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GLOSARIO

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

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

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

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

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

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

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

BASAMENTO: capas de roca por debajo de las cuales no se espera que existan
yacimientos de hidrocarburos econdémicos. Los basamentos corresponden
normalmente a rocas igneas o metamoérficas deformadas, mas antiguas, que rara
vez desarrollan la porosidad y la permeabilidad necesarias para actuar como un
yacimiento de hidrocarburos, y por debajo del cual las rocas sedimentarias no son
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comunes. Las rocas de basamento habitualmente poseen diferente densidad,
velocidad acustica y propiedades magnéticas que las rocas suprayacentes.

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

CUENCA: una depresion de la corteza terrestre, formada por la actividad tecténica
de las placas, en las que se acumulan sedimentos. La persistencia de la
depositacion puede producir un grado adicional de depresion o subsistencia. Las
cuencas sedimentarias, o simplemente cuencas, pueden tener forma de cubeta o
fosa alargada.

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

ROCA GENERADORA: una roca rica en contenido de materia organica que, Si
recibe calor en grado suficiente, generara petréleo o gas. Las rocas generadoras
tipicas, normalmente lutitas o calizas, contienen aproximadamente un 1% de
materia organica y al menos 0,5% de carbono organico total (TOC), si bien una
roca generadora rica podria contener hasta 10% de materia organica.

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

VISCOSIDAD: propiedad reolégica mas importante del fluido de fractura que
cuantifica su resistencia al flujo.
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YACIMIENTO: estructura geoldgica de volumen limitado, con acumulacion natural
de hidrocarburos en estado liquido y/o gaseoso.
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RESUMEN

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

Dado estas condiciones, en este trabajo se presenta un estudio de recuperaciéon
terciaria (inyeccion quimica ASP), con el objetivo de mostrar varios casos en los
que se puede mitigar el efecto de la disminucién de produccién de petrdleo y el
aumento en el factor de recobro. Es necesario describir las caracteristicas
geoldgicas y propiedades del yacimiento del Campo A0 para asi comprender la
razon en la seleccion de los casos de estudio.

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

OBJETIVO GENERAL

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

candidatos de un Campo i A0 u beh la @uénza de los Llanos Orientales.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

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

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

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

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

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

6. Determinar la viabilidad financiera de la inyeccion quimica (ASP) del Campo A
de la empresa CEPSA Colombia S.A mediante el indicador valor presente neto
(VPN).
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1. GENERALI DADES DEL CAMPO fAAO0 IDARIOS A CUE!
ORIENTALES

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

11HI STORI A DEL CAMPO fAAO

La histor i a del Campo AAO se remonta al afo 169
CHEVRON, empez6 actividades de exploracion en el bloque bajo el cual se firmé

un Contrato de Exploracién y Produccion, perforando en el afio 1987 el primer

pozo exploratorio P-1, asociado al Campo A y en el cual encontré hidrocarburos

en las arenas C-7 de la Formacién Carbonera, alcanzando una profundidad de

5.700 pies y fue clasificado como productor no comercial.

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

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

Asi mismo en el afio 2008, la empresa CEPCOLSA (Compafiia Espafiola de

Petréleos en Colombia S.A.) renombrada como CEPSA (CEPSA Colombia S.A.)

en el 2015, adquirié los derechos de operacion del Bloque. Entre los afios 2008 y

2010, CEPSA perfor - en el Camde-9yae-10 os p
Todos los pozos de este campo producen de la formacion Carbonera C-7.

A octubre de 2018, el Camp - AAO, se encue
bajo la operacién de CEPSA.

1.2 LOCALIZACION

El Campo AAO, se eenColombiat en ta pdrie Ceatlo-Ocidedtal
de la Cuenca de los Llanos Orientales, en el departamento del Meta en la
jurisdiccién del municipio de Puerto Gaitan. En la Figura 1 se puede observar la
|l ocalizaci-n del Campo AAO.
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Figural.Local i zaci - n ,@uerca d€ ashfams @Grienbales, Colombia.
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Para acceder al Campo fi A 0artiengo desde la ciudad de Bogota, capital de

Colombia, se debe tomar la ruta 40 de INVIAS, la cual pasa por la ciudad de
Villavicencio, los municipios de Puerto Lépez y Puerto Gaitan. Continuando por

esta ruta, se debe tomar la via de Alto Neblinas, y a la altura del kilbmetro 3 +130

hay wuna bifurcaci-n en direcci-n SuEsekeste | a
recorrido tiene una distancia aproximada de 280 km.

1.3MARCO GEOLOGICO

En esta sesibn se describen las principales caracteristicas geoldgicas
relaci onadas c o n endd Cudbeande dos HBlakas, Orientales,
especificamente en el Piedemonte Andino, comprendiendo la estratigrafia,
geologia estructural y del petréleo, haciendo énfasis en la zona de interés y su
sistema petrolifero.

