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Resumen

Debido a la declinacion de la produccién de hidrocarburos y a una pobre restitucion
de reservas a nivel mundial surgieron nuevas tecnologias; donde se incluyen los
métodos de Recuperacion Secundaria y Mejorada, como posible solucién a la
problemética planteada, ya que ademas de incrementar el factor de recuperacion
de los campos, permite utilizar gran parte de la infraestructura existente. Estudios
de la International Energy Agency (IEA) demuestran que el uso de los métodos de
EOR (Enhanced Oil Recovery, por sus siglas en inglés) contribuirdn en el
incremento de la produccién a nivel mundial en un 20% para el afio 2030.

En el presente trabajo se analiza y propone una estrategia de explotacién para un
campo petrolero en etapa madura de produccion, mediante el planteamiento de
diferentes escenarios con el objetivo de obtener la alternativa que maximice la
recuperacion de hidrocarburos al menor costo de inversion y garantizando asi la
mayor ganancia al explotar un yacimiento carbonatado de alta temperatura y alta
salinidad.

Para los propésitos de este trabajo, se implementd una metodologia basada en
aspectos técnico-econdémicos, en la cual se evaluaron los diferentes escenarios de
explotacion haciendo uso de la simulacion numérica de yacimientos mediante un
modelo sectorial representando al campo “PUMA”. Una vez obtenido un modelo
estandarizado se evaluaron diferentes escenarios de explotacion, en los cuales se
incluyeron: perforacion infill, inyeccién de agua y la inyeccién de agentes quimicos;
alcali, surfactante y polimeros, en diferentes escenarios.

De dichos escenarios se selecciondé como mejor alternativa la inyeccion de
agua con una posterior inyeccion de ASP al obtener un factor de recuperacién
de 52% y un corte de agua de 85%. Posteriormente, al optimizar los gastos,
periodos y tiempos de inyeccion se obtuvieron dos casos; reduciendo en ellos,
periodos de inyeccion de ASP de 11 a 4 y 2 afios (segun el caso) y obteniendo
factores de recuperacion de hasta 59 % con una disminucion en el corte de agua
del 12%. Una vez realizada la optimizacién técnica, se llevo a cabo la seleccion del
mejor caso efectuando analisis de ganancias, inversion y con ello se tomo la
decision final basada en indicadores economicos, consiguiendo en el mejor de los
casos, una relacion beneficio/ costo mayor a los 10 dolares, demostrando ser un
proyecto rentable.

Con la metodologia planteada se maximiza la producciéon de hidrocarburos, se
extendio la vida productiva del campo, se redujeron inversiones al inyectar menores
concentraciones de quimicos y, de esta manera, se hizo mas rentable el proceso
seleccionado generando mayor valor econémico.



Introduccion

Durante la vida productiva de un yacimiento petrolero existen diferentes
comportamientos en la curva de produccion que indica las condiciones en las que
éste se administra. El primero de estos comportamientos es cuando el yacimiento
es explotado por un proceso de recuperacion primaria donde la produccion de aceite
es resultado de un mecanismo que utiliza la energia propia del yacimiento (drene
gravitacional, casquete de gas, gas en solucion, empuje de agua) para poder
transportar el aceite a superficie. El segundo de estos comportamientos observados
es cuando se produce mas aceite con la implementacion de un proceso de
recuperacion secundaria, donde un fluido (gas o agua) se inyecta bajo condiciones
inmiscibles al yacimiento, con el fin de obtener un mantenimiento de presion y
desplazar el petréleo hacia los pozos productores. Se ha demostrado que al término
de estos procesos se tendréd una recuperacion de aceite in-situ, OOIP (Original Oil
In Place, por sus siglas en inglés) que varia en un rango de 5 % a 55 % (Adelman,
1989), lo cual indica que aun existen bancos de aceite que se encuentran
entrampados dentro de los poros de la roca y no se pueden obtener por medio de
los procesos convencionales, debido a que no se cuenta con la presién necesaria
en el yacimiento, existe una mojabilidad poco favorable, o bien, se tiene una
eficiencia de barrido pobre.

Lo anterior, lleva al Ultimo comportamiento observado dentro de una curva de
produccion, el cual ha tomado mayor fuerza desde los afios 1970’s debido a la caida
del precio del crudo, a los pronésticos poco favorables, asi como a la demanda de
hidrocarburos generada a nivel mundial; los procesos de recuperacion mejorada
surgen con el fin de recuperar el aceite aun entrampado en el yacimiento. La
aplicacion de estos procesos conlleva un gran riesgo debido a los altos costos que
generan, asi como a la incertidumbre generada alrededor de ellos, es por ello que
se debe de llevar a cabo una buena planeacion y evaluacién tomando en cuenta
aspectos técnico-econémicos con el fin de determinar el proceso 6ptimo y que
asegura mayor rentabilidad.

Otro aspecto crucial y que es fundamental al momento de llevar a cabo la evaluacion
econdmica de los métodos, es el punto en que estos son ejecutados. El tiempo de
implementacion sera fundamental para decidir cual sera el mas rentable, es por ello
gue en este trabajo se desarrolla una metodologia diferente de aplicacion, dado que
se tiene un paradigma de explotacién cronoldégico y ademas de que los métodos de
recuperacion mejorada se comienzan a implementar al momento de observar una
declinacién en la produccién, lo que se obtendra sera un tiempo de ejecucion, el
cual sera 6ptimo al momento de buscar la mayor recuperacién de aceite y por lo
tanto el proyecto mas rentable a la hora de llevar a cabo su evaluacion econémica.



Lo anterior se realizar4 siguiendo la premisa del Dr. Edgar Rangel German
“abandonar el pensamiento tradicional sobre la aplicacion de estas técnicas
cronologicamente (recuperacién primaria, recuperacion secundaria, recuperacion
terciaria y recuperacion cuaternaria), y proponer la inclusiéon del EOR desde el inicio
del desarrollo de los campos petroleros, cuando sus sistemas roca-fluido asi lo
sugieran” (Rangel, 2015).

Con ello, se buscé maximizar el valor econémico, alargar la vida productiva del
yacimiento en estudio, eligiendo el método de recuperacion secundario y/o
mejorada y el tiempo Optimo sin la necesidad de esperar a que se observe una
declinacién en la produccién, de esta manera se lograra llevar a cabo una
planeacién de seleccion del proceso desde que se esté implementando la
recuperacion primaria, aprovechando al maximo las instalaciones existentes para la
explotacion del campo.

Es necesario comprender el gran potencial que representan los métodos de
Recuperacion Mejorada, no sélo para el pais sino también para el mundo; con el fin
de incrementar la produccion y las reservas de hidrocarburos dedicando recursos
financieros, tecnolégicos y humanos. Lo cual se pone como estandarte de este
trabajo ya que se busca seleccionar el mejor método de Recuperacion Secundaria
y/o Mejorada basados en aspectos técnicos (propiedades del sistema roca-fluidos,
factor de recuperacién, corte de agua, etc.), econémicos (costos, precios del
hidrocarburo, etc.) y el momento oportuno de aplicacién con el fin de obtener el
mejor beneficio técnico-econdmico al término del proyecto de recuperacion.

Objetivo

Determinar la alternativa y secuencia de aplicacion éptima; entre la recuperacion
secundaria, mejorada y/o avanzada, para la explotacibn de hidrocarburos en
yacimientos carbonatados de alta salinidad y alta temperatura a través de una
evaluacion técnico-economica.

Objetivos particulares

e Realizar la seleccién del método de recuperacion secundaria, mejorada y/o
avanzada, asi como su secuencia de aplicacion, optimizando el valor
economico.



Incorporar la Simulacion Numeérica de Yacimientos en cada una de las etapas
del analisis desarrollado para la toma de decisiones al llevar a cabo la
evaluacion técnico-economica.



Capitulo I. Antecedentes del uso de métodos de recuperacion secundaria y
mejorada en México.

|. Antecedentes del uso de métodos de recuperacion
secundaria y mejorada en México.

.1 Grandes beneficios en la produccion de aceite, acompafiado de mayores
ganancias.

La aplicacion de la Recuperacion Secundaria y Mejorada (EOR), se ha realizado
desde hace varias décadas, principalmente en Norteamérica, como consecuencia
de que las reservas de los campos en Estados Unidos de América (EUA) y Canada
declinaban con mas velocidad que con la que se incorporaban volimenes debido a
nuevos descubrimientos. Es por ello que, las empresas productoras buscaron
incorporar nuevas reservas en yacimientos ya conocidos, iniciando asi la
implementacion de este tipo de tecnologias.

De acuerdo con Carcoana, 2005, para dimensionar la contribucion de la
recuperacion mejorada, tanto en épocas recientes como en las proyecciones se
tendria un incremento de la produccion mundial durante el afio 2010 de
aproximadamente 3.5 % a un aumento de cerca del 20 % para el afio 2030.
(Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), 2012)

.......
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Figura I. 1 Contribucion de la produccién de aceite proveniente de métodos
de EOR a la produccion mundial (Comision Nacional de Hidrocarburos
(CNH), 2012).
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Capitulo I. Antecedentes del uso de métodos de recuperacién secundaria y
mejorada en México.

En 2012 los métodos de EOR que tuvieron mayor contribucion en la restitucion de
reservas a nivel mundial fueron los térmicos con un 67%, seguidos de la inyeccion
de gases con un 22%; en la cual la inyeccion de CO2 aport6 el 11 %, y la inyeccion
de quimicos que aporto el 11% (Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), 2012).

