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RESUMEN

Uno de los retos mas grandes de la Industria Petrolera en el pais, es asegurar la
produccion y el mantenimiento de la vida productiva de los campos petroliferos
presentes en el territorio Colombiano, es por ello, que surge la necesidad de
implementar nuevas técnicas de recobro mejorado. Asi pues, en el presente trabajo
de grado se realiza la evaluacion de la inyeccion ciclica de solvente C3 para la
Formacion T2 del Campo Apiay, ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales,
para ello se realizé una descripcidon de las condiciones geologicas del mismo y la
construccion de los modelos estaticos y dinAmicos cotejados junto con el patrén de
inyeccién de agua de cinco puntos normal de la Formacion en estudio. Este proyecto
se evalud con el disefio y la simulacién numérica de los escenarios propuestos para
la inyeccion ciclica del solvente para cada pozo presente en el arreglo, en los cuales
se modificaron pardmetros tales como: ciclos de inyeccion, tiempo de remojo, dias
de inyeccion y dias de produccion; la tasa de inyeccién fue fijada a partir de un
analisis de sensibilidad para cada uno de los pozos; y en donde el factor de recobro,
de los mejores escenarios, es comparado con la prediccién del escenario base
(inyeccion de agua) durante un periodo de diez afios, para de esta manera definir el
mejor método de recobro para la Formacion T2 técnica y financieramente. Con base

en estos resultados se presentan conclusiones y recomendaciones.

Palabras clave: Recobro Mejorado, Formacién T2, Campo Apiay, Inyeccion Agua,

Inyeccion Ciclica Solventes, Factor Recobro, Simulacién Numérica.
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INTRODUCCION

La produccion de crudo en el territorio colombiano desde hace unos afios viene en
decadencia debido a que los mecanismos de produccion primaria e incluso la
inyeccion de agua como meétodo de recobro secundario, son insuficientes para
desplazar el petrdleo remanente en los yacimientos petroliferos presentes en el
pais. Es por ello, que la implementacién de recobro quimico surge como primera
opcién para poder movilizar este crudo de alta viscosidad y baja gravedad API, y de

esta manera incrementar el factor de recobro en los campos petroleros en Colombia.

Al tener una Formacién con canales de alta permeabilidad, la inyeccién
convencional de agua no es del todo eficiente debido a que el fluido inyectado se
canaliza en los pozos, ademas cuando el crudo presente en la Formacion es pesado
y extra-pesado la precipitacion de asfaltenos orgina dafio en la cara de la
Formacion, lo que genera baja eficiencia de barrido en esta. El inyectar agua con el
objetivo de desplazar petroleo con gravedades APl menores a 18° genera una alta
relacion de movilidad, lo que implica un bajo factor de recobro y menor vida
productiva de la Formacién. Para aumentar el factor de recobro en funcién de la
disminucién de la viscosidad y tension interfacial, que conllevan a mejorar la
movilidad de crudo, la inyeccién ciclica de solvente como método de recobro

guimico es la opcién mas relevante.

La inyeccion ciclica de solvente se usa para mejorar la eficiencia de desplazamiento
en la recuperacion de aceite en Formaciones con crudo pesado, debido a la
capacidad que tienen de difundirse en este y asi disminuir la viscosidad y la tensién
interfacial. Al realizar una simulacion numeérica utilizando este método de recobro se
puede evidenciar el comportamiento de las propiedades mencionadas
anteriormente y del factor de recobro, para asi determinar el mejor mecanismo de

produccion para la Formacion.

Actualmente, existen estudios que confirman que la recuperacion quimica tiene una
serie de beneficios en cuanto al aumento en el factor de recobro, para el presente
caso, se pretende describir los avances en cuanto al uso de solventes en esta

técnica. K. Ardila et. al. realizaron una técnica hibrida, afiadiendo hexano al flujo de
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vapor para reducir la relacién vapor-aceite, es decir, netamente buscando reducir el
elevado requerimiento energético y de igual manera, beneficiando la rentabilidad
del proceso, asi como el factor de recobro. [1] F. L. Mena y J. C. Guaman
determinaron mediante la teoria de Buckley-Leverett y pruebas de laboratorio, el
beneficio de inyectar solvente en muestras pertenecientes al reservorio M-2 del
Campo VHR de la regibn amazoénica ecuatoriana, ya que, se cuantifico el factor de
recuperacion, arrojando un aumento del 49,97% y 18,04% respectivamente.[2] M. I.
Sandoval-Martinez y S. F. Mufioz-Navarro analizaron el proceso de inyeccidn ciclica
de nafta como diluyente liquido para la recuperaciéon de crudo pesado en un campo
colombiano mediante tomografia computarizada y resonancia magnética nuclear,
concluyendo que, gracias al solvente en cuestion, la tasa incremental de petroleo
alcanzo el 11%, dejando en evidencia que este tipo de componente permiten reducir
la saturacién de crudo en los poros de la formacion. [3]

El objetivo general de este trabajo de grado fue evaluar la inyecciéon ciclica de
solvente (C3) en el Campo Apiay para la formacion T2 mediante simulacién

numeérica. A su vez, los objetivos especificos de la investigacion fueron:

e Construir el modelo de simulacion base para la Formacion T2 en el software
CMG considerando el escenario de inyeccibn de agua implementado
actualmente en el Campo Apiay.

e Proponer los escenarios de simulacion para la inyeccion ciclica de solvente (C3).

e Simular los escenarios de inyeccién ciclica de solvente (C3), estableciendo el
mejor escenario de aplicacion.

e Comparar el método de recobro actual del campo con la inyeccion ciclica de
solvente (C3), en funcion del factor de recobro, estableciendo el mejor método
para la formacion en estudio.

e Evaluar financieramente la implementacion del escenario seleccionado

mediante el indicador TIR.

Este estudio busca analizar la viabilidad de desarrollar e implementar la inyeccion
ciclica de solvente (C3) en el campo, especificamente para la Formacion T2

utilizando como herramienta la simulacion numérica y asi poder determinar si dicho
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método puede reemplazar o trabajar en conjunto con la técnica que se maneja
actualmente para lograr aumentar el factor de recuperacion de crudo. Para dicho
analisis se tuvieron en cuenta parametros estaticos y dinamicos relacionados
directamente con la formacién en cuestion, ademas de data histérica y mapas para

una adecuada construccion del modelo.
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1. MARCO TEORICO

En este capitulo se presenta el marco teérico que explica de manera breve y concisa
la teoria que constituye este trabajo de grado, para ello se exponen los conceptos

generales y especificos que se tienen en cuenta en la investigacion.

1.1 Generalidades de la Cuenca de los Llanos Orientales

La Cuenca de los Llanos Orientales esta ubicada en el noreste de Colombia. De
acuerdo con la ANH, es una depresion topografica plana, de orientacién suroeste-
noreste, con alturas que oscilan entre 200 y 500 metros, que se desarroll6 en el
flanco occidental del Escudo de Guayana. Cubre una extension de 225.603 km?2
(22.560.327 hectéreas). [4]

Sus limites geomorfolégicos son la cuenca Apure - Barinas, al norte (de la cual se
separa por el limite internacional de Colombia con Venezuela); la Serrania de La
Macarena y el Arco del Vaupés, al sur; el sistema de fallas de Guaicaramo y la
Cordillera Oriental, al oeste; y el Escudo de Guayana, al este. Esta recubierta, en
gran parte, por rocas del Terciario Superior y Cuaternario. Desde el punto de vista
hidrocarburifero, la cuenca Llanos Orientales ha sido dividida en tres sectores que
muestran caracteristicas geoldgicas propias: Arauca, Casanare y Meta. Estos
coinciden aproximadamente con los limites politicos de los departamentos de
Arauca, Casanare y Meta, respectivamente.[4] La ANH considera que el volumen
de petréleo por descubrir en la cuenca alcanza unos 124.000 MBP. Dos campos
gigantes (Cafio Limon y Rubiales), dos mayores (Apiay y Castilla), y mas de ochenta

campos menores han sido descubiertos en esta region. [5]
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Figura 1.

Columna Estratigrafica de la Cuenca de los Llanos Orientales.
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Nota. Descripcion de la columna estratigrafica de la
Cuenca de los Llanos Orientales, donde se encuentra la
formacién en estudio, es decir, la Formaciéon Mirado o T2.
Tomado de: D. Barrero et. al ANH. “Colombian Sedimentary
Basins: Nomenclature, Boundaries and Petroleum

Geology, a New Proposal”, pp. 70.

A continuacion, se describen las principales caracteristicas de la unidad
estratigrafica en estudio.

1.1.1 Formacion Mirador

Conocida como Formacion San Fernando (T2). Corresponde al Eoceno. Se
compone de areniscas que constituyen el reservorio mas importante de la cuenca,
las cuales son masivas con diferentes granulometrias, generalmente

granodescrecientes de base a techo, compuestas por cuarzo, algunas de
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feldespato, materia organica lefiosa y glauconita. Su espesor aumenta hacia el
Occidente hasta alcanzar los 950 pies.

1.2 Historia del Campo Apiay

Para inicios del siglo XX, la compafiia Engineering & Exporting Company, determino
la existencia real de petréleo en la entonces denominada Intendencia del Meta—
creada en 1905, mediante la Ley 118 de 1959, junto a la Intendencia del Chocé— en
la zona conocida como Apiay, muy cerca de Villavicencio. Con el pasar de los afos
Apiay se convertird en el principal descubrimiento petrolero en su totalidad en

manos del Estado colombiano.

En el afio 1951, tres afios después de su creacion por parte del Estado mediante la
Ley 165 del 48 - afio celebre por el Bogotazo- Ecopetrol realiza los primeros estudios
oficiales en la Vereda de Apiay en Villavicencio, con miras a la obtencion de

recursos petroliferos en el Meta.

Finalizando el afio de 1981, se perfora otro pozo histérico, el llamado “Pozo Apiay
I”. El campo Apiay inicia la extraccion de crudo en el afio 1982. Ecopetrol asume el
control total de Apiay en el afio 1989. En 1990 se da inicio oficial a la produccion de
gas y asfalto en el Meta en Apiay. [6]

1.3 Localizacion del Campo Apiay

El Campo Apiay se encuentra ubicado en las inmediaciones del Distrito de Apiay,
perteneciente al departamento del Meta, Colombia. Dicho municipio limita al norte
con la vereda Cafios negros, por el sur con la vereda Barcelona, por el oriente con
la vereda La Cecilica, ademas de estar circundado por los rios Guatiquia y
Guayuriba.
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Figura 2.

Ubicacion geografica del Campo Apiay.
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Nota. Detalle de la ubicacion del Campo Apiay, perteneciente al
departamento del Meta y a su vez, a la Cuenca de los Llanos Orientales.
Tomado de: D. Barrero et. al ANH. “Colombian Sedimentary Basins:
Nomenclature, Boundaries and Petroleum Geology, a New Proposal’, pp.
70.

1.4 Sistema petrolero del Campo Apiay
A continuacién, se encuentran los principales criterios asociados con el sistema

petrolifero de la Cuenca. [7]

1.4.1 Roca Reservorio

Las arenitas de las formaciones Carboneras (C-3, C-5 y C-7) y Mirador, de edad
Palebgeno, son excelentes almacenadoras de hidrocarburos. En la secuencia
cretacica algunos intervalos arenosos son también reservorios 6ptimos. EL rango

de porosidad se encuentra entre el 10 y el 30%.

1.4.2 Migracién
La Cuenca de los Llanos Orientales posee dos pulsos de migracion desde el Oeste.
El primer pulso se registro en el Eoceno tardio-Oligoceno y el segundo comenzo en

el Mioceno y continua hasta la actualidad.

1.4.3 Roca Sello
El sello regional de la Cuenca de los Llanos Orientales es la Formacion Leon. Por

otra parte, las unidades C-2, C-4, C-6 y C-8 de la Formacion Carbonera son
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reconocidas como sellos locales, y ademas las lutitas cretacicas de las Formaciones

Gacheta y Guadalupe pueden actuar como sellos intraformacionales.

1.4.4 Trampas

Hasta el momento, la exploracién ha estado concentrada en las fallas normales
antitéticas. Sin embargo, los anticlinales asociados a las fallas inversas y estructuras
de bajo relieve, asi como las trampas estratigraficas, representan un importante

objetivo exploratorio.

