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GLOSARIO

ARCILLAS: sedimento compuesto por minerales de alimino-silicatos hidratados.
Formado por capas de silicio-oxigeno interestratificada con capas de hidréxido de
aluminio. Las arcillas constituyen grupos estructurales muy diversos; entre las mas
frecuentes de encontrar en los yacimientos son los grupos de Caolinita (Caolinita-
Dickita-Nacrita), lllita o Hidromuscovita y Smectita (Montmorillonita-Beidellyta-
Nontronita, entre otras). El magnesio y el hierro también pueden sustituir al aluminio
en los grupos de la Clorita (Leptoclorita) y la Chamosita.

ARENISCAS: arena (tamafio de grano entre 1/16 1 2 mm) litificada por procesos
fisico-quimicos (diagénesis) durante el enterramiento ; puede estar cementado por
cuarzo u otros minerales, este tupo de roca se clasifica segin su tamafio de grano

en Amuy f41ln/aBo) ,( 1Wfliend omm)l,/ 8imédR aoom) 1/ Agr u

(271 mm) y Amuymmkruesao (1

ARREGLO DE PATRONES DE INYECCION: son los arreglos (disposicion
espacial) de pozos inyectores que se ubican en el campo de manera que se pueda
hacer el maximo contacto con la acumulacién remanente de petroleo y asi drenar
el aceite del yacimiento por medio de los pozos que se habiliten como productores.

CAMPO: area geografica concreta en cuyo subsuelo existen uno o varios
yacimientos con analogas caracteristicas geoldgicas y estructurales.

CANALIZACION: irrupcion temprana del agua inyectada por diversas causas
particulares, derivadas de caracteristicas tanto del yacimiento como de los fluidos.

CHERT: deri vado del dhi®r meilnoc well teas iun mat er i
utilizado para generar puntas de flechas, armas y utensilios®. en la lengua inglesa,

el t ®cherione efm ha 1 mpl e mannaré&doanaterialmigrocdstalino

de cuarzo.

CONTINUIDAD DE LAS PROPIEDADES DE LA ROCA: esta es caracteristica en
cada yacimiento y generalmente esta condicionada por la estratificacion y cambios
de facies o litoldgicos.

CUARZO: mineral compuesto Unicamente de Oxido de silicio, abundante en la
corteza superior de La Tierra. A condiciones de superficie, la mayoria de la silice
libre, originalmente cristalizada a profundidades corticales mayores, ha sido
invertida a su forma mas tipica del sub-sistema trigonal (Cuarzo-alfa); los otros
polimorfos incluyen: Cuarzo-beta, Tridimita alfa y beta, Cristobalita alfa y beta,
Coesita y Stishowita (ambas tipicas en Impactos de Meteoritos).

1YORIS. Palache.2017
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CUENCA: depresion a escala regional y hasta local, donde se depositan
sedimentos, generando secuencias de rocas sedimentarias con caracteristicas
derivadas de su historia tectonica y regimenes de sedimentacion e historias de
enterramiento asociadas.

EFICIENCIA DE BARRIDO AREAL.: se define como la fraccion del area horizontal
barrida en un yacimiento por un sistema Inyeccién-Produccion, es decir la influencia
de los pozos inyectores a los pozos productores, donde es afectado por la
movilidad, el arreglo de pozos, la heterogeneidad y el volumen total de agua
inyectado.

EFICIENCIA DE BARRIDO VERTICAL: se define como la fraccion vertical del
yacimiento que es contactada por el fluido desplazante (agua), la cual esta en
funcién de la heterogeneidad vertical, el grado de segregacién por gravedad, la
movilidad de los fluidos y el volumen total de agua inyectado.

EOR(AENHANCED OI L REse @fieEeRilyconjunto de métodos que
emplean fuentes externas de energia y o materiales para recuperar el aceite que
no puede ser producido por medios convencionales.

ESTRATO: capa de origen sedimentario con un espesor igual o mayor a 1 cm.
LAMINA: capa de origen sedimentario con un espesor menor a 1 cm.

FACIES: conjunto de sedimentos homogéneos clasificados por su geometria,
litologia, estructura sedimentaria, y demas caracteristicas; puede llegar a ser
caracteristica particular de ciertos regimenes de sedimentacion.

FACTOR DE RECOBRO: es el volumen relativo de crudo que ha sido extraido del
yacimiento a través del tiempo con respecto a su valor inicial; en parte depende de
la eficiencia de barrido en el desplazamiento, areal y vertical.

FALLA INVERSA: discontinuidad en un bloque por efectos compresionales, donde
un bloque se desplaza sobre la superficie de la falla elevandose en contra de la
fuerza gravitacional terrestre.

FALLA NORMAL.: discontinuidad en un bloque por efectos extensionales, donde
un bloque se desplaza sobre la superficie de la falla en respuesta a la fuerza
gravitacional terrestre.

FALLA: son dislocaciones o rompimiento de la corteza terrestre, generando

fractura y desplazamiento de diferentes capas conjuntas (bloques) en diferentes
di recciones, clasific8ndose dependiendo si
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Ahacia arribao del buzamiento, o de movi mi
con movimientos de rotacion de los bloques (transcurrencia).

FELDESPATO: constituye un grupo de minerales formados por aluminosilicatos de
potasio, calcio y sodio, donde dependiendo de la cantidad de cada uno de sus
componentes se generan los feldespatos alcalinos (ej.: Ortosa, Microclino, etc.) o
las plagioclasas (Albita, Oligoclasa, Andesina, Labradorita, Bitownyta, Anortita).
Hay una pequefia proporcion de polimorfismo entre ambas estructuras
(monoclinica de los alcalinos vy triclinica la de las plagioclasas) que hace que los
feldespatos alcalinos (K, Na o Na, K) de alta temperatura tiendan a tener una sola
fase en equilibrio al momento de enfriarse. La serie de las plagioclasas es
isomorfica (misma estructura cristalina).

FORMACION: unidad Litoestatigrafica fundamental. Conjunto de rocas en un
determinado espaciamiento identificadas por sus caracteristicas litologicas y
estratigr8ficas. En el |l enguaje operaci oné
la roca-yacimiento o en general, a las diferentes litologias que atraviesa un pozo.

GEOMETRIA DEL YACIMIENTO: la geometria de un yacimiento es determinada
por su estructura y estratigrafia; controla la ubicacion de los pozos y en gran medida
el determinar los métodos practicos de inyeccidén de agua o de gas.

GE OME T R IP&int Baro :son depdsitos formados por un ambiente fluvial
meandriforme, caracterizados por una sedimentacion lateral del meandro.

HETEROGENEIDAD: son las variaciones de las propiedades de la roca en un
yacimiento, las cuales son el resultado de variaciones direccionales de la
permeabilidad, debido a mdltiples procesos geoldgicos incluidos en la
sedimentacion, diagénesis y erosion (incluida la historia de transporte) que
contribuyen a producir caracteristicas no uniformes en las formaciones rocosas.

HUMECTABILIDAD: se conoce como la tendencia de un fluido a adherirse sobre
una superficie sélida en presencia de otros fluidos inmiscibles.

ILLITA: arcilla del grupo de micas que constituyen una de las variedades que se
asemejan a la hidromuscovita o alteraciones de la mica muscovita por adicion de
agua a la estructura (véase F. Yoris, 2017, p 193). Es la forma mineral hacia la que
recristaliza la smectita en la diagénesis (véase Hower et al., 1976, p. 733).

IOR (IMPROVED OIL RECOVERY): abarca un amplio rango de actividades como
implementacion de técnicas mejoradas para un mejor recobro, incluyendo la
caracterizacion de yacimientos, administracion de yacimientos y perforacion de
pozos de relleno; como, por ejemplo: en la operacion en los yacimientos no
convencionales.
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LIMOLITA: roca clastica de caracter granular, uno de sus medios de trasporte y
depositacion es el viento. La litologia limosa se puede encontrar en el fondo de los
lagos o lagunas, o incluso en ambientes alejados de la costa. (Véase F. Yoris, 2017,
p 184), las limolitas se caracterizan por su poca porosidad debido a su condicion
de roca bien litificada.

LITOLOGIA: descripcion detallada de las caracteristicas fisicas (color, textura,
tamafio de grano, composicién) de los tipos de rocas, sedimentos y formaciones
rocosas presentes en afloramientos, muestras de nucleos y divisiones
estratigréficas de la Tierra.

LUTITA: roca sedimentaria detritica, de granos finos, formando por particulas del
tamafo de la arcillay el limo con capas relativamente impermeables con un espesor
reducido.

MONOCLINAL: pliegue de estratos horizontales donde las diferentes capas se
encuentran en dos niveles inclinados generado un doble escalonado en los estratos
rocosos, son formados por movimientos verticales y fallas en la parte inferior del
monoclinal.

PERMEABILIDAD RELATIVA: es la razon entre la permeabilidad efectiva del
fluido a analizar, con una saturacion especifica, y la permeabilidad absoluta del
fluido a una saturacion total.

POROSIDAD: es el porcentaje de espacio poroso 0 poros presentes en la roca
donde se almacena los fluidos. Se puede clasificar en porosidad primaria o
intergranular la cual se genera durante el proceso de deposicién de los sedimentos
y porosidad segundaria o inducida que se desarrollan por procesos naturales o
artificiales posterior al momento de deposicion.

PRESION CAPILAR: es la diferencia de presion a lo largo de la interfase entre dos
fluidos inmiscibles.

PROFUNDIDAD MEDIDA (MD): distancia que hay entre un punto en la superficie
y el punto final del pozo, determinado por la cantidad de equipos en la sarta de
perforacion que estan dentro del pozo desde el punto de referencia en superficie.

PROFUNDIDAD VERTICAL VERDADERA (TVD): distancia vertical entre el punto
final del pozo y un punto de referencia en la superficie, esta profundidad es
necesaria para determinar la presion de fondo de pozo generado por la presiéon
hidrostatica del fluido en el pozo.

PRUEBAS PVT (PRESION-VOLUMEN-TEMPERATURA): pruebas de laboratorio

realizadas al fluido producido para determinar caracteristicas del yacimiento como
lo son la presion, temperatura, volumen entre otros.
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RAZON DE MOVILIDAD (M): es la relacién entre la movilidad de la fase
desplazante y la fase desplazada, donde la movilidad es la diferencia entre la
permeabilidad y la viscosidad de un fluido.

SATURACION DE LOS FLUIDOS: es la cantidad de fluido presentes en los poros
entre rocas, esta puede variar dependiendo del porcentaje de crudo, agua o0 gas
presentes en el poro.

TENSION SUPERFICIAL: es la energia de superficie relacionada con la interfase
de dos fluidos inmiscibles que coexisten en un medio poroso. La tension genera
gue una barrera de energia impida la mezcla de dos liquidos.

VISCOSIDAD: es una propiedad de los fluidos que indica una resistencia al flujo,
reflejada en una caida de presién que ocurre como resultado del flujo. Es una
relacion entre la fuerza cortante y su velocidad de corte, sus dimensiones equivalen
a poise o Centipoises (Cp).
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RESUMEN

La inyeccion de agua es un método de recuperacion secundaria implementado en
el Campo Galan en el afio 1945, con el fin de incrementar la presion de yacimiento
que brinda la energia necesaria para recuperar volimenes de petréleo remanente,
alargando asi la vida util del activo. Es necesario realizar un modelamiento
adecuado involucrando todos los parametros que afectan este proceso de recobro,
de manera que se pueda simular el comportamiento a futuro del yacimiento.

Al desarrollar un proyecto como la inyeccién de agua se puede dar diferentes
problemas tanto a nivel de yacimiento como de produccion, el enfoque de estudio
para este proyecto se basa en la evaluacion de patrones de inyeccion de agua para
identificar canalizaciones por medio del andlisis de un modelo inyeccién/produccion
en el software ASIA.

Este proyecto consiste en analizar el comportamiento de inyeccién/produccion para
7 patrones del campo, identificados con valores de WOR > 10 mediante el uso de
la metodologia de K.S. Chan, de manera que esta permite identificar las
canalizaciones presentes en las arenas A1 Y A2 de la Formacion Colorado, a su
vez se analiza la geometria estratigrafica del reservorio, la cual depende del
ambiente de deposicion, siendo el Campo Galan un yacimiento de geometria point
bar con conectividad irregular de las arenas.

A manera de determinar la variacion areal de las propiedades del subsuelo. Se
calcula la heterogeneidad del yacimiento a través de la metodologia de Dysktra
Parson, dato relevante para evaluar la eficiencia de barrido vertical en el modelo.
Este en un parametro importante que determina el flujo de agua a través de las
arenas.

Luego de realizar un analisis exhaustivo de las caracteristicas geoldgicas de
yacimiento y su historia de produccién, se propone una tecnologia de Conformance

Quimico evaluada experimentalmenteenel ICPfAi |l nst i t ut o @Cetldleonb i an c
con el fin de taponar zonas canalizadas, teniendo en cuenta la eficiencia de barrido

areal y vertical para controlar altos valores en relacién agua/petréleo producido.

Palabras clave: Inyeccion de Agua, Software ASIA (Advanced System for Injection

Analysis), Campo Galan, Formacién Colorado, Canalizaciones, Conformance
Quimico.
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INTRODUCCION

Al declinar la presion en el campo Galan, surgid la necesidad de implementar un
método de recuperacion secundario que permita presurizar el yacimiento, dicho
esto en febrero de 1974 se dio inicio a un ensayo piloto de inyeccion de agua en la
Zona A (Formacion Colorado) del Campo, utilizando un arreglo normal de cinco
puntos. Dado a los resultados del piloto y pruebas de laboratorio efectuadas en
corazones de los pozos GALNO091 y GALNO0092 en el afio 1977 se decidi
expandir el desarrollo secundario del campo mediante 12 modelos de 5 puntos
normal y 1 modelo invertido, sin embargo, este fue suspendido el 8 de diciembre
de 1986 debido a problemas mecanicos, arenamiento y canalizaciones.

Teniendo en cuenta la necesidad de disminuir la produccion de agua en el Campo
Galan, se inicia la evaluacion técnica del modelo de inyeccidn existente, mediante
el analisis geoldgico, comportamiento de los pozos de inyeccién y produccion,
dando uso de graficos de diagndéstico como K.S. Chan y Hall.

En este proyecto también se implementa la metodologia de Dysktra Parson para
determinar la heterogeneidad y eficiencia de barrido vertical en el yacimiento, con
el objetivo de evaluar técnicamente patrones de inyeccion de agua para identificar
canalizaciones evidenciadas en las altas tasas de produccion de agua. Para su
desarrollo, se describen las condiciones geoldgicas del campo, variables y
parametros que afectan una inyeccion de agua.

Debido a la importancia del tratamiento de agua, se decidi6 evaluar
experimentalmente una tecnologia de Conformance quimico que permita controlar
la produccion de agua mediante el taponamiento de canales preferenciales para su
flujo.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL
Evaluar técnicamente patrones de inyeccion de agua para identificar canalizaciones
OBJETIVOS ESPECIFICOS

1.
2.

Describir las caracteristicas geoldgicas y petrofisicas del caso de estudio.

Analizar la informacion historica de produccion, inyeccidén, modelos de inyeccién
y presiones del yacimiento.

Describir los parametros y variables de operacion del sistema de inyeccion de
agua en el campo Galan.

Identificar las zonas con mayor tendencia a canalizaciones mediante el analisis
geoldgico y comportamiento en la inyeccion/ produccion de agua.

Proponer una estrategia que controle la produccion de agua teniendo en cuenta
los datos historicos de inyeccion en el campo Galan.

29



1. GENERALIDADES DEL CAMPO GALAN

Este capitulo tiene como fin presentar las generalidades del Campo Galan
mediante la descripcidn de la ubicacion geografica, informacion geoldgica, modelo
estratigréfico y estructural, geologia del petrdleo, generalidades de los pozos y
caracterizacion de los fluidos.

1.1 UBICACION GEOGRAFICA DEL CAMPO GALAN

El Campo Galan esta ubicado en el departamento de Santander (Véase Mapa 1),
a las afueras de la cuidad de Barrancabermeja, este pertenece a la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, limitando al oriente con el Rio Magdalena, al sur con
el Campo la Cira Infantas, al occidente a unos 116 Km con la ciudad de
Bucaramanga y al norte con el Campo Cantagallo. Los campos mas cercanos son
el Campo Casabe, Cira Infanta, Cantagallo, Opén y Payoa; ademas de encontrarse
cerca de la Refineria de Barrancabermeja y la Estacion de Bombeo Galan.

Mapa 1. Ubicacién geografica del Campo Galan.

Leyenda
9 Campo Galan
¢ Ciudades cercanas
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Los Laurelesjgy 4

s ’_“rmco i
. ""H'o'
Casabe
‘Los,Pinos

Google Earth Cnfantas

Fuente. GOOGLE EARTH. flUbicacibn Geografica Campo Galan (7.07°N, 73.87°W)a 2018.
Disponible en: https://earth.google.com/web/. Modificado por los autores.
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1.2 INFORMACION GEOLOGICA DEL CAMPO GALAN

El campo Galan hace parte de la cuenca del Valle Medio del Magdalena la cual se
encuentra ubicada entre las cordilleras central y oriental, esta limitada al norte con
el sistema de fallas Espiritu Santo, al noreste con las fallas de Bucaramanga-Santa
Marta, al sureste por el sistema de fallas Bituima y La Salina, al sur con el cinturén
plegado de Girardot y al oeste con los sedimentos del periodo Nedgeno, los cuales
cubren la Serrania de San Lucas y el basamento de la cordillera central (véase
Mapa 2).

Mapa 2. Cuenca del Valle Medio del Magdalena y localizacion del campo Galan.
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[ CONVENCIONES
@ CAMPO EN ESTUDIO
@» OTROS CAMPOS
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Fuente. MADERO H., RUEDA J., ORTIZ A., COLEGIAL J. FANALISIS ESTRATIGRAFICO PARA

LAS ARENAS DE LA FORMACION MUGROSA EN AREA PILOTO DEL CAMPO LLANITOO .

Revista Boletin de Geologia. 2010, Vol. 32, p. 29. Modificado por los autores.

Fuente. AGENCI A NACI ONAL DE HI DROCARBUROS ( ANH) .
BASI No. 2007, p. 1. htipi/vewpv @rrh igdv.todnformaeion-Geologica-y-
Geofisica/Estudios-Integrados-y-
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/VMM%20(PDF)%200il%20and%20G
as%202007.pdf
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1.2.1 Modelo Estratigréfico.

La secuencia estratigrafica para la Cuenca del Valle

Medio del Magdalena (VMM), comprende unidades depositadas desde el Cretécico

hasta el Mioceno (véase llustracion 1).

llustracion 1. Columna estratigrafica Cuenca Valle Medio del

Magdalena.
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Para el periodo terciario las unidades litologicas de la cuenca del VMM fueron area
de deposicibn de sedimentos continentales y de agua salobre, los cuales
descansan discordantemente sobre los sedimentos marinos del cretaceo y en

algunas zonas de la cuenca sobre rocas del basamento Pre-Cretaceo (véase
llustracién 2).

llustracion 2. Cronoestratigrafia de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena.

Middle Magdalena Basin Chronostratigraphic Chart
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Fuente. AGENCI A NACI ONAL DE HI DROCARBUROS ( ANH) .

BASI N@&007, p.l. Disponible  en: http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Estudios-Integrados-y-

Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/VMM%20(PDF)%200i1%20and%20G
as%202007.pdf

La linea de color rojo sefala la discontinuidad estratigrafica en la que sedimentos
inferiores y superiores mantienen un paralelismo, pero la superficie de interrupcion
ha sido afectada por procesos erosivos (cambio de ambiente sedimentario) sin
alterar la inclinacion original de los estratos anteriores a la disconformidad.
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Las siguientes formaciones son de interés para el Campo Galan, las cuales
teniendo en cuenta la columna estratigrafica pertenecen al periodo terciario?.

1 Formacion Mugrosa o Arena de Zona C: Su espesor es aproximadamente de
600 ft (netos: 34 ft). Muestra su mayor desarrollo hacia el norte y contra la falla
de Casabe.

1 Formacion Mugrosa o Arena de Zona B: Su espesor es aproximadamente de
900 ft (netos: 75 ft). Su produccién es hacia la falla de Casabe y se extiende un
poco hacia el sur y sobre el rio Magdalena.

1 Formacion Colorado o Arenas de Zona A: Su espesor es aproximadamente de
2700 ft (netos: 100 ft).

1 Formacion Real: Su espesor es aproximadamente de 2500 ft, desde la
superficie hasta el tope de las arcillas fosiliferas de la Cira o marcador La Cira
Shale.

1.2.1.1 Formacion Mugrosa. La Formacion Mugrosa se depositd en el periodo
terciario, probablemente durante el Oligoceno Temprano, estd definida como
areniscas levemente calcéareas, en ella se contienen los yacimientos petroliferos
mas importantes en la parte central de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena,
la unidad estratigrafica se manifesté como una alternativa de cuarzoarenitas muy
arcillosas, micaceas, feldespaticas, con estratificacion cruzada y con zonas de
bioturbacion. En general, La parte inferior de la formacién consta de areniscas de
grano fino medio, raramente grueso, los cuales estan intercalados con shales de
color azul a gris correspondiendo al grupo chupas. La parte media de la formacion
estd formada por shales masivos moteados con algunas intercalaciones de
areniscas de grano fino. Para la parte superior se pueden encontrar areniscas con
cantos que se intercalan con shales.

Se ha establecido el ambiente de depdsito para esta unidad como continental
deltaico de corrientes meandriformes (véase llustracion 3), en el cual se
depositaron facies gruesas en régimen de flujo, migrando transicionalmente a
facies finas en un régimen de bajo flujo de depdsitos de lagos y llanuras de
inundacién, finalizando con un proceso de maxima acomodacion y de gran
extension lateral, representando un intervalo de shale rico en fdsiles, el cual
contiene moluscos de agua dulce, reptiles, restos de peces y de mamiferos,
también se ha reportado la presencia de glauconita lo que indica una posible
influencia marina. Para el sector Oeste de la cuenca, esta formacion esta

2Bustamant e, D., & Moreno, E. (2009) fAAjuste hist-rico vy predi«
analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan -sansilv e st r38.0 p .
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compuesta principalmente por areniscas de grano grueso, depositadas en sistemas
de abanicos aluviales 3.

llustracion 3. Ejemplo de un ambiente sedimentario deltaico tipo Formacion Mugrosa.

Ambiente sedimentario
deltaico

Leyenda

Delta

Fuente. GOOGLE EARTH. A Ambi ent e sedi me n20a8r i Disponibles leh:ai c 0 0O
https://earth.google.com/web/. Modificado por los autores.

La formacién Mugrosa se encuentra dividida en dos Zonas:

1 Zona C: Esta zona de la formacién esta constituida de arenisca gris-verdosa,
grano medio a grueso, subangular a sub-redondeada, matriz arcillosa, regular
a pobre seleccion, con delgadas intercalaciones de arcillolita gris verdosa, gris
oscura, moteada y rojiza®.

