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GLOSARIO

ACRECION: crecimiento de una sucesion estratigrafica por sedimentacion, capa a
capa, que puede ser en sentido vertical (agradacién), o en sentido frontal
(progradacion).

ADSORCION: es aquella operacion en la cual, debido a las fuerzas
intermoleculares entre el soluto y una superficie solida, es posible concentrar las
moléculas de soluto en la interfase generada entre estas dos.

AMBIENTE SEDIMENTARIO: lugar y conjunto de condiciones fisicas, quimicas y
biolégicas en el cual se realiza la acumulacién de sedimentos.

ANFIFILICO: son moléculas las cuales poseen una region hidrofilica (soluble en
medio acuoso), y una region hidrofébica (insoluble en agua, pero soluble en lipidos
y disolvente organicos).

ANISOTROPIA: se conoce como la variacion de las propiedades de un material,
dependiendo la direccion en la cual sean medidas.

ANTICLINAL: un pliegue en forma de arco, producido en las rocas, en el que las
capas de roca son convexas hacia arriba. Las capas de roca mas antiguas forman
el nucleo del pliegue, y a partir del nucleo, se disponen rocas cada vez mas
modernas.

ARCILLOLITA: lodolita masiva en la que el contenido de particulas de arcilla es
mayor gque el de las particulas de limo.

ARENISCA: roca sedimentaria clastica, resultado de la consolidacion y diagénesis
de la acumulacion de arena.

ASFALTENOS: son compuestos constituidos principalmente por anillos aromaticos,
los cuales se conocen como la fraccion de crudo que es soluble en tolueno o
benceno, pero a su vez es insoluble en pentano o heptano.

CONCENTRACION: es la proporcién o relacion que existe entre las sustancias que
componen una mezcla, siendo independiente de la cantidad de mezcla que se
posea.

CONCORDANTE: estratos paralelos que han experimentado una historia geoldgica
similar y que fueron depositados en sucesion sin ninguna interrupcion.
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CUENCA SEDIMENTARIA: sector de la corteza terrestre que durante un
prolongado intervalo de tiempo ha estado sometido a subsidencia y en el que la
sedimentacion ha rellenado parcial o totalmente el hueco dejado por la propia
subsidencia.

DISCORDANTE: tipo de contacto que separa dos estratos geologicos distintos,
donde se observa un periodo en el cual no hubo depositacién de sedimentos,
combinado posiblemente con un proceso de erosion.

ESTRATIGRAFIA: el estudio de la historia, la composicion, las edades relativas y
la distribucion de los estratos, y la interpretacion de los estratos para elucidar la
historia de la Tierra.

FACIES: las caracteristicas generales de una unidad de roca, que reflejan su origen
y la diferencian de otras unidades adyacentes. La fuente mineraldgica y
sedimentaria, el contenido fosil, las estructuras sedimentarias y la textura distinguen
una facies de otra.

FACTOR DE RECOBRO: es la cantidad de petréleo que puede ser recuperable y
gue se encuentra in situ, normalmente esta en funcion del mecanismo de empuje
del yacimiento y su valor se expresa en porcentaje.

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

FALLA NORMAL.: falla cuyo blogue elevado es el inferior y su superficie buza hacia
el blogue hundido.

FORMACION: es la unidad fundamental de la litoestratigrafia. Estratigraficamente
es un cuerpo de estratos de un tipo predominante o una combinacion de diversos
tipos.

FUERZAS MOLECULARES: son aquellas interacciones que se dan entre las
moléculas y permiten que estas se mantengan unidas, estas varian dependiendo
las propiedades quimicas de dichas moléculas.

GRUPO: conjunto de multiples Formaciones.

HETEROGENEIDAD: se refiere a la variacion de las propiedades de la roca en
funcion de su ubicacion dentro del yacimiento.

HIDROFILICO: es aquella sustancia la cual estd compuesta por moléculas que
poseen afinidad por el agua, por consiguiente, es miscible en esta.
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HIDROFOBICO: es aquella sustancia la cual no es miscible en agua, es decir, que
las moléculas que la componen no tienen interaccion con las moléculas del agua.

HIDROLISIS: hace referencia a una reaccion quimica en la cual una sustancia en
contacto con la molécula de agua reacciona con uno o ambos iones de esta,
generando la ruptura de esta molécula y a su vez la generacion de dos productos.

INTERFASE: se conoce como la regién de un sistema material cuyas propiedades
fisicoquimicas se modifican, es decir, es la region que separa las diferentes fases
que componen los sistemas heterogéneos.

LIMOLITA: roca sedimentaria formada por limo endurecido que tiene la textura de
la lutita sin su laminacion fina y su fisibilidad.

LODOLITA: roca sedimentaria fino granular masiva en la que las proporciones de
particulas de arcilla y limo son aproximadamente iguales.

MISCIBILIDAD: hace referencia a la capacidad que poseen algunos compuestos
para mezclarse entre si, formando una mezcla homogénea o una sola fase.

PERMEABILIDAD: es la capacidad que posee un medio poroso para permitir el
flujo de fluidos a través de él.

PETROFISICA: es la rama encargada del estudio de las propiedades fisicas y
guimicas de las rocas y su interaccion con los fluidos.

POROSIDAD: se define como la relacién que existe entre el volumen poroso y el
volumen total en una roca, la porosidad se puede dividir en absoluta, efectiva y no
efectiva dependiendo de la interconexién del volumen poroso.

QUEROGENO: la materia organica natural, insoluble y sélida, presente en las rocas
generadoras, que puede producir petroleo si recibe calor.

RIFT: fosa tecténica de gran longitud limitada por fallas y generada por un
adelgazamiento litosférico debido a la accién de esfuerzos distensivos horizontales.
Puede ser continental u oceanico y presenta una gran actividad volcanica y sismica;
ademas, los rifts continentales son cuencas receptoras de sedimentos. Es la
expresion geoldgica de los limites de placa divergentes.

SATURACION DE PETROLEO MOVIL: corresponde a la fraccion del volumen
poroso ocupado por el aceite que se puede desplazar y que esta en funcién de la
saturacion de agua connata y la saturacion de petrdleo critica.
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SATURACION DE PETROLEO REMANTE: es la fraccion de aceite que posterior
al desplazamiento de crudo por algun fluido (agua o gas) permanece detras del
banco movible, pero con un valor de saturacion superior al critico.

SATURACION DE PETROLEO RESIDUAL: conocida también como saturacion de
aceite critica, corresponde a la fraccidén de aceite que permanece atrapado en los
poros y que no tiene capacidad para desplazarse.

SINCLINAL: un pliegue en la roca, en forma de cuenca o cubeta, en el que las
capas de roca son convexas hacia abajo. Las rocas mas modernas forman el ndcleo
del pliegue y fuera del ndcleo las rocas son progresivamente mas antiguas.

SURFACTANTES: sustancia quimica que actla como agente activo de superficie
cuando esta en presencia de una interfaz generando una disminucion en la tensién
interfacial o superficial, generalmente funcionan como emulsionantes, dispersantes,
espumantes, entre otros y su funcién dependera del grupo estructural que lo
conforme.

TRAMPAS: estructura geoldgica que se encuentra en el subsuelo y tiene una
configuracion de rocas tal, que permite acumular y retener el petréleo evitando que
este migre.
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RESUMEN

El Campo Yaguara se encuentra ubicado en la Cuenca del Valle Superior del
Magdalena (VSM), es uno de los campos que pertenecen a la regional sur de
Ecopetrol S.A. Fue descubierto en 1991 y sufrié una caida de presion acelerada,
que se acompafié de una disminucion en la tasa de aceite lo que obligd que hacia
1996 se iniciara con la inyeccion de agua, desde entonces el mecanismo de
produccién del campo ha sido este, pero actualmente su efectividad ha disminuido
al punto que se encuentra cerca de su limite econémico.

Por esta razén el presente estudio parte de un entendimiento y una comprension de
las caracteristicas y necesidades del Campo Yaguara, para luego encaminarse al
analisis y descripcion de dos alternativas quimicas no convencionales de recobro
terciario con el fin de seleccionar la opcién mas 6ptima para el campo, teniendo en
cuenta principalmente los criterios y objetivos de la companiia.

Con la seleccion de las Nanocapsulas de surfactante como la alternativa técnica
mas viable, junto con la recopilacién y descripcion de las principales caracteristicas
del modelo conceptual de simulacion, se procede a la simulacion numérica de la
misma aplicada al campo mediante la utilizacion del software CMG.

Con el andlisis de las sensibilidades realizadas a través de los escenarios
planteados, se procede a la seleccién del mas optimo desde el punto de vista
técnico lo que permite identificar el escenario con mayor potencial de produccion de
petréleo para finalmente evaluar su viabilidad econdmica mediante un analisis
financiero del proyecto.

PALABRAS CLAVES

Campo Yaguara

Recobro mejorado

Alternativa quimica no convencional
Nanocépsulas de surfactante
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INTRODUCCION

El petréleo es la principal fuente de energia que tiene el planeta, por esta razén el
encontrar nuevas técnicas que permitan aumentar la recuperacion de petroleo ha
sido y seguira siendo uno de los principales retos que existen en la industria. De
esta manera es importante tener claro que todos los yacimientos tienen una energia
propia y que una vez ésta se agota, se deben buscar mecanismos que permitan
continuar su explotacion, estos métodos se denominan recuperacion secundaria y
terciaria y sus principales objetivos son el mantenimiento de la presién y el aumento
del aceite recuperado.

Este es el caso del Campo Yaguard que pertenece a Ecopetrol S.A y que se
encuentra ubicado en la Cuenca del Valle Superior del Magdalena (VSM), el campo
se ha explotado desde 1991 y practicamente toda su vida ha producido gracias a la
accion de la inyeccion de agua. Por esta razén, actualmente este campo es
considerado maduro en la inyeccion de agua y la efectividad de dicho proceso
disminuye cada dia mas, acercandolo a su limite econémico.

A partir de esta situacion particular del campo, se desarroll6 este proyecto que tiene
por objeto analizar la viabilidad técnica y financiera de una alternativa quimica no
convencional de recobro terciario que permita optimizar el factor de recobro del
Campo Yaguara a través de una simulacion numérica.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Analizar una alternativa quimica no convencional que permita la optimizacion del
factor de recobro en el Campo Yaguara perteneciente a la Cuenca del Valle Superior
del Magdalena mediante simulacion numérica.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Describir las generalidades y geologia del Campo Yaguara.

Nombrar las principales caracteristicas del modelo conceptual de simulacién del
Campo Yaguara.

Estudiar las alternativas quimicas no convencionales de recuperacion mejorada
de petréleo méas adecuadas a las caracteristicas del Campo Yaguara.

Seleccionar la alternativa quimica no convencional de recuperacién mejorado
para el Campo Yaguara.

Modelar la implementacion de la alternativa quimica no convencional
seleccionada para el Campo Yaguara mediante simulacion numérica.

Evaluar los resultados obtenidos en las simulaciones luego de la inyeccion en
términos de la eficiencia de desplazamiento y el factor de recobro alcanzado
luego del barrido de los fluidos inyectados al yacimiento.

Realizar un analisis financiero para la evaluacion de la factibilidad de aplicacion

de la alternativa quimica no convencional seleccionada para el Campo Yaguara
mediante el uso del indicador financiero Valor Presente Neto (VPN).

32



Este capitulo presenta la localizacion, la historia, las principales caracteristicas de
la geologia estructural, estratigrafica y del petrdleo, ademés de las principales
caracteristicas e historia de produccion del Campo Yaguard, ubicado en la Cuenca

1. GENERALIDADES DEL CAMPO YAGUARA

del Valle Superior del Magdalena (VSM), Colombia.

1.1 LOCALIZACION GEOGRAFICA

El Campo Yaguara se encuentra localizado en la Cuenca del Valle Superior del
Magdalena (VSM), especificamente a 40 Km al Sur de la ciudad de Neivay a5 Km
del municipio de Yaguara hacia el costado Occidental de la Represa de Betania. El
Campo tiene una extension areal aproximada de 3100 acres, 6 Km de longitud por

3 Km de ancho?. En la Figura 1 se aprecia la localizacion geogréfica.

Figura 1. Localizacién del Campo Yaguara, VSM, Colombia.
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Fuente: CASTILLO VARGAS, Ivan Camilo. Evaluacion técnico-financiera de la sarta de varilla hueca
implementada para el sistema de levantamiento de bombeo de cavidades progresivas en el pozo-a
del Campo Yaguara. Fundacion Universidad de América Colombia, Bogota D.C. 2018, p.32.

Modificado por el autor.

1 PETROBRAS, Estudio Integrado del Campo Yaguara. The ARC Group LLC. Colombia, Bogota
D.C. 2004, p.19.
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1.2 HISTORIA DEL CAMPO

El contrato de Asociacion HOBO fue firmado entre ECOPETROL vy la compaiiia
HUILA EXPLORATION (HUILEX) con fecha efectiva 1 de enero de 1984 y de
terminacion el 31 de diciembre del 2011.

El Campo Yaguara fue descubierto con la perforacion del Pozo Mangos-001 en el
afo de 1987 realizado por la compafiia petrolera Exxon. A lo largo de 1992 se
realizan los ajustes necesarios para el inicio de produccién de todos los pozos (33
pozos perforados y 28 productores), logrando de esta manera un incremento rapido
de la produccion del Campo y es asi como a mediados de 1993 se logra el pico de
produccion 10.000 BOPD. Entre 1993 y 1996 se lleva a cabo la perforacion de 12
pozos nuevos, los cuales no son suficientes para frenar el ritmo de declinaciéon
acelerado del Campo, ya que este paso de 10.000 BOPD a 5.000 BOPD en 1997.

“Esta fuerte caida es debido al mecanismo de produccién del Campo, Gas en
Solucién (ya que no se tienen acuiferos activos para el yacimiento Caballos en esta
parte de la cuenca), agravado por el hecho de presentar una presion inicial de
yacimiento (1370 psia) superior, pero muy cercana a la presion de punto de burbuja
del petrdleo (1083 psia), hecho que originé que el yacimiento pronto cayera por
debajo de la presion de burbuja, generando unas condiciones de petréleo negro
saturado, caracterizado por una rapida declinacion de la produccion como
consecuencia de la pérdida de la energia del yacimiento y la mayor produccion de
gas y su efecto nocivo sobre la permeabilidad relativa al petréleo™.

A causa del problema energético del yacimiento, se inicia un piloto de inyeccion de
agua para la Formacién Caballos B, en los pozos MA-004, MA-036 y MA-023;
inyectando de esta manera cerca de 3.000 BWPD. Basados en los buenos
resultados obtenidos del piloto, se lleva a cabo la primera campafa de perforacion
de pozos inyectores en 1997 y con ella se alcanza la cifra de 20.000 BWPD
inyectados al yacimiento. Entre 1997 y 1999 se perforan 34 pozos y se realiza
fracturamiento hidraulico en el yacimiento Caballos A, alcanzando los 8.500 BOPD
y una inyecciéon promedio de 27.000 BWPD.

El agotamiento del yacimiento Caballos A ya que no se inyectaba agua, la
disminucién en las tasas de inyeccién en el yacimiento Caballos B y la baja
eficiencia de los sistemas de levantamiento artificial del Campo, condujeron a

2 ECOPETROL. S.A, Estimacion de volimenes incrementales, requerimientos de infraestructura y
costos para aplicacion de tecnologias de recobro quimico en los Campos Rio Ceibas y Yaguara.
Colombia, Piedecuesta. 2011, p.69.
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experimentar nuevamente una fuerte declinacion, alcanzando a comienzos de 2002
unos niveles de produccion de 5.500 BOPD.

En el afio 2002 se busca una nueva estrategia para redireccionar las alternativas de
desarrollo para el Campo, debido a la madurez de este, el corte de agua
predominante en la mayor parte del mismo y los bajos potenciales de produccién de
aceite de los pozos perforados en el afio 2001, se concluye que para mejorar la
productividad de los pozos e incrementar los volumenes de inyeccion de agua se
debe realizar una campafia de perforacion de pozos horizontales.

“Durante los afios 2002 y 2003 se inicia con la materializacion de la estrategia
planteada y la perforacion de los primeros pozos horizontales, generando resultados
bastante satisfactorios e incrementando nuevamente la produccion a niveles
superiores a los 6.500 BOPD en el 2002 y los 6.000 BOPD en el 2003 mostrando
una vez mas el potencial de mejoramiento de la produccién que aun se tiene en el
Campo™,

Durante el periodo comprendido entre el 2004 y 2008 se continuo con las campafas
de perforacién de pozos de desarrollo para mejorar la produccion del Campo, hasta
llegar a 122 pozos.

El Campo Yaguaréa actualmente es operado por ECOPETROL S.A., luego de que el
Contrato de Asociacion HOBO suscrito con la compafia PETROBRAS finalizara en
diciembre del 2011, fecha en la cual el campo producia 2904 BOPD, 50511 BWPD
y 1.01 MMSCFD de gas.

En la fecha que se realiza este trabajo (2018) el Campo se encuentra en un estado
maduro en la inyeccion de agua, razén por la cual se tiene un corte de agua general
elevado, debido a esto, Ecopetrol S.A. ha estado buscando alternativas de solucién
a este problema en métodos de recobro terciario que permitan continuar con la
produccién del Campo Yaguara.

1.3 GEOLOGIA

El campo Yaguara se encuentra localizado en la subcuenca de Neiva, hacia la parte
Sur de la Cuenca del Valle Superior del Magdalena (VSM), esta Cuenca se ha divido
en dos Subcuencas la de Girardot y la de Neiva. La Cuenca limita transversalmente
por las cordilleras Oriental y Central, al Norte con el Alto de Natagaima y hacia el
Sur se va estrechando hasta el sector conocido como Esnanga.

Geologicamente la historia de esta Cuenca se registra en el Triasico-Jurasico, un
periodo de distencion relacionado con la separacion de Pangea generando un

3 PETROBRAS, op. cit, p.152

35



proceso de “rifting”; comercialmente este ciclo no representa ningun interés. Hacia
el Cretécico se registra el periodo mas importante debido a que la Cuenca se
comporta como una plataforma somera de tipo pasivo con gran extension geogréfica
permitiendo la acumulacion de las Formaciones Villeta y Caballos. El periodo del
Paledgeno también es relevante ya que la Cuenca ve el inicio del levantamiento de
la Cordillera Central gracias a la acrecion generada entre parte oceanica de la
Cordillera Occidental con rocas continentales de la Cordillera Central.

Los reservorios de los cuales produce el Campo Yaguara se encuentran localizados
en la Formacion Caballos, la cual esta conformada por el conjunto de facies
transicionales entre la plataforma abierta y el continente que incluye facies de
estuarios tipicas en ambientes transgresivos, islas barrera y frentes de playa.

“El sello regional del Campo son las Lutitas de la Formacion Villeta y las delgadas
capas de Calizas arcillosas que suprayacen la Formacién Caballos. En el Campo
Yaguara la Formacion Villeta tiene un espesor promedio de 1500 pies. La seccidn
sedimentaria superior esta constituida por las Formaciones Monserrate y Guadala™.

1.3.1 Estratigrafia. Las Unidades que se describiran a continuacion Unicamente
corresponden a las Formaciones de edad Cretacea tanto inferior como
superior y que hacen parte de la columna estratigrafica que atraviesan los
pozos en el Campo Yaguara, se describen de lo mas antiguo a lo mas
reciente. Figura 2.

4 CAMACHO, Andrés y CARDENAS, José. Evaluacién de los resultados de fracturamiento hidraulico y andlisis
de los tratamientos de modificadores de permeabilidad relativa (rpm) en el Campo Yaguara. Fundacién
Universidad de América Colombia, Bogota D.C. 2008, p.41.
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada del Valle Superior del Magdalena(VSM) subcuenca de Neiva.
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Fuente: MORA, J; 2003 citado por CASTILLO VARGAS, lvan Camilo. Evaluacién técnico-financiera de la sarta de varilla hueca
implementada para el sistema de levantamiento de bombeo de cavidades progresivas en el pozo-a del Campo Yaguara.
Fundacion Universidad de América Colombia, Bogota D.C. 2018, p.34.Modificado por el autor.
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1.3.1.1 Formacion Yavi. La edad de la Formacion Yavi corresponde al
Cretacico Inferior o el Jurasico®. La Formacién Yavi, “es una unidad constituida por
un conjunto rocoso donde alternan areniscas feldespaticas rojizas y verdosas, con
limolitas y arcillolitas abigarradas. Esta Formacién corresponde a un ambiente
sedimentario de llanuras bajas desarrolladas después de la terminacion del
“Vulcanismo Saldafia” y sumergidas totalmente al comenzar la ingresion del mar
cretacico en el Aptiano”®. La Formacion Yavi se encuentra discordantemente con la
Formacion Saldafia que la infrayace y de manera concordante con la Formacion
Caballos que la suprayace’.

1.3.1.2 Formacion Caballos. La edad de la Formacion Caballos se ubica
entre el Albiano inferior y el Albiano medio®. Segun Corrigan: “La Formacién
Caballos tiene un espesor de 300 a 1300 pies y esta compuesta predominantemente
por arenitas limpias de grano fino a medio, con intercalaciones de lodolitas negras™®.
Beltrdn & Gallo dividieron la Formacioén en tres segmentos: LKB, MKB y UKB; que
en su orden significan bajo, medio y superior de la Formaciéon Caballos®.
Adicionalmente Beltran & Gallo establecen que: “Las porciones superiores (UKB) e
inferior (LKB) de la unidad estan compuestas por cuarzo arenitas de grano medio a
grueso de color gris claro a blanco y la unidad media (MKB) por intercalaciones de
lodolitas grises y negras con cantidades menores de arenita”!. La Formacion
Caballos se contacta de manera concordante con la Formacion Yavi que la
infrayace y de manera concordante con el Grupo Villeta que la suprayace.

En el Campo Yaguara las zonas productoras se han divido en dos unidades
denominadas Caballos A, ubicada al tope y Caballos B en la base. Las arenas de
Caballos A infrayacen y son la representacion de un abanico deltaico cortado por
un canal, por su parte Caballos B; suprayacente registra la transgresién marina con
fondos asociados a un complejo de islas barrera. Los espesores son de 240 y 180
pies respectivamente para Caballos A y Caballos B*2.

5 MOIJICA, Jairo y MACIA, Carlos. Caracteristicas estratigraficas y edad de la Formacién Yavi, Mesozoico de la
region entre prado y dolores Tolima, Colombia. Geologia Colombiana, No. 12. 1981. p.14.

®Ibid., p. 7.

7 lbid., p. 14.

8 VERGARA, 1994 citado por FERREIRA, P. NUNEZ, A y RODRIGUEZ, M. Levantamiento geoldgico de la
Plancha 323 Neiva. INGEOMINAS. Colombia. 2002. p.44.

9 CORRIGAN, H. The Geology of the Upper Magdalena Basin (northern portion). 1967. Citado por VERGARA,
L., GUERRERO, J. PATARROYO, P y SARMIENTO, G. Comentarios acerca de la Nomenclatura Estratigrafica del
Cretdcico Inferior del Valle Superior del Magdalena. Geologia Colombiana. Colombia. 1995. p.23.

10 BELTRAN, N y GALLO, J. The Geology of the Neiva sub-basin, upper Magdalena basin, southern portion.
1968. Citado por VERGARA, L., GUERRERO, J. PATARROYO, P y SARMIENTO, G. Comentarios acerca de la
Nomenclatura Estratigrafica del Cretacico Inferior del Valle Superior del Magdalena. Geologia Colombiana.
Colombia. 1995. p.23.

1 bid., p.23.

12 pETROBRAS, op. cit, p.59.

38



Figura 3. Sistemas asociados a las unidades operacionales de la Formacion Caballos
AyB.
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Fuente: PETROBRAS, Estudio Integrado del Campo Yaguara. The ARC Group LLC. Colombia,
Bogoté D.C. 2004, p.53. Modificado por el autor.

1.3.1.3 Grupo Villeta. La edad del Grupo Villeta se establece al periodo
Cretéacico desde el Albiano tardio hasta el Coniaciense, como se puede apreciar en
la Figura 3. El Grupo Villeta esta conformado por las Calizas de Tetuan, las Lutitas
de Hondita y las Calizas de Lomagorda, se constituye principalmente por calizas en
la base y shales en el tope, los espesores promedio son de 2.100 pies y provienen
de un ambiente marino. El Grupo Villeta se encuentra concordante con la Formacion
Caballos que la infrayace y el Grupo Olini que lo suprayace13. El Grupo Villeta es
importante por considerarse como la principal unidad generadora de la regién.

1314 Grupo Olini. La edad del Grupo Olini se define como el periodo
Cretécico desde el Santoniense hasta el Campaniense, como se puede apreciar en
la Figura 3. El Grupo Olini se encuentra constituido por la Formacién Lidita Inferior,
la Formacion el Cobre y la Formacion Lidita Superior. Respectivamente, la primera
unidad se caracteriza por la interestratificacion de lodolitas y limolitas siliceas de
color gris oscuro ademés de algunas laminas fosforicas. La segunda por ser un
conjunto de lodolitas y arcillolitas de color gris intercaladas con limolitas siliceas y

13 CASTILLO VARGAS, Ivan Camilo. Evaluacién técnico-financiera de la sarta de varilla hueca implementada
para el sistema de levantamiento de bombeo de cavidades progresivas en el pozo-a del Campo Yaguara.
Fundacién Universidad de América Colombia, Bogota D.C. 2018, p.35.
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areniscas de grano muy fino. Finalmente, la ultima Formacion del Grupo Olini, se
caracteriza principalmente por una secuencia de limolitas, areniscas de grano fino
a muy fino y limolitas siliceas'4. El espesor promedio del Grupo Olini es de 308
pies®®. El Grupo Olini se encuentra de manera concordante con el Grupo Villeta que
lo infrayace y de la misma manera con la Formacién La Tabla que la suprayace?®.

1.3.1.5 Formacion La Tabla. “La edad de esta formacion la definen como del
Cretaceo Superior, en el Maastrichtiense temprano”’. La Formacién La Tabla se
conforma inicialmente por una intercalacion de lodolitas fosiliferas y limolitas, en un
nivel mas superior estas intercalaciones contindan, pero son de limolitas con
areniscas, areniscas conglomeraticas y conglomerados arenosos, el espesor
promedio es de 298 pies. El contacto inferior de la Formacion la Tabla es
concordante con la ultima Formacion del Grupo Olini y el contacto superior con la
Formacién Seca también es concordante®®,

1.3.1.6 Formacion Seca. La edad de la Formacion Seca se establece como
del periodo Cretaceo Superior, en el Maastrichtiense tardio!®. Esta Formacion esta
constituida principalmente por arcillolitas de tonos rojizos y grises, por limolitas y
areniscas liticas. La depositacion se asocia a un ambiente oscilante entre marino y
continental, siendo este ultimo el dominante, tiene espesores entre los 330 y 490
pies?0. El contacto de la Formacién seca con la Formacion La Tabla que la infrayace
es concordante.

1.3.2 Geologia estructural. EIl Campo Yaguara tiene una estructura conformada
por esfuerzos compresivos con rumbo Este-Noreste y en su area, la interaccion
entre las fallas de cabalgamiento de Buenavista y Pedernal con la falla de San
Jacinto, generan la formacion de un alto estructural fragmentado que fue
parcialmente sometido a rotacién, produciendo en el Campo, zonas estructurales
con comportamientos tecténicos particulares??.

14 PORTA, J. 1965 citado por CORTOLIMA, Geologia. {En linea}. {Consultado el 31 de julio de 2018}. Disponible
en (www.cortolima.gov.co/sites/default/files/images/stories/centro_documentos/pom_prado/diagnostico/g26.pdf)
1S FERREIRA, P Op., cit, p.49.

16 1bid., p.49.

17 PORTA (J.), 1965 citado por GUERRERO, J. “The Stratigraphy of the W side of the cretaceous
Colombian Basin in the Upper Magdalena Valley. Reevaluation of selected areas and type localities
incluiding Aipe, Guaduas, Piedras and Ortega” Geologia colombiana, ed.25. 2000, p.83

18 FERREIRA, P Op., cit, p.51.

19 PORTA (J.), 1965 citado por GUERRERO, J. Op., cit, p.84.

20 FERREIRA, P Op., cit, p.52.

21 PETROBRAS, Estudio Integrado del Campo Yaguara. The ARC Group LLC. Colombia, Bogota D.C. 2004,
p.136
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Este yacimiento tiene un estilo estructural anticlinal, con multiples fallas de tipos
inverso y normal. El Campo Yaguara delimita al Oeste con el sistema de fallas de
Upar-Buenavista y al Este con el sistema de fallas de San Jacinto. Especificamente,
su estructura es un anticlinal de doble cabeceo al Norte y al Sur, ampliamente
fallado por una serie de fallas imbricadas propias del sistema de San Jacinto, hecho
gue ocasiona que el campo presente una alta desviacién hacia el oriente??,

De acuerdo al comportamiento estructural regional y a la interpretacion estructural
del Campo, este se ha dividido en 5 zonas estructurales que se describen a
continuacion?3,

La zona 1 es producto de la relajacion tectonica asociada a la interaccion de las
fallas de San Jacinto y el sistema Pedernal-Buenavista. Se encuentra localizada en
el extremo Sur del Campo y se caracteriza por fallas de tipo normal.