Existen cuatro casos de ejemplos de campos embleméticos en los cuales se ha
tenido una aplicacion exitosa de EOR, y se han incorporado reservas
(materializadas en produccion), alcanzando de esta forma volimenes que no se
hubieran podido obtener a través de formas de explotacion tradicionales (Rangel,
2015).

e Duri — Indonesia: Inyeccion de vapor.

e Ekofisk — Noruega: Inyeccion de gas con una posterior inyeccion de agua.

e Prudhoe Bay — Alaska: Inyeccién de gas de forma miscible desde un inicio y
una posterior inyeccion de agua.

e Yates — EUA: Perforacion infill, inyeccién de vapor e inyeccion de polimeros
y surfactantes.

A -

Figura I. 2 Contribucion del EOR al factor de recuperacion total de cuatro campos
emblematicos. Modificado: (Rangel, 2015).

Como se observa en la Figura I. 2 la incorporacion de produccién por técnicas de
EOR de los yacimientos fue mayor al 50% del factor de recuperacion total. Esta
figura tiene tres objetivos principales: demostrar que los métodos de EOR son una
realidad probada y que los volumenes recuperables son de magnitudes mundiales,
y que los métodos de EOR tienen gran versatilidad de uso ante las diversas
caracteristicas que presentan los diferentes aceites existentes alrededor del mundo
(Rangel, 2015).
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Capitulo I. Antecedentes del uso de métodos de recuperacion secundaria y
mejorada en México.

Destaca el caso de Prudhoe Bay, en el cual se recurrié a estas técnicas desde el
comienzo de la explotacion del campo. Lo anterior también es causa de una correcta
seleccion del método de EOR a implementar obteniendo como consecuencia
grandes beneficios en la produccién de aceite y por lo tanto mayores ganancias.

.2 Historia de los procesos de Recuperacion Secundaria y Mejorada en
México.

En los dltimos afios la declinacion de la produccion de hidrocarburos en nuestro pais
se acelerd de manera que no se satisface la demanda energética nacional, ya que
mas del 80% de la produccion de hidrocarburos a nivel nacional proviene de campos
que se encuentran en etapas maduras de produccion [Comision Nacional de
Hidrocarburos (CNH), 2012].

Produccion de Hidrocarburos Nacional

Produccién nacional de aceite (MBD) Produccidn nacional de gas (MMpcd)
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Figura I. 3 Historia de la produccion del afio 2008 a principios del 2019 de México (CNH,
Tableros de produccion, 2006-2019).

Un campo maduro se define como aquél que ha producido un volumen considerable
respecto a la reserva contenida en este: Np > X R2P; donde, Np es la produccién
acumulada, R2P es la reserva 2P original, y X es una fraccion de la unidad.
Tipicamente se considera que X sea 0.5 (Rangel, 2015).
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Capitulo I. Antecedentes del uso de métodos de recuperacion secundaria y
mejorada en México.

De acuerdo al “Outlook for Energy 2018” de la compania ExxonMobil la demanda
de energia global seguira creciendo para el afio 2040 debido al crecimiento de la
poblaciéon. De acuerdo con este estudio, los prondsticos para el afio 2030 indican
que los hidrocarburos contribuiran aproximadamente con el 60% de la demanda
total.

Se sabe que la Tasa de Restitucion de Reservas (TRR) en México no ha sido la
mejor en los ultimos afios. La TRR es el volumen restituido de reservas en cada una
de las categorias, derivada de la actividad exploratoria, la delimitaciébn de campos,
el desarrollo de campos y las revisiones entre el volumen producido en el mismo
periodo, comparados con la produccion total del afio anterior (Comision Nacional de
Hidrocarburos (CNH), 2012).

La Rec Secundaria no es tema nuevo para PE

A —
= FEMEX

M —
EXPLORACION Y PRODUCCION &

1951 1961 1983 1991
El primer proyecto [ Inyeccion de Agua al | Inyeccion de [ Inyeccion de agua en
de Recuperacion Campo San Andres. Agua al Campo Abkatun-Pol Chuc
Secundaria. Se Np =219 MMB Ogarrio. Np=404 MMB
inyecta agua en el Np=7 MMB
campo Poza Rica y 1968 . o
alcanza una Inyeccian de PEMEX tiene el reconocimiento
produccién de Agua al Campo internacional en proyectos de
aceite de 149 mil Tamaulipas - RSec / Manto. de Presion con
barriles por dia Constituciones. Nitrégeno por su aplicacién en
Np = 390 MMB Np=144 MMB Cantarell

o W L) L

T 1950 > 1960 > 1970 > 1980 > 1990 ) 2000 >
Inyeccion de agua: Mayo 2000. Inyeccion de nitrégeno en I
Cantarell. Np = 4500 MMB
1970. Campo El Golpe. Np=24.3 MMB

2004-2006 se reorganiza el Proyecto Integral Delta
del Grijalva y reactiva desarrollo; produccion
1974. Campo La Venta. Np=7.7 MMB méxima 156 mil barriles por dia.

1976. Complejo Antonio J. Bermidez 2006. Inicio de inyeccion de bioxido de carbono
: en Sitio Grande

1977. Campo Sitio Grande. Np=112 MMB 2008. Inicio de inyeccion de nitrégeno en KMZ.
Campo Cuichapa. Np=37 MMB

1978. Campo Rodador. Np=2.1 MMB.
Campo S. Magallanes. Np=24 MMB

Figura I. 4 Evolucion histérica de la aplicaciéon de la Recuperacion Secundaria por parte
de PEMEX (Rodriguez, 2013).

En México Unicamente se han realizados procesos de Recuperacién Secundaria y
Mejorada por parte de la empresa productiva del estado Petréleos Mexicanos
(PEMEX) a nivel piloto. Dichas pruebas se han realizado a través de diferentes
proyectos dirigidos por PEMEX iniciando en la década de los 50 (ver Figura I. 4).
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mejorada en México.

Hasta el 2008, se tenian considerados 30 proyectos de EOR dentro del territorio
nacional, en donde el 67% seria implementado en areniscas, el 17% a carbonatos
y el 4% a yacimientos naturalmente fracturados. Este reto también significa una gran
oportunidad para el pais tanto de aprendizaje como de entendimiento, debido a la
gran complejidad de los yacimientos mexicanos. (Rodriguez, 2013).

[.2.1 Potencial de implementaciéon de métodos de EOR en México.

En México se descubrié un volumen que suma cerca de 321,00 millones de barriles
de petréleo crudo equivalente; 266,00 millones de barriles de aceite y 289 billones
de pies cubicos de gas, de los cuales Unicamente se han producido cerca de 42,000
millones de barriles de aceite y 74 billones de pies cubicos de gas en toda la historia
(Rangel, 2015); se debe de tener cuidado con estos valores debido a el volumen
original asignado a Chicontepec, el cual ha ido a la baja y que posiblemente llegue
a valores cercanos a la cuarta o quinta parte del volumen original asignado.

Aceite

o Volumen no

Acumulada producido
41.5 mmmb

16%

224.3 mmmb

84%

Figura I. 5 Distribucion del volumen de aceite tanto producido como remanente (Rangel,
2015).

En la Figura I. 5 se observa el volumen de aceite tanto producido como remanente;
donde cerca de 224,300 millones de barriles de aceite descubiertos no han sido
producidos. Lo anterior resulta sorprendente debido a las cifras tan significativas
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mejorada en México.

mostradas, no obstante, esto es debido a las condiciones tanto tecnolégicas como
econdémicas con las que se cuenta. Los avances tecnoldgicos permiten acceder a
volimenes de hidrocarburos que anteriormente no podian extraerse, volviéndolos
recursos contingentes y de ser rentables econémicamente, incorporarlos como
reservas.

Actualmente, en México se cuenta con un portafolio muy pobre de proyectos de
EOR, a pesar de que se cuenta con la implementacion de varias pruebas piloto que
han sido exitosas. De las pruebas realizadas, se ha observado que el método mas
complejo para aplicar es la inyeccién de agua con quimicos, debido a su alto costo,
riesgo operativo, pero es el que representa el mayor incremento en el factor de
recuperacion por doélar invertido (ver Figura I. 6) (Rodriguez, 2013).

60

50

40

Surfactante

30 Térmicos

20 Inyeccion de CO2

Polimero

Costo incremental del aceite, $/barril

10

Inyeccion de agua

0 10 20 30 40 50 60 70 80
Recuperacion Total, (%OO0IP)

Figura I. 6 Recuperacion de aceite vs costos operativos. (CMG, 2016)

Cabe sefialar que la aplicacion de un método de EOR se traduce en tecnologia
avanzada y en alta especializacion de recursos humanos para obtener los mejores
resultados, es por ello que “para desarrollar estos métodos es necesario establecer
areas especializadas dentro de las dependencias y entidades que puedan identificar los
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mejorada en México.

mejores candidatos (campos) para estos meétodos, su disefio, evaluacion, validacion en
pruebas piloto y su masificaciéon” (Rangel, 2015).

.3 Cambios en el modelo de explotacién de un campo petrolero.

A lo largo del tiempo se ha creado un paradigma operativo donde se prescribe que
la explotacién de un yacimiento inicia con la recuperacion primaria (mecanismos
naturales de produccion como: expansion del sistema roca fluidos, expansion del
gas en solucién, empuje del acuifero, expansion del casquete de gas asociado o
drene gravitacional, o mediante sistemas artificiales de produccion), seguida de una
recuperacion secundaria (inyeccién de agua y/o gas bajo condiciones inmiscibles)
y una vez concluida, se procedia con la recuperacion terciaria (Comisién Nacional
de Hidrocarburos (CNH), 2012).