1.5 Tipos de recobro mejorado
A continuacion, se describiran las técnicas de recobro mejorado que se encuentran
presentes en la extraccion de petroleo, es decir, el recobro primario, la recuperacion

secundaria y finalmente, el recobro terciario.

1.5.1 Recuperacién primaria

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

impulsar el fluido desde el fondo del pozo hasta la superficie. [8]

Cabe resaltar que el mecanismo de recuperacién primaria caracteristico del Campo
Apiay es la expansion de la rocay los fluidos. En este caso, hay que tener en cuenta
gue el petroleo es subsaturado cuando su contenido de gas es menor al requerido
para saturarlo a la presion y temperatura del yacimiento. Entonces, cuando el crudo
es altamente subsaturado, la mayor cantidad de energia del reservorio se almacena
por la compresibilidad de la roca y de los fluidos presentes; debido a esto, a medida

gue se extraen los fluidos, la declinacion de la presién es acelerada, hasta llegar a
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la presion de burbuja. Por ende, habria un cambio de mecanismo, ya que el empuje

por gas en solucion seria la fuente de energia para el desplazamiento de las fases.

1.5.2 Recuperacion secundaria

Segunda etapa de produccion de hidrocarburos durante la cual un fluido externo,
como agua o0 gas, se inyecta en el yacimiento a través de pozos de inyeccion
ubicados en la roca que tengan comunicacion de fluidos con los pozos productores.
El proposito de la recuperacion secundaria es mantener la presion del yacimiento y
desplazar los hidrocarburos hacia el pozo. Las técnicas de recuperacion secundaria
mas comunes son la inyeccién de gas y la inundacion con agua. Normalmente, el
gas se inyecta en el casquete de gas y el agua se inyecta en la zona de produccién
para barrer el petroleo del yacimiento. La etapa de recuperacion secundaria alcanza
su limite cuando el fluido inyectado (agua o gas) se produce en cantidades

considerables de los pozos productores y la produccién deja de ser econémica. [9]

1.5.2.a Inyeccion de agua. Es un método de recuperacion en donde se inyecta
agua a altas presiones por medio de pozos inyectores, con el fin de aumentarla
produccion de crudo en el yacimiento acrecentando la energia dentro del mismo,
cumpliendo con las caracteristicas mostradas en la tabla 1. En la figura 3 se muestra
un esquema béasico de la inyeccion de agua, donde se observa como el agua
desplaza al petréleo hasta los pozos productores.
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Tabla 1.

Caracteristicas del agua de inyeccion.

No debe ser corrosiva

No debe depositar minerales bajo condiciones de
operacion.

Caracteristicas |No debe contener solidos suspendidos o liquidos en

del suficiente cantidad para causar taponamiento de los pozos
aguade de inyeccidn.
inyeccion

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

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

Nota. En esta tabla se encuentran las principales caracteristicas del agua de inyecciéon. Tomado
de: Campos petroliferos y proyectos de inyeccién de aguas. [En linea] Disponible: http://industria-

petrolera.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/inyeccin-de-agua.html

Figura 3.
Esquema general de la inyeccién de agua.

Inyeccion de agua

Pozos produclores Pozo de inyeccion de agua

Nota. Se puede observar el procedimiento general de
la inyeccion de agua convencional. Tomado de:
Industria petrolera inyeccion de agua. [En linea]

Disponible:http://industria-
petrolera.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/inyecci

n-de-agua

1.5.2.b. Inyeccion de agua por arreglo. En este tipo de inyeccion el agua es
inyectada en la zona de crudo, invadiendo y desplazando al petréleo hacia los pozos
productores. Para que la produccion sea uniforme los pozos inyectores se

distribuyen entre los pozos productores formando arreglos geométricos como se
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oberva en la figura 4; dichos arreglos son determinados teniendo en cuenta la
estructura y los limites del yacimiento, la permeabilidad, la porosidad y la
continuidad de las arenas a lo largo del campo. Las ventajas y desventajas se

presentan en la tabla 2.

Tabla 2.
Ventajas y desventajas de la inyeccion de agua en arreglo.

Inyeccion en arreglos

Ventajas Desventajas

Al estar cerca el pozo inyector del|Al tener que perforar mas pozos se
productor hay una invasioén del agua de | genera un mayor costo comparado con
manera rapida, es decir que el barrido |la inyeccion periférica, hay que tener
es mas eficiente. También se puede |control del proceso porque es un
llevar control del frente de invasién y por | método riesgoso.

altimo se disminuye el efecto negativo
de las heterogeneidades sobre el
recobro.

Nota. En esta tabla se evidencian las ventajas y desventajas de la inyeccion de agua en arreglos.
Tomado de: M. P. De Ferrer. (2001). Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. [En
linea]. Vol 1. n° 1. Disponible:

http://www.ing.unp.edu.ar/asignaturas/reservorios/libro%20iny%20agua%20y%20gas.pdf

Figura 4.
Arreglo de cinco pozos normal.

Arreglo

Pozo de
inyeccion
—

Pozo de
produccion

Nota. Esquema del patron de cinco pozos normal. Tomado de: M. P. De Ferrer. (2001). Inyeccion
de agua y gas en yacimientos petroliferos. [En linea]. Vol 1. n° 1. Pp. 14. Disponible;

http://www.ing.unp.edu.ar/asignaturas/reservorios/libro%20iny%20agua%20y%20gas.pdf

1.5.3 Recuperacion terciaria
El método de recuperacion terciaria se usa para aumentar el factor de recobro en

yacimientos que ya han sido explotados con recuperacion primaria y secundaria. Se
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inyectan sustancias que no son naturales del yacimiento, como polimeros o
nitrogeno. Para este proceso se buscan condiciones que favorezcan el flujo de los
fluidos en el yacimiento, por eso en ocasiones se adiciona calor o aditivos quimicos
entre el fluido inyectado y el crudo para que se facilite la movilizacién a través del
yacimiento. [10]

1.5.3.a. Desplazamientos miscibles. El método de recuperacion terciaria que se
realizara en Campo Apiay es un proceso miscible, el cual consiste basicamente en
inyectar un agente desplazante que se mezcle totalmente con el petréleo existente.
Como resultado, la tension interfacial entre los dos se reduce a cero (no existe una
interfase), el nUmero capilar se hace infinito y el desplazamiento de petréleo se
asegura en un 100% en los poros que son barridos por el agente desplazante, si la
razon de movilidad es favorable. [11]

1.5.3.b. Inyeccion de solventes. Los solventes son usados para mejorar la
eficiencia microscopica de desplazamiento en la recuperacion de aceite, debido a
la capacidad que tienen de difundirse en el crudo, disminuyendo su viscosidad y la
tension interfacial. Su aplicacién en medio poroso con crudo liviano o intermedio
puede ser a través de inyeccion continua o alternada con agua (WAG), de forma
miscible o inmiscible; mientras que en yacimientos con crudos pesados lo mas
comun es el desarrollo de una inyeccion ciclica o mediante la co-inyeccion con vapor

para mejorar la técnica.

1.5.3.c. Inyeccidn ciclica de solventes. La inyeccion ciclica de solventes se define
como un proceso ho-térmico aplicados en yacimientos con rocas de alta
conductividad térmica, fracturas, presencia de acuiferos o de espesor delgado que
tienen canales altamente conductivos como warmholes (hoyos de gusano),
producto de la produccion primaria, donde los métodos térmicos no pueden ser
aplicados debido a sus limitaciones econdémicas y térmicas. [12] La inyeccion ciclica
de solventes (ICS) es analoga a la inyeccion ciclica de vapor (ICV), que, presenta
un ciclo de inyeccion, un periodo de remojo y un ciclo de produccion como se ve en

la figura 5.
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Cabe resaltar que los solventes utilizados en la recuperaciéon de crudo se clasifican

en gaseosos Y liquidos, siendo el didxido de carbono (CO2) y el metano (CH4) los

fluidos mas empleados de la primera condicion. Asi mismo, se debe tener en cuenta
gue los solventes hidrocarburos con mayor capacidad para reducir la viscosidad,
son aquellos de menor nimero de carbonos.

El estudio de interaccion de los solventes trae consigo la medicidon de propiedades

fisicas (Densidad y viscosidad de la mezcla crudo-solvente a diferentes

proporciones), el analisis de compatibilidad del solvente con el crudo, a través de la
evaluacion de precipitacion de asfaltenos de forma estatica y dinamica y la
determinacién de los coeficientes de difusion efectiva y dispersion mecanica.

» Mecanismos de produccién. Entre los principales mecanismos de recuperacion
durante un proceso de inyeccion de solventes se tiene la reduccion de viscosidad
y de tension interfacial, los cuales se presentan en la zona de mezcla que se
forma por los diferentes mecanismos de transferencia de masa (Dispersion
mecénica y difusion efectiva). [13]

¢ Reduccion de viscosidad. Este mecanismo se presenta por dos procesos; el
primero relacionado con el enriquecimiento del crudo con componentes mas
livianos por mecanismo de dilucion. El segundo proceso esta ligado al fenédmeno
de depositacion de asfaltenos, el cual es producto de la incompatibilidad entre el
crudo y el solvente. [14]

e Reduccion de la tension interfacial. La tension interfacial entre un crudo y un
solvente disminuye cuando estos se mezclan total o parcialmente por los
diferentes mecanismos de transferencia de masa, ya que, como resultado de
este proceso, las fuerzas entre moléculas que se encuentran en la interfaz crudo-
solvente son reducidas.

La disminucion en la tensidn interfacial depende ante todo de la solubilidad, que
a su vez esta relacionada con el tipo de solvente, presion y temperatura de
operacion. Presentar una mayor solubilidad implica la creacion de una zona de
mezcla mas extensa, por lo tanto, habra mayor area de contacto interfacial y

cantidad de aceite recuperado. [15]
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Mecanismos de produccién de masa. Durante un proceso de inyeccién de
solvente, una de las variables a tener en cuenta es el tamafio de la zona de
mezcla formada entre el solvente inyectado y el petréleo desplazado, el cual
depende principalmente de la dispersién mecanica y difusion efectiva, los cuales
se ven afectados por la viscosidad de los fluidos, las relaciones de viscosidad,
la tasa de inyeccion, la densidad de los fluidos, las caracteristicas del medio
poroso Yy los coeficientes de difusion de los mismos.

Difusion efectiva. Explica el movimiento incierto de moléculas desde un punto de
mayor concentracion hasta uno de menor concentracion, considerando las
propiedades de un medio poroso.

Dispersion mecanica. Proceso fisico que describe la transferencia de masa por
el movimiento general del fluido en régimen laminar o turbulento, causado por el
cambio a nivel microscopico de la velocidad real de las particulas en casa canal
intergranular y de un canal a otro. Este se puede presentar de forma longitudinal
y transversal dependiendo la direccion de flujo, ademas de estar relacionado
directamente con la heterogeneidad, tamafo, forma del grano y velocidad
intersticial del fluido en el medio poroso. [16]

Etapas de la inyeccion ciclica de solventes. Como se menciond previamente, la
inyeccion ciclica de solventes cuenta con tres etapas, las cuales se nombran en
el orden en que se realizan, es decir, inyeccién, remojo y finalmente, produccion.
Etapa de inyeccién. Durante este periodo el aceite y el solvente inyectado
producen una zona de mezcla con un perfil de concentracion de solvente
decreciente por el efecto de la dispersion mecanica y difusiéon efectiva. Para la
implementacion de esta técnica, J. Ivory et. al. indica que la inyeccion de
solventes gaseosos, se debe realizar hasta alcanzar una presién pre-definida a
la méaxima tasa de inyeccién. [17]

Etapa de remojo. Esta etapa consiste en cerrar el pozo después de finalizar la
inyeccion del solvente. Durante esta etapa tedricamente ocurre una expansion
de la zona de mezcla por el efecto de la difusion efectiva, logrando una

disminucién adicional de la viscosidad del crudo pesado.
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e Etapa de produccion. Consiste en poner los pozos en produccion una vez
terminado el periodo de remojo. El proceso ICS puede continuar si el porcentaje

de recuperacion es superior al 1% del OOIP durante el ciclo estudiado. [18]

Figura 5.
Esquema de un proceso de inyeccion ciclica de solventes.