En la zona 2 se concentra la mayor produccién del Campo, adicionalmente es la de
mayor extension. Es caracterizada por presentar grandes blogues con formas
asimétricas, que se asocian principalmente a movimientos compresionales oblicuos
que ademds ocasionan la presencia de muchas fallas de tipo inverso.

Por su parte la zona 3 presenta unos bloques de menor tamaifio y con un alto grado
de fracturamiento, producto de la combinacién de los movimientos de rumbo del
area y la actividad compresiva. La zona 3 limita al Oeste con la zona 2 y esta
compuesta por una delgada franja con un ancho menor a 700 metros.

La zona 4 inicialmente se encontraba incluida en la zona 3, pero se decidio separar
debido a que tiene bloques que son importantes para el desarrollo de nuevas
oportunidades dentro del Campo. Esta asociada al movimiento de rumbo de la falla
de San Jacinto que ocasiono la expulsion de bloques por encima de esta y que
presentan una estructura en flor.

La zona 5, esta ubicada en el extremo Noreste del Campo y presenta la mayor
complejidad estructural del mismo, debido a que se encuentra en la zona con mayor
actividad compresiva del Campo. Se caracteriza por mostrar una serie de fallas
inversas con orientacion variable.

22 HALLIBURTON, Informe integral de valoracién Campo Yaguara. Colombia, Bogota D.C. 2010, p.36
ZPETROBRAS, op. cit. p.137 a 146
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Figura 4. Mapa Estructural al tope de Caballos B20 mostrando las
5 zonas tectdnicas en las que se divide el Campo Yaguara,
Cuenca del VSM, Colombia
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Fuente: HALLIBURTON, Informe integral de valoracion Campo Yaguara.
Colombia, Bogota D.C. 2010, p.38. Modificado por el autor.

1.3.3 Geologia del petréleo. Los tiempos de los eventos en los cuales ocurrié la
depositacién de las rocas generadoras, reservorio, sello y de sobrecarga, ademas
el tiempo de la conformacion de la trampa y el intervalo en el cual ocurrié el proceso
de generacion migracién, y acumulacion se pueden observar en la Figura 5.
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Figura 5. Geologia del petréleo de la Cuenca del Valle Superior del Magdalena (VSM).
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1.33.1 Roca generadora. Se han realizado andlisis geoquimicos a los
crudos los cuales indican que para la cuenca del Valle Superior del Magdalena
(VSM) la roca madre es el Grupo Villeta, mas especificamente la Formacién Tetuan;
cuyo espesor varia entre 300 y 1.500 pies. Montes identifico: “que el tipo de
querégeno es de tipo Il y los datos actuales de TOC varian entre el 2 y el 12%"%4,
Segun Céceres: “Los crudos livianos se presentan en la parte N-NE de la
Subcuenca alcanzando valores superiores a 38° API, los crudos medianos abarcan
la parte N-NE de la Cuencay casi la totalidad de la Subcuenca de Neiva con valores
inferiores a 24° API, los crudos pesados se ubican en la parte S-SW de la
Subcuenca de Girardot con valores inferiores a 18° API1"2°,

1.3.3.2 Rocareservorio. En cuanto a rocas almacenadoras en la Cuenca del
Valle Superior del Magdalena (VSM), las mas importantes son; el Grupo Guadalupe
(Terciario) y la Formaciéon Caballos, esta ultima esta constituida principalmente por
areniscas calcareas, cuarzosas y calizas arenosas. Adicionalmente tiene una
porosidad tipo que esta entre el 12 y el 17% y sus crudos presentan un bajo
contenido de azufre?®,

“El Grupo Guadalupe, se encuentra constituido por areniscas cuarzosas de grano
fino a medio con lentes de areniscas conglomeraticas e intercalaciones de liditas y
lutitas. Presentan alta porosidad secundaria evidenciada por disolucion de
pequerios fosiles. Presentan una porosidad entre 15y 22%"%.

1.3.3.3 Roca sello. El primer sello en la Formacion Caballos se encuentra en
el nivel medio, este estd compuesto por una secuencia calcareo lodosa y se
comporta como un sello inferior para el nivel superior de la Formacién Caballos. En
seguida se encuentran los shales de la Formacion Villeta los cuales o bien como
roca generadora o como roca sello dependiendo el sector. El ultimo tipo de roca
sello se sitta sobre la Formacion Monserrate (Terciario) y corresponde a los niveles
arcillosos de la Formacion Guaduas (Terciario).

1.3.4 Trampas. Los Campos presentes en la Cuenca del Valle Superior del
Magdalena (VSM) estan asociados principalmente a trampas estructurales, pero
también se presentan trampas estratigraficas y combinadas. Dentro de la
Subcuenca de Neiva que es la mas importante, las trampas estructurales con mayor

24 GARCIA, Mario. Evaluacion del potencial hidrocarburifero de las cuencas colombianas. Grupo de
investigacion en geologia de hidrocarburos y carbones universidad industrial de Santander.
Colombia. 2009, p.83.

25 |bid., p.83.

26 |bid., p.83.

27 |bid., p.83.
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relevancia son las fallas inversas; al ser mas predominantes, los anticlinales y los
anticlinales fallados.

1.4 CARACTERISTICAS DEL CAMPO YAGUARA

El Campo Yaguara produce de dos zonas que estan bien definidas, estas son las
unidades Caballos A y B. Este reservorio es de tipo aceite negro subsaturado y
produce un crudo con gravedad API promedio de 23° con una relacion gas aceite
inicial de 180 SCF/STB. Su mecanismo primario de empuje es por gas en solucion
y cuenta con inyeccion de agua como método secundario de recobro. Tiene una
temperatura homogénea de 117 °F debido a que aparentemente existe un equilibro
térmico entre las zonas productoras. La presion inicial del yacimiento variaba entre
1.300 y 1.500 psia con una presién de punto de burbuja cercana a 1.000 psia.

Las principales caracteristicas del Campo y de cada una de las zonas productoras
(Caballos A y Caballos B) se presentan en la Cuadro 1.

Cuadro 1. Informacién General del campo Yaguara.

CAMPO YAGUARA
| CAMPO | zowan ZONA B
CARACTERISTICAS GEMERALES
Espesor Meto (Ft) 250 145 382
Profundidad (Ft) 2600 2415 2638
Temperatura Yacimienio (°F) 117 117 117
Fresion ‘racimiento (Fsi) 1420.78 1354.05 1506.52
Litologia Arenisca Arenisca Arenisca
Ambiente Deposicional Marino Somero Maring Somers | Marino Someno
Metodo de Produccion Actual Inyeccion Agua Inyeccidn Agua | Inyeccion Agua
Volumen de Aceite (BbllAcre®Ft) 216.58
Area (Acres) 3100
CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS
Wiscosidad Aceite (cP) 14.2 14.2 14.2
Gravedad AP del Crudo 22-24 2224 22-24
Saturacion de Aceite (%) 53 49.0 57.0
Factor Volumétrico del Aceite (RBISTB) 1.05 1.06 1.08
CARACTERISTICA DE LA ROCA
Permeabilidad (mD} 10-200 28495.00 100-200
Porosidad (%) 8.13 40824.0 415780

Fuente: ECOPETROL. S.A, Estimacion de volimenes incrementales, requerimientos de
infraestructura y costos para aplicacién de tecnologias de recobro quimico en los Campos
Rio Ceibas y Yaguara. Colombia, Piedecuesta. 2011, p.72; modificado por el autor.

1.5 HISTORIA DE PRODUCCION
El Campo Yaguara fue descubierto con la perforacién del pozo MA-001 en el afio

de 1987, su mecanismo primario de produccion es gas en solucion, hacia el afio de
1994 y hasta la fecha el Campo produce gracias a técnicas de recobro secundario;
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mas especificamente mediante inyeccion de agua. El OOIP del Campo es de 195
MMbls y tiene un area de produccion de 3100 acres.

Actualmente (2018) el Campo tiene 122 pozos perforados, de los cuales 61 son
pozos productores, 31 son pozos inyectores, 14 pozos estan inactivos y 16 pozos
se han abandonado.

La produccién acumulada del Campo Yaguara a 2017 es de 47.4 MMbls de petroleo
y 20.2 Gpc de gas, equivalente a tener un factor de recobro aproximado del 24%.
En cuanto al agua, el Campo ha producido 253 MMbls de agua y se han inyectado
327 MMbls. Diariamente el Campo produce 2104 BOPD, 707 Kpcd y 52910 BWPD,
la tasa de inyeccién es de 52345 BWPD y el BSW promedio del Campo es de 95%.

En la Tabla 1 se resumen los principales aspectos de la historia de produccion del
Campo Yaguara.

Tabla 1. Resumen Historia de Produccién

CAMPO YAGUARA
OOIP (Mbls) 195.52
FR (%) 24%
Np (Mbls) 47.4
Gp (Gpc) 20.2
Wp (Mbls) 253

Fuente: ECOPETROL. S.A, Presentacion Campo
Yaguara. Colombia, 2017; modificado por el autor.

En la Figura 6 se puede apreciar el histérico de produccion de petréleo, gas y agua,
ademas el historico de inyeccion del Campo Yaguara. De la figura es importante
mencionar el pico de produccion mensual del Campo el cual fue de 300.000 bls de
aceite hacia finales de 1992. Hacia 1996 se inicia la inyeccion de agua y se puede
evidenciar como su efecto se siente en la disminucion acelerada en la produccién
de gas, hacia el afio de 1999 se puede ver como este efecto es directamente
proporcional ya que al disminuir la tasa de inyeccion la produccion de gas aumenta
inmediatamente. A través de toda la historia de produccion se puede apreciar como
el agua siempre ha mantenido una tendencia al alza, tanto para agua producida
como para agua inyectada, y, que desde el afio 2003 hasta la fecha (2018) el Campo
Yaguara presenta una declinacion con una tendencia continua en la produccion de
aceite.
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2. GENERALIDADES DE LAS ALTERNATIVAS QUIMICAS NO
CONVENCIONALES DE EOR

Este capitulo presenta las principales técnicas y criterios que se deben tener en
cuenta para seleccionar y aplicar un método de recobro mejorado EOR (por sus
siglas en ingles Enhanced Oil Recovery), que son todos aquellos procesos que
emplean fuentes de energia externas al yacimiento y buscan recuperar volumenes
de aceite remanente que no han podido ser producidos luego del recobro primario.
Teniendo en cuenta el objeto de este trabajo, se estudiaran las principales
propiedades del recobro quimico relacionadas con la interaccion roca-fluido para
finalmente describir las generalidades de los métodos convencionales de inyeccion
de polimeros, surfactantes y nanoparticulas y también describir las alternativas
quimicas no convencionales seleccionadas en el presente estudio para el Campo
Yaguara, que son: el biopolimero Hidroxietilcelulosa y las Nanocapsulas de
Surfactante.

Todos los reservorios existentes atraviesan tres (3) etapas de produccion a lo largo
de su vida, dependiendo de cada yacimiento, puesto que todos presentan
condiciones Unicas y un comportamiento diferente. En general la mayoria de los
yacimientos en su inicio cuentan con una energia propia que ha sido acumulada a
lo largo de su historia y que es la que permitira el flujo natural de los fluidos, esta
energia se denomina mecanismo primario de empuje y puede ser. Empuje
Gravitacional, Expansion de la roca y los fluidos, Capa de Gas, Gas en solucion o
Empuje Hidraulico. Esta primera etapa finaliza cuando el yacimiento naturalmente
o asistido por un SLA no es capaz de levantar los fluidos hasta la superficie y recibe
el nombre de recobro primario. Una vez se agota esta energia, se inician los
procesos de recobro mejorado (EOR), que normalmente comienzan con el recobro
secundario, este se realiza cuando posterior a la declinacion natural del yacimiento
la saturacion de aceite presente es bastante elevada. Consiste principalmente en la
inyeccién de fluidos como agua y gas, y sus objetivos principales son el
mantenimiento de presién del yacimiento y la produccion de fluidos gracias a un
desplazamiento forzado. En general, luego del recobro primario y secundario los
campos alcanzan una recuperacion de aceite promedio del 35% del OOIP?%,

Finalmente, cuando la mayor parte de la saturacién de petréleo mévil se ha
producido luego de la recuperacion primaria y secundaria, se aplican métodos de
recuperacion terciaria, los cuales buscan disminuir la saturacion de aceite residual
logrando asi desplazar una gran cantidad de aceite que inicialmente no se podia
producir, estos métodos se pueden dividir principalmente en 3 grupos: métodos

28 pAR(S DE FERRER, Magdalena. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos. Maracaibo: Ediciones
Astro Data S.A. 2001. p.1.
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térmicos, métodos quimicos y métodos de inyeccion miscible de gases. En la Figura
7 se pueden ver los diferentes procesos de recuperacion de petroleo.

Figura 7. Procesos de recobro de petréleo

Recobro Primario

Flujo Natural
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Mantenimiento de
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continua de vapor & ASP

% SAGD
+» Combustion in-situ

—

Fuente: Elaboracion propia.

2.1 CRITERIOS DE SELECCION PARA UN PROYECTO DE EOR

Parte del éxito de un proyecto de EOR se encuentra en la buena seleccién del
método que se va a desarrollar, esto puede ser un trabajo extenso, pero es
primordial ya que de esta labor dependeran muchas variables durante el proceso.
La primera etapa de la seleccion de un método EOR consiste en hacer un recuento
de las técnicas, buscar literatura y analizar los pros-contras de cada técnica. Al
conocer las diferentes alternativas se deben contrastar con las caracteristicas
propias de cada yacimiento, evaluar su geologia y sus condiciones actuales, su
heterogeneidad y petrofisica, para de esta manera poder descartar y cerrar el circulo
de posibilidades. Luego, tras pruebas de laboratorio y evaluaciones tanto técnicas
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como financieras se decide si realizar un piloto o no, el cual consiste en seleccionar
una seccion del Campo con caracteristicas representativas para desarrollar el
proceso real durante un tiempo determinado. Una vez finalizado y basados en los
resultados obtenidos del piloto, se decide si masificar o no el proceso de recobro en
todo el Campo.

En el Cuadro 2 se pueden apreciar los principales métodos de EOR, pero
evidenciando los efectos fisicos que causan en el yacimiento y finalmente el
potencial de factor de recobro incremental de cada método. Preliminarmente esta
clasificacion y calificacion puede ser de gran ayuda para la seleccion del método
mas adecuado de EOR a utilizar en un proceso de recobro mejorado de acuerdo a
los objetivos de cada proyecto.

Cuadro 2. Métodos EOR y sus principales efectos fisicos

Método EOR Soporte | Mejoramiento | Reducci6n | Alteracion de | Reduccion de | Dilatacion Hidmc{ar!:um Cambio rez;t:lfﬂ:?b“
de presion | delbarrido | dela IFT | la mojabilidad | laviscosidad | del petrleo | fase nica | composicional’ incremental
Inyeceidn | Inyeccidn de agua Caso base?
de agua | Aqua preparada Bajo
Inyeccidn | Hidrocarburo Moderado
degast [ o, Alto
inmiscible: ["i-oeno o gas de chimenea 3 3 Maderado
Inyeccidn | Hidrocarburo - Alto
de gas: | Hidrocarburo WAG 1 Muy alto
miscible o0 Ao
L0, WAG El més alto
Método | Vapor Alto
EMIiEd | Ajre a alta presitn Alto
Método | Folimero Bajo
quimico | Syrfactante Moderado
ASP Alto
IFT = tensidn interfacial 1. Cambip de |a compozicidn del hidrocarbum liquido
WAG = nyecciln altemativa de agua y de g 2 dogrclids e prioos o s ek e daral s
ASP = mezcla de Alcali-surfactante-polimero 4. Intercambio de evaparacitn-condensacidn

Fuente: AL-MJENI, Rifaat. EDWARDS, John. GURPINAR, Omer.¢Llego el momento para la tecnologia EOR?.
En: Qilfield Review. Vo.;2. No 4(invierno 2010/2011); p. 22.

2.1.1 Aspectos de seleccion en un proceso de recobro mejorado. Teniendo en
cuenta que cada Yacimiento tiene unas caracteristicas propias y que en especifico
cada campo cuenta también con unas facilidades propias, los principales criterios
estan relacionados con las caracteristicas de los fluidos producidos y con las
caracteristicas propias del reservorio. Es importante mencionar que otro criterio con
alta importancia es el factor econdémico y la disponibilidad. En el Cuadro 3 es posible
apreciar los principales criterios al momento de querer seleccionar un método de
EOR.
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Cuadro 3. Criterios de seleccion para un proceso de EOR.

Propiedades del Aceite Caracteristicas del yacimiento
Saturacién Espesor Permeabilidad
Viscosidad de aceite Tipo de neto promedio Profundidad Temperatura
Método “API cp) ‘Composicion (%) formacian (ft) (md) (ft) {'F)

Métodos de Inyeccidn de Gas (Miscible)

Mitrdpeno ygasde| =35748A 04802y Alto porcantsga =40 AT A Areniscao  |Delgado & menos NC > G000 NC
jcombustisn deC, aC,; carbonato  |que tenga echado
Hidrocarburos =23A41A =3y05w Alio porcanteje =W AghA Arenisca o | Delgado & menos NC = 4000 MC
deCaC, carbonato  |que tenga echado
IC0 =»2XA3EA <0y 15w Al parcanizje =X ASEA Arenisca o Amplic rango NC > 2500 MNC
dalCyaCyy carbonato
|Gases Inmiscibles =12 < 600 WC =¥ AT0A RC NC si emsie NC > 1800 NC
echado ylo buana
permeshilidad
vertical

Inyeccion de Agua (mejorada)

Inyeccidn de =MAZRA CRLEREE] Ligemo, =3 ASA Ue praferencia NG =10 A 450 A :‘ﬂﬂ[‘!&.‘aﬁﬂ 3 ET]
MicedlarPaolimera, intermedia, BIENSCE
|ASF y Alcali alqunos Acidos

organicos para

nyeccicn de
shcali

Inyeccidn da > 15 < 180, = 10 NC =50 A80 A | De praferencia NC > 10 A 80Q A < 9000 < 200 ¥ 140
Polimern BIENECE

Témico Mecanico

jCombaustaon =10A0E 37 < 5000 Algunos =h0ALEA |Arena ! arersscal =10 > & < 115005 3500 [ =100 A 135
* componentas
120d) asfallicos
/apar »8a13b+7? < 200000 NC =4)AGEA JArena/ arerscal =20 =300 A2s40 A | < 4500 w 1500 NC
*
4700
Extracmsin Tall Caro i an frio NC > bWt arena Arana > 10" NC > 3: 1 rolocdn da NC
superficial bitumincss sobrecanga /

arena

Fuente: TABER, J. 1997 tomado por MEDINA, Eustaquio. Recuperacion mejorada por inyeccion de alcali,
surfactante y polimero (ASP). Universidad Nacional Autdnoma de México. México D.F. 2010, p. 8. Modificado
por el autor.

Para el caso del Campo Yaguara, luego de estudios realizados por la compafiia y
evaluaciones técnicas, se decidié que los procesos de EOR mas adecuados son los
quimicos, esto se puede evidenciar con los criterios expuestos en el Cuadro 3,
donde se observan los criterios para inyeccion de polimeros, surfactantes y alcalis
y al compararlos con las caracteristicas del campo que se mostraron en el capitulo
anterior en el Cuadro 1, se concluye que son afines para el Campo Yaguara.

2.2 PROPIEDADES DE LA INTERACCION ROCA-FLUIDO INVOLUCRADAS EN
LOS PROCESOS DE INYECCION DE QUIMICOS COMO METODO EOR

Segun Paris de Ferrer, “Los yacimientos de hidrocarburos son trampas
subterraneas compuestas por una roca porosa y permeable que puede almacenar

51



cantidades comerciales de petréleo y gas dentro de sus espacios porosos”®. De
acuerdo a esta definiciobn es correcto afirmar que los fluidos estan en constante
interaccién con la roca y que estas interacciones asociadas a las caracteristicas
propias del sistema, se definen como propiedades roca-fluido, y se describen a
continuacion.

2.2.1 Movilidad. La movilidad es la relacion que se da entre la permeabilidad
efectiva y la viscosidad de un fluido, esto hablando de flujo monofasico. En general
los yacimientos presentan més de un fluido, asi que son procesos de flujo
multifasico, y en ellos, existe una relacion entre las movilidades de los fluidos que
estan en el medio poroso, denominada razén de movilidad, M, y es la relacion entre
el fluido desplazante sobre el desplazado como se puede observar en la Ecuacién

1.
Ecuaciéon 1. Razén de Movilidad

Fuente: ESCOBAR, Fredy Humberto. Fundamentos de Ingenieria de
Yacimientos. Colombia.2007, p. 53.

Donde:
Aw: Movilidad del agua
Aw: Movilidad del fluido

La relacion de movilidad, M, dependiendo su valor puede indicar:
M < 1: El aceite se mueve mas facil que el agua.
M = 1: El agua y el aceite poseen la misma movilidad.

M > 1: El agua se mueve mucho mejor que el aceite.

2.2.2 Saturacién del petréleo. La saturacion de un fluido se define como el
porcentaje del volumen poroso que es ocupado por un fluido, de esta manera la
saturacion de petréleo se entiende como el volumen de aceite dividido en el total
del volumen poroso, como se aprecia en la Ecuacion 2.

29 pAR(S DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Maracaibo: Ediciones astro
data S.A. 2009. p.27.
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Ecuacidn 2. Saturacion de petréleo

Vo

So= —
0 Vp

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.
Maracaibo: Ediciones astro data S.A. 2009. p.237.

Donde:

So: Saturacion de aceite.
Vo: Volumen de aceite.
Vp: Volumen poroso.

Los fluidos presentes en los reservorios siempre buscaran estar en equilibrio, por
esto, se organizaran dentro del medio poroso de acuerdo a su densidad, pero tanto
el gas como el aceite se veran afectados por la cantidad de agua connata que exista
en el medio. Adicionalmente el crudo tendra una fraccion inmévil denominada
Saturacion de Aceite irreducible, y otra fraccién que luego del desplazamiento de
los fluidos y su produccion se quedara en el medio poroso y esta se denomina
Saturacion de Aceite residual.

2.2.3 Mojabilidad. La mojabilidad o humectabilidad hace referencia a la tendencia
que tiene un fluido para adherirse a una superficie cuando esté en presencia de otro
u otros fluidos inmiscibles. Esta propiedad es importante debido a que la distribucion
de los fluidos en el medio poroso es funcion de ella, ya que, por ejemplo, si una roca
es mojada preferiblemente por agua, gracias a las fuerzas de atraccion los poros
mas pequefos estaran ocupados por la fase mojante, y los poros mas grandes por
la fase no mojante, en este caso el petréleo.

Una medida indirecta de la mojabilidad es el Angulo de contacto 6, el cual se mide
desde el liquido hacia el sélido como se puede observar en la Figura 8.
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Figura 8. Angulo de contacto.

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Maracaibo: Ediciones
astro data S.A. 2009. p.268.

Para Escobar “las condiciones de mojabilidad con respecto al angulo son”3°;

- Mojado poragua: 0<06 <70
- Neutro: 70<8 <110
- Mojado por aceite: 110 <8 <180

2.2.4 Drenaje. Inicialmente el medio poroso esta ocupado por un fluido
denominado mojante. Cuando este fluido es desplazado por un fluido no mojante,
se denomina drenaje, siendo un proceso forzado gracias a la aplicacion de la
presion de desplazamiento o, de entrada. Es decir, el drenaje es la disminucion de
la fase mojante y es el proceso que establece la saturacion de los fluidos al momento
de descubrir el reservorio.

2.2.5 Imbibicion. Laimbibicién es un proceso espontaneo, que consiste en revertir
el proceso de drenaje. Es decir, el desplazamiento de la fase no mojante por la fase
mojante, entendiéndose como la disminucién de la fase no mojante en el medio
poroso Yy el aumento de la fase mojante.

Los procesos de Drenaje e Imbibicion, se pueden apreciar en la Figura 9 que
presenta los esquemas representativos de cada uno de estos procesos.

30 ESCOBAR, Fredy Humberto. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Colombia.2007, p. 57.
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Figura 9. Esquemas de Drenaje e Imbibicion.

(a)Esquema del proceso de drenaje. El petrdlec s desplarado por agua.,
El fluicdo majante as al patrdlec,

Pratrdkeo Fetrdieoc

Agua Bguaa

{b) Esguerma del proceso de imbibbicidn. El petrdlec es desplazado por al agua.
El fluido mojante es ! agusa. - [

Patrdslao

[EEE) agua

Fuente: BIDNER, Mirtha. Propiedades de la roca y los fluidos en reservorios de petroleo. Primera edicién.
Buenos Aires: Universidad de Buenos Aires. 2001, p.145.

2.2.6 Tension interfacial (IFT). Cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto,
existen fuerzas en su interfase, las cuales siempre estaran en desbalance de
fuerzas moleculares y que como resultado reducen el area de contacto. “La tension
interfacial es la fuerza por unidad de longitud requerida para incrementar el area de
una interfase. Es un fendémeno macroscépico con origenes microscopicos”.
Adicionalmente cada vez que la tension interfacial (IFT) se hace mas baja, los
fluidos se acercan mas a ser miscibles el uno con el otro, convirtiéndose entonces
en una medida indirecta de la solubilidad. En los procesos de recobro terciario, la
tensién interfacial cumple un papel importante, ya que, si se logra tener un dnico
fluido saturando el medio, este fluirA mas facil y esto se logra si, esta propiedad se
hace despreciable®?.

2.2.7 Numero capilar (Nc). El nUmero capilar se define como la relacion que existe
entre las fuerzas viscosas y las fuerzas capilares, esta estrechamente relacionado
con la saturacion de aceite residual y la tension interfacial. EIl nimero capilar se
expresa de la siguiente manera, Ecuacién 3.

31 MEJIA, Shirley. Determinacidn de la tensidn interfacial agua — decano bajo confinamiento por técnicas de
simulacién molecular. Universidad Nacional de Colombia. Medellin. 2009. p, 4.
32 ESCOBAR, Fredy Humberto. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Colombia.2007, p. 54.
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Ecuacién 3. Nimero capilar (Nc)

Fy
Ne= —~

Fuente. SHENG, James J. Modern Chemical Enhanced Oil
Recovery. Burlington: Elsevier, 2011 p. 293

Donde:

Nc: Numero capilar
Fv: Fuerzas viscosas
Fc: Fuerzas capilares

Si el Nc es menor a 1, las fuerzas capilares predominan a las fuerzas viscosas y si
el Nc es mayor a 1, entonces las fuerzas viscosas predominan sobre las fuerzas
capilares, y esto es lo que generalmente se busca en los procesos de recobro
mejorado con inyeccion de surfactantes.

2.2.8 Presion capilar. Cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto, existe
una discontinuidad en la presion a lo largo de su interfase, la cual depende de la
curvatura que separa a los fluidos, esta diferencia de presion se denomina presion
capilar y se define como la diferencia de presién entre la fase no mojante y la fase
mojante, la cual siempre serd positiva, y esta representada en la Ecuacién 4.

Ecuacidén 4. Presion capilar

Pc =P, — P,

Fuente: ESCOBAR, Fredy Humberto. Fundamentos de Ingenieria
de Yacimientos. Colombia.2007, p.62.

Donde:

Pc: Presién capilar

Pnm: Presion Fase no mojante
Pm: Presion Fase mojante

La presion capilar se puede representar mediante una grafica y su tendencia
dependera de la mojabilidad, la saturacion de los fluidos en el medio poroso y la
forma y tamafo de los poros. La Figura 10 presenta la curva de presion capilar y
sus diferentes interfases y zonas.
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Figura 10. Curva de Presién capilar
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Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion.
Burlington, USA: Gulf Professional Publishing. 2006, p.208. Modificada por el
autor.

2.2.8.1 Zona neta petrolifera. Definida como la regién donde solamente se
mueve el aceite, ya que toda el agua presente se encuentra en estado irreducible.

2.2.8.2 Zona de transicién. Definida como la region donde existe una
movilidad simultanea de agua y aceite, debido a que la saturacién del agua presente
aqui es mayor que la saturacién de agua irreducible pero menor que el 100%.

2.2.8.3 Contacto agua-petroleo (CAP). Es la superficie o el contacto que
separa al agua del petréleo, generalmente es el nivel mas bajo donde se encuentra
aceite.

2.2.8.4 Nivel de agua libre (NAL). El nivel de agua libre se define como la
profundidad a la cual el medio poroso estara saturado 100% por agua, haciendo
inexistente la presion capilar.
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2.2.9 Eficienciade desplazamiento. La eficiencia de desplazamiento en cualquier
proceso de recobro, bien sea secundario o terciario se define como el producto entre
la eficiencia microscoépica y la eficiencia macroscoépica y se denomina E. También
se puede entender como la fraccion entre el aceite recuperado en un proceso de
recobro y el aceite original al inicio del proceso. Matematicamente se representa
como se observa en la Ecuacién 5.