7~

~

- . - f = s = f - - -
Recuperacion Primaria Recuperacion Secundaria | Recuperacién Terciaria
Expansion del sistema Mantener |a energia natural Cualquier técnica usada
roca-fluidos, gas en solucion del yacimiento (inyeccion después de la recuperacion
empuije del acuifero, expansion de agua y/o gas bajo secundaria.
del casquete de gas, o drene condiciones inmiscibles). Miscible
de gas, o drene gravitacional. Térmica
\ y L ) | Quimica

[

Es necesario romper este paradigma de etapas secuenciales, y cambiar Planes de Desarrollo de
Campo que incluya todos los métodos necesarios que maximicen el factor de eficiencia.

Figura I. 7 Paradigma de explotacion historico (Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), 2012).

Sin embargo, romper el paradigma histérico de etapas cronoldgicas de explotacion,
incorporando técnicas de EOR desde el comienzo en la explotacion de los
yacimientos que asi lo requieran, puede traer como consecuencia una produccion
acumulada por pozo y por consiguiente una mejor recuperacién. Es decir, los
procesos de recuperacion de hidrocarburos se deben de ver como alternativas
adicionales y no como etapas secuenciales de explotacion.
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Antecedentes para la evaluacion técnica.

.1 Propiedades del sistema roca-fluido.

El conocer las propiedades fisicas de la roca, asi como entender la interaccion del
sistema roca-fluido es fundamental para evaluar el comportamiento de un
yacimiento. Las propiedades de la roca son evaluadas a través de pruebas de
laboratorio en nucleos, tapones y placas. Existen dos tipos de analisis principales a
nacleos:

» Caracterizacion basica del sistema roca:
e Porosidad
e Permeabilidad
e Saturaciéon

» Caracterizacion especial del sistema roca-fluidos:
e Presion capilar

e Permeabilidad relativa

¢ Mojabilidad

e Tension interfacial y superficial

e Presion de sobrecarga

La distribucion y comportamiento de los fluidos en el yacimiento esta estrechamente
relacionada con las caracteristicas anteriores (Ahmed, 2006).

11.1.1 Porosidad

La porosidad es la capacidad de un medio poroso para almacenar fluidos. Es la
razon que existe entre volumen poroso o de espacios vacios y el volumen
macroscopico total de la roca (Dake, 1978). Por lo general, la porosidad varia entre
0.10 y 0.40, aunque en algunas ocasiones valores fuera de este rango han sido
registrados. La porosidad es comunmente registrada en porcentaje, sin embargo,
para calculos ésta debe de ser usada en fraccion (Vafai, 2005).

_Up (II. 1)

Q)_Vt
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Capitulo Il. Antecedentes para la evaluacion técnica.

Donde:

@ = Porosidad

Vp = Volumen poroso

V't = Volumen total de la roca

Conforme los sedimentos fueron depositados y las rocas fueron formadas, en ellas
quedaron espacios vacios debido al nivel de cementacion, algunos de ellos se
encuentran interconectados permitiendo el flujo de los fluidos, mientras que algunos
otros se encuentran completamente aislados (Ahmed, 2006). Es por ello que se
definen dos tipos de porosidad:

e Porosidad absoluta
e Porosidad efectiva

11.1.1.1 Porosidad absoluta

Es la relacion que existe entre el volumen poroso y el volumen total de la roca en
cuestion. El volumen poroso es aquel que se encuentra constituido por el volumen
de poros interconectados y el volumen de poros aislados (Ahmed, 2006).

Vo; Vop,;
@a — plnt;_t palS (”. 2)
O bien,
Vt - Vgr
D, = .3
a Vt ( )
Donde:

@, = Porosidad absoluta
Vpin: = Volumen de poros interconectados
Vy = Volumen de granos

Vp.is = Volumen de poros islado
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V; = Volumen total de la roca
V- = Volumen de granos

11.1.1.2 Porosidad efectiva

Se define como la relacidn existente entre el volumen de poros interconectados y el
volumen poroso total, como se ilustra en la ecuacion I1.4.

_ Vpint

Der =~ (Il. 4)

@5 = Porosidad efectiva

Vpin: = Volumen de poros interconectados

Vt = Volumen total de la roca

La porosidad efectiva es la propiedad utilizada en la Ingenieria de Yacimientos para
definir el espacio poroso interconectado que contiene los hidrocarburos que pueden
ser recuperables (Dake, 1978).

I1.1.2 Saturacion

Se define como la fraccibn o porcentaje del volumen poroso de roca que se
encuentra invadido por uno o mas fluidos (no miscibles) con respecto al volumen
poroso total (Ahmed, 2006). Se representa mediante la siguiente ecuacion:

v
s=-2L

Up

(Il. 5)

Donde:

S = Saturacién

vy = Volumen invadido por el fluido en particular
v, = Volumen poroso total

Teniendo una roca invadida por agua, aceite y gas, la ecuacion anterior se tendria
que reescribir de manera particular para cada uno de los fluidos. La cuales
quedarian de la siguiente manera:
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S, =¥

w=5 (1. 6)
UO

So :E (1. 7)
_ %

Sg =1, (I1. 8)

Conociendo que la saturacion es un porcentaje, las ecuaciones 1.6, 11.7 Y 1.8
representaran una fraccion del fluido que se encuentra saturando el volumen
poroso. En consecuencia, la suma de las ecuaciones antes mencionadas siempre
debe de ser igual a uno, esto es representado en las siguientes ecuaciones:

S+ S +5, =1 (1. 9)
Zsj -1 (1. 10)

[1.1.2.1 Saturacion de aceite critica, S,

Para que la fase oleosa pueda fluir se necesita que ésta posea un valor de
saturacién por encima de un valor determinado, el cual es conocido como saturacion
de aceite critica (Dake, 1978).

[1.1.2.2 Saturacion de aceite residual, S,,,

Durante un proceso de recuperacion secundaria, ya sea por desplazamiento de
agua o gas, existe una cantidad de aceite que aun queda en la zona barrida por el
fluido desplazante, esta cantidad de aceite es conocida como saturacion de aceite
residual (Dake, 1978).

[1.1.2.3 Saturacion de aceite movil, S,,,

Es definida como la fraccion de volumen poroso ocupada por aceite movil. Esta se
expresa con la siguiente ecuacion (Ahmed, 2006):
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Som =1—= Sy — Soc (. 11)

Donde:
S,m = Saturacion de aceite movil
Swe = Saturacion de agua connata

S,. = Saturacién de aceite critica

[1.1.3 Saturacion de agua connata

Es aquella saturacion de agua existente al momento del descubrimiento del
yacimiento en cuestion. Es decir, aquella agua que fue depositada en la formacion
y que no puedo ser desplazada por los hidrocarburos que migraron debido a las
fuerzas capilares existentes en aquel momento (Ahmed, 2006).

[1.1.4 Mojabilidad

Es definida como la tendencia que tiene un fluido a adherirse a alguna superficie
solida en presencia de otro fluido no miscible (Ahmed, 2006). En la Figura Il. 1 se
aprecian pequefas gotas de mercurio, aceite y agua siendo derramadas en una
superficie limpia de vidrio, las tres gotas se dispersan en la superficie mostrando
diferentes comportamientos. Mientras que el mercurio conserva una forma esférica,
el aceite toma una forma semiesférica y el agua tiende a extenderse por la superficie
(Dake, 1978).

Esta extension convenientemente es medida por el angulo formado entre la
superficie solida y el fluido (dngulo de contacto). Como se observa en la Figura Il.
1, mientras el angulo de contacto disminuye, la mojabilidad (adherencia) del fluido
a la superficie aumenta.
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Aire
Mercurio
Aceite
8 8 8

ﬂ _— Agua

Plato de vidrio

Figura Il. 1 Angulo de contacto de acuerdo a la mojabilidad presente (Clark, 1969).

En un medio poroso los sistemas de mojabilidad estaran definidos de la siguiente
manera:

e Sistema mojado por aceite: 6 > 90°
e Sistema mojado por agua: 6 < 90°

La mojabilidad se estudia desde un enfoque quimico al observar las cargas de la
superficie (roca) y del fluido (aceite y agua) las cuales se encuentran interactuando
en todo momento (Anderson, 1987). Lo anterior esta directamente relacionado con
los efectos que causan los tensoactivos a la mojabilidad, asi como con la adsorcion
de los mismos.

La superficie de las rocas carbonatadas usualmente esta cargada positivamente lo
que provoca una mayor atraccion hacia los componentes basicos del aceite (Dake,
1978). En la Figura Il. 2 se observa esquematicamente como es que la superficie
de la caliza adsorbe las partes &cidas del aceite generando mayor mojabilidad al
aceite.

B EEE B EEEREEEL:

S S GG D Sl

SN I A O
e I I O e K

Figura Il. 2 Atraccion de los
componentes &cidos hacia la roca
carbonatada (Dake, 1978).
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[1.1.5 Tension interfacial y superficial

En un sistema multifasico es necesario considerar el efecto que causan las fuerzas
en la interfaz entre los fluidos no miscibles que se encuentran interactuando.
Cuando estos dos fluidos son un liquido y un gas, se utiliza el término de tensién
superficial para describir las fuerzas que actlan en la interfaz. Cuando se da el caso
de interaccion entre dos liquidos, las fuerzas que se encuentran actuando son
llamadas tension interfacial (Clark, 1969).

Considerando dos fluidos inmiscibles (gas y liquido) como se muestra en la Figura
II. 3, una molécula de liquido que se encuentra alejada de la interfaz esta rodeada
de otras moléculas de liquido las cuales muestran una atraccién entre ellas con un
valor de cero. En cambio, una molécula de liquido en la interfaz tiene fuerzas
actuando sobre ella debido al gas y otras actuando por debajo de ella debido al
liquido. Como consecuencia hay fuerzas no balanceadas, lo cual da como resultado
la tension superficial o interfacial segun sea el caso (Ahmed, 2006).