1 Zona B: Compuesta de una secuencia limo-arcillosa de coloraciones pardas
amarillentas a grises, con intercalaciones de areniscas gris verdosa de grano
fino. La cantidad de arena aumenta hacia la base. Su desarrollo fue en un
ambiente fluvial dominante de corrientes meandriformes®.

8 CASTRO, R., (2005). Historia y criterios empiricos en la aplicacién de inyeccién de agua en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena. Trabajo de Investigacion. Fundacion Universidad de América, Bogota D.C p.39.

4 CASTRO, R., (2005). Historia y criterios empiricos en la aplicacion de inyeccion de agua en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena. Trabajo de Investigacion. Fundacién Universidad de América, Bogota D.C p.40.

5 Ibid. p. 40.
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1.2.1.2 Formacion Colorado (Zona A). Esta formacion tiene yacimientos
petroliferos de gran importancia en la parte central de la Cuenca del Valle Medio
del Magdalena. La época en la que se deposité abarca desde el Oligoceno Superior
al Mioceno Inferior.

Su litologia se caracteriza principalmente por presentar shales de colores gris claro,
purpura y moteados de rojo, con intercalaciones de areniscas de grano fino
depositadas en sistemas fluviales. Al tope de la formacion se encuentra un shale
gris oscuro y negro, carbonéaceo, fosilifero, con areniscas de grano medio, en la
Tabla 1 se puede observar las propiedades de la roca para la zona A®.

Tabla 1. Propiedades petrofisicas
de la roca Formacion Colorado
Zona A.

PROPIEDAD ZONA A
Permeabilidad md 470
Porosidad (%) 23,5
Sor (%) 31,5

Fuente. Instituto Colombiano Del
Petroleo (ICP). 2018.

Su desarrollo corresponde a un ambiente fluvial de corrientes meandriformes
(véase llustracion 4) que dan como resultado un cambio lateral de facies,
determinando una lenticularidad (geometria Point Bar) de los cuerpos arenosos
muy frecuentes en las diferentes subzonas en que se han dividido (Arenas A3, A2,
Al Y AO0) los diferentes intervalos productores de hidrocarburos.

1.2.1.3 Formacién Real. La Formacion Real se desarrolld6 desde el Mioceno
Inferior a Mioceno Superior, estd subdividida en inferior, medio y superior; la
seccion inferior estd formada por conglomerados y areniscas con menores
intercalaciones de lodolitas, los conglomerados estan compuestos por fragmentos
de silex, arcillolitas ferruginosas y carbdn, las areniscas son conglomeraticas,
masivas, con estratificacién cruzada. Para la parte media de la Formacion Real, se
encuentran lodolitas con manchas de coloracibn parpura, con menores
interestratificaciones de areniscas blancas, friables, con estratificacién cruzada y
ondulitas. A su vez, en la parte superior de la formacion se presentan
conglomerados y arenisca de color gris azuloso, con abundantes fragmentos
lefiosos carbonizados y hojas.

En cuanto al ambiente de deposicién, la Formacién Real se form6é mediante una
sedimentacion continental de tipo fluvial de corrientes entrelazadas y abanicos

6 CASTRO, R., (2005). Historia y criterios empiricos en la aplicacion de inyeccion de agua en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena, Universidad de América, Bogota D.C p.42.
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aluviales. Presenta un contacto discordante con la Formacion Colorado, compuesto
por conglomerados, areniscas y arcillolitas grises.

llustracion 4. Representacion de un sistema meandriforme tipo Formacién Colorado.
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Fuente. CABALLERO C. Mmbientes fluvialesa Universidad Nacional Autonoma de México
(UNAM).2018. Disponible en: http://usuarios.geofisica.unam.mx/cecilia/cursos/
AmbientesFluvioAluv.pdf

1.2.2 Modelo Estructural.  La estructura del campo Galan es una continuacion
hacia el norte del bloque VIII del campo Casabe, haciendo parte de un monoclinal,
buzando hacia el este con angulos no mayores de 10° al oeste.

El monoclinal limita al oeste por la falla Casabe de tipo inverso que buza 75° al
este, de la cual se desprenden varias fallas divergentes secundarias permitiendo la
formacién de bloques productores independientes unos de otros.

En el Mapa 3 los niumeros representan fallas pertenecientes a varios campos
petroleros que Componen la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, los nimeros
10, 11 y 12 corresponden a la forma estructural de la Formacién Mugrosa del
Campo Galan, a su vez en imagenes posteriores se presentan cortes estructurales
para la Formaciéon Colorado zona A, es importante tener en cuenta que estas
formaciones cumplen con las condiciones adecuadas para el almacenamiento de
hidrocarburos, sin embargo al observar los cortes estructurales es posible
encontrar inconsistencias en las arenas que podrian estar influyendo en una baja
recuperacion de petréleo mediante la inyeccién de agua’.

"Bustamant e, D., & Moreno, E. (2009) AAjuste hist-rico y predi
analitica en la Formacion Colorado, Campo Galdn-s a n s i IFundasidn Urversidad de America. p. 39.
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Mapa 3. Estructura del tope de la Formacion Mugrosa.
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Fuente. VANEGAS, G., LOZANO, E. A Multidisciplinary Approach Applied to a Mature Field Re-
Development, LLanito-Gala Field. Colombia, 2008. P.19. Modificado por los autores.
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Mapa 4. Distribucién areal de los pozos del campo Galan.
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Fuente. HAAD, J., GOMEZ, L. Evaluacion para convertir pozos inyectores a productores. Colombia,
1992. P.8. Modificado por los autores.

39



En el Mapa 4 se puede observar la distribucién areal de los pozos inyectores de
agua, productores, secos y en abandono que se encuentran en el Campo Galan,
los cuales han sido ubicados en doce arreglos de cinco puntos con el objetivo de
desarrollar la zona A de la Formacion Colorado.

Para entender mejor las figuras se sefialan lineas de colores con el fin de identificar
los pozos a los cuales pertenecen los cortes estructurales que seran presentados
a continuacion, la linea de color rojo sefala los pozos del Campo para los cuales
se tiene el corte estructural A’A” (véase llustracion 5), la linea de color azul indica
los pozos del corte estructural B'B” (véase llustracidn 6), a traves de estas figuras
es posible evidenciar la falta de conectividad lateral en las arenas productoras al
comparar los pozos vecinos, se puede detallar que las zonas mas oscuras de la
estructura presentan mejores condiciones geoldgicas (porosidad y permeabilidad)
para almacenar hidrocarburos, asi como también es posible visualizar una
lenticularidad en las arenas del reservorio debido al sistema meandrico en el que
se depositaron los sedimentos de la Formacién Colorado.

llustracion 5. Corte estructural A"- A" Formacion Colorado - Campo Galan
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Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste histérico y prediccion del proceso de inyeccion de
agua mediante simulacién analitica en la Formaciéon Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. P.42.
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llustracion 6. Corte estructural B"-B” Formacion Colorado - Campo Galan.
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Fuente. Bustamante, D., & Moreno, E. Ajuste histérico y prediccién del proceso de inyeccion de
agua mediante simulaciéon analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. P.42.

1.2.3 Geologia del Petr6leo.  En un siglo de exploracion en la cuenca del VMM se ha
descubierto alrededor de 1,900 MMBQ? y un total de 41 campos petroleros
incluyendo a la Cira Infantas, a continuacion, se describira la geologia que
caracteriza el sistema petrolifero para esta cuenca:

1.2.3.1 Roca Generadora. Segun el atlas geoquimico de Colombia °, Las rocas
generadoras para la cuenca del VMM son; calizas y shale de la formacion La Luna
y Umir, depositadas en el periodo cretacico con un buen potencial de generacién
(HI >200 mg HC/g TOC y S2 >5 mg HC/g roca ) y materia organica tipo Il, valores
de Ro entre 1.1-1.2%, lo cual indica una madurez adecuada en la materia organica
para formar una ventana de aceite, cabe resaltar que los sedimentos de las rocas
generadoras fueron depositados en ambientes axénicos; lo que hace posible su
preservacion. Las formaciones Simiti y Lizama Cenozoico, La Paz, Esmeraldas,
Mugrosa y Colorado tienen bajo potencial de generaciéon (HI < 200mg HC/g TOC y
S2 <5 mg HC/ g roca).

8ANH, (2007) iM DDLE MAGDALENA VALLEY BASI No, p. 2.
9 AGUILERA, Roberto. Organic Geochemistry Atlas of Colombia Second Edition. Colombia. 2010. Vol 14. p.113.
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1.2.3.2 Migracion de petroleo. La inconformidad ocasionada en el periodo
Eoceno, separa la roca reservorio primario de la roca generadora que subyace por
una discordancia angular, formando un sistema adecuado para la migracion de
petrdleo. La migracion de hidrocarburos se dio de tres maneras; 1) Migracion
vertical directa, donde la formaciéon la luna se hundié por la inconformidad del
Eoceno. 2) Migracién lateral, que transporto las areniscas a lo largo del Eoceno. 3)
Migracion vertical, a través de fallas en areas donde la formacion La Luna no
subyacié por la inconformidad del Eoceno.

1.2.3.3 Reservorio.  El 97% del aceite contenido en la cuenca se encuentra en
las areniscas del periodo terciario (Paleoceno-Mioceno) sedimentadas en un
ambiente continental. Las formaciones; Lisama, Esmeralda-La Paz, y Colorado
Mugrosa, tienen un promedio de porosidad de 15 i 20% y un promedio de
permeabilidad de 207 600 md. Pocos de los yacimientos explorados provienen del
sistema fracturado de la formacién La Luna y Calizas pertenecientes al cretacico.

1.2.3.4 Sello.  El sello para el reservorio de areniscas terciarias consiste en una
interestratificacion de arcillas ductiles no marinas, provenientes principalmente de
las Formaciones Esmeraldas y Colorado. Para los reservorios de calizas, las rocas
sellos son shales de ambiente continental de las Formacion Simiti y Umir.

1.2.3.5 Trampa. Mediante los proyectos exploratorios ha sido posible determinar
una buena acumulacion de petroleo en trampas estructurales, como anticlinales
asimétricos formados por: 1) Fallas de cabalgamiento, 2) estructuras duplex con
fallas independientes cerradas, 3) yacimiento entrampado con cierre de fallas
dependiente y 4) trampas en la parte inferior de fallas sellantes.

El sistema petrolero lo componen:

Como roca fuente las formaciones Paja, Tablazo, La Luna y Rosa Blanca.
Como roca Reservorio las formaciones La Paz, Esmeraldas, Mugrosa,
Colorado, Umir y Lisama.

 Como roca sello las formaciones Paja, Simiti, Umir, Lisama, Los shales de la
Paz, Esmeraldas, Mugrosa y Colorado

T
T

1.3 GENERALIDADES DE LOS POZOS

La Gréfica 1 representa la curva de produccion para el Campo Galan desde su
descubrimiento en el afio 1945 hasta el 2005, ademas, se resaltan los eventos mas
importantes en el tiempo, que han influenciado la produccién de crudo durante el
periodo anteriormente mencionado, a su vez, se observa un aumento considerable
de produccion de hidrocarburos al momento en que se implementaron pilotos de
inyeccion de agua y CO2 al yacimiento; finalmente se evidencia una declinacion de
produccion a causas de posibles problemas como: canalizacién de agua, fracturas,
baja continuidad de las arenas, alta produccion de arenas y retorno de fluidos en
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algunos pozos inyectores, generando una caida en la capacidad de inyeccion e
incrementando costos operativos del campo.

Grafica 1. Curva de Produccion Histérica Campo Galéan, 2007
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Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste historico y prediccién del proceso de inyeccién de
agua mediante simulaciéon analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. P.27.

A continuacion, se describen los acontecimientos ocurridos en las fechas que
estuvo activa la inyeccién de agua:

1 1945: se descubre el Campo Galan por la Tropical Oil Company al perforar el
pozo GALNOOO1 cerca al rio magdalena, el proyecto se contemplé con la
intencidn de encontrar la continuidad del monoclinal en el que esta ubicado el
Campo Casabe.

1 1945 - 1956: tropical Oil Company continuo con las operaciones perforando
cuatro pozos mas, basandose en la produccion del pozo GALNO0O1, pero, al
generar un analisis de la produccién para cinco pozos perforados, concluyeron
que el potencial del campo no justificaba inversiones en nuevos pozos dado a
su bajo factor de recobro.
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1 1953: Ecopetrol S.A. tomo el mando de las actividades en el Campo Galan,
perforando nueve pozos donde solamente uno resulto seco.

1 1954 - 1964: se perforaron 68 pozos, cada uno con un espaciamiento de 26
acres.

Dicho lo anterior, en total se perforaron 80 pozos de los cuales cuatro resultaron
secos y de los 76 restantes 17 fueron desviados con un espaciamiento de 13 acres,
con el fin de explorar arenas petroliferas debajo del rio magdalena separados por
islas.

Como lo explica la descripcion sedimentaria; los pozos producen de formaciones
divididas en zonas que se caracterizan por un tipo de roca con condiciones
sedimentarias especificas, véase Tabla 2 para saber el nidmero de pozos
productores de cada formacion.

Tabla 2. NUmero de pozos en las Zonas de interés

Zonas
productoras A B AyB AyC A, ByC ByC
Mugrosa
., Mugrosa y Mugrosa y
Formacién colorado | mugrosa | mugrosa y
Colorado Colorado
colorado
b 55 5 3 1 5 6
Pozos

Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste histérico y prediccion del proceso de inyeccion de
agua mediante simulaciéon analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. p.27.

La mayoria de los pozos activos en el Campo Galan producian de la Zona A
(Formacion Colorado) por bombeo mecanico, a excepcién de los pozos desviados,
donde su mecanismo de levantamiento era el bombeo hidraulico, es necesario
resaltar que de la Formacion Colorado se tuvo 37 pozos activos, 7 inactivos y 7
abandonados por problemas de arenamiento al estar implementando métodos de
recuperacion secundaria®,

1.3.1 Resefia Histérica de la inyeccion en el Campo Galan. En 1981 se dio la
necesidad implementar un método de recuperacion secundaria como la inyeccion
de agua carbonatada, este proyecto se desarroll6 durante un afio debido a que no
se vieron resultados positivos en la produccion del campo.

10 Bustamante, D., & Moreno, E. Ajuste historico y prediccion del proceso de inyeccién de agua mediante
simulacion analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre. Colombia, 2009. p.34.
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7 Piloto de inyeccion de agua: en 1974 se inicié un ensayo piloto de inyeccion
para la Zona A (Formacion Colorado) del Campo Galan con un arreglo de 5
puntos normal, en un area de 25 acres y un volumen de arena de 3250 acres-
ft. Para desarrollar el piloto se requirio la perforacion de tres pozos inyectores
(GALNO090, GALNO0091 y GALNO0092) y un cuarto pozo fue remplazado, paso
de ser pozo productor a inyector (GALNOO051), por ultimo, se utilizé el pozo
GALNO0039 como pozo de prueba.

La inyeccion se inicio en los pozos GALN0051 y GALNO092 y agua salada y agua
dulce en los pozos GALNO090 y GALNO0091, con el fin de determinar qué tipo de
agua mas compatible para inyectar en la Zona A del campo. El agua salada de
9000 ppm de cloruro, se extrajo del pozo GALN0023 y el agua dulce de las arenas
cuaternarias del pozo Barranca 1. Después de realizar un analisis de los diferentes
tipos de agua, se determiné que la mas éptima es el agua dulce del pozo Barranca
1, la cual es compatible con la formacién Colorado.

Con la intencién de extender el proyecto, se generd un sistema de inyeccion que
comprendia 11 modelos estructurales de 5 puntos normales y 1 modelo invertido,
donde, la mayoria de los pozos inyectores utilizados en las pruebas piloto fueron
perforados, evitando cercania a una falla estructural.

En total se obtuvieron 32 pozos inyectores y 46 productores, de los cuales 23 fueron
perforados para ser inyectores y 9 pozos fueron convertidos de productores a
inyectores. El desarrollo del método de recuperacién secundaria inicié en julio de
1974 y parcialmente se fueron activando, a excepcién del GALN0018, GALN0038
y GALNO0O012, los cuales iniciaron operaciones a principios de 1979.

Finalmente, la inyeccién de agua se suspende el dia 8 de diciembre de 1986 por
problemas de canalizaciones, arenamiento y fallas mecanicas en los pozos.

1 Comportamiento de la inyecciéon: Se determin6 que el caudal de inyeccion
correspondiente a 34 pozos inyectores seria de 18000 BPD, con un promedio
de 500 BPD por pozo, pero como se mencioné anteriormente, solo se realizaron
32 pozos inyectores generando una reduccién del caudal de inyeccion, pasando
de 18000 BPD a 10100 BPD. La gran diferencia en el comportamiento de la
inyeccion esperada y la inyeccion real en el campo se dio por factores como:

U Baja inyectividad debido a taponamientos y bloqueos en los pozos.

U Existencia de arenas de alta inyectividad generando canalizaciones y rupturas
Tempranas.

U Falta de pozos inyectores.
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Por otra parte, se determind la distribucion vertical por medio de trazadores
radioactivos, la cual fue disminuyendo de un 50% inicial a un 307 35%, lo anterior
es afectado por la distribucion de la permeabilidad y los volimenes de agua
inyectada en la formacion.

T
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Problemas operacionales en la inyeccion de agua: En el sistema de inyeccién
de agua se contd con 32 pozos inyectores donde 3 fueron abandonados, y de
los otros restantes surgieron problemas como:

Arenamiento

Bloqueos parciales y totales de los intervalos de inyeccion
Dafios de revestimiento

Retorno de fluidos en algunos pozos inyectores

Alto contenido de Arcillas en las arenas de la Zona A
Composicion y calidad del agua inyectada
Incompatibilidad del agua inyectada en la formacion

Todos los problemas anteriormente enunciados generaron una disminucion de la
capacidad de inyeccion, asi como; canalizaciones, fracturas y arenamiento
generando un bajo factor de recobro en el campo.

M

Trabajos de remediacién: Dando solucién a los problemas durante el proceso
de la inyeccion se realizaron remediaciones como:

Limpieza de arenas y Recafioneo
Acidificacion y reduccion de permeabilidad

Efectos a los pozos productores por la inyeccién en el campo: Debido a la baja
consolidacion en las arenas de la Zona A se genero arrastre de finos a los pozos
productores haciendo que se taparan los cafiones, lo cual se intent6 solucionar
mediante una limpieza de arena e instalando 21 empaques de grava y 16 mallas
con liner ranurado en los pozos productores afectados. Sin embargo, otra forma
para optimizar la produccién en los pozos fue realizar una estimulacién con
Varsol, la cual ayudo a limpiar el area alrededor del pozo mejorando el caudal
de produccion®,

YBustamante, D., & Mor en o, preficciond2lprOcOsp definpercidrsde aguaiediante r i ¢ o

simulacioén analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan-s an si |l ve3treo p. 27
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2. PROCESOS DE INYECCION DE AGUA Y METODO CGM

2.1 DESCRIPCION GENERAL LA INYECCION DE AGUA

A medida que pasa el tiempo la produccion de aceite primario en un campo va
declinando como consecuencia de la disminucion de presién en un yacimiento,
dejando asi una cantidad significativa de hidrocarburos remanentes en fondo; por
lo tanto, surge la necesidad de implementar un método de recobro secundario como
lo es la inyeccion de agua que permita mejorar la energia del reservorio, logrando
asi producir mayores volumenes de aceite (aceite secundario) aumentando el
factor de recobro y la tasa de produccién como se muestra en la llustracién 7.

llustracion 7. Curva tipica de una inyeccién de agua
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Fuente: GANESH T., SATTER A. Integrated Waterflood Asset Management. 1998.

La inyeccion de agua es un método de recobro secundario muy utilizado a nivel
mundial, dado a la facil disponibilidad del agua, la relativa simplicidad con la que se
inyecta, la facilidad con la que el agua se transporta en la formacion y la eficiencia
del agua para desplazar el aceite; tuvo sus comienzos en la ciudad de Pithole al
oeste de Pennsylvania en el afio 1865, la cual, ocurrié accidentalmente y desde
entonces se determiné que este método podia incrementar la presion en un
yacimiento, logrando asi, una produccion adicional a la obtenida por el mecanismo
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de produccién primario. Actualmente segun la ANH?? en Colombia se estima unos
537 campos petroleos a diciembre del 2017.

Al momento que se quiera determinar Si un yacimiento es candidato para
implementar una inyeccion de agua es importante considerar caracteristicas como:
geometria del yacimiento, propiedades de los fluidos, profundidad de yacimiento,
propiedades de la roca, saturacion de fluidos, uniformidad, continuidad del
reservorio y el mecanismo de produccion primario; para preveer las condiciones
propias del yacimiento y realizar un proceso adecuado que minimice la produccion
excesiva de agua a causa de canalizaciones, a su vez de lograr minimizar skin a
causa de hinchamiento de arcillas y migracion de ripios.

2.2 TIPOS DE INYECCION DE AGUA

Segun la ubicacion entre los pozos inyectores y productores en el yacimiento, la
inyeccion de agua se puede clasificar de diferentes formas:

1 Inyeccion Irregular: segun Willhite (1986), la topologia superficial o
subsuperficial al igual que las técnicas de perforacion daran como resultado la
elaboracién de pozos inyectores y productores ubicados uniformemente en el
yacimiento; este principio se dio a inicios de la implementacion del método de
recobro secundario. En esta época, la falta de conocimientos detallados de las
caracteristicas del subsuelo y reservorio hacian mas complejo ubicar un pozo
inyector en donde su eficiencia fuera optima mejorando la produccion de aceite,
posteriormente, con los avances tecnoldgicos se da la posibilidad de utilizar con
mas frecuencia este tipo de patrén, teniendo en cuenta las caracteristicas tanto
de la roca como de los fluidos.

1 Inyeccidn periférica o externa: consiste en inyectar agua fuera de la zona de
petréleo (llustracién 8), es decir en el acuifero cerca del contacto agua-petroleo;
generalmente en este método los pozos inyectores estdn en conjunto
empujando una zona especifica del campo, manteniendo asi la energia del
yacimiento, igualmente, este método es comun utilizarlo cuando no existe un
buen conocimiento de la geologia estructural del campo, lo cual impide saber
con certeza el proceso que ocurren en el frente de invasion y su desplazamiento
dentro del reservorio.

12 ANH. Produccién Fiscalizada De Petréleo Por Campo En Superficie (Barriles Promedio Por Dia Calendario
- Bpdc), Afio 2017. Disponible en internet: http://www.anh.gov.co/Operaciones-Regalias-y-
Participaciones/Sistema-Integrado-de-Operaciones/Paginas/Estadisticas-de-Produccion.aspx
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llustracion 8 Patron de Inyeccién Periférica

+ Producing Well
& |njection Well

Figure 14-8. T}rpicu| peripherc:| waterflood. (After Cole, F., 1969.)

Fuente: Ahmed T. Reservoir  Engineering
Handbook.,2010. Chapter 14. p.928.