Ecuacién 5. Eficiencia de desplazamiento

E = ED*EV

Fuente: GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil Recovery.
Estados Unidos.1998, p. 2

Donde:
Ep: Eficiencia de barrido microscépica
Ev: Eficiencia de barrido macroscopica

2.29.1 Eficiencia de desplazamiento microscopica (ED). A nivel
microscopico la eficiencia de desplazamiento esta totalmente relacionada con el
desplazamiento del aceite en escala de poro y se ve reflejada en las zonas que son
contactadas por el fluido desplazante al evidenciar una disminucion en la saturacion
de aceite residual, por esto de ella depende en gran parte el éxito o fracaso de un
proceso de EOR®,

2.2.9.2 Eficiencia de desplazamiento macroscépica (EV). A nivel
macroscopico la eficiencia de desplazamiento es el volumen poroso invadido o
contactado por los fluidos inyectados, es decir que es la misma eficiencia
volumétrica y por consiguiente es una medida cuantitativa de cémo se barre el
yacimiento areal y verticalmente y es funcidén del tiempo de desplazamiento del
proceso. El volumen poroso contactado estara en funcién de las propiedades de
los fluidos del yacimiento y los inyectados, ademas de las caracteristicas del
yacimiento y de los pozos inyectores y productores34.

2.3 METODOS CONVENCIONALES DE INYECCION DE QUIMICOS COMO
PROCESOS EOR

La inyeccion de quimicos como método de recobro mejorado se ha implementado
a lo largo de todo el mundo por mas de 30 afios, consiste principalmente en
adicionar quimicos al agua que se inyecta al yacimiento y de esta manera mejorar

33 GREEN, Don W; WILLHITE, P. Enhanced Oil Recovery. Estados Unidos.1998, p, 12.
34 |bid, p, 73.
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las soluciones al adquirir mejores propiedades o efectos que generen un incremento
en el factor de recobro.

Los métodos mas conocidos son la inyeccidon de polimeros, surfactantes, alcalis o
sus posibles combinaciones (ASP, SP, etc.), el objetivo principal de cada uno de
estos métodos varia, los polimeros, por ejemplo, buscan mejorar la razén de
movilidad a través de un incremento en la viscosidad del agua, y tanto surfactantes
como alcalis buscan reducir la tension interfacial a través de microemulsiones que,
dependiendo el método, varian su lugar de creacion. En este proyecto son de interés
Gnicamente la inyeccion de polimeros y de surfactantes y sus principales
caracteristicas se describen a continuacion.

2.3.1 Inyeccion de polimeros. La inyeccion de polimeros en la industria del
petrdleo se ha llevado a cabo en diversas ramas y su uso se ha extendido en todo
el mundo, creando una linea de experimentacion y aprendizaje bastante robusta.
En actividades de recobro mejorado la inyeccion de polimeros tiene como objetivo
principal modificar la viscosidad del agua de inyeccion de manera que esta aumente,
y asi conseguir una mejor relacion de movilidad con el aceite. Es importante
entender que los polimeros deben ir en solucién con el agua, por lo que para su
implementacion en los Campos debe existir ya un sistema de inyeccién de agua o
deben poder crearse las facilidades que permitan llevar a cabo esta operacion,
ademas de que los polimeros utilizados deben ser solubles en agua.

Los polimeros son “Moléculas de gran tamafo, constituidas por “eslabones”
organicos denominados mondémeros, unidos mediante enlaces covalentes. Los
eslabones estan formados, fundamentalmente, por atomos de carbono y pueden
poseer grupos laterales o radicales con uno o mas atomos”®. Estas unidades
quimicas que se forman, presentan un alto peso molecular y un material resistente.

La inyeccion de polimeros se considera como una modificacion a la inyeccion de
agua. Este proceso consiste en adicionar un tapén de polimeros con un alto peso
molecular y en una concentracién que puede variar entre 200 y 1000 ppm al agua
de inyeccion antes de que esta sea inyectada al yacimiento®¢. Esta solucién de
agua-polimero sera altamente viscosa de manera que la razon de movilidad agua-
petréleo se hara mas favorable y permitird el desplazamiento de una cantidad de
aceite que antes no podia ser barrido gracias a la reduccion de la permeabilidad
efectiva del agua, mejorando la eficiencia de desplazamiento tanto areal como
verticalmente, lo que se traduce en un aumento del factor de recobro. En la Figura
11 se puede como se favorecen las eficiencias de desplazamiento.

35 HERMIDA, Elida. Polimeros. Buenos Aires: Coleccién encuentro inet. 2011.p.14.
36 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. op., cit, p.313.

59



Figura 11. Efectos en la eficiencia areal y vertical con la inyeccion de polimeros.

PRODUCTOR PRODUCTOR INYECCION DE AGUA
ACETE % o i1
— *L_} i
= &
ER0FORENA NA REACION O K2> k3> k1
NYECCION DE AGUA S
CON RELACION DE DESPLAZAMIENTO POLIMERICO
MOVILIDAD DESFAVORABLE
SL M K
POLIMERICA i K2
ACETE
; K3
INYECTOR INYECTOR
a) Mejoramiento de la eficiencia. b) Mejoramiento de la eficiencia
de barrido areal de barrido vertical.

Fuente: MEDINA, Eustaquio. Recuperacion mejorada por inyeccion de alcali, surfactante y polimero (ASP).
Universidad Nacional Autbnoma de México. México D.F. 2010, p. 47.

Para Hermida®’ los polimeros se clasifican de acuerdo a su origen de la siguiente
manera:

a Naturales o Biopolimeros: Son aquellos polimeros que son producidos por
organismos Vvivos, ya sean plantas, insectos, entre otros, los cuales se emplean sin
realizarles algun tipo de modificacion.

0] Sintéticos: Son polimeros conformados por macromoléculas creadas por el
hombre y pueden dividirse en dos categorias: termoplasticos, los cuales al
calentarse se ablandan o funden y son solubles en un solvente adecuado, por otro
lado, estan los termorrigidos, que, a diferencia de los termoplasticos, se
descomponen al ser calentados y no pueden fundirse ni solubilizarse.

2.3.2 Criterios de disefio e implementacion en un proceso de Inyecciéon de
Polimeros. Los principales criterios que se deben tener en cuenta para garantizar
una efectiva implementacion de una inyeccién de polimeros se resumen a
continuacion en el Cuadro 4.

37 HERMIDA, op., cit, p.16.
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Cuadro 4. Criterios de implementacion para una Inyeccion de Polimeros

Gravedad > 25 API
Viscosidad <100 cp
Composicon No es critico

[ vacmienTo |
So < 10% VP de aceite movil
Espesor neto No es critico
Profundidad <9000 pies
Razon de Movilidad 2a40
Permeabilidad > 20 md
Factor de Heterogeneidad 0.5-0.85
<175 °F (Depende del
Temperatura :
polimero)
Salinidad Preferiblemente baja
Litologia Areniscas y Carbonatos

Condiciones apropiadas para la inyeccion de agua
Alta saturacion de petréleo movil
Alto ¢oh

Fracturas extensivas
Empuje fuerte de agua
Capa de gas
Alto contraste de permeabilidad
Agua de formacion altamente salina
Problema de inyectividad severo

Alto contenido de arcilla y calcio

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo: Ediciones Astro Data S.A. 2001. p.315. Modificada por el
autor.

2.3.3 Factores que afectan laInyeccion de Polimeros. Los polimeros se pueden
ver afectados por diversos factores cuando son inyectados al yacimiento
ocasionando una perdida en sus propiedades originales que se ven reflejadas en
una disminucion de los efectos esperados. A condiciones de yacimiento los
polimeros seleccionados deberian conservar su estabilidad y garantizar un
mantenimiento favorable en la razén de movilidad agua-petréleo, de esta manera



se podria considerar la viscosidad como el parametro mas relevante en las soluciones de
polimero, y los factores que mas la afectan se describen a continuacion.

2.33.1 Efecto de la salinidad. En la inyeccion de polimeros, la salinidad del agua
tanto de inyeccion como la del reservorio debe ser preferiblemente baja, ya que una
solucién con alta salinidad causara una disminucion en la viscosidad. Este efecto
ocurre debido a que, a medida que incrementa la salinidad las asociaciones
intermoleculares del polimero disminuyen causando que la viscosidad del mismo
disminuya®. En la Figura 12 se aprecia el efecto que causa la salinidad en la
viscosidad de un polimero a diferentes concentraciones.

Figura 12. Efecto en la viscosidad del polimero causado por la salinidad a diferentes
concentraciones
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Fuente: WANG, Dongmei et al. Key Aspects of Project Design for Polymer Flooding.
Anaheim: SPE, 2007 p. 3

2.3.3.2 Efecto del peso molecular. En un proceso de inyeccién de polimeros,
el peso molecular puede afectar en gran medida la eficacia de los mismos en el
yacimiento. Seleccionar el peso molecular adecuado es vital, ya que, si bien un
polimero con alto peso molecular proporciona una mayor viscosidad, también
genera un mayor tamafio lo que conduce a una disminucién en volumen de poros
accesibles en el reservorio y por consiguiente una reduccion en el factor de
recuperacion.

38SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. Burlington: Elsevier, 2011, p.112.
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Este dltimo efecto se puede observar en la Figura 13, donde el polimero podra
acceder a los poros que estén a la izquierda de la recta, pero no a los de la derecha,
lo que técnicamente se traduce en que polimeros de alto peso molecular requeriran
yacimientos con permeabilidades mas altas.

Figura 13. Efecto del peso molecular del polimero en el vp accesible
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Fuente: WANG, Dongmei et al. Review of Practical Experience of Polymer Flooding at Daqging.
Tulsa: SPE, 2009. p. 472.

2.3.3.3 Efecto de la temperatura. La viscosidad disminuye a medida que la
temperatura aumenta porque se encuentran estrechamente relacionadas, al ser
inversamente proporcionales; efecto que hace que el polimero no pueda ser
sometido a altas temperaturas que produzcan su degradacion térmica. Al aumentar
la temperatura, las moléculas y cadenas del polimero presentan una mayor
actividad, ocasionando un aumento de la friccion entre ellas. Asi, la resistencia al
flujo es menor y la viscosidad disminuye produciendo un efecto contrario al
esperado cuando se emplea un polimero.

En la Figura 14 se puede apreciar el efecto que causa el aumento de temperatura
en el polimero PAMOATY5 a una concentracion de 2800 mg/l.

39 SILVA CARDENAS, Laura Natalia. Andlisis de la viabilidad técnico-financiera de un proceso de recobro
quimico alcali-surfactante-polimero (ASP) en el Campo la Cira-Infantas. Fundacion Universidad de América
Colombia, Bogota D.C. 2016, p.59.
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Figura 14. Efecto de la temperatura en la viscosidad del polimero
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Fuente: SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. 2010.
British LibraryCataloguing-in-Publication Data. p.115.

2.4 INYECCION DE SURFACTANTES

Los surfactantes son compuestos organicos, también denominados tensoactivos y
son sustancias quimicas que tienen un caracter anfifilico. Las estructuras
moleculares de los surfactantes poseen dos grupos: el primero hidrofébico que hace
gue repelen el agua y sean solubles en aceite y segundo hidrofilicos, es decir que
repelen el aceite y son solubles en agua.

La inyeccién de surfactantes consiste en agregar tensoactivos a un medio acuoso,
generando que las moléculas de surfactantes interactien con el medio formando
estructuras denominadas micelas, al inyectar esta mezcla en el yacimiento entra en
contacto con el aceite permitiendo la reduccién de la tension interfacial en la interfaz
liquido-liquido, lo que permite que el petrdleo forme un sistema de micro emulsion.

Para Paris de Ferrer®?, una inyeccién de surfactante tiene como objetivo principal
recobrar el petroleo residual que luego de procesos de recuperacion primaria e
inyeccion de agua alcanza unos valores entre el 20 y 40% del volumen poroso.

Esta reduccién de la saturacion de petréleo residual fisicamente ocurre gracias a la
Tension Interfacial (IFT) y al Namero Capilar (Nc), los cuales fueron explicados en
los numerales 3.2.6 y 3.2.7 respectivamente. Entonces el objetivo de los
surfactantes es aumentar el nimero capilar, disminuyendo la tension interfacial en
varios ordenes de magnitud y a su vez reduciendo la saturacion de petroleo residual.
Este efecto se puede apreciar en la Figura 15.

40 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccién de Agua y Gas en Yacimientos Petroliferos, Op. cit. p. 316.
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Figura 15. Efecto del nimero capilar en la saturacion de aceite residual
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Fuente: STEGEMEIER citado por SILVA CARDENAS, Laura Natalia. Andlisis de la viabilidad
técnico-financiera de un proceso de recobro quimico alcali-surfactante-polimero (ASP) en el
Campo la Cira-Infantas. Fundacién Universidad de América Colombia, Bogota D.C. 2016, p.64.

2.4.1 Clasificacién de los Surfactantes. Los surfactantes se pueden clasificar de
acuerdo a su polaridad y a la naturaleza i6nica de su grupo principal, a continuacion,
se describe esta clasificacion:

a Surfactantes Anionicos: La molécula del surfactante anionico, cargado
negativamente, en contraposicion al mondémero, es muy requerida por su
electroneutralidad y se descarga con un catién metalico inorganico, usualmente
sodio, asociado con el monémero. La molécula ioniza a los cationes libres y a los
monomeros anionicos, en una solucion acuosa. Son los surfactantes mas comunes
en el desplazamiento miscelar debido a su buena calidad, gracias a que son
relativamente resistentes a la retencion, estables y pueden ser obtenidos de manera
relativamente econémica.

U Surfactantes Catiénicos: Los surfactantes son cationicos cuando la parte
polar tiene carga positiva y la molécula del surfactante contiene un anion inorganico
para balancear la carga. Estos surfactantes son de poco uso en el desplazamiento
miscelar ya que son absorbidos fuertemente por las superficies anionicas de las
arcillas.

U Surfactantes No-lénicos: Estos surfactantes no forman enlaces iénicos,
sino que cuando se disuelven en soluciones acuosas, presentan propiedades de
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surfactantes por su contraste de electronegatividad entre sus constituyentes. Esta
clase de surfactantes han sido muy utilizados en el desplazamiento miscelar,
principalmente como cosurfactantes y se han incrementado hasta ser surfactantes
primarios, ademas son mucho mas tolerantes a la alta salinidad que los anionicos.

U Surfactantes Anfotéricos: Estos surfactantes pueden contener tanto un
grupo aniénico como un grupo no-polar, es decir que pueden contener aspectos de
dos o0 mas de las otras clases. No se han usado en la recuperacion de aceite.

En los procesos de EOR quimico, los surfactantes mas utilizados son los Aniénicos,
esto se debe a que por ejemplo en litologias como las areniscas presentan una
adsorcion a la roca muy baja debido a la carga negativa de la superficie,
adicionalmente los surfactantes no-idnicos se pueden mezclar con los anidnicos
para obtener una mayor tolerancia a la salinidad, ya que estos no tienen una buena
capacidad para reducir la IFT pero si, para ser tolerantes a altas salinidades*.

A nivel practico en la industria, los surfactantes mas utilizados son los hidrocarburos
sulfonatos, los cuales se pueden producir ya sea cuando una corriente de refineria
de peso molecular intermedio es sulfonada o sintéticamente cuando un compuesto
organico relativamente puro esta sulfonado. Los surfactantes de sulfonato son
elegidos porque generalmente tienen mayor disponibilidad y una buena tolerancia
a los iones divalentes, aunque en su estructura poseen un enlace de tipo éster, que
los hace susceptibles a hidrélisis en altas temperaturas y bajos pH*2.

2.4.2 Criterios de disefio e implementacién en un proceso de Inyecciéon de
Surfactantes. Los principales criterios que se deben tener en cuenta para
garantizar una efectiva implementacion de una inyeccién de surfactantes se
resumen a continuacién en el Cuadro 5.

41 SHENG, James. Op, cit. p. 239.
4|pid., p.240.
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Cuadro 5. Criterios de implementacién para una Inyeccion de Polimeros

Gravedad > 25 API
Viscosidad <30cpa goqd|C|ones de
yacimiento
Composicon Livianos e Intermedios
So >30%
Espesor neto = 10 pies
Profundidad >8000 pies
Permeabilidad >20 md
Temperatura <175°F

Arenisca con bajo contenido
de arcillas sin yeso ni anhidrita.

Litologia

Calcio y Magnesio <5.000 ppm
TDS <100.000 ppm
Agua Suave de baja salinidad

Formacion homogenea.
Barrido de inyeccion de agua > 50%
Alto ¢h

Fracturas extensivas

Capa grande de gas
Empuje fuerte de agua

Alto contraste de permeabilidad

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Maracaibo: Ediciones Astro Data S.A. 2001. p.318. Modificada por el
autor.

2.4.3 Factores que afectan la Inyeccion de Surfactantes. En una inyeccion de
surfactantes el éxito dependera de varios factores que resultan muy variables ya
gue los surfactantes pueden alterarse de acuerdo al medio donde se encuentren y
modificar sus propiedades originales, para este estudio seran relevantes, la
concentracion critica micelar, las micro emulsiones y la adsorcion del surfactante.
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2.4.3.1 Concentracion critica micelar (CMC). Una caracteristica principal de
los tensoactivos es la concentracion critica micelar (CMC) por sus siglas en inglés,
esta se define como la concentracién de surfactante por encima de la cual las
miscelas se forman espontaneamente. Cuando un surfactante se introduce al
sistema, se disocia en un cation y un mondémero, reduciendo la energia de la
interface y eliminando las partes hidrofébicas que estan en contacto con el agua.
Luego de que esto ocurre, la tension interfacial disminuye y si se sigue
incrementando la concentracion del surfactante, la parte lipofilica de este empezara
a asociarse para formar micelas que contienen monémeros hasta alcanzar la CMC.

Una vez alcanzada la concentracion critica micelar, el incremento de surfactante
solo causara un incremento en la concentracion micelar, mas no en la tension
interfacial. Es decir, antes de llegar a la CMC la tension interfacial disminuye de
manera abrupta pero luego de alcanzada, esta se mantendra constante. En la
Figura 16 se puede apreciar el comportamiento tipico de la concentracion critica
micelar.

Figura 16. Concentracién critica micelar (CMC)
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Fuente: MEDINA, Eustaquio. Recuperacién mejorada por inyeccion de alcali, surfactante y polimero (ASP).
Universidad Nacional Autbnoma de México. México D.F. 2010, p. 91.
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2.4.3.2 Microemulsiones. Una microemulsion es un estado de energia
minimo, consistente en un tipo de emulsién estable termodinamicamente,
conformada por una mezcla de petréleo, agua y surfactante que no requiere para
formarse, una entrada de energia hacia el sistema ya que se forma
espontaneamente. Las microemulsiones tienen un diametro de gota aproximado de
100 nandémetros o menos y son tipicas soluciones claras.

La salinidad afecta criticamente el comportamiento de fase de un surfactante,
debido a que generalmente la solubilidad del surfactante en la salmuera disminuye
cuando la salinidad de esta aumenta. En general en el limite salmuera-aceite la
composicidon se separa en dos fases: una fase que es aceite puro y una
microemulsion que en esencia contiene salmuera, surfactante y un poco de aceite
solubilizado. De acuerdo a estas fases existentes, las microemulsiones se pueden
clasificar bajo el esquema Winsor que se divide en Tipo I, Il y lll, y se describen a
continuacion:

a Tipo | o Tipo Il (-): En este tipo de microemulsién coexisten dos fases y
ocurre en sistemas de baja salinidad. Las fases presentes son una salmuera
y una microemulsion de agua que contiene un poco de aceite solubilizado y
un exceso de aceite. La emulsion formada es de fase continua agua.

a Tipo Il o Tipo Il (+): En este tipo las microemulsiones que se forman son de
agua en aceite y se encuentran en sistemas de alta salinidad. Las fases que
coexisten en este sistema involucran una fase de agua y una microemulsion
de aceite y el surfactante se encuentra principalmente en este ultimo.

a Tipo lll: Este tipo presenta una microemulsion de fase intermedia, ocurre
entre los dos limites de salinidad del sistema y aqui la fase de aceite es pobre
en surfactante y en el medio coexisten dos fases: una es rica en surfactante
y la otra fase tiene exceso de agua.

2.4.3.3 Adsorcion del surfactante. Generalmente la adsorcion del
surfactante se incrementa a medida que aumenta la concentracion de surfactante
hasta un nivel maximo que se alcanza a la concentracién micelar critica (CMC);
debido a que la concentracion de surfactante inyectado usualmente, es al menos
dos ordenes de magnitud mayor que la CMC, el valor maximo de adsorcion se
alcanza rapidamente y puede aproximarse como una isoterma tipo Langmuir. En la
Figura 17 se pueden observar distintas isotermas de tipo Langmuir con variacion
en el area superficial del surfactante adsorbido en la roca.
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Figura 17. Isoterma de Adsorcion tipo Langmuir
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Fuente: SHENG, James. Modern Chemical Enhanced Oil Recovery. 2010.
British LibraryCataloguing-in-Publication Data. p.326.

La atraccion entre las moléculas y las superficies minerales causa la adsorcion del
surfactante y varia bastante entre los surfactantes no-iénicos y anibnicos,
dependiendo también de la naturaleza de la superficie mineral, de la temperatura,
de la composicion y pH de la salmuera, de la concentracion del surfactante y de la
concentracion del aceite ya que este afecta tanto el comportamiento de la fase como
la estructura miscelar de la solucion de surfactante. Es importante resaltar que las
mismas condiciones que proporcionan alta solubilidad del surfactante en el aceite y
la salmuera también pueden disminuir la adsorcion.

2.5 ALTERNATIVAS QUIMICAS NO CONVENCIONALES COMO METODOS DE
EOR

Generalmente, cuando se decide realizar un proceso de inyeccién de quimicos
como proceso de EOR, se evaltan en primer lugar los métodos convencionales,
pero muchas veces no son viables sobre todo desde el punto de vista econémico,
motivo que lleva a la busqueda de nuevas alternativas que ofrezcan los mismos o
mayores beneficios a un menor costo.

Dentro de estas alternativas no convencionales en la literatura se pueden encontrar
biopolimeros, biosurfactantes, alcalis organicos, nanoparticulas, entre otros. Las
alternativas no convencionales que se describiran a continuacién en este trabajo
son: el biopolimero hidroxietilcelulosa y las nanocapsulas de surfactante.
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2.6 GENERALIDADES DEL BIOPOLIMERO HIDROXIETILCELULOSA

Los biopolimeros son una alternativa bastante buena para los procesos de recobro
mejorado que busquen reducir costos y mantener los mismos efectos generados
por los polimeros convencionales, dentro de las caracteristicas principales de los
biopolimeros se encuentran tolerar mejor los efectos mecanicos de corte y ser
menos sensibles a la salinidad.

Los polimeros de Hidroxietilcelulosa (HEC) a diferencia de la Goma Xantica que es
el biopolimero mas usado, se pueden obtener mediante una produccion sintética, a
través de una modificacién quimica de la celulosa soluble en agua. El proceso
consiste en hacer reaccionar la celulosa insoluble con un éxido de etileno; al cual
se le afiade un grupo hidroxietil colgando de la cadena principal con lo que se logra
gue el polimero sea soluble en agua.

La naturaleza de polimeros de HEC es no i6nica y ademas posee una cadena
estructural bastante rigida lo que permite cumplir el papel de viscosificante a bajas
concentraciones, ademas debido a su naturaleza no ionica la HEC es insensible a
la salinidad, pero soluble aun cuando la solucién sea muy salina. La estructura de
la Hidroxietilcelulosa se puede observar en la Figura 18. Otra ventaja que tienen los
polimeros de HEC con respecto a los biopolimeros mas usados y quiza la mayoria
de polimeros convencionales es que luego de su sintetizacidon no queda con grumos
gue puedan causar un dafio de formacion al yacimiento tras su inyeccion.

Figura 18. Estructura de la Hidroxietilcelulosa
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Fuente: ABBAS, Sayeed. SANDERS, Aaron. DONOVAN, James. Applicability of Hidroxyethylcellulose
Polymers for Chemical EOR. Malaysia: SPE, 2013. p.5.

Aligual que todos los polimeros la HEC tiene un objetivo principal que es viscosificar
las soluciones y en esta capacidad se encuentra su principal beneficio, para este
caso, la viscosidad de la hidroxietilcelulosa se vera afectada principalmente por la
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temperatura debido a que sus cadenas poliméricas no se encuentran conformadas
de manera helicoidal. En la Figura 19 se aprecia el comportamiento de la viscosidad
con respecto a la temperatura para 3000ppm de HEC.

Figura 19. Viscosidad vs Temperatura para 3000ppm de HEC
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Fuente: ABBAS, Sayeed. SANDERS, Aaron. DONOVAN, James. Applicability of

Hidroxyethylcellulose Polymers for Chemical EOR. Malaysia: SPE, 2013. p.6.

2.6.1 Caracteristicas del biopolimero Hidroxietilcelulosa. A continuacion, se
presentan las principales caracteristicas del biopolimero HEC que son relevantes
para el presente estudio y que segun Abbas*3 son: la estabilidad tanto quimica como
oxidativa, la solubilidad y el efecto en el dafio de formacion.

2.6.1.1 Estabilidad quimica: En cuanto a la estabilidad quimica la HEC se
encuentra afectada por el pH, esto se debe a la hidrdlisis que se forma en algunas
de sus cadenas dentro de la estructura, de esta manera a bajos pH la estabilidad
de la HEC decrece significativamente, pero en sistemas de pH neutro o elevado
presenta un comportamiento estabilizado que puede durar varios meses, lo cual es
importante en los proyectos de EOR.

43 ABBAS, Sayeed. SANDERS, Aaron. DONOVAN, James. Applicability of Hidroxyethylcellulose Polymers for
Chemical EOR. Malaysia: SPE, 2013. p.7.
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2.6.1.2 Estabilidad oxidativa: Debido al tipo de estructura molecular de la
HEC la viscosidad se ve afectada gracias al oxigeno mediante reacciones de oxido-
reduccion, por esto es importante preparar las soluciones que se van a inyectar en
atmosferas inertes, para evitar este tipo de inconvenientes.

2.6.1.3 Solubilidad: Todos los polimeros deben ser hidratados y mezclados
en la solucion antes de ser inyectados, generalmente se requiere de equipos
especializados y aun asi no se garantiza una total solubilizacion. Los biopolimeros
tienen mejor capacidad para solubilizarse en las soluciones, y entre ellos la HEC
tiene mayor facilidad para ser hidratado en comparacién con la Goma Xantica
evitando la formacién de grumos o agregados que puedan generar taponamientos
en los poros dentro del yacimiento. En la Figura 20 se puede ver el comportamiento
de dos soluciones una de Goma Xantica y otra de HEC luego de 12 horas de
hidratacion.

2.6.1.4 Dafio de Formacién: El mayor beneficio de la Hidroxietilcelulosa se
encuentra en no generar dafos a la formacién asociados a taponamientos en los
poros causados por impurezas en la solucion. A causa del proceso de fermentacion
y la manera en que se manufactura la HEC presenta ausencia de grumos lo que
permite a este biopolimero ser eficaz en ambientes de baja permeabilidad.

Figura 20. Solubilidad de 3000ppm de HEC y Goma Xantica tras 12 horas de hidratacion
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Fuente: ABBAS, Sayeed. SANDERS, Aaron. DONOVAN, James. Applicability of Hidroxyethylcellulose
Polymers for Chemical EOR. Malaysia: SPE, 2013. p.7.
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2.6.2 Ventajas del biopolimero Hidroxietilcelulosa. A continuacion, se enuncian
las principales ventajas que presenta el biopolimero HEC que lo hacen atractivo
como alternativa quimica no convencional para aplicar en el Campo Yaguara:

Se obtiene a partir de celulosa.

Se produce sintéticamente.

Facil produccion en masa.

(I xS e B

Polimero soluble en agua.
No tiene desechos celulares.
Naturalmente no iénico.

Estructura rigida que permite viscosificar a bajas concentraciones.

(I xS e B

Insensible a la salinidad.

U Reduccién del dafo de formacion.
2.7 INYECCION DE NANOPARTICULAS

Las nanoparticulas se definen como todo aquel fragmento sélido cuyo tamafio se
encuentre entre 1 y 100 nm, teniendo en cuenta que el prefijo “nano” denota una
dimension de 10° m. Una vez se alcanza la escala nanométrica, el comportamiento
de la materia varia con respecto a la escala microscépica y se genera un cruce entre
las leyes de la fisica clasica y de la mecénica cuéantica, logrando que las
propiedades de los materiales varien*. En la Figura 21 se puede apreciar la
dimension de la escala nanométrica.

Las principales propiedades que se logran modificar a escala nanométrica son:
Propiedades o6pticas, tales como la coloracion, la absorcion ultravioleta y la emision.
Las propiedades mecénicas como el ultra-endurecimiento y la anti-oxidacién. Las
propiedades térmicas (intercambio de calor, punto de fusion y resistencia térmica).
Las propiedades magnéticas, propiedades eléctricas (conductividad y aislamiento)
y las propiedades quimicas®.

4 DELGADO, J, BULLON, J y SALAGER, J. Nanoparticulas: fundamentos y aplicaciones. Universidad de los
Andes. Mérida, Venezuela: 2015. p. 158.

45 CESPEDES CHAVARRO, Carolina. Desarrollo de un nanofluido para la estabilizacién de finos en la
Formacion Barco del Campo Cupiagua. Universidad Nacional de Colombia. Medellin, Colombia: 2015. p. 16.
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Figura 21. Escala nanométrica
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Fuente: Size of the Nanoscale. Disponible en:<https://www.nano.gov/nanotech-101/what/nano-size>

En la industria del petréleo las nanoparticulas se han utilizado en diversas ramas
como por ejemplo en los fluidos de perforacion, en trazadores, en inhibicion de
asféltenos, inhibicion de escamas inorganicas e inhibicion de finos. En el area de
recobro mejorado el uso de nanoparticulas esta empezando a tomar gran fuerza,
ya que al ofrecer esta variacion de propiedades de los materiales las posibilidades
gue se abren son muchas, generalmente para procesos de EOR las nanoparticulas
se disuelven en una solucion, con lo cual reciben el nombre de nanofluidos y son
dispersiones estables de nanoparticulas en fluidos de diferentes naturalezas
quimicas, que pueden ser tanto oleosas como acuosas, ya que de esta manera es
mas facil viajar y llegar al yacimiento, ademas, al tener tamafios de particulas tan
pequefios pueden acceder a poros que inicialmente eran inaccesibles,
adicionalmente permiten ser funcionalizadas y mejorar sus efectos.