Capa de superficie \

A 4

Moléculas de la superficie
Menisco — jaladas hacia abajo.

Tensién superficial

Moléculas

Aceite

Moléculas internas
\-| tensionadas hacia

todas partes.

Figura Il. 3 Fuerzas que actldan en la tension
superficial (Clark, 1969).

Otra definicion aceptada es la energia de Gibbs por unidad de area de interfaz a
una temperatura y presiones bajas. La tension interfacial y superficial tiene
unidades de fuerza por unidad de longitud, cominmente en dyna/cm y es
usualmente denotada por el simbolo o. La tencion interfacial dada por un sistema
de agua y aceite (g,,,) varia en un intervalo que va desde las 10 dina/cm hasta las
30 dina/cm (Ahmed, 2006).
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Es posible calcular la tension interfacial en un medio poroso mediante la Ec. 11.12.
P
1
0/t = (PL = Poap) (1. 12)

Donde:
o = Tension superficial [dina/cm]
P= Densidad del fluido [g/cm?]

P= Parametro adimensional caracteristico de cada componente, el cual est4 dado
por:

P = 40 + 2.38 * PMy, (II. 13)

[1.1.6 Presion capilar

Las fuerzas capilares en un yacimiento petrolero se deben al esfuerzo combinado
de las tensiones superficiales e interfaciales, del tamafio de poro y su geometria y
la mojabilidad del sistema. Cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto, existe
una discontinuidad en la presién entre los dos fluidos que depende de la curvatura
de la interfaz que separa los fluidos. A esta presién se le llama presion capilar y se
simboliza con pc. En un sistema poroso, uno de esos dos fluidos que se ponen en
contacto moja la roca mejor que el otro por lo que la presion capilar también se
define como la diferencia de presion que causa la fase mojante y la no mojante
(Ahmed, 2006). Lo anterior se expresa en la Ec. Il. 14.

Pc = Pnw — Pw (I1. 14)
Donde:
pc = Presion capilar
Pnw = Presion de la fase no mojante

p,, = Presion de la fase mojante
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Fdesc
0)
s
Gas .1
*2
A
h
Fasc
2 3 14
Agua

Figura Il. 4 Relaciones de presion en
un tubo capilar (Ahmed, 2006)

Considerando la Figura Il. 4y la Ec. I1.14 de presién capilar, se tiene que:

PC:P1_P2 (”15)
Py = P3 — pairegh (1. 17)

Sustituyendo y considerando que la presiéon en el punto 3 es igual a la presion en el
punto 4 de la Figura Il. 4, se obtiene:

1. 18
P = (pw - paire)gh = Apgh ( )

Considerando la tension interfacial y un sistema donde se tiene una fase acuosay
otra oleosa, la presion capilar se puede expresar de la siguiente manera:

20,050

p =W (Il. 19)
r
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[1.1.7 Histéresis capilar

En un principio se considera que los espacios porosos de la roca contienen en su
totalidad agua, posteriormente cuando el aceite comienza a migrar, éste desplaza
al agua dejandola en una saturacion de agua residual. Por lo que, cuando los
yacimientos son descubiertos estos se encuentran saturados de aceite y agua
connata. La histéresis capilar es el proceso de saturar y desaturar un nucleo con la
fase o mojante.

Al proceso para generar la curva de presion capilar debido al desplazamiento de la
fase mojante (aceite o agua) por la fase no mojante (gas, aceite o agua) se le conoce
como drene. Este proceso establece la saturacion que se tenian cuando el
yacimiento fue descubierto. Otro proceso principal de desplazamiento de fluidos
ocurre cuando se realiza el proceso de drene a la inversa, es decir, cuando la fase
no mojante (gas o aceite) es desplazada por la fase mojante (agua). Este proceso
es conocido como imbibicion y su resultado es la curva de presion capilar por
imbibicion.

En la Figura Il. 5 se muestra una curva tipica de presién capilar por drene e
imbibicién.
6
5
} Curva Proceso
4 L (1) Drene
1 (2) Imbibicién

(& ]

L8]

Presion Capilar, Pc (atmosferas)

—

o 2 4 b B 1.0
Saturacion del Fluido Mojante, Sw

Figura Il. 5 Histéresis de la presion capilar (Ahmed,
2006).
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11.1.8 Permeabilidad

Es la capacidad que tiene la roca porosa para conducir un fluido. Esta propiedad se
denota con la letra k, su estudio es de alta importancia para determinar el
comportamiento del flujo de los fluidos (Ahmed, 2006).

11.1.8.1 Permeabilidad absoluta

Es la permeabilidad que se obtiene cuando el medio poroso se encuentra totalmente
saturado por un sélo fluido. Cuando se realizan pruebas en laboratorio, comiunmente
los fluidos que son utilizados para medir esta propiedad son aire o agua (Vafai,
2005).

11.1.8.2 Permeabilidad efectiva

Es la medida relativa de la conductividad que tiene el medio poroso cuando se
encuentra saturado por mas de un fluido. Esto quiere decir que la permeabilidad
efectiva se asocia a cada uno de los fluidos del yacimiento (gas, aceite o agua), la
permeabilidad para los distintos fluidos se expresa de la siguiente manera (Ahmed,
2006):

k,= Permeabilidad efectiva al gas
k,= Permeabilidad efectiva al aceite
k,,= Permeabilidad efectiva al agua

Se debe de cumplir que la suma de las permeabilidades efectivas debe de ser
menor o igual a la permeabilidad absoluta, como se ilustra en la Ec. 11.20.

kg + ko + ky, < kabs (11. 20)

11.1.8.3 Permeabilidad relativa

La permeabilidad relativa se define como la razén que existe entre la permeabilidad
efectiva de un fluido dado a una saturacion definida y la permeabilidad absoluta
(Ahmed, 2006).
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Capitulo Il. Antecedentes para la evaluacion técnica.

La terminologia utilizada para representar la permeabilidad relativa al gas, aceite y
agua se representa en las ecuaciones I11.21, 11.22 y 11.23.

k

krg =27

(1. 21)

k
kyo = 7" (1. 22)

Ky (1. 23)
k

Donde:

k,,= Permeabilidad relativa al gas
k,= Permeabilidad efectiva del gas
k,.,= Permeabilidad relativa al aceite
k,= Permeabilidad efectiva del aceite
k..,= Permeabilidad relativa al agua
k,,= Permeabilidad efectiva del agua

k= Permeabilidad absoluta

Las permeabilidades relativas deben de tomar un valor entre cero y uno:

0 < ke Krokrg < 1.0 (1. 24)

En la Ec. 11.24 la permeabilidad relativa se expresa en porciento o fraccion de la
permeabilidad absoluta. Como se observa en la Figura Il. 6, se cuenta con un
sistema mojado por agua. Analizando la figura de izquierda a derecha se obtiene lo
siguiente:

e Cundo S, < 20: Unicamente la fase oleosa puede fluir a través del medio
poroso, yaque S,, < S,..
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Capitulo Il. Antecedentes para la evaluacion técnica.

e Cundo 20 < S, < 85: Se encuentra fluyendo de forma simultanea tanto la
fase oleosa como la acuosa.

e Cundo S, > 85: unicamente la fase acuosa puede fluir a través del medio,
debido a que S, < Sy..

lll.ftegicm A Region B :{:Flegion ‘C‘t
Qil Flow Qil + Water Water Flow
10 —_.\ ' 10
[} I
| \\ |
| X |
Qs : !
+ + o]}
| \ \ |
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< i \ \k-—1?7 1 3
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1 Swo | t y Soc '
o 20 40 60 BO 100
I-\!—‘— WaEer Saturalion: Sw —'I—'
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0Oil Saturation, S5 ~————————#

Figura Il. 6 Comportamiento tipico para el flujo
de dos fases (Ahmed, 2006).

Los factores que afectan la permeabilidad relativa son:

e Saturacion de los fluidos

e Geometria y distribucion del espacio poroso.
e Mojabilidad

e Historia de saturacion

[I.2 Fundamentos de los métodos de Recuperacion Mejorada

11.2.1 Adsorcion

La adsorcion es un proceso donde una sustancia se adhiere (denominada
adsorbato) a una superficie determinada (denominada adsorbente) formando una
pelicula liguida o gaseosa sobre la superficie ya sea de un cuerpo sélido o liquido.
El proceso inverso a la adsorcién es la desorciéon. Asimismo, existe la adsorcion
fisica, debido a fuerzas de atraccion débiles, y la adsorcion quimica, debido a los
enlaces quimicos fuertes.
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[1.2.2 Numero capilar

Es un grupo adimensional que se refiere a la relacion entre las fuerzas viscosas y
las fuerzas capilares que interacttan entre si, quedando definido de la siguiente
manera:

_ fuerzas viscosas vuL (1. 25)

““ " fuerzas capilares o cos @

El estudio de este numero adimensional es imprescindible para el entendimiento de
los efectos que causan los métodos de recuperacion mejorada, ya que durante un
desplazamiento inmiscible agua-aceite, la movilizacion del aceite a recuperar esta
regida por las fuerzas que definen al nUmero capilar.

Se ha demostrado que la saturacion residual de aceite restante después de llevar a
cabo un desplazamiento por agua esta en funcién del nUmero capilar. En un proceso
de recuperacién secundaria por desplazamiento de agua, el N, es del orden de 10
6. Aumentando este nimero en un rango de 10™* < N, < 10~2 obteniendo con ello
una mayor recuperacion de aceite (Wagner, 1966).

