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ABREVIATURAS

ABR] :  Modelo predictivo realizado por Angarita-Buitrago-Ramos-Jiménez.

adimen : Adimensional.

ASP . Inyeccién de alcali-surfactante-polimero.

atm :  Atmosfera.

Bbl . Barril.

BN . Barriles normales.

BPD : Barriles por dia.

BT : Ruptura de agua.

BY . Barriles de yacimiento.

cP . Centipoise.

CFPM : Modelo predictivo para la inyeccién de surfactantes-polimeros.
CMG :  Computer Modelling Group.

CPB . Factor de correccion por tapon de polimero finito.
CSB . Factor de correccion por tapén de surfactante finito.
d . Dia.

DOE . Departamento de Energia de Estados Unidos.

EOR . Métodos de recuperacion mejorada (Enhanced Oil Recovery).
ER : Recobro general de petroleo.

FIT . Ajuste.

FLOOPAM : Polimero FLOOPAM 3230S.

FR . Factor de recobro de petrdleo.

ft . Pies.

g . Gramos.

HPAM : Poliacrilamida parcialmente hidrolizada 333S.

IFT . Tension interfacial, [dinas/cm].

m : Metros.

mD :  MiliDarcy.

NPC . Consejo Nacional de Petroleo de Estados Unidos.
PCN . Pies cubicos normales.
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PF
PFPM
PM
ppm
psi
PVT

s

SF

SP
SPF

SUPERP :

TDS
TO
VE
vDP
VP
VFace
WF
°API
°F
°R

Inyeccion de polimero (Polymer Flooding).
Método predictivo para la inyeccién de polimeros.
Modelo predictivo para la inyeccion de polimeros y agua.
Partes por millon.

Libras por pulgada cuadrada.

Pruebas de presion, volumen y temperatura.
Segundos.

Inyeccién de surfactantes (Surfactant Flooding).
Surfactante-polimero.

Inyeccion de surfactantes-polimeros (Surfactant-Polymer Flooding).
Polimero SNF SUPERPUSHER B192.

Solidos disueltos totales.

Petréleo objetivo.

Equilibrio vertical.

Coeficiente de Dykstra-Parsons

Volumen poroso.

Volumen poroso accesible.

Inyeccion de agua (Waterflooding).

Gravedad del petroleo.

Grados Fahrenheit.

Grados Rankine.
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NOMENCLATURA

Area de la seccion transversal, [cm?].

Area del patrén inyector-productor, [cm?].

Area sobre la linea recta, [cm?].

Retencién de surfactante, [mg/g roca]

Area bajo la linea recta, [cm?].

Factor volumétrico del petréleo, [BY/BN].

Factor volumeétrico de formacion del petroleo final, [BY/BN].
Factor volumétrico de formacion del petréleo inicial, [BY/BN].
Ruptura del banco de petroleo, en términos de VP, [BY/BN].
Ruptura del banco de polimero, en términos de VP, [BY/BN].
Capacidad de almacenamiento, [fraccion].

Area total (4, + B;), [cm?].

Concentracion total de polimero, [ppm].

Concentracion de polimero adsorbido, [ppm].

Factor de correccion por efecto de tapon de polimero finito, [adim].
Coeficiente de inyectividad, [psi/ft].

Compresibilidad de la roca, [psi].

Concentracion de surfactante en el tapon, [Fraccion volumen].
Profundidad, [ft].

Derivada de flujo fraccional, [adimensional].

Didmetro de garganta [um].

Profundidad en K;, [ft].

Retencién de surfactante, [adimensional].

Adsorcién de polimero, [adimensional].

Eficiencia de barrido areal, [fraccion].

Eficiencia de desplazamiento microscopica, [fraccion].
Eficiencia de movilidad del bache de polimero, [fraccién].

Eficiencia de recobro de petrdleo en procesos SP, [fraccion].

Eficiencia de recobro terciario cuando hay flujo cruzado, [fraccion].
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ERFUNC : Funcion error.

Ey . Eficiencia de barrido vertical, [fraccion].

F . Capacidad de flujo, [fraccion].

f . Fluido (agua, petroleo o gas).

fow . Fraccion del yacimiento por encima del agua de fondo.

Fy : Volumen poroso desplazable, [adimensional].

Fau . Volumen poroso desplazable aparente, [adimensional].

foc . Fraccion del yacimiento por debajo de la capa de gas.

F; : Volumen poroso desplazable por el fluido desplazante.

fob . Flujo fraccional del banco de petréleo, [flujo de fase/flujo total].

foi . Flujo fraccional de petroleo inicial, [fraccion].

fopk - Flujo fraccional del pico de petroleo, [fraccion].

f - Concentracion de la solucion de polimero fluyente, [masa de
polimero/volumen de la fase agua].

FR © Factor de resistencia, [adimensional].

FRmax © Factor de resistencia maxima, [adimensional].

FR, - Factor de resistencia residual, [adimensional].

fw . Flujo fraccional de agua, [adimensional].

fwb . Flujo fraccional del banco de agua, [flujo de fase/flujo total)].

g . Aceleracion de la gravedad, [m/s?]

Gs . Gradiente de fractura, [psi/ft].

H : Espesor interno total, [ft].

h . Espesor de la capa,][ft].

Hpyp . Coeficiente de Blake-Kozeny, [cP (cm/s)™],

I : Volumen poroso inyectado, [fraccion].

Coeficiente de la ley de potencia, power-law, [cP (s)™1].
k . Permeabilidad, [mD].
ky, : Permeabilidad horizontal, [mD].
Coeficiente matricial de la roca; [adimensional].

~

k.o . Permeabilidad relativa del petréleo, [mD].

kv . Permeabilidad relativa del agua, [mD].
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LCOTE

dip

Permeabilidad vertical, [mD].

Distancia inyector-productor, [ft].

Longitud del nucleo, [cm].

Coeficiente de Lorenz, [adimensional].

Longitud del yacimiento en direccion x, [ft].

Promedio de la razon de movilidad; [adimensional].
Razon de movilidad agua-polimero, [adimensional].
Razon de movilidad efectiva, [adimensional].

Peso molecular del polimero, [g/mol].

Masa del material sélido, [g]

Exponente de la ley de potencia, [adimensional].
Numero de reduccion de poro adimensional, [adimensional].
Viscosidad, [adimensional].

Numero capilar, [adimensional].

Funcion de gravedad, [adimensional].

Exponente del petréleo, [adimensional].

Petréleo acumulado producido, [Bbl]

Exponente del agua, [adimensional].

Petréleo original in-situ, [Bbl].

Recobro de petroleo, [fraccion].

Presion, [psi].

Presién de burbuja, [psi].

Presion capilar, [dina/cm?].

Presioén capilar a z=0 y a una x especificada, [dina/cm?].
Presion fase no mojante, [dina/cm?].

Presion fase mojante, [dina/cm?].

Presion de poro, [psi].

Presién de sobrecarga, [psi].

Tasa de produccién/inyeccion para estado estable [Bbl/dia].

Tasa de inyeccion total, [Bbl/dia].
Tasa de inyeccion base, [Bbl/dia].
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qin . Tasa de inyeccion fluidos newtonianos, [Bbl/dia].

QL : Tasa inicial de inyeccién para cada capa, [Bbl/dia].

dnn : Tasa de inyeccion para fluidos no newtonianos, [Bbl/dia].

R : Relacion de permeabilidades relativas en los puntos extremos.
Tai . Radio del patrén (productor-inyector), [ft].

Ry, . Factor de reduccion de permeabilidad, [adimensional].

Ry : Ndamero adimensional de flujo cruzado.

R : Relacion de gas disuelto en el petrdleo, [PCN/BN].

Rrs . Relacion adimensional del tamafio del tapon de surfactante.
Tw . Radio del pozo, [ft].

Sob . Saturacion del banco de petroleo, [fraccion].

Soi ©  Saturacion de petroleo inicial, [fraccion].

Sorc . Saturacion de petroleo residual al quimico, [fraccion].

Sorw . Saturacion de petréleo residual al agua, [fraccion].

Sp . Factor de pseudo-dafio, [adimensional].

Swb . Saturacion del banco de agua, [fraccion].

Swe . Saturacion de agua connata, [fraccion].

Swi . Saturacion de agua inicial, [fraccion].

Swp . Saturacion de agua en la zona barrida por el polimero, [fraccion].
tp . Tiempo adimensional, volumen poroso inyectado.

thL . Tiempo adimensional en un seccion transversal, VP inyectado.
tpob . Tiempo de ruptura adimensional del banco de petroleo.

tps . Tiempo de ruptura adimensional del banco de surfactante.
tpsw . Tiempo cuando la tasa de petréleo es cero, [adimensional].
TO . Petréleo en el yacimiento luego de la inyeccién de agua, [Bbl].
TOTM : Movilidad relativa total, [adimensional].

u : Velocidad de Darcy, [ft/dia].

Uy : Velocidad superficial en la direccion x, [longitud/tiempo].

Uy : Velocidad superficial de x en la fase agua, [longitud/tiempo].

U . Relacién de Poisson, [adimensional].

v - Velocidad de flujo especifica aparente, [longitud/tiempo].
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VAR

Hg
Ho
Hp
Hpapp
Hw

Mwapp

Po
Pr

Variacion de la distribucion log-normal de la permeabilidad, [adim].
Coeficiente de Dykstra-Parsons, [adimensional].

Volumen efectivo del tapdn de polimero, [fraccion].

Volumen del fluido, [cm?3].

Tamafio del bache de polimero en términos de volumen poroso.
Velocidad del frente del banco de petréleo, [longitud/tiempo].
Volumen poroso, [fraccion].

Volumen poroso del tapon de surfactante, [fraccion].
Volumen poroso actual del tapdn inyectado, [fraccién].
Volumen del material sélido, [cm?].

Velocidad del frente de surfactante, [longitud/tiempo].
Volumen total, [cm3].

Direccion x.

Distancia adimensional en la direccién x.

Factor de compresibilidad del gas, [adimensional].
Relacion de conductividad, [adimensional].

Tasa de corte, [s™1].

Volumen poroso inaccesible, [fraccidn total de volumen poroso].
Diferencial de presion en el nacleo, [atm].

Movilidad de la solucién de polimero, [adimensional].
Movilidad total, [adimensional].

Movilidad del agua, [adimensional].

Viscosidad, [cP].

Viscosidad del gas, [cP].

Viscosidad del petréleo, [cP].

Viscosidad del polimero, [cP].

Viscosidad aparente de polimero, [cP].

Viscosidad del agua, [cP].

Viscosidad aparente del agua, [cP].

Densidad del petréleo, [Lb/ft].

Densidad de la roca, [Lb/ft].
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Densidad de roca aparente, [Lb/ft3].
Densidad del surfactante, [Lb/ft3].

Densidad del agua, [Lb/ft3].

Tension interfacial, [dinas/cm].

Porosidad, [fraccion].

Porosidad efectiva de la roca, [fraccion].
Espacio poroso ocupado por agua, [fraccion].
Angulo de inclinacién, [grados].

Angulo de contacto, [grados].

Concentracion de la solucién de polimero, [masa de polimero/masa
de solucionl].

Concentracion de polimero adsorbido, [masa de polimero/masa de
solucion].

Concentracion promedio de la solucion de polimero detras del
frente a ruptura de agua, [masa de polimero/masa de solucion].

Funciones evaluadas a los puntos extremos.
Funciones adimensionales para medio heterogéneo.
Valores promedios para una seccion transversal.
Propiedades pseudo-relativas.
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GLOSARIO

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

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

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

CMG STARS: simulador desarrollado por la compafia Computer Modelling Group,
para la simulacion de yacimientos con procesos tipo térmico y procesos
avanzados, es decir, realiza un modelaje avanzado para procesos que implican la
inyeccién de vapor, combustién in situ, disolventes y productos quimicos.

COEFICIENTE DE CORRELACION: medida de la relacion entre dos variables
cuantificables. También puede ser definido como la dependencia de una variable
con respecto a otra.

COEFICIENTE DE DETERMINACION: coeficiente encargado de predecir futuros
comportamientos, y asi mismo, determinar la calidad de las predicciones.

CONCENTRACION DE POLIMERO: relacion entre la cantidad de polimero
presente en la solucion de inyeccion y la cantidad total de solucién.

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

DIGITACION VISCOSA: fendmeno que aparece luego de un proceso de inyeccion
por la intrusion de fluido inyectado dentro del fluido desplazado. Es la respuesta a
una accion de barrido ineficiente, evitando el desplazamiento de cantidades de
petroleo recuperables, y generando la irrupcion de agua en etapas tempranas de
produccion.

EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL: relacion existente entre el area horizontal
contactada por el fluido desplazante en un proceso de recuperacion, y el area
horizontal total contactable.
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EFICIENCIA DE BARRIDO VOLUMETRICO: fraccion del volumen total invadido
de un yacimiento por un proceso de recuperacion secundaria 0 mejorada.

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

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

GRAVEDAD API: término desarrollado por el Instituto Americano del Petréleo. Es
una medida de la calidad del crudo, en funcidn de la densidad relativa de este.

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

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

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

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

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

PATRON DE INYECCION: ubicacion de pozos productores e inyectores en un
yacimiento, siguiendo una forma geométrica definida. Puede ser de manera

normal (mas inyectores que productores) o de manera inversa.

PERMEABILIDAD: parametro que define la capacidad de flujo de los fluidos a
través de los poros interconectados de la roca.
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POLIMERO: conjunto de macromoléculas obtenido a partir de procesos de
polimerizacion.

RAZON DE MOVILIDAD: se define como la razén entre la movilidad de la fase
desplazante y la movilidad de la fase desplazada.

RECOBRO MEJORADO: método de recuperacidon que considera procesos
térmicos, inyeccion quimica, combustién in situ, entre otros. Se refiere a la
recuperacion de petr6leo por mecanismos diferentes a técnicas primarias y
secundarias.

RECOBRO PRIMARIO: método de extraccion de petrleo que aprovecha la
energia natural del yacimiento, produciendo por flujo natural, o con ayuda de
tecnologias de levantamiento artificial.

RECOBRO SECUNDARIO: método utilizado para aumentar la presion del
yacimiento, por medio de la inyeccion de agua o gas en distintos patrones de
inyeccion.

SATURACION: fraccién volumétrica de los fluidos presentes en el yacimiento a
una determinada profundidad.

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

SATURACION DE PETROLEO: fraccién ocupada por el petrleo presente en el
yacimiento a una profundidad especifica.

SETS DE INTERPOLACION: se refiere a las tablas de permeabilidades relativas,
debido a los efectos del surfactante en el yacimiento, es decir, las tablas de
cambios de permeabilidades relativas, saturacion de petroleo residual y saturacion
de agua irreducible, para cada concentracion de surfactante especificada.

SIMULACION NUMERICA DE YACIMIENTOS: rama de la ingenieria de

yacimientos que busca predecir el comportamiento real de los fluidos en el
yacimiento, mediante el uso de métodos numéricos y la ecuacion de difusividad.
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SIMULADOR DE YACIMIENTOS: conjunto de programas que mediante el uso de
la simulacidbn numérica, obtienen soluciones rapidas en la prediccion del
comportamiento del yacimiento.

SOFTWARE EOR: interfaz grafica desarrollada por el Departamento de Energia
de Estados Unidos y su Laboratorio Nacional de Tecnologia Energética, con la
finalidad de realizar predicciones rapidas de campos de petréleo, cuantificando la
produccion incremental para las técnicas EOR potencialmente aplicables.

SURFACTANTE: sustancia quimica que busca cambiar la mojabilidad en el
yacimiento cuando se adsorbe en la superficie solida.

TENSION INTERFACIAL: fuerza existente en la interfase de dos liquidos
inmiscibles.

TUBO DE CORRIENTE: area rodeada por dos lineas de corriente que permite el
movimiento de un volumen especifico de fluido.

VISUAL BASIC: lenguaje de programacion desarrollado por Alan Cooper para
Microsoft en 1991, en lenguaje Basic (Beginner’s All-purpose Symbolic Instruction
Code), para la creacién de aplicaciones o contenidos informaticos de manera
simple y accesible.

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

El presente trabajo describe el desarrollo de un modelo predictivo, para procesos
de inyeccion de quimicos surfactantes-polimeros, incluye documentacion teérica
de las propiedades del yacimiento, y la descripcion geolégica de las rocas
comunmente presentes en yacimientos petroliferos. Para luego, describir las
técnicas de recuperacion secundaria y mejorada, teniendo en cuenta los
fendmenos de interaccion roca-fluido. Después, se realizd una descripcion de los
modelos predictivos existentes para la inyeccion de polimeros (PM, PFPM) e
inyeccion de surfactantes-polimeros (CFPM), definiendo la metodologia usada en
su desarrollo.

Para el desarrollo del modelo base de simulacién quimica, se definieron cuatro
procesos como lo son: inyeccién de agua, inyecciéon de surfactantes, inyeccion de
polimeros e inyeccion de surfactantes-polimeros; con sus respectivas variables
usadas en la generacién. Luego de esto, se realizd el analisis de sensibilidades
para los procesos de inyeccion de surfactantes, polimeros y surfactantes-
polimeros, con el fin de cuantificar parametros correlacionables de estos tres
procesos; donde los datos obtenidos fueron ajustados usando el programa Curve
Expert.

El desarrollo del modelo predictivo para inyeccion de surfactantes, polimeros y
surfactantes-polimeros, esta basado en el modelo predictivo para la inyeccion de
polimeros PFPM. Se realizé la modificacion del factor de correccion por efecto de
tapon de polimero finito y se incluye utilizando las correlaciones generadas, para
todos los procesos, se realizaron calculos de flujo fraccional para inyeccidn
continua del quimico.

La aplicacion de este método, se desarrolld en el lenguaje Visual Basic, que
incluye la prediccién del comportamiento de los procesos de inyeccion de agua,
surfactantes, polimeros y surfactantes-polimeros del modelo predictivo
desarrollado, y de los modelos existentes descritos en el documento; ademas de
calculos de informacién de entrada, lo que resulta en poca informacion del
yacimiento y del proceso para la prediccion.

Para la validacién del modelo, se realiz6 la prediccién del comportamiento de un
campo especifico, utilizando: el modelo de prediccion desarrollado, el existente
para inyeccion quimica, el software EOR y el simulador numérico CMG,
obteniendo porcentajes de error aceptables.
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Por dltimo, se realizé un analisis financiero de la aplicacion desarrollada para la
prediccion, con el fin determinar la viabilidad de implementacion del proyecto con
respecto al uso del simulador numérico CMG vy el software EOR, calculando un
Valor Presento Neto a 15 afios de $ 1,187,847,064 y $ 14,751,226,
respectivamente.

Con las siguientes palabras claves para la recuperacion del trabajo:

* Bache surfactante-polimero.

* Modelo predictivo de produccién de petroleo.
* Recobro mejorado de petroleo.

* Recobro quimico.

* Simulacion numérica de yacimientos.
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INTRODUCCION

La industria del petroleo, esta en la busqueda constante de formas de extraer
eficientemente el petrdleo, y por eso, se establecen tres fases o procesos de
recobro. El recobro primario produce una pequefia porcion del fluido, entre 10 —
15%, gracias a los mecanismos de produccién (empuje por acuifero activo,
empuje por capa de gas y empuje por gas en solucién), que proporcionan la
energia natural al yacimiento para desplazar el crudo a través de los poros.
Cuando el empuje natural del yacimiento no es suficiente, se puede considerar el
recobro secundario, que busca mantener o elevar la presion en el yacimiento
mediante inyeccion de agua 0 gas, y que es rentable hasta que aparece un alto
corte de agua o alta relacion gas-petroleo. Finalmente (aunque no en todos los
casos) el recobro terciario (siguiendo la secuencia de los procesos primario y
secundario); la recuperacion mejorada favorece la razén de movilidad y aumenta
el namero capilar, mediante la inyeccion de fluidos que normalmente no se
presentan en el yacimiento, para asi incrementar la eficiencia de recobro y
producir cantidades considerables de petroleo remanente.