Inyeccidén en arreglos o dispersa: conocida también como inyeccion de agua
interna, es un arreglo donde los pozos inyectores estan dentro de la zona de
petréleo, y se caracteriza principalmente por la forma geométrica entre los
pozos inyectores con | os productores,
dependera principalmente por la continuidad de las arenas, la permeabilidad, la
porosidad, el nimero de pozos,| a estructura vy |12 gstet es
tipo de patron es el mas comun en la industria por aportar un barrido mas
uniforme y una mejor distribucién del agua que va ser inyectada, ademas, de
tener distancias mas cortas entre pozos inyectores y productores. Los tipos de
arreglos que comunmente existen se encuentran en la llustracion 9, donde se
tiene dos parametros, a: distancia entre pozos del mismo tipo y d: distancia
entre lineas de inyectores y productores.

13 Ferrer, M. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 2. P. 14.
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llustracion 9. Tipos de arreglos de pozos
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Figure 14-9. Flood pafterns. (Permission o publish by the Sociefy of Peircleum
Engineers.)
Fuente: AHMED T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14.
p.929

Por otra parte, los diferentes arreglos se separan en dos subcategorias, arreglos
invertidos denominados de esta forma por tener un solo pozo inyector por patron,
y arreglos normales donde solo hay un pozo productor en el patrén.

2.3 FACTORES QUE AFECTAN LA INYECCION

Diferentes autores como Thomas, Mahoney e Winter (1989), determinaros que,
para generar un excelente barrido y una buena inyeccién, se debe considerar
diferentes factores caracteristicos del yacimiento y de los fluidos como lo son:

1 Geometria del Yacimiento: la estructura y estratigrafia del reservorio nos va
dar las pautas para posicionar los pozos inyectores y productores, los modelos
de los patrones, y los métodos como se va producir gracias a la inyeccion, de
igual manera, en costa afuera podra determinar el nimero y ubicacion de las
plataformas. Por otra parte, se puede definir si es viable o no implementar un
meétodo de inyeccion, teniendo encuentra que podria existir acuiferos u otro
mecanismo de empuje que mantendria la energia del yacimiento.
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i Litologia y propiedades de la roca: es uno de los factores que afecta
directamente la eficiencia de barrido en la inyeccién de agua, siendo pardmetros
como la porosidad, permeabilidad, contenido de arcillas y espesor neto de las
arenas, responsables de la efectividad de este método.

Existen diferentes casos como los son yacimientos complejos en donde la
porosidad es muy reducida siendo complicado la produccion de aceite en ellos,
otros escenarios son yacimientos con hinchamiento de arcillas, o con poca
permeabilidad que afectan la tasa de inyeccion y el movimiento del fluido
desplazante, generalmente, en estos tipos casos hay presencia de poros no
interconectados Yy restriccion del paso de los fluidos entre los canales generados
por las rocas.

1 Profundidad del Yacimiento: esta variable afecta la inyeccion en forma técnica
y econdémica, segun la profundidad del pozo los costos de levantamiento al
implementar este método podrian ser no viables; otro factor es la presion con la
que se puede inyectar a diferentes profundidades, dado que no se podra
exceder la presion de fractura y a su vez superar la contrapresion.

1 Propiedades de los Fluidos: uno de los pardmetros a tener en cuenta
mayormente de las propiedades de los fluidos es la viscosidad del crudo siendo
este una variable que afecta directamente la razon de movilidad entre el fluido
desplazante y el fluido desplazado como se demuestra en la llustracién 10, este
fenémeno genera un mal barrido en el yacimiento llegado a tener una ruptura
temprana en el pozo productor.

llustracion 10. Estabilidad del Frente de desplazamiento

TRt f [T T

O P00 PROSUCTOR VIR VOLUMEM PCROST MYECTADSO
£ POZOMYECTOR BT RUPTURA

Fuente: FERRER, M. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Venezuela, 2001. Capitulo 2. P. 26.

1 Continuidad de las propiedades de la roca: este factor afecta la inyectividad
dado que se debe tener las mismas caracteristicas de las rocas desde el pozo
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inyector, hasta el pozo productor, como por ejemplo la continuidad de los
espesores de arena como se muestra en la llustracién 11; ademas se debe
conocer los tipos de fallas en el yacimiento y si esta falla afecta el paso de los
fluido que se encuentra en cada estrato, también es posible tener lentes de
arenas no interconectados dando como resultado multiples yacimientos en el
campo.

llustracion 11. Correlacion de estratos

Fuente: GRIEM W. Museo Virtual, Geologia. Tiempos, facies y
dataciones. 2017. P.1. Disponible en:
http://www.geovirtual2.cl/geologiageneral/ggcapl0b.htm.

I Saturaciéon de los fluidos: fpara determinar la efectividad de implementar el
método de inyeccién de agua en el reservorio, es importantes tener una alta
saturacion de aceite residual en fondo que proporcione cantidades
considerables de petréleo recuperable; por otra parte se debe tener en cuenta
gue a una mayor saturacion de aceite el comienzo de la inyeccion va a aumentar
la movilidad del aceite que, a su vez, proporcionara una mayor eficiencia de
recobrod* (véase llustracion 12).

14 Ahmed T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14. P 914
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llustracion 12 Distribucion de los fluidos en una
inyeccion de agua

Reca mojada por agua

FASE INMICTAL FASE SUBORDINADA ABANDONO

Roca mojada por petrdlen

FASE INICIAL FASE SUBDRDINADA ABANDO,

o ERAND R T B
DE ARENA - PETROLEQ | -~ f.3

Fuente: FERRER, M. Inyeccién de agua y gas en
yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo
2. P.24.

1 Mecanismo primario de produccidn: segun el tipo de empuje natural va existir
mayor o menor petréleo residual en el yacimiento, el cual se podra extraer por
recobro secundario con el disefio del plan de IOR/EOR segun el tipo de empuje
primario del reservorio:

U Acuiferos: el tener mecanismo de recuperacion primaria normalmente no se
necesita implementaria implementar un método re recobro secundario siendo
el empuje natural del acuifero efectivo para mantener la energia.

U Capa de Gas: en este caso el mecanismo primario va ser capa de gas y por lo
general no se hace una inyeccion de agua sino una inyeccion de gas en la parte
superior del reservorio.

U Gas en Solucion: fison los mejores candidatos para una inyeccion de agua
debidoa que | a recuperaci-n pri'maria genera

15 Ahmed T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14. p.915
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Expansién de la roca y los fluidos: este mecanismo producira una reducida
cantidad de hidrocarburos, por ende, son éptimos para un mecanismo de
inyeccion.

Drenaje gravitacional: segun la estructura e inclinacion que se presente en el
yacimiento se puede optimizar la produccion al mantener la energia del
yacimiento con un pozo inyector.

2.4 TIEMPO OPTIMO PARA UNA INYECCION

Segun Cole (1969) los factores importantes para determina el tiempo 6ptimo para
empezar una inyeccion son:

M

Viscosidad del aceite: se debe iniciar la inyeccion después del punto de
burbuja, dado que la viscosidad alcanza su punto minimo a esa determinada
presion, aumentando la movilidad del aceite.

Saturacion de gas libre: se desea que la saturacion de gas en el yacimiento
sea minima para no saturar los poros con gas al momento de la invasion.

Costos de equipos de inyeccion: esta relacionado con la presion del
yacimiento y su presion de fractura, dependiendo de la presién los costos del
equipo aumentan.

Produccién de los pozos: es importante dado que, si se tiene una alta presion
del yacimiento, este es 6ptimo para una buena productividad, prolongando la
vida de este.

Efectos del valor del dinero en el tiempo: segun el precio en el tiempo del
mantenimiento y la depreciacién de los equipos de inyeccion, al igual que los
procesos que se realizan para operar un pozo inyector, va ser rentable o no
implementar este tipo de recobro secundario.

Vida util del reservorio: se centra en los gastos operacionales para mantener
la presion en el pozo, por cual la inyeccion debe ser proyectada e iniciada lo
mas temprano posible.

Por otra parte, cabe resaltar que estos factores no se realizarian si la saturacion de
crudo no es grande al terminar la recuperacion primaria del crudo, y una alta
permeabilidad relativa de aceite.

54



2.5EFICIENCIAS DE RECUPERACION DE CRUDO IMPLEMENTANDO
INYECCION DE AGUA

La eficiencia de recuperacion de crudo se da gracias a tres eficiencias, la eficiencia
de desplazamiento, la eficiencia vertical y la eficiencia areal como se muestra en la
Ecuacion 1, denotada en término de produccion al conocer cuanto petréleo inicial
habia en el yacimiento como se muestra en la Ecuacion 2.

Ecuacion 1. Factor de Recobro Total
'Y'O'020:20

Ecuacién 2. Petréleo Acumulado producido

6 0202020

Donde:

RF= Factor de recobro total

Ns= Petroleo inicial en yacimiento
Np= Petroleo acumulado producido
Ep= Eficiencia de desplazamiento
Ea= Eficiencia areal

Ev= Eficiencia vertical

Se debe tener en cuenta que el multiplo entre la eficiencia areal y la eficiencia
vertical se le denomina eficiencia de barrido volumétrico. Por otra parte, existen dos
tipos de heterogeneidad que afectan tanto la eficiencia vertical como la areal, esta
es:

1 Heterogeneidad Vertical: este parametro es importante para tener un buen
barrido vertical, puede que existan multiples capas en una seccion vertical con
propiedades similares y continuas entre ellas, lo cual seria ideal para generar
un buen barrido vertical. Por otro lado, el fluido inyectado puede que se desplace
mas rapido en una capa que en otras por diferencia de permeabilidad entre
capas.

1 Heterogeneidad Areal: este pardmetro es importante al determinar qué tan
eficaz es el barrido areal cuando se implementa la inyeccién de agua, al ser un
yacimiento heterogéneo, existirdn canales preferentes donde el fluido
desplazante pueda canalizarse y llegar a una ruptura temprana.
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2.5.1 Eficiencia de Desplazamiento. i Es | #n de acaite mévil que ha sido
desplazado por otro fluido de | a z¥%enaotrosarri d
t ®r mi nos, se denomina como fiel pr oc e seblugane di ant
de otro en un medio poroso, donde generalmente el fluido desplazante es agua o gas, el

despl azado el (Véase Epumtidn 3)l e 0 O

La eficiencia de desplazamiento se puede expresar como:

Ecuacion 3. Eficiencia de Desplazamiento
WE Q6 MDEQOT £ MO LQNIOME OO @@ d 0 @WEQO T £ QAEHE Q2 0 Q
Wwe a0 QWEQO i e ND@FQE w '@ wQ
N Y Y N Y
~ oY Y

O

Donde:

Ep= Eficiencia de Desplazamiento
Sop= Saturacién de petroleo promedio
Soi= Saturacion de petroleo inicial
Swp= Saturacion de agua promedio
Swc= Saturacion de agua connata
Sg= Saturacion de gas

2.5.1.1 Tipos de Desplazamientos. Se tiene dos tipos de desplazamientos como
se muestra en la llustraciéon 13:

llustracion 13. Tipos de Desplazamiento

Fona Zona no T : l Zona
invadida invadida invadida
e —_—
M—)-u’ = Pa#rilen eeoyibile
Prtrotea ieviczal R
jnmanl ki
o o L o

Pistén sin fugas Pistén con fugas

Fuente: FERRER, M. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001.
Capitulo 4. P. 74.

16 Ahmed T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14. p.934
17 Ferrer, M. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 4. P. 72.
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1 Tipo piston sin fuga: ocurre cuando el petroleo remanente en el reservorio es
desplazado de manera homogénea sin cabida a presencia de crudo dentro del
agua inyectada, generando una barrera uniforme.

1 Tipo pistén con fuga: en este caso ocurre lo contrario, parte del petréleo no
se desplaza uniformemente dando lugar a una zona donde se esté moviendo
dos fases a medida que pasa el tiempo.

2.5.1.2 Proceso de desplazamiento entre fluidos inmiscibles. Gracias al
movimiento entre el fluido desplazante y el fluido desplazado a mediad que se va
inyectando, se generan diferentes etapas durante este proceso las cuales son:

! Etapa 1. Condiciones Iniciales antes de la inyeccion: se considera un
yacimiento homogéneo donde las saturaciones son constantes, en el cual la
presion de yacimiento esta por debajo de la presion de burbuja y por ende
existira una fase de gas presente en el reservorio.

! Etapa 2. Invasion a un tiempo determinado: inicia el desplazamiento del
petréleo generando un banco de aceite y a su vez una acumulacion y
desplazamiento del gas hacia los pozos productores, en esta etapa va ver un
aumento de la presion en las zonas cercanas al pozo inyector.

1 Etapa 3. Llene: el gas remanente es extraido del yacimiento y otro parte
disuelto en el crudo para posteriormente comenzar la produccion de petroleo,
en esta etapa la cantidad de agua inyectada debe ser igual al volumen que
ocupaba el gas.

1 Etapa4. Ruptura: el agua inyectada llega a los pozos productores dando inicio
a un aumentando en el WOR, en esta etapa parte del aceite residual quedara
en el yacimiento y otra parte se producira, se debe tener en cuenta que por
gravedad el agua irrumpira mas rapido en la parte inferior del yacimiento e
igualmente la existencia de capas con diferencias de permeabilidad afectara
que tan rapido el agua irrumpa en los pozos productores muestra en la
llustracion 14.
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llustracion 14. Irrupcion del agua

Pozo productor
I Pozo inyector A

Sw Agua inyectada

o i |

Distancia

Fuente: México Document. Inyeccion de Agua. México, 2014. P. 15.
Disponible en: https://vdocuments.mx/inyeccion-de-agua.html.

1 Etapa 5. Posterior a la Ruptura: en esta etapa hay produccion de agua y
petréleo en los pozos productores y se finalizara cuando el proyecto de
inyeccion llegue a su limite econémico.

2.5.1.3 Ecuaciones de desplazamiento propuestas por Buckley y Leverett.
Una de las incognitas evidenciadas respecto a la eficiencia de desplazamiento, fue
un aumento continuo de la eficiencia a medida que aumentaba la saturacion de
agua con el tiempo, por ende, en 1942 los cientificos Buckley y Leverett
desarrollaron una teoria denominada teoria de desplazamiento frontal la cual
basicamente relaciono estas dos variables en dos ecuaciones como lo son:

1 Ecuacién de Flujo Fraccional: fies propuesta en 1941 por Leverett y se define
como el caudal de agua dividido por el caudal tota siendo el caudal total la
sumatoria entre el caudal de los dos fluidos inmiscibles agua y petréleod?, se
asume una formacion homogénea saturada con petréleo y con la presencia de
agua connata, sometida a la inyeccién de fluidos a una tasa (qt). La ecuacion
general del flujo fraccional con datos de campo es representada como (véase
Ecuacion 4):

Ecuacion 4. Flujo Fraccional

hooLE2 By

En la llustracion 15 se muestra los tres casos basicos para representar la ecuacion
de flujo fraccional donde siempre influye directamente la ecuacion de Darcy, en

18 Ahmed T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14. p.936
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ella, es considerando un estado estacionario entre el agua y el petroleo, y el
volumen poroso debe estar en forma lineal como se muestra en la llustracién 16,
en cuanto a las arenas deben estar preferencialmente mojadas por agua.

Es importante la ecuacion de flujo fraccional dado que esta puede determinar las
tasas de flujo del petréleo y agua en cualquier punto dado, y su comportamiento
esta en funcion de la saturacion de agua; la ecuacion es posible representarla en
forma grafica como se muestra en la llustracion 17 y relacionarla con las curvas
de permeabilidad efectiva y relativas en funcién de la saturacién de agua.

Por otra parte, la gréfica de flujo fraccional puede ser afectada por diferentes
factores como lo son el buzamiento, la humectabilidad, la tasa de inyeccion y la
viscosidad del agua y del petrdleo; estos factores podrian afectar de forma positiva
0 negativa la eficiencia en cdmo se va inyectar el agua y su desplazamiento

llustracion 15. Ecuaciones Simplificadas del flujo fraccional de agua

Casos Ecuacidn
Avance horizontal del frenle de invasidn En esle caso « = 0y, ademds, se
en yacimienlos horizontales. considera que lof efectos capilares son
e L0
— - -I?"‘af;";;;_'-,- muy pequenos, o — I
S g 3 1
AGUR OLEQAT 7 £, = & i, = (4.14)
Z{g;_‘}‘ S 1+ LT Y e Ry B

LT B M.

la cual se reconoce como Farmmula
Simplificada del Flujo Fraccional

Avance del frente de invasion, En esle caso a > 0% y e o
buzamienlo arriba. N ox
1-0488 =2 sysena
i, = S {4.15)
14 Ho Mo
L

Eneslecasoakgo",senu-ly%i‘_'-—-o

1-0q88 fat oy
i _+" LA (4.18)
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L

Fuente: FERRER, M. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Venezuela, 2001. Capitulo 4. P. 84.
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llustracion 16. Desplazamiento lineal en un sistema
inclinado

A

otl + watef

I’ + “

Fuente: AHMED T. Reservoir Engineering Handbook.,2010.
Chapter 14. p.937.

llustracion 17. Flujo fraccional en funcion de la saturacion

1 1

T

R
=
A ——

Fe—= = ==aa

'l; ] o 1

Fuente: AHMED T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14. p.942.

1 Ecuacion de Avance Frontal: fue creada en 1942 por Buckley y Leverett la
cual sirve para describir el desplazamiento inmiscible en una sola dimensiéon?®,
en otras palabras, se utiliza para determinar la distancia del frente de agua
desde el pozo inyector y la velocidad del frente de saturacion constante, como
se muestra en la Ecuacion 5 la cual esta derivada de la ecuacion de balance
de materiales para desplazamiento de fluidos.

19 BUCKLEY, S. E. y LEVERETT, M.S. Mechanisms of Fluid Displacement in Sand, Trans, AIME.
1942. P.107-116.
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Ecuacion 5. Avance Frontal

Winj= Agua inyectada acumulada, bls

(X)sw=Distancia desde la inyeccion a cualquier valor de saturacion (Sw), dado, ft
t= Tiempo

iw= Caudal de inyeccion de agua, bls/dia

2.5.2 Eficiencia de Barrido Areal (EA). Es la fraccidon areal horizontal de petréleo

que es desplazada en el yacimiento con respecto al area total horizontal del
yacimiento como se muestra en la llustracién 18.

llustracion 18. Barrido areal a diferentes tiempos

Area —

Fuente: FERRER, M. Inyeccion de agua y gas en
yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 5. P.
142.

La eficiencia de barrido areal esta afectada por diferentes factores, algunos son
incontrolables como las propiedades de las rocas (porosidad, permeabilidad,
conductividad) y las propiedades del sistema roca-fluido (permeabilidad relativa,
presion capilar), y otros que puedes modificarse como lo son:

1 Razén de Movilidad (M): es la relacion entre la multiplicacion de la
permeabilidad relativa del agua con la viscosidad del petroleo y la multiplicacion
de la permeabilidad relativa del petréleo con la viscosidad del agua, como se
muestra en la Ecuacion 6 .
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Este parametro afecta en gran medida el comportamiento del agua inyectada
dentro del yacimiento; se debe tener en cuenta, que, al aumentar la razén de
movilidad, la eficiencia de barrido areal disminuird; este efecto es generado
como consecuencia de una menor viscosidad del crudo que la del agua, y un
facil desplazamiento del agua entre las gargantas de poro. Segun Craig y col.
(1955) se puede determinar que a una mayor relacién de movilidad mejor sera
la produccién de crudo después de la ruptura.

Ecuacion 6. Razén de Movilidad
+ 1
+ 1

1 Patrones de Inyeccion: segun la ubicacién entre los pozos productores e
inyectores, y dependiendo del tipo de inyeccion que se va a implementar, se
podra generar una mayor produccion de petréleo en el campo.

1 Agua acumulada inyectada: gracias a la generacién de un banco de agua
después de la ruptura se va generar un mejor barrido en el yacimiento aportando
asi una mayor recuperacion de petréleo remanente en el campo.

1 Distribucion de la presion entre los pozos inyectores y productores: se
debe controlar la presion dentro del yacimiento al implementar el método de
inyeccion de agua, evitando sobrepasar la presion de fractura la cual generaria
nuevos canales Optimos para canalizaciones de agua.

2.5.3 Eficienciade Barrido Vertical. N Se define como | a relaci

de 8rea vertical i nvadida y el %comaset ot al
muestra en la llustracién 19.

llustracion 19. Eficiencia de barrido vertical entre capas

/ ZOHA N BARFUIDS

SN
- NS

Fuente: FERRER, M. Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 5. P. 152.

20 Ferrer, M. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 6. P. 151.
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Los factores que afectan esta eficiencia principalmente son:

1 Heterogeneidad del yacimiento: se determina por medio de pardmetros
estadisticos como lo son los de Dykstra y Parsons como se muestra en Ecuacion
7 donde entre menor sea la variacion mas heterogénea es el yacimiento y
viceversa.

Ecuacion 7. Variacion de la permeabilidad Dysktra Parson

k50 - ’{84‘1

V=
ks

Fuente. AHMED, Tarek. Fundamentals of rock properties. En: Reservoir engineering
handbook. 3 ed. USA, 2006.p. 263.

1 Razén de Movilidad: al aumentar la razén de movilidad disminuira la eficiencia
de barrido vertical, esto como consecuencia de las permeabilidades no
uniformes, cualquier fluido inyectado tendera a moverse a través del reservorio
con un frente irregular, en las partes mas permeables, el agua inyectada viajara
mas rdpidamente que en la zona menos permeable.

1 Volumen de fluido Inyectado: a medida que pasa el tiempo la eficiencia de
barrido vertical aumentara al incrementar el volumen de fluido inyectado.

2.6 CANALIZACION DE AGUA

Denominada irrupcion temprana de agua debido a una permeabilidad no uniforme
en el yacimiento, provocando una ineficiente recuperacion de petréleo. Las
canalizaciones se pueden generar por diferentes variables, una de ellas es la
estructura geoldgica del yacimiento, donde pueden existir wormholes los cuales
son ftanales de alta permeabilidad y alta porosidad que se desarrollan cuando se
produce petréleo pesado de manera simultdnea con arena&@!. También puede
existir fracturas naturales de alta permeabilidad que conecten con el pozo productor
canalizando el agua por esta zona, igualmente estas fracturas pueden comunicar
una capa de menor permeabilidad con una capa de mayor permeabilidad facilitando
el flujo del agua hacia los pozos productores.

A continuacion, se describen diferentes problemas de canalizaciones:

1 Capainundada sin flujo transversal: no hay flujo cruzado entre las capas por
la presencia de una barrera de arcilla, solamente una de estas capas va estar

21 Schlumberger.  Agujeros de gusano. Oilfield Glossary.2018 Disponible en:
https://lwww.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/w/wormhole.aspx
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inundad con agua por presentar el nivel mas alto de permeabilidad. (Ver
llustracién 20).

llustracién 20. Capa inundada sin flujo transversal

I‘I T

Inyectar Froductor

[ o g =
sy sy s raays
e

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J., ELPHICK
J., KUCHUK F., ROMANO C., ROOHART L., Control de
Agua. Oilfield Review. 2000.