En la Ec. Il. 25 se observa que reduciendo significativamente los efectos de las
fuerzas capilares se logra un aumento en el nimero capilar, por disminucién de la
tensidn interfacial; la cual es la Unica variable sobre la cual podemos tener un control
de cambios tan fuertes, en 3 érdenes de magnitud obteniendo un valor deseado de
namero capilar, reduciendo asi la saturacion de aceite residual, aumentando la
recuperacion de aceite.

11.2.3 Numero Acido.

Se define como el nimero de miligramos de hidréxido de potasio (KOH) requeridos
para neutralizar (pH de 7.0) 1 gramo de aceite. Para que sea aplicable la inyeccion
de élcali se debe de tener un Ny > 0.5 mg KOH/gr de petroleo crudo (Lake L. W.,
1989).
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Capitulo Ill. Recuperacion Secundaria y Mejorada.

Recuperacion Secundaria y Mejorada

1.1 Recuperaciéon Secundaria

Los métodos de recuperacién secundaria son aplicados con el propoésito de
aumentar el factor de recuperacion, esto se logra inyectando un fluido al yacimiento
con el fin de obtener energia adicional que ayude a que el aceite remanente fluya
hacia la superficie (Abreu M., Mufioz A., Silva, & Loreto M., 1985).

De acuerdo con Rangel, (2015) la recuperacién secundaria es un proceso en el que
se agrega energia a la que naturalmente contiene el yacimiento mediante la
inyeccién de fluidos en forma inmiscible (gas, agua y WAG). Otra definicion sefiala
que un proceso de recuperacion secundaria es la inyeccion de un fluido externo al
yacimiento para proporcionarle energia, en el cual los cambios en las propiedades
fisicoquimicas del yacimiento y sus fluidos son despreciables (Lake L. W., 1989).

Aplicando algun método de recuperacion secundaria con la correcta administracion
para un yacimiento convencional, el factor de recuperacion varia entre 50% y 65%
del volumen original (Satter & Thakur, 1994).

Se ha encontrado que muchas veces conviene aplicar esta energia extra al
yacimiento desde etapas tempranas en su explotacion, antes de esperar el
agotamiento de la energia natural, esto con el fin de mantener valores de presién
adecuados que permitan obtener una mayor recuperacion de hidrocarburos con el
fin de maximizar el valor econémico. Lo que se busca siempre bajo criterios
econdmicos, es extraer al maximo los hidrocarburos del yacimiento que no fluyeron
por energia propia a superficie (Comision Nacional de Hidrocarburos (CNH), 2012).

Los métodos mas comunes de recuperacion secundaria son:

1. Inyeccion de agua
2. Inyeccion de gas natural

La Tabla lll. 1y la Tabla Ill. 2 contienen los principales tipos de inyeccion de agua y
gas inmiscible, sus caracteristicas, ventajas y desventajas que posteriormente se
describiran mas a fondo.
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Tabla Il

Tipo de

inyeccion

Periférica o
tradicional
(externa)

Capitulo Ill. Recuperacion Secundaria y Mejorada.

. 1 Ventajas y desventajas de la inyeccion de agua (CNH, Caracteristicas,

ventajas y desventajas de la inyeccion de gas, 2014).

Caracteristicas

- La inyeccién es en el
acuifero, cerca del
contacto agua- petréleo

Ventajas

- No requiere de la perforacion
de pozos adicionales, son pocos
pozos

- No requiere buena descripcion
del yacimiento

- Recuperacion alta de aceite
con poca produccion de agua

- Reduccién de costos por el
manejo de agua

Desventajas

agua inyectada para
desplazar el
hidrocarburo

- No es posible lograr
un seguimiento
detallado del frente de
invasion
- Puede fallar por
mala comunicacion
entre la periferia y el
centro del yacimiento
- La recuperacion de
la invasién es a largo
plazo por lentitud del
proceso

- No se utiliza toda el

Dispersa o
en arreglos
(interna)

- El agua se inyecta
dentro de la zona de
aceite

- Se emplea en
yacimientos con poco
buzamiento y una gran

superficie

- A fin de obtener un
barrido uniforme, los
pozos inyectores se
distribuyen entre los
pozos productores

- Produce una invasion mas
rapida en yacimientos
homogéneos, de bajos

buzamientos y bajas
permeabilidades efectivas con
alta densidad de los pozos

- Réapida respuesta del
yacimiento

- Elevadas eficiencias de barrido

- Buen control de frente de
invasion

- Disminuye el efecto negativo
de las heterogeneidades

- Exige mayor
seguimiento y control,
debido a que es més

riesgosa

- Exige mayor
seguimiento y control,
por lo que requiere
mayor cantidad de
recursos humanos

- Requiere una mayor
inversion en
comparacion con la
inyeccién externa

FI, UNAM

23



Capitulo Ill. Recuperacion Secundaria y Mejorada.

Tabla Ill. 2 Ventajas y desventajas de la inyeccién de gas (CNH, Caracteristicas, ventajas
y desventajas de la inyeccion de gas, 2014).

Tipo de

inyeccion

Caracteristicas

Ventajas

Desventajas

Interna o
dispersa

- La inyeccion se realiza
dentro de la zona de aceite

- Se aplica en yacimientos
homogéneos, con poco
buzamiento, relativamente
delgados, con empuje por gas
en solucion y sin capa de gas
inicial

- Requiere un nimero elevado
de puntos de inyeccion

- La permeabilidad relativa del
gas debe de ser
preferentemente baja

- Es posible orientar el
gas inyectado hacia la
Zzona mas apropiada

- La cantidad de gas
inyectado puede
optimizarse mediante el
control de la produccion
e inyeccién de gas

- La eficiencia de
recuperacion mejora muy
poco o hada, como
consecuencia del relieve
estructural o el drene
gravitacional

- La eficiencia de barrido
es inferior a la que se logra
con la inyeccion externa

- Los canales formados
por la alta velocidad de
flujo originan que la
eficiencia de la
recuperacion sea inferior
gue la externa

- La cantidad de pozos de
inyeccién requerida
aumenta el costo de

operacion

Externa

- La inyeccion se realiza en el
casquete de gas (primario o
secundario)

- Se aplica en yacimiento de
alto relieve estructural

- Se aplica en yacimiento con
altas permeabilidades
verticales, >200mD

- La cantidad de pozos
requeridos depende de la
inyectividad

En comparacioén con
la inyeccion interna:

- Mayor eficiencia de
barrido

- Los beneficios
obtenidos de la
segregacion
gravitacional son
mayores

- Requiere buena
permeabilidad vertical del
yacimiento

- Es necesario controlar la
produccion de gas libre de
la zona de aceite

- Las intercalaciones de
lutitas, asi como las
barreras, son
inconvenientes para la
inyeccién de gas externa
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[1l.2 Inyeccién de agua

Actualmente el método de recuperacién secundaria por inyeccién de agua es el
principal de ellos, obteniendo un factor de recuperacién aproximado de 30 a 45%
(Paris de Ferrer, 2001). Este método es el mas utilizado debido a:

e La disponibilidad del agua.

e La relativa facilidad con la que se inyecta.

e La facilidad con la que el agua se extiende a través de la formacion.
e El costo es relativamente menor que otros fluidos.

¢ La eficiencia del desplazamiento de aceite provocado por el agua.

[11.2.1 Tipos de inyeccion

De acuerdo con la posicion de los pozos inyectores y productores, la inyeccion del
agua se puede llevar a cabo de dos formas diferentes.

[11.2.1.1 Inyeccion periférica o externa

Esta consiste en que los pozos inyectores son posicionados fuera de la zona donde
se encuentra el aceite, en los flancos del yacimiento. También es conocida como
inyeccion tradicional y muy cominmente el agua es inyectada cerca del contacto
agua-aceite con el fin de proporcionar una energia mecanica similar a la que tuviese
el yacimiento si este fuera explotado por empuje de agua (acuifero).

Caracteristicas:

1. Se utiliza cuando no se posee una buena descripcion del yacimiento y/o la
estructura de este, favorece la inyeccion de agua.
2. Los pozos de inyeccion se colocan en el acuifero, fuera de la zona del aceite.

Ventajas:

1. Se utilizan pocos pozos.

2. No requiere de la perforacion de pozos adicionales, ya que se pueden utilizar
pozos productores viejos como inyectores, traduciéndose esto como una
disminucién en la inversion en areas donde se tienen pozos perforados en
forma irregular o donde el espaciamiento de los pozos es muy grande.

3. No se requiere una buena descripcion del yacimiento para iniciar con el
proceso.

4. Se recupera mayor cantidad de aceite con una minima produccion de agua.
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Desventajas:

Una porcion del agua inyectada no desplaza el aceite.

No es posible lograr un seguimiento detallado del frente de invasion.

En algunos yacimientos no es capaz de mantener la presion de la parte
central del mismo y es necesario hacer una inyeccion en arreglos en esa
parte de los yacimientos.

Puede fallar por no existir una buena comunicacion hidraulica entre la zona
donde se inyecta el agua y la zona donde se encuentra el aceite.

El proceso de invasion y desplazamiento es lento, por lo tanto, la
recuperacion de la inversion tomara mas tiempo.

[11.2.1.2 Inyeccion en arreglos o dispersa

Este tipo de inyeccion de agua se realiza en la zona donde se encuentra el
aceite. El agua invade la zona y desplaza los fluidos (aceite y gas) del volumen
invadido hacia los pozos productores, esto se logra a través de un numero
apreciable de pozos inyectores y productores que forman un arreglo geométrico.

Caracteristicas:

1. La seleccién del arreglo es dependiente de la estructura y los limites del
yacimiento, asi como de su continuidad, permeabilidad, porosidad y del
namero y posicion de los pozos existentes.