Etapade 8| Etapade 8 | Etapade

Expansion de la
- zona de mezclapor | producido
R ; = ——
. difusion efectiva | =

Nota. Descripcion del proceso de la inyeccién ciclica de solventes, cuyas
etapas son inyeccion, remojo y produccién. Tomado de: J. Bryan, E. Nickel
y K. From, Cyclic solvent injection in heavy oil: mechanism of non-
equilibrium mass transfer and recovery, en 37° simposio anual IE-EOR,
FRA, 2016. pp. 1-8.

1.6 Simulacion numérica de yacimientos

Es el proceso de inferir el comportamiento real de un yacimiento a partir del

comportamiento matematico que lo representa y cuyas ecuaciones se resuelven

mediante métodos numeéricos. Busca desarrollar una metodologia para construir un

modelo de simulacion basado en data histérica y analisis de fluidos para el

desarrollo de los modelos estatico y dinAmico que seran aplicados a situaciones

practicas. [19]

Entre las aplicaciones de la simulacién numérica de yacimientos se encuentra:

e Determinar el comportamiento de un yacimiento bajo un proceso de inyeccién
particular o agotamiento natural.

e Evaluar las ventajas de un proceso de inyeccion de agua de flanco contra un

proceso de inyeccion por arreglos.

e Determinar el efecto de la ubicacion de los pozos y el espaciamiento.
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¢ Investigar el efecto sobre el recobro de variaciones en las tasas de inyeccion y/o
produccion.

¢ Investigar el efecto sobre el recobro de la perforacion interespaciada.

1.6.1 Tipos de simuladores

Actualmente, la clasificacion tiene cuatro tipos de simuladores, dependiendo de las
propiedades del crudo y, en segundo lugar, los procesos que se quieran simular, es
decir, la categoria varia segun la composicion del aditivo a inyectar para

determinado método de recobro mejorado. [19]

1.6.1.a. Simulador de petroleo negro. En este tipo de simulador, no influye la
composicién, es decir, los hidrocarburos se consideran un solo liquido y un solo gas.
1.6.1.b. Simulador composicional. Permite la variacion de la composicion de las
fases con cambios de presién, ademds, se utiliza para petrdleos volatiles y
condensados.

1.6.1.c. Simulador térmico. Utiliza ecuaciones de conservacion de energia, flujo
de fluidos, trasmision de calor y reacciones quimicas. Funciona para la inyeccion de
vapor y la combustion en sitio.

1.6.1.d. Simulador quimico. Tiene en cuenta el transporte de masa por dispersion,
absorcion, fraccionamiento y comportamiento complejo de fases. Utilizado para

inyeccion de polimeros, tensoactivos y alcalinos.

1.6.2 Etapas tipicas de un estudio de simulacién

Existen seis etapas para un estudio de simulacién. [19] En primer lugar, se tiene la
definicién del problema, donde se busca realizar la planificacién de los escenarios
de desarrollo y donde pueden surgir estrategias de produccién e inyeccién. Luego,
sigue la adquisicion de datos, que como su nombre lo indica, consiste en reunir la
mayor cantidad de data tanto del yacimiento, como de los fluidos presentes (data
estéatica), ademas de informacion de produccion e inyeccion de los pozos (data

dinamica).

Para la tercera etapa, se describe el reservorio teniendo en cuenta curvas de

permeabilidad relativa, curvas de presion capilar, la heterogeneidad y la

30



configuracion geométrica, entre otros aspectos. En la corrida del modelo o la
inicializacion, que es el paso a seguir, se representan las condiciones iniciales del
yacimiento (POES, GOES) y se verifican los datos PVT, los contactos entre fases y

las presiones iniciales.

En quinto lugar, esta el cotejo histérico, donde se seleccionan las variables a cotejar
y se contrastan global y localmente para finalmente, realizar las predicciones,
donde, partiendo de sensibilidades en el caso base, se plantean una serie de
posibilidades en cuanto a mejoras que requiera el yacimiento, para optimizar el
recobro de hidrocarburos, la minimizacion de inversiones de capital y, por ende,

maximizar el beneficio econémico.
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2. METODOLOGIA

Para el desarrollo del presente estudio, se decidi6 utilizar como herramienta base el
software CMG, con la finalidad de poder predecir el comportamiento del sector
model perteneciente a la Formacion T2, formulando el modelo estético, el modelo
dindmico en relacion al patron de inyeccion de agua de cinco puntos normal y
finalmente, analizar el desempefio de la inyeccion ciclica de propano (C3) como
técnica alternativa de recobro mejorado; cabe resaltar que el rango de predicciéon

asignado fue de diez afnos.

Se da inicio al proceso de simulacion creando un documento en la herramienta
BUILDER, utilizando el simulador tipo STARS, seleccionando unidades de campo y
porosidad simple, ya que el yacimiento perteneciente a la formacién en estudio no
se encuentra naturalmente fracturado. Se estipul6 el 01/10/2020 como fecha inicial,
ya que no se realizara cotejo histérico previo, el cual tendria como inicio el afio 1988,

fecha en que se perforé el primer pozo perteneciente al arreglo en estudio.

Para el montaje de la malla, inicialmente se cargd el mapa del tope de la primer
capa de la Formacion T2 (Tope T2) y al ser un sector model, se realiz6 una
comparacion con un mapa que posee la ubicacion de los pozos en estudio, para
asegurar que la estructura del modelo fuera acorde a la realidad. En la seccién
Reservoir se definié un enmallado de tipo no ortogonal, ademas de tener en cuenta
el espaciamiento entre pozos para poder realizar las respectivas divisiones, es decir,
se hizo de 25m por 25m, en total se utilizaron 39 capas, esto para tener una mejor
visualizacion de las propiedades a cargar. Al tener trece capas, se utilizaron tres por

cada capa de la Formacion.

Posteriormente, se cargaron los mapas de las propiedades, los cuales fueron
otorgados por la empresa de soporte técnico-financiero y se importaron desde Petrel
y Sahara (Los valores de cada propiedad estan actualizados al 2020 y se trabaja
con ellos actualmente en el campo). Entre los insumos suministrados se encuentran
mapas de saturacion de petréleo actual, net pay, porosidad, permeabilidad y mapas
estructurales, los cuales son enviados en profundidad, por lo que se multiplico por

-1 el mapa estructural del tope de la primer capa de la Formacion. Afadido a esto,
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para poder determinar el espesor de cada capa, en la columna de “Grid thickness”
se le resto el tope inicial al tope subyacente, luego, para obtener el valor de 1, se
multiplicé por -0,3333 las dos primeras capas y por -0,3334 la ultima. Finalmente,
se cargaron las demas propiedades y para la permeabilidad en la direccion j y k, la
empresa definié que éstas serian 20% de la permeabilidad en la direccion i. En las
figuras 6y 7, se encuentran las propiedades mencionadas anteriormente, las cuales

se cargaron en el simulador para caracterizar el yacimiento.

Figura 6.

Propiedades del yacimiento (Net Pay, Porosidad, Permeabilidad en i y Saturacion actual de aceite).

n

Nota. Propiedades del yacimiento cargadas al modelo correspondiente al

sector model de la Formacién T2. Tomado de: Builder, CMG.

Figura 7.
Propiedades del yacimiento (Grid Top y Grid Thickness).

004 hckrass 20 TD1001

Nota. Propiedades del yacimiento cargadas al modelo correspondiente al sector

model de la Formacién T2. Tomado de: Builder, CMG.

Para el PVT, en primer lugar, se cargo la informacion suministrada por la compafiia,
la cual se encuentra contenida en las tablas 3. Sin embargo, al no poseer la totalidad
de los datos, se calcul6 la presion de burbuja teniendo en cuenta el GOR (93,5
scf/sbt), obteniendo un valor de 874 psi, lo que nos indica que el yacimiento se
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encuentra subsaturado. Ademas, se utilizaron las correlaciones de Ng and Egbogah
para Dead Oil Viscosity, Beggs and Robinson para Live Oil Viscosity y finalmente
Standing para Gas Critical Properties; éstas fueron seleccionadas considerando el
rango de viscosidades que se encuentran en el yacimiento, las cuales varian entre
8,5cPy10cP.

Tabla 3.

Propiedades petrofisicas e informacién correspondiente a la Formacion T2 del Campo Apiay.

DATOS TECNICOS DEL CAMPO APIAY FORMACION T2
Yacimiento Propiedades de rocay fluidos
Area produccién 4404
(acres) Porosidad promedio (%) 13
Tipo de trampa Estructural y : 10-
estratigrafica Rango de porosidad (%) 16
Angulo de buzamiento Permeabilidad promedio
) 5-20 (mD) 120
L Rango permeabilidad 50-
Edad Geologica Cenozoico (mD) 800
Ambiente de Yto naturalmente
deposicion Costero fracturado No
Areniscas
Litologia intercaladas con Gravedad API del aceite
shale (°API) 15
Profundidad promedio
(ft) 9265' a 10221" GE gas 0,966
Espesor total (ft) 180 Viscosidad aceite (cp) 7,59
Espesor neto (ft) 35 Presion de burbuja (psi) 874
Sw inicial % 12 GOR (scf/stb) 93,5
So residual % _ Facto(rp\(/:cl)rl)ucrg\)etnco 109
o Salinidad del agua de
Temperatura yto (°F) 255 formacion (ppm CI) 5854
Presion inicial (psi) 4500 Numero de capas 13
Presién actual (psi) 1850 - -
Mecanismo primario Expansion roca
de produccién fluido - -
Contacto de los fluidos Volimenes de fluidos y FR
Contacto aceite-agua
0 LKO (ft) 9360' TVDSS LKO OOIP (MBPE) 112,3
FR (%) 9

Nota. Esta tabla presenta informacion geologica y las propiedades petrofisicas de la Formacion T2
del Campo Apiay correspondiente al estudio de volumetria del 2018. Los valores de presion inicial,
temperatura del yacimiento, GOR, API, gravedad especifica del gas y salinidad de agua fueron
utilizados para la construccion del PVT de los modelos estatico y dinamico.
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De igual manera, se generaron las curvas de permeabilidad relativa mediante el
software en la seccion roca fluido, las cuales sirvieron para determinar que el
movimiento de los fluidos y para corroborar que el yacimiento se encuentra mojado
por agua, tal como se observa en la figura 8. Por ultimo, en la seccién de
Condiciones Iniciales se carg6 la presion actual del yacimiento, la cual alcanza los
1850 psi a la profundidad de referencia dada, es decir, 9265 ft.

Figura 8.

Curvas de Permeabilidad Relativa Agua-Aceite.
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Nota. Grafico de las curvas de permabilidad relativa (Kr vs Sw).
Tomado de: Builder, CMG.

En cuanto a la inyeccién de agua, se realiz6 utilizando un patrén de cinco puntos
normal, teniendo como pozo inyector el pozo P25, tal y como se realiza actualmente
en el Campo; éste se ajusté con base en el STW (Surface Water Rate) actual,
mientras que los demas pozos (P2, P5, P16 y P23) fueron ajustados con base en el
DWA (Max draw-down-pressure) actual, para de esta manera obtener la tasa de
produccién promedio ajustada a lo que se tiene en Campo, correspondiente al mes
de Octubre del presente afo. En las siguientes tablas, se encuentra discriminado el

ajuste teniendo en cuenta los pardmetros de operacion estipulados anteriormente.

Tabla 4.

Parametros de ajuste del pozo P25.

Pozo inyector STW (bbl/dia) Temp. (I:llg/)ecmon
P25 2000 155

Nota. Esta tabla presenta los parametros que se deben ajustar para el pozo P25.
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Tabla 5.

Parametros de ajuste de los pozos productores.

Pozos
productores DWA (psi)
P2 25
P5 400
P16 235
P23 10

Nota. Esta tabla presenta los parametros que se deben

ajustar para los pozos productores (P2, P5, P16 Y P23).

Posteriormente se realizé la simulacion correspondiente a este método de recobro
secundario, teniendo en cuenta que su analisis seria desde el presente afio hasta
el 2030, con el fin de analizar el beneficio de la inyeccion de agua en cuanto al
aumento o mantenimiento de presién en el yacimiento y por ende, al incremento de
la produccién de crudo, aunque de igual manera se realizd las respectivas
observaciones en cuanto a la obtencion de las otras fases debido al beneficio de la
represurizacion y posterior estabilizacién del yacimiento, ademas del corte de agua
y de la produccion discriminada de aceite, es decir, el andlisis del impacto de la
técnica de recuperacibn en cada pozo productor, obteniendo resultado

contrastantes.