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

En el sector del Bl oque petrolero y del Can
restringe a un Paleozoico, en el cual reposan discordantemente secuencias

sedimentarias pertenecientes al Cretacico Superior y al Terciario, el cual

corresponde a las unidades de la Formacion Carbonera hasta la Formacion

Guayabo. Cabe resaltar que todo el registro litologico desde la Formacion Barco

(Paleoceno) hasta las arenas de la Formacion Mirador (Eoceno Medio) al igual

gue la secuencia inferior del Cretacico, no se encuentran presentes en el sector,

debido a pinchamientos y/o no depdsito de las mismas.

En la Figura 2 se presenta la columna estratigrafica generalizada de la Cuenca de
los Llanos Orientalesenl a cual se ubica el Campo AAO0, Yy
del Campo fAAO.

1.3.2 Estratigrafia. A continuacion, se hace una breve descripcion de las
unidades estratigréaficas presentes en la Cuenca de los Llanos Orientales donde se
encuentra ubicado el Campo fAAO0,. de | a m8s an

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

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

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

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

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

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

3 Ibid., p. 6

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

9 Carbonera CL1. Este es el miembro superior de la Formacién Carbonera. El tope
de esta unidad se caracteriza por la aparicion de areniscas cuarzosas luego de
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una secuencia de lutitas. Puede tener espesores de hasta 1.400 ft en la cuenca. A
lo largo de esta unidad puede observarse una secuencia de arenas de grano fino a
medio, localmente grueso con intercalaciones de 40 pies de arcillolitas verdes,
grises y pardas amarillentas, lutitas y limolitas verde claro a medio y gris claro a
blanco. Las arenas pueden presentarse en espesores de hasta 70 pies, y pueden
correlacionarse facilmente entre pozos. Esta formacion es de origen fluvial, siendo
las arenas depdésitos de canal y las arcillas y limolitas depésitos de superficie de
inundacion.

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

1.3.2.10 Formacion Guayabo. Segin DE PORTA, se le asigna una edad de
Mioceno Medio 1T Superior. Se compone de una secuencia de gravas y arenas,
con pequefas intercalaciones de arcillolitas que reflejan un ambiente continental -
fluvial; el ambiente de depositacién de esta formacién fue el resultado del rapido
levantamiento de la Cordillera Oriental en el Mioceno Superior. Su espesor
promedio en la cuenca es de 4.200 i 9.000 pies. La Fm. Guayabo se encuentra en
contacto concordante con la Fm. Ledn que la infrayace y en contacto discordante
con la Fm. Necesidad que la suprayace.

1.3.2.11 Formacién Necesidad. Segun CEPSA Colombia S.A.*%, su edad es
considerada como Plioceno - Pleistoceno. Consta de arcillas de color rojo y
azulado alternado con areniscas de grano grueso que pueden pasar a
conglomerados. Su espesor varia entre 66 y 130 pies. Su ambiente de
depositacion es continental 7 fluvial. La Fm. Necesidad se encuentra en contacto
discordante con la Fm. Guayabo que la infrayace. La Formacion Necesidad no se
presenta en el Campo AAO debido a pinchamien

1.3.3 Geologia Estructural. Como describe CEPSA Colombia S.A.*?, la formacion
productora del C a eng en efimedvalee &7 aptoximdnamente a
una profundidad de 4000 pies bajo el nivel del mar.

El &rea del capo se encuentra en un area de un monoclinal de buzamiento general
en direccion Noroeste, que es interrumpida por fallas normales de poco
desplazamiento, entre 50 y 100 pies de salto. Los planos de fallas presentan
principalmente rumbo SW-NE, afectando las areas de varios campos del Bloque,
i ncluyendo ely se&Cabsepad cieficAdesplazamiento entre campos,

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

10 hid., p. 258

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

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

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

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

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

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

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

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

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

1.3.4.2 Roca Reservorio. Las principales rocas almacenadoras productoras en la

cuenca y especialmente sobre el borde oriental, son las areniscas basales de la

Formacion Carbonera, la Formacién Mirador y las areniscas de la Formacion

Guadalupe, Segin CEPSA Colombia S, A%, | as rocas reservorio de
corresponden a las areniscas de la Formacion Carbonera de la unidad operacional

C7, cuyas porosidades y permeabilidad promedio es de 25% y 600 md
respectivamente.

En el caso especial del Ca mp o, laifémacion més importante y potencialmente
petrolifera corresponde a la Formacion Carbonera, exclusivamente la unidad C-7
sobre diferentes sub-niveles arenosos.