1 Fracturas o fallas entre inyector y productor: fien formaciones naturalmente
fracturadas bajo el proceso de inyeccién el agua puede llegar rapidamente a los
pozos productores y darse ruptura temprana, este fendmeno se produce en
forma habitual cuando el sistema de fracturas es extenso fisurado.&? (Ver
llustracién 21).

llustracion 21. Fracturas o fallas entre inyector y
productor

Imrectar

Productor

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J., ELPHICK
J., KUCHUK F., ROMANO C., ROOHART L., Control de
Agua. Oilfield Review. 2000.

22 Bailey B., Crabtree M., Tyrie J., Elphick J., Kuchuk F., Romano C., Roohart L., Control de Agua.
Oilfield Review. 2000.p 36.
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1 Fracturas o fallas en una capa de agua: como se puede ver en la llustracién
22 ,gracias a fracturas o fallas se gener6 una conexién entre la capa que
contiene volumenes de agua y la capa que contiene el petroleo, formando asi
canales de alta permeabilidad por donde el agua le queda més facil pasar, en
yacimientos de carbonatos normalmente las fracturas suelen ser casi verticales.

llustracion 22. Fracturas o fallas en una capa de agua

I

T

L L

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J.,
ELPHICK J., KUCHUK F., ROMANO C., ROOHART L.,
Control de Agua. Oilfield Review. 2000.

1 Conificacién: este fendmeno es un cambio producido en el contacto agua
petréleo como se muestra en la llustraciéon 23 se forma una especie de cono
como resultado de las caidas de presion durante la produccion, este problema
es comun cuando se realizan los cafioneos de los pozos cerca a los contactos
agua petroleo y se tuene una formacion con una alta permeabilidad vertical.

llustracion 23. Conificacion

— @

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J., ELPHICK
J., KUCHUK F., ROMANO C., ROOHART L., Control de
Agua. Oilfield Review. 2000.

1 Barrido areal deficiente: este fendmeno se da principalmente por la
anisotropia del yacimiento la cual dependiendo del angulo en que fluya el agua
dentro de las gargantas de poros, va cambiar su permeabilidad, como se
muestra en la llustracidn 24 en algunos casos la dispersion del agua inyectada
no va ser uniforme respecto al area que se desea barrer.
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llustracion 24. Barrido areal deficiente

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J.,
ELPHICK J., KUCHUK F., ROMANO C.,
ROOHART L., Control de Agua. Oilfield
Review. 2000.

1 Segregacién gravitacional: Dado a la diferencia de densidades entre el agua
y el crudo, gran parte del agua tendera a posicionarse en el fondo del yacimiento
generando una ruptura temprana en los intervalos cafioneados mas profundos
del pozo productor, ese efecto es pronunciado en reservorios con un gran
espesor y buena permeabilidad vertical. (Ver llustracion 25 )

llustracion 25. Segregacion gravitacional

Inyectar ‘ ‘ Productar ‘ ‘

P ———

e P

o e

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J., ELPHICK J.,
KUCHUK F., ROMANO C., ROOHART L., Control de Agua.
Oilfield Review. 2000.

i Capainundada con flujo transversal: como se muestra en la llustracion 26
cuando existen capas sin flujo transversal entre ellas y dado a una barrera
impermeable, se va generar un canal preferencial para el agua en donde se va
llegar a una ruptura mas temprana al pozo productor.
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2.7

i L
sim

llustracion 26. Capa inundada con flujo transversal

I'EI

Invyectar Froduwctor

|

|

ANl

Fuente: BAILEY B., CRABTREE M., TYRIE J., ELPHICK
J., KUCHUK F., ROMANO C., ROOHART L., Control de
Agua. Oilfield Review. 2000.

m—tm

METODOS DE PREDICCION DE LA INYECCION DE AGUA

o ®todos de prediccion son un conjunto de ecuaciones que se aplican para
ular el comportamiento esperado en un yacimiento al pasar el tiempo y

pronosticar su futuro como lo es: tiempo de ruptura, petréleo recuperado, caudales,

esq

uemas de inyeccion yproducci -n antes y de $pkntesel

gran numero de técnicas se pueden destacar:

)l

Métodos volumétricos: es un método que estima el recobro esperado por la
Inyeccidn de agua y se representa en la Ecuacion 8.

Ecuacion 8. Recobro Final por inyeccion de agua

Recobro Final por inveccion de agua = N (BN) = ER

Este método utiliza corazones para determinar la porosidad y la saturacion, al
igual que mapas isopacos para determinar el volumen del yacimiento, gracias a
estos datos se determina el aceite original in situ y el recobro final; este método
no predice el comportamiento en el tiempo de la produccion de aceite.

23 Ferrer, M. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 7. P.

201.
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1 Métodos empiricos: fse basan en correlaciones entre propiedades de las roca
y los fluios y afustes del comportamiento historio de produccion e inyeccién de
otros yacimientos cercanos.o?*

! Simuladores de yacimiento: son los mas usados actualmente por su rapidez
y eficiencia, principalmente estos simuladores estan decodificados con
diferentes métodos tanto analiticos como numéricos, con la intencion de tener
un buen manejo de la inyeccion, monitoreo del comportamiento del yacimiento
y entrega de un estimado del recobro final, utilizando los diferentes tipos de
recobro secundario o terciario.

1 Métodos analiticos: son métodos postulados por diferentes autores los
cualesconsideran parametros como son tipo de desplazamiento,
heterogeneidad del yacimiento tipos de eficiencia de barrido.

Segun su tipo de desplazamiento:
Buckley-Leverett
Craig-Geffen-Morse

Roberts

Higgins y Leighton

Rapport, Carpenter y Leas

<LK << <LK <LK <=

Segun la heterogeneidad del yacimiento:
Jhonson

Stiles

Dykstra y Parson

Yuster y Calhoun

<LK <K<K <=

Segun su la eficiencia de barrido areal:
Muskat

Hurst

Caudle y Witte

Aronofsky

<LK <K<K <=

Para el cumplimiento de los objetivos de este trabajo de investigacion, se utilizara
el método analitico de Craig Geffen y Morse, pues este es utilizado por el software
ASIA.

24 Castro, R. Gordillo, M. Historia y Criterios Empiricos en la Aplicacién de Inyeccién de Agua en la
Cuenca del Valle Medio del Magdalena. Colombia. 2005. P.60-61.
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2.8 METODO DE CRAIG, GEFFEN Y MORSE

AREst e m®t odo asume |l os efectos de
desplazamiento, una eficiencia vertical del 100%, estratigrafia e inyectividad
variable, para predecir el comportamiento de yacimientos sometidos a inyeccion de
agua en un arr egl?, eldngtode esnposible ptiizarlo si.hay
presencia o no de gas en el reservorio. Para determinar la eficiencia del barrido
areal antes y después de la ruptura se determinaron cuatro etapas (véase
llustracién 27):

1 Etapa I. Se da a inicio de la inyeccion de agua, y finaliza comenzando la
interferencia, momento en el cual los bancos de petrdleo estdn formados
alrededor de los pozos inyectores.

i1 Etapa Il. Va desde la interferencia hasta que todo el espacio poroso ocupado
por el gas se llene de agua inyectada, esta parte de la etapa es denominada
llene.

1 Etapallll. Va desde el llene hasta la irrupcién del agua a los pozos productores
denominada ruptura, la produccion de petréleo se inicia al comenzar esta etapa.

1 Etapa IV. La ultima etapa va desde la ruptura hasta el limite econémico del
proyecto de recobro secundario.

Estas cuatro etapas se pueden evidenciar en la llustracion 27 expresados en una
sola capa.

llustracion 27. Etapas Método CGM

ETAPA1 ETAPA2 [
Inicio de la inyeccién a interferencia Interferenciaa llenado total ‘

ETAPA3 ETAPA4
Llenadoairrupcién delfrente de agua Posteriora la irrupcion.

Agua
@ Petrdleo
Gas
Productor
A 'nyector l . .

Fuente: MAYORGA, C. MORA, C. CASTRO, R. ORDONEZ, R. PAREDES,
E. Prediccién Del Proceso De Inyeccion De Agua Mediante Simulacion
Analitica: Sector Norte Del Campo Lisama, Formacién Mugrosa, Método
Craig Geffen Y Morse. Colombia. 2010. P. 65.

25 Ferrer, M. Inyeccidn de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 7. P.
241.
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Para iniciar con el método analitico de Craig, Geffen y Morse, se debe tener los
siguientes datos:

Volumen poroso

Aceite in-situ al inicio de la inyeccién

Relacion de Movilidad

Determinacion de la eficiencia de barrido a la ruptura de agua usando la razén
de movilidad y las correlaciones

Determinacion de la maxima saturacion de gas

Agua acumulada al momento de la interferencia

Agua acumulada al momento del llene

Agua acumulada al momento de la ruptura

=A =4 =4 =4 =A =4 =4 =4

2.9 SOFTWARE ASIA

El software ASIA se basa en el método CGM (Craig, Geffen y Morse) que tiene
como fin evaluar el comportamiento de un proceso de inyeccidén de agua, mediante
el modelamiento de la produccién agua-aceite y compararla con el historico de
produccién del campo?®.

A continuacion, se hace una descripcion de la informacién que requiere simulador
ASIA, la cual es importante al momento de asignar y modificar diferentes
parametros de los modelos, con el objetivo de evaluar diferentes esquemas de
inyeccién de agua en un Campo?’.(véase Diagrama 1).

%Mayorga, E., & Mor a, Cicadgadye&indd &uaeed €l areainortadela nal 2 t

campo Lisama- f or maci - n Mugrosa wusando el M®t odo
investigacion, 68.P.
27 Instituto Colombiano del Petréleo (2005). Manual Técnico Asia 2005. Piedecuesta Colombia.
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Diagrama 1. Datos basicos para creacion de modelo en el Software Asia

AA cada uno de los modelos se le asignan propiedades como;
porosidad, permeabilidad, espesor, buzamiento y saturacion.

ASe le asigna agua inyectada mensial a cada modelo.

APermite determinar la distribucion areal de la inyeccion de agua.

Distribucion vertical

AEsta es calculada a partir del producto de permeabilidad - espesor
o informacion de los registros ILT.

Ase le asigna un valor de agua inyectada mensual a cada uno de
los modelos.

AAsia define los siguientes tres parametros para lograr el ajuste
historico: influencia, eficiencia areal a la ruptura y eficiencia de
recobro.

Fuente: Elaboracion Propia.

El Diagrama 2 a continuacion describe la metodologia utilizada para lograr predecir
el comportamiento de produccion al implementar un sistema de inyeccién de agua
en un campo?.

8 MAYORGA, E., MORA, C. (2008) #fAPredicci-n anal2tica
del campo Lisama-f or maci - n Mugrosa usando el M ®Reuvistaode d e Cr
investigacién, 66-68. P.

71



Diagrama 2. Metodologia del Software ASIA

A"Se realiza la recoleccion y analisis de la informacion
geologica, analisis PVT, permeabilidades relativas, taasas
de produccion, tasas de inyeccion, eventos y coordenadas
de pozo, petrofisica de los yacimientos, etc".

ASe definen los patrones de inyeccion, por un pozo
productor y los inyectores que lo rodean, para cada una
de las arenas teniendo en cuenta la produccion de fluiod y
la continuidad de los yacimientos

Ala informacion de carga esta constituida por coordenadas
X,Y,Z y las propiedades petrofisicas como porosidad,
espesor neto, permeabilidad y salturacion de agua al inicio

Carga de datos del proceso.

AUna vez cargada toda la informacion se procede a
calcular cada uno de los modelos generados para estimar
el petroleo debido al proceso de inyeccion de agua

Fuente: Elaboracion Propia.
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3. PROPIEDADES DEL MODELO ESTATICO

3.1 DEFINICION DE LAS PROPIEDADES DEL MODELO

Se definen las propiedades estéticas basandose en el modelo de inyeccion de agua
suministrado por el Instituto Colombiano del petroleo. La siguiente informacion fue
recolectada en la base de datos (OFM) para el Campo Galan:

Coordenadas de pozos (X, Y, Z)
Porosidad

Permeabilidad

Saturacion de agua

Espesor

E

La clasificacidon de los pozos se realiz6 de la siguiente manera:

9 0O -Pozo activo

1 17 Pozo inactivo

1 27 Pozo abandonado
T 371 Pozo seco

Los datos de propiedades estaticas de la formacion Colorado (Zona A), fueron
organizados en tablas como se observa en la llustraciéon 28, las cuales estan
contenidas en el modelo ASIA.

llustracion 28. Informacién basica petrofisica para las arenas Al y A2.

SATURACION DE

ARENA | POZO CoordenadaX CoordenadaY CoordenadaZ |POROSIDAD| ESPESOR [ PERMEABILIDAD AGUA INICIAL

F

A GALN0OOL 1020115 [ 1275197 x8 039 78 254 0.3017
A GALN00O1 1020115 1275197 nn 0.2305 30 255 0.2830
A3 GALN0OOL 1020115 1275197 3621 0.2328 A JE)! 0.2832
Al GALNDO02 1020067 1275781 H11 0.2393 1l 254 03007

Al GALN0O3 1020655 1274829] i 0.2353 127 254 0.3017

Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste historico y prediccion del proceso de inyeccién de
agua mediante simulacién analitica en la Formaciéon Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. P.74.

Las curvas de permeabilidades relativas y flujo fraccional del modelo
inyeccion/produccién para el Campo Galan, son representativas de las pruebas de
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laboratorio de muestra de nucleo del pozo GALOOO1N 2° como se muestra en la
Grafica 2 y Grafica 3

Grafica 2. Curvas de permeabilidad agua y aceite

SATURACION DE AGUA VS PERMEABILIDAD RELATIVA

0.9
0.8
0.7
0.6 o Krw
05 e Kro
0.4
03
0.2

PERMEABILIDAD RELATIVA

0.1

(o} 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 o7 0.8

SATURACION DE AGUA (3W)

Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste histdrico y prediccion del proceso de
inyeccidon de agua mediante simulacién analitica en la Formacién Colorado, Campo
Galéan - san silvestre. Colombia, 2009. P.74. Modificado por los autores

Gréfica 3. Curva de flujo fraccional Campo Galan

SATURACION DE AGUA VS FLUJO FRACCIONAL

0.5
0.8
0.7
e e Fw
0.5
0.4

0.3

FLUJO FRACCION

0.2
0.1

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.5 0.7 0.8
SATURACION DE AGUA (SW)

Fuente., BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste histérico y prediccién del proceso de
inyeccién de agua mediante simulacion analitica en la Formacion Colorado, Campo
Galéan - san silvestre. Colombia, 2009. P.74. Modificado por los autores

Las curvas de permeabilidades relativas muestran el comportamiento de un
yacimiento con mojabilidad mixta, en donde unos granos son humedecidos por

2 Bustamante, D., & Moreno, E. Ajuste histérico y prediccion del proceso de inyeccién de agua mediante simulacién
analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre. Colombia, 2009. p.75.
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agua y otros por petroleo, los cual representa una saturacion de 50% en donde se
cortan las dos curvas Kro y Krw, ademas, segun el comportamiento en la curva de
flujo fraccional se puede ver baja eficiencia de barrido debido a la forma lineal de
pendiente entre los rangos O i 0.9 para los valores fw en un corto rango de
saturacion de agua, lo cual indica rapida ruptura en los pozos productores.

Las propiedades PVT descritas en la Tabla 3 se calcularon teéricamente, a su vez
se tomaron datos de pozos analogos (LLANOO10 i Campo Llanito) que han sido
probados y muestran similares propiedades a las del Campo Galan puesto que
estan ubicados en la misma cuenca y producen de las formaciones Mugrosa y
Colorado, las densidades y composiciones del agua también son implementadas
en el proceso de inyeccion.

Se presentan datos de viscosidades para el agua y petréleo, importantes en todos
los procesos de produccion, transporte, refinacion y petroquimica. También se
tienen datos de factor volumétrico para agua, gas y crudo, los cuales se
dimensionan como el volumen en barriles que cada uno de los fluidos a condiciones
estandar ocupa en el yacimiento, asimismo saturaciones de petréleo residual y su
permeabilidad relativa; siendo estos indicadores representativos del
comportamiento que podria tener el fluido en el yacimiento.

Tabla 3. PVT representativo para el Campo Galan i San Silvestre

Kro@Swirr 1 Krel GALANOOO1N 6465 ft
o\ 0.579552 cp Flujo de fluidos en valvulas, accesorios y
tuberias, CRANE, pag. A-3 @ 120 °F
J W 61.7132 Ib/cp Flujo de fluidos en valvulas, accesorios y
tuberias, CRANE, pag. A-11 @ 120 °F
Bw 1 RB/STB Dato ideal
Sor 32% Krel GALOOOL1N 6465 ft
Krw@Sor 0.109 Krel GALNOOO1N 6465 ft
Ho 52.75 cp PVT LLANOO010 6465 @ Pb
}0 0.907 Ib/pc PVT LLANO010 6465 @ Pb
Bo 1.0614 rb/stb PVT LLANOO010 6465 @ Pb
Sg 0.15 Metodologia Dr. Ganesh Thakur

Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste historico y prediccion del proceso de inyeccion de
agua mediante simulacién analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. p.42.

3.2 DEFINICION DE LOS MODELOS DE INYECCION

Los datos de volumenes de inyeccion de agua para el Campo Galan se extrajeron
de las tablas de propiedades para los pozos del modelo, en la llustracion 29 se
puede observar un ejemplo del Pozo GALN00029, su informacion esta organizada
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por fechas, volumenes de agua inyectada, presiones de inyeccion, y graficas de
caudal de agua mensual inyectada vs tiempo, para cada uno de los pozos como se
muestra en la llustracion 30.

La informacion se recopila hasta el afio 1986, visto que los datos de produccion
hasta esa fecha son reales y representativos para realizar el andlisis de zonas
canalizadas.

llustracion 29. Datos de propiedades del Pozo GALN00029.

5 Properties of GALMODZE — pod
General Lapers todels Wert. Distribution HICI
WELL NAME WELL TYPE

|WATEFI INJECTOR |_|

WELL HISTORY
DATE WATER | DaYS |PRESSURE -

19730601 12240: 30 499325
1973070 20325 jln| -999.25
1973080 13750 20 -993.25
19730901 16927 30 -393,25
1973100 18104 jln| -999.25
1979110 10812 20 -993.25
1979120 16709 30 -393.,25
19800101 15500 ln| 499925
19200201 11887 20 -993.25
19800301 ] 30 -393.,25
19800401 1] 30 -393.25

19800501 0 a0 -393.25
19800601 0 30 -393.25
19800701 9440 30 -393.25
159800807 7530 30 -393.25
19800301 18000 30 -393,25

Ok | Cancel |

Fuente. Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). 2018.
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llustracion 30. Volumen de agua inyectado Vs Tiempo en el Pozo
GALNO0028

MOMNTHLY WAT. INJ

100 090 - GRALNOOZ3

000 1
25 000 4
1a 000 -
Qo0
500 4
|:||:||:|:
500
250

190 +——7—+—T7T""—7T——71T 7T TT1T 7

o
L

= ain

Fuente. Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). 2018.

Para saber la tasa de agua que debe ser inyectada por pozo es importante conocer
la distribucion vertical de los fluidos en el yacimiento, la cual en algunos pozos se
asigno mediante registros de inyectividad y en otros se calcularon como el espesor
por la permeabilidad (K*H), de modo que fue posible predecir el comportamiento
del agua por el método Craig Geffen Morse (CGM), sin embargo, algunos
volimenes estan influenciados por diferentes eventos como aislamiento de zonas,
recompletamiento, recafioneo, entre otros, siendo estos, trabajos que afectan el
proyecto de inyeccién de agua en general.

Los pozos inyectores en el Campo Galan fueron cafioneados en las arenas A1 Y
A2 de la formacion Colorado, dicho lo anterior, los analisis del modelo seran
enfocados en estas arenas del yacimiento.

En la llustracion 31 e llustracién 32, se puede observar l0s pozos inyectores en
las Arenas A1y A2 que afectan a los pozos productores, a partir de esta distribucion
y los datos del modelo en el software ASIA se analizan los diferentes patrones que
pueden estar produciendo altas cantidades de agua.
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llustracion 31. Patrones de Inyeccion arena Al

POZO PoOIO
I PRODUCTO POZOS INVECTORES PRODUCTOR POZOS INYECTORES
Noainooos [cainoois [eainooss [cainocoss GALNO0SD  [GALNO0S9 |GaLne1o0
HcAino0os [GALNOD3S |GALNODA1 [GALNOD42 |lcaLnoos2  |GaLno108 |GALNO109 [GALND113 |GALNO114 |GALNO119
Ncainooo7  [GaLNooss |lcatnooss  |eainoior |eainoioz [Gainoios [cainoiin
Noanooos [eainoo1s |Ganooas [Gainooss [eainoos | |lsAaLNooss  |GaLno100 |GALNOL10
NGawno009  [GaLnoos: |lsatwooss  |Gainoioz Jeainoi03 [Gawnoio7 [eawnoios |
Noawnooiz [eainoost [GALNO0SE [GALn0116 (lsatnooso  [Gawnoi0 |eawNoinl [Gawnoii2
Neawnooi3 [eainooss [canoosa [Galnooss [Gawnonn7 | |leatwooss  |Gainoios [eainonio [Ganoiz [eawvons |
Noawnooia [canon7 | |lsanoos2  [GALNO107 |GALNO108 |GALNO114
Noanoois [cainoors |Gawooss | |leaLNoo6s  |GaLno103 |GALno106 |GALNO107
Noawnoo22 [canoos: |GALNODSD |GALNODSS [GALND0%S [GALN0O116 |lcaLnooss  [sALnooa1 |GALNo106
Noainooza |Gainoost |Gatnoosz [Gainooss |Gainooiis |GaLnooi2o [ T
Noawooas [canoois |cainooas | |leano115  [GaLnoo19 |GaLnoD2s |GALNODIE [GALNDo42
Ncainoo2s  |GaLnoozs GALNO118  |GALND101 |GALNOD109
fcawnoos [cainooso |GALNOOST |GALNDDST |GALNOOSS | ssigon2  [ssiLooan
| T ) ssi000s  |GALNOILL [sSiLona2
NGAINDD39 [GAINDOS1 |GALNOOSD |GALNDOS1 |GAIND092 |GALNO116 |GALNO120 |(SSILOD07  |GALNO112 [GALMO11S [SSIODAD  [SSILODA1
Ncanooso [cainoozs [Gainooaz | 5510008 |GALND113 |GALNO114 |SSILO04D
Noainooa3  [Gainoo3s |Gainoos? |Gainooss sSI0009  [GALNDLI4
Ncanooas [Gainoos: |GALNODS2 [GALNOI01 [GALNO102 ssioo12  [ssiLooas
Noanooss [eainoos: |Ganooss [Gainoio2 Gainoios |lssioo13  |ssiooa1  [ssioaz
Noawnonss [cainoosz [canoose [cainoizo |lssioozs  ssiooso  [ssiooan
Boanooss [eainooss |eanoioo [Gainoion eanoizo |

Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste historico y prediccién del proceso de inyeccién de
agua mediante simulaciéon analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. P.82.

llustracion 32. Patrones de inyeccién arena A2.

poz0 POZ0
i POZ0S INYECTORES e POZ0S INYECTORES
Roawnooos [Gatnoots [Galnoos3 [GALNOOSS | GALNOD9  |GALNOOST [GALNOOS0 [GALNOOS1 |GALNGOS2 |GALNOI16 |GALNOL20
Rcatnooos [GaLN0oss [cALN0o#2 IGALNOD43  [GALNOO3S |GALNOOST |GALNGOSS
| [ IGANO4 [GALNO091 GALNODS2 |cALNo101 [GALNOI2
Joanooss [canoots [cainooss [Gainooss Gaunoos | (GALNODS5  [GALNO09 GALNOOSB [cALNo102 |GALNO103
Keavooos [sanooss IGALNOO46  [GALNO0S2 |GALNOOSS |GALNOI20
Nawnoo12 [Gatnoost |GALNOO%6 [GALNOL16 lGALNOO48  [GANO09S |GALNO100 |GALNG01 |GALNO20 |
Roawvooi3 [catnooss [catnooss [catnooss |eawnont? | IGALNO0S0  [GALNO0S9 GALNO10D
Roawnooa [Gainooss [eawnons7 IGALNOOS3  [GALN0101 GALNOI02 [GALNO109 [GALNOLIO |
Roamooss [Gainooso [cainooss |GALN0oss |GatNoos7 | lGAtNooss  Gatno10o [GaLNo11o
| [ s lGANO0SS  [GaNo102 |GALNG103 |GALNOIO7 |GALNOIOS |
Roawnoo2 [cainoos [6ainonso [GaNooss |GALNOOSS |GALNOOL1S | [GALNOOGO [GALNOL0 GALNOLLI |GALNOIL2
Roaunooas [Gatnoos: [GaiNo0s2 [GALNOOSS |GALNOO116 [GALNOL20 | |GALNOOGL  [GALNOI0S [cANO110 [GALNOIL
Roatnooas [cainonrs [cainoozs IGALNODG2 [GALNO107 [GALNO10S |GALNO114
| [ IGALNOOSS  [GaLN0103 |GALNOI0G [GALNO107
Boanooss [cawnooso [canoost [atnoos7 Gaunooss | IGALNOG6 | GALNO106
Roawnoo7 [Gatnooss lGALNOLIS  [GALNO0IS |GALNON2S |GaLNoo3 |GALNos2 |
Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste historico y prediccion del proceso de inyeccion de

agua mediante simulacién analitica en la Formacién Colorado, Campo Galan - san silvestre.
Colombia, 2009. P.82.
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flLos patrones raramente se pueden usar de manera perfecta por razones técnicas
o legales, muchos campos que utilizan patrones de flujo irregulares, tienen
dificultades al momento de monitorear y evaluar la eficiencia de recobro.