La seleccién apropiada del método de recuperacién, depende de la evaluacién de
los métodos de recobro EOR y comprende varias fases. La simulacion numérica
detallada es considerablemente utilizada, sin embargo, se presentan
inconvenientes que limitan su pertinencia; ademas de ser costosa, no siempre se
cuenta con toda la informacion necesaria del yacimiento, y requiere de un tiempo
prolongado de realizacién y andlisis de resultados.

Es por esta razon, que en el presente trabajo se desarrolla un modelo predictivo
para el comportamiento de la produccion de petrdleo, en procesos de inyeccion
quimica de surfactantes, polimeros y surfactantes-polimeros, a partir del modelo
predictivo existente PFPM con la modificacion del factor de correccion por efecto
de tapén de polimero finito; con el fin de obtener prondsticos mas acertados,
rapidos y menos costosos, usando poca informacion, en comparacion con los
resultados de los modelos existentes y las simulaciones numéricas. Ademas, se
desarrolla una aplicacion del modelo desarrollado en lenguaje Visual Basic.
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OBJETIVOS
OBJETIVO GENERAL

Desarrollar un modelo predictivo para inyeccibn de quimicos surfactantes-
polimeros convencional.

OBJETIVOS ESPECIFICOS
* Describir técnicas de recobro quimico y rangos de aplicabilidad.

* Describir los métodos predictivos existentes para procesos tipo SP
convencional.

* Construir un modelo base de simulacion quimica conceptual.

* Realizar andlisis de sensibilidades para cuantificar los pardmetros
correlacionables en el proceso SP convencional.

* Desarrollar una correlacion para la caracterizacion del proceso SP
convencional.

* Generar una aplicacién que vincule las variables del proceso para obtener el
perfil de produccion de un pozo.

* Validar la capacidad predictiva de la herramienta mediante la evaluacion de
un caso de recobro quimico de un campo especifico.

* Evaluar la viabilidad financiera de la propuesta mediante el indicador Valor
Presente Neto.
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1. GENERALIDADES
1.1 PROPIEDADES ROCA-FLUIDO

En esta seccidon del capitulo, se describe algunas de las propiedades mas
importantes para la caracterizacion de un yacimiento, incluyendo la clasificacion
respectiva de cada una de ellas, y las ecuaciones para su calculo.

1.1.1 Densidad de la roca. Densidad, se define como la cantidad de masa que
ocupa un volumen especifico. Para el caso de la roca, es la relacién entre la masa
de material sélido y el volumen de la parte sélida de la roca, matematicamente se
expresa en la ecuacion 1.

Ecuacion 1. Densidad de la rocal

pT'_ VS

En la tabla 1, se muestra las densidades de diferentes tipos de minerales
presentes en las rocas de los yacimientos.

Tabla 1. Densidades de minerales rocosos?

Tipo de mineral | Densidad [g/cm?]
Cuarzoarenita 2.65
Limonita 3.80

Arcilla/lllita 2.75-2.85

Caolinita 2.60
Montmorillonita 2.50
Calcita 2.71
Dolomita 2.86
Anhidrita 2.96

1 ALONSO RODRIGUEZ, Francisco Javier. Propiedades fisicas: densidad y porosidad [en linea].
[Citado abril, 2016]. Departamento de Geologia (Petrologia y Geoquimica), Universidad de Oviedo,
Espafia. Disponible en Internet:

<https://www.researchgate.net/publication/237009661 PROPIEDADES_FISICAS DENSIDAD_Y_
POROSIDAD>.

2 |bid.
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1.1.2 Porosidad. Fraccién o porcentaje de roca que no es solido, es decir, no
estd ocupado por algin mineral o material. También es definido como la
capacidad de almacenamiento de la roca. Matematicamente, se define como el
cociente entre el volumen poroso y el volumen total de la roca, como se muestra
en la ecuacion 2.

Ecuacién 2. Porosidad

oot
Vr

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 190.

Donde:
@ = Porosidad.
V, = Volumen poroso.

Vr = Volumen total.
1.1.2.1 Clasificacion de la porosidad
* Segun conductividad de los espacios porosos (ver figura 1).

- Porosidad absoluta. Volumen poroso formado por todos los espacios
vacios, estén interconectados o no entre si.

- Porosidad relativa. Es la porosidad formada por los espacios no sélidos que
estan comunicados entre si, y por tanto permiten el flujo de fluidos.

* Segun origen y tiempo de depositacion.

- Porosidad primaria. Porosidad que se desarrolla al momento que se
depositan los sedimentos, por procesos como cementacion, compactacion,
etc. Las areniscas y las calizas, son las rocas sedimentarias con este tipo de
porosidad.

- Porosidad secundaria. Espacio poroso formado por procesos geoldgicos o
inducidos después de la depositacion de los sedimentos. Su origen puede
ser disolucion, fracturamiento o cambio de roca (dolomitizacion).
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Figura 1. Porosidad efectiva y total

Grano de arena

—

Material cementante

_Efectivao
interconectada

% Porosidad
absoluta
_ No efecliva 03!8)(};N
0 aislada 0
5%

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena.
Propiedades de la roca. En: Fundamentos de
ingenieria  de yacimientos. Maracaibo,
Venezuela: Astro Data S.A., 2009. p. 222.

1.1.3 Saturacién. Fraccién volumétrica, que ocupa cada uno de los fluidos
presentes en el espacio poroso a una determinada profundidad. Como se observa
en la ecuacion 3, matematicamente puede expresarse como el cociente entre el
volumen de un fluido dentro de los poros, y el volumen total de estos.

Ecuacion 3. Saturacion de fluidos

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional

Publishing, 2006. p. 195.

f = Fluido (agua, petréleo o gas).
V¢ = Volumen del fluido.
Sp = Saturacion de un fluido.
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1.1.3.1 Clasificacién de la saturacién

* Saturacion inicial. También llamada saturacion connata, se refiere a la
saturacion de una fase a condiciones iniciales de yacimiento, es decir,
cuando no ha comenzado los procesos de desplazamiento. Se expresa como
Sxi 0 Syyc, donde x corresponde a la fase.

* Saturacion residual. Corresponde a la saturacion de una fase en la zona
barrida, cuando ya ocurrio el desplazamiento del fluido, generalmente
expresada como S,,.

* Saturacion irreducible. Expresada como S,;,, €s el valor de saturacion
minimo de una fase que por propiedades del yacimiento no es posible
recuperar.

* Saturacion critica. Es el valor de saturacion minimo requerido para que
haya movimiento de un fluido, a través de los poros interconectados del
yacimiento. Se expresa como S,..

1.1.4 Permeabilidad. Medida de la capacidad de la roca de permitir el flujo de
fluidos a través de los poros interconectados (ver figura 2). También puede ser
definida como una medida de la conductividad de los fluidos, y por analogia, se
puede decir que la permeabilidad, es la inversa de la resistencia que la roca ejerce
sobre los fluidos presentes. Matematicamente se expresa con la Ley de Darcy
(1856), como se muestra en la ecuacion 4.

Ecuacioén 4. Permeabilidad

o = HLcore
AAp

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 231.

Donde:

q = Caudal, [cm?¥/s].

u = Viscosidad, [cP].

L..re = Longitud del nucleo, [cm].

A = Area de la seccion transversal, [cm?].

Ap = Diferencial de presion en el nucleo, [atm].
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1.1.4.1 Clasificacion de la permeabilidad

* Permeabilidad absoluta. Representa la permeabilidad o paso de fluido a
través del medio poroso, cuando este se encuentra 100% saturado de solo
un tipo de fluido. Generalmente el fluido de prueba es agua o aire.

* Permeabilidad efectiva. Permeabilidad de un fluido, cuando este se
encuentra en contacto con otro fluido inmiscible que satura el medio poroso.

* Permeabilidad relativa. Matematicamente, se define como la razon entre la
permeabilidad efectiva y la absoluta, esta relacion refleja la facilidad con que
el fluido sera producido (movilidad), en funcién de su saturacion.

Figura 2. Permeabilidad

Fuente: SCHLUMBERGER; ANDERSEN, Mark y KLEMIN,
Denis. Definicion del concepto de permeabilidad: El flujo
de fluidos a través de los poros. En: QOilfield Review. vol.
26, no. 3, p. 68.

1.1.4.2 Célculo de permeabilidades relativas. La permeabilidad relativa tanto
del petroleo como del agua, es importante a la hora de realizar la caracterizacion
del yacimiento, para predecir el comportamiento del yacimiento a través del
tiempo, ya sea por método analitico o numérico. Es por esto que a continuacion,
se presentan las ecuaciones para su determinacion.

* Correlacion de Corey.
Corey en 1954, propone una expresion de permeabilidades relativas para

procesos de drenaje en rocas preferiblemente mojadas por petroleo, mostrada en
la ecuacién 5y la ecuacion 6.
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Ecuacion 5. Permeabilidad relativa al petréleo. Corey

Sy —S 4
km:(l— w wc )
1_ch_50r

Fuente: HONARPOUR, Mehdi Matt;
KOEDERITZ, Leonard F. y HARVEY, Herbert A.
Two-Phase relative permeability. En: Relative
permeability of petroleum reservoirs. Boca Raton,
Florida: CRC Press Inc., 1986. p. 32.

Ecuacién 6. Permeabilidad relativa al agua. Corey

k _ (SW - ch)4
™W 1 _ SWC

Fuente: HONARPOUR, Mehdi Matt;
KOEDERITZ, Leonard F. y HARVEY, Herbert A.
Two-Phase relative permeability. En: Relative
permeability of petroleum reservoirs. Boca Raton,
Florida: CRC Press Inc., 1986. p. 32.

* Correlacion de Smith.

Smith, propone las expresiones de permeabilidades relativas para procesos de
imbibicién en rocas humectadas preferiblemente por agua, como se observa en la
ecuacion 7 y la ecuacion 8.

Ecuacién 7. Permeabilidad relativa al petréleo. Smith

2

S — Swi
k. = (1 _ w wirr )
e 1- Swirr - Sor

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena.
Propiedades de las rocas y de los fluidos. En:
Inyeccibn de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.
A., 2001. p. 54.
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Ecuacion 8. Permeabilidad relativa al agua. Smith

1
SW - Swirr)z

krw:Sw4*<1_S .
wirr

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena.
Propiedades de las rocas y de los fluidos. En:
Inyeccibn de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S.
A., 2001. p. 54.

* Correlacion de Wyllie y Gardner.

Estos autores, desarrollan expresiones de permeabilidades relativas al petroleo y
al agua, para arenas no consolidadas con granos escogidos, mostradas en la
ecuacion 9 y la ecuacion 10; y arenas no consolidadas con granos poco

escogidos, presentadas en la ecuaciéon 11 y la ecuacion 12, respectivamente.

Ecuacion 9. Permeabilidad relativa al petréleo para granos escogidos. Wyllie

SW - ch )

Kk =(1——
e 1_ch_sor

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 297.

Ecuacién 10. Permeabilidad relativa al agua para granos escogidos. Wyllie

Sw - ch)3
1—Sue

krwz(

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 297.
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Ecuacion 11. Permeabilidad relativa al petréleo para granos poco escogidos.
Wyllie

o = 1 _M)Z . ll _ (M)“l
e 1- ch - Sor 1- ch - Sor

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook. 3
ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 297.

Ecuacién 12. Permeabilidad relativa al agua para granos poco escogidos. Wyllie

rw 1 _ SWC

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 297.

* Correlacion de Pirson.

Esta correlacién fue desarrollada para rocas humectadas al agua, sus expresiones
son mostradas en la ecuacion 13 y la ecuacion 14.

Ecuacién 13. Permeabilidad relativa al petréleo. Pirson

Sy —S 2
kro=(1— w wc )
1_ch_Sor

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 298.
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Ecuacion 14. Permeabilidad relativa al agua. Pirson

N[~

Sw — S
o= (5 .

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 298.

1.1.4.3 Relacion entre la porosidad y la permeabilidad. Dos de las propiedades
mas relevantes al hablar de un yacimiento, como la porosidad y la permeabilidad
de la roca, estan fuertemente relacionadas; debido a que a altas porosidades
efectivas, hay una mejor comunicacion entre los poros interconectados, logrando
una buena permeabilidad.

Distintos autores han desarrollado ecuaciones que expresan matematicamente
esta relacion, a continuacion se muestran algunas:

* Correlacion de Carman-Kozeny.
Es una de las correlaciones mas conocidas. Expresa matematicamente la
permeabilidad en funcidn de la porosidad y el area superficial especifica, como se

muestra en la ecuacioén 15.

Ecuacion 15. Permeabilidad de Carman-Kozeny

k= — ¢3
= SSgUZ (1 _ Q)Z

Fuente: TIAB, Djebbar y DONALDSON, Erle C.
Porosity and permeability. En: Petrophysics:
Theory and practice of measuring reservoir rock
and fluid transport properties. 2 ed. United States
of America: Gulf Professional Publishing, 2004. p.
140.
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Dénde:

Sqv = Area superficial por unidad de volumen de grano (ver figura 3), [1/cm].

k = Permeabilidad, [cm?] y 1 cm? = 1.013 = 101* mD.

Figura 3. Area superficial por unidad de volumen

Forma de Modelo Valor de
grano Sav

9/dg

6/dg

6/dg

5/dg

4/dg

@%%UG@
WA ()

Fuente: ESCOBAR MACUALO,
Freddy Humberto. Propiedades
fisicas del medio poroso. En:
Fundamentos de ingenieria de
yacimientos. Neiva, Huila,
Colombia: Universidad
Surcolombiana, 2008. p. 80.

* Correlacion de Timur.
En 1968, Timur propuso una ecuacion para el calculo de la permeabilidad, a partir
de la porosidad y la saturacién de agua inicial, como se observa en la ecuacién 16.

A continuacién se muestran las consideraciones para esta ecuacion®:

—  Se asume que S,,;, es una funcion lineal del area superficial.
- S, esuniforme a lo largo del yacimiento.

3 ESCOBAR MACUALO, Freddy Humberto. Fundamentos de ingenieria de yacimientos. Neiva,
Huila, Colombia: Universidad Surcolombiana, 2008. p. 79.
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- La geometria del poro es constante y uniforme.
—  El corazon, estéa saturado con agua-aire.
- Los exponentes 4.4 y 2, son especificos para las muestras.

Ecuacién 16. Permeabilidad de Timur

4.4
k = 0.135?—2

wi

Fuente: TIAB, Djebbar y DONALDSON, Erle C.
Porosity and permeability. En: Petrophysics:
Theory and practice of measuring reservoir rock
and fluid transport properties. 2 ed. United States
of America: Gulf Professional Publishing, 2004. p.
133.

Doénde:
Swi = Saturacion de agua inicial.

* Correlacion de Coates-Denoo.

Coates y Denoo plantean en 1973, una relacion entre la permeabilidad horizontal y
la porosidad (ver ecuacién 17).

Ecuaciéon 17. Permeabilidad horizontal de Coates-Denoo

k= (109,)* (1;—vj””)2

Fuente: TIAB, Djebbar y DONALDSON, Erle C.
Porosity and permeability. En: Petrophysics:
Theory and practice of measuring reservoir rock
and fluid transport properties. 2 ed. United States
of America: Gulf Professional Publishing, 2004. p.
181.

Doénde:
@, = Porosidad efectiva de la roca, [Fraccion)].
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Igualmente, presentan una relacion entre la permeabilidad horizontal y la vertical,
en funcioén de la porosidad efectiva de la roca. La relacion para areniscas limpias,
se muestra en la ecuacion 18.

Ecuacion 18. Permeabilidad vertical de Coates-Denoo

2.2855
ky = 0.0429 | | n
v = . q)e
Fuente: TIAB, Djebbar y DONALDSON, Erle C.
Porosity and permeability. En: Petrophysics:
Theory and practice of measuring reservoir rock
and fluid transport properties. 2 ed. United States
of America: Gulf Professional Publishing, 2004. p.
179.

* Correlacion de Morris-Biggs.

En 1967 Morris y Biggs, presentan dos ecuaciones para estimar la permeabilidad,
a partir de la saturacion de agua connata y la porosidad, para yacimiento de
petroleo (ver ecuacion 19) y gas (ver ecuacion 20).

Ecuacidon 19. Permeabilidad para yacimientos de petréleo

3 2
k = 62.5 % 103 (f—)

wc

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 252.

Ecuacion 20. Permeabilidad para yacimientos de gas

03\
k=25%103 <—>
SWC

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 252.
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1.1.5 Mojabilidad. Capacidad o tendencia de un fluido de adherirse o extenderse
sobre una superficie solida en presencia de otro fluido inmiscible. Segun los fluidos
comunmente presentes en el yacimiento, se tiene la siguiente relacion de acuerdo
al grado de mojabilidad: Gas < Aceite < Agua.

El contacto de un fluido con la roca, forma un angulo conocido como angulo de
contacto (6), como se muestra en la figura 4. Esta es una medida indirecta de la
mojabilidad, su relacién es inversamente proporcional y siempre se mide desde el
liguido hasta el sélido. Si 6 < 90°, el sistema esta mojado por agua y si 6 > 90°, el
sistema esta mojado por aceite, cuando se tiene un 6 = 90°, se dice que es una
mojabilidad mixta.

Figura 4. Relacién entre la mojabilidad y el angulo de contacto

\e

Agua Petraleo

Fuente: ABDALLAH, Wael, et al. Los fundamentos de la
mojabilidad. En: Oilfield Review. vol. 19, no. 2, p. 1.

Figura 5. Mojabilidad

Mojabilidad por agua Mojabilidad mixta Mojabilidad por petroleo

Petroleo j Salmuera (agua) . Granos de roca

Fuente: ABDALLAH, Wael, et al. Los fundamentos de Ila
mojabilidad. En: Oilfield Review. vol. 19, no. 2, p. 54.
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Esta medida es importante para entender la distribucion de los fluidos; en la figura
5 se puede observar que el fluido que humecta la roca, tiene menor movilidad y
por tanto, el otro fluido se mueve por canales mas amplios. Es por esto que en la
industria del petréleo, se prefiere que la roca tenga mojabilidad o preferencia al
agua.

1.1.6 Tensidn interfacial y tension superficial. Cuando dos fluidos inmiscibles
entran en contacto se separan inmediatamente, debido a la diferencia entre sus
fuerzas moleculares, para asi, tener la menor area de contacto posible. Si los dos
fluidos en contacto son gas y liquido, la interfase que se muestra en ellas, se
conoce como tension superficial. Cuando los dos fluidos son liquidos, la fuerza
que actua en la interfase, es la tension interfacial. Es por esto, que son una
medida indirecta de la solubilidad.

1.1.7 Presion capilar. Diferencial de presion existente en la interfase de dos
fluidos inmiscibles. La presién capilar, depende de la curvatura de la interfase que
los separa. Matematicamente como se observa en la ecuacion 21, es la diferencia
de presion entre el fluido de la fase no mojante y el de la fase mojante.

Ecuacion 21. Presion capilar

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 203.

Donde:

P. = Presion capilar, [dina/cm?].

B,., = Presion fase no mojante, [dina/cm?].
B,, = Presion fase mojante, [dina/cm?].

1.1.8 Compresibilidad de la roca. Disminucion del volumen de la roca por el
efecto de presion de las rocas de sobrecarga (estratos superiores), la cual
aumenta con la profundidad, pero también, se ve afectado por la naturaleza de la
estructura, consolidacion de la formacion e historia geoldgica de la roca.
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Los tipos de compresibilidad de roca son: compresibilidad de la roca matriz
(material solido), compresibilidad del volumen total de la roca y compresibilidad de
los poros. Matematicamente esta expresada por la ecuacion 22.

Ecuacion 22. Compresibilidad de la roca
1 <6V>
Cr=—=\|==
V\oP/r

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 255.

Doénde:

¢, = Compresibilidad de la roca, [psi].
V = Volumen de poro, matriz o total [ft3].
P = Presion de poro, matriz o total [psi].

Hall (1953), determiné una relacion para el calculo de la compresibilidad de la
roca, en funcion de la porosidad, esta es mostrada en ecuacion 23.

Ecuacién 23. Compresibilidad de la roca. Hall

1.786 x 107°
Cr = (0438

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 259.