Para la inyeccion ciclica de solventes, se extrajo el modelo de cada pozo, ya que,
en un principio se intentaron simular todos a la vez y el simulador no lograba
convergencia, por lo que detenia el proceso. Cada pozo se planteé con un radio de
drenaje de tres bloques en todas sus direcciones, con el fin de analizar el
comportamiento de estos con y sin la inyeccién del solvente, que para el presente
estudio es propano. Asi mismo, los pardmetros operacionales utilizados para la
etapa de produccion fueron los mismos empleados en el escenario base. De esta
manera se determinaron las tasas de inyeccion para cada uno de ellos, ademas de
los dias de inyeccidn, remojo y produccion. La temperatura y la presion de inyeccion
fueron de 77 °F y 5000 psi, respectivamente. El rango para cada pozo es diferente,
por lo que para su obtencién se tuvo en consideracion el comportamiento de la
produccion de crudo y la depletacion del yacimiento. En la tabla 6 se encuentra en

detalle los valores para cada pozo.
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Tabla 6.

Rangos determinados para los pozos en estudio.

Tasa de Tiempo de
inyeccion Dias de remojo Dias de |Ciclos de
Pozo (ft3/dia) inyeccion (dias) produccion |inyeccién
40000, 50000,
P2 60000, 70000 30 10 400 5
20000, 30000,
P5 40000,50000 40 10 40 5
20000, 25000,
P16 | 30000, 35000 40 10 40 5
40000, 50000,
P25 | 60000, 70000 30 10 400 5

Nota. En la presente tabla se encuenta los rangos a estudiar para los pozos en estudio.

Para establecer los tiempos de inyeccidn, remojo y produccion el analisis estuvo
basado inicialmente en el estudio realizado por James J. Sheng, donde se
prentende analizar si el tiempo de remojo genera una represurizacion adicional en
el reservorio, obteniendo resultados negativos ante la hipotesis planteada. [20] Asi
pues, se determind que para la presente investigacion esta variable podria tener
valores entre 0 y maximo un mes, puesto que no iba alterar de manera significativa

los resultados.

Teniendo como base el estudio mencionado anteriormente, se determinaron
inicialmente los dias de inyeccion y produccién para los pozos en analisis, sin
embargo, al tener un comportamiento diferente ante la inyeccion del propano en
éstos, los dias que se utilizaron en el estudio no eran compatibles con respecto a
esta investigacion, debido a que los tiempos de inyeccion oscilaban entre 100 y 300
dias, y dadas las dificultades numéricas que presenta el simulador ante la inyeccion
de gas fueron descartados. De igual manera, los dias de remojo se definieron con
un valor de 10 dias para todos los pozos, teniendo en cuenta que James J. Sheng
sugiere valores entre este valor y tres meses, descartando la segunda alternativa

por la dificultad del software.

En cuanto al periodo de produccion, los valores estaban entre 100 y 600 dias,
rango que fue tenido en consideracion en los pozos P2 y P25 dadas las

condiciones de depletamiento de éstos, mientras que para los pozos P5y P16 los
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valores fluctuaron entre 40 y 60 dias puesto que la depletacion en estos activos es

acelerada.

El nimero de ciclos se determiné entre 1 a 5, esto con base al estudio realizado
por Artun, Ertekin, Watson y Miller, en el que se establecié que un valor éptimo
para esta variable esta entre 2 y 3 ciclos; [21] no obstante, también se tuvo en
cuenta la investigacion realizada por Yu y Sheng, donde se plantea un mayor
namero de ciclos para el método huff n puff, teniendo como resultado que

incrementa el aceite recuperado con el aumento de los ciclos.[22]

Cabe resaltar que aunque el pozo P23 hace parte del patron en estudio, al ser el
gue menos crudo produce, no fue tenido en cuenta en esta determinacion, dado
que, al realizar la inyeccion de solvente, ya sea con tasas altas o bajas, la

produccién del mismo es netamente gas.

La tasa definitiva se determiné con base en el factor de recobro que éstas arrojaban
para cada pozo, por ende, el caudal que mayor indice reflejara, seria el idoneo para
su posterior implementacion. En primer lugar, para el caso del pozo P25, tal como
lo muestra la figura 9, la tasa adecuada es de 40.000 ft3/dia, ya que arroja un valor

de 12,1374% como factor de recobro al concluir los diez afos.
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Figura 9.
Factor de recobro vs tiempo, P25.
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Nota: El gréfico A, corresponde al andlisis del factor de recobro del pozo P25
durante los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un
acercamiento de la gréafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030 para
tener més certeza sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de: Results,
CMG.

De igual manera, para el pozo P2, la figura 10 indica que, al igual que el pozo
anterior, la tasa a utilizar es de 40.000 ft¥/dia; su factor de recobro pasados los diez
afos es de 12,6679%.
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Figura 10.

Factor de recobro vs tiempo, P2.
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Nota. El gréafico A, corresponde al andlisis del factor de recobro del pozo P2 durante
los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un acercamiento de la
grafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030 para tener mas certeza

sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de: Results, CMG.

Para el caso del pozo P5, la figura 11 arroja que el caudal idéneo es de 20.000

ft3/dia y su valor de factor de recobro es de 11.25%, transcurridos los diez afios.
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Figura 11.
Factor de recobro vs tiempo, P5.
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Nota. El gréafico A, corresponde al andlisis del factor de recobro del pozo P5 durante
los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un acercamiento de la
grafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030 para tener mas certeza

sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de: Results, CMG.

A partir de la figura 12, se tiene que el pozo P16 tiene como tasa seleccionada
30.000 ft3/dia, ya que tiene un factor de recobro de 10,3933% al transcurrir los diez

anos.

De acuerdo al andlisis realizado anteriormente, se tiene que los préximos
escenarios a evaluar se haran utilizando las tasas mencionadas anteriormente y
entre los parametros que se van a modificar tenemos los dias de inyeccién, remojo,

produccion, la relacion de gas y finalmente, los ciclos.
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Figura 12.
Factor de recobro vs tiempo, P16.
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Nota. El gréafico A, corresponde al andlisis del factor de recobro del pozo P16
durante los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un
acercamiento de la gréafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030 para
tener mas certeza sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de: Results,
CMG.

Teniendo definidos los parametros fijos y variables, el paso a seguir es el montaje
del escenario base, el cual consiste en simular los cinco pozos sin realizar huff n
puff, es decir, inyeccién de algin componente gaseoso por ciclos, por lo tanto, se
realiza la simulacién inicamente cuando los pozos se encuentren produciendo, para
asi determinar su comportamiento en cuanto a su produccion y al respectivo factor
de recobro. [18]
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Los parametros utilizados para desarrollar este escenario fueron los siguientes:

Tabla 7.
Valores de DWA estipulados para cada pozo.
Pozos productores DWA (psi)

P2 25
P25 50
P5 400
P16 235
P23 10

Nota. La presente tabla arroja los valores de DWA
asignados para cada pozo.

De acuerdo a la figura 13, se puede evidenciar que el factor de recobro para los
cinco pozos productores es del 9,1626% para el afio 2030. Sin embargo, se debe
tener en cuenta que cada pozo se comporta de manera distinta ante la inyeccion
ciclica de solvente, por lo tanto, se usan los mismos subsectores que se utilizaron
para determinar las tasas de inyeccién a partir de las sensibilidades, considerando
el mismo radio de drenaje, es decir, tres bloques en cada direccién. Con esto se
pretende analizar puntualmente el comportamiento de cada pozo cuando se le
inyecta el solvente en estudio, es decir propano, aunque se realizaran

combinaciones con metano para posteriores evaluaciones técnicas y financieras.
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Figura 13.

Factor de recobro del escenario base en relacion al tiempo.
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Nota. El grafico muestra el factor de recuperacion del escenario base luego de
la simulacion realizada con los DWA correspondientes. Tomado de: Results,
CMG.

Luego de haber determinado el factor de recobro del escenario base y las tasas de
inyeccion con mejor factor de recuperacion, se realizan los diferentes escenarios
para evaluar el comportamiento de cada pozo cuando se le modifican los ciclos, los
dias de inyeccion, los de remojo y los de produccion. Ademas se evaluaran
escenarios donde la relacion de gas es variable, debido a que se quiere determinar

la incidencia del metano (CH4) sobre éstos.

Para el pozo P2 se analizaron cinco escenarios, los cuales se encuentran definidos
en la tabla 8. Para todos los planteamientos, la etapa de inyeccion tiene como fecha
de inicio el primero de octubre del 2020, misma fecha de inicializacion de los
modelos; posteriormente, se queria determinar si el tempo de remojo generaba una
represurizacion en el yacimiento, ademas, cabe resaltar que se utilizaron periodos
de produccion prolongados ya que el pozo en cuestion posee una depletacion lenta.
Para el caso de los dos ultimos escenarios, se realiz6 una variacion en la relacion
de los gases para evidenciar un posible beneficio en cuanto a reduccion de

viscosidad y tension interfacial.
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Tabla 8.

Escenarios planteados para el pozo P2.

Escenario |Dias de inyeccién | Dias de remojo |Dias de produccién| No. Ciclos | Tasa (ft®/dia) [C3HS] [CH4]
1 55 20 400 3 40000 100% 0%
2 35 15 550 4 40000 100% 0%
3 45 30 475 2 40000 100% 0%
4 50 5 425 5 40000 70% 30%
5 60 0 350 5 40000 50% 50%

Nota. La tabla describe los escenarios planteados para el pozo P2, teniendo como datos variables
los dias de inyeccidn, los dias de remojo, los dias de produccién, el nimero de ciclos, la tasa a

inyectar y la concentracion de los respectivos solventes.

Para el caso del pozo P25, cuyo depletamiento es medio, se realizaron las
correspondientes relaciones entre gases para analizar el efecto sobre las
propiedades mencionadas en el parrafo anterior; en la tabla 9 se pueden observar

los escenarios correspondientes a este pozo.

Tabla 9.
Escenarios planteados para el pozo P25.
Escenario |Dias de inyeccién | Dias de remojo |Dias de produccién| No. Ciclos | Tasa (ft®/dia) [C3H8] [CH4]

1 60 5 500 4 40000 100% 0%
2 50 15 350 1 40000 100% 0%
3 75 0 450 3 40000 100% 0%
4 15 15 150 4 40000 70% 30%
5 45 10 250 5 40000 50% 50%

Nota. La tabla describe los escenarios planteados para el pozo P25, teniendo como datos variables
los dias de inyeccién, los dias de remojo, los dias de produccién, el nUmero de ciclos, la tasa a

inyectar y la concentracién de los respectivos solventes.

En cuanto al pozo P16, los dias de produccion, los cuales se encuentran en la tabla
10, son considerablemente menores en relacion a los pozos P2 y P25, ya que se
depleta rapidamente debido a que no existe una fuente externa que le permita

mantener su energia y presion.
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Tabla 10.

Escenarios planteados para el pozo P16.

Escenario |Dias de inyeccién | Dias de remojo |Dias de produccién| No. Ciclos | Tasa (ft®/dia) [C3HS] [CH4]
1 15 5 50 4 30000 100% 0%
2 15 5 55 3 30000 100% 0%
3 35 10 50 5 30000 100% 0%
4 20 0 50 4 30000 70% 30%
5 25 15 60 2 30000 50% 50%

Nota. La tabla describe los escenarios planteados para el pozo P16, teniendo como datos variables
los dias de inyeccion, los dias de remojo, los dias de produccién, el nimero de ciclos, la tasa a

inyectar y la concentracion de los respectivos solventes.

De igual manera, el pozo P5 refleja un comportamiento similar al pozo P16 en
cuanto al depletamiento acelerado por falta de un agente externo que le permita
mantener o aumentar su energia, por lo que, como se observa en la tabla 11, los
dias de produccion tienen una magnitud baja en relacion a los pozos mencionados

al inicio del analisis.

Tabla 11.
Escenarios planteados para el pozo P5.
Escenario |Dias de inyeccién | Dias de remojo |Dias de producciéon| No. Ciclos | Tasa (ft®/dia) [C3H8] [CH4]

1 45 0 45 2 20000 100% 0%
2 50 5 55 3 20000 100% 0%
3 40 15 60 4 20000 100% 0%
4 20 10 40 5 20000 70% 30%
5 40 5 60 4 20000 50% 50%

Nota. La tabla describe los escenarios planteados para el pozo P5, teniendo como datos variables
los dias de inyeccién, los dias de remojo, los dias de produccién, el nUmero de ciclos, la tasa a

inyectar y la concentracion de los respectivos solventes.