Es importante aclarar que las nanoparticulas no son iguales a los coloides, ya que
a pesar de que estos floculos se encuentran en el régimen nanométrico, no son
nanoparticulas al no poseer las mismas caracteristicas superficiales y volumétricas,
en el Cuadro 6 se presenta una comparacién entre las nanoparticulas y los
coloides.
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Cuadro 6. Comparacién nanoparticulas vs coloides

Nanoparticulas

Coloides

Tamarfio de 1-100 nm

Tipicamente > 10 nm

Composicion molecular homogenea < 15% del
tamafio de la dispersion

Composiciones pobremente definidas >15% en
el tamarfio de la dispersion

Sintesis reproducible (control sobre |la forma,
tamano y composicidn)

No reproducibles, incontrolable
morfologia/composicion

Propiedades fisicas reproducibles y actividad
catalitica

Propiedades imeproducibles (especialmente
imeproducibles actividades cataliticas)

Soluble en solventes organicos polares/no
polares (dependiendo del agente estabilizador)

Tipicamente solo solubles en solventes polares

Contiene superficies limpias

Contienen especies superficiales adsorbidas
tales como: OH, X, OH2, etc.

Fuente: LOPEZ, Angel Armando. Nanotecnologia en la |

ngenieria Petrolera: Conceptualizacion, Aplicaciones

e Identificacion de Modelos de Flujo. Universidad Nacional Autbnoma de México. México, D.F. p.23.

2.7.1 Métodos de sintetizacién de las

nanoparticulas. Existen dos métodos

para sintetizar las nanoparticulas, que difieren en sus grados de calidad, rapidez y
costo; grupos que, si bien aplican técnicas opuestas de operacion, tienen una misma

finalidad y son:

a Método TOP-DOWN: Agrupa las
fabricacion de nanoestructuras partiendo de materiales grandes, que sonr
reducidos paulatinamente hasta lleg
técnica incluida en este grupo es
precision, usada principalmente en la industria microelectrénica de materiales
y en la litografia, donde se exponen |
con el fin de obtener los tamafios de material deseados.
Los métodos de este grupo brindan complejidad y fiabilidad en los
dispositivos, pero usualmente conllevan altos costos energéticos, problemas
de contaminacion y un alto indice
estructura producida.

a Método BOTTOM-UP: Comprende los procesos para la construccién de
estructuras, atomo a &tomo o moléc
un grado de miniaturizacién superior al ofrecido por el método de top-down,
debido a que gracias al empleo de lo
disponer de una gran capacidad para situar atomos y moléculas individuales
en lugares determinados con mayor exactitud. Existen tres grandes
categorias en este enfoque:

X Ensamble Posicional: Es la Un

posicionar atomos y moléculas, uno
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técnicas que inician el proceso de

ar a la escala manométrica. La principal
el corte mediante ingenieria de ultra

0s materiales a la luz, iones o electrones

de imperfeccién en la superficie de la

ula a molécula. Estas técnicas permiten

s microscopios de escaneado es posible

ica técnica que permite manipular y
a uno. Sin embargo, aunque se cuenta




con instrumentos capaces de realizar estos procesos, el ensamblaje
posicional es extremadamente laborioso y en la actualidad no es apropiado
para llevarse a cabo a escala industrial.

X Sintesis Quimica: Consiste en la produccion de materias primas, como
moléculas o particulas, que pueden ser usadas directamente en productos
en forma desordenada, formando bloque o niveles mas avanzados de
ordenamiento. Un buen ejemplo del empleo de esta técnica son las
nanoparticulas.

X Autoensamblaje: Los fenbmenos que se presentan en este método se han
dado en la naturaleza desde hace miles de afios por ejemplo los cristales de
sal, los copos de nieve, sin embargo, su aplicacion a nivel industrial es
relativamente novedoso. En este método de produccion, los atomos o las
moléculas se colocan por si mismos en nanoestructuras ordenadas mediante
interacciones quimicas o fisicas entre subunidades.

Adicionalmente, a través de estos métodos existen unas técnicas para sintetizar las
nanoparticulas, las cuales se pueden observar en la Figura 22.

Figura 22. Técnicas de sintesis de nanomateriales

Sintesis de Nanoparticulas

v

Quimicos Fisicos
\ v ¥ v
Coloides Capped Clister de Sol - Gel
Matrices

v | v | .

Mondmeros Fuente de iones Haz de racimo
agregados de gas metalicos ionizado
liquidos
. .. Epitaxia de haz Consolidacion
Pulverizacion al pitaxia de ha

vacio molecular

Fuente: Synthesis and Characterization of Nonlinear Optical Nanoparticles and their Application. Disponible en:
<http://shodhganga.inflibnet.ac.in/bitstream/10603/74773/7/07_chapter%202.pdf>. Modificada por el autor.
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2.7.2 Propiedades de las nanoparticulas. Las nanoparticulas pueden adquirir
propiedades de acuerdo a como se sinteticen y ademas si se funcionalizan o no,
pero en general todas ellas presentan las propiedades que se describirdn a
continuacion y que son de interés en el presente estudio.

2.7.2.1 Area superficial. Las nanoparticulas cuando son comparadas con
masas similares, pero de materiales en escalas mayores, poseen unas areas
superficiales mucho mas grandes. Al ser el tamafio de particula tan pequefio, las
nanoparticulas tienen una alta relacion area superficial/volumen, y es que esta area
superficial tan grande aumenta la proporcion de atomos en la superficie de las
nanoparticulas. En la Figura 23 se puede ver el efecto de la alta area superficial de
las nano particulas.

Figura 23. Demostracién del area superficial de las nanoparticulas
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Fuente: LOPEZ, Angel Armando. Nanotecnologia en la Ingenieria Petrolera: Conceptualizacion, Aplicaciones
e Identificacion de Modelos de Flujo. Universidad Nacional Autbnoma de México. México, D.F. p.18.

La transferencia de materia mejorada en las nanoparticulas se convierte en la
caracteristica mas notable, teniendo en cuenta que el rango del tamafio de las
nanoparticulas varia entre 1 y 100 nm, el nimero de atomos por nanoparticula
variara en escala de millones, esto se ejemplifica mejor en la Figura 24 donde es
posible ver como a medida que la escala de los materiales disminuye la relacion
area superficial/volumen aumenta.
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Figura 24. Relacién area superficial/volumen vs Dimensién de la particula
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Fuente: LOPEZ, Angel Armando. Nanotecnologia en la Ingenieria Petrolera: Conceptualizacion, Aplicaciones
e ldentificacién de Modelos de Flujo. Universidad Nacional Autonoma de México. México, D.F. p.19.

2.7.2.2 Potencial Z. La medida de la magnitud de la repulsion o atraccion
entre las particulas es definida por el potencial Z, su medida proporciona una idea
detallada de los mecanismos de dispersion y es la clave del control de dispersion
electrostatico. Cuando una particula se encuentra en suspension siempre el
potencial Z sera la propiedad fisica mas relevante, ya que dependiendo de las
cargas y de la fuerza de repulsion entre ellas, la particula sera estable o inestable.
Al estar en un medio, el pH de este puede modificar las cargas de las particulas, su
variacion se puede observar en la Figura 25.

Figura 25. Potencial Z vs pH
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Fuente: CESPEDES CHAVARRO, Carolina. Desarrollo de un nanofluido para la estabilizacion de finos en la
Formacion Barco del Campo Cupiagua. Universidad Nacional de Colombia. Medellin, Colombia: 2015. p. 24.
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2.7.2.3 Tamafo de particula. Los tamafos de las nanoparticulas como se
menciono anteriormente, varian entre 1 y 100 nm y es importante mencionar que su
tamafio causa un efecto significativo en los yacimientos, esto se debe a que
generalmente los didmetros de los poros de los yacimientos oscilan en el orden de
1 micrémetro entonces las nanoparticulas no solo entran en los poros, sino que
“‘muestran un efecto de penetracién excitado por energia térmica y dinamica en
consecuencia de los cambios del depodsito™®.

A causa de esto en los espacios microscépicos de la roca la difusividad de los
materiales mejora, en sus canales las interfases de los fluidos se modifican y la
mojabilidad cambia, estos efectos se traducen finalmente en un incremento en el
recobro de petréleo.

Adicionalmente el tamafio de particula puede influir en otras propiedades de las
nanoparticulas como es el caso de la adsorcion de asfaltenos, como se puede
apreciar en la Figura 26 a medida que el tamafio de la particula se disminuye la
cantidad adsorbida aumenta.

Figura 26. Tamafio de particula vs cantidad adsorbida de asfaltenos
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Fuente: MARQUEZ, Stefania, CORTES, Farid y CARRASCO, Francisco. Desarrollo de Nanoparticulas

basadas en Silice para la Inhibicién de la Precipitacién/Depositacion de Asfaltenos. Universidad Nacional de
Colombia. Medellin, Colombia. p.4.

2.7.3 Ventajas de las nanoparticulas. Las nanoparticulas poseen grandes
ventajas y ofrecen grandes beneficios gracias a los cambios en sus propiedades
mencionados anteriormente, para este trabajo las ventajas mas importantes se
enuncian a continuacion:

46 CRUZ, J. F. Nanotecnologia aplicada a la industria petrolera. Universidad Nacional Auténoma de México.
Meéxico, D.F: 2013. p. 70.
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Propiedades fisicoquimicas modificables

Facil sintesis

Alta relacién area de superficie/volumen

Facil inyeccion sin riesgo de bloqueo

Alta dispersabilidad

Son econdmicas y ambientalmente amigables

[l el e e e )

2.8 GENERALIDADES DE LAS NANOCAPSULAS DE SURFACTANTE

Las nanocapsulas de surfactante son una alternativa novedosa que combina el uso
de nanoparticulas y surfactantes convencionales con el fin de lograr mejores
resultados en los procesos de recobro mejorado al disminuir los efectos negativos
y aumentar los efectos positivos de la inyeccion de surfactantes.

Actualmente el uso de tensoactivos es muy comun en los procesos de recobro
terciario, como se explicé en el presente trabajo en el numeral ...2.4... los
surfactantes buscan especialmente reducir la tension interfacial generada entre el
agua Yy el aceite, generando un efecto de reduccion en la saturacion de aceite
residual. Siendo este su objetivo principal, los surfactantes se ven afectados
principalmente por la formacion de micelas que evitan el acceso a los poros debido
a un blogueo mecénico, adicionalmente los surfactantes durante su trayecto en el
medio poroso tienen una interaccidon con la roca y se adsorben en su superficie lo
que genera una disminucién en su accionar y por lo cual muchas veces se requiere
una gran cantidad de surfactante para aumentar el factor de recobro*’.

Por su parte, las nanocépsulas son una tecnologia que se ha venido utilizando en
industrias sobre todo como la farmacéutica y la alimenticia entregando excelentes
resultados en su principal funcién que es la de ser un agente de acarreo o como
dosificador. Segiin Mora*® las nanocapsulas son sistemas nanométricos vesiculares
formados por un reservorio interno el cual puede estar constituido por agua o aceite
y que se encuentra rodeado por una cubierta polimérica.

47 ZARGARTALEBI, Mohammad. KHARRAT, Riyaz. BARATI, Nasim. Enhancement of surfactant flooding
performance by the use of silica nanoparticles. Elsevier, Fuel. Volume 143, 2015. p. 1.

48 MORA, C. E., FESSI, H. "Polymer-based nanocapsules for drug delivery." International Journal of
Pharmaceutics 385(1-2): 2010. p. 113.
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Figura 27. Representacion de las nanocapsulas
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Fuente: LOLLO, Giovana. Nanocapsulas de poliaminoacidos para la liberacion selectiva de farmacos
antitumorales. Universidad de Santiago de Compostela. Santiago de Compostela. Espafia. p. 12.

2.8.1 Técnicas de nanoencapsulado. Al ser las nanocapsulas agentes de
dosificacion o de acarreo, es importante que su recubrimiento este bien hecho para
gue de esta manera el fluido que vaya en su interior pueda cumplir con la funcion
deseada. En general la técnica que se utilice para encapsular va a determinar
muchas de las propiedades que las nanoparticulas tendran, por ejemplo: su area
superficial, el tamarfio de particula, la forma, la solubilidad, entre otros*°,

Segun Ezhilarasi® las principales técnicas de nanoencapsulado son las siguientes
y se describen brevemente a continuacion:

2.8.1.1 Técnica de emulsificacion. Esta técnica generalmente se aplica para
el encapsulamiento de componentes bioactivos en soluciones acuosas, a través de
la produccion de nanoemulsiones. Las nanoemulsiones no se pueden formar
espontdneamente, debido a que no son sistemas en equilibrio y por lo cual requieren
de la aplicacién de una energia que generalmente proviene de formas mecanicas o
del potencial quimico de los componentes.

49 EZHILARASI, N. KARTHIK, P. CHHANWAL, N. ANANDHARAMAKRISHNAN, C. Nanoencapsulation Techniques
for Food Bioactive Components: A Review. Food and Bioprocess Technology. 6:2015, p. 628.
10.1007/s11947-012-0944-0.

50 |bid., p. 640.

82



2.8.1.2 Técnica de coacervacion. Esta técnica esta relacionada con la
separacion de fases a través de uno o una mezcla de polielectrolitos provenientes
de una solucion que luego de su depositacion forman una nueva fase coacervada a
través del ingrediente activo. Existen dos tipos de coacervacion, que dependeran
del numero de polimeros usados, puede ser simple; un solo tipo de polimero o
compleja cuando existen mas de dos. En esta técnica el tipo de polimero, el pH, la
concentracion, entre otros son los principales factores que afectan la interaccion y
la naturaleza del complejo formado. Las nanocapsulas producidas bajo esta técnica
generalmente se encuentran en un rango de 100 a 600 nm.

2.8.1.3 Técnica de nanoprecipitacion. Esta técnica se basa en la
emulsificacion espontanea de la fase organica que contiene el polimero y el
disolvente organico en la fase externa acuosa, adicionalmente en esta técnica se
involucra la difusion de un solvente organico en un medio acuoso y la precipitacion
de un polimero de una solucién organica. Las nanocapsulas producidas bajo esta
técnica generalmente se encuentran en un rango de 100nm o0 menos.

2.8.1.4 Técnica de emulsificacion - evaporacion de solvente. Esta técnica
es una modificacion del método de evaporacién del solvente, pero involucra
adicionalmente dos efectos importantes, el primero es la emulsificacion de la
solucion polimérica en una fase acuosa y el segundo la evaporacion del solvente,
que es un polimero generalmente, estos dos efectos inducen entonces a una
precipitacion del polimero como nanoesferas. Las nanocapsulas producidas bajo
esta técnica generalmente se encuentran en un rango menor o igual a 100nm.

2.8.1.5 Técnicade fluido supercritico. Esta técnica es ampliamente utilizada
ya que tiene una temperatura critica muy baja y un uso minimo de solvente organico,
consiste en la solubilizacion de un compuesto bioactivo y un polimero por medio de
un fluido supercritico que genera la expansion de la solucion a través de una
boquilla, durante el proceso el fluido se evapora y las particulas de soluto se
precipitan como las nanocapsulas. Generalmente se utiliza esta técnica para
encapsular compuestos térmicamente sensibles y las nanocapsulas producidas se
encuentran en un rango menor a 500nm.

2.8.2 Ventajas de la inyeccién de nanoparticulas y surfactante. Como ya se
menciond los surfactantes tienen grandes beneficios en el recobro mejorado de
petréleo, pero la adicion simultanea de nanoparticulas y surfactante se ha
consolidado como una opcion de mejorar y potencializar los procesos
convencionales de inyeccion. Diversos estudios han mostrado como algunas
propiedades se modifican mediante la implementacién de esta técnica generando
efectos positivos en la recuperacion mejorado de petréleo, a continuacion, se
describen las principales ventajas y efectos generados por la inyeccion simultanea
de nanoparticulas y surfactantes.
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2.8.2.1 Disminucién de la tension interfacial (IFT). La reduccion de la IFT
es el principal objetivo de los surfactantes y estudios han demostrado que al mezclar
un surfactante convencional con una concentracion de nanoparticulas esta
propiedad se logra reducir aln méas. Zargartalebi®! en 2015 realiz6 un estudio donde
constatdé que al mezclar un surfactante aniénico Dodecil sulfato de sodio (SDS) con
nanoparticulas comerciales de silica la tension interfacial se logré reducir y lo mas
importante fue que se logré a bajas concentraciones tanto de surfactante como de
nanoparticulas, en la Figura 28 se puede observar el comportamiento de la IFT
luego de los experimentos.

Figura 28. Comportamiento de la IFT
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Fuente: ZARGARTALEBI, Mohammad. KHARRAT, Riyaz. BARATI, Nasim.
Enhancement of surfactant flooding performance by the use of silica nanopatrticles.
Elsevier, Fuel. Volume 143, 2015. p. 2.

Como se puede observar en la Figura 28 a una baja concentracion de surfactante
se obtuvo la menor IFT, cuando se adicionaron 1000 ppm de las nanoparticulas de

silice AEROSIL®R816 y un poco mayor cuando se adicionaron 2000ppm de las

mismas nanoparticulas, lo que significa que, a menor concentracion de las
nanoparticulas, hay mejores efectos y menos costos.

2.8.2.2 Disminucion de la adsorcién. En los procesos que involucran
surfactantes la adsorcién de estos a la roca es uno de los mayores problemas,
debido a que entre mayor sea la adsorcién menor sera la reduccién en la tensién
interfacial. Bagrezaie®? en 2015 realiz6 un estudio con el que constatd que a medida

51 ZARGARTALEBI. Op. cit., p. 2.
52 BAGREZAIE, M. POURAFSHARY, P. Improvement of surfactant flooding performance by apliccation of
nanoparticles in sandstone reservoirs. Journal of the Japan Petroleum Institute. Vol.58:2015. p. 100.
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que la concentracion de surfactante aumenta, la adsorcién a la roca igual hasta la
CMC donde se mantiene con una tendencia casi constante, este efecto se puede

observar en la Figura 29.

Figura 29. Adsorcién del surfactante vs Concentracion de surfactante
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Fuente: BAGREZAIE, M. POURAFSHARY, P. Improvement of surfactant flooding
performance by apliccation of nanoparticles in sandstone reservoirs. Journal of the
Japan Petroleum Institute. Vol.58:2015. p. 101.

En el mismo estudio el autor evalud el efecto que se genera en la adsorcion a la
roca de un surfactante que se encuentra en la CMC cuando se le adicionan
nanoparticulas a distintas concentraciones, obteniendo unos resultados muy
buenos al observar que la adsorcién del surfactante disminuye con la adicién de las
nanoparticulas y se logra el mayor efecto en una concentracion de las mismas no
muy alta como se puede observar en la Figura 30.

Figura 30. Adsorcién del surfactante vs Concentracion de nanoparticulas
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Fuente: BAGREZAIE, M. POURAFSHARY, P. Improvement of surfactant flooding
performance by apliccation of nanoparticles in sandstone reservoirs. Journal of the Japan

Petroleum Institute. Vol.58:2015. p. 101.
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2.8.2.3 Alteracion de la mojabilidad del sistema. Mohajeri®3en 2015 evalu6
distintos efectos de la adicién de nanoparticulas de ZrO2z a un surfactante anionico
conocido como es el SDS en procesos de recobro mejorado a través de nucleos.
Mediante estas pruebas encontré que, por ejemplo, al realizar la medicién del
angulo de contacto para determinar la mojabilidad, este cambio dependiendo de la
adicion o no de las nanoparticulas al nucleo, generando una alteracion positiva al
convertir la mojabilidad del ndcleo de intermedia o hacia el petréleo a un ndcleo
mojado por agua, los resultados se pueden observar en el Cuadro 7.

Cuadro 7. Valores del angulo de contacto

Point No. | 2 3 4 5
Crude Oil (%) 100 102 101 98 100
SDS(2000) (%) 70 68 71 69 70

ZrO2 (100) 30 29 30 31 30
SDS(2000) (%)

Fuente: MOHAJERI, M. HEMMATI, M. SHEKARABI, A. An experimental study on using a
nanosurfactant in an EOR process of heavy oil in a fractured micromodel. Journal of Petroleum
Science and Engineering. Vol. 126: 2015. p. 31. Modificado por el autor.

De esta manera se puede ver claramente como inicialmente el nacleo con solo
crudo tenia un angulo contacto en promedio de 100° y luego con la adicion tanto del
surfactante solo como de este mas las nanoparticulas de ZrO2 la mojabilidad se
redujo casi a la tercera parte, efecto que si se considera en un yacimiento mejoraria
notoriamente el desplazamiento de aceite al modificar la humectabilidad de la roca
al agua, esto se podria traducir en un incremento del factor de recobro.

28.24 Aumento del factor de recobro. Es claro que todo proceso de
recobro mejorado busca aumentar la cantidad de aceite recuperado, es por eso que
cualquier tecnologia nueva se mide por la cantidad de aceite incremental que pueda
conseguir. Tanto en los estudios realizados por Mohajeri como en los realizados por
Bagrezaie la tecnologia de nanoparticulas con surfactantes resultdé en incrementos
del factor de recobro, es decir fueron unos resultados bastante satisfactorios como
se puede evidenciar en las Figura 31 y Figura 32 donde se presentan los valores
obtenidos por cada uno de estos dos autores respectivamente.

53 MOHAIJERI, M. HEMMATI, M. SHEKARABI, A. An experimental study on using a nanosurfactant in an EOR
process of heavy oil in a fractured micromodel. Journal of Petroleum Science and Engineering. Vol. 126:
2015. p. 30.
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Figura 31. Factor de recobro vs Volimenes porosos inyectados — Mohajeri

50
45 |
a0 |

ol | Sg—ar—a—a
30 ' ——'Water

25 F

20 f—t——"—"_‘ —— 5052000
15

LI
5 s
o0 B ] ]

o 0.5 1 15 2 25

Ol Recoveryi %)

Zrid 100 505
2000

Pore Volume Injectedi PVI)

Fuente: MOHAJERI, M. HEMMATI, M. SHEKARABI, A. An experimental study on
using a nanosurfactant in an EOR process of heavy oil in a fractured micromodel.
Journal of Petroleum Science and Engineering. Vol. 126: 2015. p. 31.

Figura 32. Factor de recobro vs Volimenes porosos inyectados — Bagrezaie
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Fuente: BAGREZAIE, M. POURAFSHARY, P. Improvement of surfactant flooding
performance by apliccation of nanoparticles in sandstone reservoirs. Journal of the
Japan Petroleum Institute. Vol.58:2015. p. 101.

En ambos casos el ganancial fue importante y los autores reportaron incrementos
en el factor de recobro del 10y 12,7% respectivamente.
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2.9 SELECCION DE LA ALTERNATIVA QUIMICA NO CONVENCIONAL PARA
EL CAMPO YAGUARA

Para realizar la seleccion de la alternativa quimica no convencional mas indicada
para el campo, se realizdé una pequefia comparacion entre las caracteristicas del
reservorio y los criterios expuestos por Magdalena (2001) y Taber (1997).

Para la alternativa del biopolimero se obtuvieron los resultados que se muestran en
el Cuadro 8, donde es posible apreciar que la Unica caracteristica que se encuentra
fuera de uno de los rangos estipulados por los autores, es la gravedad API°.

Cuadro 8. Comparativa criterios polimeros Campo Yaguara

API °

Viscosidad (cP) 14.2 <100 <150
So (%) 53 > 30 > 50
Espesor (ft) 250 NA NA
Permeabilidad

(mD) 200 > 20 > 10
Profundidad (ft) 2600 NA <9000
Temperatura (°F) 117 <175 <140
Litologia Arenisca Areniscas Arenisca

Fuente: Elaboracion propia.

Por otro lado, para las nanocapsulas de surfactante los resultados se observan en
el Cuadro 9, es importante aclarar que solo se tuvieron en cuenta durante la
comparacion los surfactantes, ya que las nanocapsulas son construidas bajo los
criterios del campo y por consiguiente cumplen sin ningun problema con todas las
caracteristicas del mismo.
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Cuadro 9. Comparativa criterios surfactante Campo Yaguara

AP] ° 23 > 25 > 20
Viscosidad (cP) 14.2 <30 <35
So (%) 53 > 30 > 35
Espesor (ft) 250 > 10 NA
(Prﬁg;‘eab”idad 200 > 20 > 10
Profundidad (ft) 2600 <9000 < 3250
Temperatura (°F) 117 <175 <200
Litologia Arenisca Areniscas Arenisca

Fuente: Elaboracion propia.

Es posible apreciar que las caracteristicas del Campo Yaguara cumplen con todos
los criterios expuestos por estos autores para la implementacion de un proceso de
recobro mejorado con surfactantes, siendo entonces una buena opcion.

Finalmente, y teniendo en cuenta las alternativas estudiadas en el presente trabajo
y observando las necesidades del Campo Yaguara, ademas de los deseos de la
compainiia, la alternativa quimica no convencional seleccionada para el Campo
Yaguara son las Nanocépsulas de surfactante, ya que estas permiten ahorrar costos

y adicionalmente presentan mejores caracteristicas que el

hidroxietilceluosa.

biopolimero




3. DESCRIPCION DE LAS PRINCIPALES CARACTERISTICAS DEL MODELO
CONCEPTUAL DE SIMULACION DEL CAMPO YAGUARA

En este capitulo se llevard a cabo la descripcién de las principales caracteristicas
del modelo conceptual de simulaciéon del Campo Yaguara el cual comprende el
modelo estatico y el modelo dinamico. Mediante estas descripciones se buscara
interpretar mejor el comportamiento de los fluidos y sus diferentes caracteristicas
que permitiran llevar a cabo las simulaciones numéricas para evaluar la
implementacion de la alternativa quimica de EOR no convencional seleccionada.

Dentro de las ramas de la ingenieria de petrdleos, existe la simulacion de
yacimientos y es esta la rama encargada de simular el comportamiento de los
yacimientos generando predicciones de su comportamiento a través de la utilizacién
de modelos mateméticos y un simulador, siendo este Ultimo el encargado de
resolver las ecuaciones de los modelos. La evaluacion de diferentes esquemas de
explotacion permite disminuir la incertidumbre en los planes de desarrollo, aumentar
el factor de recobro, entre otras realizando todo al menor costo posible.

Todos los modelos de simulacion estan divididos en dos: el modelo estatico y el
modelo dinamico. El primero de ellos, busca representar las propiedades de los
yacimientos que no van a variar con el tiempo y contempla los modelos
estructurales, estratigraficos, petrofisicos y los modelos de fluidos. EI modelo
dindmico por su parte, tiene en cuenta todos los eventos que han ocurrido en la vida
del reservorio y que han afectado su presion, el estado de los fluidos, su flujo a
través del medio del poroso, entre otros y su finalidad es permitir esas predicciones
luego de un ajuste historico. A continuaciones se describen las principales
caracteristicas del modelo conceptual de simulacion del Campo Yaguara.

Figura 33. Modelo conceptual de simulacién de yacimientos

Modelo Estatico

Modelo conceptual

de simulacion de
yacimientos

Modelo Dinamico

Fuente: Elaboracion propia.
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3.1 DESCRIPCION DEL MODELO ESTATICO GRID DE SIMULACION DEL
CAMPO YAGUARA

La malla o grid de simulacion del Campo Yaguara se puede observar en la Figura
34, esta compuesta de 755550 bloques todos de tipo “corner point”; lo que significa
que cada uno de los bloques tiene 8 coordenadas que lo ubican una por cada
esquina. La malla se divide en 3 ejes, X, Y y Z donde respectivamente cada uno
tiene: 138, 75y 73 celdas.

Figura 34. Malla de simulacién Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

A continuacioén, en la Tabla 2 se resumen las principales caracteristicas de la malla
de simulacién del Campo Yaguara.

Tabla 2. Principales datos de la malla de simulacién del Campo Yaguara

Dato Valor
Bloques totales 755550
Bloques activos 470777

Bloques inactivos 0
Bloques deformados 284773
Celdas en X 138
CeldasenY 75
Celdas en Z 73

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2DESCRIPCION DE LAS PROPIEDADES PETROFISICAS MAS
RELEVANTES DEL MODELO DE SIMULACION DEL CAMPO YAGUARA

A continuacion, se presentan las propiedades petrofisicas mas relevantes para el
presente estudio del modelo de simulacion del Campo Yaguara, con el fin de
entender un poco mas el contexto y el funcionamiento de este yacimiento.