1.1.9 Heterogeneidad del yacimiento. Propiedad o cualidad de los materiales
de un yacimiento de cambiar su valor en funcibn de su posicibn, como:
permeabilidad, porosidad, espesor, saturacion, fallas y fracturas, facies de la roca
y caracteristicas de la roca, entre otras. Cuando un yacimiento es heterogéneo,
describirlo y caracterizarlo se hace complicado debido a la cantidad de medidas
gue se deben hacer.
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Hay dos tipos de heterogeneidad: vertical y areal, los cuales se estudian de forma
paralela y perpendicular a la gravedad, respectivamente.

1.1.9.1 Meétodos de cuantificacion de heterogeneidad

Coeficiente de Dykstra-Parsons Vpp.

Medida estatica de la no uniformidad de las propiedades de un yacimiento,
generalmente es aplicado a la permeabilidad. Este valor es estimado de un
conjunto de datos ordenados de forma descendente y distribuidos log-
normalmente, donde la probabilidad de cada dato, es el espesor del intervalo
representado por dicho punto. Cuando se tiene un valor de cero, se dice que el
yacimiento es homogéneo, cuando es igual a uno, el yacimiento es altamente
heterogéneo; una clasificacién mas detallada es dada por Tiab (2004)*:

Vpp = 0, yacimiento totalmente homogéneo (valor ideal).
0 < Vpp < 0.25, yacimiento ligeramente heterogéneo.

0.25 < Vpp < 0.50, yacimiento heterogéneo.

0.50 < Vpp < 0.75, yacimiento muy heterogéneo.

0.75 < Vpp < 1, yacimiento extremadamente heterogéneo.
Vpp = 1, yacimiento totalmente heterogéneo.

A continuacién, se describen los pasos a seguir para cuantificar el coeficiente de
variacion de permeabilidad:

1.
2.
3.

Dividir el yacimiento en capas de igual espesor.

Ordenar los datos de permeabilidad en orden decreciente.

Calcular el porcentaje de espesor, con permeabilidad mayor que la de la
muestra.

Graficar en papel de probabilidades, Permeabilidad vs. Porcentaje de
espesor, y trazar la mejor tendencia que pase a través de los puntos
(prioridad a los puntos medios).

Leer los valores de permeabilidad correspondientes a 84.1% y 50% de
espesor, kgs1 Y ksp.

La expresion planteada en la ecuacion 24, define la variacion de
permeabilidad de Dykstra-Parsons.

4 MARTINEZ C., Manuel O. Elaboracién de un algoritmo para generar mapas de heterogeneidad a
partir de datos petrofisicos de un yacimiento. Trabajo de grado Ingeniero Geofisico. Caracas,
Venezuela: Universidad Central de Venezuela, 2013. p. 16-17.
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Ecuacion 24. Variacion de permeabilidad de Dykstra-Parsons

k50 - k84-.1

Vpp = ks
0

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.
3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 263.

* Coeficiente de Lorenz.

Este parametro fue introducido en 1950 por Schmalz y Rahme. Describe el grado
de heterogeneidad vertical dentro de una seccion del yacimiento, el cual se
obtiene a través del célculo aplicado al grafico de distribucién de capacidad de
flujo. Su valor, al igual que el coeficiente de Dykstra-Parsons, varia entre cero para
permeabilidad homogénea y uno para sistemas con permeabilidad altamente
heterogénea.

Para calcular el coeficiente de Lorenz, se deben seguir los siguientes pasos:

1. Ordenar los valores de permeabilidad de forma decreciente.

2. Calcular la capacidad de permeabilidad acumulada, como la sumatoria entre
el producto del espesor y la permeabilidad (Zkh); y la capacidad de volumen
acumulado (2¢h).

3. Normalizar las capacidades acumuladas para lograr que tengan valores entre
Oy1.

4.  Graficar Capacidad de permeabilidad acumulada vs. Capacidad de volumen
acumulado, ambas normalizadas, en una escala cartesiana.

Para sistemas homogéneos, la grafica se acerca al comportamiento de una linea
recta de pendiente uno, como se observa en la figura 6, entre mas alejado esté el

comportamiento de esta referencia, mas heterogéneo es el sistema.

El coeficiente de Lorenz estd dado por el area bajo la curva y se define por medio
de la ecuacion 25.
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Figura 6. Distribucion de la capacidad de flujo

1.0

L Homogeneous

Normalized
Tkh

Increasing Heterogenaeity

0 Normalized Th 1.0

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En:

Reservoir engineering handbook. 3 ed. United States of America:
Gulf Professional Publishing, 2006. p. 269.

Ecuacién 25. Coeficiente de Lorenz

L, =
Lz BL

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook.

3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 268.

Dénde:

A, = Area sobre la linea recta (ver ecuacion 26).
B, = Area bajo la linea recta (ver ecuacion 27).

Ecuacion 26. Area sobre la linea recta, AL

A,=C,— B,
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Donde:
C, = Areatotal (4, + B,).

Ecuacion 27. Area bajo la linea recta (triangulo), BL

_base*altura_1>k1_05
o 2 o2

Por lo tanto, el coeficiente de Lorenz se redefine como se muestra en la ecuacion
28.

Ecuaciéon 28. Redefinicion del coeficiente de Lorenz

C,— By
B,

LLZ: ZZCL_].

Warren y Price plantearon en 1961, una relacion entre la variacion de
permeabilidad (Vpp) y el coeficiente de Lorenz (L;,), para distribuciones log-
normales de permeabilidad, estas expresiones matematicas son mostradas en la
ecuacion 29 y la ecuacion 30. La figura 7, relaciona Coeficiente de Lorenz vs.
Variacion de permeabilidad.

Ecuacion 29. Coeficiente de Lorenz, en términos de la variacion de permeabilidad

Ly, = 0.0116356 + 0.339794V;p + 1.066405(Vpp*) — 0.3852407(Vpp°)

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En: Reservoir
engineering handbook. 3 ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 269.

Ecuacion 30. Variacién de permeabilidad, en términos del Coeficiente de Lorenz

Vpp = —5.05971 x 10~ + 1.747525L,, — 1.468855L,,% + 0.701023L,,>

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En:
Reservoir engineering handbook. 3 ed. United States of America: Gulf
Professional Publishing, 2006. p. 269.
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Figura 7. Correlacion del coeficiente de Lorenz y la variacion de permeabilidad

1.0 -

Lorenz Coefficient

Variation, V

Fuente: AHMED, Tarek. Fundamentals of rock
properties. En: Reservoir engineering handbook. 3
ed. United States of America: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 270.

1.1.10 Gradiente de fractura de la roca. Es un parametro geomecanico de la
formacion, el cual determina la presion requerida para fracturar la roca por cada
pie de profundidad, se expresa en unidades de psi/ft. Las ecuaciones para su
calculo se muestran a continuacion:

* Método de Hubbert y Willis.

En 1957, Hubbert y Willis, concluyen que la presiéon de fractura esta en funcién de:
la presion de formacion, el esfuerzo vertical y la relacion de este ultimo con el
esfuerzo horizontal. Ademas, presentan dos ecuaciones de gradiente de fractura:
una para inducir la fractura (ver ecuacion 31) y otra para extenderla (ver ecuacion
32).
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Ecuacion 31. Gradiente para inducir la fractura. Método Hubbert

PPoro

1
+ ﬁ (PSob - PPoro)

Fuente: CONTRERAS PUERTO, Oscar Michel y
RODRIGUEZ CARDENAS, Wilmar Alexander.
Desarrollo de la metodologia para estimar el
gradiente de fractura de la formacién K1 de un
campo de la superintendencia de operaciones
Apiay. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander, 2008. p. 101.

Donde:

D = Profundidad, [ft].

Ps,, = Presion de sobrecarga, [psi].
Pporo = Presion de poro, [psi].

Ecuacion 32. Gradiente para extender la fractura. Método Hubbert

PPoro

1
+ 5 (PSob - PPoro)

Fuente: CONTRERAS PUERTO, Oscar Michel y
RODRIGUEZ CARDENAS, Wilmar Alexander.
Desarrollo de la metodologia para estimar el
gradiente de fractura de la formacién K1 de un
campo de la superintendencia de operaciones
Apiay. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander, 2008. p. 101.

* Método de Matthews y Kelly.

Estos autores, introdujeron el término K (coeficiente matricial de la roca), para el
calculo del gradiente de fractura, el cual también esta en funcion de la presion de
poro, la profundidad y la presion de sobrecarga, como se muestra en la ecuacion
33.
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Ecuacion 33. Gradiente de fractura. Método Matthews

PPoro Ki(PSob - PPoro)
G=—p * D

Fuente: TREJO ORTIZ, Maria del Carmen.
Aplicacion de la geomecanica en la estabilidad
del agujero de un pozo de la Regién Sur. México
D.F.: Universidad Nacional Auténoma de México,
2009. p. 30.

Donde:
K; = 0.0683¢(0-272+LnDi) Coeficiente matricial de la roca, [adimensional].

D; = Profundidad en K;, [ft].
* Método de Eaton.

Eaton en 1969, relaciona el gradiente de fractura con la relacion de Poisson, la
presion de poro, la presion de sobrecarga y la profundidad, como se muestra en la
ecuacion 34.

Ecuaciéon 34. Gradiente de fractura. Método Eaton

PSob PPoro u PPoro
&= (55 (=)
U D p )\a—@/)" D

Fuente: CONTRERAS PUERTO, Oscar Michel y
RODRIGUEZ CARDENAS, Wilmar Alexander.
Desarrollo de la metodologia para estimar el
gradiente de fractura de la formacion K1 de un
campo de la superintendencia de operaciones
Apiay. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander, 2008. p. 105.

Donde:

it = Relacién de Poisson, [adimensional].
D = Profundidad, [ft].

Ps,, = Presién de sobrecarga, [psi].
Pporo = Presion de poro, [psi].
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* Método de Anderson.
En 1973, desarrolla una correlacion para el célculo del gradiente de fractura,
teniendo en cuenta la compresibilidad intrinseca de la roca y de los cortes de

perforacion, llegando a la expresion de la ecuacién 35.

Ecuacion 35. Gradiente de fractura. Método Anderson

2u  Psep
k
1-u D

Gf=

Fuente: CONTRERAS PUERTO, Oscar Michel y
RODRIGUEZ CARDENAS, Wilmar Alexander.
Desarrollo de la metodologia para estimar el
gradiente de fractura de la formaciéon K1 de un
campo de la superintendencia de operaciones
Apiay. Bucaramanga: Universidad Industrial de
Santander, 2008. p. 105.

Donde:

i = Relacion de Poisson, [adimensional].
D = Profundidad, [ft].

Ps,, = Presion de sobrecarga, [psi].

1.2 DESCRIPCION GEOLOGICA DE YACIMIENTOS

Segln Claridge y Lohse (1983)° “la caracterizacion del yacimiento es por lo menos
tan importante como la caracterizacién del proceso de recobro, sino es mas, para
el entendimiento general y la interpretacion de pruebas en un campo”.

La geologia del yacimiento, se refiere a la identificacion de la estructura de la roca
sedimentaria, para esto, es necesario la descripcién de diferentes tipos de rocas,
que usualmente se encuentran en los yacimientos de petroleo.

Las rocas sedimentarias, son el resultado de la acumulacion de sedimentos o
fragmentos de minerales, depositados por agua, viento o hielo, para luego

5 DONALDSON, Erle C.; CHILINGARIAN, George V. y YEN, Teh Fu. Geological factors in
enhanced oil recovery. En: Enhanced oil recovery, II: Processes and operations. Amsterdam, The
Netherlands: Elsevier, 1989. p. 173.

71



sedimentarse. También se pueden formar por precipitacion quimica de sales o por
material bioldgico. A continuacion, se describen los tipos de rocas sedimentarias
mas representativos en la industria del petroleo:

1.2.1 Brecha o bloques. Roca sedimentaria clastica, constituida por fragmentos
liticos de mas de 256 mm de didmetro®, los cuales estan unidos por una matriz. Su
cemento puede ser minerales hidrotermales, que en algunos casos provoca
reemplazo o metamorfismo de este en las brechas.

En la formacion de la roca, se ve involucrado el transporte y agregacion de
materiales clasticos, también pueden ser formadas por desagregacion de rocas
pre-existentes in situ o por el transporte limitado de fragmentos.

Una de sus clasificaciones puede ser dependiendo de su componentes, si la roca
solo estd formada por un tipo de fragmento, se denomina monolitolégica o
monomictica, cuando tiene una variedad composicional de fragmentos, se
conocen como polimicticas.

1.2.2 Conglomerados. Compuestos principalmente por grava (clastos), que se
acumula en diversos ambientes, indicando existencia de pendientes o corrientes
turbulentas. Sus granos son gruesos y su tamafio esta entre 2-256 mm’, el cual
refleja la accion de corrientes montafiosas enérgicas o una fuerte actividad de
olas. La matriz estd compuesta por arena o arcilla.

Su clasificacién es la misma que las brechas, porque algunos autores toman la
brecha como una clase de conglomerado, pero otros las definen por aparte.

1.2.3 Areniscas. Rocas sedimentarias detriticas compuestas de granos de
cuarzo (silice SiO2) normalmente finos (menor a 2mm)3, feldespatos y otros
minerales; unidas por cemento quimico (compuesto de silice, carbonato de calcio
u o6xido de hierro) que determina su color. Contiene matriz estratificada que en
algunos casos puede ser arcillosa. Se forman en ambientes marinos fluviales o
son de origen edlico.

6 Universidad de Sonora. Clasificacion de areniscas [en linea]. [Citado septiembre 13, 2015].
Disponible en Internet: http://gaia.geologia.uson.mx/academicos/amontijores/clasare.htm.

7 Ibid.

8 Ibid.
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1.2.3.1 Clasificacién de las areniscas

* Ortocuarcita. Compuesta de cuarzo en un 95% aproximadamente. Es el
resultado de los sedimentos arenosos luego de la meteorizacion, por esto los
granos son bien redondeados y poseen alta seleccién, la cementacion es de
silice, la cual esta disuelta en los granos y precipitada en los poros. Estas
rocas en su mayoria son de color blanco.

* Arcosa. Contiene mas del 25% de feldespatos potasicos, que puede ser
ortoclasas o microclinos, frescos o alterados. Es el resultado de la erosion de
areas graniticas en climas secos o frios en los cuales hay escasa
meteorizacién quimica. Son de color rosado o rojo, debido al feldespato
presente.

* Grauvaca. Roca compuesta por cuarzo (constituye la mitad o menos de la
roca), feldespato y fragmentos liticos (dos o mas cristales minerales),
ademas con alta matriz arcillosa. Se forman en cuencas marinas, por la
litificacion de los sedimentos que se depositan en las corrientes. Su color es
verde oscuro.

1.2.4 Calizas. Rocas sedimentarias quimicas y organégenas constituidas por
mas del 50% de cristales de calcita y aragonita (en su mayoria conformadas de
carbonato de calcio), las cuales se diferencian en su sistema de cristalizacion; en
algunos casos hay dolomita en poca proporcion. Se forman en ambientes fluviales,
por esqueletos calcareos de invertebrados marinos, enteros o fragmentados.

Los poros de calcita se pueden encontrar en la roca en diferentes tamafos, y su
inestabilidad produce cementacién, disolucion, recristalizacion y reemplazamiento
en las primeras fases de la conformacién de una caliza, es por estos procesos,
gue son dificiles de estudiar para interpretar los ambientes geolégicos.

1.2.4.1 Clasificacion de las calizas. Las dos clasificaciones mas usadas, son las
dadas por Folk (1959)°.

* Constituyentes ortoquimicos. Precipitados quimicos ubicados en el interior
de la cuenca, no sufren procesos de desplazamiento o transporte.

9 SELVAS GONZALEZ, Francisco Parana y BAUTISTA GONZALEZ, Christian. Caracterizacion de
carbonatos en nlcleos de pozo en la plataforma de Yucatdn - Pozo Tecoh. Trabajo de grado
Ingeniero de Petréleos. México D.F.: Universidad Nacional Autbnoma de México, 2015. p. 23-24.
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- Micrita. Se denominan asi cuando los cristales de la roca son microscopicos
(1 a 4 micras), se forman por precipitacion quimica.

- Esparita. Cristales de roca de 10 o mas micras, por lo que se pueden ver a
simple vista. No puede ser el Unico constituyente de una caliza a diferencia
de la micrita. Puede existir la recristalizacion de la roca.

* Constituyentes aloquimicos. Son precipitados en estructuras que han
sufrido transporte dentro de la cuenca en la que se encuentran.

- Intraclastos. Sedimentos carbonatados que fueron arrancados de las capas
de fondo poco consolidadas.

—  Oolitas. Esferas con nucleo de fragmentos de cuarzo, fésil o dolomita, que a
su alrededor poseen calcita microcristalina, formando una estructura radial y
concéntrica.

- Fosiles. Restos carbonatados de organismos como corales, foraminiferos,
algas, briozoarios, entre otros.

- Pellets. Esferas de calcita microcristalina de 0.2 a 0.03 mm de diametro, sin
ndcleo y homogéneas. Se cree que provienen de coprolitos de organismos.

1.2.5 Limolitas. Roca sedimentaria con tamafio de grano entre 1/256 y 1/16
mm% por lo cual, a menudo, se confunden con esquisto; son formadas en
ambientes continentales lacustres y son transportadas en suspension por el agua.
Su composiciéon es variada, puede contener: 6xido de hierro, calcita, feldespatos,
coloides, etc., y esto determina su color (amarillo o pardo).

1.2.6 Arcillolitas o lutitas. Constituidas por fragmentos de limo y arcilla, las
cuales en su mayoria contienen cuarzo, feldespatos, minerales arcillosos y
sedimentos quimicos de grano muy fino (menor a 1/256 mm)!!. Son de color
oscuro, negro o gris, debido a la materia organica presente. Se forman en cuencas
marinas por corrientes no turbulentas relativamente tranquilas.

Durante su acumulacion tienden a formar capas delgadas, lo cual por su
disposicion desordenada, deja una gran cantidad de espacios vacios que se llenan
con agua. Esto tiende a cambiar con la compactacion, debido a la sobrecarga de
las capas paralelas, y aun asi siguen siendo rocas bastante porosas pero
impermeables.

10 [Anénimo] Clasificacion de areniscas [en linea]. Op. Cit.
11 |bid.
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Las lutitas se clasifican en fisiles y no fisiles, dependiendo si su disposicion es en
planos paralelos espacialmente proximos o en fragmentos, respectivamente.

1.3 DESCRIPCION DE TECNICAS DE RECUPERACION SECUNDARIA

Una vez el pozo es perforado, la extraccion comienza, la energia natural del
yacimiento actla de tal forma que se pueda recuperar parte del petréleo existente.
En este punto es importante aclarar dos conceptos fundamentales, el petréleo y/o
gas existente en el yacimiento, y el recuperable, que rara vez supera el 35% del
hidrocarburo en el yacimiento. En esta primera etapa de la extraccion llamada
recuperacion primaria, la forma de acelerar la produccion es la instalacion de mas
pozos, o0 el uso de métodos de levantamiento artificial. Si en el yacimiento hay
poco o0 nada de gas, la presion disminuye con una pequefia extraccion de liquido,
y se estima que en este caso solo se recupera el 3% del petrdleo original in situ, la
tasa de recuperacién incrementa, cuando hay capa de gas o un acuifero cercano
gue le proporcione presion al yacimiento.

Es de esperarse que la curva de produccion decline a través del tiempo. Una vez
la presion decae de tal forma que no es rentable la produccion, se deben buscar
mecanismos que incrementen la energia del yacimiento y aumenten la
recuperaciéon. Es ahi donde tiene lugar la recuperacion secundaria, la cual
considera los procesos de inyeccion de agua y/o gas. En esta etapa la inversion
aumenta, debido a que se hace necesario la perforacidbn de pozos inyectores o
acondicionamiento de pozos con completamiento dual; y el aumento de costos por
procesos de tratamiento e inyeccion en superficie.