Finalmente, luego de la simulacion de la inyeccién ciclica de propano (C3) y en
ciertos casos combinado con metano (CH4), se realizdé un analisis a partir de los
resultados arrojados, para determinar los escenarios con mejor factor de
recuperacion por cada pozo y posteriormente, otorgar un resultado general en

cuanto al patrén en estudio.
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3. ANALISIS DE RESULTADOS

De acuerdo a la metodologia presentada anteriormente, la inyeccién de agua que
se realiza actualmente en el Campo Apiay es la primer técnica que se analizara en

este capitulo.

Luego de la informacion cargada para cada pozo, teniendo en cuenta que el pozo
inyector fue ajustado con base en el STW y los productores en relacién al DWA, se
realizo la respectiva simulacion, donde se determind que el factor de recobro
alcanzaria el 19,96% al transcurrir los diez afios que se pretendian evaluar. Tal
como lo muestra la figura 14, se percibe una curva creciente del factor de
recuperacion en relacion al tiempo, aumentando un 16% en menos de ocho afios,
si se toma como referencia desde afio 2022 hasta el afio final de estudio, lo que
beneficia desde el punto de vista técnico al yacimiento, brindandole la energia
suficiente para aumentar y posteriormente mantener la presion, lo que generaria un

rédito desde la parte financiera, con la produccion incremental de la Formacion T2.

El dafio de formacién se tuvo en cuenta para todas las simulaciones realizadas en
la presente investigacion, sin embargo, cabe resaltar que se utilizaron valores entre
cero y cinco, es decir, condiciones en las que los pozos se encontraban sin dafio y
posteriormente con dafo, de acuerdo a la escala del skin; no obstante, el factor de
recobro, variable que se busca analizar en este proyecto, no present6 afectacion

alguna al momento de simular con el rango de valores mencionado previamente.
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Figura 14.

Factor de recobro del patrén de cinco puntos normal en relacion al tiempo.
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Nota. El grafico muestra el factor de recuperacién de la inyeccién de agua
realizada actualmente en la Formacion T2 del Campo Apiay con respecto al
tiempo, alcanzando un 19,96% en el afio 2030. Tomado de: Results, CMG.

En cuanto al corte de agua, se alcanza un valor de 93,83% en el afio 2030,
aumentando un 47% aproximadamente, teniendo en cuenta que para el 2020 se
tenia el corte de agua a la mitad. En la figura 15 se percibe un aumento brusco entre
el inicio y los primeros tres afos de estudio, mientras que, para los afios posteriores
hay una disminucion en la pendiente, ya que el aumento entre el 2026 y el Gtimo

afio no supera los 4 puntos.

Figura 15.

Corte de agua del patron de cinco puntos normal.
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Nota. El gréfico relfeja el aumento del corte de agua en la Formacion T2 del
Campo Apiay a lo largo de diez afios. Tomado de: Results, CMG.
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Posteriormente, se tiene la figura 16, la cual permite corroborar el efecto de la
inyeccion de agua en la Formacion T2 mediantes tres momentos; en primer lugar,
alcanzando un pico de presion maxima de 6500 psi aproximadamente para el 2023,
luego un descenso hasta los 1000 psi en el afio 2026 y finalmente, un descenso

menos pronunciado, llegando a una estabilizacion en 600 psi aproximadamente.

Figura 16.
Comportamiento de la presién debido a la inyeccién de agua en la Formacion T2.
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Nota. El gréfico relfeja el comportamiento de la presion debido a la inyeccién de
Agua en la Formacion T2 en el Campo Apiay a lo largo de diez afios. Tomado
de: Results, CMG.

En cuanto a la produccién acumulada de las fases, se tiene que, segun la figura 17,
hay un aumento considerable principalmente de gas y agua, sin embargo, la
produccion de aceite superd el millébn de barriles, mientras que para los fluidos
mencionados inicialmente, se tiene una produccién de casi 184 millones de pies
cubicos y cerca de seis millones y medio de barriles, respectivamente, lo que
corroborar el aumento del corte de agua, ya que la relacién de movilidad entre agua

y petroleo es poco favorable.
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Figura 17.

Produccion acumulada de las fases a causa de la inyeccién de agua en la Formacién T2.
RepeatGroup_12 - Entire Field

1,8e+08 |
- 6e+06
1,6e+08
1,4e+08 | - 5e+06
1,2e+08 |
- 4e+06
1e+08 -

(19q)
¥LOS WnY poud Jejem
H10S wng podd 110

8e+07 | - 3e+06

6e+07 - - 2e+06

Gas Prod Cum SCTR (ft*)

4e+07
- 1e+06

2e+07

0

2022 2024 2026 2028 2030

— Gas Prod Cum SCTR, Proyecto_Apiay_Agua_Final.sr3
— Oil Prod Cum SCTR, Proyecto_Apiay_Agua_Final.sr3
— Water Prod Cum SCTR, Proyecto_Apiay_Agua_Final.sr3

Nota. Produccion acumulada de fases de la Formacion T2 del Campo Apiay
entre el 2020 y 2030 a causa de la inyeccion de agua. Tomado de: Results,
CMG.

Se analizé la produccioén de crudo de cada pozo perteneciente al patron, obteniendo
como resultado que el pozo P2 es el de mejor comportamiento, ya que logra
mantener su produccion durante el tiempo de represurizacion, lo que permite tener
una produccion relativamente constante. Algo similar ocurre en el pozo P5, sin
embargo, la produccién de crudo empieza a decrecer a finales del 2025, pero lo
hace en menos de 100 barriles por dia; ésto también durante el periodo de
represurizacion. La situacion del pozo P23 es particular, dado que se percibe un
alza en la produccion, llegando a producir mas de 10 barriles por dia, hecho
contrario al pozo P16, donde la produccién se ve afectada desde antes de los dos
primeros afios de inyeccion, teniendo su pico maximo de aproximadamente 130
barriles por dia hasta caer por debajo de los 30 barriles por dia en el final del periodo

de estudio, tal como lo muestra la figura 18.
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Figura 18.

Produccion de petréleo pozo por pozo.
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Nota. Produccién de crudo pozo por pozo. Se evidencia que el pozo con mejor
comportamiento en cuanto a la inyeccién de agua es el P2, mientras que el

menos beneficiado es el pozo P16. Tomado de: Results, CMG.

A pesar de que para el pozo P23 no hubo escenarios de inyeccion ciclica de
solvente a evaluar, el mismo serd tenido en cuenta para el analisis del factor de
recobro implementando la inyeccion mencionada anteriormente. Para ello se evalu6
el pozo en su etapa de produccion, utilizando un radio de drenaje igual que los
demas, es decir, tres bloques en cada direccién. En la figura 19 se evidencia una
curva creciente, la cual alcanza un factor de recobro de 4,75%, siendo el mas bajo
entre los pozos en estudio, sin embargo, ésto se debe a las razones mencionadas

previamente en la metodologia.
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Figura 19.

Factor de recobro del pozo P23.
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Nota. El gréfico muestra el factor de recuperacion del pozo P23, alcanzando
un 4,75% en el afo 2030. Tomado de: Results, CMG.

Ademas, la figura 20 presenta la produccién acumulada de las fases, obteniendo

una produccion de 22.136 barriles de aceite, 69.641 barriles de agua y un estimado
de 25 millones de pies cubicos de gas.
Figura 20.

Produccion acumulada de las fases del pozo P23.
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Nota. Produccion acumulada de fases del pozo P23 entre el 2020 y 2030.
Tomado de: Results, CMG.

Como se mencioné en la metodologia sobre la inyeccion ciclica de solvente, el
respectivo analisis de este método de recuperacion debio realizarse pozo a pozo,

dado que no se encontré convergencia al sobrepasar el tamafio de paso de tiempo
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minimo del simulador (1E-08 dias), ademas de superar el maximo de cortes

numeéricamente permitidos.

Para constatar lo mencionado anteriormente, se realizé la simulacion de un modelo
conceptual con valores promedio, con el propdsito de determinar el comportamiento
del yacimiento con esta técnica de recobro; partiendo del hecho de que no todos los
pozos en estudio cuentan con el mismo comportamiento en cuento a la declinaciéon
con respecto a las tasas de produccion de las diferentes fases. Se tiene que los
pozos en estudio se pueden dividir en tres grupos en cuanto a la declinacion
mencionada, por lo que, en primer lugar, la depletacion lenta es caracteristica del
pozo P2; en segundo lugar, se destaca la depletacion media para el pozo P25y por

altimo, los pozos P5 y P16 declinan rapidamente.

Es preciso hacer enfasis en que los dias de inyeccion, remojo y produccién son
otras variables a modificar para cada pozo al momento de definir los parametros de
simulacién, por lo que se paso de la generalidad a la particularidad, es decir, de
tomar los pozos como un conjunto a examinar el comportamiento de cada uno, para

finalmente comparar y contrastar los resultados con la inyeccion de agua.

De igual manera, otro factor que afecta los resultados son las bajas tasas de
inyeccion utilizadas para cada pozo, ya que, al tener caudales bajos, el mecanismo
gue predomina es la difusion efectiva, proceso que esta estrechamente relacionado
con el movimiento de las moléculas en el medio poroso, trayendo como
consecuencia que la zona de mezcla que se genera es pequefia y la concentracion

del solvente es minima. [3]

Luego de la simulacién del modelo conceptual, se procedio a realizar la simulacion
de la inyeccion ciclica de propano para cada pozo perteneciente al patron en
estudio, ademas de realizar el respectivo analisis en cuanto al factor de recobro, a
la produccion acumulada de las fases y finalmente, al comportamiento de la presiéon

por efecto de la técnica en cuestion.
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En la figura 21 se tienen las curvas de los cinco escenarios propuestos para el pozo
P2y se logra percibir que la tercera opcion es la que mayor factor de recobro arroja,
ya que alcanza el 12,795%; es evidente que este pozo es el que mayor beneficio

recibe de la inyeccion ciclica de propano.

Figura 21.

Escenarios ICS, Factor de recobro vs tiempo, P2.
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Nota. El grafico A, corresponde al andlisis del factor de recobro del pozo P2
durante los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un
acercamiento de la grafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030
para tener mas certeza sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de:
Results, CMG.
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Para la produccion acumulada de las fases, la figura 22 registra que, sobre el dltimo
afio de estudio, la produccion de aceite se encuentra alrededor de los 72.669
barriles, la de agua alcanza los 79.864 barriles y finalmente, la produccién
acumulada de gas supera los 56 millones de pies cubicos, teniendo un
comportamiento erratico desde el afio 2020, ya que presenta un cambio de

pendiente sobre mediados del 2024 y una posterior estabilizacién en el 2027.
Figura 22.
Produccion acumulada de las fases a causa de la inyeccién ciclica de

solvente para el pozo P2.
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Nota. Produccién acumulada de fases del pozo P2 entre el 2020 y 2030 a

causa de la inyeccion ciclica de propano. Tomado de: Results, CMG.

Para el pozo P25, otro de los que han percibido un beneficio a partir de la técnica
en estudio, se tiene que el segundo escenario es mejor que los otros cuatro,
alcanzando un factor de recuperacion de 12,26%. En la parte superior de la figura
23 se tienen las trayectorias de los cinco planteamientos, mientras que en la parte

inferior se encuentra en detalle la curva referente al escenario seleccionado.
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Figura 23.
Escenarios ICS, Factor de recobro vs tiempo, P25.
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Nota. El grafico A, corresponde al analisis del factor de recobro del pozo P25
durante los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta
Unicamente la curva del escenario niumero dos, el cual se seleccioné por tener

el mejor factor de recuperacion. Tomado de: Results, CMG.

La produccion acumulada de las fases en el pozo P25 tiene una particularidad, ya
que la diferencia entre la produccion de petréleo y las demas fases es mayor si se
realiza una comparacién con las producciones del pozo P2; asi mismo, como se
observa en la figura 24, el pozo en cuestion produce al 2030 cerca de 60.000
barriles, mientras que la produccion de agua esta por debajo de los 97.000 barriles
y para el caso del gas, su produccion se estabiliza en el 2025, rozando los 48

millones de pies cubicos.
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Figura 24.
Produccion acumulada de las fases a causa de la inyeccion ciclica de solvente
para el pozo P25.
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Nota. Produccién acumulada de fases del pozo P25 entre el 2020 y 2030 a

causa de la inyeccion ciclica de propano. Tomado de: Results, CMG.