3.2.1 Distribucién de permeabilidad del Campo Yaguara. En la Figura 35 se
presenta el modelo de permeabilidad del Campo Yaguara, como se puede observar
el campo presenta un promedio de permeabilidad alrededor de los 200mD, pero
existen zonas con altas permeabilidades (>1500 mD) que hacen que la escala se
magnifique y pierda un poco su resolucién, en general el campo presenta una buena

permeabilidad.
Figura 35. Distribucion de la permeabilidad Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

A continuacion, en la Tabla 3 se resumen los principales datos de permeabilidad
del modelo.
Tabla 3. Estadisticas de permeabilidad Campo Yaguara

Dato Valor
Valor minimo (mD) 0
Valor maximo (mD) 1919
Valor promedio (mD) 215,66
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.2 Distribucién de porosidad del Campo Yaguara. La porosidad en el Campo
Yaguard presenta variaciones a lo largo de todo el modelo como se puede apreciar
en la Figura 36, en general la mayor parte de la grilla de simulacion presenta valores
entre el 6% y el 15% teniendo una porosidad promedio para el campo de 11,5%.
Teniendo en cuenta este valor de porosidad, es importante mencionar que el
promedio es un valor que favorece a los procesos de recobro mejorado quimico al
permitir un valor alto de ®h.

Figura 36. Distribucion de porosidad Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

En la Tabla 4 se presentan los principales datos de porosidad del modelo que fueron
obtenidos del simulador.

Tabla 4. Estadisticas de porosidad Campo Yaguara

Dato Valor
Valor minimo 0
Valor maximo 0.512
Valor promedio 0.1151
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.3 Distribucion de la presion en el Campo Yaguard. La presion en el Campo
Yaguara no presenta fuertes variaciones a lo largo de todo el modelo, en la parte
superior de la estructura se presenta una menor presion con respecto a las partes
bajas; lo que quiere decir que estas zonas han sido mas drenadas, en general el
promedio de presion del modelo es de 1476 psi en condiciones iniciales. La
distribucion de presion del Campo Yaguard se puede observar en la Figura 37.
Teniendo en cuenta la madurez del campo en la inyeccion de agua, se puede
observar como su efecto se ha sentido también en el mantenimiento de presion del
yacimiento.

Figura 37. Distribucién de presion Campo Yaguara

2,085

1,950

1,838

— 1,720

=1 1,605

1,489

4 1,374

= 1,259

g 1,144

1,029

914

Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

A continuacion, en la Tabla 5 se pueden observar los valores mas importantes de
presion observados en el modelo de simulacion.

Tabla 5. Estadisticas de los datos de Presion Campo Yaguara

Valor minimo (psi) 914

Valor maximo (psi) 2064

Valor promedio (psi) 1476
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.4 Distribucién delarelacion Kv/Kh en el Campo Yaguara. La relacion Kv/Kh
permite mostrar la variacion que puede existir de la permeabilidad con respecto a
su direccion, es decir de una manera indirecta son una medida de la anisotropia de
las formaciones. La distribucion de esta relacion para el Campo Yaguaré se puede
observar en la Figura 38 donde es posible apreciar que en promedio la relacién
Kv/Kh es igual a 1,0.

Figura 38. Distribucién de relacién Kv/Kh Campo Yaguara

Z/C 4.00:1

1.00000048

1.00000038

1.00000024

1.00000024

1.00000012

1.00000000

099993963

0.93999962

099993970

0.99993964

0.99999552

Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

A continuacion, en la Tabla 6 se puede apreciar la poca variacion en la relacion
Kv/Kh que presenta el Campo Yaguara.

Tabla 6. Estadisticas de la relacién Kv/Kh

Valor minimo 0.999
Valor maximo 1,0
Valor promedio 1,0
Bloques activos 470777

Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.5 Distribucién de la permeabilidad relativa del agua. En el modelo de
simulacién del Campo Yaguara la distribucion de la permeabilidad relativa del agua
ha sido una propiedad homogénea, por este motivo la distribucion de esta propiedad
tiene un valor de 1,0 y se puede apreciar su distribucién en la Figura 39. Este valor
constante fue utlizado por la compafiia para facilitar la representacion del flujo de
los fluidos.

Figura 39. Permeabilidad relativa del agua a saturacion de petréleo irreducible Campo
Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

En la Tabla 6 se presentan las estadisticas de la permeabilidad relativa al agua del
Campo Yaguara.

Tabla 7. Estadisticas permeabilidad relativa al agua Campo Yaguara

Dato Valor
Valor minimo 1,0
Valor maximo 1,0
Valor promedio 1,0
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.6 Distribucion de la permeabilidad relativa del petrdleo. La permeabilidad
relativa al petrdleo en el modelo del Campo Yaguara se consider6 como una
propiedades homogénea y constante, como se puede apreciar en la Figura 40 tiene
un valor de 0,7 a lo largo de toda la malla. Al igual que la permeabilidad relativa del
agua este valor se asumié contsante en el modelo para permirtir una buena
representacion del comportamiento de los fluidos.

Figura 40. Permeabilidad relativa del petréleo a saturacion de agua irreducible Campo
Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

Los valores utilizados para la permeabilidad relativa al petréleo en el modelo de
simulacion del Campo Yaguara se pueden observar en la Tabla 8.

Tabla 8. Estadisticas permeabilidad relativa al petréleo Campo Yaguara

Dato Valor
Valor minimo 0,7
Valor maximo 0,7
Valor promedio 0,7
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.7 Distribucion de la saturacién de agua en el Campo Yaguara. El modelo
del Campo Yaguara muestra una distribucién en la saturacion de agua que presenta
valores entre 1 y 100%, se puede observar esta distribucion en la Figura 41. En
general el promedio de saturacion de agua para el campo es del 39.5% a
condiciones iniciales. Del modelo también se puede apreciar como en la parte baja
de la estructura la saturacion de agua es del 100% y a medida que se eleva el
yacimiento la saturacion de agua va disminuyendo debido a la presencia de aceite
en el medio poroso.

Figura 41. Distribucion de la saturacion de agua Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

A continuacion, en la Tabla 9 se pueden ver las principales estadisticas para la
saturaciéon de agua en el modelo del Campo Yaguara.

Tabla 9. Estadisticas saturacion de agua Campo Yaguara

Valor minimo 0.0112
Valor méximo 1,0
Valor promedio 0,3953
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.
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3.2.8 Distribucion de la saturacion de petrdleo en el Campo Yaguara. La
distribucion de la saturacion de aceite en el modelo del Campo Yaguara coincide
perfectamente con la del agua y se presenta en la Figura 42. Se evidencia que en
la parte baja de la estructura la saturacion es del 0% y a medida que se eleva la
estructura sube hasta alcanzar un valor maximo de 98.8%, el promedio para esta
propiedad en el modelo es de 46,7%.

Figura 42. Distribucién de la saturacion de petréleo Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

Las estadisticas de la saturacion de petroleo en el modelo de simulacion se
presentan a continuaciéon en la Tabla 10.

Tabla 10. Estadisticas saturacion de petroleo Campo Yaguara

Valor minimo 0
Valor maximo 0,988
Valor promedio 0,467
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia.

99



3.2.9 Distribucion de la saturacién de agua irreducible en el Campo Yaguara.
En el modelo de simulacion del Campo Yaguara es posible apreciar que la
saturacion de agua irreducible presenta un comportamiento homogéneo en la
mayoria de sus capas y que no presenta mayores variaciones presentando un
promedio de 32,7%, de la misma manera tiene un maximo de 40% que no es muy
alto, por lo que desde el principio del yacimiento se ha tenido produccion de mucha
agua En la Figura 43 se observa dicha distribucion.

Figura 43. Distribucion de la saturacion de agua irreducible Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

Las estadisticas de la saturacion de agua irreducible en el modelo de simulacion se
presentan a continuacién en la Tabla 11.

Tabla 11. Estadisticas saturacién de agua irreducible Campo Yaguara

Dato Valor
Valor minimo 0
Valor maximo 0,4
Valor promedio 0,327
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia
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3.2.10 Distribucion de la saturaciéon de petroleo residual en el Campo Yaguara.
La saturacion de petréleo residual es una, sino la propiedad mas relevante a la hora
de un proyecto de EOR, para el modelo de simulacién del Campo Yaguara como se
observa en la Figura 44 esta propiedad presenta un valor homogéneo de 33% que
es bastante alto y hace atractivos los procesos de recobro mejorado al permanecer
mucho aceite atrapado en los poros mas pequefios de la formacion, el cual serd
recuperado mediante las técnicas de recobro quimico.

Figura 44. Distribucién de la saturacion de petréleo residual Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador CMG.

Las estadisticas de la saturacion de aceite residual en el modelo de simulaciéon se
presentan a continuacién en la Tabla 12.

Tabla 12. Estadisticas saturacién de aceite residual Campo Yaguara

Valor minimo 0,33

Valor maximo 0,33

Valor promedio 0,33
Bloques activos 470777
Bloques deformados 284773

Fuente: Elaboracion propia
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3.3 PRUEBAS PVT

Los fluidos presentes en los yacimientos poseen propiedades fisicas Unicas y que
son importantes para determinar la manera en que se debe explotar y llevar un plan
de desarrollo de un campo, razdn que amerita conocer dichas propiedades y
entender cdmo es su variacion con respecto a las condiciones de volumen, presion
y temperatura. En general los yacimientos al ser explotados mantienen una
condicion isotérmica, es decir que su temperatura es constante a lo largo del tiempo
entonces las pruebas se deben realizar bajo este parametro variando Unicamente
la presion y midiendo los cambios en el volumen, ya que este proviene de una
muestra con un volumen conocido que puede ser tomada en fondo, en superficie o
recombinada.

Mediante estas pruebas es posible identificar el comportamiento de las fases y
caracterizar fisicamente al yacimiento, el factor mas critico de los resultados de las
pruebas esta en la calidad de la muestra, esta debe ser tomada idealmente al inicio
de la vida productiva de los reservorios ya que de esta manera es mas factible
garantizar las condiciones iniciales de los fluidos y representar su comportamiento
en el tiempo. Una vez obtenidas las muestras, se realizan las pruebas PVT en el
laboratorio, estas pruebas se describen a continuacion:

3.3.1 Prueba de liberacién diferencial. La prueba de liberacion diferencial
principalmente se caracteriza por la variacion de la composicién del sistema y
mediante ella se busca determinar las siguientes variables:

Relacion gas disuelto en el petréleo

Composicion, factor de compresibilidad y gravedad especifica del gas
Reduccion del volumen de petroleo en funcion de la presion
Densidad del petroleo remanente en funcion de la presion

cccoc

Esta prueba consiste en llevar la celda a una presién por encima o igual a la presion
del punto de burbuja y empezar a realizar caidas de presion por etapas, a
continuacion de cada decremento se mide la cantidad de gas y aceite de la etapa
evidenciando la variacién en el volumen de ambas fases y prosigue a retirar el gas
obtenido para continuar con el proceso. En la Figura 45 se puede observar el
proceso de esta prueba.
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Figura 45. Proceso prueba de liberaciéon diferencial
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Fuente: PENALOZA, Ivan. Analisis comparativo de los fluidos PVT [Diapositivas]. 75 diapositivas.

3.3.2 Prueba de liberacion flash. Segun Paris de Ferrer®* “esta prueba
comunmente conocida como prueba de presién-volumen permite medir el volumen
total relativo por un proceso de equilibrio o de liberacidn instantanea y se lleva a
cabo en petroleos crudos o de gas condensado”. En esta prueba el gas no se retira,
es decir que la composicion del sistema permanece constante, el proceso se
evidencia en la Figura 46.

Mediante esta prueba se busca determinar las siguientes variables principalmente:

U Presion de burbuja
U Factores de compresibilidad de la fase gas
U Volumen total de hidrocarburos de la fase gaseosa

Figura 46. Proceso prueba de liberacion flash

Po
T :\;:%! E == :\Z-.-_?v
° ° =0 ° Zlo ° Zle of =lo o)
= | of =|o of =|o of =lo of =|o °
= Gas ° ° ° ° ° ° ° o ° o
- Oil ° ° ° ° ° ° ° ° ° o)
° ° ° ° ° ° ° ° ° o
=mm Hg
° ° ° ° ° ° ° ° ° o
° ° ° ° ° ° ° ° ° o)
P1>>Pb P2>Pb P3:=FPb Pa < Pb Ps << Pb

Fuente: PENALOZA, Ivan. Anélisis comparativo de los fluidos PVT [Diapositivas]. 75 diapositivas.

% PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Maracaibo: Ediciones astro
data S.A. 2009. p.194.
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3.3.3 Prueba de separador flash. Esta prueba consiste en simular el
comportamiento de los fluidos una vez estan superficie y viajan a través de los
separadores hasta los tanques. Se realiza Unicamente al petréleo para tratar de
garantizar la menor perdida de fluido en los procesos de separacién y buscar las
condiciones 6ptimas de dicho proceso.

Mediante la realizacion de esta prueba se busca determinar:

U Factor volumétrico del petréleo a condiciones de los separadores
U Relacidon gas-petréleo en los separadores

3.4 TIPO DE YACIMIENTO DE ACUERDO AL ESTADO DE LOS FLUIDOS

Los yacimientos se pueden clasificar en funcion de como se encuentran sus fluidos
en condiciones iniciales, siendo la presién de punto de burbuja y la presién de punto
de roci6 pardmetros fundamentales para distinguir cada uno de ellos, en la literatura
existen 5 tipos de yacimientos de acuerdo al estado de sus fluidos y estos son:

Yacimientos de petréleo negro
Yacimientos de petréleo volatil
Yacimientos de gas condensado
Yacimientos de gas humedo
Yacimientos de gas seco

[t o B et I R ]

Las pruebas PVT son herramientas muy Utiles ya que sus resultados y posteriores
interpretaciones nos permiten conocer el tipo de yacimiento por el estado de sus
fluidos, para el caso del Campo Yaguara el yacimiento es de tipo Petréleo negro, lo
gue significa que es un crudo de bajo encogimiento y su gravedad decrece muy
lentamente con respecto del tiempo, el diagrama de fases que representa este tipo
de yacimiento se presenta a continuacion en la Figura 47.
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Figura 47. Diagrama de fases para el petrdleo negro
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Fuente: ESCOBAR, Fredy Humberto. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Colombia.2007, p.9.

3.5 PROPIEDADES PVT DE LOS FLUIDOS DEL YACIMIENTO

Los yacimientos contienen agua, petréleo y/o gas fluidos que pueden estar en una
o varias fases, y cada uno de ellos posee unas propiedades fisicas que al conocerse
permitirdn analizar, evaluar y predecir el comportamiento del reservorio. Las
propiedades fisicas de los fluidos estaran en funcién de la presion, temperatura y
volumen razones por las cuales estas propiedades se pueden medir mediante
pruebas PVT o usando correlaciones numéricas.

Para analizar las propiedades fisicas de los fluidos del yacimiento del Campo
Yaguara se utilizara el PVT realizado al pozo MA-YYY que fue entregado por
Ecopetrol S.A para el presente estudio y se presenta en el Anexo A, a continuacion,
se presenta la descripcion de las propiedades fisicas de los fluidos del campo.

3.5.1 Propiedades fisicas del petréleo. El crudo o petrdleo estd compuesto
principalmente por una mezcla en la cual predominan los hidrocarburos,
acompafnados de una serie de componentes menores como pueden ser el azufre,
nitrégeno, oxigeno, entre otros, su composicion y la concentracion de cada una de
las especies presentes en el crudo haran que las propiedades fisicoquimicas varien
notoriamente de un petréleo a otro®°.

A continuacion, se describen las propiedades mas relevantes de los hidrocarburos
en estado liquido:

55 AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf Professional
Publishing. 2006, p.75.
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3.5.1.1 Presion del punto de burbuja. La presion de saturacion o presion de
punto de burbuja se define como la presion a la cual se libera la primera burbuja de
gas del petréleo, es un parametro que se puede medir en las pruebas PVT o que se
puede calcular mediante correlaciones numéricas que estdn en funcién de la
solubilidad del gas, la gravedad del gas, la gravedad API y la temperatura.

Al ser este punto donde se libera el gas del petréleo, la mayoria de propiedades
fisicas presentan comportamientos diferentes antes y después de él, aqui su
importancia en la caracterizacion del crudo.

3.5.1.2 Razon de gas en solucion. La solubilidad del gas (Rs) o razon de gas
en solucion se define como el nUmero de pies cubicos que estan disueltos en un
barril de petréleo a condiciones estandar. La presion, la temperatura, la gravedad
APl y la gravedad del gas son las propiedades de las cuales depende la solubilidad
de un gas natural en un crudo.

Esta propiedad se puede determinar mediante correlaciones numérica o en los
experimentos PVT realizados, en la Gréfica 1 se presenta el comportamiento tipico
del gas en solucion.

Gréfica 1. Comportamiento tipico del gas en solucién

Gas Solubility at pg
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-

Gas Solubility R,, scf/STB

Bubbla-poirl Prassurs

|
+ Po

Pressure
Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf

Professional Publishing. 2006, p.79.

En la Grafica 2 se observa el comportamiento de la solubilidad del gas para el
Campo Yaguara de los datos obtenidos de la prueba PVT y que fueron usados en
el modelo de simulacion. Se observa que tiene el comportamiento tipico donde el
gas esta totalmente disuelto por encima del punto de burbuja y por debajo de él
empieza a liberarse y por consiguiente la solubilidad disminuye.
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Gréfica 2. Solubilidad del gas Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.

3.5.1.3 Compresibilidad isotérmica del petroleo. El coeficiente de
compresibilidad isotérmica de un crudo sirve para determinar propiedades fisicas
del mismo que son necesarias para entender mejor los problemas que existen en el
flujo de fluidos en estado transitorio. Numéricamente se puede calcular mediante la
Ecuacion 6 que esta expresada en términos de factor volumétrico del petréleo.

Ecuacion 6. Compresibilidad isotérmica del petréleo

co=—( /B )(dBfdp)r

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.99.

Donde:
Co= Coeficiente de compresibilidad isotérmica, psit
Bo: Factor volumétrico del petréleo (RB/STB)

En la Grafica 3 se puede apreciar el comportamiento tipico de la compresibilidad
isotérmica del petroleo en funcién de la presion para un crudo subsaturado.
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Grafica 3. Comportamiento tipico de la compresibilidad isotérmica del crudo
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Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numeéricas P.V.T. Maracaibo: Universidad de Zulia,1996. p. 81

Para el Campo Yaguara se presenta el comportamiento de la compresibilidad
isotérmica del petréleo en la Gréafica 4 obtenido de la prueba PVT donde se puede
evidenciar que tiene el comportamiento tipico de esta propiedad.

Gréfica 4. Compresibilidad del petroleo Campo Yaguara

b b
o 00

Co x10-6, psi-1
[%a]
ey

4.8
1200 1700 2200 2700 3200 3700 4200 4700

Presion, psi

Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.
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3.5.14 Factor volumétrico del petréleo. El factor volumétrico del petréleo se
define como el volumen de petréleo a condiciones de presién y temperatura de
yacimiento respecto al mismo volumen en condiciones de presion y temperatura en
superficie. Matematicamente el factor volumétrico del petréleo se puede calcular
mediante la Ecuacion 7.

Ecuacioén 7. Factor volumétrico del petroleo

Voot
a i v

a J!\-..'

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.92.

Donde:

Bo: Factor volumétrico del petréleo (RB/STB)

Vo: Volumen de petroleo a condiciones de presion y temperatura de yacimiento (RB)
Vosc: Volumen de petréleo medido a condiciones estandar (STB)

En la Gréafica 5 se puede apreciar el comportamiento tipico del factor volumétrico
del petréleo, el cual siempre estara por encima de 1,0 y tendra su maximo valor en
la presion de burbuja.

Gréfica 5. Comportamiento tipico factor volumétrico del petréleo
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Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.93.

Para el Campo Yaguara se presenta el comportamiento del factor volumétrico en la
Gréfica 6 obtenido de la prueba PVT y usado en el modelo de simulacién donde se
puede evidenciar que tiene el comportamiento tipico de esta propiedad.
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Grafica 6. Factor volumétrico del petréleo Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.

3.5.15 Viscosidad del petréleo. En términos generales la viscosidad se
define como la resistencia interna que tiene un fluido al fluir, para el petréleo la
viscosidad depende en gran manera de la temperatura, pero también de otros
factores como la presién, la gravedad API, la solubilidad del gas, entre otros.
Adicionalmente la viscosidad del petréleo es una de las propiedades fisicas mas
importantes ya que controla el flujo a través del medio poroso y de la tuberia.
Segun Ahmed®® la viscosidad se puede clasificar en 3 grupos de acuerdo a las
condiciones de presién, estos son:

0 Viscosidad del petréleo muerto: Se define como la viscosidad del petrdleo a
condiciones de presion atmosférica y temperatura del sistema, sin la presencia
de gas en solucion.

0 Viscosidad del petrdleo saturado: Se define como la viscosidad del petréleo
a condiciones de presion de burbuja o de saturacion y temperatura del
yacimiento.

U Viscosidad del petréleo sub-saturado: Se define como la viscosidad del
petréleo a condiciones de presion por encima del punto de burbuja y temperatura
del yacimiento.

%6 AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf Professional
Publishing. 2006, p.115.
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En la Grafica 7 se puede apreciar el comportamiento tipico de la viscosidad del
petréleo en funcién de la presion.

Gréfica 7. Comportamiento tipico de la viscosidad del petréleo
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Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numéricas P.V.T. Maracaibo: Universidad de
Zulia,1996. p. 94.

El comportamiento de la viscosidad del Campo Yaguara se puede apreciar en la
Gréfica 8 observando que tiene la misma tendencia que la curva tipica de esta
propiedad, esto es porque todos los crudos por encima del punto de burbuja tienen
todo el gas disuelto y a medida que la presion disminuye los componentes mas
livianos empiezan a separarse sin poderse liberar aun, una vez alcanzado el punto
de burbuja que es el punto con el valor de viscosidad mas bajo los componentes
livianos se liberan y por esto, la tendencia empieza a incrementar a medida que la
presiéon disminuye ya que el petréleo se queda solamente con los componentes mas
pesados.

111



Gréfica 8. Viscosidad del petréleo Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.

3.5.1.6 Gravedad del petréleo. La gravedad especifica del petréleo se define
como la relacion que existe entre la densidad del crudo y la densidad del agua, que
es el fluido de referencia las cuales deben estar medidas a las mismas condiciones:
Presion atmosférica y 60 °F de temperatura. La Ecuacion 8 presenta la forma
generalizada para determinar la gravedad especifica del petréleo.

Ecuacion 8. Gravedad especifica del petrdleo

—
-\l':] =

-
Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.76.

Donde:

Yo: Gravedad especifica del petréleo
po: Densidad del petréleo, Ib/ft

pw: Densidad del agua, Ib/ft3

En unidades practicas de la industria la gravedad del agua es 62,4 Ib/ft® y también
se prefiere usar la gravedad APl como escala de la gravedad, ya que esta realmente
es una escala maximizada de los valores de la gravedad. En la Ecuacion 9 se
presenta la gravedad API.
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Ecuacion 9. Gravedad API
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Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.76.

3.5.1.7 Densidad del petrdleo. La densidad del petroleo se define como la
masa por unidad de volumen de crudo a condiciones de presion y temperaturas
especificas. Como se menciono en el numeral 3.5.1.1 en unidades practicas de la
industria se trabaja en Ib/ft3. La forma generalizada de calcular la densidad del
petréleo se presenta en la Ecuacion 10.

Ecuacion 10. Densidad del petréleo

62.47,+0.0136R, 7,
B E|'|

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.106.

pl'l

Donde:

Yo: Gravedad especifica del petrdleo

Yw: Gravedad especifica del agua

Rs: Gas en solucion, SCF/STB

Bo: Factor volumétrico del petréleo, RB/STB

En la Grafica 9 se observa el comportamiento de la densidad del petrdleo para el
Campo Yaguara de los datos obtenidos de la prueba PVT y que fueron usados en
el modelo de simulacion.
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Grafica 9. Densidad del petroleo Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.

3.5.2 Propiedades fisicas del gas. El gas se define como una mezcla de
hidrocarburos livianos y otros gases inorganicos denominados impurezas como el
diéxido de carbono, el nitrégeno, etc. Ademas, los gases son fluidos homogéneos,
de baja densidad y viscosidad y sin un volumen definido ya que son capaces de
expandirse y ocupar el volumen que los contenga®’.

A continuacion, se describen las propiedades mas relevantes de los hidrocarburos
en estado gaseoso:

3.5.2.1 Peso molecular aparente. Se define el peso molecular aparente del
gas como el resultado de la suma de la fraccion molar de cada componente por su
respectivo peso molecular, esta propiedad se puede calcular mediante el uso de la
Ecuacion 11.

57 AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf Professional
Publishing. 2006, p.29.
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Ecuacion 11. Peso molecular aparente de un gas

M, =D yiM;
1=1

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.32.

Donde:
Yi = Fraccion molar del componente i en la mezcla
Mi: Peso Molecular del componente i en la mezcla, Ib/Ibmol

3.5.2.2 Densidad del gas. En general la densidad se define como la relacion

de masa por unidad de volumen de una sustancia, para los gases se puede calcular
en funcién del peso molecular aparente como se muestra en la Ecuacién 12.

Ecuacion 12. Densidad del gas

pM

a
RT

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.33.

p, =

Donde:

pg: Densidad del gas, Ib/ft®

PMa: Peso molecular aparente, lb/Ibmol

P: Presion, psia

R: Constante universal de los gases, 10.730 psia ft¥/lomole R°

3.5.2.3 Volumen especifico del gas. El volumen especifico se define como
el volumen ocupado por unidad de masa del gas, es decir el inverso de la densidad
del gas. Para un gas ideal se puede calcular mediante la Ecuacién 13.

Ecuacion 13. Volumen especifico de un gas ideal

V RT I

“m pM, p,

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.33.

Donde:

V: Volumen especifico del gas, ft¥/Ib
pg: Densidad del gas, Ib/ft?
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3.5.24 Gravedad especifica del gas. La gravedad especifica de un gas esta
definida como la relacidon que existe entre la densidad del gas y la densidad del
fluido de referencia que en este caso es el aire, midiendo ambas a las mismas
condiciones de presion y temperatura. La gravedad especifica esta definida
matematicamente por la Ecuacion 14.

Ecuacidon 14. Gravedad especifica del gas
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Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.34.

Donde:

Yg: Gravedad especifica del gas
pg: Densidad del gas, Ib/ft?

pg: Densidad del aire, Ib/ft®

3.5.25 Factor de compresibilidad del gas. El factor de compresibilidad del
gas es un factor de correccién o de desviacidon que permite representar de una mejor
manera el comportamiento de los gases en condiciones de alta presion y
temperatura. Se representa por la letra Z y se define como la relacidon que existe
entre el volumen actual de un gas y el volumen del mismo gas a condiciones ideales,
se expresa mediante la Ecuacién 15.

Ecuacion 15. Factor de compresibilidad del gas

V A

7 — —actual _
"’Iri-;j;::.\] {HRT ].IIrP'

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.34.

El comportamiento del factor de compresibilidad el gas (Z) con respecto a la
variacion en presion del Campo Yaguara se presenta en la Gréafica 10 con los datos
obtenidos mediante la prueba PVT realizada.
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Gréfica 10. Factor de compresibilidad Z Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.

3.5.2.6 Viscosidad del gas. La viscosidad se define en términos generales
como la resistencia interna que tiene un fluido al fluir, para los gases la viscosidad
esta en funcion de la presion, la temperatura y la composicion, generalmente se
expresa en términos de centipoise (cP). En la Grafica 11 se puede observar el
comportamiento tipico de la viscosidad de un gas en funcién de la presién y la
temperatura.

117



Gréfica 11. Comportamiento tipico de la viscosidad del gas a distintas temperaturas
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Fuente: BANZER, Carlos. Correlaciones Numéricas P.V.T. Maracaibo: Universidad de Zulia,1996.
p. 39.

A continuacion, en la Grafica 12 se presenta el comportamiento de la viscosidad
del gas con respecto a la variacion de la presion para el Campo Yaguara.

Grafica 12. Viscosidad del gas Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., PVT. Modificado por el autor.
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3.6 PERMEABILIDADES RELATIVAS

La permeabilidad es una de las propiedades mas importantes de las rocas, ya que
es ella quien determina la capacidad que tiene un medio poroso para permitir el flujo
de los fluidos, esta estrechamente relacionada con la saturacion y se ha divido en 3
clases.

Para Escobar®® los diferentes tipos de permeabilidad son:

U Permeabilidad absoluta: Es la permeabilidad que se mide cuando el medio
poroso esta saturado 100% por un solo fluido.

U Permeabilidad efectiva: Es la permeabilidad que muestra un fluido en un medio
poroso cuando este no se encuentra saturado 100% por el fluido, es decir esta
en presencia otro u otros fluidos, esta en funcion de la saturacion.

U Permeabilidad relativa: La permeabilidad relativa es la relacion que existe entre
la permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta y se calcula mediante la
Ecuacion 16 que presenta la permeabilidad relativa del petréleo pero que es
igual para cualguier componente modificando la permeabilidad efectiva de esté.

Ecuaciéon 16. Permeabilidad relativa

kmz h
k

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera ediciéon. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.288.

Donde:

Kro: Permeabilidad relativa del petréleo

Ko: Permeabilidad efectiva del petréleo, mD
K: Permeabilidad absoluta, mD

La permeabilidad relativa generalmente se obtiene de pruebas de laboratorio, donde
a través de nucleos y una gran cantidad de metodologias se determinan sus curvas
que son de gran importancia ya que son una funcién de cémo los fluidos se
desplazan en el medio poroso y ademas como se encuentra humectado este ultimo.

8 ESCOBAR, Fredy Humberto. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Colombia.2007, p. 34.
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3.6.1 Permeabilidades relativas Campo Yaguara. La curva de permeabilidad
relativa del Campo Yaguard usada en el modelo de simulacion se presenta a
continuacion en la Gréfica 13.