1.3.1 Inyeccion de agua. La inyeccion de agua es una de las técnicas de
recuperaciéon mas usadas en la actualidad. Su principal objetivo es aumentar la
presion del yacimiento, debido a la caida por el agotamiento natural de la
recuperacion primaria. En la figura 8, se muestra el proceso de inyeccion de agua

La seleccion del tipo de inyeccion de agua, depende de las caracteristicas del
campo y del yacimiento. La inyeccion periférica, consiste en la inyeccion fuera de
la zona de petréleo, es decir, en los flancos del yacimiento; y la inyecciéon por
arreglos, se refiere a la inyeccion de agua en la zona de petréleo, por arreglos
normales (mas inyectores que productores), o arreglos inversos.
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Para considerar un proceso de inyeccion de agua, Thomas, Mahoney y Winter
(1989)*?, identifican las caracteristicas a tener en cuenta, como:

* Geometria del yacimiento.

* Propiedades de los fluidos.

* Profundidad del yacimiento.

* Litologia y propiedades de la roca.
* Saturacion de los fluidos.

Figura 8. Inyeccion de agua
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1.3.2 Inyeccién de gas. Este proceso incluye la inyeccion de hidrocarburos
gaseosos desde metano hasta propano, con algunos componentes no
hidrocarburos (diéxido de carbono, nitrégeno, sulfuro de hidrégeno, entre otros),
los cuales son inyectados a condiciones atmosféricas de presion y temperatura.

La inyeccion se puede realizar de forma externa, es decir, en el tope de la
estructura; o interna, la cual se realiza por medio de arreglos de pozos inyectores
y productores, para yacimientos sin capa de gas, al contrario de la inyeccién
externa. El proceso de migracién del crudo se muestra en la figura 9.

Los factores que influyen en la recuperacion de petréleo por este método, son?'s:

2 AHMED, Tarek. Principles of waterflooding. En: Reservoir engineering handbook. 3 ed. United
States of America: Gulf Professional Publishing, 2006. p. 910.

13 PARIS DE FERRER, Magdalena. Métodos convencionales de recobro adicional. En: Inyeccion
de agua y gas en yacimientos petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S. A., 2001. p. 15
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* Propiedades de los fluidos.

* Tipo de empuije.

* Geometria del yacimiento.

* Continuidad de la arena.

* Relieve estructural.

* Propiedades de la roca.

* Condiciones de presion y temperatura del yacimiento.

Figura 9. Inyeccién de gas
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1.4 MODELOS PREDICTIVOS PARA LA INYECCION DE AGUA

Actualmente, existen diversos modelos predictivos para la inyeccién de agua, los
cuales consideran diferentes fendbmenos que ocurren en el yacimiento, al
momento de presentarse el desplazamiento de los fluidos. Los modelos
predictivos en general, se presentan como soluciones rapidas, para la prediccion
del comportamiento esperado de un yacimiento, pronosticando informacién futura
del mismo.

1.4.1 Clasificacién. Los métodos predictivos existentes para inyeccion de agua,
se pueden clasificar segun el fendmeno objeto de estudio. A continuacién se
presenta dicha clasificacion'4.

14 CRAIG, Forrest F. Predicting waterflood performance. En: The reservoir engineering aspects of
waterflooding. 2 ed. New York: Henry L. Doherty Memorial Fund of AIME, Society of Petroleum
Engineers of AIME, 1971. p. 78.
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1.4.1.1 Métodos asociados ala heterogeneidad del yacimiento. Los métodos
que incluyen la heterogeneidad del yacimiento se dividen en tres tipos basicos!®:

* Métodos relacionados con los efectos de variacion de inyectividad, capa por
capa, en la porcién radial del yacimiento rodeada por el pozo de inyeccion.

* Métodos relacionados con el recobro de petrdleo, capa por capa.

* Métodos que caracterizan la no uniformidad del yacimiento, debido a la
distribucion de permeabilidad, y calculan su efecto.

Dentro de esta clasificacion de métodos predictivos, se encuentran?®:

* Método de Dykstra-Parsons

* Método de Stiles

* Método de Yuster-Suder-Calhoun.

* Método de Prats-Matthews-Jewett-Baker.

1.4.1.2 Métodos asociados a la eficiencia de barrido areal. Para considerar el
efecto de la eficiencia de barrido areal, estos métodos calculan la eficiencia areal
después de la ruptura de agua, que en la mayoria de los métodos se expresa en
funcion de la razén de movilidad. Los métodos asociados a este parametro, son*’:

* Método de Muskat.

* Método Hurst.

* Método de Caudle et al.
* Método de Aronofsky.

* Método Deppe-Hauber.

1.4.1.3 Métodos asociados al mecanismo de desplazamiento. Estos métodos
incluyen el avance del frente, es decir, la presencia de un gradiente de saturacion
y petréleo movil detras del frente de agua. Los cuales son?é:

* Método de Buckley-Leverett.
* Método de Craig-Geffen-Morse.
* Método de Higgins-Leighton.

15 |bid., p.78-79.
16 |bid., p.78-79.
17 Ibid., p.79-81.
18 |bid., p.81-82.

78



1.4.1.4 Métodos relacionados a modelos matematicos. Los anteriores modelos
se refieren a modelos analiticos para la inyeccion de agua, pero con el tiempo se
han ido desarrollando simulaciones numeéricas con ayuda de computadores, que
permiten resolver modelos matematicos complejos en un menor tiempo. Algunos
de los modelos matemaéticos existentes son'®:

* Método Douglas-Blair-Wagner.

* Método Hiatt.

* Método Douglas-Peaceman-Rachford.
* Método de Warren y Cosgrove.

* Método Morel-Seytoux.

1.4.1.5 Métodos empiricos. Para el desarrollo de estos métodos, se estudiaron
las historias de produccion de diferentes campos, y se crearon correlaciones para
cuantificar el comportamiento de prediccion de yacimiento. Los métodos empiricos
son?’;

s Método Guthrie-Greenberger.
* Método Schauer.
* Estudio estadistico API.

1.4.2 Descripciéon de los métodos predictivos. En esta seccion, se realiza una
breve descripcion de los métodos predictivos que se creen son mMAas
representativos, a la hora de realizar una prediccion de un proceso de inyeccion
de agua; como lo son, el método de Dykstra-Parsons, el método de Stiles y el
meétodo de Buckley-Leverett.

1.4.2.1 Método de Dykstra-Parsons. Dykstra-Parsons en 1950, presenta una
correlacion para la prediccion del comportamiento de un yacimiento bajo un
esquema de inyeccién de agua; en funcion de la razén de movilidad, la distribuciéon
de permeabilidad y la relacion de produccion agua-petréleo. Para su calculo se
asume un modelo lineal sin flujo cruzado.

La correlacion, fue desarrollada para relaciones de produccién agua-petroleo de 1,
5, 25 y 100, como fraccion del OOIP, para la variaciéon de permeabilidad, razén de
movilidad, y saturacion de agua connata y agua inundada. Ademas, dicha

19 |bid., p.82-83.
20 |bid., p.83.
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correlacion fue extendida para tener en cuenta la saturacion por capa de liquido en
el gas.

El método de Dykstra-Parsons, tiene en cuenta las siguientes consideraciones?!:

* El yacimiento consiste de estratos de permeabilidad uniforme aislados, es
decir, se supone que no existe flujo transversal entre las capas.

* El desplazamiento es tipo pistdn sin fugas, es decir, solo existe una fase que
fluye en un determinado volumen del sistema; detras del frente solo fluye
agua y delante, solo petréleo.

* Flujo continuo y sistema lineal.

* Todas las capas tienen la misma porosidad y permeabilidades relativas al
petréleo y al agua, aunque tales propiedades pueden ser variables.

* Los fluidos son incomprensibles.

* La caida de presion a través de cada estrato es la misma.

* La razon de movilidad en cada estrato es la misma.

1.4.2.2 Método de Buckley-Leverett. El método de Buckley-Leverett (1942), ha
sido modificado por otros autores para incluir diferentes efectos de la inyeccion de
agua y gas, y asi disminuir los errores por los fendmenos no considerados en este.
Este método se basa en la teoria de avance frontal, considerando los mecanismos
de desplazamiento de petroleo debido al empuje de agua, para un sistema lineal o
radial.

Las suposiciones realizadas para el desarrollo de este método, son??:

* Formacion homogénea, es decir, permeabilidad y porosidad uniforme.

* Desplazamiento tipo piston con fugas.

* Los fluidos son inmiscibles, es decir, existe presion capilar.

* Solo pueden existir dos fluidos circulando al mismo tiempo por un
determinado punto, asi que debe aplicarse los conceptos de permeabilidades
relativas a dos fases.

* La presion de desplazamiento, debe estar por encima del punto de burbuja
(no existe gas libre), en caso de que se utilice agua para desplazar petréleo.

2l PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Maracaibo, Venezuela: Astro Data S. A., 2001. p. 213-218.
22 |bid., p.204.
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* La tasa de inyecciobn y el area perpendicular al flujo, se consideran
constantes.

* Flujo continuo o estacionario.

* La presion y temperatura deben permanecer constantes, para que existan
condiciones de equilibrio.

1.4.2.3 Método de Stiles. Al igual que Dykstra-Parsons, Stiles (1949) desarrolla
un método que incluye los efectos debido a la heterogeneidad del yacimiento. Este
meétodo, se basa en las diferentes posiciones de los frentes de flujo en las
inundaciones de liquido, en un sistema de capas lineales con diferentes
permeabilidades. Las limitaciones del método de Stiles, son?3:

* Flujo lineal y continuo.

* Las tasas de produccion y de inyeccién en cada capa, son proporcionales a
su permeabilidad, y a la movilidad del fluido producido a través de cada una
de ellas.

* Como la razén de movilidad es igual a uno, el avance del frente en cada
capa es proporcional a su permeabilidad; sin embargo, en el calculo del flujo
fraccional de agua y de la razon agua-petréleo, la razén de movilidad puede
tener cualquier valor.

* Todas las capas, tienen las mismas caracteristicas con excepcion de las
permeabilidades.

* En todas las capas, los cambios de saturacibn de petréleo como
consecuencia de la invasion son los mismos.

* La eficiencia de barrido areal después de la ruptura se mantiene constante.

* A un determinado tiempo, solo se produce un fluido a través de cada capa.

1.5 DESCRIPCION DE TECNICAS DE RECOBRO QUIMICO

Cuando la recuperacion primaria y secundaria no es suficiente, o el crudo tiene
condiciones no aptas para esta recuperacion (crudos viscosos o0 lutitas
petroliferas), se da la tercera etapa de extraccion, recuperacion terciaria o
mejorada, la cual esta limitada a los precios del petréleo debido a su alto costo.
Antes de esta, el yacimiento conserva aproximadamente entre 60 — 80% del
petréleo original in situ.

23 |bid., p.233.

81



Este tipo de recuperacion, se refiere a la inyeccion de quimicos o materiales que
usualmente no estan presentes en el yacimiento y que desplazan el petréleo
debido a sus propiedades, pues disminuye la tension interfacial entre el liquido
desplazante y el hidrocarburo. Su seleccién, concentracién y tamafio, depende de
las propiedades del fluido, las caracteristicas del yacimiento y la rentabilidad que
genere.

Estos procesos requieren condiciones favorables para la inyeccién de agua, al ser
variaciones de este tipo de recobro. El cuadro 1, muestra los criterios béasicos al
momento de elegir una recuperacion por inyeccion de quimicos.

Cuadro 1. Criterios basicos de seleccion para el desarrollo de proyectos de
recuperacion mejorada basado en métodos quimicos

Método ° AP Visc(g;i)dad Perm(?gi)lidad Temp()oeFr;:ltura (§/2)
Dimaass =15 wo-om ZOSERED an o
nyecclonde 15-35 <150 <1,000 <200 -

Inygg%ién > 20 < 150 > 50 <158 > 35

Para la evaluaciéon de estos y otros procesos de recobro mejorado, han sido
ampliamente utilizadas las simulaciones numeéricas, sin embargo, existen ciertas

24 DICKSON, Jasper Lane; LEAHY-DIOS, Alana y WYLIE, Philip L. Development of improved
hydrocarbon recovery screening methodologies. En: SPE Improved Oil Recovery Symposium, 24-
28 April, Tulsa, Oklahoma, USA. 2010. no. SPE-129768-MS, p. 10.

25 AL-ADASANI, Ahmad y BAI, Baojun. Recent developments and updated screening criteria of
enhanced oil recovery techniques. En: International Oil and Gas Conference and Exhibition in
China, 8-10 June, Beijing, China. 2010. no. SPE-130726-MS, p. 24.

%6 ARELLANO VARELA, Jesls Enrique. Métodos de recuperacion mejorada de petréleo con
aditivos quimicos. 2007. p. 11

27 AL-BAHAR, Mohammad, et al. Evaluation of IOR potential within Kuwait. En: Abu Dhabi
International Conference and Exhibition, 10-13 October, Abu Dhabi, United Arab Emirates. 2004.
no. SPE-88716-MS, p. 9.

28 DICKSON. Op. cit., p. 10.
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limitaciones: requieren informacién detallada del yacimiento y tiempo prolongado
de realizacion y andlisis; el software es muy costoso, y se forman distribuciones
estadisticas por la incertidumbre en las variables de entrada. Debido a esto, han
sido desarrollados los modelos predictivos; métodos rapidos y econdémicos para
pronosticar, en los cuales se estudian detalladamente los parametros que
gobiernan el comportamiento del proceso, a partir de analisis de sensibilidades.

Cabe aclarar que en muchas de las operaciones de produccién no se lleva un
orden especifico al hablar de los métodos de recuperaciéon. A continuacion, se
describen los procesos quimicos de recobro mejorado de petrdleo que son de
relevancia para el desarrollo de este proyecto.

1.5.1 Inyeccioén de polimeros

1.5.1.1 Generalidades de la inyeccién de polimeros. La inyeccién de
polimeros, generalmente se utiliza justo después de la inyeccién de agua, es por
esto que la saturacion inicial de petréleo en el proceso de polimero, es igual a la
saturacion residual de petrdleo luego de la inyeccidon de agua. Este proceso
consiste en agregar polimeros solubles en agua, al agua que sera inyectada en el
yacimiento, y el objetivo principal es aumentar la viscosidad del fluido inyectado.

Como se muestra en la figura 10, se inyecta una solucidn muy viscosa pero
altamente diluida, compuesta por el agua de inyeccion y un volumen especifico de
polimero (entre 5% y 35% del volumen poroso), que tiene tension interfacial muy
baja con el petroleo residual, y por eso se mueve el petréleo atrapado, formando
un banco adelante del tapon; la intencidn es reducir la movilidad del agua para que
el petroleo fluya por los canales de la roca. Se produce hidrocarburo después de la
ruptura, al final del sistema de flujo.

La reduccion en la movilidad de agua, es causada por un incremento en la
viscosidad y una reduccion en la permeabilidad del agua, esto lleva a que
incremente la eficiencia de barrido volumétrico, la eficiencia de barrido
microscépica, y por lo tanto, el porcentaje de recuperacion.

Existen dos tipos principales de polimeros: polimeros sintéticos (Poliacrilamidas y
Poliéxidos de etileno), que son menos sensibles a efectos de salinidad pero mas
costosos; o biopolimeros (Polisacéaridos), usados para bajas salinidades. El tipo de
polimero usado y el proceso, depende de pruebas e informacion preliminar del
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campo, que se evallan mediante el uso de modelos analiticos para predecir su
rendimiento.

Figura 10. Inyeccién de polimeros
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Fuente: SHAH, Dinesh Ochhavlal y SCHECHTER, Robert Samuel.
Physico-chemical environment of petroleum reservoirs in relation to oil
recovery systems. En: Improved oil recovery by surfactant and
polymer flooding. United States of America: Academic Press, Inc,
1977. p. 3: modificado por los autores.

1.5.1.2 Consideraciones para la inyeccién de polimeros. Las limitaciones a
este proceso, son?:

* Si la viscosidad del petroleo es alta, se necesita mayor concentracion de
polimero para obtener la movilidad deseada.

* Los resultados son mejores, si la inyeccidn quimica se realiza antes que la
relacion agua/petroleo sea alta.

* Las arcillas incrementan la adsorcion de polimero.

* Son aceptables algunas heterogeneidades, pero para la inyeccion de
polimero convencional, debe evitarse los yacimientos con amplias fracturas.

Algunos problemas asociados con la inyeccién de polimeros comprende:
* La inyectividad es méas baja en la inyeccién de polimeros, que en la inyeccion

de agua, y esto puede afectar negativamente la tasa de produccion de
petréleo en las etapas tempranas del proceso.

29 DONALDSON, Erle C.; CHILINGARIAN, George V. y YEN, Teh Fu. Polymer flooding. En:
Enhanced oil recovery, II: Processes and operations. Amsterdam, The Netherlands: Elsevier, 1989.
p. 173.
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* Los polimeros de tipo acrilamida, pierden viscosidad debido a la degradacion
por cizallamiento o incrementos en salinidad/iones divalentes.

* La goma xantana o xantano cuesta mas, esta sujeta a degradacién microbial
y facilmente ocasiona taponamiento de pozos.

En el cuadro 2, se muestran las principales ventajas y desventajas de este
proceso.

Cuadro 2. Ventajas y desventajas de la inyeccién de polimeros

Ventajas Desventajas
Ineficiente cuando hay baja
saturacion de petréleo mavil.
Agentes desplazantes para Envejecimiento del polimero vy

Mejora el perfil de barrido vertical.

controlar movilidad. formacion de geles.
Incrementos del recobro en un 5%. Taponamiento a la formacion.
Funciona para crudos

moderadamente visc0SOsS.
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Métodos de recuperacion
mejorada de petroleo. En: Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S. A., 2001. p. 316;
modificado por los autores.

Para la implementacion de este proceso, se debe tener en cuenta los criterios de
disefio nombrados en el cuadro 3.

Cuadro 3. Criterios de disefio para invasion con polimeros

Petroleo
Gravedad > 25 API
Viscosidad < 150 cP (preferiblemente <100 cP)
Composicién No critica
Yacimiento
Saturacion petroleo > 10% del VP de petréleo movil
Espesor neto No critico

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Métodos de
recuperacion mejorada de petroleo. En: Inyeccién de agua y
gas en yacimientos petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro
Data S. A., 2001. p. 315; modificado por los autores.
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Cuadro 3. (Continuacion)

Yacimiento

< 9,000 pies (dependiendo de la
temperatura)

Razén de movilidad 2-40

> 20 mD (en algunos casos desde
10 mD)

0.5-0.85

Profundidad

Permeabilidad

Factor de
heterogeneidad
< 175°F (algunos polimeros son
estables a temperaturas mayores)

Agua
Salinidad preferiblemente baja

Litologia
Areniscas preferiblemente, pero puede ser usado en
carbonatos
Se deben evitar las calizas con alta porosidad
Factores favorables

Condiciones apropiadas para la inyeccion de agua
Alta saturacion de petréleo mévil
Alto ¢h

Temperatura

Factores desfavorables
Fracturas extensivas
Empuje fuerte de agua
Capa de gas
Alto contraste de permeabilidad
Agua de formacion altamente salina
Alto contenido de arcilla y calcio

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Métodos de
recuperacion mejorada de petréleo. En: Inyeccion de agua y
gas en yacimientos petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro
Data S. A., 2001. p. 315; modificado por los autores.

1.5.1.3 Efectos asociados a la inyeccién de polimeros. La inyeccion de
polimeros favorece la recuperacion de petroleo al llevar a cabo lo siguiente:

* Incremento de la viscosidad del agua.
* Disminucion de la movilidad del agua.
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* Contacto de mayor volumen del yacimiento.
* Reduccion de la movilidad del fluido inyectado, para mejorar la eficiencia de
barrido areal y vertical.

1.5.2 Inyeccion de surfactantes

1.5.2.1 Generalidades de la inyeccion de surfactantes. Los surfactantes, son
sustancias quimicas que se adsorben en una superficie o interfase fluido/fluido,
cuando estan a bajas concentraciones en un sistema, cambiando la mojabilidad (al
disminuir presiones capilares). Alteran las propiedades interfaciales, mas
especificamente reducen la tension interfacial®. En su forma mas comun, estan
compuestos por una porcién polar y otra no polar (porcion hidrofilica y porcién
lipofilica, respectivamente).

El propédsito principal de este método, es inyectar en el yacimiento materiales
activos capaces de movilizar el petréleo residual que pueda ser desplazado y
producido. El tapdn de surfactante que representa solo una porcion del volumen
poroso total, se conduce a través del yacimiento, desplazado con un tapén de
agua (ver figura 11).