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

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

Ybid., p. 21
15 pid., p. 21
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1.3.4.4 Roca Sello. En la Cuenca de los Llanos Orientales la roca sello
corresponde a la Formacion Ledn. En la Unidad C-7, de la Formacion Carbonera,
el sello para este horizonte productor esta constituido por la Unidad C6, la cual se
caracteriza por contener arcillolitas, lutitas y limolitas principalmente presentes en
losCamposfi A0 y otr os per t ebstesinierealatienss delddolidd
actuan como pequeiios sellos locales que impiden la migracion de fluidos de forma
vertical.

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

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

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO

Lahist oria de producci - -n del Campo #AAO
como area comercial con la produccién del pozo P-2 con una taza de 2,128 BOPD
con un API de 20.9, y 119 BWPD. En esta seccion se presentan los métodos de
produccion, tiempo de produccion, numero de pozos, caracteristicas del
yacimiento, y curvas de produccion.

1.4.1 Método de Produccion. Se han realizado mdultiples pruebas de presion
(Drawdowns y Pressure Build Up) en los pozos del Blogue con el objetivo de
ampliar el conocimiento de los parametros de yacimiento, asi como monitorear la
evolucion de la presion. En general, se ha interpretado la presencia de un acuifero
activo, con altas permeabilidadesentre0 . 5 y 5. Dar cyos

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

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

16 pid., p. 22
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1.4.2 Numero de Pozos y Tiempo de Produccién. El primer pozo productor

comercialper t eneci ent e al -Za ooglempézé aproduciefluidos P
desde el afio 2004. Como tal, la madurez de este campo es de 14 afios, a pesar
de que el pozo de desarrollo P-1 haya sido perforado en el afio 1987.
E I Campo ANAO posee naeveo(®) tpards rpreduatdoses y2d0sl(8),
pozos abandonados. La produccién de estos nueve pozos, los cuales conforman
el Campo HAAO, es enviada a | a Estaci-n fAAO0,
de otros cuatro (4) campos. La Tabla 1 relaciona informacion basica de dichos
pOZos.
Tablal.l nf or maci -n general de | os pozos pertene
Fecha de
Pozo Estado Actual Inicio de BOPD BWPD
Produccion
P-2 Productor 23/04/2004 3 396
P-3 Productor 16/04/2009 239 1493
P-4 Productor 15/01/2005 1653 83
P-5 Productor 15/05/2005 221 55
P-6 Productor 2/06/2005 519 58
P-7ST Productor 15/07/2005 304 65
P-8 Productor 13/08/2005 197 197
P-9 Productor 26/09/2008 299 339
P-10 Productor 29/09/2010 0 503

Fuente: CEPSA Colombia S.A. Informe Técnico Anual Bloque 2009. Bogota. 2009, p.67 - 69;
modificado por los autores.

Adi ci
lyelP-7.

1.4.3 Caracteristicas del Yacimiento. E n

onal

ment e,

el Campo

el

i Ao

Campo

cuent a

AAO,

estras han t

con dos

(0]

de corazones de las arenas de la Fm. Carbonera C-7 y se han analizado mediante
pruebas PVT. A continuacion, se presenta la Tabla 2 que relaciona las principales
propiedades de los fluidos para este Campo.

47



Tabla2.Pr opi edades de | os fluidos del Campo AAO0
Item Nombre Simbolo Valor Unidad
1 Gravedad API °API 20,9 API
2 Presion de Burbuja Pb 64 Psig
3 Factor Volumétrico del Petréleo Bo 1,041 RB/STB
4 Factor Volumétrico del Petrleo | Bo @Pb 1,05 RB/STB
@Pb
5 Gas en Solucién Rs 7 SCF/STB
6 Densidad del Petréleo po 55,74 Ib/ft3
7 Densidad del Petréleo @Pb po @Pb 55,26 Ib/ft3
8 Compresibilidad del Petréleo Co 3,74E-06 psit
9 Viscosidad del Petroleo ‘0 12,0 cP
10 | Viscosidad del Petréleo @Pb ‘0 @Pb 9,755 cP
11 | Porcentaje de Acido Sulfhidrico %H2S 0 %
12 | Porcentaje de Dioxido de %CO2 0,18 %
Carbono
Fuente: CORE LAB PETROLEUM SERVICES. Reservoir Fluid Study, HUPECOL LLC, P-2 well,
Formation: Carbonera C-7. 23 de septiembre de 2004.
1.4.4 Curvas de Produccion. En la Tabla 3 se muestra la produccion actual y
acumul ada del Campo AAO para el 9 de julio d
Tabla3.Pr oducci -n Actual y Acumul ada del Campo
Produccion Actual Produccion Acumulada
Petréleo 1.247 BOPD 14.164.022 BO
Agua 22.718 BWPD 70.681.332 BW
Fuente: CEPSA Col ombi a S. A. Base de Datos Campo fAAO.
En la Gréfica 1 se presenta el historial de produccion, y en la Grafica 2 se
presenta el hi storial de producci-n acumul ad