Los patrones de flujo se pueden clasificar en patrones de 4, 5, 7 y 9 puntos. El
patron de inyeccion a escoger depende del yacimiento y de restricciones técnicas,
legales, de procesos y econémicasc®.

Para el campo galan se escogen 11 arreglos de 5 puntos normal y 1 invertido, pero
los pozos productores estan siendo afectados por mas o menos de 4 pozos
inyectores como se observa en las ilustraciones anteriores, lo cual demuestra que
los patrones no aplican de manera perfecta como se evaluo en la teoria.

3.3 CARACTERIZACION DE FLUIDOS DEL CAMPO

se definen las propiedades del fluido del Campo Galan, las cuales indican el
potencial del activo.

Teniendo en cuenta la informacion de la Tabla 4, el hidrocarburo presente en el
yacimiento cuenta con una gravedad APl de 19° lo cual segun el American
Petroleum Institute lo cataloga como crudo pesado, adicionalmente su contenido
de sal es de 40 Ibs/bbl valor caracteristico del ambiente continental de corrientes
meandriformes en el que fue depositado el reservorio, su cantidad de asfaltenos es
baja de 1.03%, sin embargo al precipitarse puede interrumpir la produccion de
fluidos, finalmente se tiene una concentracion de azufre de 0.99% también es baja,
dado que esta suele ser mayor en crudos mas pesados.

Tabla 4. Propiedades del crudo Galan i San silvestre

PROPIEDAD VALOR
Temperatura 125 °F
Gravedad API 19.2
GOR inicial 188 PC/eaL
Presion de saturacion 1496 PSIA
Compresibilidad @Psat 7.87 E — 06 Yesia
Punto de inflamacién 85 °F
Punto de fluidez 25 °F
Contenido de sal 40 lbs.
Asfaltenos 1.03 % Peso
Azufre total 0.99 % Peso

Fuente. BUSTAMANTE, D., MORENO, E. Ajuste historico y
prediccibn del proceso de inyeccibn de agua mediante
simulacion analitica en la Formacién Colorado, Campo Galan -
san silvestre. Colombia, 2009. P.42.

30 Bustamante, D., & Moreno, E. Ajuste hist6rico y prediccion del proceso de inyeccion de agua
mediante simulacién analitica en la Formacién Colorado, Campo Galan - san silvestre. Colombia,
2009.p.57.
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4. CANALIZACION DE AGUA

En este capitulo se identifican los pozos con problemas de canalizaciones en el
Campo Galan mediante andlisis de los histéricos de produccion, inyeccion y
propiedades geoldgicas del campo, data contenida en un modelo de Inyeccion de
agua suministrado por el Instituto Colombiano del Petréleo.

Para comenzar con los respectivos analisis se seleccionan 7 de los 38 pozos
productores del Campo Galan, con arreglos de 11 patrones de inyeccién de agua
de 5 puntos normal y 1 de 5 puntos invertido. cada patron fue observado
directamente en la graficas del software ASIA para cada uno de los pozos
productores. En el ANEXO A se pueden observar los graficos representativos del
Software ASIA para cada uno de los arreglos en el Campo Galan.

Los pozos de estudio se escogieron mediante la visualizacion de gréficas de
produccion vs tiempo para cada uno de los patrones del modelo, en 7 se
evidenciaron mayores producciones de agua con respecto a la de aceite y una
tendencia a incrementar para los ultimos periodos de la inyeccion, las arenas (Al,
A2) de estos pozos se identifican por tener valores de WOR mayores a 10, por eso
este valor se escoge como un cutoff

A continuacion, se presentan los respectivos analisis de la informacion, la cual es
interpretada mediante la creacion de diferentes gréaficos, que permiten evaluar y dar
un diagnéstico para el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, partiendo de
la data de produccién-inyeccion extraida del modelo de simulacion analitica hasta
el afio 1986, en el cual se cierra la produccién de la Formacién Colorado.

4.1 ANALISIS DE POZOS PRODUCTORES

Se adquiere la informacién de produccion de agua, aceite, y WOR a través del
tiempo, para cada uno de los 7 pozos productores, la data es extraida del modelo
del Campo Galan y organizada en un archivo de Excel como se observa en la

. Teniendo en cuenta estos valores se realizan los graficos de diagndstico K.S.
Chan, Log WOR vs Np y producciéon acumulada de agua y aceite vs tiempo con el
fin de evaluar el comportamiento de agua en el yacimiento.

4.1.1 Grafico de diagnésticoK.S.Chan. A T®cni ca para deter mi na
excesiva de agua y gas, basada en estudios de simulacion numérica de
yacimientos conificados o canalizados, determinando asi en los gréficos log-log de
WOR y GOR un comportamiento distinto para cada mecanismo, a su vez al derivar
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el WOR es posible predecir si la canalizacion es por irrupcion en una capa o
canalizaciones cer®a a |l a cara del pozoo

La Tabla 5 e llustracion 33 representa el formato en el que se organizaron datos
de produccion acumulada de agua/petréleo y valores de WOR, estos son
organizados en Excel hasta el afio 1986 y tenidos en cuenta para realizar los
andlisis pertinentes a los 7 pozos con altos valores de relacion agua petréleo, segun
Bustamante Daniel®?, estos fueron tomados de formas ministeriales para ser
cargados en el simulador ASIA.

Tabla 5. Formato Excel de datos; produccién acumulada de agua
aceite y WOR en el tiempo para el POZO GALN0026

GALNO0026

Agua Aceite '

Fecha acumulada acumulado Wgtairic?”

(dia/mes/afio) producida producido (bbl/bbl)

(Bbl/mes) (bbl/mes)
1/10/1955 1 556 0.0018
1/11/1955 3 2474 0.001
1/12/1955 5 4539 0.001
1/01/1956 8 6655 0.0014
1/02/1956 18 10611 0.0025
1/03/1956 26 16717 0.0013
1/04/1956 35 20393 0.0024
1/05/1956 37 22082 0.0012
1/06/1956 40 22426 0.0087
1/07/1956 41 22504 0.0128
1/08/1956 48 25487 0.0023
1/09/1956 52 28911 0.0012
1/10/1956 59 31742 0.0025
1/11/1956 65 33919 0.0028
1/12/1956 68 36423 0.0012
1/01/1957 75 39038 0.0027
1/02/1957 80 40893 0.0027
1/03/1957 84 42303 0.0028
1/04/1957 89 44189 0.0027
1/05/1957 94 45926 0.0029
1/06/1957 97 47738 0.0017
Fuente. Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). 2018. Modificado por los

autores

31 K.S. CHAN. Water Control Diagnostic Plots. Schlumberger. SPE30775. p. 756.
32 Fuente. Bustamante, D., & Moreno, E. Ajuste histérico y prediccién del proceso de inyeccion de agua mediante
simulacién analitica en la Formacion Colorado, Campo Galan - san silvestre. Colombia, 2009. P.42.
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llustracion 33 Graficos de K.S. Chan
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Fuente: MUKHANOV, A., GARCIA C., TORRES, H. Water control diagnostic
plot pattern recognition using support vectorial machine, SPE: Moscow,
Russia;2918. P.3. SPE-191600-18RPTC-MS.

Como se muestra en la llustracion 33 se puede determinar mediante los gréaficos
de Chan cuatro efectos, los cuales son:

1

Relacion agua/petréleo constante: Cuando esto sucede se tienen pendientes
en la curva, menores a 1 y se asume que el agua esta ejerciendo buena
eficiencia de barrido en el yacimiento, a su vez los pozos con este
comportamiento no son candidatos para trabajos de workover.

Desplazamiento normal: Los valores de WOR incrementan gradualmente en el
tiempo, es decir, se tienen valores lineales positivos en la pendiente de la curva
y un incremento en el contacto agua petréleo, este comportamiento es normal
y no se requiere de intervencion en el pozo.

Canalizaciones en multiples capas: Se evidencia un cambio en la pendiente de
un WOR constante, se observan mayores valores de WOR para los ultimos
tiempos, esto puede ser por la irrupcion de agua en una de las capas mas
conductivas, la relacion WOR incrementa proporcionalmente a la irrupcion en
varias capas.

Canalizacion rapida: Se generan rapidos incrementos con la produccion de
agua, puede ser por un patron abierto en una falla o fractura 6 un canal detras
del casing por mala cementacion en el anular, en este parametro el WOR
cambia en magnitudes de 1 a 100 y se disparan exponencialmente los valores
en las curvas WOR Y WOR derivada para el ultimo periodo.
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4.2.1 Pozo productor GALNOO09. Las Grafica 4 y Grafica 5 presentan el analisis
de produccion del pozo SSILO009 con valores de WOR menores a 10 con el fin de
realizar comparaciones en el comportamiento de produccién para los 7 pozos de
estudio canalizados seleccionados anteriormente.

Graéfica 4. Historia de produccion acumulada aceite y agua vs tiempo.

GRAFICO PRODUCCION ACUMULADA DE AGUA Y ACEITE VS TIEMPO
40000

35000
30000  ==AGUA
25000
20000

PRODUCCION ACUMULADA
(BBL)

==ACEITE
13000
10000 e
2000
0
1960 1965 1971 1976 1982 1987
TIEMPO {ANOS)
Fuente. Elaboracion propia.
Gréfica 5. Diagnéstico K.S. Chan Pozo SSIL0009
GRAFICO LOG LOG WOR VS TIEMPO
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Fuente. Elaboracion propia.

En el grafico de K.S. Chan es posible observar un comportamiento de
desplazamiento normal, se puede observar una declinacién en el WOR justo antes
de iniciar el proceso de inyeccion de agua en el afio 1974, generando declive en la
produccion de fluidos en el tercer periodo, causado por el agotamiento de la energia
en el yacimiento, sin embargo, al implementar la inyeccion se percibe un
incremento en la producciéon de agua/petréleo por ende aumenta de nuevo el
WOR, sin embargo este se mantiene constante en el final de la curva; segun
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Mukhanov 23, esto se debe a una buena eficiencia de barrido de aceite por parte
del agua en el yacimiento.

El grafico LOG WOR vs Np (véase Grafica 6), evidencia el comportamiento
constante de WOR en los gréaficos de Chan para los ultimos tiempos de produccion
del pozo en las arenas Al y A2, con una produccion acumulada de fluidos 44,8
KBO y un corte de agua de 28%.

En la Gréafica 7 se pueden visualizar valores WOR de 10 en adelante para los 7 pozos
seleccionados del modelo, 2 de los pozos no pasan el valor de 10, sin embargo, la
pendiente de la curva al ser tan alta muestra una tendencia a incrementar aceleradamente
en el tiempo.

A continuacion, se presentan los analisis de produccion pertinentes para cada uno
de los pozos, a su vez se calcula la derivada en términos de la pendiente de la
curva de WOR, dato que permite corroborar el comportamiento del agua y evaluar
de mejor manera los datos extraidos del software ASIA.

Gréfica 6. Diagndéstico Log WOR vs Np pozo GALNO00O09.

GRAFICO LOG WOR VS NP
100

10
| W
01

0.001

LOG WOR (BBL/BBL)

WOR

1 5001 10001 15001 20001 25001 30001
ACEITE PRODUCIDO ACUMULADO NP (BEL)

Fuente. Elaboracion propia.

33 MUKHANOV, A., GARCIA C., TORRES, H. Water control diagnostic plot pattern recognition using support vectorial machine,
SPE: Moscow, Russia;2918. P.4. SPE-191600-18RPTC-MS.
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Gréfica 7. Curvas K.S. Chan para los 7 pozos de estudio.

GRAFICO LOG LOG WOR VS TIEMPO
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=
=
=

-

0.001
]

1000

Fuente. Elaboracion propia.

4.2.2 Pozo productor GALNO026. El histérico de produccién acumulada para este pozo
en el ultimo periodo es de 313 KBO y 243 KBW (véase Gréfica 8), para el momento en
que se empez6 a implementar la inyeccion se tenia un corte de agua de 2%, alcanzando
un corte de agua final de 46,66%, es decir, hubo un incremento del 44% aproximadamente,
lo que indica una gran capacidad de flujo en estas arenas, permitiendo una facil movilidad
del agua hasta los pozos productores, en comparacion con el pozo SSIL0O009 el corte de
agua es 20% mas alto en el ultimo periodo.

Grafica 8. Historia de produccion acumulada aceite y agua vs tiempo.

GRAFICO PRODUCCION ACUMULADA DE AGUAY ACEITE VS TIEMPO
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PRODUCCION ACUMULADA
(BBL)

Fuente. Elaboracion propia.

Al graficar los valores de WOR con el método de K.S. Chan (véase Grafica 9) se
puede ver que al iniciar con la inyeccion de agua en el afio 1979, la relacion de
WOR cambia de 0,1 a 9 y muestra tendencia a incrementar con una gran pendiente
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positiva de la curva hasta el afio 1986, segin Mukhanov 3* se indica una rapida
canalizacion de agua en el yacimiento, cambio que también es evidenciado en la
Gréfica 10 al ver la tendencia en la pendiente de la curva.

Gréfica 9. Diagnéstico K.S. Chan Pozo GALN0026
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Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 10. Diagnéstico Log WOR vs Np pozo GALN0026.

GRAFICO LOG WOR VS NP
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Fuente. Elaboracion propia.

4.2.3 Pozo productor GALNOOO3. Este pozo tiene una produccién acumulada
hasta el afio 1986 de 638 KBO y 713 KBW, con un corte de agua de 53%, ha
producido el doble de fluidos que el pozo anterior, lo cual indica una buena
conductividad lateral de las arenas, debido a una alta capacidad del flujo, segun los
datos extraidos del software empieza la inyeccion en el afio 1978 con un corte de
agua de 5% finalizando en 53% para el afio 1986, momento en el que para la

34 MUKHANOV, A., GARCIA C., TORRES, H. Water control diagnostic plot pattern recognition using
support vectorial machine, SPE: Moscow, Russia;2918. P.4. SPE-191600-18RPTC-MS.
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inyeccion en el campo, sin embargo al observar los graficos de produccion y WOR
hay un ligero aumento en la produccién de aceite en este periodo casi continuo.

En la Gréfica 11 se observa como incrementa la produccion de agua respecto a la de
aceite a partir del afio 1978, se calculan eficiencias de barrido de 0,706 y 0.849, para las
arenas A1 A2 conectadas al pozo inyector GALNO093, al que se le atribuyen los altos
caudales de agua producidos.

Grafica 11. Historia de produccién acumulada aceite y agua vs tiempo.

GRAFICO PRODUCCION ACUMULADA DE AGUA Y ACEITE VS TIEMPO
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Fuente. Elaboracion propia.

Enla Grafica 12 se puede observar un WOR constante antes del afio 1954 y un
incremento de 1 a 12 entre los afios 1978 y 1986, estos son grandes cambios para
ese lapso de tiempo, al igual la derivada de WOR adopta la misma tendencia de
WOR, comportamiento que segun K.S. Chan 3°, se presenta cuando se tiene una
rapida canalizaciones debido a una heterogeneidad en las arenas del yacimiento;
condicion de la formacién de presentar canales porosos de alta permeabilidad que
favorecen el flujo de agua, la Grafica 13 también representa un crecimiento en la
relacion agua petroleo favoreciendo a la produccién de agua.

35 CHAN. K.S. Water control diagnostic Plots, SPE: Dallas; 1995. P.2. SPE30775.
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Gréfica 12. Diagnéstico K.S. Chan Pozo GALNO0O3
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Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 13. Diagnéstico Log WOR vs Np pozo GALN0003.
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Fuente. Elaboracion propia.

4.2.4 Pozo productor GALNOO44.  La inyeccion de agua para este pozo inicié en
el afio 1974, antes de esta fecha se tenia un corte de agua promedio de 49%, para
el afio en 1980 se alcanza un corte de agua de 60% y se observa un cambio en la
Grafica 14 que muestra mayor produccion de agua que de petréleo, las curvas

finalizan con una produccién acumulada de 203 KBO y 697 KBW.
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Gréfica 14. Historia de produccién acumulada aceite y agua vs tiempo.
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Fuente. Elaboracion propia.

Se puede observar que seis afios después del inicio de la inyeccion los valores de
agua empiezan a incrementar y la produccion de petrdleo se mantiene casi
constante, se calculan eficiencias de barrido vertical de 0,83 promedio para las
arenas Al y A2 conectadas con el Pozo inyector GALN0101 y de 0.80 para las
arenas drenadas por el GALNO0091, valores que indican una buena eficiencia de
barrido, pero en un corto tiempo, dejando alta cantidad de aceite en el yacimiento.

Al analizar la Grafica 15, se observa que los valores de WOR han incrementado
en cada uno de los 3 periodos, sin embargo finalizando el segundo periodo para el
afo 1965 se evidencia una caida de WOR esto puede darse por diferentes razones;
un trabajo de workover, problemas en el bombeo mecénico de los pozos, etc., entre
los afios 1974 y 1986 se ven cambios en las relaciones de WOR de 1 a 100 lo que
indica una canalizacién en el yacimiento, dejando el agua gran cantidad de petréleo
sin desplazar, este comportamiento es dado a la heterogeneidad del yacimiento por
el ambiente sedimentario en el que se deposito.

La Grafica 16 corrobora el grafico de K.S. Chan (grafica 14) mostrando un
incremento de pendiente en la curva y una tendencia al aumento, se debe analizar
por cual de las dos capas se esta produciendo mas agua, para tomar decisiones
posteriores en el cierre de las arenas productoras.
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Gréfica 15. Diagnéstico K.S. Chan Pozo GALN0044
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Fuente. Los autores, 2018.

Grafica 16. Diagnostico Log WOR vs Np pozo GALN0044.
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Fuente. Elaboracion propia.

4.2.5 Pozo productor GALNOOS0. En la Gréfica 17 se presenta el historico de
produccion del pozo, en la cual se puede observar los incrementos de agua para el
afo 1980, a su vez se observa el comienzo de una irrupcion de agua para el afio
1982, finalmente para el afio 1986 el pozo pasa de un corte de agua de 14% a 75%,
con un acumulado de 231 KBO y 691 KBW , también se puede ver el poco
crecimiento en la curva de aceite manteniendo una pendiente lineal a pesar de

estar afectado por un mecanismo de inyeccion de agua.
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Gréfica 17. Historia produccién acumulada aceite y agua vs tiempo Pozo GALNOO050.
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Fuente. Elaboracion propia.

En la Gréafica 18 se observan valores casi constantes para los dos primeros
periodos antes del afio 1974, desde este afo hasta el 1986 se observa un cambio
de relacién agua petrdleo (WOR) llegando a producir 100 veces mas agua,
simultaneamente la derivada de WOR se une a la curva indicando una rapida
canalizacion en este pozo, la mayor eficiencia de barrido vertical es de 0.80
aproximadamente para la arena A1 conectada al GALN0O099, por lo tanto se deduce
qgue la mayor cantidad del agua producida se debe al desplazamiento en esta
arena.

Grafica 18. Diagnostico K.S. Chan Pozo GALN0050
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Fuente. Elaboracion propia.

La produccién de agua para este pozo es 50% mayor con respecto a la de petréleo,
como se puede ver en la Grafica 19 el crecimiento de la curva es muy alto en
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comparacion a un pozo como el GALNOO9 que no presenta canalizaciones, esto
puede suceder por cambios en las saturaciones de agua iniciales, su distribucion
en las capas y heterogeneidad del yacimiento.

Gréfica 19. Diagnéstico Log WOR vs Np Pozo GALNOO050
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Fuente. Elaboracion propia.

4.2.6 Pozo productor GALNOO53. El corte de agua de este pozo corresponde a un
promedio de 23%, desde sus inicios hasta el momento en que comienza la
inyeccién, comportamiento normal en un corte de agua para un pozo no canalizado,
sin embargo, finalizando el periodo de inyeccion para el afio 1986 la produccion
acumulada es de 3,36 MMBW y 431KBO, llegando a producir 89% mas de agua
como se observa en Gréfica 20.

Gréfica 20. Historia de produccién acumulada aceite y agua vs tiempo Pozo GALNO053
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Fuente. Elaboracion propia.
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En la Gréfica 21 y Gréfica 22, se observa incremento de pendiente en las curvas
desde el afio 1979, en la gréfica de K.S. Chan se ve como la relacién pasa de 1 a
100 para el WOR después del afio 1979 hasta el 1986, se esta dejando gran
cantidad de petréleo sin barrer, dado que la permeabilidad favorece la movilidad
del agua, por lo tanto hay una alta heterogeneidad en el yacimiento. El agua a
través de las arenas Al y A2 conectadas al pozo GALNO0101 tienen eficiencias de
barrido vertical de 0,28 y 0,417, en la A2 del GALN0110 Y Al del GALNO100 su
eficiencia de barrido vertical de 0,679 y 0,454 respectivamente, se deciden cerrar
con el fin de controlar la produccion de agua para este pozo.