Figura 11. Inyeccion de surfactantes
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Fuente: SHENG, James J. Surfactant flooding. En: Modern chemical
enhanced oil recovery: Theory and practice. United States of America:
Gulf Professional Publishing, 2010. p. 648: modificado por los autores.

%0 GREEN, Don W. y WILLHITE, G. Paul. Chemical flooding. En: Enhanced oil recovery.
Richardson, Texas: Henry L. Doherty Memorial Fund of AIME, Society of Petroleum Engineers,
1998. p. 240.
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Principalmente, es un proceso inmiscible, aunque puede existir un desplazamiento
miscible en la fase mas temprana (antes que se formen fases multiples del tapén
de surfactantes). Los surfactantes mas empleados, son los sulfatos oxialquilados y
sulfanatos en combinacion con sulfanatos de petroleo.

La solucién de surfactante contacta las gotas de petrdleo residual, y hace que se
emulsifiguen por la baja tension interfacial. Se arrastran con el tapon y se
convierten en hilos largos de crudo, que pasan a través de los poros de la roca de
formacion, para formar un banco de petréleo.

1.5.2.2 Consideraciones para la inyeccion de surfactantes. Las ventajas y
desventajas de este proceso se resumen en el cuadro 4.

Cuadro 4. Ventajas y desventajas de la invasion con surfactantes

Ventajas Desventajas
Los surfactantes tienen alta Altos costos de los
actividad interfacial. surfactantes.
Incremento del recobro en un Retencién o precipitacion del
orden del 10%. surfactante en el crudo.
Mejora eficiencia de barrido
volumeétrico.

En el cuadro 5, se muestran los criterios que deben ser tenidos en cuenta a la
hora de elegir la invasion quimica con surfactantes.

Cuadro 5. Criterios de disefio para invasion con surfactantes

Petrdleo
Gravedad > 25 API
Viscosidad < 30 cP a condiciones de yacimiento
Composicién Livianos intermedios son deseables
Yacimiento
Saturacion de petroleo > 30%
Espesor neto > 10 pies

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Métodos de recuperacion
mejorada de petréleo. En: Inyeccién de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S. A., 2001. p. 315;
modificado por los autores.
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Cuadro 5. (Continuacion)

Yacimiento
Profundidad < 8,000 pies
Permeabilidad >20 mD
Temperatura < 175°F
Agua

< 5,000 ppm de calcio y magnesio (se requiere pre-lavado)
< 100,000 ppm de sélidos totales disueltos (requiere pre-lavado)
Agua suave de baja salinidad, debe estar disponible para un tapén

de limpieza

Litologia
Solamente arenisca, con bajo contenido de arcillas, sin yeso ni
anhidrita

Factores favorables
Formacion homogénea
Barrido de inyeccion de agua > 50%
Alto ¢h

Factores desfavorables
Fracturas extensivas
Empuje fuerte de agua
Capa grande de gas
Alto contraste de permeabilidad
Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Métodos de recuperacion
mejorada de petroleo. En: Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo, Venezuela: Astro Data S. A., 2001. p. 315;
modificado por los autores.

1.5.2.3 Efectos asociados a la inyeccion de surfactantes. La inyeccion de
surfactantes busca favorecer los siguientes procesos:

* Ajuste de las movilidades, para minimizar la canalizaciébn y mejorar la
eficiencia de desplazamiento volumétrico.

* Reduccién de la tension interfacial entre el agua y el petréleo.

* Disminucion de la tensién superficial.

* Mejora de la imbibicion de agua.
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1.5.3 Inyeccion de surfactantes-polimeros (SP)

1.5.3.1 Generalidades de la inyeccién de surfactantes-polimeros (SP). Se
utilizan surfactantes en el yacimiento, para reducir la tensién interfacial en el
petréleo (se adsorben o concentran en la interfase, alterando las propiedades) y
en el agua, y asi reducir la presion capilar (incrementar niumero capilar) y facilitar
la movilidad del petréleo; y polimeros, para reducir la razon de movilidad y reunir
las pequefias gotas de petrdleo en el yacimiento, en un banco de petréleo que se
mueve hasta el pozo.

Este método de recobro mejorado, es aplicable en yacimientos con altas
temperaturas y salinidades. Como se observa en la figura 12, se inyecta un tapon
que contiene agua, un surfactante, un electrolito (sal), a veces un cosolvente
(alcohol) y un hidrocarburo (petréleo). El tamafio del tapon, estd usualmente entre
5 — 15% del volumen poroso para un sistema de alta concentracion de surfactante;
y 15 — 50% del volumen poroso para bajas concentraciones. El tapén de
surfactante, es seguido por agua espesada con polimero; y el volumen de la
solucion polimérica inyectada, depende del disefio del proceso.

Figura 12. Inyeccion de surfactantes-polimeros

Pozo de Pozo de
inyeccion produccion
2 1}

0 1t

j ) i Petroleo
3 Emcﬁ)eUJe TaC;j)eon Tapén de %
; rfactante
$ agua polimero sdriacta Agua 1)

1.5.3.2 Consideraciones para la inyeccién de surfactantes-polimeros (SP). La
inyeccion de surfactantes-polimeros (SP), generalmente aplica para petréleo
liviano y debe considerar las siguientes limitaciones:

* Seria ideal un barrido areal de mas de 50% en una inyeccion de agua.

* Se prefiere una formacion relativamente homogénea.
* No son deseables altas cantidades de anhidrita, yeso o arcilla.
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* Los sistemas disponibles, proporcionan un desempefio Optimo en un
conjunto limitado de condiciones.

* Los cloruros del agua de formacion, deberian ser menos de 20,000 ppm,
ademas, los iones divalentes (Ca** y Mg**) menos de 500 ppm, para los
surfactantes comercialmente disponibles.

Entre los problemas debidos a este proceso, se pueden incluir:

* Complejidad y costo del sistema.

* Posibilidad de separacién cromatografica de quimicos.
* Alta adsorcion de surfactante.

* Interacciones entre surfactante y polimero.

* Degradacion de quimicos a altas temperaturas.

En el cuadro 6, se muestran las ventajas y desventajas de este proceso, y en el
cuadro 7, se identifican los factores claves a la hora de realizar este tipo de

invasion.

Cuadro 6. Ventajas y desventajas del proceso de inyeccion SP

Ventajas Desventajas
Recuperacion de crudo liviano de Precipitacion y/o adsorcion de
yacimientos invadidos con agua. surfactantes.

Costo de tratamiento de agua menor Costos de los materiales y de los
al de otros métodos. p0Zzos.
Inmovilizacién de la solucion
micelar.

1.5.3.3 Efectos asociados a la inyeccion de surfactantes-polimeros (SP). La
inyeccién de surfactantes-polimeros (SP), favorece la recuperacion de petroleo
llevando a cabo lo siguiente:

* Reduccidn de la tension interfacial entre el petréleo y el agua.
* Solubilizacién de petroleo.

* Emulsificacion de petréleo y agua.

* Mejora la movilidad.
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Cuadro 7. Criterios basicos de seleccion para la inyeccion SP

Petréleo
Gravedad > 25 °API
Viscosidad < ZQ c_P a condiciones de

yacimiento

Yacimiento
racion
St de >
Profundidad < 8,500 pies
Permeabilidad No critica
Temperatura < 250°F
Agua

Baja salinidad < 50,000 ppm

Litologia
Areniscas

Factores favorables
Formacion homogénea
Barrido de inyeccion de agua > 50%
¢h alto
Factores desfavorables

Altos contenidos de arcilla
Alto contraste de permeabilidad

Fuente: DONALDSON, Erle C.; CHILINGARIAN, George V.
y YEN, Teh Fu. Enhanced oil recovery injection waters. En:
Enhanced oil recovery, I: Fundamentals and analyses.
Amsterdam, The Netherlands: Elsevier, 1985. p. 188.

1.5.4 Inyeccién de alcalis-surfactantes-polimeros (ASP)

1.5.4.1 Generalidades de la inyeccion de alcalis-surfactantes-polimeros.
Consiste en la inyeccion del tapon alcali-surfactante, seguido de un tapén de
polimero y finalmente agua. El &lcali reacciona con los acidos organicos del crudo
y forman surfactantes naturales in situ, que reaccionan con los surfactantes
inyectados, generando una reduccion en la tension interfacial. EI comportamiento
de la inyeccion en el yacimiento, se ilustra en la figura 13.
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Figura 13. Inyeccion de alcalis-surfactantes-polimeros

Pozo de Pozo de
inyeccion produccién
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Fuente: SCHLUMBERGER, et al. ¢Llegé el momento para la
tecnologia EOR? En: Oilfield Review. 2011. vol. 22, no. 4, p. 16:
modificado por los autores.

1.5.4.2 Consideraciones para la inyeccién de alcalis-surfactantes-polimeros.
La consideracién del proceso ASP, depender& de su aplicabilidad y la necesidad
de la operadora, el cuadro 8 muestra las ventajas y desventajas de usar este
proceso.

Cuadro 8. Ventajas y desventajas del proceso tipo ASP

Ventajas Desventajas
Se usa en crudo con alto valor Alta adsorcion de surfactantes
acido. y polimeros.

La recuperacién de petréleo es
casi dos veces la de la inyeccion
tradicional de agua.

Fuente: USECHE L., Yino R. Modelaje numérico del proceso de
inyeccién de alcali-surfactante-polimero (ASP) a escala de
laboratorio usando el simulador Stars. Trabajo de grado Ingeniero de
Petroleos. Caracas, Venezuela: Universidad Central de Venezuela,
2013. p. 29-30.

Degradacién de los aditivos
guimicos a altas temperaturas.

En el cuadro 9, se muestran los criterios para la seleccién de yacimientos donde
aplica este tipo de inyeccion.
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Cuadro 9. Criterios técnicos para la seleccién de yacimientos candidatos a la
inyeccion de soluciones ASP

Petréleo
Gravedad > 20 °API
Viscosidad ;a?é?ngziznezocondluones de

Yacimiento
Saturacion de petroleo > 30%
Permeabilidad > 100 mD
Temperatura < 200°F
Razdn de movilidad 2-40
Agua

Dureza Ca?*y Mg?* < 500 ppm
Salinidad < 20,000 ppm

Litologia

Areniscas preferiblemente
Factores favorables
Yacimientos homogéneos
Corte de agua > 50%
¢h alto

Factores desfavorables
Fracturas extensivas
Altos contenidos de arcilla
Alto contraste de permeabilidad
Acuiferos activos
Presencia de capa de gas
Problemas de inyectividad
Adsorcion de aditivos (Sy P)
Fuente: USECHE L., Yino R. Modelaje numérico del
proceso de inyeccion de Aalcali-surfactante-polimero
(ASP) a escala de laboratorio usando el simulador
Stars. Trabajo de grado Ingeniero de Petréleos.
Caracas, Venezuela: Universidad Central de
Venezuela, 2013. p. 28-29.
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1.5.4.3 Efectos asociados a la inyeccion de &lcalis-surfactantes-polimeros.
Algunos de los efectos de la inyeccion de ASP, se describen a continuacion:

* Reduccion de la adsorcion del surfactante por el uso del alcali.

* Disminucion de la tension interfacial.

* Mejoramiento de la eficiencia de barrido.

* Incremento del angulo de contacto fluido-roca, es decir, favorece la
mojabilidad al agua.
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2. DESCRIPCION DE MODELOS PREDICTIVOS EXISTENTES PARA
PROCESOS QUIMICOS

Los modelos predictivos, son desarrollados como una solucién a las largas y
tediosas simulaciones numéricas para predecir el comportamiento de produccion
en los yacimientos, que ademas necesitan gran cantidad de informacién para su
aplicacion. En esta seccion, se describen tres modelos existentes que se
encontraron pertinentes para el desarrollo del proyecto, debido a que aplican para
los tipos de procesos que se desean evaluar: para la inyeccion quimica de
surfactantes-polimeros (CFPM) y la inyeccion de polimeros (PM y PFPM). A
continuacion se presenta la descripcién y metodologia de los tres métodos.

2.1 MODELO PREDICTIVO PARA INYECCION DE SURFACTANTES-
POLIMEROS, CFPM

El modelo que se describe a continuacion, fue tomado del documento presentado
por el Departamento de Energia de Estados Unidos?®!, y de su respectivo resumen
publicado en el paper “A simplified predictive model for Micellar-Polymer
Flooding™®2.

El modelo predictivo para la inyeccion de surfactantes-polimeros CFPM (Chemical
Flood Predictive Model) es uno de los modelos de la serie desarrollada por el
Departamento de Energia de Estados Unidos, con el fin de identificar yacimientos
para procesos de recobro mejorado de petréleo. El proyecto fue realizado con
informacion publica de yacimientos, que generalmente se limita a propiedades
promedio de roca y fluidos, y que no es suficiente para realizar estudios
exhaustivos de simulacion; por esta razon, algunos valores se establecen por
defecto en el modelo. Del modelo, se obtiene una funcion Tasa de petrdleo vs.
Tiempo para un patrén simple, y los resultados pasan a evaluacion economica;
cuando se quiere estimar el comportamiento de un patrén mdaltiple, se debe
especificar la programacion de desarrollo del patron.

En la fase de seleccion del método (binary screening), se realiza una matriz
considerando las caracteristicas del yacimiento (saturacion de petrdleo,

31 DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Chemical Flood Predictive Model,
Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report 111-5. 1986. p. 1-370.

%2 PAUL, George W., et al. A simplified predictive model for micellar-polymer flooding. En: SPE
California Regional Meeting, 24-26 March, San Francisco, California. 1982. no. SPE-10733, p. 1-
20.
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viscosidad, permeabilidad, etc.), sobre o bajo valores especificos de los rangos de
aplicabilidad de los métodos de recobro mejorado. Sin embargo con los modelos
predictivos, la idea es seleccionar yacimientos teniendo en cuenta criterios
economicos Yy limitaciones técnicas minimas, soportados por un modelo fisico en
el cual los pardmetros técnicos estan en relacién apropiada.

En el modelo CPFM, se usa teoria y resultados de simulacion numérica para
pronosticar recobro de petréleo en patrones normales de cinco puntos. La teoria
de flujo fraccional permite que se determine el banco de petréleo, la ruptura de
surfactante y la vida del proyecto. Un factor tipo Koval, que se basa en el
coeficiente de Dykstra-Parsons, se usa para considerar los efectos de la
heterogeneidad del yacimiento, en las velocidades del banco de surfactante y de
petroleo.33

Para el desarrollo se tiene en cuenta ciertas premisas y limitaciones:3*

* El petréleo objetivo, es el petréleo remanente en la zona barrida de la
inyeccion de agua, es decir, el modelo se limita a la recuperacion terciaria
(después de inyeccion de agua).

* El modelo CPFM no se reduce a un modelo de inyeccion de agua en la
ausencia de surfactante o polimero. Aungque se considera la adsorciéon de
surfactante, la adsorcién de polimero en el modelo no se tiene en cuenta.

* La eficiencia de desplazamiento del proceso de inyeccion de surfactantes-
polimeros, es una funcion del numero capilar, que se calcula con la
permeabilidad, profundidad y espaciamiento (area de drenaje dividida en
dos). Este calculo, asume constante la tension de la interfase surfactante-
petréleo (102 dinas/cm), y aplica solamente para patrones de cinco puntos,
las razones se dan mas adelante.

* La tasa liquida de produccién y la tasa liquida de inyeccién, se considera
constante a lo largo del proceso de recobro mejorado. En los calculos de
inyectividad, la viscosidad del tapén de surfactante es igual a la viscosidad
del petréleo.

33 DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Chemical Flood Predictive Model,
Op. cit., p. 11.

3 Ibid., p.13-14.
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* El perfil de la curva de produccién para yacimientos heterogéneos es
triangular, y la ruptura del petréleo y del surfactante se determina con la
teoria de flujo fraccional; en los célculos se considera que la velocidad del
surfactante, no cambia cuando el frente de polimero supera el frente de
surfactante; como pasa generalmente en las capas de baja permeabilidad, el
error al hallar el recobro promedio de petréleo es pequefio. Se supone que la
tasa maxima de petrdleo se presenta con la ruptura del surfactante.

* Para hallar la eficiencia de barrido vertical:

- La saturacion de petréleo moévil y el retraso en el frente del surfactante
debido a la adsorcion, son uniformes.

- La dispersion del tapon de surfactante es despreciable.

- La razon de movilidad de todos los frentes es la unidad.

- La saturacion de petréleo se reduce a un valor constante, que se determina
por medio de la curva de desaturacion, en todo el espacio poroso en el que
hay presencia de surfactante.

Se desarrolla para yacimientos de areniscas en los que anteriormente se realiz
inyeccion de agua y solamente tiene dos limitaciones (valores sobre los cuales se
rechazan yacimientos):

* Temperatura de formacién: 230°F.

* Salinidad (sélidos disueltos totales): 80,000 ppm TDS (probablemente es
mas significativo tener informacion sobre iones divalentes pero los datos no
estan disponibles facilmente).

En la primera fase del trabajo, se evallan datos disponibles de campo y
laboratorio con el fin de identificar cantidades criticas que impactan el proceso de
inyeccién de surfactantes-polimeros. Después se desarrollan ecuaciones para
tasa de petréleo y algoritmos de recobro, con teoria y simulacion numérica.

Se determina la eficiencia de recobro de petréleo total, como producto de las
eficiencias de desplazamiento en una dimensién, barrido vertical de surfactante y
barrido de polimero; se corrige por los efectos de flujo cruzado, mediante una
féormula que depende de la razén de permeabilidad vertical y horizontal. La
eficiencia de desplazamiento, se establece del nimero capilar que se convierte en
una funcién de permeabilidad, profundidad y espaciamiento del pozo, ademas, se
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derivan correlaciones de los resultados de simulacion numérica, y se utilizan para
expresar la eficiencia de barrido vertical, como una funcidn del tamafio del tapon
de surfactante, adsorcion y heterogeneidad del yacimiento. La eficiencia de barrido
del polimero, es un factor empirico desarrollado a partir de la simulacion numérica,
gue estéa en funcion del tamafio del polimero y la eficiencia de barrido vertical.

La simulacion numérica fue usada para validar y construir correlaciones para el
CFPM. La inyeccion de surfactantes-polimeros fue simulada con un simulador
multicomponente, trifasico, tridimensional y de diferencias finitas. Las simulaciones
incorporaron, entre otras cosas, equilibrio dependiente petréleo-agua-surfactante-
salinidad, permeabilidad relativa trifasica, presion capilar, propiedades del fluido
dependientes de la composicidon y adsorcidon quimica.

2.1.1 Descripcion del modelo predictivo para inyeccién de surfactantes-
polimeros, CFPM. Se estima el petroleo objetivo (TO = Target oil) de la inyeccion
qguimica, o la porcion de petréleo in situ que permanece y ha sido anteriormente
barrida por agua, como se observa en la figura 14. La fraccion de TO producido
durante la inyeccion quimica, se define como la eficiencia de recobro general (ER).
ER es determinada como una funcién del nimero capilar en campo, y de las
eficiencias de barrido para heterogeneidad vertical y el bache de polimero. Una
curva de Tasa de petréleo vs. Tiempo, o funcidn de produccion, es estimada
mediante la utilizacién de la ecuacidén de flujo fraccional, teniendo en cuenta la
adsorcion adimensional del surfactante. El area bajo la curva de produccion, la
cual es por definicion el petréleo recuperable, es usada para estimar la tasa
maxima de petrodleo.

* Célculo de petréleo objetivo.

El petréleo objetivo o TO, target oil, es el petréleo que queda en la porcion barrida
por el agua del yacimiento, y se reduce a la fraccion del yacimiento sobre el agua
de fondo (fow) y bajo la capa de gas (fgc); se representa mediante la ecuacion 36.
Se asume resaturacion completa de la porcion del yacimiento que no ha sido
barrida, y barrido areal de la inyeccion quimica igual al de la inyeccién de agua
realizada anteriormente porque como se ha mencionado anteriormente, evalla
necesariamente un proceso de recuperacion terciaria.
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Figura 14. Recobro de petréleo, inyeccion quimicas®
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Ecuacién 36. Petréleo en el yacimiento luego de la inyecciéon de agua3®

)l (1= fow) (X = fgc)

S B,;
TO = [$] [N — 00IP (1 - ==
Soi - Sorw P Bof

Donde:

TO = Petrbleo objetivo (target oil).