48



~

Gréfical.Hi st ori al de Producci - -n del Campo AAO.
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Gréfica2.Hi st ori al de Producci-n Acumul ada del Campo AAO
Produccion Acumulada del Campo "A"
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2. GENERALIDADES DE RECOBRO PRIMARIO, SECUNDARIO Y TERCIARIO

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

La explotacion de petroleo se subdivide principalmente en tres etapas: Primaria,
secundaria y terciaria. La produccion inicial de un yacimiento resulta de aquellas
técnicas aplicadas a crudos livianos con el fin de generar un desplazamiento
ocasionado por la energia natural que existe en el yacimiento. El fluido es drenado
naturalmente hacia los pozos debido a la diferencia de presion existente entre el

yaci miento y el fondo del pozo, siendo

adicionalmente se decide implementar un sistema de levantamiento artificial el
cual ayude a transportar el crudo de fondo a superficie. En la Figura 3 se puede
observar un diagrama esquematico de los métodos de recobro mas empleados.

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

Souce i porlen el RECUPERACION PRIMARIA

natural del yacimiento

Rendimiento original Rendimiento corregido
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Electromagnetismo
SAGgD ! Gases de Combustidn AP/ AS / ASP
Emulsiones

Recuperacion Mejorada de Crudos

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

2.1 MECANISMO DE RECOBRO PRIMARIO

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

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

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

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

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

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

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

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

Los factores o las variables que puedan estar sujetas directamente a la eficiencia y

la recuperacién de crudo, van a ser, la posicién estructural del acuifero, la

geologia y la heterogeneidad del yacimiento, sin embargo, la recuperacion de
crudo mediante el empuje hidr8ulico &el ya
del petrdleo original in-situ.

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

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

Figura 5. Empuje hidraulico

g Pozos de

o3 producclén\.

gas en yacimientos petroliferos.

El mecani smo de e mApuU|jpea adicecltes Qieelap de lafunidad
C7, de fondo a tope: C7M, C73, C72, C71, C7B & C7A. Las dos primeras
unidades, C7-M, son yacimientos de arenas masivas principalmente, con
espesores tipicos entre 20 y 40 ft de neto, con permeabilidades altas, variando
entre 500 a 5000 mD, y donde el acuifero es de fondo. Las unidades superiores,
C7-3,C7-2,C7-1, C7-B y C7-A, lo forman arenas de poco espesor (<20ft de neto)
con intercalaciones de arcillas y menor continuidad lateral que el C7-M. Las
permeabilidades varian entre 500 a 2000 mD, y la entrada del acuifero es lateral.

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

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

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

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

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

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

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

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

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

3. Valvula de retencion y purga.

4. Cabeza de descarga

5. Bomba multi-etapas

6. Intake de la bomba

7. Sello/protector

8. Extension plana

9. Motor

10.Base universal o sensor de fondo.

Figura 6. Partes del
equipo de BES
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Fuente: ESCANO
SUAREZ, Nadin.
Diapositivas Bombeo

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

Todos | os pozos pr oAa cuounkkistana dgellevaGtammepto
artificial BES.

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

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

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

2.2 MECANISMO DE RECOBRO SECUNDARIO

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

Va a constar de 3 etapas:

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

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

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

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

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

Figura 7. Inyeccion de agua y de gas al tiempo

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

en yacimientos petroliferos.

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

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

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

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

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

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

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

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

Gran eficiencia de desplazamiento.

Respuesta rapida en superficie.

Se utiliza en yacimientos con poco buzamiento.

Facil control de la inyeccion de agua y del frente de invasion.

[ I - - B

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

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

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

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

La inyeccion de gas externa se caracteriza principalmente por ser usada en
yacimientos con altas permeabilidades y que contenga deformidades geoldgicas

con el fin de que el gas pueda desplazar el crudo. Como ventaja, se tiene que el
barrido y el uso de las fuerzas gravitacionales sean mas eficientes que en la

Ai nyecci -n de gas internao, no obstante,
vertical del yacimiento para que este proceso funcione adecuadamente, teniendo

en cuenta la geologia del yacimiento.
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1 Inyeccion de gas interna. El gas en este método es inyectado dentro de la
zona de petréleo. Se utiliza generalmente en yacimientos en donde se evidencia
un empuje por capa de gas, donde no hay capa de gas inicial y donde no se
pueda desarrollar una capa de gas secundaria. Se tiene que tener en cuenta que
el gas inyectado va a llegar a los pozos productores en poco tiempo y que para
gue funcione adecuadamente el yacimiento tiene que ser homogéneo. Se tienen
gque manejar varios puntos de inyeccion debidamente arreglados y que la
permeabilidad efectiva del gas sea baja.