En cuanto al pozo P16, la figura 25 permite concluir que el escenario dos es el que
posee el mejor factor de recobro, el cual esta en 10,633%, unos cuantos puntos por
encima del primer escenario, no obstante, se resalta el hecho de que este escenario
se destaque por encima de los demas, ya que el factor de éxito mas relevante de
dicho escenario es el numero de ciclos, ya que de los cinco planteamientos, es el

anico que tiene tres ciclos de inyeccion.
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Figura 25.

Escenarios ICS, Factor de recobro vs tiempo, P16.
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Nota. El gréafico A, corresponde al analisis del factor de recobro del pozo P16
durante los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un
acercamiento de la grafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030
para tener mas certeza sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de:
Results, CMG.

La diferencia entre la produccion acumulada de fases para el pozo P16 es igual de
marcada a la del pozo P25 en relacion al pozo con mejor comportamiento, es decir,
el P2, ya que para el 2030 produce 33.889 barriles de petrdleo, 64.295 barriles de
agua y 31 millones de pies cubicos de gas aproximadamente, tal como lo indica la

figura 26, donde se observa una marcada estabilizacion de la curva de la produccion
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de gas antes de los tres afios de produccion, ademas de la diferencia mencionada

entre la produccion acumulada de las otras fases, la cual supera los 30.000 barriles.

Figura 26.
Produccion acumulada de las fases a causa de la inyeccién ciclica de solvente

para el pozo P16.
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Nota. Produccién acumulada de fases del pozo P16 entre el 2020 y 2030 a

causa de la inyeccion ciclica de propano. Tomado de: Results, CMG.

El dltimo pozo al que se le realizara la seleccion del mejor escenario es el P5, el
cual, segun la figura 27, es la cuarta opcion, el cual brinda un factor de recuperaciéon
de 11,33%, ademas de resaltar el hecho de que la relacion entre los gases a inyectar
es 70% propano y 30% metano, lo cual hace que el pozo en cuestion sea el Gnico

que no tiene una concentracion total de C3H8 en su flujo de inyeccion.
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Figura 27.
Escenarios ICS, Factor de recobro vs tiempo, P5.
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Nota. El grafico A, corresponde al analisis del factor de recobro del pozo P5
durante los diez afios de estudio. Por otra parte, el grafico B presenta un
acercamiento de la grafica sobre los meses de septiembre y octubre del 2030
para tener mas certeza sobre el valor del factor de recuperacion. Tomado de:

Results, CMG.

Asi mismo, la produccion acumulada de las fases del pozo P5 reflejada en la figura
28, permite evidenciar el aumento en la diferencia entre la produccion de aceite y la
produccion de agua, ya que alcanzan valores de 52.508 barriles y 101.552 barriles
respectivamente. Para el caso de la produccién acumulada de gas, se tiene que
para el afio 2030 se habran producido 45 millones de pies cubicos

aproximadamente.
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Figura 28.
Produccion acumulada de las fases a causa de la inyeccion ciclica de

solvente para el pozo P5.
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Nota. Produccion acumulada de fases del pozo P5 entre el 2020 y 2030 a
causa de la inyeccion ciclica de propano y metano en una relacion 70/30.
Tomado de: Results, CMG.

Los resultados anteriormente presentados se sustentan en que no se alcanzo la
presion minima de miscibilidad, la cual se obtiene a temperatura y composicién
constante y en donde la tension interfacial es cero, causando la ausencia de una
interfaz entre los fluidos; lo que se evidencia es que el propano inyectado como
agente desplazante no se mezclé en su totalidad con el aceite presente en el
reservorio, obteniendo como resultado que el proceso de desplazamiento miscible
para la Formacion T2 se lleve a cabo parcialmente, por lo tanto, la relacién de
movilidad no es favorable, ya que no se consigue en un 100% el desplazamiento

de crudo en los poros que son barridos por el propano.

Asi mismo, se tiene que lo expuesto anteriormente también se debe a que, al
predominar la difusién efectiva como mecanismo de produccion de masa, la zona
de mezcla que se forma es minima y por efectos de la heterogeneidad presentada
en el yacimiento, la miscibilidad del propano en el reservorio se ve notablemente
afectada, de modo que, los resultados obtenidos con respecto a factor de recobro
presentan valores inferiores al 15%, tal como lo indican los estudios de inyeccion

ciclica de solvente ya mencionados durante el desarrollo de este proyecto.
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Figura 29.
Comportamiento de la presion debido a la inyeccién ciclica de solvente en los
pozos en estudio.
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Nota. El gréafico relfeja el comportamiento de la presién debido a la inyeccion
ciclica de solvente a lo largo de diez afios en los pozos de estudio. Tomado de:
Results, CMG.

Esta seleccion de escenarios de inyeccion ciclica de propano también permitio
realizar un andlisis en cuanto al comportamiento de presion por efecto de dicha
técnica, de la misma manera en que se desarroll6 para la inyeccion de agua. La
represurizacion en los pozos P2 Y P25 alcanza un pico maximo de 2200 libras. En
el P2 se presenta una depletacion menos prolongada con respecto a los otros
pozos, ya que, al iniciar el segundo ciclo del afio 2022 se encuentra
aproximadamente en 850 psi, presion a la cual ya se ha alcanzado el punto de
burbuja, dato relevante en cuanto a la produccion acumulada de las fases,
alcanzando un incremento de presion cercano a las 100 libras. El pozo P25 solo
tiene un ciclo, por lo tanto, alcanza el punto de burbuja mas rapido y posteriormente
empieza a declinar. Se debe hacer la salvedad de que se logra una relativa

estabilizacién luego de siete afios para el P2 y de cuatro afios para el P25.

Como caso contrario, los pozos P5 y P16 alcanzan a superar los 2000 psi, sin
embargo, al ser de declinacion rapida, estos activos alcanzan en menor tiempo el
punto de burbuja. En comparacion con la inyeccién de agua, se evidencia que la

represurizacion utilizando inyeccion ciclica de solvente no es significativa, debido a
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gue no se alcanza si quiera la presion inicial del mismo, hecho que si ocurre

utilizando la inyeccion de agua.

Teniendo en cuenta el analisis previo relacionado con el comportamiento de las
gréficas de la figura 29, se puede corroborar el mismo a partir de las curvas de la
produccion de los pozos, ya que, el yacimiento no cuenta con la presion y por ende
con la energia suficiente para poder movilizar los fluidos a la superficie utilizando
este tipo de inyeccidon. No obstante, en la figura 30 también se puede apreciar que
al iniciar un nuevo ciclo de inyeccion, la produccién percibe dicho estimulo
generando un incremento, el cual sigue siendo insuficiente en relacion a la obtenida
en la inyeccion de agua. Del mismo modo, se infiere que en los pozos P5y P16, la
interaccidn entre el gas inyectado y el crudo presente en la Formacién T2 es pobre,
por lo que no se percibe el rédito en cuanto a la reduccion de la viscosidad y a pesar
de que en los pozos P2 y P25 se percibe un beneficio minimo, la inyeccion de

propano en estos activos arroja un comportamiento favorable.

Figura 30.

Comportamiento de la tasa de produccién de aceite de cada pozo.
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Nota. Comportamiento de la tasa de produccién de aceite de cada pozo.
El pozo con mejor adaptacion a la inyeccion ciclica de propano es el P2.
Tomado de: Results, CMG.

Finalmente, para la inyeccién de agua, el factor de recobro es del 19,96%, indice
relevante dada la represurizacion del yacimiento en mas de 4.000 libras de presion,

ademas de funcionar como mecanismo de desplazamiento de fluidos y por ende,
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otorgando una alta eficiencia de barrido areal. Analogamente, para el caso de la
inyeccion ciclica de solvente o método huff n puff, el factor de recuperacion de los
pozos estudiados se encuentra en un rango entre 10% y 13%, lo cual, desde el
punto de vista técnico, el método que se debe mantener y mejorar, es la inyeccion
de agua, la cual permite un mantenimiento de presion prolongado y por lo tanto, un
comportamiento adecuado en cuanto a las tasas de produccidon de aceite, agua y

gas.
Tabla 12.

Resultados de la inyeccion de agua.

Inyeccion de agua
Factor de Produccién acumulada
recobro aceite
(%) (2020-2030) (BBL)
19,96 1'106.020

Nota. Esta tabla presenta el factor de recobro y la
produccion acumulada de petréleo referente a la

inyeccién de agua.

Tabla 13.

Resultados de la inyeccién ciclica de solvente.

Inyeccién ciclica de solvente
Produccion
.| Inyeccién | Remojo |Produccion . . Tasg’ Factor de acumglada
Pozo |[Escenario (dias) (dias) (dias) # Ciclos |inyecciéon| [C3H8] | [CH4] | recobro aceite
(ft3/dia) (%) (2020-2030)
(BBL)
P2 3 45 30 475 2 40.000 100 0 12,79 72.669
P5 4 20 10 40 4 20.000 70 30 11,33 52.508
P16 2 15 5 55 3 30.000 100 0 10,63 33.889
P25 2 50 15 350 1 40.000 100 0 12,26 60.063

Nota. Esta tabla presenta los escenarios ideales para cada pozo, el factor de recobro y la produccion
acumulada de petréleo de cada uno en relacion a la inyeccién ciclica de solvente.
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4. ANALISIS FINANCIERO

Partiendo del hecho de que la empresa de soporte técnico-financiero es una
companiia operadora, para la evaluacion financiera del presente proyecto se realiz
el analisis de costos de inversion (CAPEX), costos de operacion (OPEX) y de
ingresos para la inyecciéon de agua del sector model y para los P2 y P5 en cuanto a
la inyeccion ciclica de solvente. Esta decision se tomo en base a que el primer pozo
mencionado posee el mejor comportamiento a nivel técnico, mientras que para el
altimo activo, se tiene que el escenario que mejor factor de recobro arrojo tenia una

combinacion de propano y metano en una relacion de 70/30.

La duracion del proyecto es de 10 afios, teniendo como punto de partida el 2020,
ademas, se tiene que la unidad monetaria a utilizar en el presente estudio es el
Délar Americano y al exponer los analisis mencionados previamente, la viabilidad

financiera se definira a partir de la Tasa Interna de Retorno (TIR).

4.1 Analisis de costos de inversion (CAPEX)

La inversion en este caso se encuentra estrechamente relacionada con los montos

que la compafiia gasta para incrementar la eficiencia de las operaciones que realiza.

En primer lugar, se tiene que los costos de inversion asociados a infraestructura
relacionada con facilidades de produccién para el respectivo tratamiento de los
fluidos producidos estan en USD 3'338.000. [23] Esta financiacion es general, es
decir, se tiene en cuenta para los tres escenarios planteados, debido a que la
locacion de facilidades aplica para los casos a estudiar.

Para el caso de la inyecciébn de agua, se tiene que el fluido debe recibir el
tratamiento adecuado para encontrarse en las condiciones estipuladas por la
legislacion colombiana en la resolucion 631 del 2015 [24], por ende, a partir del
estudio de Miranda y Molina, segun la clasificacion del costo de la planta de
tratamiento, se tiene un valor de USD 2’000.000, monto que la compafiia debe

invertir para la instalacion de dicha planta. [25]
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Ahora bien, el volumen poroso total a inyectar en este caso es de 8.784.683,88

barriles y su costo se presenta en la tabla 14.

Tabla 14.
Costo de tratamiento de agua para posterior inyeccion.
Fluido Tratamiento Volumen Total
(USD/Bbl) (Bbl) (USD)
Agua 0,5 8'784.684 4'392.342

Nota. Esta tabla presenta el costo del tratamiento preliminar del agua de inyeccion.

En la tabla 15 se registran los costos de inversion relacionados con la inyeccion de

agua del sector model propuesto.

Tabla 15.
Costos de inversion de la inyeccion de agua.
Facilidades Planta Tratamiento Total
(USD) (USD) (USD) (USD)
3'338.000 2'000.000 4'392.342 9'730.342

Nota. Esta tabla presenta el costo total de inversion para la inyeccion de agua.