S,rw = Saturacion de petréleo residual al agua.

S,; = Saturacién de petréleo inicial (en el descubrimiento).

N,, = Petrdleo acumulado producido al final de la inyeccion de agua.

00IP = Petrbleo original in situ.

B,; = Factor volumétrico de formacién del petroleo inicial (en el descubrimiento).
B, = Factor volumétrico de formacion del petroleo final.

fpw = Fraccion del yacimiento por encima del agua de fondo.

fgc = Fraccion del yacimiento por debajo de la capa de gas.

Cuando no hay informacion disponible del petréleo original in situ, petroleo
acumulado producido al final de la inyeccién de agua y factores volumétricos de

3 PAUL. Op. cit., p. 10.
% Ibid., p.1.
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formacion del petréleo; el petréleo objetivo se puede determinar, al despejar la
ecuacion 37, que define el volumen poroso inundable para todos los patrones.

Ecuacion 37. Volumen poroso inundable®’

Bor

SOTW

Vo =TO

Donde:
Vp - A@h
h = Espesor de la capa.

*  Tasay numero capilar.

Se utiliza la ecuacion de flujo de estado estable dada por Muskat para un patrén
cinco puntos, y se define un coeficiente de inyectividad €', (ver ecuacion 38), para

determinar la tasa de produccion de estado estable como aparece en la ecuacion
39.

Ecuacion 38. Coeficiente de inyectividads®

Donde:

AP = Caida de presion inyector-productor.
Uo = Viscosidad del petréleo, [cP].

D = Profundidad, [ft].

u = Viscosidad del fluido inyectado, [cP].

Ecuacion 39. Flujo de estado estable para cinco puntos3®

0.003541C'pth
q= 1
ﬂ0(5-58 + iln Aespaciamiento)
3 bid., p. 2.
3 |bid., p. 2.
3 |pid., p. 2.
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Donde:

q = Tasa liquida de produccidn/inyeccion para estado estable [Bbl/dia].
C', = Coeficiente de inyectividad.

Aespaciamiento = Area del patron al pozo inyector (espaciamiento), [acres].

Ademas, se toma la definicion de namero capilar (ver ecuacién 40), y se usan los
resultados dados por Parsons para la velocidad media en un patron de cinco
puntos (ver ecuacion 41), con el objeto de obtener una nueva ecuacién que
permita encontrar el nimero capilar (ver ecuacion 42).

Ecuacién 40. Nimero capilar®®

uu
Ncap = 7

Doénde:
u = Velocidad Darcy, [ft/dia].
o = Tension interfacial.

Ecuacion 41. Velocidad media en un patrén de cinco puntos*!

0.000055C" kD
HoVA(5.58 + 51 A)

u=

dina

En el modelo se asume que p ~ u,y o = 1073 ® para simplificar los resultados,

cm

se obtiene:

Ecuacién 42. Redefinicion del nimero capilar*?

(1.9 1077)C',kD

cap 1
VA(5.58 + 51n 4)

De esta manera, tanto la tasa de petréleo como el numero capilar, dependen del
coeficiente de inyectividad. Si u ~ u,; C', puede llegar maximo hasta 0.7 psia/ft, i

% 1bid., p. 2.
4 bid., p. 2.
“2 |bid., p. 2.
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los pozos inyectores estan inyectando fluidos a su limite de fractura, y los pozos
productores han sido completamente bombeados; o minimo hasta 0.27 psia/ft si
los pozos productores tienen una cabeza de agua.

Teniendo en cuenta informacion de inyeccion y produccién de 16 campos de
prueba con procesos de recobro mejorado surfactantes-polimeros, se define el
valor de €', mediante la ecuacion 39; los valores oscilan entre 0.13 y 3.63 psia/ft
con un promedio de 0.3 psia/ft, valor que se utiliza por defecto cuando no hay
informacion disponible (ese valor coincide con el limite de la columna de agua).
Sin embargo, como la funcion de produccion de petréleo es afectada por el
coeficiente de inyectividad, siempre que sea posible se debe considerar en la
estimacion: la informacion historica de inyeccion de agua y experiencia con los
yacimientos; por ejemplo, fracturas y condiciones de los pozos.

Siendo una funcion logaritmica del namero capilar, el recobro de petréleo no es
tan sensible a €', como la tasa de petrdleo, y no es tan importante como la tension
interfacial, que puede cambiar por 6rdenes de magnitud in situ. La tensién
interfacial es igual a 10 dina/cm para la estimacién del nimero capilar, porque:

- Representa, qué puede obtenerse con la tecnologia actual.

- Provee una comparacion relativa entre proyectos.

- Provee una correlacion significativa entre recobro de petrdleo y numero
capilar para los 16 campos de prueba.

* Retencién de surfactante en arenas.

Se debe expresar la retencidon de surfactante en unidades de volumen poroso del
tapdn de surfactante inyectado requerido para satisfacer toda la adsorciéon. Es
posible calcularla igualando el surfactante total inyectado con el surfactante total
adsorbido, como aparece en la ecuacion 43.

Ecuacion 43. Retencion de surfactante expresada en unidades de volumen
poroso de tapén de surfactante inyectado*?

Ds = (1 ; (b) <Zgz) 10100

3 1bid., p. 2.
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Donde:

pr = Densidad de la roca.

a; = Retencion de surfactante, [mg/g roca].

ps = Densidad del surfactante.

Cs, = Concentracion de surfactante en el tapon, [Fraccion volumen].

La relacion adimensional del tamafio del tapdn de surfactante planteada en la
ecuacion 44, es objeto de optimizacion; para eso, V,,; deberia ser ligeramente

mayor a Ds, lo que normalmente resulta ser V,;/Ds = 1.2 — 1.3.

Ecuacion 44. Relacién adimensional del tamario del tapén de surfactante®

Vos
R.. =-P%
Ts DS

Donde:
V,s = Volumen poroso del tapon de surfactante.

Figura 15. Retencion de surfactante en arenas®
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4 1bid., p. 2.
% Ibid., p. 10.
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La retencion de surfactante, a;, se puede hallar con una correlaciéon entre la
adsorcion de surfactante en arenas y la fraccion total de arcilla, como se puede ver
en la figura 15, en la que solo se muestran algunos de los datos usados para la
correlacion. La linea mas baja de la figura 15, representada por la ecuacion 45, es
recomendada si no hay informacion de laboratorio disponible; si la fraccion de
arcilla tampoco se conoce, se puede usar a;, = 0.4mg/g como una estimacion del
orden de magnitud. La linea superior, es una estimacion de la actual retencién
histérica del campo; los datos de campo son mayores debido a que tal vez reflejan
otros mecanismos de retencion, adicionales a la retencion de arcilla.

Ecuaciodn 45. Retencion de surfactante?®

as = 3.3xfraccion peso de arcilla

* Algoritmo para el recobro de petroleo.

La eficiencia de recobro de petroleo para métodos de recuperacion terciaria en la
ausencia de flujo cruzado, puede descomponerse en eficiencias de
desplazamiento, barrido vertical y movilidad del bache de polimero, y
representarse mediante la ecuacion 46. Ademas, esto permite determinar el
volumen de petréleo objetivo que es recuperable, como se describe en la ecuacion
47.

Ecuacién 46. Eficiencia de recobro terciario de petrdleo cuando no hay flujo
cruzado*’

Er = EpEyEygp

Donde:

Er = Eficiencia de recobro de petroleo en procesos SP.
E = Eficiencia de desplazamiento microscoépica.

E, = Eficiencia de barrido vertical.

Ej s = Eficiencia de movilidad del bache de polimero.

4 1bid., p. 2.
4 Ibid., p. 2.
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Ecuacion 47. Volumen de petréleo objetivo recuperable 4@

Nrecuperapre = TO * Eg

Los métodos para estimar las eficiencias, se presentan a continuacion:
- Eficiencia de desplazamiento. Se define mediante la ecuacion 48 y por ser
una eficiencia microscopica, es independiente del barrido y funcion del

namero capilar (por medio de la curva de desaturacion capilar).

Ecuacion 48. Eficiencia de desplazamiento microscépica*®

Sorw — Sorc
ED =

SOT’W

Donde:
Sore = Saturacion de petroleo residual al quimico.

La eficiencia de desplazamiento microscépica, se alcanza cuando la relacion
adimensional del tamafio del tapon de surfactante es lo suficientemente
grande.

En CPFM, hay tres métodos para obtener la eficiencia de desplazamiento
microscopica: 1) Calcular el nimero capilar con la ecuacion 42 y utilizar la
curva de desaturacion capilar del yacimiento, aungue normalmente no esta
disponible. 2) Pruebas de tapén en nucleos de campo, con una relacion
adimensional del tamafio del tapdén de surfactante grande. 3) Hallar el
ndamero capilar con la ecuacién 42 y utilizar las curvas de desaturacion
capilar para areniscas Berea, como las desarrolladas por Gupta-Trushenski,
mostradas en la figura 16. En el modelo, la influencia de la humectabilidad en
la eficiencia de desplazamiento, se aproxima con una interpolaciéon lineal,
como la relacion de permeabilidades relativas en los puntos extremos (ver la
ecuacion 49); R = 0.1 a Nggp, = 107>, para rocas humectadas al agua (water

wet) y R = 10 a N, = 107*, para rocas humectadas al petréleo (oil wet).

48 DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Chemical Flood Predictive Model,
Op. cit., p. 16.

4 PAUL. Op. cit., p. 2.
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Figura 16. Desaturacion capilar para areniscas Berea®
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Ecuacién 49. Relacién de permeabilidades relativas en los puntos extremos®!

o Ko

~ 1,0
kro

Donde:
k2, = Permeabilidad relativa del agua a la saturacion de petréleo residual.

k2, = Permeabilidad relativa del petréleo a la saturacion de agua residual.

- Eficiencia de barrido vertical. La estimacion, es funcién de la heterogeneidad
a través del coeficiente de Dykstra-Parsons y la relacion adimensional del
tamafio del tapén de surfactante, como se plantea en la ecuacién 50. Para
tener en cuenta el flujo en el medio poroso, se utiliza la razén de movilidad

5 |pid., p. 11.
5 |pid., p. 3.
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efectiva y por eso aparecen las variables de capacidad de almacenamiento y
capacidad de flujo.

En la figura 17, se observa como la eficiencia de barrido vertical y la relacién
adimensional del tamafio del tapén de surfactante, cambian en funcién del

coeficiente de Dykstra-Parsons.

Ecuacion 50. Eficiencia de barrido vertical®?

Vos

Ey=Cp+—FP—
vt T - Fy

Donde:

C,, = Capacidad de almacenamiento de la capa donde la posicién longitudinal
adimensional, es igual a 1 en el pozo productor (donde el frente de polimero
sobrepasa el frente de surfactante), (ver ecuacién 51).

F,, = Capacidad de flujo donde la posicion longitudinal adimensional, es igual a 1
en el pozo productor (donde el frente de polimero sobrepasa el frente de
surfactante), (ver ecuacion 52).

Ecuacién 51. Capacidad de almacenamiento de la capa m®3

Donde:
M, = Razon de movilidad efectiva, (ver ecuacion 53).

Ecuaciéon 52. Capacidad de flujo de la capa m>*

1
(42) -
R, = s i
me o 1-M,

52 |bid., p. 3.
52 |bid., p. 8.
54 |bid., p. 8.
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Ecuacion 53. Razén de movilidad efectiva®®

VDP

log(M,) = (1= Vpp)02

Figura 17. Efecto de la relacién adimensional del tamafio del tap6n de surfactante
en el barrido vertical®®

1.0 T T
Vop =0 Vpp=0.25
o8 Vpp=0.5 Vpp=0.65 /-
VDP=0.?5
Vpp=0.80
o6 .
Ey

o4r -
02 -1

0 1 1 ] ;

o] 1.0 20 30 4.0
Vps/Ds

- Eficiencia de movilidad del bache de polimero. Se establece mediante la
relacion entre el volumen de petréleo producido y el volumen de petrdleo
movilizado.

Como se describe en la ecuacion 54, deberia ser funcion tanto del volumen
poroso de polimero inyectado (Vy5), como de la relacion adimensional del
tamafio del tapon de surfactante (V,s/D;), y el coeficiente de Dykstra-Parsons

(Vpp)-

Ecuacién 54. Eficiencia de movilidad del bache de polimero 157

Vup
1—exp —a—g
Ey

Eyg =1—Eyp,

55 Ibid., p. 8.
56 Ibid., p. 11.
57 Ibid., p. 3.
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Dénde:

Evmpo = EMBIVMB=0

a = Constante en la ecuacion 54.

B = Constante en la ecuacion 54.

Vyg = Tamafo del bache de polimero en términos de volumen poroso.

Eugo, S€ considera en el calculo de la eficiencia de movilidad del bache de
polimero, debido a que satisface los limites de la ecuacién 55 y la ecuacion

56.

Ecuacién 55. Limite 1, Evg %8

hm EMBO = 1
VMmp—

Ecuacién 56. Limite 2, Emg®®

lim E =1
£ EMBo

El limite de la ecuacion 56, se establece por la observacion de resultados de
simulacion numérica; refleja que una relacion adimensional del tamafio del
tapon de surfactante (V,;/D;) mas pequefia y por lo tanto, una eficiencia de
barrido vertical mas pobre (E}), significa que la eficiencia de movilidad del
bache de polimero (Eyg) tiende a la unidad (para un volumen poroso dado
del bache de polimero, Vyg), porque menos cantidad de petroleo es
movilizada.

La evaluacion de las constantes «a, 8 y Eyg, €n la ecuacion 54, se realiza
usando los resultados de simulaciones de secciones transversales
bidimensionales, sin flujo cruzado, y a diferente volumen poroso de polimero
inyectado (Vy3), relaciéon adimensional del tamafio del tapén de surfactante
(V,s/Ds) y coeficiente de Dykstra-Parsons (V). La eficiencia de movilidad del
bache de polimero (E,gz), se determina mediante la ecuacion 57, con la
eficiencia de desplazamiento microscoépica (Ep) establecida para una sola
dimensidn, relacion adimensional del tamafo del tapon de surfactante grande

%8 |bid., p. 3.
59 |bid., p. 3.
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y eficiencia de barrido vertical (E,), calculada por un procedimiento para
capas finitas. En este sentido, la ecuacion 57 se relaciona correctamente con
la ecuacion 54, cuando se cumple que a =0.4, B =12 y Eyg, Se define
como en la ecuacion 58 (asi se muestra en la figura 18, los puntos con mayor
desviacion de la linea de 45° que sefiala correlacion perfecta, se obtienen de
simulaciones con valores grandes para el coeficiente de Dykstra-Parsons).

Figura 18. Eficiencia de movilidad del bache de polimero ©°
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Ecuacién 57. Eficiencia de movilidad del bache de polimero 252

g, = LR

Ecuacidn 58. Constante Ewmso la ecuacion 5462

EMBO == 071 - 0'6VDP

6 Ibid., p. 12.
51 Ibid., p. 3.
62 |bid., p. 3.
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* Funcién de produccion.

La funcién de produccion se afecta por las condiciones del yacimiento, y por eso
hay dos posibilidades para determinarla.

- Medio homogéneo. De acuerdo a la teoria de flujo fraccional, una inyeccion
guimica de surfactantes-polimeros bien disefiada, genera un banco de
petréleo limpio de saturaciéon constante (S,;), Yy flujo fraccional de petréleo en
funcion de la misma f,, = f,(S,p). El banco sera dirigido por un frente de
surfactante que tiene una velocidad especifica (velocidad actual del frente
dividida por la velocidad intersticial), descrita en la ecuacién 59, que asume
gue no hay gran curvatura en la curva de flujo fraccional de baja tensién
interfacial; también se puede expresar la velocidad del frente de surfactante
como funcion de la saturacion de petroleo, y del cambio de flujo fraccional en
la parte posterior del banco de petroleo, de acuerdo a la ecuacion 60.

Ecuacién 59. Velocidad del frente de surfactante 1, medio homogéneo®?

Ecuacién 60. Velocidad del frente de surfactante 2, medio homogéneo®*

fob — 1- fwb
Sob - Sorc 1- Sorc - wa

Vg =

Donde:

fo» = Flujo fraccional del banco de petréleo, [flujo de fase/flujo total].
S,p = Saturacion del banco de petrdleo.

fwp = Flujo fraccional del banco de agua, [flujo de fase/flujo total].
Swp = Saturacion del banco de agua.

La ecuacion 59 y la ecuacién 60, establecen una relacién para la saturacion
del banco de petroleo, que debe resolverse de manera simultdnea con la
curva de flujo fraccional agua-petrdleo f,, = f,,(S,,). De acuerdo a la figura

8 Ibid., p. 3.
64 Ibid., p. 3.
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19, la solucion es la intersecciéon de la linea recta que pasa a través de los
puntos f, =0, S, =-Ds vy f,=1, S, =1—-S,. con la curva de flujo
fraccional. Tomando como premisa que la saturacién de petréleo residual al
guimico (S,,.) €s constante, es posible considerar una expresion como la que
se plantea en la ecuacion 61 para describir la velocidad especifica del frente
del banco de petréleo.

Figura 19. Diagrama de flujo fraccional®®

1.0 T T /1

06 - (1-Sppt - fop)

0.4

0.2

A

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1.0

Ecuacion 61. Velocidad del frente del banco de petréleo, medio homogéneo®®

fob _foi

Uop = Vs
Sob - Soi

Donde:
foi = Flujo fraccional de petréleo inicial (en el descubrimiento).

Para métodos de recuperacion terciaria:

% |pid., p. 12.
6 |pid., p. 3.
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Soi = Sor
foi =0

Las velocidades especificas de la ecuacién 59 y la ecuaciéon 61, también
permiten obtener expresiones para el tiempo de ruptura adimensional del
banco de surfactante (ver ecuacion 62) y de petréleo (ver ecuacion 63).

Ecuacion 62. Tiempo de ruptura adimensional del banco de surfactante, medio

homogéneo®’
. 1
Ds — Vg

Ecuaciéon 63. Tiempo de ruptura adimensional del banco de petréleo, medio

homogéneo®®
. 1
Dob =
Vob

Como se puede observar en la figura 20, en el caso del medio homogéneo,
la funcion adimensional de produccion esta definida por la ecuacion 64.

Ecuacion 64. Corte de petréleo, medio homogéneo®?

foi» hasta tp = tpop

Corte de petréoleo = {fop, Para tpop < tp < tps
0,paratp > tpop

Donde:
tp = Tiempo adimensional, volumen poroso inyectado.

—  Medio heterogéneo. La funcion de produccién de petréleo propuesta en el
modelo de inyeccién de surfactantes-polimeros CFPM, es triangular y esta
basada en las velocidades modificadas de la ecuacion 59 y la ecuacion 61

67 Ibid., p. 3.
% |bid., p. 3.
69 |bid., p. 3.
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para tener en cuenta la estratificacion. La forma triangular es seleccionada,
porque esta puede ser descrita con solo cuatro variables: tiempo de ruptura
de petroleo, tiempo de tasa maxima de petroleo, tasa maxima de petroleo y
tiempo de tasa cero.

Figura 20. Funcién adimensional de produccién, medio homogéneo’®
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Considerando que el coeficiente de Dykstra-Parsons (Vpp) puede
relacionarse con la razén de movilidad efectiva (M,) mediante la ecuacion 53,
y la capacidad de flujo (F) de toda la estratificacién, con la capacidad de
almacenamiento (C) a través de la ecuacion 65; la velocidad de flujo
especifica aparente de la capa mas rapida es como se aprecia en la
ecuacion 66.

Ecuacién 65. Capacidad de flujo™®

P ()]

-1

Donde:
C = Capacidad de almacenamiento.

70 |pid., p. 13.
7 pid., p. 4.
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La ecuacién 67, define la velocidad del frente de surfactante y la ecuacion 68
la velocidad del frente de petroleo en las capas de yacimiento, con relacion a
la velocidad intersticial general promedio. Adicionalmente, en la ecuacion 69
y la ecuacién 70, se describe el tiempo de ruptura adimensional del frente de
surfactante y del banco de petréleo, respectivamente.