2.3 RECUPERACION TERCIARIA

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

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

Figura 8. Inyeccion de ASP.
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Fuente: PDVSA-CIED, 1998.

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

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

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

Inyeccion AP
Inyeccion AS
Inyecciéon SP
Inyeccion ASP

cCccc

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

2.4 CRITERIOS DE SELECCION PARA LOS MECANISMOS DE
RECUPERACION

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

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

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

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

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

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

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

21 ASTRO DATA S.A. Desplazamiento miscible. Junio 22, 2009. Maracaibo. Venezuela. p. 5.

63



U Mojabilidad mixta: es un tipo de mojabilidad fraccional donde las superficies
mojadas por aceite forman canales o caminos continuos a través de la roca.

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

Figura 9. Roca fuertemente mojada por agua.

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

GRANO DE
© ARENA ACEITE l:' AGUA

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

Figura 10. Roca fuertemente mojada por petroleo.

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

América, 2017.

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

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

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

Figura 11. Ejemplo tension superficial
e interfacial.

Pelicula superficial

Moléculas externas en la
Interfase Aire - Petréleo

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

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

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

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

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

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

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

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

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

2.4.8. Razon de movilidad. La raz-n de movilidad denomi
hacerse referencia a la razén entre la movilidad de la fase que va a generar el
desplazamiento o barrido, ya sea agua o gas, y la movilidad de la fase que se

quiere desplazar, petréleo. Esta es una de las caracteristicas mas importantes a

tomar en cuenta al momento de hacer la inyeccion de los fluidos ya que se va a

ver afectada la permeabilidad efectiva y la viscosidad de los fluidos que van a

generar el barrido y el fluido que se va a desplazar.

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

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

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

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

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

Figura 12. Arreglo de
linea directa.
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Fuente: PARIS DE
FERRER, Magdalena.
Inyeccién de agua y gas
en yacimientos
petroliferos.

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

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

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

Magdalena. Inyeccion de agua y gas
en yacimientos petroliferos.

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

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

Figura 16. Arreglo de 4 pozos.

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

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

2.5 APLICACION RECUPERACION TERCIARIA DE METODOS QUIMICOS

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

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

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

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

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

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

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

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

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

Z AIHE. PGE Petroleo y Gas. 9na edicion. Quito, Ecuador. 2016. p. 35.

241bid. p. 36.

2SACOSTA, T. ROJAS, D. ZAPATA, J. CALDERA, G. JIMENEZ, R. MANRRIQUE, G. GHENEIM, T.
AZACOT, A. Recuperacién mejorada en un yacimiento de alta complejidad estratigrafica: Campo
Casabe, ACIPET, Bogota DC, 2017. p.4
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descubierto en 1941 con el pozo CSBE-1, convirtiéndolo en un campo maduro de
la comparfiia Shell de Colombia, sin embargo, su explotacién comercial se inici-Ven
junio de 1945, logrando su desarrollo completo en 1958 después de haber
perforado 448 pozos, de los cuales 10 resultaron secos. La maxima tasa de
produccién se alcanz-Wen 1954 con 46000 BOPD. Los estimados oficiales de
aceite original en sitio son de 1700 MMbils, pero el estudio realizado en el afio
2008, luego de la interpretacion sismica arroj- un volumen inicial de aceite de
1780 MMbls.

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

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

El proceso de recuperacion mediante la inyeccion de polimeros se desarrolla en el
Blogue 6 en las arenas A2/A2i pertenecientes a las Formacién Colorado, en donde
se venia inyectando agua continua desde el afio 1979. Este proceso de
recuperacion est8 ayudando a corregir los problemas tipicos de la inyeccion de
agua en el campo como lo son los problemas de infectividad, digitacién viscosa,
canalizacion y dificultades de desplazamiento generadas por fuerzas capilares
propias de este método, obteniéndose como resultado mejor barrido de aceite y
por ende un mayor factor de recuperacion.

Actualmente, segun con la informacién del articulo de ACIPET?’, se realiza la
inyeccion de agua mejorada con polimero en cuatro pozos inyectores existentes,
generando la construccion de las facilidades requeridas para la mezcla e inyeccion
de polimeros en los pozos inyectores, as2domo las adecuaciones necesarias para
cumplir con los objetivos del piloto. Por otro lado, se viene ejecutando un plan
intensivo de monitoreo integral que ha permitido evaluar la eficiencia y los
resultados del proyecto mostrando como resultado un aumento en la produccion

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

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

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

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

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

2GONZALES, Laureano. PADRON, Aaron. Simulacion y Optimizacion de una prueba piloto de
inyeccion de polimeros como proceso de recuperacion mejorada en un yacimiento de crudo
extrapesado con acuifero activo, ACIPET, Bogota DC, 2017, p. 1.