Para el caso de la inyeccién ciclica de solvente se tiene que, debido al tipo de
técnica que se desea implementar, es necesario realizar los respectivos ajustes a
los pozos, instalando completamiento nuevo, dado que los pozos actian como
inyectores al inicio y posteriormente, modifican su comportamiento para la etapa de
produccion; por esto es que se sugiere un costo de inversion para el
acondicionamiento de cada activo de USD 600.000. [25]

El siguiente costo de inversion relacionado con los pozos P2 y P5 es la compra de
los solventes; sin embargo, cabe resaltar que para el primer pozo, solo se tiene en
cuenta el valor de los barriles de propano, mientras que para el otro pozo, también
debe tenerse en consideracion el costo de los barriles de metano. El valor asignado
para el costo de propano fue suministrado por la empresa de soporte técnico-
financiero, sin embargo se hizo la respectiva conversion, dado que el dato brindado
fue $1.565/gl, lo que equivaldria a 18,89 USD/Bbl. Para el metano, se utilizo el valor
del pie cubico suministrado por la empresa de prestacion del servicio publico

domiciliario de distribucion y comercializacion de gas natural en la ciudad de Bogota,
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cuyo valor es de $1837,42/m3, valor equivalente a 0,083 USD/Bbl, no obstante, se

aproximé a 0,5 USD/Bbl teniendo en cuenta los costos de transporte y logistica.

Ademas, se tiene que los volumenes porosos totales a inyectar para cada pozo son
853.944,79 barriles para el P2 y 746.179,88 barriles para el P5. En la tabla 16 se
presenta el costo de los solventes.

Tabla 16.
Costos de los solventes para la inyeccion ciclica de solvente.
P70 Solvente Costo unitario Volumen Costo total
(USD/BbI) (Bbl) (USD)
P2 Propano 18,89 853.945 16'131.021,05
Total - - 16°131.021,05
Metano 0,5 373.090
P5 Propano 18,89 746.180 14°095.340,2
Total - - 14°'468.430,2

Nota. Esta tabla presenta el costo de los solventes utilizados para la inyeccién ciclica en
los pozos P2,y P5.

Enlatabla 17 se sintetizan los tres costos de inversion relacionados con la inyeccion

ciclica de solvente.

Tabla 17.
Costos de inversién de cada pozo para la inyeccion ciclica de solvente.
Po70 Facilidades Pozos Costo solvente Total
(USD) (USD) (USD) (USD)
P2 3'338.000 600.000 16'131.021,05 |20°069.021,05
P5 3'338.000 600.000 14°468.430,2 18°406.430,2

Nota. Esta tabla presenta el costo total de inversion de cada pozo para la inyeccién ciclica
de solvente.

4.2 Analisis de costos de operacion (OPEX)
Estos costos los asume la compafia con la finalidad de brindarle sostenibilidad al
proyecto en el dia a dia.Para el presente caso, se condensaran los costos de

transporte, mantenimiento, recurso humano, procesamiento y levantamiento en el
Lifting Cost.
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De acuerdo a la investigacion de Miranda y Molina, la empresa de soporte técnico-
financiero, la cual es la misma compafia que patrocina el presente proyecto,
determind un Lifting Cost de 11 USD/Bbl con un aumento anual de 9,30%. [25] Sin
embargo teniendo en cuenta que se debe trasladar el costo de levantamiento al
presente, teniendo en cuenta los indices de precios al consumidor (IPC) de cada
afo, daria como resultado 11,71 USD/Bbl para el afio actual, tal como se evidencia

en la figura 31.

Figura 31.
Calculo del valor del costo de levantamiento para el 2020.
. L IPC final
Valor final = Valor inicial * ————
IPC inicial
IPC
Valor 2020 = Valor 2017 % —— 2020
C 2017
108.42
Valor =$11%* =$11.71
2020 101.863

Nota. Célculo del valor del costo de
levantamiento, teniendo en cuenta el Lifting

Cost del afio 2017 y los IPC de cada afo.

En la tabla 18 se encuentra discriminado el Lifting Cost de cada afio de estudio.

Tabla 18.

Lifting Cost.
Afo USD/Bbl
2021 11,71
2022 12,80
2023 13,99
2024 15,29
2025 16,71
2026 18,27
2027 19,97
2028 21,82
2029 23,85
2030 26,07

Nota. Esta tabla presenta el costo de

levantamiento de cada periodo.
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De acuerdo a los valores de produccion arrojados por el simulador para cada afo
de estudio, se determinaron los costos de operacion para cada escenario. La tabla

19 expone en detalle dichos costos para la inyeccion de agua.
Tabla 19.

Costos de operacion de la inyeccién de agua.

Afio Prod. Bruta Lifting Cost Total
(Bbl) (USD/Bbl) (USD)
2021 399.583 11,71 4'679.116,93
2022 604.377 12,80 7'736.025,6
2023 794.790 13,99 11'119.112,1
2024 902.330 15,29 13'796.625,7
2025 958.320 16,71 16'013.527,2
2026 815.080 18,27 14'891.511,6
2027 830.900 19,97 16'593.073
2028 810.700 21,82 17'689.474
2029 769.840 23,85 18'360.684
2030 740.680 26,07 19'309.527,6

Nota. Esta tabla presenta los costos totales de operacion asociados a la inyeccién de

agua.

Igualmente, para la inyeccion ciclica de solvente, las tablas 20 y 21 exponen los

costos de operacion de la técnica mencionada para los pozos P2 y P5

respectivamente.

Tabla 20.

Costos de operacion de la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P2.
AfiO Prod. Bruta Lifting Cost Total

(Bbl) (USD/Bbl) (USD)

2021 13.483 11,71 157.885,93
2022 14.957 12,80 191.449,6
2023 22.585 13,99 315.964,15
2024 25.398 15,29 388.335,42
2025 21.342 16,71 356.624,82
2026 16.410 18,27 299.810,7
2027 13.136 19,97 262.325,92
2028 10.452 21,82 228.062,64
2029 8.126 23,85 193.805,1
2030 6.647 26,07 173.287,29

Nota. Esta tabla presenta los costos totales de operacion asociados a la inyeccion ciclica

de solvente para el pozo P2.
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Tabla 21.

Costos de operacion de la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P5.

Afio Prod. Bruta Lifting Cost Total
(Bbl) (USD/Bbl) (USD)
2021 73.192 11,71 857.078,32
2022 18.687 12,80 239.193,6
2023 11.420 13,99 159.765,8
2024 10.081 15,29 154.138,49
2025 9.247 16,71 154.517,37
2026 8.227 18,27 150.307,29
2027 6.956 19,97 138.911,32
2028 5.974 21,82 130.352,68
2029 5.330 23,85 127.120,5
2030 4.948 26,07 128.994,36

Nota. Esta tabla presenta los costos totales de operacion asociados a la inyeccidn ciclica

de solvente para el pozo P5.

4.3 Analisis de ingresos

Los ingresos se relacionan con la produccién de aceite a partir de las técnicas
estudiadas en el presente proyecto: Inyeccion de agua e inyeccion ciclica de
solvente para los pozos P2 y P5. Se debe tener en cuenta el precio de venta del
crudo por barril de referencia de Petréleo Brent que para la fecha se encuentra en
los USD 48,79, no obstante, por cuestiones de ajustes de calidad y gestion, el valor
de venta ser4 de USD 36.

Afadido a esto, se debe sustraer el porcentaje correspondiente a las regalias para
obtener los ingresos netos de cada escenario. La tabla 22 determina el porcentaje
de regalias segun la produccion diaria promedio del mes con base en el articulo 16
de la Ley 756 del 2002. [26]
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Tabla 22.

Porcentaje de regalias de acuerdo a la produccion segin la Ley 756 del 2002.

Produccién diaria promedio mes Porcentaje
Para una produccion igual o menor a 5KBPD 8%
Para una produccién mayor a 5KBPD e inferior o igual a
125KBPD X%
Donde X= 8 + (Prod. KBPD - 5KBPD)*(0.10)
Para una produccién mayor a 125 KBPD e inferior o igual a 20%
400KBPD
Para una produccion mayor a 400KBPD e inferior o igual a
600KBPD Y%
Donde Y= 20 + (Prod. KBPD - 400KBPD)*(0.025)
Para una produccion mayor a 600KBPD 25%

Nota. Esta tabla presenta el porcentaje de regalias correspondiente de acuerdo a la produccién diaria
promedio del mes. Tomado de: Senado de la Republica de Colombia. (julio 25, 2002). “Por la cual
se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de distribucién y se dictan otras
disposiciones”. [En

linea] Disponible:

http://www.secretariasenado.gov.co/senado/basedoc/ley 0756 2002.html

Para la inyeccion de agua, la tabla 23 presenta la produccion neta teniendo en

cuenta el porcentaje que debe sustraerse.
Tabla 23.

Produccion neta a partir de la inyeccion de agua.

Prod. Promedio| Prod. del . Prod.

Afio Prodég?iruta Dia Campo Regaélt?ls 8% Neta

(BbI) (Bbl) (BPD) (BDI) (Bbl)
2021 399.583 1.095 185.111 88 399.495
2022 604.377 1.656 169.191 132 604.245
2023 794.790 2.178 149.670 174 794.616
2024 902.330 2.472 136.134 198 902.132
2025 958.320 2.626 127.531 210 958.110
2026 815.080 2.233 91.252 179 814.901
2027 830.900 2.276 78.110 182 830.718
2028 810.700 2.221 65.951 178 810.522
2029 769.840 2.109 55.240 169 769.671
2030 740.680 2.029 47.830 162 740.518

Nota. Esta tabla presenta la produccidn neta a partir de la inyeccién de agua.

En cuanto a los ingresos netos a causa de la inyeccion de agua, la tabla 24 arroja

los datos correspondientes.
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Tabla 24.

Ingresos netos a partir de la inyeccion de agua.

Afio Prod. Neta Precio de venta Ingresos netos
(Bbl) (USD/Bbl) (USD)
2021 399.495 14°’381.820
2022 604.245 21°752.820
2023 794.616 28'606.176
2024 902.132 32'476.752
2025 958.110 34'491.960
36
2026 814.901 29'336.436
2027 830.718 29'905.848
2028 810.522 29°178.792
2029 769.671 27°708.156
2030 740.518 26’658.648

Nota. Esta tabla presenta los ingresos netos a partir de la inyeccion de agua.

En el caso de la inyeccion ciclica de solvente, se siguio la misma metodologia, es
decir, se planted la produccion y los ingresos netos teniendo en cuenta la reduccién

por regalias. La tabla 25 exhibe la produccién neta de esta técnica para el pozo P2.

Tabla 25.

Produccion neta a partir de la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P2.

) Prod. Bruta Prod. Pr,omedio Prod. del Regalias| Prod.
Afo (E;bl) Dia Campo 8% Neta
(Bbl) (BPD) (Bbl) (Bbl)

2021 13.482,10 36,94 8.649,80 3 13.479
2022 14.956,70 40,98 8.236,40 3 14.953
2023 | 22.584,90 61,88 9.881,40 5 22.580
2024 | 25.397,80 69,58 10.606,20 6 25.392
2025 | 21.341,30 58,47 9.414,30 5 21.337
2026 | 16.409,20 44,96 7.237,20 4 16.406
2027 13.136,00 35,99 6.048,60 3 13.133
2028 | 10.452,00 28,64 5.102,90 2 10.450
2029 8.126,00 22,26 4.096,50 2 8.124
2030 6.647,00 18,21 3.395,40 1 6.646

Nota. Esta tabla presenta la produccion neta a partir de la inyeccion ciclica de solvente para el pozo

P2.

En cuanto a los ingresos netos por la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P2,

la tabla 26 arroja los valores correspondientes.
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Tabla 26.

Ingresos netos a partir de la inyeccién ciclica de solvente para el pozo P2.

Afio Prod. Neta Precio de venta Ingresos netos
(Bbl) (USD/Bbl) (USD)
2021 13.479 485.244
2022 14.953 538.308
2023 22.580 812.880
2024 25.392 914.112
2025 21.337 36 768.132
2026 16.406 590.616
2027 13.133 472.788
2028 10.450 376.200
2029 8.124 292.464
2030 6.646 239.256

Nota. Esta tabla presenta los ingresos netos a partir de la inyeccién ciclica de solvente
para el pozo P2.

De igual manera se exhibe la produccion neta del pozo P5 en la tabla 27.

Tabla 27.

Produccion neta a partir de la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P5.