Ecuacién 66. Velocidad de flujo especifica aparente’?

V= F’|C=0 = Me

Donde:
v = Velocidad adimensional para medio homogéneo.

Ecuacion 67. Velocidad del frente de surfactante’?

v’s = vsM,

Doénde:
v's = Velocidad adimensional del surfactante para medio heterogéneo.

Ecuacién 68. Velocidad del frente de petréleo, medio heterogéneo’™

! —
Vop = vobMe

Doénde:
v',, = Velocidad adimensional del banco de petréleo para medio heterogéneo.

Ecuacién 69. Tiempo de ruptura adimensional del banco de surfactante, medio
heterogéneo

t’Ds = (ste)_l

2 1bid., p. 4.
73 |bid., p. 4.
" Ibid., p. 4.
75 Ibid., p. 4.
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Ecuacion 70. Tiempo de ruptura adimensional del banco de petrdleo, medio
heterogéneo’®

t' pob = (vobl\/le)_1

Por lo tanto, es razonable asumir que la tasa maxima de petréleo, se
presentara a t', punto en el cual el corte promedio de petréleo sera como
se describe en la ecuacion 71. El dltimo término de esta ecuacion, en la parte
derecha, expresa la capacidad de flujo del yacimiento, a una capacidad de
flujo en la cual la velocidad del surfactante en la capa de mas alta
permeabilidad (v;M,), es igual a la velocidad del banco de petrdleo en una
capa de permeabilidad mas baja (v,,F).

Ecuacién 71. Corte de petréleo promedio, medio heterogéneo’’

fopk = fob .FlF'=Me%

Donde:
fopr = Flujo fraccional del pico de petrdleo, fractional flow oil peak.

Para t'p,, < t'p < t'ps, €l corte de petréleo incrementa linealmente, porque
cada vez mas capas empiezan a producir petréleo. Para t'p, > t'y, €l corte
de petréleo cae linealmente, debido a que mas capas producen surfactante o
polimero. Desde la ecuacién 59 hasta la ecuacién 71, se asume que no
habra un cambio en la velocidad del surfactante, cuando el frente de
polimero sobrepase el frente de surfactante; esto pasara principalmente en
capas de baja permeabilidad, que no aportaran mucho en la parte inicial de
la funcion de produccion.

El tiempo adimensional cuando la tasa de petréleo es cero (t'ps,), que se
plantea en la ecuacién 72, es el punto final en la funcion de produccion
triangular, y se selecciona para que el recobro total de petréleo en la
inyeccion quimica (area bajo la curva en la funcion de produccion), sea como

8 Ibid., p. 4.
77 Ibid., p. 4.
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se muestra en la ecuacién 46. La funcion adimensional de produccién, se
puede observar en la figura 21.

Figura 21. Funcion adimensional de produccién, medio heterogéneo’

8. HETEROGENEOQUS

0.50¢

fo 025

Ecuacién 72. Tiempo adimensional cuando la tasa de petréleo es cero, medio
heterogéneo’®

S
t,Dsw = t’Dob +2 RQﬂ
fopk

Figura 22. Funcion de produccién, medio heterogéneo®
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78 Ibid., p. 13.
® Ibid., p. 4.
8 |bid., p. 4.
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Mediante la ecuacion 73, que representa la tasa de produccion de petréleo
(Bbl/dia), y la ecuacion 74, que representa el tiempo (dias), se puede
convertir la funcion adimensional de produccion, en una funcién de Tasa de
petréleo vs. Tiempo, y se obtiene una grafica como la que aparece en la
figura 22.

Ecuacién 73. Tasa de produccion de petréleo de estado estable®!

qo = CIifo

Dénde:
q; = Tasa de inyeccion total, ecuacion 39.

Ecuaciéon 74. Tiempo?®?

Donde:
V, = Volumen poroso inundable, ecuacion 37.

- Correcciéon para flujo cruzado. Se realizaron simulaciones de secciones
transversales bidimensionales, y simulaciones numéricas tridimensionales,
variando el coeficiente de Dykstra-Parsons (Vp), la relacion adimensional del
tamafio del tapon de surfactante (V,;/D;) y el nimero adimensional de flujo

cruzado que se plantea en la ecuacién 75.

Ecuacién 75. Niumero adimensional de flujo cruzado®?

1
2

%= () @

Donde:
L = Distancia inyector-productor.

81 |bid., p. 4.
8 |bid., p. 4.
8 |bid., p. 4.
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H = Espesor interno total.

En las simulaciones realizadas, k,/k, vari6 desde aproximadamente 10
(R, = 0.025), hasta aproximadamente 0.6 (R, =40). Al analizar los
resultados plasmados en la figura 23, se puede observar que el tiempo de
ruptura (t,,) y el tiempo de barrido (t,,,), fueron generalmente independientes
del niumero adimensional de flujo cruzado (R,); de este modo, como una
aproximacién de la funcion de produccién de flujo cruzado con el recobro de
petréleo (Eg), el recobro de flujo cruzado bajo, se incrementa en AE; y se
plantea en la ecuacion 76, para R, > 0.

Si se reemplaza Ep por E5 en la ecuacion 72, resultard en una funcion de
tasa maxima de petréleo. Entonces, la funcion de produccién de flujo
cruzado, es idéntica en el tiempo al caso de ausencia de flujo cruzado;
excepto con mayor tasa maxima y area.

Figura 23. Efecto del flujo cruzado en el recobro de petréleo simulado®*
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Ecuacion 76. Incremento del recobro de flujo cruzado bajo®

AEg = ES — Er = 0.04log R, + 0.08

Donde:
E$ = Eficiencia de recobro terciario de petréleo cuando hay flujo cruzado.

8 |pid., p. 14.
8 |pid., p. 4.
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* Validacién de CPFM mediante simulacién numérica.

El modelo fue comparado con los resultados de tres simulaciones (patron de
cinco-puntos). El recobro de petréleo de CPFM y el tiempo, coinciden
favorablemente con el simulador. Una prueba mas rigurosa de CPFM, es una
comparacion con los resultados de campo.

* Comparacion de CPFM con resultados de campo.

El modelo se compardé con el Campo de prueba Sloss, el piloto Big Muddy, la
Unidad piloto North Burbank y el proyecto Robinson 219R.

- Para el Campo de prueba Sloss, CPFM sobreestimo el recobro de petréleo,
tal vez debido a los problemas de productividad del campo. Cuando se
compara con el piloto Big Muddy, el modelo es bajo en recobro,
probablemente porque no se considero flujo cruzado. Para ambas pruebas,
el tiempo de petréleo, se predice bien entre limites aceptables para céalculos
economicos.

—  El desempeiio del modelo, fue razonablemente cercano al comportamiento
de uno de los cuatro productores en North Burbank. Sin embargo, la
respuesta fue pobre para dos de los productores centrales, eso fue debido a
gue el factor de retraso para surfactante (adsorcion de surfactante en
volumen poroso/volumen poroso inyectado) usado en el modelo (basado en
una medida de laboratorio), fue menor al usado en la Unidad.

- Para 219R, la eficiencia de recobro de petrdleo de polimeros micelares,
coincide con la estimacién en campo. Ademas, el modelo se aproxima a la
magnitud de la tasa maxima de petréleo y vida del proyecto, pero no lo hace
en la locacion de la tasa maxima, ni en la ruptura de petrdleo. Hay varias
razones: a) Gran incertidumbre en los datos de retencién y permeabilidad
relativa, b) El tratamiento del flujo fraccional simplificado en CFPM, puede ser
una aproximacion pobre para tapones micelares viscosos, con contenido
relativamente alto de petréleo; hay un procedimiento mas especifico
disponible para eso, c¢) La caracteristica simétrica de la curva del campo, con
un factor de heterogeneidad de 0.62, puede reflejar los efectos de alto flujo
cruzado vertical.

— Teniendo en cuenta las consideraciones del modelo CPFM, y la
incertidumbre de muchos de los datos requeridos para su aplicacién, las
comparaciones son buenas. Ademas, las comparaciones anteriores indican
gue CPFM, puede ser usado como herramienta de cotejo histérico, o disefio
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para preceder simulaciones mas costosas y totalmente composicionales.
Aparte de construir una curva de flujo fraccional agua-petroleo, los algoritmos
de tasa de petrdleo y recobro en CPFM, pueden realizarse en unos pocos
minutos con una calculadora manual.

2.1.2 Metodologia modelo predictivo para inyecciéon de surfactantes-
polimeros, CFPM. El modelo predictivo para inyeccién de surfactantes-polimeros,
se desarrolla por medio de los pasos que se describen a continuacion:

a.

Petrdleo obijetivo.

Calcular el petréleo objetivo de la inyeccion de surfactantes-polimeros
(petrdleo remanente en el yacimiento luego de la inyeccion de agua) con la
ecuacion 36. Si no hay informacion disponible de petréleo original in situ,
petréleo acumulado producido al final de la inyeccion de agua y factores
volumétricos de formacion del petréleo, despejar el petrdleo objetivo de la
ecuacion 37 que define el volumen poroso inundable para todos los patrones.

Tasa y ndmero capilar.

Determinar el coeficiente de inyectividad C', mediante la ecuacion 38.

Cuando no hay suficiente informacion, el valor que se deja por defecto es
C', = 0.3 psia/ft de acuerdo al estudio realizado para este modelo.

Definir la tasa de produccion de estado estable con la ecuacion 39.

Encontrar la velocidad media en un patrén de cinco puntos con la ecuacién
41.

Calcular el nimero capilar utilizando la ecuacion 42.
Retencion de surfactante en arenas.

Calcular la retencion de surfactante mediante la ecuacion 45 y si no se
conoce la fraccion de arcilla, asumir que a; = 0.4mg/g.

Hallar la retencion de surfactante en unidades de volumen poroso de tapén

de surfactante inyectado, requerido para satisfacer toda la adsorcion, por
medio de la ecuacién 43.
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Recobro de petroéleo.

Determinar la eficiencia de desplazamiento microscopica E, mediante las
curvas de desaturacion capilar para areniscas Berea, como las que se
muestran en la figura 16, utilizando el nimero capilar que se ha calculado
con la ecuacion 42. Debe considerarse la humectabilidad y por eso es
necesario saber el valor de la relacion de permeabilidades relativas en los
puntos extremos, por medio de la ecuacion 49; interpolar entre los siguientes
limites: R = 0.1 @ Nggp = 107> para rocas humectadas al agua “water wet”y
R =10 a N4, = 10™* para rocas humectadas al petréleo “oil wet”.

Encontrar la relacion adimensional del tamafio del tapon de surfactante con
la ecuacion 44, el coeficiente de Dykstra-Parsons V,p, como se describe en el
numeral 1.1.9.1 y después, la razén de movilidad efectiva con la

ecuacion 53.

Hallar la capacidad de flujo de la capa m con la ecuacion 52 y luego la
capacidad de almacenamiento de la capa m con la ecuacion 51.

Definir la eficiencia de barrido vertical por medio de la ecuacion 50.
Hallar la eficiencia de movilidad del bache de polimero mediante la ecuacion
54, teniendo en cuenta que a = 0.4, 8 = 1.2 y Ey5, €S como se define en la

ecuacion 58.

Calcular la eficiencia de recobro de petréleo terciario cuando no hay flujo
cruzado entre capas, usando la ecuacion 46.

Determinar el volumen de petréleo objetivo que es recuperable, utilizando la
ecuacion 47.

Funcion de produccion.

Para un medio homogéneo:

1.1. Encontrar la velocidad del frente de surfactante utilizando la ecuacién 59.
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1.2.

1.3.

1.4

1.5.

2.1.

2.2.

2.3.

2.4,

En el diagrama de flujo fraccional, trazar una linea recta que pase a través de
los puntos f, =0, S,=-Ds; vy f,=1, S, =1-S5,,.. La interseccion en la
curva, seraelpunto f,, =1 —fop, Sy =1 —S,p.

Calcular la velocidad del frente del banco de petréleo con la ecuacién 61,
considerando que para métodos de recuperacion terciaria S,; = S, Y fo; = 0.

Definir el tiempo de ruptura adimensional del surfactante mediante la
ecuacion 62 y el tiempo de ruptura adimensional del banco de petréleo con la
ecuacion 63.

Por ultimo, construir la gréafica de la funcién adimensional de producciéon de
petréleo con la ecuacion 64.

Para un medio heterogéneo:

Calcular la velocidad del frente de surfactante con la ecuacion 67 y la
velocidad del frente de petréleo con la ecuacion 68.

Definir el tiempo de ruptura adimensional del banco de surfactante utilizando
la ecuacion 69 y del banco de petréleo utilizando la ecuacion 70. También
calcular el tiempo adimensional cuando la tasa de petroleo es cero, con la
ecuacion 72.

Construir la gréfica de la funcién adimensional de produccion de petroleo por
medio de la ecuacion 77.

Ecuacion 77. Corte de petréleo, medio heterogéneo®®

M, v
fopk = fob ypara tp = tps
Vobp

(
|
Corte de petroéleo = 4]‘0 aumenta linealmente, para tp,p, < tp < tps
| cae linealmente, para tp > tps
k 0,para tp = tpgw

Convertir la funcion adimensional de produccién en una funcién dimensional,
y construir la grafica de la funcion Tasa de petréleo vs. Tiempo, utilizando la
ecuaciéon 73 para la tasa de produccion de petréleo (Bbl/dia) y la ecuacion 74
para el tiempo (dias).

8 |bid., p. 3
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3.  Para corregir por efectos de flujo cruzado:

3.1. Hallar el nimero adimensional de flujo cruzado R; por medio de la ecuacion
75.

3.2. Si R, >0, encontrar el incremento en la eficiencia de recobro de petroleo
AER con la ecuacion 76.

3.3. Determinar la eficiencia de recobro cuando hay flujo cruzado ES mediante la
ecuacion 78.

Ecuacién 78. Eficiencia de recobro cuando hay flujo cruzado®’

ER == Eg +AER

3.4. Recalcular el tiempo adimensional cuando la tasa de petréleo es cero con la
ecuacion 72, reemplazando E por E§.

2.2 MODELO PREDICTIVO PARA INYECCION DE POLIMEROS Y AGUA, PM

Para la descripcion de este modelo, se toma como referencia el paper titulado “A
Predictive Model for Water and Polymer Flooding 8.

El modelo predictivo PM (Polymer Model) fue desarrollado para procesos de
inyeccion de agua y polimero, en el estudio de proyeccion y andlisis de viabilidad.
Este modelo incluye la mayoria de los fendbmenos que afectan el rendimiento del
proceso, tales como: modelo de seccion transversal en dos dimensiones (usando
equilibrio vertical), con correlaciones de barrido areal, y funciones de inyectividad,
dando resultados adecuados para el analisis econémico.

La estructura basica del modelo se divide en cuatro grupos generales:8

* Equilibrio vertical (VE).
* Ecuaciones de flujo en una dimension (1-D).

8 Ibid., p. 4.

8 R.S., Jones Jr., et al. A predictive model for water and polymer flooding. En: SPE Enhanced Oil
Recovery Symposium, 15-18 April, Tulsa, Oklahoma. 1984. no. SPE/DOE-12653, p. 1-14.

8 Ibid., p. 4.
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* Barrido areal.
* Inyectividad.

Los tres primeros grupos representan las tres dimensiones de un yacimiento, de
estos grupos se genera una tabla de Fluido inyectado vs. Produccion acumulada
de agua, crudo y gas, para un patrén de cinco puntos.

Cada uno de los grupos generales del modelo considera diferentes suposiciones,
pero en general todo el modelo considera las siguientes premisas:

* Patron de flujo homogéneo.

* No considera la estratificacion de la permeabilidad.
* No hay flujo cruzado entre capas.

* Patrén de inyeccion normal de cinco puntos.

2.2.1 Descripcion modelo predictivo parainyeccion de polimeros y agua, PM
* Formulacion generalizada de equilibrio vertical.

Considerando un yacimiento con seccion transversal 2-D, se definen las siguientes
suposiciones®:

- Dos fases presentes; agua y crudo (no hay gas libre).

—  Tanto el volumen poroso como ambas fases, son incompresibles.

- Flujo isotérmico.

- Permeabilidad absoluta en la direccién x, porosidad, permeabilidad relativa
de la roca y curvas de presion capilar, son funciones especificadas de z
(pueden ser capas discretas).

—  Todas las propiedades fisicas de la roca y del fluido, son independientes de
la direccion X, incluyendo el espesor bruto y la disposicion de la capa.

- Efectos de presion capilar en la direccion x, son despreciables.

—  Se aplica equilibrio vertical.

- Limites impermeables a lo largo del tope y la base del yacimiento.

El balance de materiales en funcion de z de la seccién transversal, genera una
ecuacion de conservacion de 1-D para la fase agua; este balance se muestra en la
ecuacion 79:

9 |bid., p. 2.
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Ecuacidon 79. Balance de materiales de la seccion transversal®!

a5, df,

=0
atDL axD

Doénde cada uno de sus términos, estan definidos de la ecuaciéon 80 a la ecuacion
83:

Ecuacion 80. Distancia adimensional en la direccion x2

xD:_
L
X

Ecuacién 81. Tiempo adimensional para el volumen poroso inyectado en una
seccién transversal®?

1 t
tDL:Lx_@'[Ouxwdt

Ecuacion 82. Promedio de saturaciéon de agua para una seccion transversal®*

_ 1 H

Ecuacion 83. Flujo fraccional petréleo-agua promedio para una seccion

transversal®®
=~ Uy
fo=

Doénde:
tp, = Tiempo adimensional, volumen poroso inyectado en una seccion transversal
2-D del yacimiento.
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xp = Distancia adimensional en la direccion x.

x = Direccion x.

L, = Longitud de yacimiento en direccion x, [ft].

u,, = Velocidad superficial en la direccion x, [Longitud/tiempo].
u,,, = Velocidad superficial del componente x en la fase agua.

Los simbolos con barra, representan valores promedios para una seccion
transversal.

Aplicando el equilibrio vertical se obtiene la siguiente expresion para f,,, como se
muestra en la ecuacion 84.

Ecuacion 84. Flujo fraccional aplicando VE®®

‘o 1— N
1+ ()

En el cual, la funcion de gravedad adimensional (N;;), esta dada por la ecuacion 85
y el promedio de razén de movilidad (M) en una seccion transversal, se muestra
en la ecuacion 86.

Ecuacion 85. Funcion de gravedad adimensional®’

(Ap g sin @)k,
NG = ——
.uouxkx

Ecuacion 86. Promedio de la razén de movilidad para una seccién transversal®®

el

TWI’LO

M =

|

T‘OnuW

Donde:
Ap = Diferencia de densidad, [masa/volumen].
g = Aceleracion de la gravedad.

% Ibid., p. 3.
% Ibid., p. 3.
% |bid., p. 3.
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¢ = Angulo de inclinacion.

k.,w = Permeabilidad relativa al petrdleo y al agua respectivamente.
k., = Permeabilidad absoluta en direccion x.

Uow = Viscosidad de petroleo y del agua respectivamente, [cP]

Las permeabilidades pseudo-relativas para el agua y el crudo, se pueden observar
en la ecuacion 87 y en la ecuacion 88:

Ecuaciéon 87. Permeabilidad pseudo-relativa del agua®®

- 1 ("
krw = H—iéxfo kxkrw dz

Ecuacién 88. Permeabilidad pseudo-relativa del crudo*®

1 H
ro == JO kykpo dz

X

Para evaluar k,., Y k,,, se debe conocer k,,, y k,, en funcion de z, siguiendo las
relaciones dadas a continuaciono?;

- kyw Yk Vvs.S,, curvas de permeabilidad relativa de la roca.

- S,Vs. P, para una o0 mas curvas de presion capilar.

—  P.vs. z, para las consideraciones del equilibrio vertical.

En la ecuacion 89, se muestra la consideracion de equilibrio vertical en el sistema.

Ecuacién 89. Presion capilar en la direccion x102

0P,
(a_) = (pw — Po) gcos @ = Ap gcos ¢
X/ x

Integrando la ecuacion anterior desde z=0 hasta z, se obtiene la ecuacion 90.