2 |bid. p. 2.

73



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

La fase piloto del proyecto de recobro mejorado mediante la inyeccion de quimicos
(CEOR) del Camp o 0 Boé Llamos Olieatale€ seeaealizéamediante
un patrén de inyeccion de cuatro puntos invertido, conformado por un pozo
inyector y tres pozos productores. La inyeccidon se realiz6 a través de la arena
productora con el fin de mejorar el recobro de crudo debido a la reduccion de la
saturacion de aceite residual y a la mejor eficiencia de barrido en el yacimiento.

En la Tabla 4, se puede apreciar las fechas en las que se inicio y finalizo la
inyeccién de los quimicos respectivamente, los pasos que realizo CEPSA
Col ombia S. A. en e |Cue@a deglos LIANBD Orientales lyda
reaccion en fondo de la combinacién quimica inyectada.

Tabla 4. Fechas en donde se realizaron las inyecciones.

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

yacimiento del area del piloto.

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

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

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

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

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

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

En este capitulo se presentan las generalidades de los quimicos utilizados en la

industria petrolera para el recobro terciario, los criterios de seleccion, la

formulacién quimica ASP seleccionada y el planteamiento de los diferentes

escenarios de simulacion. Los escenarios de simulacion de la presente

investigacion se realizan en la unidad C7-A d e | Campo fiAouenchi
de los Llanos Orientales debido a que se presenta buena continuidad en los

cuerpos de arena entre los pozos del Campo estudiado.

3.1 GENERALIDADES DE LOS QUIMICOS UTILIZADOS EN RECOBRO
TERCIARIO

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

Figura 18. Proceso de inyeccion de polimeros.

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

PETROLEO RESIDUAL

N\

\ EMPUIE DE AGUA

N

AGUA CONNATA

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

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

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

Tabla 5. Criterios de disefio de polimeros.

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

> 10% del VP del petroleo

Saturacion de petroleo A
movil

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

1. Arenisca preferiblemente,

pero pueden ser usados en

LITOLOGIA carbonatos.

2. Se deben evitar las calizas
con alta porosidad.

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

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

Modificado por autores.

FACTORES FAVORABLES

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

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

Los surfactantes se clasifican en tres grupos principales:

30PARIS DE FERRER, Magdalena. Op., Cit., p. 316
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U Anidnicos (carga negativa), los cuales son estables, presentan baja adsorcion,
y son econoémicos.

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

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

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

Figura 19. Proceso de inyeccion de surfactantes.

POZO INYECTOR

POZ0O PRODUCTOR

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

N\

EMPUIJE DE

\\ AGUA

TAPON DE
SURFACTANTE

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

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

0 Mantener la concentracion menor o igual a 0.25 mol/L de hidroxido de sodio en

el agua a inyectar.
U Mantener la TIF entre 0.001 a 0.01 dinas/cm.

78



En la Tabla 6 se presentan los principales criterios de disefio para surfactantes.

Tabla 6. Criterios de disefio de surfactante.

PETROLEO RANGO
Gravedad > 25 API

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

Temperatura <175 Grados Fahrenheit

Saturacidon de petroleo =30 %

Permeabilidad > 20 md

Espesor neto =10 pies

Profundidad > 8000 pies

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

2. <100000 ppm de solidos totales

AGUA disueltos.

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

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

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

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

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

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

POZO INYECTOR POZ0 PRODUCTOR

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

PETROLEO RESIDUAL

N

\\ EMPUIE DE

TAPON DE

AGUA ALcALl

AGUA CONNATA

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

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

i

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

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

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

Emulsificacion y arrastre del petréleo

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

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

i
i

i

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

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

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

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

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

311bid., p. 318.
32|bid., p. 319.
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Ventajas:

El proceso es relativamente econémico.

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

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

cCccoc

Desventajas:

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

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

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

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

Tabla 7. Criterios de disefo de alcali.

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

Debe determinarse la reaccion de los gquimicos alcalinos con los

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

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

Saturacién de petroleo  Sor después de la inyeccién de agua.

Espesor neto No Critico

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

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

concentraciones cauticas altas.

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

LITOLOGIA 2. Consumo causticode las arcillas

<15 meq NaOH/100 g de roca.

3. arenas limpias.

1. Yacimiento parcialmente mojado

FACTORES FAVORABLES por petroleo.