2. Se emplea en yacimientos con poco buzamiento y gran extension areal.

3. Afin de obtener un barrido uniforme, los pozos inyectores se distribuyen entre
los pozos productores, para lo cual se convierten los pozos productores
existentes en inyectores, o0 se perforan pozos inyectores interespaciados. El
propésito es obtener una distribucién uniforme de los pozos.

Ventajas:

1. Produce una invasion mas rapida en yacimientos homogéneos, de bajo
buzamiento y bajas permeabilidades efectivas con alta densidad de los pozos
debido que la distancia inyector-productor es pequefia. Esto es muy
importante en yacimientos de baja permeabilidad.

2. Rapida respuesta del yacimiento.

3. Elevadas eficiencias de barrido areal.

4. Permite un buen control del frente de invasion y del factor de reemplazo.

5. Disminuye el efecto negativo de las heterogeneidades sobre la recuperacion.

6. Rapida respuesta en presiones.

7. El volumen de la zona de petréleo es grande en un periodo corto.
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Desventajas:

1. En comparacién con la inyeccion externa, este método requiere una mayor
inversion, debido al alto nimero de pozos inyectores.

2. Posee un mayor grado de incertidumbre.

3. Exige un mayor seguimiento y control, por lo tanto, mayor cantidad de
recursos humanos.

[11.2.2 Factores que intervienen en la inyeccion de agua

Los factores que intervienen y controlan la recuperacion por inyeccion de agua y
gas son:

e Geometria del yacimiento.

e Litologia

¢ Profundidad del yacimiento

e Porosidad

e Permeabilidad

e Continuidad de las propiedades de la roca

e Magnitud y distribucion de las saturaciones de los fluidos
e Propiedades de los fluidos

e Permeabilidades relativas

[11.2.3 Desplazamiento de fluidos inmiscibles

Se conoce como desplazamiento al proceso mediante el cual un fluido pasa a
ocupar el lugar de otro en un medio poroso. Generalmente los fluidos desplazantes
son el agua o gas, y el desplazado es el aceite. Para que exista tal desplazamiento
es necesario que el fluido desplazante disponga de mayor energia que el fluido
desplazado (Paris de Ferrer, 2001).

A medida que se va inyectando el fluido desplazante, se va formando un frente de
invasion y se comienzan a distinguir dos zonas dentro del yacimiento: la zona
invadida detras del frente de invasién, la cual se encontrara saturada por el fluido
gue se hainyectado y el aceite remanente, y una zona no invadida en la cual se va
formando un banco de aceite debido a que se va desplazando hacia adelante.

[11.2.3.1 Tipos de desplazamiento
El desplazamiento de los fluidos se puede dar de dos formas (Paris de Ferrer, 2001):

e Pistdn sin fugas
e Pistdn con fugas
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Dentro de estos dos tipos de desplazamiento existen dos fases:

e Lafase inicial o antes de la ruptura, en la cual se tiene casi toda la produccién
del fluido desplazado y donde el fluido producido no contiene fluido
desplazante.

e La fase subordinada o después de la ruptura donde la produccion es una
combinacion del fluido desplazante y el fluido desplazado.

[11.2.3.1.1Desplazamiento de piston sin fugas

Es un desplazamiento ideal en el cual la saturaciéon del fluido desplazante es
maxima y la del aceite es la residual (aceite no movil) en la zona invadida.

[11.2.3.1.2Desplazamiento piston con fugas

Ocurre cuando la zona invadida se encuentra saturada por aceite remanente (aceite
movil) y fluido desplazante. Cuando el fluido desplazante llega a los pozos
productores se sigue produciendo aceite de manera variable.

[11.2.4 Mecanismos de desplazamiento

El desplazamiento que se lleva a cabo en estos métodos de recuperacion es del
tipo no continuo ya que las saturaciones de los fluidos se encuentran en constante
cambio a través del tiempo, lo cual causa cambios en otras propiedades como la
permeabilidad relativa, distribucion de presiones y en las viscosidades de las fases.

Las etapas de desplazamiento se dan en cuatro etapas:

e Condiciones iniciales (antes de la inyeccién)
e Invasion por el fluido desplazante

e Ruptura

e Posterior a la ruptura

111.2.4.1 Condiciones iniciales

Se considera que a través de un yacimiento homogéneo las saturaciones son
constantes, los fluidos se desplazan de forma horizontal. Asimismo, cuando un
yacimiento unicamente ha sido producido por recuperacion primaria, la presion del
yacimiento es menor a la presion de burbuja por lo que se tendra una fase gaseosa
la cual seréa uniforme a través de todo el yacimiento.
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[11.2.4.2 Invasion a un determinado tiempo

La inyeccion de agua resultara en un incremento en la presion del yacimiento, efecto
que se encontrard con mayor intensidad a los alrededores de los pozos inyectores
y disminuye al acercase a los pozos productores.

Continuando con la inyeccion de agua, el aceite va formando un banco delante del
frente de avance y asimismo, se empuja con efectividad el gas movil hacia adelante,
aunqgue bajo ciertas condiciones parte del gas puede ser atrapado por dicho banco.
Finalmente, detras del frente de avance se tiene un banco de agua en la cual se
tiene agua inyectada y aceite residual mas el gas atrapado.

111.2.4.3 Llene

El gas se desplaza delante del frente de invasion con excepcion del atrapado antes
de que se produzca el aceite, a este efecto se le conoce como “llene”. Para que se
obtenga dicho efecto la acumulacion de agua inyectada debe de ser igual al
volumen del espacio ocupado por el gas moévil del yacimiento.

En esta etapa parte del gas se vuelve a disolver en el aceite mientras que la otra
parte fluye hacia los pozos productores. La llegada del frente de aceite a los pozos
productores maraca el final de este efecto.

[11.2.4.4 Ruptura

Posterior al llene, el avance del frente del agua inyectada sigue dandose hasta el
momento en que se comienza a observar un aumento significativo en la produccion
de agua lo que indicaria que se ha producido la ruptura del frente de agua en el
pozo.

[11.2.4.5 Posterior a la ruptura

En esta etapa la produccion de agua aumenta de manera considerable. La
recuperacion del aceite remanente solo se da circulando grandes volumenes de
agua. Asimismo, al seguir con la inyeccion de agua durante esta etapa se
conseguira una mayor area barrida lo que provocara obtener una produccion
considerable de aceite que sera rentable. El proceso terminara cuando ya no sea
econdmicamente viable, ya que s6lo se encontrara el medio saturado por el agua
inyectada remanente a la produccion y el aceite residual.
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1.3 Recuperacion Mejorada (EOR)

Los procesos de recuperacion mejorada comunmente son denominados como
procesos de recuperacion terciaria. Sin embargo, en su definicion no se asocia a
ninguna etapa en particular de la vida productiva del yacimiento. Por lo mismo, se
puede considerar que los métodos de recuperacién mejorada no necesariamente
tienen que ser la etapa terciaria de explotacion del campo en cuestion, ya que estos
se pueden planear desde el inicio de explotacibn del campo e inclusive ser
implementados antes de pensar en una recuperacion secundaria.

[11.3.1 Clasificacion de los métodos de recuperacion mejorada

Aungque se cuenta con diferentes clasificaciones de métodos de recuperacion
mejoradas, la que se ilustra a continuacién es la mas utilizada.

Métodos de Recuperacidn Mejorada

Caliente m

¥ ¥
HPAI Slug Preces Polimenos 0

Gas Enriguacido Surfactartes

Gases de
Comibustidn
Gases
Imertes

¥ T ¥
_ de vapor

v Fac, s VAPE
# NoFrac. » VAPE(+ Vapor

Con Vaporizacion Healis

(02 Miscibile Miscelares
NZ Miscible AGP
Acohol Emuldones

» Hiimedo
« Con Aditivee

» SAGP

« MEOR
*  Equmas

Figura Ill. 1 Clasificacién de los métodos de EOR. Modificado (Thomas, 2008).

El presente trabajo se enfoca Unicamente en los métodos quimicos de recuperacion
mejorada, los cuales tienen como objetivo principal mejorar la eficiencia de barrido
volumétrico del yacimiento, con el fin de recuperar la fase discontinua entrampada
en el medio poroso mediante los siguientes mecanismos (Larson, Feb. 1982):
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e Incrementar el nimero capilar para movilizar el aceite residual disminuyendo
la tension interfacial.

e Reducir la relacion de movilidades para mejorar la eficiencia de barrido.

e Mejorar la eficiencia de barrido en yacimientos muy heterogéneos,
aumentando la viscosidad del fluido desplazante.

Algunos ejemplos se describen a continuacion:

111.3.2 Polimeros

Este método consiste en la inclusion de polimeros al agua de inyeccién con el fin de
conseguir un decremento en su movilidad, incrementando su viscosidad, asi como
un decremento en su permeabilidad efectiva (Willhite, 1988). Esto se traduce en un
incremento en la eficiencia de barrido volumétrica obteniendo un decremento en la
saturacion de aceite detras del frente de avance.

Los polimeros han sido utilizados en la produccion de aceite en tres formas (Lake
L. W., 1989):

e Como tratamientos en pozos cercanos para incrementar el desempefo de
los pozos inyectores bloqueando las zonas de alta conductividad
combatiendo de esta manera el flujo no deseado en yacimientos con alta
heterogeneidad.

e Como agentes que la roca podria absorber para asi crear una resistencia
adicional al flujo del agua subsecuente, asi el flujo del agua y el polimero es
restringido y obligado a desviase a otras partes del yacimiento.

e Como agentes que causan un decremento en la movilidad del agua con el
incremento de la viscosidad del agua inyectada.