Gréfica 21. Diagnéstico K.S. Chan Pozo GALNO0053
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Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 22. Grafico diagnéstico Log WOR vs Np pozo GALN0053
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Fuente. Elaboracion propia.
4.2.7Pozo GALNOO060. Este pozo cuenta con una produccién acumulada de fluidos

de 84 KBO y 210 KBW en las arenas A1 y A2 con un corte de agua que inicio en
5% y culmino con un 71%, los incrementos de produccidon de agua antes del afio
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1980 fueron pocos, lo mismo que ha sucedido en los pozos anteriores, pero al
momento de la inyeccion en el afio 1978 incrementa la produccién de agua
irrumpiendo rapidamente en los pozos, generando baja recuperacion de aceite
(véase Grafica 23).

Grafica 23. Historia produccién acumulada aceite y agua vs tiempo PozoGALN0060
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Fuente. Elaboracion propia.

Grafica 24. Diagnostico K.S. Chan Pozo GALN00O60
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Fuente. Elaboracion propia.

La Gréafica 24 evidencia una rapida canalizacion en el pozo, a partir del afilo 1985
la relacién agua / petréleo toma valores WOR de 1 a 30, con un comportamiento a
incrementar que se puede ver desde el afio 1976.

La Grafica 25 comprueba el comportamiento de WOR, dado que en la curva se
puede ver mas produccion de agua que de petroleo.

94



Gréfica 25. Diagnéstico Log WOR vs Np pozo GALN0060
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Fuente. Los autores, 2018.

4.2.8 Pozo SSIL0O007. Las curvas de la Gréfica 26, exhiben un comportamiento
de canales de agua preferenciales en las arenas A1 Y A2 lo que lleva a ocasionar
una alta produccién de agua, al finalizar el proceso de inyeccion los acumulados
guedaron de 95 KBO y 155 KBW con corte de agua del 63%.

Grafica 26. Historia de produccién acumulada aceite y agua vs tiempo Pozo SSIL0O007
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Fuente. Elaboracion propia.

Al realizar los gréaficos de K.S. Chan (Véase, Gréafica 27), se ve el rapido crecimiento de
valores WOR mayores a 10 desde el afio 1980, al igual que el comportamiento de los
valores de la derivada, lo cual indica una ruptura del agua en el pozo, se decide cerrar la
arena Al conectada al pozo SSIL0041 con una eficiencia de barrido vertical de 0,762, de
modo que se controle la produccién de agua.
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Gréfica 27. Diagnéstico K.S. Chan Pozo SSIL0007
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Fuente. Elaboracion propia.

Gréfica 28. Diagnéstico Log WOR vs Np pozo SSIL0007
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Fuente. Elaboracion propia.

La Gréafica 28 permite corroborar los valores de WOR mayores a 10, dado que los
volimenes de petréleo producido son pocos en relacibn con el agua,
comportamiento de pendiente diferente al del Pozo GALNOOO9 que no presenta

canalizaciones.

Para concluir el andlisis de produccion, se determinan cortes de agua en los pozos
productores entre un 50% y 70% aproximadamente, altos y rapidos incrementos en
los valores de WOR para el afio 1980, mitad del proceso de inyeccion que tuvo una
duracion de 12 afios (1974-1986). Se identifican canalizaciones plasmadas en los

gréficos de diagnostico, Log WOR vs Np y de produccién acumulada.
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Segin K.S. Chan®%, este problema depende de varios factores como;
espaciamiento entre pozos, caudales de inyeccion, el drowdawn generado en el
pozo, saturacion inicial de agua y su distribuciéon a través de las capas.

4.2 ANALISIS DE POZOS INYECTORES

En un proceso de inyeccion de agua un parametro importante es la tasa de
inyeccion, la cual ayuda a determinar el contacto maximo con el petréleo residual,
sin embargo, una de las limitaciones es la presion de inyeccion debido a que esta
no debe sobrepasar la presion de fractura, esto con el fin de evitar la creacion de
canales de agua preferenciales que puedan generar una irrupcion temprana en los
pozos productores.

Como parametros a resaltar se tiene que la presion de saturacion del yacimiento
es de 1496 psi la cual es menor a presiones de inyeccion promedio, ademas, se
infiere que el método de inyeccién de agua ha sido implementado con el objetivo
tener un mejor barrido del petréleo con el gas en solucion, esto mantiene baja la
viscosidad del crudo haciendo que se mueva mejor en el reservorio, por otra parte
se debe conocer que fla inyectividad depende de las distancias entre un pozo
inyector y uno productor, asi como la presion de fondo, espesor de la formacion,
viscosidad y permeabilidad efectiva al fluido desplazado, entre otrosd”’.

Se utilizo la data del modelo suministrado por el ICP (véase ANEXO B) de inyeccion
de agua entre los afios 1977-1980 para realizar las gréficas de inyeccion de agua
mensual y presion de inyeccion vs tiempo en cada uno de los pozos de inyeccion
conformando los patrones que afectan los 7 pozos canalizados, con el fin de
evaluar los caudales de inyeccion con su respectivo WOR organizandolos en un
Excel como se observa en la Tabla 6. La informacién analizada en cada grafica
sera de apoyo para relacionar los pozos inyectores que pueden aportar mayores
cantidades de agua, de manera que, se pueda tomar acciones posteriores de cierre
de arenas y asi controlar las zonas canalizadas en el Campo Galéan.

36 CHAN. K.S. Water control diagnostic Plots, SPE: Dallas; 1995. P.2. SPE30775.
87 SATTER, A. Practical enhanced reservoir engineering. 1 ed. Tulsa, Oklahoma: PennWell
Corporation, 2008.
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Tabla 6. Valores de WOR para cada una de las conexiones en los
patrones del modelo produccién/inyeccion en el software ASIA.

POZO INYECTOR | ARENAS | WOR FOZ0 INYECTOR | ARENAS | WOR
GALNONZE A [
GALNOOH A1 3115 GaALNIOZE :
GALNOOE] AT FIRE GALNO02E faly 0,02
EALTIOOES 1 W] GALNO0SE A i
GALNUDEE =T R GALOOS0 GALMO03S Lals 2.4
GALMOAL GALNOTIZ &1 ] GALMOIOD A1 EEE]
GALNOTOE [ 3 GALNOTO] fals a
GALMIOT ] CXT GALNOTIZ A 00
T 1 T .
EALNODAS A1 28,13 GALMOOED .
GALNOOSS A2 I g::ﬂguf ﬁ sE'i:TT
A1 0,63 !
GALMOOOS g:tmgg}g o TaE EALMOTN AL 2654
GALNOD34 I} 726 SEIL04 A1 40
GALNOO3E A2 14 SEIL000T FELO40 el a4
GALMITID 2 13,03 GALNOTIZ ll 13,53
CALMOIOD I} T4 GALMNOTS A1 1,42
GALNOTON A2 [
GALNOOES GALNOI 21 705
GEALNOIT A2 351
GALNOI0E A1 358
GALNOIE A2 i

Fuente. Elaboracion propia.

4.3.1 Indice de vaciamiento (VRR). Segun Rasak Mayowa®, el indice de
vaciamiento indica la relacion entre el agua que se estd inyectando en el
yacimiento respecto a lo que se estd produciendo, esto permite tener una idea
sobre si la cantidad de agua inyectada es suficiente; cuando el VRR es mayor a 1
y la presion del yacimiento no esta incrementando, se pueden estar generando
pérdidas por zonas ladronas ejerciendo un mal barrido en el yacimiento, por el
contrario cuando VRR es menor a 1y la presiéon del yacimiento no esta declinando
se podrian tener influjos de fluidos como un acuifero.

La ecuacion utilizada para hallar el VRR se observa en la Ecuacion 9; la Grafica
29 representa el comportamiento del VRR para el Campo Galan, se observan
valores mayores a 1 para los afios de 1978 a 1981, de lo que se infiere que una
parte de la cantidad de agua inyectada se puede estar moviendo por zonas
ladronas de mayor permeabilidad; el balance ideal es mantener esta relacién en 1.

Ecuacion 9. indice de Vaciamiento (VRR)

B.. . G.-. Jinj
Bu ..l.'(."'ljrI L L -B.'-.---G":.jll'lr-II T H'.:..ln'l;r._):.?:“[ {I(}Rh — III?:-u.--..-. I .

VRR, =

Fuente: Abeeb A. Consideration of Voidage-Replacement ratio
in well placement optimization., University of petroleum and
minerals, society of petroleum engineers, 2013. P.3.

38 SUNMONU. M, SHOKOYA, Y, OKWDIAFOR. P., Use of water injection surveillance as an effective
reservoir management tool. Society of petroleum engineers, 2015. P. 5.
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Gréafica 29. indice de vaciamiento (VRR) yacimiento Campo Galan

VRR

15

10

5

U - !
O M~ o0 OO O ~—~ — NN O < W)W O w
P~ I~ I~ I~ I~ C 0 00 0 Q0 0O QO o0 QO 00 00 O
Oy G Oy O Gy O G O Gy Gy O Oy O &y O Gy
b S T . e i S . i S . T . e s

Fuente. Elaboracion propia.

4.3.2 Gréfico de Hall. Segun Sunmonu®®, los gréaficos de Hall son una buena

herramienta analitica para los pozos inyectores, una grafica de presiéon acumulada
en el tiempo vs agua inyectada permite monitorear el comportamiento en un
proceso de inyeccion de agua e indicar la capacidad de inyectividad en el pozo.

Gréfica 30. Curvas Hall a diferentes condiciones
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Fuente. SUNMONU. M, SHOKOYA, Y, OKWDIAFOR. P., Use of water
injection surveillance as an effective reservoir management tool. Society of
petroleum engineers, 2015. p. 20.

La Gréafica 30 muestra el comportamiento de las curvas de Hall para varios pozos
inyectores a diferentes condiciones, por una parte la curva A no muestra cambios
para las condiciones de inyeccion, mientras que las curvas B y C presentan un

39 SUNMONU. M, SHOKOYA, Y, OKWDIAFOR. P., Use of water injection surveillance as an effective
reservoir management tool. Society of petroleum engineers, 2015. P. 19.
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aumento de la pendiente indicando un dafio positivo o una mala calidad del agua
inyectada, seguido de la curva D, que presenta una disminucion en la pendiente lo
que indica un dafio negativo o una presion de inyeccion debajo de la requerida,
terminando con la pendiente de la linea E que representa un dafio negativo abrupto.
Cuando no se tienen variaciones en la pendiente de la curva es debido a que el
caudal y la presién varian proporcionalmente una de la otra.

4.3.3P0ozo GALNO019. Al observar la Gréafica 31, se infiere un caudal de inyeccién
promedio de 1800 barriles por dia a una presion promedio de 1419 psi, la inyeccion
de este pozo segun lo visto en el modelo del campo influye en la produccion del
GALNO0003 y el GALNO009, con unos indices de conectividad de 0,9822 y 0,9125
respectivamente, este ultimo corresponde al pozo no canalizado, permitiendo ver
gue este parametro es importante para identificar las arenas con mayor capacidad
de flujo que estén generando los problemas de canalizaciones.

La presion para este pozo tiene bajas variaciones en el tiempo, y la pendiente en
el grafico de Hall crece de manera lineal (véase Grafica 32 ) por lo tanto, se infieren
unas buenas conexiones de inyeccion.

Gréfica 31. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0019
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Gréfica 32. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada GALN0019
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.4 Pozo GALNO0028. En la Gréfica 33 se observa un caudal de inyeccion
promedio de 12000 barriles por dia a una presiéon promedio de 1100 psi, la
inyeccién de este pozo segun lo visto en el modelo del campo influye en la
produccion del GALN0026 y GALNOO03 con un indice de conectividad de 0,827 y
0,8007 respectivamente, lo cual indica una alta capacidad de flujo en las arenas.

Dado a que la tasa inyectada es muy alta a una baja presion se observa una menor
pendiente en la curva de Hall (véase Gréfica 34), a su vez en esta imagen no se
ven dafios abruptos en la inyeccion por algun dafio de formacion.

Gréfica 33. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0028
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Gréfica 34. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0028
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.5Pozo GALNO091. El pozo GALNO091 inicio con altos caudales de inyeccion,
en la Gréfica 35 se observa que para el afio 1976 se detuvo la inyeccién y se
reinicia en el afio 1979 con menores caudales, a su vez finaliza en el afio 1986 con
menos de 2500 bls promedio inyectados al mes, este pozo conecta con el
GALNO0044 generando asi un modelo con un WOR promedio de 49, el gréfico de
Hall (véase Grafica 36) en la zona seleccionada con dos lineas azules muestra
una caida en la pendiente, lo cual indica una inyeccion a una presion menor a la
debida.

Grafica 35. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0O091
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Gréfica 36. Curva de presién acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0091
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.6 Pozo GALN0092. A los inicios de la inyeccidén de observa un desbalance en
la presion de inyeccion, desde el afio 1978 al afio 1980 se observa que estas se
estabilizan (véase Grafica 37), a su vez se ve un comportamiento lineal en el
grafico de Hall para los ultimos afios de produccion (véase Gréfica 38).

Grafica 37. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0092
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 38. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0092
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.7 Pozo GALNO093. A los comienzos de la inyeccion de agua se obtuvieron
altos caudales a bajas presiones, lo cual genera la curvatura de baja pendiente
sefalada a los inicios de la curva de Hall, para el afio del 79 al 80 se tratan de
estabilizar las presiones, sin embargo se puede observar mucha variacion en la
Grafica 39, por ende no se ve una curva de pendiente lineal en la Grafica 40.

Grafica 39. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0O093
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Fuente. Los autores, 2018.
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Gréfica 40. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0093
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.8 Pozo GALN0Q9%4. En la Grafica 41 Se observan caudales de inyeccion
menores a 20000 bls promedio dia para la mayoria de los afios de vida util en este
pozo, sin embargo finaliza en un caudal de inyeccion menor a 10000 bls, tampoco
se ven grandes variaciones de presion en el tiempo, por lo tanto no se dan grandes
cambios de pendiente en el grafico de Hall (véase Gréafica 42) pero tampoco se
tiene una tendencia recta en esta curva como se puede observar en pozos
anteriores.

Grafica 41. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0094
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 42. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0094
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.9 Pozo GALNO099. En las curvas de la Grafica 43 se observan caudales de
agua inyectada muy parecidos a la presién de inyeccién, asi como meses de
inyeccion parados, estos cambios se ven reflejados en algunas curvaturas en el
grafico de Hall (véase Gréfica 44) por cambios de pendiente, sin embargo por la
forma de las dos curvas se podria concluir un buen balance en la inyeccion.

Gréfica 43. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0O099
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 44. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0099
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.10 Pozo GALNO0100. Se tiene un indice de conectividad de 0,988 con el pozo
GALNO0O050, el agua inyectada promedio es de 5730 bls por mes a una presion de
1403 psi (véase Grafica 45), esto es un caudal de inyeccién alto en comparacion
a otros pozos, lo cual demuestra una gran capacidad de flujo en la formacién para
esta zona del yacimiento, a su vez la Grafica 46 no muestra un comportamiento
brusco en la inyeccién que pueda generar fracturas en el reservorio.

Grafica 45. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0100
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 46. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada PozoGALNO0100

HALL PLOT

141000
121000
101000
1000
61000
41000
21000
1000
31406 99.732 152261 161.573 195.019 227.274 271,781 306.599 333.325 380.197 436.285 461.590 497.119 529.9385 578.464 607.296

AGUA INYECTADA ACUMULADA (BBL)

PRESION ACUMULADA
(PSIDIA)

Fuente. Elaboracion propia.

4.3.11 Pozo GALNO101. Se observan variaciones en las presiones de inyeccion
en la vida del pozo, asi como una parada de la inyeccién desde el afio 1983 hasta
1984, estos cambios se pueden observar en la forma del gréafico de Hall que toma
ciertas curvaturas seleccionadas con lineas azules en la curva. (véase Gréafica 47y
Gréfica 48).

Gréfica 47. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0101
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 48. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0101
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.12 Pozo GALNO0102. Al igual que el pozo anterior, este inyector solo barre
hacia el pozo GALNOO50, con un indice de conectividad de 0,99, al observar la
Gréfica 49 se evidencia que para febrero del afio 1982 se para la inyeccion de
agua, eso es dado a los grandes incrementos en la produccién de agua con valores
mayores a 100 para WOR, por lo tanto, este es uno de los pozos que esta
aportando a las canalizaciones en el productor.

Gréfica 49. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0102
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 50. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada PozoGALN0102
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Fuente. Elaboracion propia.

A pesar de tener un comportamiento normal en la inyeccién (véase Grafica 50)
puede haber problemas en las arenas que conectan el pozo productor debido a que
desde los inicios se tienen incrementos altos en la produccién de agua, quiere decir
que por esta zona no se ha ejercido un buen barrido de petroleo y el agua se esta
moviendo preferencialmente por los poros grandes de la formacion.

4.3.13 Pozo GALNO0109. Se ven muchas variaciones en los caudales de inyeccion
(véase Grafica 51) para este pozo lo cual se ve reflejado en un cambio de
pendiente en el grafico de Hall (véase Grafica 52) que esta sefialado con dos lineas
azules y por la forma de esta curva se puede concluir que la inyeccién para los
afios desde 1978 hasta el afio 1986 se ha realizado con mayor frecuencia a
presiones de inyeccidon menores a las debidas.

Grafica 51. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0109
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 52. Curva de presiéon acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0109
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Fuente. Elaboracién propia.

4.3.13 Pozo GALNO111. La Grafica 53 se observan los caudales de inyecciéon y
las presiones, estas incrementan a medida que el caudal incrementa para
complementar el comportamiento de la inyeccion en la Grafica 54 se puede
observar un comportamiento normal en la inyeccion debido a la poca variacion en
la pendiente.

Gréfica 53. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0111

Agua

g 4000 *_Presion GALNOTH 2500
B 35000 . 0
E 30000 e B A _
3 = 25000 I Pt 1500 &
£ 8 20000 A0 A N AN N D A &
2 15000 A A e e : 1000§
g 10000 ’_.:::: ' .:' :l.:.l.::. B 500
2 5000 IR | A |
< 0 " ot "o . - 0

281081976 101011978 2500511979 610980 18/021982 3071983  14/11/1984 291031986 11/08/1987

Tiempo (Afios/mes)

Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 54. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALNO111
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.14 Pozo GALNO0110. En la Gréfica 55 se observan cambios de presion y
caudales de inyeccion buena tendencia en el comportamiento segun el grafico de
Hall (véase Gréafica 56), sin embargo este pozo aporta alta produccién de agua
gue genera relaciones de WOR de 47 en el productor GALNO053, dicho esto, el
problema de canalizaciones podria estar mas asociado a las caracteristicas
petrofisicas y estructurales del yacimiento.

Grafica 55. Curva de agua inyectada vs tiempo GALN0110
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 56. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALNO0110
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.15Pozo GALNO112. Este pozo inyecta agua (véase Grafica 57) influyendo en
EL Pozo GALNOO60O, para las arenas Al y A2 con una conectividad hidraulica de
0,996. Por otra parte, en la Grafica 58 se pueden ver declines en el grafico de Hall
(curvas de baja pendiente), que indican una inyeccién de agua a baja presion.

Grafica 57. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0112
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 58. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALN0112
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.16 Pozo GALNO0113. El agua inyectada en este pozo es solo para la arena Al
de la Formacién Colorado, conectado con el Pozo GALNOO50 y un indice de
conectividad de 0,995, en la Grafica 59 se pueden observar caudales del inyeccién
y presion muy variables.

Grafica 59. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo GALN0113
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Fuente. Elaboracion propia.
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Gréfica 60. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo GALNO113
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Fuente. Elaboracion propia.

Al analizar la

Gréfica 60 se ve una curvatura positiva en el ultimo periodo de la inyeccion lo que
indica seguin Hall*® un dafio de formacién positivo o una mala calidad del agua.

4.3.17 Pozo SSIL0040. La inyeccion en este pozo se comporta de manera lineal,

la presién cambia conforme al caudal inyectado (véase Grafica 61), esto también
se ve reflejado en la tendencia del grafico de Hall (véase Gréfica 62).

Grafica 61. Curva de agua inyectada vs tiempo Pozo SSIL0040
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Fuente. Elaboracion propia.

40 SUNMONU. M, SHOKOYA, Y, OKWDIAFOR. P., Use of water injection surveillance as an effective
reservoir management tool. Society of petroleum engineers, 2015. P. 19.
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Gréfica 62. Curva de presion acumulada vs agua inyectada acumulada Pozo SSIL0040
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Fuente. Elaboracion propia.

4.3.18 Pozo SSIL0041. Este pozo tiene una influencia en el productor
GALNO0060, GALNO053 y SSIL0O007 con indice de conexion de 0,9978, 0,9986 y
0,9283 respectivamente, al observar la Gréfica 63 se nota la gran variacion en las
tasas de inyeccion.

Gréfica 63. Curva de agua inyectada vs tiempo SSIL0041
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Fuente. Elaboracion propia.

Al relacionar esta informacién con los graficos de Hall (véase Grafica 64), se
observan dos curvaturas la primera para los afios 1983-1984 que indica un dafio
de formacion positivo o una mala calidad del agua inyectada en donde se inyectan
bajos caudales a alta presion y la segunda después del afio 1984 indica que se
esta inyectando a menores presiones a la presion de inyeccion.

Esta informacion es importante para realizar un balance en el patron de inyeccion
de los ultimos dos pozos inyectores mencionados anteriormente.
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Gréfica 64 Curva de presién acumulada vs agua inyectada acumulada PozoSSIL0041
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Fuente. Elaboracion propia.

Finalmente, se evidenciaron mayores cambios de pendiente en los graficos de Hall
por curvaturas en la forma, para los pozos seleccionados del modelo con valores
de WOR mayores a 10, lo cual es indicador de problemas en los caudales y
presiones de inyeccién, asi como la presencia de un dafio de formacion positivo
para los pozos.

Teniendo en cuenta el analisis de cada pozo inyector, se escogen lo pozos
inyectores; GALNO0091, GALNO0093, GALN0094, GALNO0099, GALNO0100,
GALNO0101, GALNO0110, GALNO112 Y SSIL0041 para simular cierre de las arenas
Al y A2 mediante un conformance quimico hidrofilico (Gel Bulk) por medio del
software ASIA, esto con el fin de evaluar el comportamiento de la produccion y
WOR en los 7 pozos afectados.

El conformance quimico anteriormente enunciado tiene como objetivo gelificarse
en los canales preferenciales donde se desplaza rapidamente el agua, ejerciendo
asi la funcion de sello en la formacion ayudando a que el agua inyectada se mueva
por las zonas en donde el aceite no esta siendo barrido.