Grafica 13. Curva de permeabilidades relativas (agua-petréleo) vs saturaciéon
de agua modelo de simulacion Campo Yaguara
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Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.

De la curva utilizada en el modelo de simulacion del Campo Yaguara se puede
observar que presenta una mojabilidad neutra con tendencia a ser humectada por
agua, lo que podria beneficiar los procesos quimicos de recobro mejorado. Se
puede observar que la curva de permeabilidades relativas utilizada en el modelo se
encuentra normalizada y que tiene una saturacién de agua irreducible igual a 0,33.

A continuacién, en la Figura 48 se pueden observar los principales datos de la
prueba realizada al pozo MA-00Z para determinar las permeabilidades relativas
mediante el método de la centrifuga.

Figura 48. Resumen datos prueba de permeabilidades relativas pozo

MA-00Z
Relative Permeability to Oil by Centrifuge
Water-Oil System
WELL: LOS MANGOS PLUG DEPTH: 2378.90 ft
RESERVOIR: CABALLOS PERMEABILITY (Ko cw): 646 md
CORE PLUG: LM POROSITY: 17.7% BV

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.
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3.6.2 Desnormalizacion curva de Permeabilidades relativas Campo Yaguara.
Normalmente las curvas de permeabilidad relativa que se presentan en los
modelos se encuentran normalizadas debido a que mediante este proceso se
pueden suavizar y muchas veces visualizar de una manera mas comoda las
curvas, pero el desnormalizarlas permite observar la verdadera forma y
caracteristicas de las curvas con mayor grado de exactitud.

En la Gréfica 14 se puede observar la comparacion entre la curva de permeabilidad
relativa desnormalizada y la normalizada.

Grafica 14. Curva de permeabilidad relativa desnormalizada y normalizada Campo
Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A., Informe Campo Yaguara. Modificado por el autor.

Mediante esta comparacion es posible comprobar que efectivamente la formacion
si se encuentra humectada por agua y que esto favorece enormemente a los
procesos de recobro quimico que se quieren evaluar, adicionalmente se puede
observar que la permeabilidad relativa del petrdleo a condiciones de saturacion de
agua irreducible es de 0,7 y que la saturacion de petroleo residual es del 0,33.
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3.7 CONDICIONES INICIALES DEL MODELO DE SIMULACION

El modelo conceptual de simulaciéon del Campo Yaguara cuenta con unos datos
iniciales que son de vital importancia para el desarrollo del modelo, entre estos datos
se encuentra la fecha de inicio 01/11/1991 la cual debe coincidir con la primera fecha
de produccion, se tiene también en cuenta la temperatura de referencia 119 °F y la
profundidad de referencia que se encuentra a 522" @TVDss. Estos datos se pueden
observar en la Figura 49.

Figura 49. Condiciones iniciales modelo de simulacion Campo Yaguara
Initial Conditions pod

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservoir Intially Containing
() Water, Qil, Gas (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL_GAS EQUIL )

(@) Water, Oil (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OQIL BEQUIL )
() Water, Gas ( VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL NOTRANZONE )
There will be no residual saturation in Gas Cap ( GASZOMNE NOOIL )

Reference Pressure and Depth Phase Contact Depths
! i i M\,
Pressure | REFPRES ) Water-Oil Contact { DWOC ) 1120 ft

Depth ( REFDEPTH )

Datum Depth for Output Pressure
Mote: This tem is optional .

Depth { DATUMDEPTH depth ) |520 ft

For more options use the
Pregsure will be comected using the initial equilibrium }-‘u:lvanc;t:l Intesface

pressure distribution { DATUMDEFTH depth INITIAL )

Bubble Point Input Format Advanced
() Reservoir inttially saturated (FE =P )

{®) Constant Bubble Paint Pressure { PB ) 1083 psi

% [ Cancel Apply Help

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.

Es importante mencionar que para el modelo de simulacion del Campo Yaguara no
se seleccion6 un modelo fracturado, ni tampoco un modelo analitico de acuifero ya
gue no son caracteristicas del reservorio, la presion de referencia del modelo es de
1370 psi.
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3.8 DESCRIPCION DE POZOS MODELO DE SIMULACION CAMPO YAGUARA

El modelo conceptual de simulacién del Campo Yaguara esta comprendido tanto
por pozos productores como por pozos inyectores, a continuacion, se describen las
principales caracteristicas de cada uno de los dos tipos de pozos existentes en el
modelo.

3.8.1 Pozo productor MA-0XX. A continuacion, se van a describir las principales
caracteristicas de la configuracion, completamiento e historico del pozo productor
MA-0XX.

3.8.1.1 Configuraciéon Pozo MA-0XX. La configuracibn de cada pozo
depende de su referencia cartesiana y del survey, para el caso del pozo MA-0XX la
referencia mas importante dentro del modelo de simulacion del campo es -
2077.07”@TVDDss y su configuraciéon es la de un pozo desviado, esto se puede
observar en la Figura 50.

Figura 50. Caracteristicas pozo productor MA-0XX

Trajectory: MA-0XX 3
|0 data Modes Perforations
Comection to KB elevation: 0 ft Note. Toole »
(command menu is available on right mouse click in the table)
#  [xf) |y ) | z) | Measured depth ... | Node type Perf A
1 275426837 2564055.12 207707 0.00 Original ¥ No
2 275427098 2564053 61 -1757.09 280.00 Original Y No
3 275427831 2564049.09 -1517.24 560.00 Original N No
4 27h4294 52 2564039 35 -7 T7 50000 Original ¥ No
] 275430022 2564034 60 -1078.03 1000.00 Original N No
6 275431330 25640234 -378.78 1200.00 Original ¥ No
7 275432875 2564011.28 67974 1400.00 Original N No
8 275434195 2564000.67 -530.70 1550.00 Original N No
] 2754351 55 2563952 85 43147 1650.00 Original ¥ No
10 275436375 256358413 =332 81 1750.00 Original N No
11 275433410 2563970.23 -184.65 1500.00 Original N No
12 2754406 50 2563955.59 -17.05 2050.00 Original ¥ No
13 2754427 28 2563541.31 52.31 218229 Block entry Y No
14 2754428 50 2563540 48 100.39 2150.01 Perforation N Yes v
< >

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.
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3.8.1.2 Completamiento pozo MA-0XX. El completamiento del pozo MA-0XX
se muestra en la Figura 51, se tienen en cuenta las referencias de los bloques
dentro del modelo para determinar si esta o no completado, el radio de flujo y el
dafio o “skin”. Para el caso del pozo MA-0XX el radio de flujo es de 0,3542 pies y el
factor de dafio se asumié como 0, entendiendo que el pozo no se encuentra ni
dafiado ni tampoco estimulado.

Figura 51. Completamiento pozo productor MA-XXX

Well & Date: [ MA-0XX F  PRODUCER
General Perforations Rel. Perm Options
Well index type GEQA calculated from geometry, ani.
Calculating well index method Directional Weighting b
Geometry:
direction K ais 3
radius {ft) 0.354
geofac M/A (computed)
wirac 1
ahein 0 Calculate
Use D for tubulent skin factor [] TURE
lse quadratic gas inflow [] quaD
|Ise pseudo-pressure gas inflow [] PSEUDOP
Lse layer lJK directions or X7 geometric data LAYERXYZ apply only with GED an..™

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.

Cada uno de los pozos productores del campo tienen la misma configuracion en
cuanto a radio de flujo, pero cuentan con variaciones tanto en el dafio como en las
coordenadas de referencia dentro del modelo.

3.8.1.3 Schedule Pozo MA-0XX. El histérico del pozo MA-0XX se presenta
en la Figura 52, y es estandar para todos los demas pozos productores, la
informacion que tiene cada pozo es fecha, caudales de agua, gas y petréleo y
adicionalmente todos cuentan con informacidon como: tipo de pozo, controles de
pozo que se encargan de controlar las producciones y su valor.
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Figura 52. Histérico pozo productor MA-0XX

displayed wells 43 of 154 1991-11-01
Name / Date Evert ) ID & Type
MA-001 )

19911101 WELL Constraints
PRODUCER —
constraints TR

1991-1201  ALTER Welbore

19920101 ALTER

19920201 ALTER Injected Fluid

19320301 ALTER

1992-04-01 ALTER Woarkover

19920501  ALTER _

19920701 ALTER SE

19320801  ALTER Layer Gradient

19320301  ALTER

1992-1001  ALTER Gas Lit

19921101 ALTER

1992-1201  ALTER Guide Rates

19930101 ALTER

18930201  ALTER FaEiE Py

19930301  ALTER P

19930401  ALTER

19930501  ALTER

19930601  ALTER

19930701  ALTER -

(@ Name
Sort by: O Date Tools »

| Well: 'MA-001" at 1391-11-01 (0.00 day)
Constraint definit
# Constraint | Parameter Limit/Mode | Value Action
#1 |OPERATE STO surface oil rate N MAX ™ 556.5700073 b... CONT
2 |OPERATE  BHPbottomholepressure MIN ™ 28 psi CONT
select new ﬂ
£ >
Max. number of continuerepeat allowed (MXCNRPT)
X v Ee L]

< constraint modifiers =

[ Change current primary constraint (ALTER)

[] Set new or change old constraint (TARGET)

STO 0 bbl/day H Parameter |\u"a||.|e |
select new
Alter:  previous date: <none
Target: previous date: <nones
Reset Page [ Auto-apply OK Cancel Apply Help

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.

3.8.2 Pozo inyector MA-OYY. A continuacién, se van a describir las principales
caracteristicas de la configuracién, completamiento e histérico del pozo inyector MA-

oYY.

3.8.2.1

Configuracién Pozo MA-0YY. Al igual que en los pozos productores,
para los pozos inyectores la configuracion de cada pozo depende de su referencia
cartesiana y del survey, para el caso del pozo MA-0YY la referencia mas importante
dentro del modelo de simulacién del campo es -2054"@TVDDss y su configuracion

es la de un pozo desviado, esto se puede observar en la Figura 53.
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Figura 53. Caracteristicas pozo inyector MA-0YY

Trajectorny: MA-0YY »
ID data Modes Perforations
Comection to KB elevation: 0 ft Note._ Tocls  »
(command menu is available on right mouse click in the table)
# % ft) | v ) | zfft) | Measured depth ... | Node type | Perf A
1 Z747505.84 286497047 -2054.00 0.00 Original N Mo
2 2747511.02 256457014 -1354.01 200.00 Original N Mo
3 2747514 46 256496515 -1654.04 400.00 Original N No
4 Z747518.61 2564567 56 -1504.10 550.00 Original N Mo
5 2747527 54 2564565 40 -1254 27 a00.00 Original N Na
G 2747547 .41 256455570 =754 70 1300.00 Original N Na
7 F747553 53 2564957 54 -654 51 140000 Original N No
a 2747568.95 2564953 52 -455.55 1600.00 Driginal N No
5 Z747586.39 2564943 53 -256.37 1300.00 Original N Mo
10 274760101 2564544 24 -107.16 15950.00 Original N Mo
11 2747616.592 2564938837 41.50 2100.00 Original N Mo
12 Fid7e40.10 2564930.05 240.35 2300.00 Original N No
13 2747650.01 256451077 636.76 2700.00 Original N Na
14 274769363 256450523 664 .87 272835 Block entry N Mo v
= P Pr—— e ——— T e
Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.
3.8.2.2 Completamiento pozo MA-0YY. El completamiento del pozo MA-OYY

se muestra en la Figura 54, se tienen en cuenta las referencias de los bloques
dentro del modelo para determinar si estd o no completado, el radio de flujo y el
dafo o “skin”. Para el caso del pozo MA-0YY los intervalos completados tienen un
radio de flujo de 0,3542 pies y el factor de dafio se asumié en 0.

Cada uno de los pozos inyectores del campo tienen la misma configuracién en
cuanto a radio de flujo, pero cuentan con variaciones en valor de dafio de formacion.
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Figura 54. Configuraciones adicionales pozo inyector MA-0YY

Well & Date: | MA-OYY P | INJECTOR MOBWEIGHT
General Perforations Rel. Perm Options
Well index type GEDA calculated from geometry, ani. ™
Calculating well index method Directional Weighting A
Geometry:
direction K anis N
radius fft) 0.354
geofac M/A (computed)
wirac 1
skin 0 Calculate
Use D for turbulent skin factor [] TurE
lse quadratic gas inflow [] @uap
lze pseudo-pressure gas inflow [l PsEUDOP
Use layer lJK directions or XYZ geometric data LAYERXYZ apply only with GEQ an.. ™

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.

3.8.2.3 Schedule Pozo MA-0YY. El historico del pozo MA-OYY se presenta
en la Figura 55, y es estandar para todos los demas pozos inyectores, la
informacion que tiene cada pozo es fecha, caudal de agua inyectada y temperatura
del agua de inyeccion, el control para los pozos inyectores es la presion maxima de
fondo.

Figura 55. Histoérico pozo inyector MA-0YY

57| displayed wells 45 of 194 1991-11-01 ~| @
Name / Date Event ~ ID & Type Constraint definition previous date: <none>
MA-DDiw
1991-11-01 WELL Constraints # Constraint | Parameter Limit/Mode | Valug Action
INJECTCR Mutiplers # 1 |OPERATE BHP bottom hole pressure + MAX ™ 147000 psi CONT
constraints select new ﬂ
injected fluid Wellbore
SHUTIN _—
1995-03-01 INJECTCR Injected Fluid
constraints — |
injected fluid Workaver
1995-04-01 ALTER o < >
19550501 ALTER —_——— Max. number of continuerepeat allowed (MXCNRP 1
1995-06-01 ALTER Layer Gradient x Lﬁn = P ¢ R
1995-07-01 ALTER ]
1995-08-01 ALTER Gas Lift
1995-05-01 ALTER T < constraint modifiers >
1995-10-01 ALTER uide Rates ) ] ;
1995 1101 ALTER [ Change cument primary constraint (ALTER) [ Set new or change old constraint (TARGET)
18851201  ALTER FeE e P BHP 0 psi #  [Parameter | Vale |
1356-01-01 ALTER v Comments select new
1996-02-01 ALTER |
1596-03-01 ALTER Alter:  previous date: <none>
1996-04-01 ALTER Target: previous date: <nones
1996-05-01 ALTER v

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.
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3.9 SELECCION DEL PATRON DE INYECCION

Mediante una revision del estado del campo y las condiciones actuales de porosidad
(10%), permeabilidad (239 Md) y en especialmente el estado de la saturacién de
aceite residual (33%) se decidié en conjunto con la compafiia seleccionar el patrén
presentado a continuacioén en la Figura 56. Dicho arreglo consta de siete (7) pozos
productores: MA-0B, MA-0C, MA-0D, MA-OE, MA-OF, MA-0G y MA-OH y un (1) pozo
inyector; MA-OAiw, para un total de ocho (8) pozos.

En el arreglo presentado se llevard a cabo la simulacion de los efectos de la
inyeccion de la alternativa quimica no convencional seleccionada para el Campo
Yaguard, en €l se evaluaran las distintas sensibilidades con el fin de evaluar su
efecto en el aceite incremental.

Figura 56. Patron de 8 pozos arreglo Yaguara

e s

Symbol legend
B ® Oil
— Polygons 2 Injection water

Fuente: Modelo de simulacion Campo Yaguara, Ecopetrol S.A.
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3.10 DETERMINACION DE LA COMPRESIBILIDAD DE LA ROCA

Los yacimientos siempre estaran expuestos a esfuerzos que son causados, bien
sea por los fluidos contenidos dentro de sus poros o por las rocas y estratos que se
encuentran sobre ellos. Diversos autores han hecho estudios donde se relaciona la
compresibilidad en funcién de la presion y la porosidad, a continuacién, se
presentan sus meétodos y los respectivos calculos de compresibilidad.

3.10.1 Método de Hall. Este método relaciona la compresibilidad en funcién de la
porosidad y su correlacion se presenta en la Ecuacion 17.

Ecuacion 17. Compresibilidad de la formacién Método de Hall

1.782

Cf = (00438 *107°

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.259.

Donde:
Cr: Compresibilidad de la formacioén, psi?t
@: Porosidad, fraccion

3.10.2 Método de Newman. Newman relaciono la compresibilidad de la formacién
en funcién de la porosidad y el tipo de litologia mediante una ecuacion hiperbdlica
gue se presenta a continuacion en la Ecuacion 18 y unas constantes que dependen
del tipo de litologia que se presentan en la Tabla 13.

Ecuacién 18. Compresibilidad de la formacion Método de Newman

v
[1+ cb®]

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicién. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.259.

cf =

Donde:
Cr: Compresibilidad de la formacioén, psi?t
@: Porosidad, fraccion
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Tabla 13. Constantes Método de Newman

a 9.73E-05 0.8535
b 0.699993 1.075
© 79.8181 2.20E-06

Fuente: AHMED, Tarek. Reservoir Engineering Handbook. Tercera edicion. Burlington, USA: Gulf
Professional Publishing. 2006, p.259.

3.10.3Método de Yale & Nabor. Yale & Nabor determinaron la compresibilidad de
la formacién en funcion de los esfuerzos efectivos que actian sobre la roca, en la
Ecuacion 19 se presenta la ecuacion generalizada.

Ecuacidn 19. Compresibilidad de la formacién Método de Yale&Nabor

Cf=Ax(0c—B)X+D

Fuente: Yale, D. P., Nabor, G. W., Russell, J. A., Pham, H. D., & Yousef, M. Application of Variable Formation
Compressibility for Improved Reservoir Analysis. Houston, Texas: SPE 26647, 1993. p. 438.

Donde:
Cr: Compresibilidad de la formacioén, psi?t
o: Esfuerzos efectivos, psi

Las constantes presentadas en la Ecuacion 19 estan en funcion del tipo de roca,
Yale&Nabor las establecieron y se presentan a continuacion en la Tabla 14.

Tabla 14. Constantes Método Yale&Nabor

A -2.81E-05 1.05E-04 -2.40E-05
B 3.00E+02 5.00E+02 3.00E+02
C 1.40E-01 -2.25E-01 6.23E-02
D 1.18E-04 -1.10E-05 4.31E-05

Fuente: Yale, D. P., Nabor, G. W., Russell, J. A., Pham, H. D., & Yousef, M. Application of Variable Formation
Compressibility for Improved Reservoir Analysis. Houston, Texas: SPE 26647, 1993. p. 438.
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3.10.4 Resultado compresibilidad de la roca. Una vez presentados los métodos,
se realiza el calculo de la compresibilidad de la formacién por cada uno de ellos, los
resultados se presentan a continuacion en la Tabla 15. Es importante mencionar
que en los casos que fue necesario seleccionar un tipo de litologia, se seleccioné
arenisca consolidada teniendo en cuenta las caracteristicas del yacimiento del
Campo Yaguara.

Tabla 15. Compresibilidad de la roca

Hall 4 593E-06
Newman 9.654E-06
Yale&Nabor 6.276E-06

Fuente: Elaboracion propia

Teniendo en cuenta la informacion suministrada por la empresa y las caracteristicas
del Campo Yaguara, el método seleccionado es el de Hall, obteniendo entonces un
valor de compresibilidad de la formaciéon de 4,77E-06 psit que sera utilizado en el
modelo y en los célculos que requieran el uso de esta variable.

3.11 DETERMINACION DE LA PRESION DE FRACTURA

La presion de fractura es un factor determinante que se debe tener en cuenta
siempre que se quiera inyectar algun fluido al yacimiento, ya sea por un trabajo de
estimulacién, una disposicion o como en este trabajo, por una inyeccion de fluidos
como método de recobro mejorado. La presién de fractura nos indica la energia
necesaria para fracturar la roca y ocasionar una ruptura no deseada, debido a esto
y para evitar posibles problemas en el presente trabajo se calculara la presién de
fractura con un factor de seguridad entre el 5y el 15%

A continuacion, se presentan los principales conceptos que estan relacionados con
la presion de fractura y el calculo de esta variable a través de dos autores haciendo
uso del modelo de Monte Carlo.

131



3.11.1 Presion de Formacion. La presion de Formacion o presion de poro (Pp) es
aquella energia que tienen los fluidos que se encuentran contenidos dentro de los
poros de las rocas, en general esta presion se clasifica como subnormal, normal y
anormal, teniendo en cuenta que la profundidad y la presion de poro son
directamente proporcionales®®. Para los calculos del presente trabajo se tendran en
cuenta directamente las presiones obtenidas del simulador y que se pueden
observar en la Tabla 5.

3.11.2 Presion de Overburden. La presion de Overburden es la energia que ejerce
la columna de rocas que se encuentran sobre la formacion y la ejercida por los
fluidos contenidos en los poros. Esta presion esta muy relacionada con el gradiente
litostatico, que es causado por la densidad de las rocas y que generalmente se
asume como 1,0 psi/ft®. La presion de Overburden se representa mediante la
Ecuacién 20.

Ecuacion 20. Presion de Overburden

Pob = Pl + Pf

Fuente: TIAB, Djebbar. DONALDSON, Erle C. Petrophysics. Theory and practice of measuring
reservoir rock and fluid transport properties. Segunda edicién. 2004. p.54.

Donde:

Pob: Presion de Overburden, psi
Pi: Presion litostatica, psi

Pr. Presion de fluido, psi

3.11.3Esfuerzo de sobrecarga. El esfuerzo de sobrecarga o esfuerzo vertical
equivale a la integracion de las densidades de la roca; teniendo en cuenta los fluidos
contenidos en ella desde la superficie hasta la profundidad de interés®!. El esfuerzo
de sobrecarga se representa por el simbolo o.

3.11.4 Relacién de Poisson. La relacion de Poisson representa la capacidad de un
material para expandirse y se define como la relacion que existe cuando se aplica
una deformacion uniaxial en la direccion del estiramiento entre la deformacion

% TREJO, Maria. Aplicacién de la Geomecanica en la estabilidad del agujero de un pozo de la regién sur.
Universidad Auténoma de México, México D.F. 2009, p.2.

60 TIAB, Djebbar. DONALDSON, Erle C. Petrophysics. Theory and practice of measuring reservoir rock and
fluid transport properties. Segunda edicion. 2004. p.54.

61 pARAMO, Liliana. Andlisis Geomecanico y de Estabilidad para el pozo #3 del campo caso estudio.
Universidad Nacional de Colombia, Medellin: Colombia. 2016. p. 20.
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transversal y longitudinal62. La relacion de Poisson se representa por el simbolo v
y es una variable adimensional.

3.11.5Modelo de simulacién de Monte Carlo. EI método de Monte Carlo o
simulaciéon de Monte Carlo es un proceso estocastico numérico y que plantea
conocer la probabilidad de ocurrencia de un evento partiendo de la realizacién de
un experimento un numero finito de veces teniendo dependiente a la variable
aleatoria como una funcion de densidad de los resultados obtenidos. Este método
utiliza funciones de distribucién, que luego de los experimentos o0 ensayos se
acercan a simular lo que pasaria en los sistemas reales.

En general para llevar a cabo una simulacion por el método de Monte Carlo hay que
tener una ecuacion, determinar las variables aleatorias de acuerdo a sus
distribuciones, que en este caso se obtienen del modelo de simulacién del campo.
Posterior a esto seleccionar un valor inicial y realizar el célculo aleatorio el nimero
de veces que sean necesarias para obtener un valor probabilistico que se aproxime
a la realidad.

En el presente trabajo se calculara la presion de fractura haciendo uso del modelo
de simulacion de Monte Carlo a través del programa Crystal Ball y los métodos
propuestos por los autores Eton y Hubbert & Willis.

3.11.5.1 Método de Eaton modelo de simulacion de Monte Carlo. El método
de Eaton esta en funcion de la presién de poro o de formacion, la presién de
sobrecarga y la relacion de Poisson. La presion de fractura por el método de Eaton
se calcula mediante el uso de la Ecuacion 21 que se presenta a continuacion.

Ecuacion 21. Método Eaton presion de fractura

U
1-v
Fuente: GUTIERREZ, Denise. Metodologia para la estimacion de presiones de poro y fractura

a partir de velocidades intervélicas provenientes de datos sismicos pre-apilados. Universidad
Central de Venezuela, Caracas: Venezuela. 2012. p.43.

Pprqc = Pp + (0 — Pp)

Donde:

o: Esfuerzo sobrecarga, psi
0: Razén de Poisson

Pp: Presion de poro, psi

En la Grafica 15 se presenta la distribucién para la presion de fractura obtenida a
traves del método de Eaton, adicionalmente en la Grafica 16 se presenta la
distribucion del gradiente de fractura correspondiente.

62 CAMACHO, Andrés y CARDENAS, José., op. cit, p.59.
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Grafica 15. Distribucion presion de fractura método de Eaton

10,000 pruebas Vista de frecuencia 10,000 mostrados
Presion de Fractura (psi)
0.04 - 400
350
320
0.03 -
o 280
O ™
= 240
= 2
— @
o 002 P10 = 1.951.78 20 3
O A P50 = 1.916.38 1680 m
4 P30 = 1,882 99 - 120
0.01 -
80
40
0.ocp ' ' ' ' . ! 0
1,860.00 1,880.00 1,800.00 1,920.00 1,840.00 1,860.00 1,980.00
psi
Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador Crystal Ball.
Grafica 16. Distribucion gradiente de fractura método de Eaton
10,000 prucbas Vista de frecuencia 10,000 mostrados
Gradiente Fractura (psifft)
0.04 - 400
350
320
0.03 -
- 280
=) 15
5= 240
5 2
0.02 200 ©
= HP10 =065 =
i 1680 @
120
0.01 -
80
40
0.odp ' ' ' mq o
0.62 053 0.64 055 0.66
psifit

Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador Crystal Ball.

Teniendo en cuenta que la idea no es llegar a la presion de fractura, se aplica un
factor de seguridad (5-15%) a dicha presion y de esta manera se determina la
maxima presiéon de inyeccion, a continuacion, en la Gréafica 17 se presenta la
distribucion para esta variable.
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Grafica 17. Distribucion maxima presion de inyeccion método de Eaton

10,000 pruebas Vista de frecuencia 10,000 mostrados

Presion Maxima de Inyeccidn

0.04 -

400
360
320

0.03 -
E 280 :I;I
=] (1]
=] 240
= g
0.02 - 200 T
S . HP10 = 1.854.19 a
0 /1 P50 = 1,820.57 180 m
/] P30 = 1,733.54 I 120
0.01
g0
40
o.odp ' ' ' ' ' ' 0
1,730.00 1,300.00 1,820.00 1,340.00 1,860.00 1,380.00
psia

Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador Crystal Ball.

3.11.5.2 Método de Hubbert & Willis modelo de simulacién de Monte Carlo.
El método de Hubbert & Willis establece que la presiéon de fractura esta en funcién
de la presion de poro y el esfuerzo de sobrecarga. La presion de fractura por el
método de Hubbert & Willis se calcula mediante el uso de la Ecuacién 22 que se
presenta a continuacion.

Ecuacion 22. Método de Hubbert&Willis presion de fractura

1
Prrac = §*(O-+ 2Pp)

Fuente: TIAB, Djebbar. DONALDSON, Erle C. Petrophysics. Theory and practice of measuring
reservoir rock and fluid transport properties. Segunda edicién. 2004. p.622.

Donde:
o: Esfuerzo sobrecarga, psi
Pp: Presion de poro, psi

En la Grafica 18 se presenta la distribucion para la presion de fractura obtenida a

través del método de Hubbert & Willis, adicionalmente en la Gréafica 19 se presenta
la distribucion del gradiente de fractura correspondiente.

135




Gréfica 18. Distribucion presion de fractura método de Hubbert&Willis

10,000 pruebas Vigta de frecuencia 10,000 mostrados
Presion Fractura
0.04 - 400
360
320
0.03 -
280
© T
= 240 @
% C
0.02 - 200 ©
-g -|F"| 0=221060 g
i 160 o
120
0.01 -
80
40
o.odp-—™ ' ' | | | ! 4o
1,700.00 1,800.00 1,900.00 2,000.00 2,100.00 2,200.00 2,300.00
Pzia
Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador Crystal Ball.
Grafica 19. Distribucion gradiente de fractura método de Hubbert & Willis
10,000 pruebas Vista de frecuencia 10,000 mostrados
Gradiente de Fractura
0.04 - 400
360
320
0.03 -
o 230 2!
= 240 @
F= g
0.02 - 200 ©
Q Fi0=074 =
= 160 o
o oy
120
0.01 -
80
40
D-D[) 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 4 0
0.58 0.58 0.60 0.62 D64 066 0.68 070 072 074 076 078
psi/f

Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador Crystal Ball.
La presion maxima de inyeccion nuevamente se calcula teniendo en cuenta un

factor de seguridad de entre 5y 15% de la presién de fractura y su distribucion se
presenta en la Gréafica 20.
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Grafica 20. Distribucion maxima de la presion de inyeccién por el método de Hubbert&Willis

10,000 pruebas Vigta de frecuencia 9,993 mostrados

Presion Max Inyeccion

- 450
0.04 400
- 350
E 0.03 300 :|‘-|
= 280 g
= P10 = 1,985.59
O 0.02 \
=
o

1,500.00 1,600.00 1,700.00 1,800.00 1,800.00

Psia

2,000.00 2,100.00

Fuente: Ecopetrol S.A. Simulador Crystal Ball.