2. Saturacion alta de petrolec movil

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

AGUA
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3.2 CRITERIOS DE SELECCION PARA LA INTERVENCION QUIMICA DE LOS
POZOS PERTENECI ENTES AL CAMPO #dAAO

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

3.2.1 Produccion. Como se mencioné en el Capitulo 1 e | Campo AAO co
nueve (9) pozos productores. De estos pozos, solamente siete (7) producen o han
producido de la Formacién C7-A, siendo estos el P-3, P-4, P-5, P-6, P-7ST, P-8,

P-9. De la Gréfica 3 a la Grafica 9 se presentan las graficas de produccién para

estos pozos en la formacion mencionada anteriormente.

Gréfica 3. Produccion de agua y de petroleo del pozo P-3 en la arena C7-A.

Produccién P-3 (C7-A)
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., informacién de produccion de pozos.

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

Tabla 8. Datos del completamiento en C7-A.

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

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

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

3.2.4 Distancia entre pozos y profundidades. En la Figura 21 se observa el
mapa estructur al del Campo fdedarmaAeduimidd o n a |
en la Tabla 9 la distancia aproximada entre los pozos.

by

Figura 21. Mapa estructuraldelCamp o A A0 .
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Fuente: CEPSA Colombia S.A.

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

Pozos Distancia (m)
P-61 P-5 624
P-51 P-10 409
P-107 P-2 402
P-21 P-7ST 470

P-7ST 1 P-3 752
P-37 P-4 550
P-47 P-8 520
P-81 P-9 602

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

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

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

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

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

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

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

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

Tabla 10. Especificaciones técnicas del metaborato de sodio tetrahidratado.

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

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

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

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

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

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

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

Tabla 12. Propiedades de rendimiento.

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

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

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

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

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

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

Fuente: CEPSA Colombia S.A.

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

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

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

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

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

3.4.1 Escenario de simulacién #1. Este escenario de simulacion se basa en la

creacion de un pozo inyector PI-1, en las coordenadas de A X0 4041787 'y
3163724, el cual esta situado entre el pozo P-7ST y P-5, debido a que estos dos

pozos tienen una muy buena produccién de petréleo al ser comparados con el

resto de los pozos del Campo. Por otro lado, se crea el pozo inyector en estas
coordenadas con el objetivo de realizar una inyeccion en la zona mas baja del
Campo fnAOo.

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

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

3.4.2 Escenario de simulacion #2. En este escenario se crea el pozo PI-2, el cual

se encarga de la inyeccion quimica, ubicado entre el pozo P-8 y P-9 con
coordenadas de AXo0 igual a SkOetiGex2d elRl-2A YO i
en esta zona debido a que los pozos productores a su alrededor tienen una

presion de fondo buena para realizar la inyeccién. Por otro lado, se toman en

cuenta la produccion, la profundidad y la continuidad de los cuerpos de arena de

los pozos a su alrededor.

Para este arreglo se tiene un volumen poroso igual a 295929 Bls, por
consiguiente, se decide implementar una inyeccion entre Enero 1 y Julio 1 del
2020 de 1000 Bls por dia de agua, generando el 61% del volumen poroso. Entre
Julio 1 del 2020 y Enero 1 del 2021 se inyecta AP completando el 11.1% del
volumen poroso el cual va a ser igual a 32848.1 Bls. Seguidamente, se inyectan
92921.7 Bls de ASP equivalentes al 31.4% del volumen poroso hasta Julio 1 del
2021. Para finalizar, se inyectan 301847.68 Bls de polimero equivalentes al 102%
del volumen poroso.
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3.4.3 Escenario de simulacién #3. En este escenario de simulacion, se van a
trabajar parametros semejantes al proyecto piloto CEOR realizado por la empresa
CEPSA Col ombia S. A. a el finrede haCear omp compaB@ON

co

entre el proyecto ejecutado en el Campo i

sobre el Campo AA0O en el Cap?2tulo 4.

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

En este escenario de simulacion se trabaja un arreglo de cuatro invertido en el que
se ven afectados principalmente los pozos P-3, P-4 y P-8, siendo estos pozos de
primera linea, por consiguiente, el pozo PI-3 se crea en | as

i gual a 4045188 y de fAYO0 igual a 3165
de arenas con el objetivo de que la inyeccion llegue a los tres pozos y si es posible
afecte pozos de segunda linea como lo son P-9, P-7ST y P-6.

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

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

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

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

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

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

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

Reparacion de los pozos.

Incrementa el potencial de éxito en las campafias de perforacion.

[t e e i

4.1 GENERALIDADES DEL SIMULADOR DE YACIMIENTOS CMG

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

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

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

35 RAMOSJorge LuisIntroducciéon a la Simulacion Numérica de Yacimientos. Universidad de América,
Simulacion de Yacimientos, p. 3

101



U Unidad de trabajo, conocidas como las unidades de campo o internacionales
(estas van a depender del pais en donde esté ubicado el Campo).