[11.3.2.1 Definicién de polimero

Un polimero es un producto quimico constituido por macromoléculas en forma de
cadenas formadas por moléculas simples, llamadas mondémeros (Areizaga, 2002).
Estos mondémeros deberan de poseer dos sitios reactivos con el fin de poder romper
sus dobles enlaces y que a estos se puedan unir otro mondémero y asi formar un
polimero.

Para la industria petrolera los polimeros se clasifican en dos grandes grupos
generales (Green, 1998):

e Polimeros sintéticos, siendo el mas comun la poliacrilamida.
e Biopolimeros o polisacaridos, siendo el mas comun la goma xantana.
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Las moléculas de la poliacrilamida son muy flexibles y de diametro pequefio,
formando cadenas muy largas siendo sensibles a esfuerzos cortantes. Asi mismo,
estas poseen alta polaridad haciéndolas afines al agua (Rivera, 2007).

——CHy—HC
C=0

NHo

Figura lll. 2 Representacion desarrollada de la
poliacrilamida.

n

Otro ejemplo de polimero es la goma xantana, la cual es mucho mas resistente a
los esfuerzos mecanicos que la poliacrilamida debido a su estructura quimica es
mucho mas compleja, asi mismo tiene mayor capacidad de aumentar la viscosidad
de agua con alta salinidad.

[11.3.2.2 Propiedades de los polimeros

[11.3.2.2.1Degradacion de polimeros

La cantidad de polimeros encontrados en solucién en el yacimiento es proporcional
al aumento de viscosidad. Sin embargo, la viscosidad puede ser afectada por tres
mecanismos gque suceden en el yacimiento (Sorbie, 1991):

e Degradacion quimica
e Degradacion biol6gica
e Degradacion mecéanica

La degradacion quimica se debe tanto a la presencia de iones divalentes (como
Ca?*y Mg?*) y oxigeno, en combinacion con la alta temperatura.

La degradacion bioldgica es comun que suceda en biopolimeros y es la destruccién
de las moléculas de los polimeros por bacterias, o por procesos quimicos
gobernados por las enzimas. Los factores que afectan este tipo de degradacion son:
el tipo de bacteria, presion, temperatura, salinidad y otros quimicos presentes. Este
tipo de degradacion se da a temperaturas y salinidades bajas.
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La degradacién mecénica se da en zonas de flujo de alta velocidad que provoca la
ruptura de las moléculas de los polimeros. Este tipo de flujo puede presentarse en
instalaciones superficiales o en el pozo, siendo mas comudn en el area donde se
presentan los disparos debido a que los fluidos fluyen a treves de orificios de
diametro muy bajo. Debido a lo anterior, es recomendable realizar la inyeccion de
polimeros donde se cuente con una terminacion de agujero descubierto.

111.3.2.2.2Propiedades reoldgicas de las soluciones poliméricas

Dado que la propiedad de interés a modificar con la adicién de polimeros al medio
poroso es la viscosidad, se debe de entender su comportamiento reoldgico teniendo
en cuenta la variacion de la concentracion de éste y los diferentes esfuerzos de
corte (T) a los que es sometido.

El esfuerzo de corte se define como la fuerza tangencial que es aplicada por unidad
de area a la superficie del cuerpo que se encuentra en deformacion. La velocidad
de corte no es mas que el cambio en la velocidad de flujo dada una distancia.

De la Ley de Newton de la viscosidad se observa que los comportamientos de la
deformacion de estos fluidos que describe la ecuaciéon llamados Newtonianos se
presenta una relacion linea entre el esfuerzo de corte y la velocidad de corte,
adicionalmente mostrando en ella una constante de proporcionalidad p la cual sera
la viscosidad del fluido, como se ilustra en la siguiente ecuacion (Cengel, 2006):

dv (. 1)

T:—,LLE

Los fluidos No Newtonianos son aquellos gue no muestran un comportamiento lineal
entre el esfuerzo de corte y la velocidad de corte, es decir, la viscosidad se mantiene
constante. Cuando se observa que la viscosidad del fluido disminuye a medida que
aumenta la velocidad de corte se les llama fluidos pseudoplasticos. Caso contrario,
cuando la viscosidad del fluido aumente a medida que lo haga la velocidad de corte,
se les denominan fluidos dilatantes (Figura Ill. 3).

De acuerdo con la experiencia adquirida en este trabajo los polimeros se comportan
principalmente como un fluido pseudoplastico.
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Figura Ill. 3 Comportamiento reolégico de los fluidos.

[11.3.2.3 Retencién de las moléculas de polimeros en el medio poroso

Este fendmeno se da debido a tres mecanismos que ocurren en el medio poroso
(Willhite, 1988):

1. La adsorcién del polimero que se presenta en las paredes del poro en el
medio.

2. El entrampamiento debido a el didmetro de la garganta del poro menor al
diametro de la molécula.

La adsorcion del polimero Figura lll. 4 ocurre debido a que varios de los minerales
que componen al medio poroso son afines para adsorber las moléculas de polimero,
formando una capa que recubre los granos de la roca, este mecanismo se observa
en mayor medida cuando se incrementa la concentracion del polimero y/o la
salinidad del solvente.
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Figura lll. 4 Moléculas de polimero adsorbidas
reduciendo el didmetro de poros en areniscas
(Littmann, 1988).
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El entrampamiento de los polimeros en el medio poroso se da debido a que el
diametro de las moléculas del polimero en el caso de un poro en particular son de
menor didmetro que la garganta a la entrada del poro, sin embargo, estas tendran
un diametro mucho mayor al diametro de la garganta a la salida del poro. Lo anterior,
ocasionara un taponamiento en ese poro impidiendo el paso de los fluidos, teniendo
como resultado una disminucion considerable de la permeabilidad. La reduccién de
permeabilidad dependera del tipo de polimero inyectado, la cantidad de polimero
retenido, asi como del tamafio y distribucion del poro.

[11.3.2.4 Procedimiento de inyeccion de polimeros

En la Figura lll. 5 se muestra esquematicamente una secuencia tipica de inyeccion
de polimeros: al frente se observa un banco de aceite; tras el banco un bache donde
fluyen simultaneamente agua y aceite; posteriormente un bache de agua de
acondicionamiento; tras este el bache de polimero; finalmente un bache de agua
desplazando el polimero.

‘ En este banco fluyen agua y aceite Sdlo fluye aceite 1

Aceite residual ) S

e B e

S 2 Banco &%

de aceitess

Banco de L LI
Agua de Banco de agua y aceite SR e
i jé limero o 2
inyeccién po S

ua Agua
congenita

Figura lll. 5 Procedimiento de inyeccién de polimeros (Medina, 2010).

111.3.3 Alcali
Los &lcalis son sales organicas que se caracterizan por tener un pH muy alto. Los

alcalis mas usados en inyeccién de agua son:

e Hidréxido de sodio
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e Hidroxido de amoniaco
e Hidréxido de potasio

¢ Ortosilicato de sodio

e Fosfato trisddico

e Carbonato de sodio

¢ Silicato de sodio

De los anteriores, el hidroxido de sodio y el ortosilicato de sodio son los mas
efectivos aumentando el factor de recuperacion del aceite con un costo
relativamente menor.

La principal desventaja de estos compuestos quimicos es que casi todas las rocas
tienden a reaccionar con ellos, reduciendo su concentracion y con ello su efecto y
provocar un fracaso en el método empleado. Esto se puede observar en mayor
medida en componentes arcillosos. Esta reactividad de la roca porosa se expresa
en milequivalentes de reactivo consumido por cada 100 g de roca (meqg/100 g).

En 1927, H. Atkinson obtuvo la primera patente incluyendo un caustico o alcali al
agua de inyeccioén con el fin de disminuir la tension interfacial del fluido desplazado
y el fluido desplazante y de esa manera obtener una mayor recuperacion de aceite.
Sin embargo, el efecto de disminucion de la tension interfacial no sera dado
Gnicamente por el alcali inyectado, ya que estos tienen la propiedad de reaccionar
con &cidos organicos del aceite con los cuales se formaran tensoactivos naturales.
Los tensoactivos naturales son los que causaran el efecto de disminucion de tension
interfacial entre el fluido desplazante (solucién alcalina) y el fluido desplazado
(aceite).

[11.3.3.1 Mecanismos de desplazamiento de alcali

Realizando un analisis econdmico de un proyecto de inyeccion de alcali, se podria
obtener una percepcién errobnea de que es el proceso mas conveniente ya que entre
los procesos a implementar es uno de los mas baratos. Sin embargo, debido a que
utiliza mecanismos de desplazamiento complejos, el precio de implementacién de
este tipo de procesos tiende a aumentar de manera sustancial.

El aumento del factor de recuperacion en los yacimientos donde se implementan
este tipo de métodos es debido a la accién individual o combinada de los
mecanismos que se mencionan a continuacion:

1. Interaccién entre el petroleo y el alcali: Causando una reduccién en la tension
interfacial agua-aceite y ademas emulsiones aceite en agua, aumentando asi
la viscosidad del fluido desplazante.
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2. Interaccién entre la roca porosa y el alcali: Causando una alteracién (que
debe de ser controlada) en la mojabilidad.

3. Precipitacion quimica producida por el mezclado de la solucién alcalina con
algunos elementes presentes en el yacimiento.

[11.3.3.2 Interaccion entre aceite y alcali

El alcali reaccionara con ciertos compuestos organicos del aceite, formando asi
surfactantes de forma natural, causando la disminucién de la tension interfacial entre
el agua y el aceite, esto estara en funcion de:

e Concentracion y tipo de alcali.

e Cantidad de componentes acidos organicos presentes en el aceite.
e Concentracidn y tipos de sales presentes en la solucion.

e pH de la solucién.