A continuacion, en la Tabla 16, Tabla 17 y Tabla 18 se resumen los datos obtenidos
para la presion de fractura, el gradiente de fractura y la presion maxima de inyeccion
respectivamente, obtenidos a través de los diferentes percentiles calculados
mediante el método de simulacién de Monte Carlo.

Tabla 16. Resumen percentiles presion de fractura a través de los métodos de Eaton y
Hubbert & Willis.

p10 1883 1831
p50 1916 2007
p90 1952 2210

Fuente: Elaboracion propia
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Tabla 17. Resumen percentiles gradiente de fractura a través de los métodos Eaton
y Hubbert & Willis.

p10 0.63 0.61
p50 0.64 0.67
p90 0.65 0.74

Fuente: Elaboracion propia

Tabla 18. Resumen percentiles maxima presién de inyeccion a través de los
métodos de Eaton y Hubbert & Willis.

p10 1789 1642
p50 1821 1808
p90 1854 1995

Fuente: Elaboracion propia.

3.11.6 Presion maxima de inyeccién. Una vez realizados los calculos por los
métodos de Eaton y Hubbert & Willis y al ver la distribucion de las variables se
decide seleccionar como maxima presion de inyeccion, la calculada a través del
método de Eaton para la presion con mas probabilidades que corresponde al
percentil 50, de esta manera se asume una presion maxima de inyeccion de 1821
psi, una presion de fractura de 1916 psi y un gradiente de fractura de 0.64 psilft.
Es importante mencionar que el factor determinante para seleccionar cual de los
dos métodos era el méas indicado fue la razén de poisson ya que este valor se tenia
medido de trabajos realizados en el campo y el método que lo tiene en cuenta dentro
de su ecuacion es el de Eaton.
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4. PREDICCION DEL COMPORTAMIENTO DE LA PRODUCCION DEL CAMPO
YAGUARA

En este capitulo se desarrollardn las predicciones del comportamiento de
produccion del Campo Yaguara las cuales seran: una prediccion bajo el esquema
actual del campo que es inyecciéon de agua y 3 predicciones de sensibilidad para
definir el mejor esquema de explotacion bajo la alternativa quimica no convencional
seleccionada para el Campo Yaguara que fueron las Nanocapsulas de surfactante.

4.1 COMPORTAMIENTO DE LA PRODUCCION DEL CAMPO YAGUARA BAJO
EL ESQUEMA DE EXPLOTACION ACTUAL

El Campo Yaguara produce mediante inyeccion de agua, mecanismo que ha venido
utilizando por mas de 20 afios razén que lo convierte en un campo maduro en la
inyeccion de agua y por lo cual evaluar su comportamiento hacia el futuro no es de
mucho interés para la compafia ni para el presente trabajo, razén por la cual
Unicamente se realiz6 una prediccion bajo el estado actual del campo y no se
hicieron sensibilidades. A continuacién, se muestran los resultados de la prediccion
hecha bajo el esquema de explotacion actual.

Es importante mencionar que en los procesos de inyeccién de agua se tienen en
cuenta parametros clave como son la tasa de inyeccion y la presion maxima de
inyeccién, ademas variables como la compresibilidad y la presién de fractura los
cuales se calcularon en el capitulo anterior y se tienen en cuenta en el modelo de
simulacion para realizar las predicciones.

4.1.1 Comportamiento de latasa de inyecciéon de agua bajo el esquema actual
de explotacién. En la Gréafica 21 se puede apreciar el comportamiento de la tasa
de inyeccion en el Campo Yaguard mostrado en la simulacion donde se puede ver
como actualmente se inyectan alrededor de 40KBWPD y desde el 2020 hasta el
2040 la tasa promedio de inyeccion es de 20KBWPD siendo esta la mitad de la tasa
actual.
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Grafica 21. Comportamiento del caudal de agua inyectada Campo Yaguara
bajo esquema actual de explotacion
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4.1.2 Resultados de la produccién de aceite bajo el esquema actual de
inyeccion de agua. La produccion de aceite en el Campo Yaguara se encuentra
actualmente cerca a los 2000 BOPD y es un valor que se encuentra cerca al limite
econémico del campo, como se puede evidenciar en la Gréafica 22 el
comportamiento del aceite en la simulacion realizada tiene una pendiente casi
constante con una tendencia clara a declinar, mostrando un promedio de produccién
desde el afio 2020 hasta el 2040 cercano a los 500 BOPD.
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Gréfica 22. Comportamiento del caudal de aceite Campo Yaguara bajo el esquema
actual de inyeccion de agua
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

4.1.3 Resultados de la produccion de agua y el BSW bajo el esquema actual
de inyeccion de agua. En la Grafica 17 se puede observar el comportamiento
obtenido de la produccién de agua y del BSW a través de la simulacién, estas curvas
son importantes ya que por ejemplo si se observa la curva del agua se puede
evidenciar que tiene casi la misma tendencia que el agua inyectada mostrada en la
Grafica 23 lo que nos indica que practicamente todo el fluido que estamos
inyectando lo estamos produciendo es decir que solo se esta generando una
recirculaculacién del agua, lo que econémicamente no es viable, adicional a esto se
observa como el BSW se mantiene constante practicamente en 98-99% durante
toda la prediccion.

Es relevante ver la importancia de esta gréfica ya que nos permite ver de forma
grafica como continuar con la inyeccién de agua en este campo no es viable y que
requiere si 0 si una alternativa diferente para continuar con su explotacioén.
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Grafica 23. Comportamiento caudal de agua y BSW del Campo Yaguara bajo
el esquema actual de inyeccion de agua
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

4.1.4 Comportamiento del Np bajo el esquema actual de inyeccion de agua.
En la Gréfica 24 se puede apreciar el comportamiento del petréleo acumulado para
el Campo Yaguara, en ella es posible observar cémo se incrementa el volumen de
petréleo producido a lo largo de los afios, pero es evidente ver que la pendiente no
es muy pronunciada, es decir que no tienen un incremento significativo y esto se
comprueba al comparar el volumen recuperado actualmente (2018) con respecto al
volumen total que se alcanzara en el afio 2040, obteniendo un incremental de 5
MMbls de aceite, es decir que el Np para ese afio estara cerca a los 52 MMbls.
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Gréfica 24. Comportamiento del Np del Campo Yaguara bajo el esquema
actual de inyeccion de agua
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4.1.5 Comportamiento del Wp bajo el esquema actual de inyecciéon de agua.
El comportamiento del agua en los procesos de inyeccidon es de vital importancia,
ya gue no tiene ningun sentido inyectar agua en un pozo para producirla por otro,
es decir recircular el fluido, para este caso como se mencion6 anteriormente en el
numeral 4.1.3 practicamente toda el agua que se inyecta se produce y esto se puede
evidenciar en la Grafica 25 donde se puede observar como el agua producida
aumenta con una tendencia bastante pronunciada mucho mayor a la del petréleo
producido.

En la simulacion realizada a diferencia del petréleo acumulado, el agua acumulada
en el Campo Yaguard si incrementa notoriamente a través de los afios alcanzando
hacia el 2040 un valor de Wp igual a 420 MMbls de agua, lo que si se compara con
el estado actual del Wp es un incremental de mas de 150 MMbls, lo que se traduce
en una relacion de produccion agua-petréleo de 30:1 siendo bastante desfavorable.
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Grafica 25. Comportamiento del Wp del Campo Yaguara bajo el esquema
actual de inyeccion de agua
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

A continuacion, en la Tabla 19 se presenta el resumen de los resultados
presentados luego de la prediccién del comportamiento de produccién bajo el
esquema actual de explotacion del Campo Yaguara.

Tabla 19. Resumen resultados bajo el esquema actual de
explotacion Campo Yaguara

Np (MMbls) 52.4

Wp (MMbls) 420.1
Qo_avg (BOPD) 500
Wi_avg (BWPD) 20000

Fuente: Elaboracion propia
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4.2 COMPORTAMIENTO DE LA PRODUCCION DEL CAMPO YAGUARA
BAJO LA INYECCION DE LAS NANOCAPSULAS DE SURFACTANTE

A continuacion, se realizard una pequefia descripcion de las nanocapsulas de
surfactante utilizadas en el presente trabajo, adicionalmente se mostraran unas de
las propiedades que se ven afectadas durante la inyeccion de este tipo de quimicos,
para finalmente mostrar las diferentes sensibilidades y sus resultados en la
produccion del campo en busqueda del escenario Optimo de inyeccion de las
nanocapsulas de surfactante.

4.2.1 Descripciéon de las nanocapsulas de surfactante. Las nanocapsulas de
surfactante son una variacion del uso en conjunto de nanoparticulas y surfactantes,
se seleccionaron en el presente trabajo debido a sus beneficios entre los que resalta
la reduccion de la interaccion del surfactante con la superficie de la roca, evitando
asi que su efecto se reduzca antes de tiempo. La técnica se compone de un agente
formador de la capsula y el surfactante a encapsular, en esta investigacion se tuvo
en cuenta una capsula formada por una resina orgénica y un polimero, lo que
garantiza que una vez entre en contacto la capsula con el aceite del yacimiento este
empiece a dosificar el surfactante en la interfaz. En la Figura 57 se puede apreciar
un ejemplo de este tipo de comportamiento, en ella se aprecia como en procesos
de inyeccion de agua se dosifica un quimico y una vez entra en contacto con el
aceite este mejora la uniformidad del contacto, permitiendo asi un mejor barrido.

Figura 57. Ejemplo utilidad del nano encapsulado
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Fuente: JOHNSON, L. NORTON, C. HUFFMAN, N. Nanocapsules for Controlled Release of Waterflood
Agents for Improved Conformance. Dubai, UAE: SPE. 2016. p.2.
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Por su parte el quimico utilizado en el presente trabajo fue un surfactante anionico
el cual se encontraba en una concentracion por encima del CMC para generar la
formacién de micelas y asi garantizar que los componentes de la cépsula
reaccionaran hacia el exterior. Adicionalmente este tipo de surfactante favorece el
cambio en la humectabilidad y alcanza valores de IFT ultra bajos (<0.001 dyna/cm).

4.2.2 Tension interfacial Campo Yaguara. Como se menciond con anterioridad
en el presente trabajo, la tensidén interfacial es una de las propiedades
fundamentales que se deben tener en cuenta en un proceso de recobro mejorado
quimico, debido a que es esta la fuerza que existe entre la interfase de dos fluidos
y que dependiendo de su valor permite aumentar o disminuir el area de contacto.
Adicionalmente la tension interfacial esta estrechamente relacionada con el numero
capilar, razon por la cual entre mas pequefio sea el valor de la IFT, mayor seré el
numero capilar (Nc) lo que se traduce como una alteraciéon en las fuerzas que rigen
el yacimiento convirtiendo a las fuerzas viscosas en predominantes y aumentando
de esta forma la recuperacion de petrdleo.

En el Campo Yaguara la tension interfacial se pudo medir gracias a pruebas de
laboratorio realizadas con el uso de agua de produccién de unos de sus pozos, el
valor medido fue de 22,8 dinas/cm.

4.2.3 Permeabilidades relativas modificadas Campo Yaguara. La manera en
que los fluidos se mueven en el yacimiento esta ligado al comportamiento de las
curvas de permeabilidad relativa, por consiguiente, modificar la forma de ellas puede
resultar en un incremento o disminucion en la recuperacion de aceite. En los
procesos de recobro mejorado con surfactantes y con nanoparticulas, las curvas se
ven afectadas de manera positiva, incrementando la tendencia de la roca a ser
mojada por el agua, mediante el aumento de la permeabilidad relativa del aceite y
la disminucién de la permeabilidad relativa del agua, lo anteriormente descrito se
puede evidenciar en la Gréfica 26 que muestra el set de permeabilidades relativas
modificadas por la inyeccién de las nanocapsulas de surfactante, donde es posible
apreciar como la curva de Kro aumenta aproximadamente en un 15% mejorando la
movilidad del aceite y la curva de Krw disminuye cerca de un 10% generando menos
desplazamieto en el agua.
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Gréafica 26. Set permeabilidades relativas modificadas nanocapsulas de
surfactante — Campo Yaguara
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Fuente: Ecopetrol S.A. Informe Campo Yaguara. Modificado por el autor.

4.2.4 Sensibilidades de lainyeccién de las Nanocapsulas de surfactante. Para
determinar el caso optimo de inyeccion de la nueva tecnologia se consideraron los
escenarios que se presentan a continuacion y con los cuales fue posible realizar las
diferentes sensibilidades.

424.1 Tasa de inyeccion. Las tasas de inyeccién son un factor importante a
sensibilizar en un proceso de inyeccidn ya que nos permiten conocer la tasa optima
gue genere la mayor recuperacion de aceite, para el presente estudio se tomé como
base la recomendacion de la compafia que consiste en una tasa de 2200 BPD,
inundando un 10% del volumen poroso a una concentracion de 1000ppm. Los casos
a sensibilizar se presentan a continuacion en la Tabla 20.

Tabla 20. Escenarios Tasa de inyeccion

Tasa (BPD) 1500 2000 2200 3000

Fuente: Elaboracion propia
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4.2.4.2 Tamafo del bache. Otro parametro importante a sensibilizar es el
tamafo del bache a inyectar, este volumen representa un porcentaje del total del
volumen poroso, para el presente estudio se tomara como base la tasa optima
encontrada en la sensibilidad anterior y un 10% del volumen poroso a una
concentracion de 1000ppm. Los casos a sensibilizar se presentan a continuacion
en la Tabla 21.

Tabla 21. Escenarios del tapén o bache

Tamaino de
bache (%VP)

Fuente: Elaboracion propia

4243 Concentracion de las nanocapsulas de surfactante. Para la
concentracion de la nueva tecnologia, se tuvo en cuenta la tasa optima de inyeccién
y el tamafio de bache optimo y se varié la concentracion teniendo como caso base
1000 ppm. Los casos a sensibilizar se presentan a continuacion en la Tabla 22.

Tabla 22. Escenarios de concentracion

Concentracion

1000 2000 5000 7000
(Ppm)

Fuente: Elaboracion propia

4.2.5 Resultados de las sensibilidades de las Nanocépsulas de surfactante. A
continuacion, se presentan los resultados para las diferentes sensibilidades
realizadas para determinar el caso 6ptimo de inyeccion de la nueva tecnologia en
el Campo Yaguard, las cuales comprenden: Tasa de inyeccién, Tamafio del bache
y Concentracion de las nanocépsulas de surfactante.
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4.25.1 Resultados tasa de inyeccion de las Nanocdpsulas de
surfactante. Las sensibilidades realizadas para las diferentes tasas de inyeccion
(1500, 2000, 2200 y 3000 BPD) se presentan a continuacion, es importante tener
en cuenta que como se mencionod anteriormente las caracteristicas del caso base
son 2200 BPD, un tamafio de bache del 10% del VP a una concentracion de 100
ppm.

U Sensibilidad 1500 BPD. Mediante este parametro, la prediccion del Campo
Yaguard presento un Np de 4.45 MMbils de aceite, incorporando 1.22 MMbls con
respecto al volumen actual.

Gréfica 27. Petréleo acumulado sensibilidad 1500 BPD
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

0 Sensibilidad 2000 BPD. Teniendo como base la tasa de inyeccion de 2000 bpd,

la prediccion del Campo Yaguara presento un Np de 4.639 MMbls de aceite,
incorporando 1.40 MMbls con respecto al volumen actual.
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Grafica 28. Petroleo acumulado sensibilidad 2000 BPD
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

0 Sensibilidad 2200 BPD. Mediante este parametro, la prediccion del Campo

Yaguara presento un Np de 4.69 MMbls de aceite, incorporando 1.45 MMbls con
respecto al volumen actual.

Gréafica 29. Petréleo acumulado sensibilidad 2200 BPD

5.00e+6 T T
: : : IR
T s e
”'
e e
9 : :
w ' - .
5 - :
B “ :
§ K : :
T s eeeeeeeeeeees
3 : :
(=] + . '
o : :
1.00e+6 L T e
0.00e+0 T T T T T
2000 2010 2020 2030 2040
Time (Date)
| ------- Cumulative 0il 5C CMG_STARS_YAGUARA_V2_CORRIDA_1_  _BC_2200.irf

Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.
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U Sensibilidad 3000 BPD. Teniendo como base la tasa de inyeccion de 3000 bpd,
la prediccion del Campo Yaguara presentd un Np de 4.89 MMbls de aceite,
incorporando 1.66 MMbls con respecto al volumen actual.

5.00e+6

Grafica 30. Petroleo acumulado sensibilidad 3000 BPD
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.
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U Seleccion tasa Optima de inyeccion. Una vez realizadas las diferentes
sensibilidades de tasa de inyeccién, es posible apreciar en la Gréfica 30 que
todas presentan una misma tendencia y es a aumentar la cantidad de aceite
recuperado. También se puede evidenciar que al aumentar la tasa de inyeccién
se aumenta la recuperacion de petréleo, es decir que para el presente estudio
estas variables presentan una relacion directamente proporcional.

Por lo anterior y teniendo en cuenta que el campo cuenta con las facilidades
necesarias para el adecuado y buen manejo del agua; el incrementar la tasa de
inyeccion no genera un problema ni tampoco un aumento en los costos de
produccion significativos, por lo tanto, la tasa 6ptima seleccionada es la de 3000
BPD, que en comparacion con el caso base de 2200 BPD presenté un
incremento de 0.21 MMbls de aceite.
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Gréafica 31. Petréleo acumulado tasa optima de inyeccién
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

En la Tabla 23 se resumen los principales datos obtenidos de las diferentes
sensibilidades.

Tabla 23. Resumen datos sensibilidad tasa optima de inyeccion

Tasa 1500 BPD 4.458 31.347 96 0.853
Tasa 2000 BPD 4.640 35.077 97.01 1.287
Tasa 2200 BPD 4.692 36.575 97.27 1.301
Tasa 3000 BPD 4.897 42.589 98.34 1.358

Fuente: Elaboracion propia
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4.25.2 Resultados del tamafio de bache de inyeccién de las
Nanocépsulas de surfactante. Las sensibilidades realizadas para determinar el
tamafio 6ptimo de bache fueron del 3%, 5%, 7% y 10% y los resultados se presentan
a continuacion, es importante tener en cuenta que para realizar estas sensibilidades
se tuvo en cuenta la tasa seleccionada en el numeral ..4.2.4.1.. y se mantuvo la
concentracion del caso base de 1000 ppm. Adicionalmente, es importante
mencionar que el volumen poroso del sector es de 15.2 MMbls y sobre él se
calcularon los porcentajes correspondientes en cada sensibilidad.

0 Sensibilidad 3% VP. Teniendo como base la tasa de inyeccion de 3000 bpd, y
asumiendo como inicio de inyeccién el 1/10/2018, se inundo el 3% del VP que
corresponde a 459 KBIs en 153 dias, finalizando la inyeccion de la tecnologia en
la fecha 03/03/2019. La prediccion del Campo Yaguara bajo este escenario

presento un Np de 5.020 MMbls de aceite, incorporando 1.78 MMbls con
respecto al volumen actual.

Grafica 32. Petréleo acumulado sensibilidad 3% VP
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

U Sensibilidad 5% VP. Mediante este parametro, y teniendo en cuenta la tasa de
inyeccion de 3000 bpd, se asumié como inicio de inyeccion el 1/10/2018, se
inundo el 5% del VP que corresponde a 764 KBIs en 255 dias, finalizando la
inyeccion de la tecnologia en la fecha 13/06/2019. La prediccion del Campo
Yaguara bajo este escenario presentdo un Np de 5.030 MMbls de aceite,
incorporando 1.80 MMbls con respecto al volumen actual.
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Grafica 33. Petréleo acumulado sensibilidad 5% VP
6.00e+6

5.00e+6

4.00e+6

3.00e+6

Cumulative Oil SC (bbl)

2.00e+6

1.00e+6

0.00e+0 |

2000 2010 2020 2030 2040
Time (Date)

Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

U Sensibilidad 7% VP. Asumiendo una tasa Optima de inyeccién de 3000 bpd, e
iniciando la inyeccion el 1/10/2018, se inundo el 7% del VP que corresponde a
1.07 MMbls en 357 dias, finalizando la inyeccién de la tecnologia en la fecha
23/09/2019. La prediccién del Campo Yaguara bajo este escenario presenté un

Np de 5.025 MMbls de aceite, incorporando 1.791 MMbls con respecto al
volumen actual.

Grafica 34. Petréleo acumulado sensibilidad 7% VP
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.
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U Sensibilidad 10% VP. Haciendo uso de la tasa 6ptima de inyeccién (3000 bpd)
se inici6 con la inyeccion el dia 1/10/2018, se inund6 el 10% del VP que
corresponde a 1.52 MMbls en 510 dias, finalizando la inyeccién de la tecnologia
en la fecha 23/02/2020. La prediccion del Campo Yaguara bajo este escenario
presento un Np de 5.028 MMbls de aceite, incorporando 1.794 MMbls con
respecto al volumen actual.

Gréafica 35. Petréleo acumulado sensibilidad 10% VP
6.00e+6

5.00e+6

4.00e+6—

00e+6 -

Cumulative Qil 5C (bbl)
I

2.00e+6—

1.00e+6 ]

0.00e+0 T T T T T
2000 2010 2020 2030 2040
Time (Date)

Cumulative 0il SC

Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

0 Seleccion del tamafio de bache 6ptimo paralainyeccion. Una vez realizadas
las diferentes sensibilidades de tamafio del bache, es posible apreciar en la
Gréfica 36 que todas presentan una misma tendencia, permitiendo ver que
todas aumentan una cantidad similar pese a que se inyecta mas en unos
escenarios que en otros. Con base en este efecto, y teniendo en cuenta que el
campo se encuentra en un estado maduro de la inyeccion de agua, y que por
esta razon el yacimiento tiene unos canales preferenciales de flujo, se puede
analizar entonces que el aumentar el volumen poroso de inyeccién no genera un
efecto significativo en la recuperacion de petroleo.

Por lo anterior, se toma la decision de que el tamafio de bache Optimo
corresponde al 5% del VP, ya que luego de este volumen el inyectar mas fluido
con la tecnologia sin cambiar la concentracion de esta ultima no genera ningun
efecto ganancial, bajo este escenario se incorporan 1.424 MMbls con respecto
al esquema actual de explotacion del Campo Yaguara.
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Gréafica 36. Petr6leo acumulado bache 6ptimo de inyeccién
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

En la Tabla 24 se resumen los principales datos obtenidos de las diferentes
sensibilidades.

Tabla 24. Resumen datos sensibilidad bache 6ptimo de inyeccién

3% VP 5.020 42.454 95.92 1.415
5% VP 5.030 42.453 95.89 1.424
7% VP 5.025 42.443 95.90 1.420
10% VP 5.028 42.450 95.91 1.423

Fuente: Elaboracion propia
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4.2.5.3 Resultados de la variacion en la concentracion de las
Nanocépsulas de surfactante. Las sensibilidades realizadas para determinar la
concentracion optima de las nanocapsulas de surfactante fueron de 1000, 2000,
5000 y 7000 ppm, los resultados se presentan a continuacién, es importante tener
en cuenta que para realizar estas sensibilidades se tuvo en cuenta la tasa

seleccionada en el numeral ..4.2.4.1.. y el tamafio de bache 6ptimo seleccionado
en el numeral ..4.2.4.2..

0 Sensibilidad 1000 ppm. Teniendo en cuenta los parametros de 3000 bpd y 5%
VP, para esta sensibilidad se inyecto una fraccion molar de 6.02249E-05. La
prediccion del Campo Yaguara bajo este escenario presento un Np de 5.028
MMbls de aceite, incorporando 1.794 MMbls con respecto al volumen actual.

Grafica 37. Petroleo acumulado sensibilidad 1000 ppm
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

U Sensibilidad 2000 ppm. Teniendo en cuenta los parametros de 3000 bpd y 5%
VP, para esta sensibilidad se inyect6 una fraccion molar de 0.000120563. La
prediccién del Campo Yaguara bajo este escenario presenté un Np de 5.694
MMbls de aceite, incorporando 2.46 MMbls con respecto al volumen actual.
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Gréfica 38. Petroleo acumulado sensibilidad 2000 ppm
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

0 Sensibilidad 5000 ppm. Teniendo en cuenta los parametros de 3000 bpd y 5%
VP, para esta sensibilidad se inyectd una fraccion molar de 0.000302262. La
prediccién del Campo Yaguara bajo este escenario presentdé un Np de 5.693
MMbls de aceite, incorporando 2.459 MMbls con respecto al volumen actual.

Gréafica 39. Petroleo acumulado sensibilidad 5000 ppm
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.
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U Sensibilidad 7000 ppm. Teniendo en cuenta los pardmetros de 3000 bpd y 5%
VP, para esta sensibilidad se inyectd una fraccion molar de 0.000423968. La
prediccién del Campo Yaguard bajo este escenario presentd un Np de 5.692
MMbls de aceite, incorporando 2.458 MMbls con respecto al volumen actual.

Grafica 40. Petréleo acumulado sensibilidad 7000 ppm
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

U Seleccion de la concentracion éptima de inyeccion. Una vez realizadas las
diferentes sensibilidades variando la concentracion, es posible apreciar en la
Grafica 41 que, la cantidad de aceite recuperado incrementa notablemente
hasta una concentracion maximay luego de ella, no existe un incremento notable

por mas que se aumente la concentracion, empezando a disminuir la cantidad
de aceite recuperado.
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Gréfica 41. Petroleo acumulado concentracién 6ptima de inyeccién
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

Este fendmeno, se puede asociar a dos factores que se resumen en uno solo, y
es que tanto las nanoparticulas como los surfactantes tienen un maximo de
capacidad a una concentracion que generalmente no es la mas alta, y luego de
dicha concentracion su funcionamiento es el mismo o menor, que, viéndolo
desde el punto de vista de aceite recuperado, luego de dicho valor los barriles
incrementales seran los mismos o disminuiran. Este fendbmeno se presenta a
continuacion en la Grafica 42.
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Gréfica 42. Concentracion vs Np
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Fuente: Simulador CMG. Elaboracion propia.

Por lo anterior, y en conjunto con las demas sensibilidades realizadas, se toma
la decision de que la concentracion 6ptima de inyeccion de las nanocépsulas de
surfactante es de 2000 ppm, al ser la concentracion que mas incorpora aceite,
generando un incremental con respecto al esquema actual de explotacion de

2.088 MMbls.

1000 ppm 5.028
2000 ppm 5.694
5000 ppm 5.693
7000 ppm 5.692

Fuente: Elaboracion propia
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4.2.6 Seleccion del escenario 6ptimo de inyeccion. En la Tabla 25 se resumen
los principales datos obtenidos de las diferentes sensibilidades y que sirvieron para
seleccionar el mejor escenario.

Tabla 26. Resumen sensibilidades 6ptimas de inyeccion

3000 BPD + 1000

ppm + 10% VP 4.897 42589 021
3000 BPD + 1000

ppm + 5% VP SO 42453 142
3000 BPD + 2000 & 694 42013 2088

ppm + 5% VP

Fuente: Elaboracion propia

Una vez realizadas todas las sensibilidades y vistos sus resultados, se selecciono
el escenario 6ptimo de inyeccién el cual integré los mejores escenarios de cada
sensibilidad, adicionalmente se selecciond teniendo en cuenta los mejores
conceptos técnicos y practicos que al final garantizaran el mejor incremental de
petréleo.

Este escenario fue consistio en inyectar 3000 BPD por un periodo de 255 dias, a
una concentracién de 2000 ppm buscando inundar el 5% del volumen poroso del
yacimiento, mediante este escenario se lograron los mejores resultados al optener
la mayor cantidad de aceite recuperado y la menor tasa de agua producida. A
continuacion, en la Tabla 27 se presentan los resultados del escenario 6ptimo de
inyeccion de las nanocapsulas de surfactante.
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Tabla 27. Resumen datos escenario éptimo de inyeccion.

Tasa de Inyeccidn

Tamano del bache

Concentracion

Np

Np incremental

FR incremental

Fuente: Elaboracion propia
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5. ANALISIS FINANCIERO DE LA IMPLEMENTACION DE LA ALTERNATIVA
QUIMICA NO CONVENCIONAL EN EL CAMPO YAGUARA

Teniendo en cuenta que todos los proyectos que se desean realizar en la industria
tienen dos etapas principales y que son fundamentales, la primera es realizar la
evaluacion técnica y comprobar que efectivamente es viable, pero una vez realizado
esto se debe evaluar financieramente para comprobar que esa implementacion sea
viable y genere beneficios a la compafiia que garanticen su buen desarrollo y
realizacion.

A partir de esto, en el presente capitulo se llevara a cabo la evaluacion financiera
para verificar la viabilidad de la implementacion de las nanocapsulas de surfactante
en el Campo Yaguard, esto se evaluard mediante el indicador financiero de valor
presente neto (VPN) con el que se podra mostrar en unidades monetarias (dolares
americanos) cual es el valor real del proyecto si se evaluase ahora (2018), este
analisis se realizara para el caso 6ptimo de inyeccion y también para el esquema
actual de explotacién que es inyeccion de agua, teniendo claro que el primer
escenario sera sobre el campo completo y el segundo Unicamente sobre el sector.

5.1 INDICADORES FINANCIEROS PARA EVALUAR PROYECTOS

En general la viabilidad de cualquier proyecto se puede evaluar financieramente
mediante el uso de uno o varios de los indicadores financieros, los mas utilizados
son: el valor presente neto (VPN), la tasa interna de retorno (TIR) o la relacién
beneficio/costo (B/C). En el presente proyecto se realizara la evaluacion econdmica
haciendo uso del VPN, pero a continuacion se describen brevemente los principales
indicadores financieros.