% Ibid., p. 3.
100 |hid., p. 3.
101 |pid., p. 3.
102 |hid., p. 3.
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Ecuacién 90. Presion capilar en direccion z03

P.(z) = (Ap g cos )z + Pcp(x)

Donde:
P, = Presion capilar a z=0 y a una x especificada.
pw, = Densidad del agua y petroleo respectivamente.

El trabajo de simulacion numérica desarrollado por Zapata'®, muestra un
yacimiento con enfoque asintético para VE, como la relacion entre la longitud
efectiva y el espesor (RL). Esta relacion se muestra en la ecuacioén 75.

Donde RL es mayor que diez y la eficiencia de barrido areal es descrita por VE.
* Efectos de polimero.

Para incluir los efectos del polimero, se debe resolver la ecuacién de conservacion
de polimeros. Considerando un sistema de una dimensién, se siguen las
siguientes premisas'®®;

- El polimero se encuentra en fase acuosa.

- El volumen cambia por el polimero que se pierde.

- Las propiedades de los polimeros son independientes de la salinidad.

- La dispersion es representada solo por dispersién numérica.

—  Existe equilibrio termodindmico local.

- La velocidad del polimero y la porosidad efectiva son inversamente
proporcionales.

- La viscosidad de la solucion de polimero es newtoniana (correcciones de los
efectos no-newtonianos son realizados en los calculos de inyectividad).

En la ecuacion 91, se muestra el balance de materia para el polimero y su
respectiva solucion se encuentra en la ecuacion 92:

13 |hid., p. 3.
104 |pid., p. 3.
105 |bid., p. 3.

130



Ecuacién 91. Balance de materia para el polimero©®

ocP

- i(_ )_0
ot axy Jwrfp) =

Ecuacién 92. Concentracién total de polimero®’

_ &
CP = py, wpS,y(1 — 6) JJM?TP

Donde:

CP = Concentracién total de polimero, [masa de polimero/volumen poroso]
(ecuacion 92).

fp = Concentracion de la solucion de polimero fluyente, [masa de
polimero/volumen de la fase agua].

wp = Concentracion de la solucién de polimero, [masa de polimero/masa de
solucion].

wp = Concentracion de polimero adsorbido.

& = Volumen poroso inaccesible, [fraccion total de volumen poroso].

prp= Densidad de roca aparente, [masa/volumen].

Para flujo de polimero, M es redefinido como se muestra en la ecuacion 93.

Ecuaciéon 93. Razén de movilidad para el polimero!©8

Donde:

up = Viscosidad del polimero a la concentracion w,gr, [CP].

w,pr = Concentracion promedio de la solucion de polimero detras del frente a sr,
[masa de polimero/masa de la fase agual.

8T = Ruptura de agua connata.

R, = Factor de reduccion de permeabilidad.

16 |hid., p. 3.
17 |pid., p. 3.
108 |bid., p. 3.
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Las concentraciones de polimero obtenidas en la ecuacién 91, son usadas para
calcular u, Y Ry. La razén de movilidad para el polimero, es usada en la ecuacion
84, para el calculo de flujo fraccional, que luego es usado en la ecuacion de
conservacion tanto para el agua como para el polimero.

* Seccioén transversal 2-D.

Dado que el flujo es incompresible, la ecuacion de presion solo es necesaria en el
modelo de desplazamiento 1-D.

Al utilizar los resultados de la seccién transversal 2-D, para predecir el flujo 3-D, se
asume que los resultados 2-D, representan una porcion de barrido del area patron,
lo cual no es rigurosamente correcto, al no tener en cuenta la variacion de la
posicion del flujo en las diferentes lineas de corriente en el patron. Algunas veces,
se usa el promedio de desplazamiento ocurrido a diferentes puntos en la zona de
barrido, pero no es una buena aproximacion.

* Barrido areal.

Para incluir las tres dimensiones, el modelo desarrolla célculos de barrido areal,
gue estan combinados con los resultados de la seccion transversal 2-D, debido a
gue los resultados de esta seccidn, incluyen los efectos de desplazamiento y
barrido vertical; la combinacion con el barrido areal, representa la eficiencia de
recuperacion. En la ecuacion 94, se muestra la funcion de la eficiencia de barrido
areal.

Ecuacion 94. Eficiencia de barrido areall®®

Ey = f(Fy, M)

Donde:
F; = Volumen poroso desplazable por el fluido desplazante.

Para desplazamiento en forma de piston y saturacion inicial de agua inmovil. F;, se
define como se muestra en la ecuacion 95:

19 |bid., p. 4.
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Ecuacién 95. Volumen poroso desplazable por el fluido desplazante®

tp

F. =
l Fd

El volumen poroso desplazable adimensional esta definido por la ecuacion 96.

Ecuacién 96. Volumen poroso desplazable adimensional*!!

Fg=1—S, — Swirr

Doénde:
Sor = Saturacion de petroleo residual.
Swirr = Saturacion de agua irreducible.

La razén de movilidad en el punto extremo (°), se muestra en la ecuacion 97.
Si se considera que el agua connata es desplazada por el fluido inyectado, se
puede definir el volumen poroso desplazable adimensional aparente, como se

muestra en la ecuacion 98.

Ecuaciéon 97. Razén de movilidad en el punto extremo'?

Me = kiw Ho
kro tw

Ecuacién 98. Volumen poroso desplazable adimensional aparente!!3

FdA:§w

Dénde:
S,, = Promedio de saturacién de agua sobre la seccién transversal del yacimiento.

110 |pid., p. 4.
11 |bid., p. 4.
112 |pid., p. 4.
113 |bid., p. 4.
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Después de definir la eficiencia de barrido areal, es necesario determinar el
volumen inyectado aparente, el cual esta definido por la ecuacion 99.

Ecuacién 99. Tiempo adimensional, volumen inyectado aparente4

tpa = (Swer + tpr — tprpr) * E4

Los subindices g, se refieren a la ruptura del agua connata; ademas tp; = tpgir Y
E4 = Eypr.

En el primer incremento del corte de agua en la produccion del pozo, F; es
redefinida (ver ecuacion 100).

Ecuacidon 100. Redefinicién del volumen poroso desplazable por el fluido
desplazante 11°

_tpa

Fi_=_
Sw

Las permeabilidades pseudo-relativas, se deben utilizar en el célculo de M,
teniendo en cuenta el gradiente de saturacion detras del frente:

krw |§WBTy Ero |5wi

Con lo anterior se redefine la ecuacion 93, generando la siguiente expresion (ver
ecuacion 101).

Ecuacion 101. Razoén de movilidad incluyendo la ruptura del agua connata®

K| =
M:~ T'W|SWBT*nuO _

kr0|5wi * #Pl(T)pBT * Rkl(T)pBT: SwBT

Para el flujo de agua, u, =y, Yy Ry = 1

114 |bid., p. 5.
115 |pid., p. 5.
116 |bid., p. 5.
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Dado que F; es funcion de tp,, que a su vez es funcion de E,, se requiere realizar
iteraciones hasta lograr convergencia de E, y tp, a valores de tp; dados, por
experiencia se sabe que es suficiente con tres iteraciones. Una vez lograda la
convergencia, es necesario obtener la produccién de petréleo acumulado en el
volumen poroso total, esta expresion se muestra en la ecuacion 102.

Ecuacién 102. Produccién de petréleo acumulado®!’

Np = (S:w - Swirr) * Ey

* Saturacion de gas inicial.

A pesar de que el modelo PM es basado en un flujo de dos fases incompresibles
(agua-crudo), se puede realizar una correcciéon con el fin de incorporar los efectos
de saturacién de gas inicial, siguiendo estas consideraciones?!®:

—  Todo el gas es producido durante el periodo de llene.
- No hay saturacion de gas residual remanente, después del periodo de llene.
Todo el gas producido después de este periodo es gas en solucion.

Dado que no se produce liquido hasta después del periodo de llene, el volumen de
fluido inyectado para llene, es aproximadamente igual al volumen del yacimiento a
la saturacion de gas inicial. Normalmente, esta aproximacion es valida para
saturacion de gas por encima del 10%. La saturacion de gas inicial no tiene efecto
en los célculos de desplazamiento o barrido areal.

* Tasas de inyeccion.

La tasa de inyeccion, es luego usada para realizar la prediccion en el tiempo. El
enlace es hecho, a través de una tabla especifica de Tasa de inyeccion en
superficie vs. Tiempo, o0 como constante en el diferencial de presion.

* Procedimiento de calculo parala constante AP.

Al comenzar la inyeccion, a un Sg; = 0 se calcula una tasa de inyeccion base (q;p)
considerando un fluido newtoniano. Para incluir los cambios en las condiciones de

7 |pid., p. 5.
118 |bid., p. 5.

135



flujo del yacimiento, esta tasa base, debe ser corregida por medio de la relacion de
conductividad (y), para asi obtener la tasa de inyeccion cuando existen fluidos
newtonianos (ecuacion 103).

Ecuacién 103. Tasa de inyeccion para fluidos newtonianos!*®

qin =4qip ¥V

La relacién de conductividad, esta expresada por la ecuacién 104.

Ecuacion 104. Relaciéon de conductividad?°

qi

AP
V=T
AP

tpL

tpr=0

La tasa de inyeccion base para un patrén de cinco puntos, esta dada por la
ecuacion 105.

Ecuacion 105. Tasa de inyeccién base para un patrén de cinco puntos??!

| 3.541 %107 H A7 AP
In (1.41 i) — 0619

we

Donde:

Ar = Movilidad total, mostrada en la ecuacion 106.
1 = Radio del patron (productor-inyector).

1, = Radio del pozo.

Ecuacion 106. Movilidad totalt22

— Wwlg . T0|5 .
At =k wirr + wirr

119 |pid., p. 6.
120 |bid., p. 6.
121 |pid., p. 6.
122 |bid., p. 6.
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* Efectos no newtonianos.

Los célculos de la tasa de inyeccion deben considerar el comportamiento no
newtoniano de las soluciones de polimeros, debido a que la viscosidad de estas,
esta funcion tanto de la tasa de perforacién del pozo como de la concentracion.
Los efectos no newtonianos, son usualmente significativos solo cerca del pozo,
donde la tasa de perforacidbn es muy alta. El calculo de estos efectos solo es
aplicado para casos de inyeccion y no de produccion, y estan definidos por la
ecuacion 107.

Ecuacion 107. Tasa de inyeccién para fluidos no newtonianos'?3

_ (AP — APyy)
dnn = (AP — APy) ain

* Validacién del modelo PM.

La comparacién de los resultados se realiza de manera analitica. Estas
comparaciones se hicieron para flujo de agua y de polimero. La concordancia es
excelente para los casos de flujo de agua, demostrando la validez del método VE
usado en el modelo. La igualdad de los resultados de flujo de polimero, también es
bueno, pero tienen discrepancia causada por el uso de los promedios por espesor
de las propiedades del yacimiento.

2.2.2 Metodologia del modelo predictivo para inyeccion de polimeros y agua,
PM. Para desarrollar el modelo predictivo PM, es necesario realizar la siguiente
secuencia de pasos:

a. Formulacién generalizada de equilibrio vertical.

1. Calcular la funcién de gravedad adimensional con la ecuacion 85.

2. Determinar el promedio de la razébn de movilidad para una seccidn
transversal (ecuacion 86).

123 |bid., p. 6.
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Calcular el flujo fraccional, aplicando el equilibrio vertical dado en la ecuacién
84.

4. Hallar la presion capilar en direccion z, con la ecuacion 90.
5. Determinar la relacién entre la longitud efectiva y el espesor (RL), mostrada
en la ecuacion 75.
b.  Efectos de polimero.
1. Hallar la concentracion total de polimero, usando la ecuacion 92.
2. Determinar el numero de reduccion de poro adimensional con la ecuacion
108.
Ecuacién 108. Numero de reduccion de poro adimensionalt?*
1 1
MP§ * [u 3
Ns=3.9%1073 [1 !
6}
1)
Donde

M, = Peso molecular del polimero, [g/mol].

3.

Hallar el factor de reduccion de permeabilidad, siguiendo la ecuacion 109.

Ecuaciéon 109. Factor de reduccion de permeabilidad!?®

R =(1-Ng)™

Recalcular la razon de movilidad, teniendo en cuenta los efectos del polimero
(ecuacion 93).

Recalcular el flujo fraccional expresado en la ecuacion 84.

124 HIRASAKI, G. J. y POPE, G. A. Analysis of factors influencing mobility and adsorption in the flow
of polymer solution through porous media. En: Society of Petroleum Engineers Journal. Agosto de
1974. vol. 14, no. SPE-4026-PA, p. 341.

125 1bid., p. 341.
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Barrido areal.

Calcular el volumen poroso desplazable adimensional, usando la ecuacion
96.

Calcular el volumen poroso desplazable por el fluido desplazante, con la
ecuacion 95.

Hallar la razén de movilidad en el punto extremo (ecuacion 97).

Con la ecuacion 99, iterar a valores de t,; dados, hasta lograr convergencia
en los valores de tp, ¥ E4. Calculando de eficiencia de barrido areal.

Calcular el tiempo adimensional del volumen inyectado aparente, siguiendo
la ecuacion 99.

Redefinir el volumen poroso desplazable por el fluido desplazante, para el
célculo promedio de la saturacion de agua sobre la seccion transversal del
yacimiento (ecuacion 100).

Calcular el petréleo producido acumulado, con la ecuacion 102.

Diferencial de presion.

Determinar la relacion de conductividad, utilizando la ecuacion 104.

Hallar la movilidad total, mostrada en la ecuaciéon 106.

Calcular la tasa de inyeccion base para un patron de cinco puntos, dada por
la ecuacion 105.

Determinar la tasa de inyeccion para fluidos newtonianos mediante la
ecuacion 103.

Efectos no newtonianos.

Calcular la tasa de inyeccion para fluidos no newtonianos, siguiendo la
ecuacion 107.
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2.3 MODELO PREDICTIVO PARA INYECCION DE POLIMEROS, PFPM

El modelo predictivo para la inyecciéon de polimeros, Polymer Flood Predictive
Model — PFPM, fue desarrollado por el Consejo Nacional de Petroleo (NPC) de
Estados Unidos, con el objetivo de continuar un estudio realizado acerca del
potencial de yacimientos para el recobro mejorado de petroleo (1982-1984). El
proyecto fue respaldado por el Departamento de Energia (DOE) Bartlesville
Project Office. A continuacion, se realiza una descripcion del modelo, segun el
documento publicado por el Departamento de Energia de Estados Unidos.1?6

Las premisas importantes de este modelo predictivo son:*?’

* Los fluidos y la roca son incompresibles.

* La inundacion es isotérmica.

* No hay cambios de volumen en la mezcla.

* El efecto de la salinidad en la viscosidad del polimero, es despreciable.

* La fuerza de gravedad y las fuerzas capilares son despreciables.

* No ocurre digitacion viscosa.

* La dispersion del perfil de la concentracion del polimero, es despreciable.

* El banco de polimero inyectado, desplaza completamente el agua connata
con poco o nada de mezcla.

* No hay flujo cruzado entre capas.

* Cada capa es homogénea en permeabilidad, porosidad, espesor y Swi.

* El volumen poroso inaccesible por la solucion de polimero, es despreciable.

* La adsorcion de polimero y entrampamiento son instantaneos e irreversibles.

Varias suposiciones adicionales se discuten a lo largo de la metodologia.
2.3.1 Descripcion del modelo predictivo parainyeccion de polimeros, PFPM.

* Teoria de flujo fraccional.

En el modelo, se aplica la teoria de flujo fraccional de Buckley-Leverett (1942),
para los célculos lineales de la inyeccion de agua y/o polimeros. Solamente se
considera inyeccion continua del polimero.

126 DEPARTMENT OF ENERGY OF THE UNITED STATES OF AMERICA y MINISTRY OF
ENERGY AND MINES OF THE REPUBLIC OF VENEZUELA. Polymer Predictive Model,
Supporting Technology for Enhanced Oil Recovery, Fossil Energy Report 111-4. 1986. p. 1-409.

127 |pid., p. 20-21.
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La ley de conservacion, se describe mediante las expresiones de continuidad
(ecuacion 110 y ecuacion 111), para agua Yy polimero, las cuales tienen una
solucion analitica en el modelo predictivo para inyeccion de polimeros.

Ecuacién 110. Continuidad 1128
afw) _ (asw)
”( 5, ) =%\

Ecuacion 111. Continuidad 212°

(D) o250 200

Dénde:
CP, = Concentracién de polimero adsorbido.

Figura 24. Perfil de saturacion antes de la ruptura de agua, inyeccion de
agua/polimeros!3°

1 T
|
|
1 -Eﬂrw I
w3
E'IH | Sw2 .
|
I
| Swr
Polymar |
Wltur-—:—annnatu wWater
L]
) I
Xp

128 |bid., p. 21.
129 |bid., p. 21.
130 |bid., p. 39.
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Normalmente, se forman dos discontinuidades en la saturacion durante la
inyeccion de polimeros, tal y como se observa en la figura 24: Swz, saturacion del
frente de agua connata (asi mismo en la inyeccién de agua), y Sws, saturacion del
frente del polimero (es decir, donde el agua cargada de polimero contacta el agua
connata). Sws, se determina por medio de la tangente a la curva de flujo fraccional
polimero-petréleo de la figura 25, que pasa a través del punto (-Dsp,0); donde Dsp,
es la relacion entre la adsorcion de polimero en el volumen poroso y el volumen
poroso inyectado. El frente del polimero (Sws,fws), viaja a cierta velocidad como se
muestra en la ecuaciéon 112.

Figura 25. Flujo fraccional, inyeccion de agua/polimeros?!3!

| 1=Sorw
Swa fwd
§ Bwzr w2 Oll and Water
W with Polymer
Oil and Water
f’
“Dsp Sw |

Ecuaciéon 112. Velocidad del frente del polimero3?

dxp _ fws — fwz _ fw3
dl Swz = Swz  Swz — Dsp

131 |pid., p. 39.
132 |bid., p. 22.
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Donde:
xp = Ecuacion 80.
qt

I = Volumen poroso inyectado = )

La ruptura del frente del polimero sera en x = L, después de inyectar un volumen

Sw3—D.
poroso | = =2—F,
fws

De manera similar, la saturacion del frente de agua connata, Swz, se da por la
interseccion de la tangente que pasa a través del punto (Swirm,0), en la curva
normal de flujo fraccional agua-petroleo; Swir Se define como la saturacion de agua
irreducible. La ecuaciéon 113, representa la velocidad de este frente de agua.

Ecuaciéon 113. Velocidad del frente de agua connata®3?

de fWZ

dl — S,; — Swi

Doénde:
Syi = Saturacion de agua inicial = S,

La ruptura del frente de agua connata, serd después de inyectar un volumen

Sw2=S
poroso | = =2,
fwz

La producciéon de petréleo, se presenta como se muestra en la figura 26; corte
100% hasta la ruptura de Sw2 (frente de agua connata), corte constante desde fw2

hasta la ruptura de Sws (frente del polimero), y corte decreciente de S,, — S,irr +

(1 - f,)tp, donde t, = %134.

dSw

Cuando la saturacion de agua inicial es mayor a Swir, l0s resultados anteriores se
modifican, pues habria agua movil; la primera discontinuidad de saturacion seria
desde S,,; > S,,irr hasta S,,,, y cambiaria el corte de petréleo.

133 |bid., p. 22.
134 |bid., p. 22.
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Figura 26. Produccion de petréleo, inyeccion de agua/polimeros?3®

Np

I
|
|
1=Sorw-Swr l
| |
l |
| Water BT | Polymer BT

o =

A

o

* Método de tubo de corriente para calculos de barrido areal y vertical.
Para el modelo, se utiliza una aproximacion de tubo de corriente (Higgins y
Leighton, 1962; LeBlanc y Caudles, 1971), en los calculos de barrido areal y

vertical, como se muestra en la figura 27.

Figura 27. Modelo de cinco puntos36

Streamtubes

Production Wail

Injection Wall
b

Cada capa del yacimiento se divide en uno, cuatro u ocho tubos de corriente, para
conectar el pozo productor con el pozo inyector en un patrén de cinco puntos. Por
medio de la t