Tipo de modelo de fluido.

Tipo de simulador (STARS, IMEX o0 GEM)

NUmero maximo de regiones PVT.

NUmero maximo de tipos de roca.

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

NUumero maximo de filas en tablas de interaccion roca fluido.

Numero de acuiferos.

Actividades de procesos especiales.

[t et et B et et et et

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

U Tiempo Vs Caudal de petréleo, agua, gas, y liquido
0 Tiempo Vs BSW, GORy GLR
U Tiempo Vs Np, Wp, Gp, Wiy Gi

4.1.7 Seccion condiciones iniciales y equilibrio. Esta seccién consta del

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

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

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

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

U Informacién de survey y trayectoria de pozos. Siendo los datos a nivel de pozo
gue incluyen |l a informaci-n de coordenad
TVD y el nombre.

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

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

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

4. 2 PROYECTO PILOTO CEOR DEL CAMPO ABO
En esta parte del Capitulo se toman en consideracion los analisis, procedimientos
y resultados realizados por la empresa CEPSA Colombia S.A. con el fin de poder
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reali zar una comparaci-n entre el proyect
presente trabajo de simulaci-n realizado s

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

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

psi.

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

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

Para el caso de los pozos de segunda linea, no se observan cambios
representativos en la tendencia de produccion de aceite que se puedan atribuir a
la inyeccion de quimicos en el piloto, sin embargo, se evidencia el arribo de
polimeros y cambios en la conductividad del agua por efecto del piloto
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Gréfica 28. Comportamiento del corte de agua en los pozos C1, C5, y C7.
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Fuente: CEPSA Colombia S.A., Reporte proyecto CEOR, Julio de 2017.
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Gréfica 29. Comportamiento en la produccion de aceite y agua de los pozos C2, C6y C12.
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4.3 DESCRIPCION DE LA CONSTRUCCION DEL MODELO CONCEPTUAL DEL
CAMPO #dAAO

En esta parte del capitulo se habla de la creacion del modelo conceptual del
Campo A0 en el simulador de yaci mientos
cada seccion de este software y los datos que fueron utilizados.

4.3.1 Seccion de I/O control e importacion de la malla. Para comenzar a
realizar el modelo conceptual, se tiene que crear un archivo en el pre-procesador
de Builder. Para esto se debe dirigir a el laucher de CMG vy abrirlo, seguidamente

en el preprocesador de Builder cr ea un nuevo archivo en

abre una nueva ventana como se muestra en la Figura 26 en la cual tiene que
seleccionar los datos que van a delimitar el trabajo de ahi en adelante.

Figura 26. Creacion del caso base en Builder.

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

Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons 2

Volume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Year: Ml:urlth: Day:

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

2015.

En la Figura 26 se puede observar la opcién escogida para realizar el trabajo. El
simulador a usar va a ser STARS, las unidades que se escogieron son las de
campo, y la porosidad fue porosidad simple. Por ultimo, la fecha de inicio de la
corrida va a ser la primera fecha en la que se realizé el primer trabajo sobre el
Campo AA0O, esto no afectara |l a fecha de

Dado que en este caso la malla fue suministrada por la empresa CEPSA Colombia
S.A, luego de gue se abre la pagina principal de builder, se selecciona la pestafa
reservoir, seguidamente, open rescue file y ahi se busca la carpeta donde se tiene
la malla (Grid) en formato rescue para asi importarla al builder.
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El programa permite seleccionar que partes de la malla se quieren exportar, en
esta simulacion se debia importar toda la informacion de los bloques, también se
recomienda ocultar las celdas en hide all que se encuentren inactivas para facilitar
el trabajo sobre la malla y dar continuar. Para finalizar se debe importar las
propiedades que trae el archivo Rescue con el cual el simulador trabaja, como se
muestra en la Figura 27.

Figura 27. Importacion de la malla.

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

4.3.2 Seccion reservorio. Para poder completar la seccidén de reservorio, se va a
proceder a agregar las ecuaciones que hacen falta en el simulador, en este caso,

|l a permeabilidad en Al o, | a per meabiadai dad
tipo de roca suministrada por la empresa. Las demas ecuaciones van ser
importadas con la malla al ser exportada a CMG.

Las formulas se tienen que introducir al simulador mediante la opciéon de formula
manager. Para crear esta, se le da click a new, se asigna un nombre con
t er mi naci senle asignarg €a,variable que llevara la ecuacion en add
independent variable y para terminar se le da a la opcion de apply seguidamente
de OK. De la Figura 28 a la Figura 30, se pueden observar las ecuaciones
faltantes en el simulador.
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