5.1.1 Tasainternade oportunidad (TIO). La tasa de interés de oportunidad (TIO)
hace referencia a la tasa de interés mas alta que se desea sacrificar con el fin de
realizar un proyecto®. En otras palabras, la TIO se define como la minima
rentabilidad que cualquier proyecto deberia al menos alcanzar para ser viable
econOmicamente.

En el presente trabajo la tasa interna de oportunidad sera la utilizada por Ecopetrol
S.A. para realizar todas sus evaluaciones econémicas y que es equivalente a 11 %
efectivo anual.

83 BACA, Guillermo. Ingenieria Econémica. Fondo Educativo Panamericano. p. 197.
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5.1.2 Valor presente neto (VPN). El VPN es el indicador financiero mas utilizado,
ya que tiene un alto grado de confiabilidad al permitir expresar en valor de hoy de la
moneda que se utilice tanto los ingresos futuros como los egresos futuros.
Matematicamente se define como la sumatoria de los flujos de caja al dia de hoy y
se expresa mediante la Ecuacion 24.

Ecuacion 23. Valor presente neto (VPN)

VPN=Y"F,(1+i)

Fuente: BACA, Guillermo. Ingenieria Econémica. Fondo Educativo Panamericano. p. 197.

Donde:

Fn = Flujo de caja en el afio n.

I = Tasa a la cual se descuentan los flujos
n = Afio a partir del inicio del proyecto

Normalmente la tasa a la cual se descuentan los flujos de caja se asume como la
tasa interna de oportunidad (T1O). Si el VPN < 0, quiere decir que el proyecto no es
viable ya que a valor de hoy los egresos son mayores a los ingresos, si el VPN =0
el proyecto es indiferente y finalmente si VPN > 0 el proyecto es bueno porque a
valor de hoy los ingresos seran mayores a los egresos®*.

5.2 ANALISIS DE INGRESOS

Financieramente, cuando se habla de ingresos, se hace referencia a todas las
entradas de dinero que se reciben ya sea por la venta de productos o por la
prestacion de algun servicio. En la industria de los hidrocarburos el principal ingreso
esta relacionado con la venta de los mismos, en el presente trabajo los ingresos
corresponderan a la venta del crudo del Campo Yaguara.

El precio del barril de crudo para el campo es de 42.67 USD, teniendo en cuenta
que este valor fue estipulado por la compafia luego de realizar los ajustes por temas
de calidad del crudo con respecto al de referencia.

64 BACA, Guillermo. Ingenieria Econédmica. Fondo Educativo Panamericano. p. 197.
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5.3 ANALISIS DE REGALIAS E IMPUESTOS

A continuacion, se explica los conceptos de las regalias e impuestos que una
compafiia dedicada a la produccion de hidrocarburos debe pagar al gobierno
nacional causado por su actividad y con base en la produccion que registren. Estos
items son costos que se deben tener en cuenta para poder conocer el valor real de
los ingresos en un proyecto de recuperacion mejorada de petroleo.

5.3.1 Regalias. Segun la Constitucion Politica de Colombia en el articulo 360
define la regalia como la contraprestacion econdmica de propiedad del estado que
es recibida por la explotaciéon de un recurso natural no renovable®®.

En Colombia segun el Articulol6 de la Ley 752 de 2002 cuando una empresa
petrolera quiera explotar el recurso natural no renovable en un nuevo
descubrimiento 0 en un proyecto de recobro mejorado que busque aumentar el
factor de recobro debe pagar un porcentaje de regalias que oscila entre el 8 y el
25% de los ingresos por la venta del crudo®. Este valor se calcula teniendo en
cuenta la produccion diaria promedio mes del campo y los montos son los
siguientes:

Tabla 28. Regalias en Colombia segun la produccion

Menor o igual a 5000 8
Mayor a 5000 y hasta 125000 8 + (Qo_mes - 5000) *0.10
Mayor a 125000 y hasta 400000 20
Mayor a 400000 y hasta 600000 20 + (Qo_ms-400000) *0.025
Mayor a 600000 25

Fuente: Ley 756 de 2002, Julio 23. Articulo 16.

85 Las regalias en el sector de los hidrocarburos. [En linea] Disponible en internet <
http://www.anh.gov.co/Operaciones-Regalias-y-Participaciones/Regalias/Documents/regaliasSector.pdf >
66 Ley 756 de 2002. [En linea] Disponible en internet <
http://servicios.minminas.gov.co/compilacionnormativa/docs/ley_0756_2002.htm >

166


http://www.anh.gov.co/Operaciones-Regalias-y-Participaciones/Regalias/Documents/regaliasSector.pdf
http://servicios.minminas.gov.co/compilacionnormativa/docs/ley_0756_2002.htm

5.3.2 Impuestos. La retencion en la fuente por realizacion de dividendos o
participaciones en utilidades para la industria del petréleo en Colombia se rige segun
el Articulo 20 del decreto 3026 del 2013, que estipula lo siguiente: “De conformidad
con lo previsto en el articulo 245 del Estatuto Tributario, los dividendos y
participaciones en las utilidades realizados en los términos de los articulos
anteriores, percibidos por sociedades u otras entidades extranjeras, por personas
naturales sin residencia en Colombia y por sucesiones iliquidas de causantes que
no eran residentes en Colombia, que correspondan a utilidades que de haberse
distribuido a un residente en el pais hubieren estado gravadas de acuerdo con las
reglas de los articulos 48 y 49 del Estatuto Tributario, estan sometidos a retencion
en la fuente a titulo de impuesto sobre la renta a la tarifa del 33%."%’

5.4 ANALISIS DE EGRESOS

En términos financieros cuando se habla de egresos se hace referencia a todas las
salidas de dinero que se deben pagar a causa de la produccion de los productos o
los servicios prestados. En el presente trabajo los egresos seran iguales a la suma
del CAPEX y del OPEX que se describen a continuacion.

5.4.1 CAPEX. Del inglés Capital Expenditure, hace referencia a los gastos en que
una empresa incurre, pero que en realidad son inversiones de capital que generan
algun beneficio. Para el presente trabajo el CAPEX correspondera unicamente al
costo de los quimicos necesarios para la implementacion de la inyeccién en el
Campo Yaguara.

5.4.2 OPEX. Del inglés Operating Expenses, hace referencias a los costos que son
necesarios para el continuo funcionamiento en la produccién de un producto o la
prestacion de un servicio, es decir son dineros que las compafias invierten dia a
dia para poder funcionar. Generalmente en las compafiias petroleras este valor esta
relacionado con el costo de levantamiento o lifting cost que incluye costos de
mantenimiento, transporte, personal, suministros, electricidad y un pequefio factor
de seguridad por situaciones no programadas. Para el presente trabajo el costo de
levantamiento sera igual a 19.07 USD por barril de aceite producido, aclarando que
este valor fue entregado por Ecopetrol S.A.

57 Decreto 3026 del 2013, Articulo 20. [En linea] Disponible en internet <
http://wsp.presidencia.gov.co/Normativa/Decretos/2013/Documents/DICIEMBRE/27/DECRET0%203026%2
ODEL%2027%20DE%20DICIEMBRE%20DE%202013.pdf >
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5.5 ESCENARIOS A EVALUAR FINANCIERAMENTE

Una vez realizado el estudio técnico de las condiciones actuales y de la
implementacion de la nueva tecnologia, se hace necesario evaluar sus resultados
mediante un indicador financiero que permita visualizar la viabilidad o no de su
implementacion, ya que al final del dia el dinero es el motor de cualquier proyecto,
siendo aun mas importante que el factor técnico.

En el presente trabajo se realizaran dos evaluaciones financieras, la primera sobre
el esquema actual de explotacion, el cual consiste en la inyeccion de agua como
meétodo de recobro mejorado y en el cual se tuvo en cuenta el modelo completo del
campo y no solo el patrén seleccionado, esto debido a que simplemente se quiere
constatar que, mediante esta practica, dia a dia el Campo Yaguara terminara de
declinar sin generar mayores ingresos para la compafiia. La segunda evaluacion
financiera se realizara teniendo en cuenta los resultados de las sensibilidades
seleccionando Unicamente el caso Optimo de inyeccidon de las nanocapsulas de
surfactante en el patron seleccionado, esto con el fin de comprobar si la tecnologia
es viable o no financieramente.

5.5.1 Esquema actual de explotacion — Inyeccién de agua. Como se mencioné
anteriormente, este caso se realiz6 Unicamente con el fin de servir de referencia y
mostrar que el esquema de explotacion actual del campo es ineficiente y que
continuar con €l, no seria lo mas viable.

55.1.1 Ingresos brutos. Segun lo dicho, los ingresos en estos proyectos
estan directamente relacionados con la venta del crudo, asumiendo el valor
entregado por Ecopetrol S.A, el precio de venta de cada barril es de 42.67 USD. En
la Grafica 26 se presenta la produccién de aceite anual y su respectivo ingreso.
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Grafica 43. Produccién de aceite e Ingresos esquema actual de explotacion
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Fuente: Elaboracion propia

El petréleo acumulado luego de la prediccion fue de 5°268.726 bbl lo que se traduce
en un ingreso total al final del periodo de $224°819.525 USD, esto aclarando
nuevamente que serian los ingresos de todo el campo.

Finalmente, para calcular el valor real de los ingresos hay que tener en cuenta las
regalias que se deben pagar de acuerdo a la produccién mensual promedio del
campo, en la Gréafica 27 se puede observar este valor.

Grafica 44. Produccién promedio mensual Campo Yaguard esquema actual
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De la anterior grafica es posible observar que el promedio de aceite mensual nunca
supera los 5000 barriles por dia, o que segun las leyes colombianas se traduce en
unas regalias del 8% del valor de la produccion. De esta manera el valor total de las
regalias al final del periodo de prediccién seria de $17°985.562 USD.

Finalmente, luego de descontar las regalias se obtienen los ingresos brutos que
sumaron al final del periodo un total de $206°833.963USD.

55.1.2 Capex. El costo asociado a este item para este escenario es igual a
cero, debido a que es el esquema actual y todas las facilidades ya se encuentran
instaladas y no se requiere de ninguna otra inversion.

5.5.1.3 Opex. Los costos asociados a la produccion de aceite fueron
entregados por Ecopetrol S.Ay su valor es de 19.05 USD por barril, que representan
los costos de levantamiento. Para la prediccion el valor total de los costos de
levantamiento fue de $100°475.940 USD. Adicionalmente se tienen los costos
asociados a la inyeccion de agua, que cuesta 0.5 USD por barril de agua inyectado,
al final de la prediccion sumo un total de $8°174.911 USD.

5.5.1.4 Egresos. El total de egresos se encuentra luego de sumar el CAPEX
méas el OPEX, y para el presente escenario este valor sumo un total de
$108°650.851 USD.

5.5.1.5 Ingresos netos. Finalmente, luego de restar los egresos a los
ingresos brutos y aplicar el impuesto a la renta del 33%, los ingresos de este
escenario actual de explotacion se reportaron con un total de $65°782.685 USD.

5.5.1.6 Andlisis de resultados. Luego de realizar el flujo de caja y evaluar
mediante el indicar financiero de valor presente neto, el resultado obtenido para este
proyecto es de $ 29.53 MUSD, teniendo en cuenta que es el esquema de
explotacién actual y que no requiere de una inversion inicial todo lo que se produce
se traduce en una ganancia, luego de restarle sus costos. El flujo de caja realizado
para este escenario financiero se presenta en el Anexo C.

5.5.2 Esquema actual de explotacion — Inyeccion de nanoparticulas de
surfactante. Como se menciond anteriormente este caso se realizo con el fin de
evaluar la viabilidad financiera del esquema o6ptimo de inyeccién de la nueva
tecnologia en el Campo Yaguara, para validar la factibilidad de su implementacion.
Es importante recalcar, que la inyeccion se realiz0 Unicamente en el sector
seleccionado y no el campo completo como el esquema de inyeccion de agua
actual, por esta razon los valores no son comparables.
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5.5.2.1 Ingresos brutos. Los ingresos en los proyectos petroleros, y en este
caso en proyectos de recobro mejorado estan directamente relacionados con la
venta del crudo, para el presente trabajo se asumio el precio de venta de 42.67 USD
por barril entregado por Ecopetrol S.A. En la Gréfica 28 se presenta la produccion
de aceite anual y su respectivo ingreso.

Grafica 45. Produccion de aceite e Ingresos esquema actual de explotacion
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Fuente: Elaboracion propia

El petroleo acumulado luego de la prediccion fue de 2.458 MMbls lo que se traduce
en un ingreso total al final del periodo de $102,059,962 USD, esto aclarando
nuevamente que serian los ingresos Unicamente del patrén seleccionado.

Finalmente, para calcular el valor real de los ingresos hay que tener en cuenta las
regalias que se deben pagar de acuerdo a la produccién mensual promedio del
campo, en la Grafica 29 se puede observar este valor.
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Grafica 46. Produccién promedio mensual Campo Yaguara esquema actual
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De la anterior grafica es posible observar que el promedio de aceite mensual nunca
supera los 5000 barriles por dia, o que segun las leyes colombianas se traduce en
unas regalias del 8% del valor de la produccién. De esta manera el valor total de las
regalias al final del periodo de prediccién seria de $8,164,797 USD.

Finalmente, luego de descontar las regalias se obtienen los ingresos brutos y
sumaron al final del periodo un total de $93,895,165 USD USD.

5.5.2.2 Capex. El costo asociado a este item para este escenario es igual a
los costos de los quimicos utilizados durante la inyeccion, debido a esto el valor de
la inversion inicial para este proyecto es de $ 450,000 USD. Este valor consiste en
el costo de los quimicos ya que no requiere de ninguna otra instalacion especial que
permita su inyeccion.

5.5.2.3 Opex. Los costos asociados a la produccion de aceite fueron
entregados por Ecopetrol S.Ay su valor es de 19.05 USD por barril, que representan
los costos de levantamiento. Para la prediccion el valor total de los costos de
levantamiento fue de $ 45,612,456 USD. Adicionalmente se tienen los costos
asociados a la inyeccion de agua, lo que cuesta 0.5 USD por barril de agua
inyectado, al final de la prediccion sumoé un total de $ 1,058,461 USD.
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5.5.24 Egresos. El total de egresos se encuentra luego de sumar el CAPEX
mas el OPEX, y para el presente escenario este valor sumo un total de $ 47,095,917
USD.

5.5.2.5 Ingresos netos. Finalmente, luego de restar los egresos a los
ingresos brutos y aplicar el impuesto a la renta del 33%, los ingresos netos al final
de la prediccion realizada reportaron un total de $31,640,246 USD.

5.5.2.6 Andlisis de resultados. Luego de realizar el flujo de caja y evaluar
mediante el indicador financiero de valor presente neto, el resultado obtenido para
este proyecto es de $ 12.95 MUSD. Es importante mencionar que para este
escenario de inyeccion de las nanocapsulas de surfactante la tasa de oportunidad
del proyecto aumentd un 1%, convirtiéndose entonces en una tasa del 12%, aun y
con este incremento el proyecto presenta un VPN positivo que lo convierte en un
proyecto atractivo desde el punto de vista econdmico. El flujo de caja realizado para
este escenario financiero se presenta en el Anexo D.
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6. CONCLUSIONES

Mediante el estudio del Campo Yaguara, se concluyd que actualmente se
encuentra en una condicion de madurez elevada en cuanto a recobro
secundario se refiere y que este estado no es el mejor para aumentar la
produccién.

La revision bibliografica permitio evidenciar las diferentes caracteristicas,
ventajas y propiedades de los surfactantes y polimeros, permitiendo
establecer una pequefia comparacién que concluyo a los primeros como una
mejor opcion para el campo.

Los resultados de la prediccion bajo el esquema actual de inyeccion de agua,
permitieron comprobar que este método de recuperaciéon secundaria ya no
es técnicamente viable, mostrando un incremental de aceite de 5 MMbls y de
150 MMbls de agua al final de la prediccién, lo que se podria traducir en una
relacion agua/petrdleo de 30:1.

La combinaciébn de nanoparticulas con surfactantes encapsulados, se
encontré como la alternativa quimica no convencional mas atractiva para las
necesidades del campo, al lograr disminuir la tensién interfacial a valores
inferiores a 0.001 dyna/cm, disminuir la adsorcidon del surfactante al menos
en un 50% vy alterar la mojabilidad del sistema.

Las sensibilidades realizadas de tasa de inyeccion para las nanocapsulas de
surfactante permitieron mostrar que la tasa Optima es de 3000 BPD al ser
este escenario el de mayor incremental de petréleo (1.3 MMbils),
adicionalmente se pudo constatar que un incremental de 1000 BPD en la tasa
de inyeccion representa un incremento del 4.2% en el total de aceite
producido.

Para el escenario 6ptimo de tamafio del bache los resultados fueron muy
significativos, ya que permitieron mostrar que al ser un campo maduro en la
inyeccion de agua el aumentar el volumen inundado sin modificar
propiedades fisicas en el yacimiento no genera el efecto incremental en la
tasa de aceite deseada y esto, debido a que el reservorio cuenta ya con
canales preferenciales de flujo. Para estas sensibilidades, el tamafo de
bache optimo seleccionado fue de 5% del VP y represento un incremental de
1.42 MMbls de aceite.
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En los escenarios de variacion en la concentracidén de las nanocapsulas de
surfactante, en los que se tuvo en cuenta los resultados Optimos de los
anteriores casos, se concluyé que el incremental de aceite ligado al
incremento en la concentracion tiene un comportamiento similar a la CMC,
propiedad tipica de los surfactantes y que responde también a los estudios
de las nanoparticulas en los cuales se evidencia que a mayor concentracion
disminuyen o se mantienen constantes los efectos positivos.

Luego de realizar todas las sensibilidades, se concluyé que el escenario
optimo de tasa de inyeccion para las nanocapsulas de surfactante era de
3000 BPD, a una concentracion de 2000 ppm, inundando el 5% del VP. De
esta manera, se generd0 un incremental de aceite de 2.09 MMbls que
representa un incremento en el factor de recobro de 1.1% lo que es un valor
importante teniendo en cuenta que es solo en el sector seleccionado dentro
del Campo Yaguara.

Mediante la evaluacion financiera y haciendo uso del indicador financiero de
VPN, se pudo conocer el valor econdmico actual de los dos escenarios
planteados; para el primero el esquema actual de explotacion del campo el
VPN fue de $ 29.5 MUSD vy para el segundo escenario inyeccion de las
nanocapsulas de surfactante en el sector seleccionado el valor del VPN fue
de $ 12.95 MUSD.

Teniendo en cuenta los resultados obtenidos en el presente trabajo, se
concluye que la inyeccién de nanocépsulas de surfactante puede ser una
alternativa quimica no convencional viable como método de recobro
mejorado para el Campo Yaguara.
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7. RECOMENDACIONES

Realizar la evaluacion de la tecnologia expandiendo su aplicacion a todo el
campo para corroborar sus efectos en el aumento del factor de recobro
observados en el sector durante el presente trabajo.

Hacer un estudio sobre alguna alternativa que permita disminuir la cantidad
de agua producida debido a la canalizacion en el Campo Yaguaré para evitar
la recirculacion de agua en su sistema de explotacion.

Evaluar la factibilidad del nano encapsulamiento de otro tipo de quimicos que
favorezcan al aumento del factor de recobro.
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ANEXO A
PRUEBA PVT POZO MA-YYY

A continuacion, se presenta la validacion del PVT utilizado en el modelo el cual
corresponde al pozo MA-YYY que se presenta en el Cuadro 1y que es la prueba
representativa de los fluidos del Campo Yaguara. La validacion del modelo se llevd
a cabo mediante la linealidad de la Funcién Y.

En la Gréafica 1 es posible apreciar el comportamiento lineal de la Funcién Y
calculada en la prueba PVT del pozo MA-YYY.

Grafica 1. Funcién Y
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Fuente: Ecopetrol S.A., Modificado por el autor.

Como se puede observar en la gréfica el valor de R? es 0,9955 muy cercano a 1,0
teniendo un porcentaje de error menor al 0,45% lo que se traduce en la linealidad
de la funcion Y y por consiguiente la veracidad de la prueba PVT realizada.
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Cuadro 1. PVT pozo MA-YYY

1 121 5000 167 55.224 20.59

2 121 4500 167 55.074 19.20 4.91

3 121 4000 167 54.974 18.11

4 121 3500 167 54.756 16.49 5.04

5 121 3000 167 54.662 15.60

6 121 2500 167 54.558 13.83 5.41

7 121 2000 167 0.997 54.350 13.07

8 121 1500 167 1.047 54.226 11.80 6.01

9 121 1354 167 1.050 54.163 11.30

10 121 1068 167 1.081 54.101 10.70

1 121 850 138 1.073 54.226 0.854 12.00 0.0132 0.662
12 121 700 117 1.066 54.350 0.862 12.96 0.0129 0.65
13 121 550 95 1.060 54.538 0.866 14.01 0.0126 0.651
14 121 400 72 1.053 54.662 0.907 15.22 0.0122 0.668
15 121 250 48 1.045 54.912 0.934 16.70 0.0118 0.711
16 121 100 20 1.034 55.162 0.966 19.21 0.0111 0.819
17 121 0 0 1.025 55.349 25.31 1.122

I | Presion de saturacion o punto de burbuja

Fuente: Ecopetrol S.A. PVT. Modificado por el autor.
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ANEXO B
DESNORMALIZACION DE LA CURVA DE PERMEABILIDADES RELATIVAS

En seguida en la Tabla 1 se presentan los datos usados para realizar la
desnormalizacion de la curva de permeabilidades relativas del Campo Yaguara.

Tabla 1. Datos Campo Yaguara

Datos
Swirr 0.33
Sor 0.33
Kro@Swirr 0.7
Ko (mD) 646
K@aire (mD) 922

Fuente: Ecopetrol S.A. Informe Campo Yaguara

Adicionalmente se presentan los datos de normalizacion y desnormalizacion de las
curvas de permeabilidades relativas del Campo Yaguara en el Cuadro 2.

Cuadro 2. Datos de normalizacion y desnormalizacion Campo Yaguara

Sw So Krw Kro_norm Kro_desn
0.332 0.668 0 1 0.7
0.362 0.638 1.76E-03 0.80503548 0.56352483
0.392 0.608 7.13E-03 0.62322181 0.43625527
0.422 0.578 1.62E-02 0.46798409 0.32758886
0.452 0.548 2.90E-02 0.33515919 0.23461143
0.482 0.518 4.55E-02 0.22797403 0.15958182
0.512 0.488 6.58E-02 0.14590657 0.1021346
0.542 0.458 8.98E-02 0.08752449 0.06126715
0.572 0.428 0.117645 0.04586077 0.03210254
0.602 0.398 0.149284 0.01917488 0.01342242
0.632 0.368 0.184733 0.0054424 0.00380968
0.662 0.338 0.224 0.0002110 0.0001477
0.692 0.308 0.266585 0 0
0.722 0.278 0.317412 0 0
0.752 0.248 0.371941 0 0
0.782 0.218 0.436353 0 0
0.812 0.188 0.500412 0 0
0.842 0.158 0.563941 0 0
0.872 0.128 0.631353 0 0
0.902 0.098 0.700706 0 0
0.932 0.068 0.777471 0 0
0.962 0.038 0.865882 0 0

1 0 1 0 0

Fuente: Ecopetrol S.A. Informe Campo Yaguara.
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ANEXO C

FLUJO DE CAJA ESQUEMA ACTUAL DE EXPLOTACION

WI (BWPD) 20000 Periodo 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025
WI_anual 7300000 Ingresos (MUSD) 18.74 S 16.61 $ 1454 S 1336 $ 1257 $ 11.97 $ 11.53
Costo (USD) 0.05 Impuestos (MUSD) 150 $ 133 $ 116 $ 1.07 $ 1.01 S 09% S 0.92

Total Ingresos (MUSD) 17.24 S 15.28 S 13.38 $ 1229 $ 1157 $ 1101 $ 10.61
Regalias 8%
Lo T OPEX

Agua (MUSD) 049 $ 046 $ 043 $ 042 $ 042 $ 041 $ 0.40
. cuo Lifting (MUSD) 838 $ 742§ 650 $ 597 $ 562 $ 535 § 5.15
Precio Barril (USD) 42.67 Total OPEX (MUSD) 8.8 S 7.88 S 693 S 639 S 603 S 576 $ 5.55
Levantamiento_bbl (USD) 19.07 Ingresos antes de impuestos (MUSD) 838 S 7.40 S 6.45 S 59 $ 553 $ 525 $ 5.06

Impuestos (MUSD) 277 S 244 S 213 S 195 $ 183 S 173 S 1.67
IO 11% Flujo de Caja (MUSD) 561 $ 49 $ 432 % 395 $ 371§ 352 $ 3.39

[ven $29.53|
2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040

S 10.88 S 1030 $ 9.8 $ 947 $ 916 $ 8.83 863 $ 834 777 $ 724 S 724§ 734§ 706 S 6.65 $ 6.73
S 087 $ 08 $ 079 $ 076 $ 073 $ 0.71 069 $ 0.67 062 $ 058 $ 0.58 $ 059 $ 056 $ 053 $ 0.54
S 1001 $ 947 S 9.07 S 871 $ 843 § 8.13 7.9 S 7.67 715 S 6.66 S 6.66 S 675 S 649 S 612 $ 6.19
$ 039 $ 039 $ 039 $ 039 $ 038 $ 038 036 $ 0.36 033 § 029 $ 030 $ 031 § 031 § 029 $ 0.29
S 48 S 460 $ 441 S 423 S 409 $ 3.95 3.8 $ 373 347 $ 324 § 324 § 328 $ 316 § 297 § 3.01
$ 525 § 499 $ 479 $ 462 $ 448 $ 433 422 $ 4.09 380 $ 352 $ 353 § 359 § 346 S 326 $ 3.30
S 475 $ 448 $ 427 S 409 S 395 § 3.80 372 S 3.58 335§ 314 S 313 $ 317 S 303 $ 286 S 2.89
S 157 $ 148 S 141§ 135 S 130 $ 1.25 123 S 118 111§ 104 S 103 $ 104 $ 100 $ 094 $ 0.95
$ 318 § 3.00 $ 286 S 274 S 265 $ 2.54 249 S 2.40 224§ 210 $ 210 § 212§ 203 S 191 S 194

189




ANEXO D
FLUJO DE CAJA ESQUEMA OPTIMO DE INYECCION DE LA TECNOLOGIA

|

WI (BWPD) 3000 Periodo Inversion Inicial 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025
Quimicos (MUSD) 0.425 Ingresos (MUSD) S 9.66 S 9.22 6.65 5.57 643 S 535 S 5.49
Costo (USD) 0.05 Impuestos (MUSD) S 077 $ 0.74 0.53 045 S 051 $ 043 S 0.44
Total Ingresos (MUSD) S 889 $ 8.48 6.12 513 $ 591 $ 492 S 5.05
Regalias 8%
Lo T
Agua (MUSD) S 004 $ 0.05 0.05 0.04 $ 005 $ 005 $ 0.05
. cudo Lifting (MUSD) $ 432 $ 412 2.97 249§ 287 $ 239 $ 246
Precio Barril (USD) 42.67 Total OPEX (MUSD) S 436 S 417 3.02 253 S 292 S 244 S 2.51
Facilidades
Levantamiento_bbl (USD) 19.07 Ingresos antes de impuestos (MUSD) S 453 S 431 3.10 259 $ 299 $ 248 S 2.55
Impuestos (MUSD) S 149 S 1.42 1.02 0.8 $ 099 S 082 $ 0.84
TIO 12% Flujo de Caja (MUSD) S 0425 $ 303 $ 2.89 2.08 174 S 200 $ 166 $ 171
[ven $12.95|
2026 2027 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035 2036 2037 2038 2039 2040
$ 468 S 428 $ 438 $ 497 $ 4.07 389 $ 357§ 385 § 281 S 374 S 377 S 2.80 280 S 2.86 122
$ 037 $ 034 $ 035 $ 040 $ 0.33 031 $ 029 $ 031 § 023 $ 030 $ 030 $ 0.22 02 $ 0.23 0.10
S 431 § 393 § 403 $ 457 S 3.74 358 § 329 § 354 S 259 $ 344 S 347 § 2.57 258 S 2.63 112
$ 005 $ 005 $ 005 $ 006 $ 0.05 005 $ 005 $ 005 $ 004 $ 006 $ 006 $ 0.05 005 $ 0.05 0.02
$ 209 $ 191 § 19% S 222§ 1.82 174 S 160 S 172 S 126 S 167 S 168 S 1.25 125 § 1.28 0.55
S 214 S 196 S 201 S 228 S 1.87 179 $ 164 S 177 $ 130 $ 173 $ 174 S 1.30 130 $ 133 0.57
$ 217§ 198 § 202§ 229 $ 1.87 179 $ 164 S 177 S 129 § 171 S 172§ 1.28 128 § 1.30 0.56
$ 072 $ 065 $ 067 $ 076 $ 0.62 059 $ 054 $ 058 $ 043 $ 057 $ 057 $ 0.42 042 $ 0.43 0.18
S 145 $ 133 § 136 $ 154 $ 1.26 120 $ 110 $ 118 $ 0.8 S 115 $ 115 § 0.86 0.8 S 0.87 037
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