4.3 ANALISIS GEOLOGICO

fla arquitectura de una cuencay la fuente de los sedimentos inciden en la estrategia
de exploracion. Una vez iniciado el desarrollo de un campo, es posible describir la
sedimentologia de los yacimientos en diferentes escalas a partir de una diversidad
de fuentes como; imagenes sismicas de superficie, datos de pozo y de nucleos,
estos resultan Utiles en la definicién de una estratigrafia de yacimiento mas aplicada
a la planificacion de pozos vecinos y trayectorias de pozoso4!.

41 CONTRERAS, C., Investigacion de la sedimentologia de los yacimientos clasticos, Qilfield review,
Schulumberger, verano 2005. p.1.
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Para complementar los andlisis de los siete patrones canalizados se toma la
informacion de permeabilidades e indices de conectividad del modelo
suministrados por el ICP, estos datos son representados en la llustracion 34 e
llustracién 35 observando los diagramas es posible notar una gran variacién en
los valores de conectividad de las arenas pertenecientes a la Formacién Colorado
que segln Carmen Contreras 42, estos estan determinados por la sedimentologia,
la cual depende del ambiente de deposicion de la formacion y las distancias de
transporte de los sedimentos, que al ser largas afecta el tamafio y propiedades del
reservorio, estos factores son importantes para predecir el comportamiento de
produccién asi como para evaluar el desarrollo de un campo mediante la aplicacion
de un método de recuperacion secundaria.

La formacion Colorado fue depositada en un ambiente continental deltaico de
corrientes meandriformes, siendo este un factor determinante en la generacion de
lentes estratigraficos que conforman el yacimiento del Campo Galan, los cuales se
caracterizan por una desconexion o discontinuidad lateral en las arenas, siendo
esta una cualidad observada en los cortes estructurales.

Segun Efrain Casadiego® los yacimientos de petréleos de esta naturaleza tienen
una complejidad geoldgica que incrementa la incertidumbre de propiedades
petrofisicas debido a la variacion litolégica lateral y vertical, estas son de interés en
la exploracion de hidrocarburos.

Al &s reservorios lenticulares también conocidos como de geometria Point bar
generalmente presentan dificultades en la produccién, con un promedio en factor
de recobro del 30%, sin embargo, es caracteristico en estas trampas estratigraficas
dejarun50% de pet r - | e o r ¥ maorelavante al momento de evaluar un
proyecto de recobro mejorado en el campo.

42 |bid.

43 CASADIEGO, E., Caracterizacion de la continuidad lateral y vertical de las areniscas continentales:
el caso de la Formacion Mugrosa en el campo LLanito y Casabe, Universidad industrial de
Santander, Escuela de Geologia, http://www.scielo.org.co/scielo.php?script=sci_arttext&pid=S0120-
02832010000200001

44 PEIHUA, X., A point bar facies reservoir model semi-communicated sandbody, SPE14837. 103.P.
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llustracion 34. Representacion areal formacion Colorado (Arena Al) - distribucion de permeabilidades e indices de conectividad
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Fuente. Elaboracion propia.
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llustracion 35. Representacion areal formacion Colorado (Arena A2) - distribucion de permeabilidades e indices de conectividad,
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Fuente. Elaboracion propia.
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Segun Xue Peihua #°, las caracteristicas heterogéneas de una arena discontinua
son:

1 ElI ambiente sedimentario controla las caracteristicas basicas de la
heterogeneidad en arenas de rios meandriformes y el crecimiento lateral tiene
un comportamiento semi-conductivo con caracteristicas macro heterogéneas.

1 Las caracteristicas litologicas verticales en una formacion lenticular tienen una
gran variacion y un crecimiento lateral dado a la sedimentacién de laminas
arcillosas en las capas, esto indica una heterogeneidad.

1 En cuerpos arenosos de deposicion lateral, la heterogeneidad es mayor
verticalmente acorde a unas estadisticas de Dingxing point bar, el factor de
heterogeneidad vertical (Vo) en geometrias point bar puede tener valores de
0.7167 y la heterogeneidad lateral de 0.5324.

1 Las arenas estan constituidas mediante intercalaciones de estratos finos que
también inciden en la heterogeneidad

4.4.1 Andlisis de la eficiencia de barrido vertical de las arenas A1y A2.  Teniendo
en cuenta la informacion descrita anteriormente se decide calcular el coeficiente de
heterogeneidad mediante el método de Dysktra Parson para establecer la
heterogeneidad de las arenas pertenecientes a la formaciéon Colorado, este
consiste en recopilar diferentes permeabilidades para cada una de las arenas, las
cuales son organizadas en orden descendiente con sus respectivos espesores,
seguidamente se calcula el porcentaje de espesores mediante sumatoria de los
espesores superiores sobre el total para cada permeabilidad, se grafica porcentaje
de espesor vs permeabilidad y finalmente se toma el valor de permeabilidad para
el porcentaje mayor que de 50% Yy el porcentaje mayor que de 84.1%.

Esta metodologia clasifica la heterogeneidad del yacimiento como se muestra en
la Tabla 7.

Tabla 7. Clasificacion de la heterogeneidad del yacimiento

Coeficiente de Heterogeneidad (V) Tipo de Yacimiento
0 Homogéneo (ideal)
0-0,25 Ligeramente Heterogéneo
0,25-0,50 Heterogéneo
0,50-0,75 Muy Heterogéneo
0.75-1 Extremada'mente
Heterogéneo
1 Totalmente Heterogéneo

Fuente. Elaboracion propia.

45 PEIHUA, X., A point bar facies reservoir model semi-communicated sandbody, SPE14837. 105.P.
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llustracion 36. Tendencia de permeabilidades Arena 1
formacion Colorado
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Fuente. Elaboracion propia.

llustracion 37. Tendencia de permeabilidades Arena 2
formacion Colorado
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El coeficiente de Dysktra Parson calculado para la Arena 1 fue de 0,136, que la
clasifica en una arena ligeramente heterogéneay de 0,3 para la Arena 2, indicando
una mayor heterogeneidad en esta, sin embargo, este valor no es muy alto si se
tiene en cuenta los altos valores de heterogeneidad tedricos comunes en este tipo
de yacimiento que se mencionaron anteriormente. en la llustracion 36 e

llustracidn 37, se puede observar la poca dispersion de los puntos graficados.

Al tener el coeficiente de Dysktra parson se realiza una metodologia descrita en
Ahmed, Tarek 48 que consiste en calcular la eficiencia de barrido vertical para cada
uno de los pozos teniendo en cuenta los siguientes parametros:

1 Coeficiente de Dysktra Parson (V)

1 Radio de movilidad (M)

1 Relacion agua petroleo (WOR)

La movilidad se calcula con la Ecuacion 10

1 Ecuacion 10 teniendo en cuenta las caracteristicas de los fluidos del campo

Ecuacion 10. Ecuacioén
Radio de movilidad.

K ol I:d.'l‘;u-li" -”-l
h:r|| lﬂl:'i:."__ I'I'n-

Fuente. AHMED, T. Principles
of Waterflooding. En: Reservoir
engineering handbook. 3 ed.
USA, 2006.p. 1000.

La razén de movilidad para los fluidos del yacimientos es de 9,92, dato que al ser
mayor a uno indica de una mejor flujo del agua en el yacimiento, dicho esto se puede
inferir que por procesos naturales geoldgicos en el tiempo hay cambios en las
curvas de permeabilidades relativas actuales en comparacion con las cargadas
inicialmente en modelo ASIA, los valores de WOR, fueron organizados para cada
uno de los patrones del modelo y los valores de Y e X son hallados haciendo uso
de la Ecuacion 11y Ecuacion 12.

46 Ahmed T. Reservoir Engineering Handbook.,2010. Chapter 14. p.1056.
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Ecuacion 11. Correlacion Y

CIWOR - DANIED4E - 2400V
(M — (LRI - 11370

Fuente. AHMED, T. Principles of
Waterflooding. En:  Reservoir
engineering handbook. 3 ed. USA,
2006.p. 1056.

Ecuacion 12. Parametro X

£ = 16453V 4+ 0,935V — 0,680

Fuente. AHMED, T. Principles of
Waterflooding. En: Reservoir
engineering handbook. 3 ed. USA,
2006.p. 1056.

Ecuacion 13. Correlacion iterativa

MEF Il — B ™ — % =0
whene a, J AFHEASGH
F ) (LT3 T34 199
E T 1. 2258500

Fuente. AHMED, T. Principles of
Waterflooding. En: Reservoir
engineering handbook. 3 ed. USA,
2006.p. 1056.

La correlacién para Y involucra el coeficiente de heterogeneidad, movilidad y
relacion agua petréleo, calculo necesario para hallar eficiencia de barrido vertical
mediante la Ecuacidn 13 haciendo uso de los valores al, a2, y a3 descritos en la
ecuacion anterior.

Ecuacion 14. Eficiencia de barrido vertical

Ey = a, +a, {Y) +ay| n(¥)[ +a,[ n{¥)] +ag/n(¥) +a,Y

Fuente. AHMED, T. Principles of Waterflooding.
En: Reservoir engineering handbook. 3 ed. USA,
2006.p. 1056.

Finalmente con la Ecuacion 14 se calculan datos de eficiencias de barrido vertical,
estos son organizados como aparece en la Tabla 8 para cada uno de los siete
patrones de pozos canalizados.
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Tabla 8. Eficiencia de Barrido vertical a la ruptura para cada uno de los patrones de estudio

ARREGLOS POZ0O |INYECTOR|(ARENAS ¥ wOR = by EY ESAL.HI.EE'I‘:EIHEE HETEROGENEIDAD
GALMOOAT A1 0,136 a7 E -0.531 186,61 0,751 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
GALMODAT o 03 s -0,261 34,5348 | 0,837 CERRADA HETEROGEMEQ
GALMOOIZ Al 0136 E.0% -0.531 3063 0415 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGEMED
A GALMOOdd GALMOOSZ A2 0.3 12,33 -0,261 1,425 0,663 AEIERT A HETEROGENEQ
GALNODZ Al 0,136 12,49 -0.53 3,273 0,631 AEIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED
GALNODZ A2 0.3 6.8 -0,261 15,553 0722 AEBIERT A HETEROGENEQ
GALNOM Al 0,136 5301 0,531 26,533 [ 0,604 CERRA&ADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
AL MO101 o2 0,3 46 72 -0,261 435,156 [ 0,663 CERRADA HETEROGEMED
GaALMO0A3 A1 0,136 281 -0.531 14,0387 0,706 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
GaLMO033 o 03 4118 -0,261 36,051 0,843 CERRADA HETEROGEMEQ
B GALMO00S GALMI0S Al 0,136 [IE:E] -0,531 0,465 0,072 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED
GaALMI0S A2 0.3 145 -0,261 1,376 0,257 AEIERT A HETEROGENEQ
GALMIOI4 Al 0,136 T.26 -0.53 3653 0,450 AEIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED
GALMOO34 A2 0.3 1.4 -0,261 10,575 0,655 CERRADA HETEROGEMEQ
GALNOIO Al 0,136 47,05 0,531 23,566 0,757 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGEMED
GALMNOTIO A2 0.3 13,09 -0,261 12127 0,6&0 CERRA&DA HETEROGEMED
GAaLNO00 Al 0,136 [ 0,531 3023 0,454 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
C SALMOOSS GALMOIOO I 03 1 -0,261 0,037 -0,053 AEBIERT A HETEROGENEQ
GALMO0T Al 0136 206 -0.531 1551 0.2a0 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
GALMOI Az 0,3 3.3 -0,261 5,034 0,417 CERRADA HETEROGENED
GALMNOIDS Al 0,136 3,28 -0.53 1,712 0,233 AEIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED
GALMNO10E A2 03 1] -0,261 0037 0,053 AEIERT A HETEROGEMNEQ
D GALMOOZE GALNMOO2S Al 0,135 ] 0,53 3038 0,455 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED
GALNMOOZS A2 03 0.0z -0,261 0,055 0,050 ABIERT A HETEROGENEQ
GALMDO3S Al 0,136 [ 0,531 25,733 [ 0,500 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
E GALOOSO GALMOOIA I 03 201 -0,261 2,355 0,362 AEBIERT A HETEROGENEQ
GALMOOO Al 0,136 L -0.531 4,754 0,504 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
GALMOI0T L2 03 ] S0261 Q03T 0,053 ABIERT A HETEROGEMEDQ
GALMOTZ Al 0,136 0,11 -0,531 5,050 0,516 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED
GALMOMZ A2 0.3 [1] -0,261 0,037 -0,053 CERRADA HETEROGEMEQ
E GALMOOED GALMOO Al 0,136 46,56 -0.53 23,316 0,755 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGENED
GALNOIO Az 0.3 6.4 -0,261 5,948 0,547 CERRA&ADA HETEROGENEQ
GALMO Al 0,136 8,07 0,531 4,053 0471 ABIERT A LIGERAMENTE HETEROGEMED
GaL MO Az 03 2654 0261 24,543 | 0733 ABIERT A HETEROGEMEQ
SEILOH A1 0,136 40 -0.531 20,035 | 0,763 CERRADA LIGERAMENTE HETEROGEMED
G SSILO00T SEILO40 Al 0,136 AL -0.531 4,034 0,473 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGEMED
GALMOTZ Al 0136 1229 -0.531 3473 0,635 AEBIERT A LIGERAMENTE HETEROGEMED
GALMOTS A1 0136 142 -0.551 0,751 0,145 ABIERT A LIGERAMENTE HETEROGENED

Fuente. Elaboracion propia.

Los datos de la tabla anterior son calculados para probar la metodologia descrita
de Dysktra Parson con el propésito de incorporar una eficiencia de barrido vertical
en el simulador ASIA, dado que el método de Craig, Geffen y Morse asume un valor
del 100%, asuncion que no es cierta por la heterogeneidad de un yacimiento.

La eficiencia de barrido vertical segiin Magdalena, F.*’ , me permite conocer la
fraccion referida al area vertical del yacimiento que es barrida por el fluido
desplazante como el agua, a su vez con los datos de eficiencia vertical y teniendo
en cuenta que los geles de Conformance son hidrofilicos, es posible calcular la
fraccién de volumen poroso que es afectado por estos quimicos al gelificarse en
fondo.

Segin lo evaluado por Sukarlo, H*, en un campo en el reino unido, la
implementacion de Conformance quimico en un reservorio afecta las eficiencias
tanto areal como vertical, dicho esto la Gltima es de gran importancia para evaluar
la implementacion de la tecnologia conformance como recobro mejorado en

47 Ferrer, M. Inyeccién de agua y gas en yacimientos petroliferos. Venezuela, 2001. Capitulo 5. P. 144.

“8 Sukarlo, H. Polyacrylamide vertical conformance process improved sweep efficiency and oil recovery in the OK field.

125



yacimientos formados por geometrias estratigraficamente complejas como lentes
de arena. Los geles son implementados para taponar fracciones de roca con alta
permeabilidad que generan canales preferenciales para el agua, los cuales son
generadores de una irrupcién temprana en los pozos productores y de una mala
eficiencia de barrido, dejando asi gran cantidad de petroleo in situ en el sistema
rocoso, a su vez al evaluar el comportamiento vertical se consideran volimenes de
inyeccion y efecto de flujo cruzado entre las capas, datos importantes que influyen
en el comportamiento de un proceso de recuperacién secundaria.

Se seleccionan arenas con altos valores de WOR y buena eficiencia de barrido
vertical, como parametros para identificar zonas con rapida irrupcién de agua en
los pozos productores, de manera que se puedan crear eventos de cierre en el
modelo Galan y observar los efectos que tendria el reservorio al aplicar un gel
Conformance; estos bloquean canales preferenciales al flujo de agua, permitiendo
gue se genere un mejor barrido de aceite al inyectar el polimero. Mas adelante se
presentan los resultados de una simulacion en el software ASIA que tiene en cuenta
los eventos pertinentes para controlar la produccion de agua en los 7 pozos
analizados anteriormente.
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5. ESTRATEGIA PARA CONTROL DE CANALIZACIONES CON GELES
CONFORMANCE

Dado a la complejidad de controlar la efectividad del barrido y desplazamiento de
crudo en un proceso de inyeccion de agua durante el tiempo en el que el pozo
inyector este activo, se pueden generar diferentes problemas dentro del yacimiento,
ya sea por la misma geologia del reservorio, como diferentes variables que afectan
el proceso de la inyeccion de agua. Como solucidén de este inconveniente se han
desarrollado diferentes métodos en Enhanced Oil Recovery (EOR) para
contrarrestar este efecto, uno de estos es la creacion de geles de conformidad, los
cuales mejoran la eficiencia de barrido volumeétrico durante la inyeccion y evitan la
produccion excesiva de agua generados por diferentes factores como los son
canalizaciones.

5.1 GELES CONFORMANCE

Los geles conformance son un fluido de bases acuosas conformadas por un tipo
de polimero de acrilamida de alto peso molecular, generalmente unidos a un
estructurador como lo es el Cr (lll)-carboxilato-complejo o triacetato de cromo?.
Estos tipos de geles actian como tapdén para reducir la permeabilidad dentro del
reservorio, se comportan en forma sélida al llegar al yacimiento, cerrando las zonas
de interés, en este caso las arenas con mayor canalizacion de agua como se
muestra en la llustracion 38.

llustracion 38 Implementacion de los geles conformance

Injection Production Injection Production
well well well well
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Oil reservoir with conformance Oil reservoir after conformance-
problems improvement treatment using
hydrogel

Fuente: Tessarolli, F. Gomes, A. Mansur, C. Hydrogels Applied for
Conformance-Improvement Treatment of Oil Reservoirs.2018. p. 71.

49 SYDANSK, R. D. and SOUTHWELL, G. P. More Than 12 Years of Experience with a Successful
Conformance-Control Polymer Gel Technology.2000. p.1
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5.1.1 Tipos de Geles.

1 Bulk Gels: Es gel conformado por una poliacrilamida, un agente entrecruzador
y agua, principalmente se encarga de corregir la ineficiencia de barrido
generada por la heterogeneidad y taponar las zonas con mayor permeabilidad
con la intencion de generar una uniformidad en la inyeccion de agua, mejorando
el factor de recobro de crudo. Se da gracias al flujo del gel dentro de los canales
con mayor permeabilidad que generalmente son los de mayor saturacion de
agua, en otras palabras, zonas canalizadas.

La gelificacion y el efecto bulk gel esta en funcion del tiempo y temperatura, por
ello estos tipos de geles son ideales para las condiciones en el reservorio, no
obstante, se debe tener cuenta un factor importante que afecta el proceso de
gelificacion como lo es la degradacion mecanica, esta generada por esfuerzos
mecanicos tanto en pozos inyectores (proceso de inyeccién y presion de
inyeccion) como en los pozos productores (tipos de levantamiento
artificial).Para tener una buena eficiencia de los Geles Bulk, Ecopetrol S.A.
disefio una metodologia donde se resume el proceso para crear y obtener un
gel con caracteristicas precisas y de alta calidad®.

1 Geles de dispersion Coloidal (CDG): Geles preparados con bajas
concentraciones de poliacrilamida parcialmente hidrolizada entre 100-1000 ppm
y citrato de aluminio como agente entrecruzador®, son aproximadamente
esféricas con tamafio nanomeétrico (50-150 ppm)®°?, estos tipos de geles trabajan
de forma microscoépica, generando un barrido eficiente a gran escala como se
muestra en la llustracién 39, Cuando el gel es inyectado se caracteriza por
alcanzar mayores viscosidades con bajas concentraciones de polimeros
incrementado la eficiencia de barrido volumétrica.

50 CASTRO, R. SANDOVAL, J. GUSTAVO M. COLMENARES K., SANDOVAL R. Metodologia de
Disefio, Ejecucion, Monitoreo y Control de Inyeccion de geles hacia Zonas Canalizadas en el Proceso
de Inyeccion de Agua. Instituto Colombiano del Petroleo (ICP). 2011.

51 SPILDO, K . Et. Al ., G@G®rlopiadgalt i Dnswdér si on Gels (CDG)
SPE-129927.
2SKAUGE, T., BizedRbArti déNasof-02093E 0RO, SPE
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[lustracion 39. EOR mediante CDG
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Fuente: CASTRO, R. Andlisis de un proceso de inyeccién de geles de dispersion coloidal
(CDG) usando Ensayos de Laboratorio y simulacién numérica. 2011. p. 47.

5.2 METODOLOGIA PARA LA IMPLEMENTACION DE GELES EN EL
CONTROL DE AGUA

Para el procedimiento en la implementacion de geles al yacimiento, diferentes
empresas fueron disefiando metodologias con los geles conformance dando
resultados confiables en la inyeccién, control y confiabilidad de estos.

La empresa Chevron por su parte generé una metodologia para el campo Eunice
en Nuevo México donde se tiene la opcién de implementar datos disponibles para
proceso de recobro mejorado como los son geles®3, esta metodologia la separan
en seis etapas como se muestra en la Tabla 9.

Tabla 9. Metodologia del Campo Eunice para control de agua

Etapa Paso a seguir
1 Identificar problemas de conformidad
2 Establecer criterios cuantitativos en el Screening
3 Determinacion de pozos con problemas
4 Establecer la tecnologia para la solucion del problema
5 Andlisis de resultados
6 Optimizacion en los criterios en el Screening

Fuente: CHOU, S. I, et al. Development of Optimal Water Control Strategies.
Society of Petroleum Engineers, 1994. Modificado por los Autores.

53 CHOU, S. I., et al. Development of Optimal Water Control Strategies. Society of Petroleum
Engineers, 1994,
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Por otra parte Ecopetrol S.A. desarrollo otra metodologia para la implementacion
de geles, donde se implemente un gel CDG para el campo Dina, el cual el primer
proyecto piloto de recobro quimico en Colombia realizado por la empresa, los
resultados fueron efectivos dado que se incrementé la eficiencia barrido
volumétrico del campo de estudio, se mejoré la relacién de la razén de movilidad
aumentando la produccién de crudo y disminuyendo la produccién de agua®, esta
metodologia se puede evidenciar en forma general en la llustracion 40.

llustracion 40. Metodologia de Disefio, Ejecucion, Monitoreo y Control de
Inyeccion de geles hacia Zonas Canalizadas en el Proceso de Inyeccion de
Agua, ICP.
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Fuente: CASTRO, R. SANDOVAL, J. GUSTAVO M. COLMENARES K., SANDOVAL R.
Metodologia de Disefio, Ejecucion, Monitoreo y Control de Inyeccion de geles hacia Zonas
Canalizadas en el Proceso de Inyeccion de Agua. Instituto Colombiano del Petréleo (ICP).
2011.

54 CASTRO, Ruben Hernan, et al. Colloidal Dispersion Gels (CDG) in Dina Cretaceos Field: From
Pilot Design to Field Implementation and Performance. Society of Petroleum Engineers, 2013.
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En general separa esta metodologia se separa en cinco partes: 1. Identificacion del
problema, 2. Diagnéstico del campo, 3. Seleccion de candidatos, 4. Disefio y
ejecucion del piloto y finalmente, 5. Seguimiento y evaluacion del piloto.

5.3 PRUEBA EXPERIMENTAL PARA CONTROL DE AGUA CON GEL BULK

Como estrategia para controlar las canalizaciones de las arenas en los pozos
determinados anteriormente, se realizaron diferentes pruebas experimentales
teniendo en cuenta la metodologia del Instituto Colombiano del Petrdleo (ICP) de
Ecopetrol S.A. y el protocolo desarrollado por Syndansk; donde se utilizé agua del
Campo Casabe, el cual es analogo al Campo Galan por su continuacion estructural
en el bloque VIII del Campo Casabe.