Prod. Promedio Prod. Del Regalias

Afo ProdE;kl)Blruta Dia campo g8% Prod. Neta

(BbI) (Bbl) (BPD) (Bbl) (Bbl)
2021 | 73.191,40 200,52 30.871,80 16 73.175
2022 | 18.686,20 51,20 5.047,00 4 18.682
2023 | 11.419,40 31,29 2.832,80 3 11.417
2024 | 10.081,00 27,62 2.448,20 2 10.079
2025 9.247,00 25,33 2.216,40 2 9.245
2026 8.227,00 22,54 2.041,50 2 8.225
2027 6.956,00 19,06 1.873,70 2 6.954
2028 5.974,00 16,37 1.775,80 1 5.973
2029 5.330,00 14,60 1.709,50 1 5.329
2030 4.948,00 13,56 1.690,40 1 4.947

Nota. Esta tabla presenta la produccion neta a partir de la inyeccion ciclica de solvente para el pozo
P5.

La tabla 28 reune los valores correspondientes a los ingresos de la inyeccion ciclica

de solvente para el pozo P5.
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Tabla 28.

Ingresos netos a partir de la inyeccién ciclica de solvente para el pozo P5.

Afio Prod. Neta Precio de venta Ingresos netos
(Bbl) (USD/Bbl) (USD)
2021 73175 2'634.300
2022 18682 672.552
2023 11417 411.012
2024 10079 362.844
2025 9245 36 332.820
2026 8225 296.100
2027 6954 250.344
2028 5973 215.028
2029 5329 191.844
2030 4947 178.092

Nota. Esta tabla presenta los ingresos netos a partir de la inyeccién ciclica de solvente

para el pozo P5.

4.4 Evaluacion financiera

Como se menciond al comienzo del capitulo, la viabilidad del proyecto sera
determinada mediante la Tasa Interna de Retorno (TIR). Este indicador hace
referencia a la tasa de rentabilidad que puede brindar una inversién, lo que le brinda
al inversor un panorama de beneficio o pérdida para que se determine la viabilidad

financiera del proyecto. [27]

La TIR est& estrechamente relacionada con el Valor Presente Neto (VPN), ya que
se traduce en la tasa de descuento que hace que este Ultimo indicador sea igual a

cero para el proyecto de inversion a estudiar.

Para el célculo de la Tasa Interna de Retorno se utiliza la formula del VPN, la cual
se puede apreciar en la figura 32, teniendo en cuenta que éste ultimo debe ser cero,
no obstante, los demas datos salen de los analisis previamente hechos, es decir, lo
sera la inversion inicial previa, Ft representa los flujos de caja, k en este caso vendra
a ser la TIR y finalmente, t hara referencia a cada periodo, siendo n el numero total
de periodos. Por ultimo, para hallar la TIR, se debe despejar k de la ecuacion

mencionada.
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Figura 32.

Férmula de Valor Presente Neto.

VAN I+£: Ft IlF’+F2++F"
T A T a ke 1+ k)

Nota. La figura presenta la férmula de VPN, donde lo es la inversion inicial, Ft hace referencia a
los flujos de caja de cada periodo, k sera la TIR para este caso y t es el periodo, teniendo en cuenta
gue n es el namero total de periodos. Tomado de: Rankia. “4Cémo calcular el valor presente
neto?”. [En linea]. https://www.rankia.cl/blog/analisis-ipsa/3892041-como-calcular-valor-presente-

neto-ejemplos [Acceso: noviembre 25, 2020]

Hay que tener en cuenta que todo beneficio mayor a cero sera en favor de la
empresa respecto de la inversion de menor riesgo,por lo que el beneficio mayor se
dara cuando el VPN sea cero, es decir, en esta instancia valdra la pena invertir en

el proyecto.

Para realizar la evaluacion planteada previamente, se realiza el respectivo flujo de
caja para cada escenario, donde se perciban tanto las entradas como las salidas de

efectivo.

La figura 33 presenta el flujo de caja de la inyeccién de agua teniendo en cuenta los
ingresos netos, las costos de inversion y los costos de operacion de cada periodo.

Figura 33.
Flujo de caja para la inyeccion de agua.
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Nota. En la presente figura se tiene el flujo de caja de la inyeccion de agua, donde
se tiene en la parte superior los ingresos netos de cada periodo, mientras que en la

parte inferior se ubican los costos de inversién y los de operacion para cada afio.
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A su vez, se realiz6 el flujo de caja neto para la técnica mencionada anteriormente;

en la figura 34 se encuentra el mismo.

Figura 34.
Flujo de caja neto para la inyeccion de agua.

Totalingresos

702307 140067944 ?-15'-‘0639 15«50 6.3 5435‘11 B 1444q'5744 13212775 114800318 11 gqun T349,120.4 aozna aq;
usn (L] =] L S;\ usD usn

EERRRRREER

2020 2021 2022 2{323 2024 2025 2025 202? 2028 2029 2030

l Total egresos

720,342 USD
EGR  wraaszusn

Nota. En la presente figura se tiene el flujo de caja neto de la inyeccion de agua, donde se realiz6

la diferencia entre los ingresos y los egresos de cada periodo.
Realizando el respectivo calculo de la TIR en Microsoft Excel®, la Tasa Interna de

Retorno que obtenemos para la inyeccién de agua para un periodo de diez afios es
del 126%.

Para el caso de la inyeccion ciclica de solvente, se inicia con el flujo de caja de dicho

método de recuperacion para el pozo P2, como se evidencia en la figura 35.

Figura 35.
Flujo de caja para la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P2.
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Nota. En la presente figura se tiene el flujo de caja de la inyeccion ciclica de solvente para el
pozo P2, donde se tiene en la parte superior los ingresos netos de cada periodo, mientras que

en la parte inferior se ubican los costos de inversion y los de operacion para cada afio.
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Asi mismo, se realizo el flujo de caja neto para la técnica mencionada anteriormente;

en la figura 36 se encuentra el mismo.

Figura 36.
Flujo de caja neto para la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P2.
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Nota. En la presente figura se tiene el flujo de caja neto de la inyeccion ciclica de solvente
para el pozo P2, donde se realiz6 la diferencia entre los ingresos y los egresos de cada

periodo.

Para el Pozo P2, el célculo del indicador TIR mediante Microsoft Excel® arroja una

Tasa Interna de Retorno de -30%.

Finalmente, para el pozo P5, se tiene la figura 37, donde se expone el flujo de caja

de la inyeccion ciclica de solvente para este activo.

Figura 37.
Flujo de caja para la inyeccion ciclica de solvente para el pozo P5.
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Nota. En la presente figura se tiene el flujo de caja de la inyeccion ciclica de solvente para el
pozo P5, donde se tiene en la parte superior los ingresos netos de cada periodo, mientras que

en la parte inferior se ubican los costos de inversion y los de operacién para cada afio.
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De igual modo, en la figura 38 se encuentra plasmado el flujo de caja neto para la

inyeccion ciclica de solvente para el pozo P5.

Figura 38.
Flujo de caja neto para la inyeccién ciclica de solvente para el pozo P5.
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Nota. En la presente figura se tiene el flujo de caja neto de la inyeccion ciclica de solvente
para el pozo P5, donde se realiz6 la diferencia entre los ingresos y los egresos de cada

periodo.

En cuanto al andlisis de la Tasa Interna de Retorno para la inyeccién ciclica de
solvente para el pozo P5, a partir de Microsoft Excel®, el valor de la TIR que es

arrojado es de -34%.

Para sintetizar los valores determinados anteriormente, la tabla 29 compara los
ingresos y egresos totales, ademas de la Tasa Interna de Retorno (TIR) de cada

escenario planteado para el respectivo andlisis financiero.

Tabla 29.
Resumen financiero de escenarios.

_ Ingresos Egresos netos Tasa Interna de
Escenario netos (USD) Retorno (TIR)
(USD) (%)
Inyeccion de agua | 136'208.736,3 9'730.342 126
ICS Pozo P2 2'922.448,43 | 20'069.021,05 -30
ICS Pozo P5 3'304.556,27 | 18'406.430,2 -34

Nota. En la tabla se exponen los los ingresos netos, los egresos netos y la Tasa Interna de

Retorno para cada escenario planteado para el andlisis financiero.
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5. CONCLUSIONES

Posterior al respectivo andlisis de las técnicas de recobro mejorado propuestas para

esta investigacion, se lleg6 a una serie de conclusiones expuestas a continuacion.

En primer lugar, se tiene que mediante la simulacion numérica de la inyeccion de
agua se determind que técnicamente es el método de recuperacion mas optimo
para este sector model de la Formacion T2. De igual manera, se concluye que el
meétodo huff n puff o inyeccion ciclica de compuestos gaseosos no es idoneo en un

yacimiento con mecanismo de produccion primaria de expansion roca-fluido.

Contrastando el resultado del proyecto con la hipétesis planteada al inicio del
mismo, se concluye que no se corrobora, ya que se definié la presuncion de que la
inyeccion ciclica de propano pordria reemplazar o trabajar en conjunto con la
inyeccion de agua y de acuerdo a los resultados arrojados en esta investigacion, se
descarta dicho planteamiento, por el contrario, de acuerdo a las condiciones
actuales del yacimiento, debe continuarse la inversion al piloto actual de inyeccion.

Dentro del andlisis expuesto, la inyeccion ciclica de solventes tiene mayor eficacia
en los pozos P25 y P2, dado que se obtiene un factor de recobro superior al 12%
en ambos casos. Ademas, cabe resaltar que, al no poder simular haciendo uso de
tasas superiores a 100.000 pies cubicos, el incremento en la recuperacion de aceite
no es significativo, ya que no se alcanza una represuriacion adecuada del

yacimiento.

El incremento en cuanto a factor de recobro con la inyeccién de agua por arreglo
para el sector model planteado en esta investigacion es de mas del 10% en
comparacion con la inyeccién ciclica de solvente que alcanza un maximo de 4%,
teniendo como punto de referencia el factor de recobro actual del campo, que se

encuentra en 9%.
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Se infiere que los tiempos de inyeccion en los pozos de depletacion inferior a 500
psi en el primer afio de estudio deben ser mas prolongados para de esta manera
alcanzar una represurizacion superior en el reservorio y de esta manera lograr las

4.500 libras de presion inicial del yacimiento.

Al evidenciar un comportamiento notable en cuanto a ambos métodos de
recuperacion mejorada, se puede concluir que el pozo P2 puede ser tenido en
cuenta como un activo candidato para futuras investigaciones sobre otro tipo de
técnicas, dado que asimilé correctamente las caracteristicas de las inyecciones

estudiadas.

En cuanto al analisis financiero de cada método de recuperacidbn mejorada se
concluyo que de los tres escenarios planteados para dicha evaluacion, la inyeccion
de agua tiene la mayor rentabilidad, ya que alcanza un porcentaje del 126%,
mientras que los porcentajes de los escenarios de inyeccion ciclica de solvente son

negativos, por lo que no seria viable implementar el proyecto en cuestion.

Ademas, a pesar de que la implementacién de metano en la inyeccion ciclica de
solvente para el pozo P5 reduce costos de inversion en relacion al escenario del
pozo P2, se tiene que posee la menor Tasa Interna de Retorno, llegando a un -34%.
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ANEXO 1.

RECOMENDACIONES

Se recomienda hacer uso de un software de simulacion de yacimientos que permita

utilizar altas tasas de inyeccion de componentes gaseosos.

Se recomienda realizar estudios de inyeccion ciclica de solventes en yacimientos
que tengan gas disuelto como mecanismo de produccion primaria.

Se recomienda ajustar el modelo dinamico con pruebas de laboratorio.

Se recomienda realizar esta investigacion enfocada en las otras formaciones
productoras del Campo Apiay.

Se recomienda realizar la simulacion de inyeccion de vapor y/o inyeccion
alternada de agua, dadas las condiciones actuales del yacimiento.

Se recomienda realizar esta misma simulacion de inyeccion de agua teniendo
en cuenta el cotejo histérico de la Formacion.

Se recomienda realizar esta investigacion utilizando otro tipo de solvente; se
sugiere estudiar la técnica con hexano, tanto desde la parte técnica como para
una evaluacion financiera.

Se recomienda realizar investigaciones relacionadas con recobro terciario para
el Campo Apiay.

Ademas de realizar el estudio financiero mediante la TIR, se recomiendo agregar
indicadores como el Valor Presente Neto (VPN) y el tiempo de recuperacion de
la inversion (PayBack).
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