La creacion del Gel Bulk esta basado en la preparacion bésica de un polimero para
luego formar el gel utilizando entrecruzadores en diferentes proporciones, como se
menciono en el capitulo, los geles bulk son compuestos de poliacrilamida de alto
peso moléculas parcialmente hidrolizada (agua de formacion Campo Casabe a
46°C) con entrecuzadores, ademas se utilizd un secuestrante de oxigeno para
evitar su degradacion.

El experimento con geles bulk se realizé en el Instituto Colombiano de Petroleos
(ICP) donde fueron aportados los materiales y equipos necesarios para su
realizacion; inicialmente, se prepara una solucion madre de 1200 ppm
implementando agua de formacion del Campo Casabe, posterior a la creacion de
esta, se procede a la preparacion de los geles con la solucibn madre
implementando polimero a diferentes concentraciones ente 2000 a 8000 ppm con
entrecruzador y secuestrante de oxigeno, cada concentracién se vertio en 12
frascos y se dejaron reposar a 46 °C durante 1 mes para determinar la calidad de
la gelificacion y elasticidad del polimero (gel bulk). A continuacién, se explicara con
mas detalle el experimento realizado.

5.3.1 Preparacién de la solucién madre. En primer lugar, se prepara la solucion
madre de 12000 ppm para el experimento empleando agua de formacién del
Campo Casabe y polimero seco ya con las especificaciones de humedad.

El proceso empieza filtrando el agua de captacion con la intencion de retirar los
precipitados y sélidos para evitar errores en la interpretacién del experimento como
se muestra en la llustracion 41.
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llustracion 41. Filtracion agua de formacién Campo Casabe

Fuente: Elaboracién propia.

Posteriormente se contiene el agua en un beaker y se coloca en el sistema de
agitacion, se empieza a agitar creando un vértice dentro del agua ocupando un 70-
75% del espacio del recipiente con unas revoluciones de 400 RPM, después se va
adicionando el polimero de forma lenta y seguida como se muestra en la
llustracién 42, al terminar el proceso se deja hidratar la solucion durante 1 dia
dado que es un polimero de alto peso molecular y con la intencién de tener una
solucion sin aglomerados.

llustracion 42. Generacion de vortice y adicion del polimero

2l (b)

Fuente: GARCIA, A. Evaluacion Experimental De Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar Perfiles De Inyeccion De Agua Y Agua
Mejorada En Campos De La VRC (Campo Casabe). ICP. 2018. p. 13.
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5.3.2 Preparacion de geles. Se prepara una solucion madre de agente
entrecruzador a 5000 ppm, posteriormente, se mezclan la solucion madre de
polimero y entrecruzador a diferentes concentraciones entre 2000-8000 ppm y 20-
400 ppm respectivamente, al igual que secuestrante de oxigeno entre 200-400 ppm
agrupandolos en 12 tubos marcados con sus concentraciones como se muestra en
la Tabla 10.

Tabla 10. Concentracion de componentes en el

Gel Bulk
Tast Concentracion | Concentracion Concentracion
= tubo =l polimero entrecruzador | secuestrante Oz
(ppm) {ppm}) {ppm)

Caszbe-1 2000 [?_13[;, 200
i1}

Casabe-2 2000 (456‘-31‘ 200
1)

Casabe3 2000 (320-51* 200
11}

Casabe-4 4000 (Zzt?ui‘ 400
. £

Casabe5 4000 i"*ll-'llj'ci‘ 400
. ¥

Casabe-& 4000 (950?1‘ 400
. s

Casabe-7 65000 [;Julc;‘ 600
i1}

Casabe-8 65000 i:,:?,':i\ 600
1)

Casabe-9 5000 (e 6,51, 500
11}

Casabe-10 8000 (2412?-(;‘ 200
. £

Casabe-11 2000 (fc?-ci‘ 200
. ¥

Casabe-12 2000 (SIIZ?-E:.‘ 200
. s

Fuente: GARCIA, A. Evaluacién Experimental De
Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar
Perfiles De Inyeccion De Agua Y Agua Mejorada En
Campos De La VRC (Campo Casabe). Modificado por
los autores. ICP. 2018. p.20

Finalmente, los geles en los 12 tubos son analizados a una temperatura de 46°C,
tomando lectura del proceso durante 2 horas, 24 horas, 1 semana, 2 semanas y un
mes, con la intencién de determinar el tiempo que tarda en gelificarse a diferentes
concentraciones.
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5.3.3 Analisis y resultados de la gelificacion. Para determinar el porcentaje de
gelificacion en cada gel de los 12 tubos en funcion del tiempo, se utilizo la tabla de
Robert D. Sydansk, donde se determina la consistencia del gel enumerando del
cadigo 1 al 10, los numeros indican la velocidad de flujo del gel donde 1 el gel fluye
mas rapido, mientras que el 10 es completamente rigido como se muestra en la
Tabla 11, por otra parte, también se evalla la elasticidad por medio de letras como
se muestra en la Tabla 12 y se determina algunas efectos visualizados en el gel
como se muestra en la Tabla 13.

Tabla 11. Evaluacion consistencia del gel (Sydansk).

Codigo Descripcion
1 El gel fluye a traveés del tubo como el polimero.
2 El gel fluye a traves del tubo un poco mas lento que el polimero
3 El gel fluye muy lentamente y no deja totalmente el tubo
4 Cuando el tubo es invertido, la burbuja que se forma apenas llega a la cima del tubo.

Cuando el tubo es invertido, la burbuja se mueve muy lentamente y apenas llega a la cima
del tubo.

o Cuando el tubo es invertido, la burbuja no llega a la cima del tubo.
Cuando el tubo es invertido, la burbuja se forma vy llega a menos de la mitad del camino
hacia la cima del tubo.

8 Cuando el tubo es invertido, la burbuja apenas se aleja del fondo del tubo.

L4 ] Cuando el tubo es invertido, la superficie del gel apenas ha cambiado algo.

10 Cuando el tubo es invertido, la superficie del tubo permanece plana.

Fuente: GARCIA, A. Evaluacion Experimental De Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar Perfiles De Inyeccion De Agua Y Agua Mejorada
En Campos De La VRC (Campo Casabe). ICP. 2018. p. 14.

Tabla 12. Evaluacion elasticidad del gel (Sydansk).

Codigo Descripcion
n No hay sefial de gelificacion, solucidén aguada
s Poca tendencia de gelificacion.

Buena elasticidad del gel. El gel cuelga fuera del tubo y cuando se endereza el tubo se
9 regresa al tubo sin derramarse.

Excelente elasticidad del gel. El gel apenas cuelga del tubo de prueba o no se mueve

€ cuando el tubo es invertida.

Fuente: GARCIA, A. Evaluacion Experimental De Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar Perfiles De Inyecciéon De Agua Y Agua Mejorada
En Campos De La VRC (Campo Casabe). ICP. 2018. p. 15.
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Tabla 13. Evaluacion observaciones del gel (Sydansk).

Observaciones Descripcion
ppt Se ha formado alguan precipitado
Se ha formado algun precipitado y se ha depositado en el fondo del tubo de prueba.
20%o En este caso el precipitado corresponde al 20% mas del total del fluido en el tubo
de prueba.
LLS El gel esta mostrando signos de entrar en estado de sinéresis o reaccion exagerada
" pero aun esta formandose el gel.
S El gel ha entrado en estado de sinéresis.
Lmpy Lumpy (grumoso): Se refiere a una solucién no gelificada con grumos.
Inc Se evidencia incompatibilidad entre los quimicos.
Cldy Cludy (Nuboso). Nubosidades
TA Este gel se ha descartado a este punto porque no forma un gel atil para ser aplicado
en campo
DAG Se ha pormado el gel pero no se adhiere a las paredes del tubo de vidrio. Estos

geles tienden a sufir sinéresis en algin momento.

Fuente: GARCIA, A. Evaluacién Experimental De Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar Perfiles De Inyeccidon De Agua Y Agua Mejorada
En Campos De La VRC (Campo Casabe). ICP. 2018. p. 15.

Como resultado del experimento y teniendo en cuenta el Test de Sydansk, se
resume en la Tabla 14, la evaluacion del polimero con entrecruzador y secuestrante
de oxigeno a diferentes concentraciones, del experimento se obtuvieron datos a
las 2 horas, 12 horas, 24 horas, 1 semana, 2 semanas y un mes, donde se
determind la gelificacion y elasticidad en este lapso de tiempo.

En la Tabla 14 se puede ver que el gel con 2000 ppm de polimero no se generd
una buena gelificacion con entrecruzador de 50 ppm y 25 ppm llegando a un rango
maximod e fi 3 0 i gsoh entteoruzador de 100 se generd un gelificacion
optima |l egando a un .rango de A80 Yy e

En el conjunto de geles con concentracion de 4000 ppm de polimero, hay una
similitud entre la concentracion de 200 ppm (20:1) y 100 (40:1) ppm de
entrecruzador llegando a tener una buena gelificacion y elasticidad, con un rango
dei 80 Yy un eepladseald de Sfidgnsk en ambos casos, por otra parte para
una concentracion de entrecruzador de 50 (80:1), llego a tener una buena
elasticidad con un estado Ago0o pero no

Para los geles con concentracion de 6000 ppm de polimero, la gelificacion fue
mejorando considerablemente respecto al tiempo teniendo una consistencia con un
rango maximodei 1 0 0 y u n, paasuhaacohoentfa@oa de entrecruzador de

stado

300 ppm (20:1) en la escala de Sydansk, unrangomaximod e9 ¢i vy estamdo A e

una concentracion de entrecruzador de 150 ppm (40:1) la cual se mantuvo en los
cinco periodos, por ultimo con una concentracién de entrecruzador de 75 ppm
(80:1)se tiene un rango m8xi.mo de NA70 Yy

Finalmente, para los geles con concentracion de 8000 ppm de polimeros, la
gelificacion fue excelente desde las 2 horas del experimento, llegando a tener un
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m8xi mo rango de A100 y estado fneo par
ppm (40:1) de entrecruzador, por otra parte, para entrecruzador con concentracion
de 100 ppm (80:1) se maximor ango es de 9 0Pargest® gasoess
observé que en concentraciones de entrecruzador de 100 ppm y 200 ppm aparecen
el efCudyo, idonde se cr ean o@ludp Nsbosd)ad e s

Tabla 14. Test para disefio de geles con agua de formacién del Campo Casabe a
temperatura de yacimiento (46°C)

EVALUACION DEL GEL CON EL TIEMPO
Test Concentraciin | Concantracién | Concentraciin {Agua da Captaciin Casabe, T = 46 °C)
“aiba " | potimer o sador D1 2mores | 24Hores | 4BMores | 1 Semana | 25emana | 1Mes
(ppm} (ppm) {ppm)
o n P 2 9 n 3
Casabe-1 2000 ann 200 . | 5 5 8
50 v : :
Casabe-2 2000 ety 200
n 5 5 5 5 5
Casae-3 2000 [gﬁs;” 200 e : | o2z |z | o oz |

200

Cacabe-4 Aaan (2001

400

-]
[z |
[
400 . s ] 8 )

60
(40:1)

g
i
g
a
% T R e e
Casabe-g Aaa {60,1) 400 7
a2

Casabe-5 4000

a4 3 7 a2 ]
: a0 | w | w | 1w |
Casabe-7 6000 a0y 500 [ a | o 9
. g ) & e e 2
- a
Casabe-d 6000 G40:1) 600 | 5 9 5 9 5
" g g g g g g
Casabe-g 6000 i 608 | 7 7 7 7 7 7
400 g e a 8 8 8
Casabe-10 a0 2013 400 s | w | ow | o | w0 | w |
5 7 L] ] L ] @
Cagbe-11 8000 4 u’ﬂ, Bg [ s | w | w | w | w | w |
' Cidy Cley Cidy
100 -l 8 ] a a L]
Casabe-12 000 (80:1) a0 | = [ 9 g 9 5
' Dy Cley Oy

Fuente: Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). 2018.

Por otra parta, el ICP ya habia generado un experimento en marzo del 2018 con
las mismas concentraciones y condiciones, pero con agua de captacion de la planta
de inyeccion de agua (PIA) Casabe, con los resultados que se resumen la Tabla
15, también, se puede visualizar los efectos de cada concentracién al final del
experimento en la llustracion 43. Como se ve en la Tabla 13 el gel con 2000 ppm
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de polimero no género ninguna gelificacion llegando a un rango 20y estado fi s s&
esperaban mejores resultados de formacion de gel.

En el conjunto de geles con concentracién de 4000 ppm de polimero, se determind

gue a mayor concentracion de entrecruzador su gelificacion era mucho mejor
llegando a tener una consistencia maxima de rango fBoy elasticidad de estado fi g 0

a una concentracion de 200 ppm (20:1) en la escala de Sydansk, rango d e 501

estado 0 a una c onc epphn @&l elcua sednantuto®®los cuatro

altimos periodos, rango d e30yiestado igd a una concentraci-n

Para geles de concentracion de 6000 ppm de polimero, la gelificacién fue
mejorando considerablemente respecto al tiempo teniendo una consistencia

maxima de rango flO0Yy elasticidad con estadoie 0 p ar a entracin de o n ¢
entrecruzador de 300 ppm (20:1) en la escala de Sydansk, rango de oy estado

Afgd a una concentraci - ppm@e:l) aoualseemamuveead or d
los cuatro ultimos periodos, rango d e 80ff estado f g 0 oconwentracion de
entrecruzador de 75 ppm (80:1).

Finalmente, para los geles con concentracion de 8000 ppm de polimeros, la
gelificacion fue excelente teniendo una méaximo de consistencia de rango ALOOy una
elasticidad conestadoie 0 a wuna concentracid0h(20de ent r
aunque se puedo observar un efecto en el gel el cual segun el Test de Sydansk se
denomina fLt.SQ donde nos indica signos de sinéresis o reaccién exagerada, para
una concentraciéon de entrecruzador de 200 (40:1) se mantuvo los mismos indices
pero sin e f e ct, g pafalcanceMracion de entrecruzador de 100 (80:1) sus

~ Y

incides fueron conrango oy estado fgod seg%n | a escala de Sy
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Tabla 15. Test para disefio de geles con agua de captacion PIA Casabe a temperatura de
yacimiento (46°C)

EVALUACION DEL GEL CON EL TIEMPO
'TEtdal Concentracion | Concentracion | Concentracion (Agua de Captacion PIA Casabe, T = 46 °C)
- tubo poli o 2 Horas 24 Horas 48 Horas 1 Sem 2 Sem 1 Mes
(ppm) {ppm) (ppm) ana ana
ni n n 5 5 s
et | w0 | A S R
v
n n n 5 s s
Casabe-2 2000 ‘ 4391, 200
1
a5 ni n n s s s
Casabe-3 2000 (801) 200
v
200 s a g g g a
Casabe-4 4000 (20:1) 400 . E ] 5 8
1
100 s g g g g g
Casshe5 4000 1) 400 s - 5 5 5 5
-
<0 ni 5 s 5 5
Casabe-6 4000 (80:1) 400
v
200 g a 3 g B :
Casabe-7 £000 (2011) 600 6 3 9 10 10 10
i1y
150 s a g g g a
Casabe-8 £000 (201) 600 [ e 9 5 5 )
v
s s a g g g a
Casabe-9 6000 (80:1) 600 . s 7 7 7 8
v
200 g e 2 2 e =
Casabe-10 8000 (20:1) 800 8 10 10 10 10 10
i1y
Lt.S
2 a g 2 e e
Casabe-11 2000 (a04) 800 7 9 10 10 10 10
v
100 s a g 9 g a
Casabe-12 8000 (20:1) 800 H 3 3 3 9 3
1

Fuente: GARCIA, A. Evaluacion Experimental De Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar Perfiles De Inyeccion De Agua Y Agua Mejorada
En Campos De La VRC (Campo Casabe). ICP. 2018. p. 20.
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llustracion 43. Registro fotografico de la formacién de gel para el campo Casabe luego de
4 semanas a una temperatura de 46°C

0@ 0Gal; 3%y

.
.

8 33
W

20:1 | 40:1 | so:t | 2001 | 401 | soit | 20:1 | 401 | soct | 2001 | 40:1 | s0:n
2000 ppm 4000 ppm 6000 ppm 8000 ppm

Fuente: GARCIA, A. Evaluacién Experimental De Geles Base Poliacrilamida, De Estructura
Entrecruzada, Como Mecanismo Para Optimizar Perfiles De Inyeccion De Agua Y Agua Mejorada
En Campos De La VRC (Campo Casabe). ICP. 2018. p. 22.

Concluido el experimento se pudo determinar que para los dos casos tanto con
agua de inyeccion PIA Casabe y agua de formacién del Campo Casabe el proceso
de gelificacion es relativamente lento, sin embargo el agua de formacion gelifica
relativamente mas temprano que con agua de inyeccién PIA Casabe, por otra parte,
los geles son estables a la semana 4, y se recomienda una concentracion mayor a
4000 ppm de polimero a una relacién de entrecruzador 20:1, dado que los geles
con 2000 ppm obtuvieron una ligera gelificacion.
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5.4 SIMULACION ANALITICA DE CIERRE DE ARENAS Y CONFORMANCE
QUIMICO PARA CONTROL DE AGUA

Con lafinalidad de predecir el comportamiento de un gel Conformance quimico que
controle la produccién de agua en el Campo Galan, se realiza una simulacion por
medio del software ASIA usando eventos de cierre de arenas selectivas que
presentan los mayores valores de WOR en los patrones de inyeccion para los 7
pozos productores afectados, la simulacion se corre desde el inicié de inyeccion
1974/01/01, hasta el momento del cierre de los pozos inyectores en el afio de 1986,
estas fechas corresponden a la informacion histérica de produccion. El resumen de
propiedades de los pozos productores al cerrar las arenas se encuentra en el
ANEXO C.

Los respectivos cierres de las arenas se pueden visualizar de forma areal en el
Campo Galan (areas sefaladas con circulo rojo) como se muestra en el

Mapa 5y Mapa 6, donde estan todos los patrones de inyeccion para las arenas Al
y A2, asimismo.

Mapa 5. Conexion entre los pozos inyectores y productores en la Zona Al cerrando arenas
canalizadas

Fuente: Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). Software Asia, 2009.
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Mapa 6. Conexion entre los pozos inyectores y productores en la Zona A2 cerrando arenas
canalizadas

GALN4Z

Fuente: Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). Software Asia, 2009.

5.5 PRODUCCION ACUMULADA DE FLUIDOS LUEGO DEL CIERRE DE
ARENAS Y SU PREDICCION EN POZOS AFECTADOS POR CANALIZACION
DE AGUA.

5.6.1 Prediccion pozo productor GALN0O0O26. Este pozo tiene un caso en particular,
el Unico pozo inyector conectado a las dos arenas (Al y A2) en el modelo es el
GALNO0028, se cerré la arena Al por tener un WOR de 7.43 y una eficiencia de
barrido vertical de 0,46, la cual no es muy alta dejando petréleo in situ sin desplazar

Al realizar la corrida se gener6 un efecto negativo en la produccién (véase, Grafica
65), aumentando la produccion de agua en un 19%, y disminuyendo la de aceite
enun 11%, el WOR en la arena A2 paso de ser 0,00226 a 10, dado que incrementa
excesivamente la produccion de agua debido a una heterogeneidad calculada en
0,3 para esta arena.
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Gréfica 65. Curvas de produccion historica y prediccién para agua y petrdleo acumulados
al cerrar arenas canalizadas - Pozo GALN0026

PRODUCCION ACUMULADA DE AGUAY ACEITE VS TIEMPO

350000
300000
250000

PRODUCCION ACUMULADA
(BBL)

1954 1960 1965 1971 1976 1982 1987

TIEMPO (ANOS)
= =PREDICCION AGUA = =PREDICCION ACEITE ===AGUA ===ACEITE

Fuente: Elaboracién propia basado en: Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). Modelo Campo
Galan. Software Asia, 2018.

5.6.2 Prediccion pozo productor GALNOO44.  El patron de pozos de inyeccion es
un arreglo de 5 puntos normal, conformado por los siguientes pozos inyectores;
GALNO0091, GALN0092, GALN0101 y GALNO0102, segun los datos calculados en
el andlisis geolégico se toman las siguientes asunciones para predecir el
comportamiento en la produccion de agua al cerrar arenas:

1 Cierre de arenas Al y A2 del pozo GALN0091 dado a una produccién de agua
37veces mayor respecto a la de aceite, eficiencias de barrido vertical de 0,75y
0.84 respectivamente, también se calcula un coeficiente de heterogeneidad de
0,3 para la arena 2.

1 Cierre de arenas A1y A2 del pozo GALNO101, con relaciones WOR de 53.11y
46,72 respectivamente, eficiencia de barrido de 0.833 aproximadamente en las
dos arenas.

1 Eficiencia areal de 0,865 para todas las arenas.

Estos datos indican buenas eficiencias de barrido, pero con esas altas relaciones
de WOR, se deduce que el agua se desplaza dejando aceite remanente en el
yacimiento debido a la heterogeneidad de la formacion.

Al aplicar el evento en ASIA se genera una disminucion del WOR en un 70%;
ademas, la producciéon acumulada de agua disminuye un 63%, segun la prediccién
en el afo 1986 se tendria 259 KBW acumulados, la produccion acumulada de
petréleo se ve afectada un 16% con una prediccién de 171 KBO para el afio 1986
y la disminucién en corte de agua es de un 17%, estos resultados son muy buenos
dado que el tratamiento de agua en superficie es costoso (véase, Gréafica 66).
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Gréfica 66. Curvas de produccion historica y prediccién para agua y petrdleo acumulados
al cerrar arenas canalizadas - Pozo GALN0044

Fuente: Elaboracién propia basado en: Instituto Colombiano Del Petréleo (ICP). Modelo Campo
Galan. Software Asia, 2018.

5.6.3 Prediccion pozo productor GALNOOO3.  El patron de pozos de inyeccion esta
conformado por GALN0019, GALN0O093 y GALN0094 y con valores de WOR en las
arenas A1 y A2 de 17 y 29 para el pozo de GALN0093, 17 y 32 para el pozo
GALNO0094, 0,68 y 0,43 para el pozo GALNOO019 respectivamente.

Se decide aplicar los siguientes eventos en el simulador ASIA:

71 Cierre de arenas Al y A2 conectadas al GALNO093, Eficiencias de barrido
vertical de 0,71 y 0,85 aproximadamente, valores WOR de 28,13 y 41,16,
respectivamente.

1 Cierre de arena A2 del pozo GALNO0094 con un valor WOR de 11,41 y eficiencia
de barrido vertical de 0,65.

La mayor produccion de agua proviene de la arena A2 debido a su coeficiente de
heterogeneidad de 0,3.

Al aplicar este evento en el simulador, se disminuye el agua acumulada al final de

la inyeccidn en un 45%, el aceite en un 11% y el corte de agua en un 12%. (Véase,
Grafica 67).
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