Debido a que no todos los aceites reaccionan de la misma forma con el alcali,
consecuencia de que no todos tienen la misma concentracion de compuestos acidos
se define un numero adimensional llamado “Numero Acido” (N,) que sera parametro
de la reactividad de un crudo con cierto alcali descrito en el apartado 11.2.3.

111.3.3.3 Formaciéon de emulsiones

El alcali ademas de formar tensoactivos naturales “in-situ” tendera a formar
emulsiones aceite en agua, reduciendo de esta manera la movilidad del agua de
inyeccion, generando altos gradientes de presion no uniformes en el frente de la
emulsién, lo cuales podrian vencer fuerzas capilares adversas a la recuperacion del
aceite. Con lo anterior se puede conseguir un efecto combinado, incrementando la
eficiencia de barrido volumétrica (Cooke Jr., 1974).

[11.3.3.4 Interaccién entre la roca y el &lcali inyectado
111.3.3.4.1Alteracion de la mojabilidad

La mojabilidad juega un papel de suma importancia en la distribucion de los fluidos
a nivel de poro. Debido a ello, se estudia a fondo sobre el cambio de mojabilidad
causado por la inyeccién de soluciones alcalinas, este efecto sera causado debido
a que algunos de los surfactantes producidos naturalmente se adsorberan a las
paredes del poro. Asi mismo, este efecto es debido al cambio de las fuerzas

FI, UNAM

37



Capitulo Ill. Recuperacion Secundaria y Mejorada.

interfaciales (agua-aceite, agua-solido y aceite-solido) causando de la misma
manera un cambio en el angulo de contacto (Anderson, 1987).

Este cambio de mojabilidad dard lugar a dos diferentes mecanismos de
desplazamiento del aceite (Johnson Jr., 1976):

Cuando la roca cambia de mojable por aceite a mojable por agua: La
recuperacion se da debido al cambio favorable de las permeabilidades
relativas al agua y al aceite en la region del yacimiento en la que el aceite es
movil obteniendo relaciones de movilidades favorables.

Cuando la roca cambia de mojable por agua a mojable por aceite (Figura Ill.
6): Debido al aceite acido y al agua alcalina que alteran la mojabilidad
preferencial por el aceite, ocasiona que el aceite residual que se encuentra
en el medio como fase no mojante discontinua, pase a ser la fase continda
abriendo nuevas trayectorias de flujo, sino se consiguen dichas trayectorias
el aceite residual quedara entrampado. Asimismo, debido a la tension
interfacial ultra baja que se conseguira, se formaran emulsiones viscosas de
agua en aceite crenado un bloqueo parcial del flujo por donde anteriormente
fluia agua generando gradientes de presion elevados los cuales son capaces
de vencer las fuerzas capilares provocando la movilizacion del aceite.

Si el alcali se forma a partir de agua salada (salmuera), los surfactantes naturales
del crudo se vuelven insolubles y el medio poroso presentard adherencia por el
aceite. Caso contrario, si el alcali se forma a partir de agua dulce, los surfactantes
son solubles y el medio presentara adherencia por el agua.

Figura lll. 6 Distribucion de aceite en un poro mojado pbr aceite (Cooke Jr., 1974).

Granos de arena
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111.3.3.4.2Consumo del alcali

Existen otras reacciones que consumen la concentracion de alcali afectando
directamente en su desempefio, causando que su proceso de inyeccion no sea
exitoso. Dicha perdida de alcali cuenta con un mayor indice de riesgo a que sucedan
cuando se cuentan en presencia de arcillas (montmorillonita, ilita, clorita,etc.), otros
aluminosilicatos (feldespatos, etc.) carbonatos y sulfonatos (calcita, dolomita,
gipsonita, anhidrita, etc.). La pérdida de alcali que generan estos minerales se
puede dar debido a los siguientes mecanismos (Mohnot, 1989):

1. Intercambio i6nico superficial.
Reacciones i6nicas.
Precipitacion de hidroxidos.
Formacién de nuevos minerales
Precipitacion de silicatos.
Precipitacion de carbonatos.

ok wd

[11.3.3.5 Procedimiento de inyeccion de alcali

Consiste en inyectar un preflujo de agua compatible con el yacimiento para asi
acondicionar el yacimiento, posteriormente se inyecta el bache de la solucién
alcalina, seguido de la inyeccion del fluido desplazante. Con esto se formara un
banco de aceite delante del frente de invasion y detras del frente la se tendréa la
combinacion de aceite residual y agua.

l Agua y aceite fluyen en este banco Solamente fluye aceite 1

Aceite residual

Banco
de aceite

Bache de Banco de
solucién | aceite-agua

caustica

Agua
congénita

Figura Ill. 7 Procedimiento de inyeccion de alcali (Medina, 2010).
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111.3.4 Tensoactivos

Los surfactantes son compuestos con actividad interfacial conocidos también como
anfifilos o tensoactivos debido a su naturaleza dual. Estos, tienen la propiedad de
acumularse en la interfase agua-aceite disminuyendo la tension interfacial. Los
surfactantes estan compuestos, por una porcidon no polar (lipofilica en forma de
cadena larga: denominada cola) y una porcién polar (hidrofilica: denominada
cabeza). En la Figura Ill. 9 se observa una representacion esquematica de un
tensoactivo.

Este proceso conlleva el adicionar tensoactivos o surfactantes en superficie al agua
de inyeccion con el fin de disminuir la tension interfacial agua-aceite, ocasionando
una mejor recuperacion de aceite (Lake L. W., 1989).

En la Figura Ill. 8 se observa una representacion de la estructura molecular de
algunos de los surfactantes més utilizados en la industria petrolera.

Grupo Hidrofilico Grupo Hidréfobo o
o Cabeza Polar Cola Hidrocarbonatada

Figura Ill. 9 Molécula de tensoactivo (Lake L. W., 1989).
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Figura lll. 8 Ejemplos de tensoactivos anidnicos (Lake L. W., 1979).
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111.3.4.1 Clasificacion de tensoactivos

Los surfactantes se clasifican principalmente en cuatro grupos dependiendo
principalmente de su polaridad (Lake L. W., 1989):

Anidnicos: Tan requeridos por su electroneutralidad, la molécula del
surfactante aniénico (cargado negativamente, en contraposicion al
mondmero) se descarga con un cation metalico inorganico (generalmente
sodio) asociado con el mondémero. En una solucién acuosa, la molécula
ioniza a los cationes libres y a los mondémeros anibnicos. Los surfactantes
anioénicos son los mas comunes para este tipo de recuperacion mejorada
debido a que son buenos surfactantes, relativamente resistentes a la
retencion, estables, y pueden obtenerse de forma relativamente econémica.

Catidnicos: Si la parte polar tiene carga positiva, los surfactantes son
cationicos. En este caso, la molécula del surfactante contiene un anion
inorganico para balancear la carga. Los surfactantes catiénicos se usan muy
poco en recuperacion mejorada, debido a que son fuertemente adsorbidos
por las superficies aniénicas de las arcillas.

No-lénicos: Son una clase de surfactantes que han sido extensivamente
utilizados en el desplazamiento micelar, principalmente como cosurfactantes
pero gue se han incrementado hasta emplearse como surfactantes primarios.
Estos surfactantes no forman enlaces idnicos, sino que cuando se disuelven
en soluciones acuosas, presentan propiedades de surfactantes por su
contraste de electronegatividad entre sus constituyentes. Los surfactantes
no-ionicos son mucho mas tolerantes a la alta salinidad que los anionicos
debido a su alta tolerancia a la dureza y fuerza idnica.

Anfotéricos: Esta clase de surfactantes contiene aspectos de dos o més de
las otras clases. Por ejemplo, un anfotérico podria contener tanto un grupo
aniénico como un grupo no-polar. Estos surfactantes no se han utilizado en
la recuperacion de aceite.
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La clasificacion anterior se puede ejemplificar en la Figura Ill. 10.

- © : 6 o
— — —9 @
Anionics Cationics Nonionics Amphoterics
Sulfonates Quaternary ammonium Alkyl-, Alkyl- aryl-, acyl-, Aminocarboxylic
Sulfates organics, pyridinum, acylamindo-, acyl- acids
Carboxylates imidazolinium, piperi- aminepolyglycol, and
Phosphates dinium, and sulfonon- polyol ethers
ium compounds Alkanolamides

Figura lll. 10 Clasificacion de tensoactivos (Lake L. W., 1979).

El surfactante mas utilizado en la recuperacion mejorada es el sulfonato de sodio,
esto debido a su bajo costo, a su facil obtencion y a su gran actividad interfacial.

La interaccidn de tensoactivos con rocas carbonatadas es totalmente diferente a la
interaccién con areniscas, debido a la complejidad relacionada con los medios
calcareos como; la mineralogia, las cargas superficiales, el ambiente de depdsito
etc.

[11.3.4.2 Comportamiento de los tensoactivos

Cuando una concentracion baja de surfactante es agregada a un disolvente, las
moléculas del surfactante tienden a absorberse en la interfase entre dos fluidos, lo
gue causa una disminucién en la tension interfacial. Realizando una adicién
continua de tensoactivo a la disolucion, la tension interfacial seguira disminuyendo
hasta un punto tal que la interfaz estara saturada en su totalidad de tensoactivo lo
que ocasionara que la tension interfacial ya no disminuya mas. Al punto de
concentracion de tensoactivo donde ocurre este fenomeno se le llama
concentracion micelar critica. A partir de este punto es cuando las moléculas de
tensoactivos tenderan a asociarse formando micelas.

En la Figura lll. 11 se observa el comportamiento anteriormente descrito donde las
micelas son esquematicas, ya que estas no son estaticas y pueden tomar varias
formas (Shah, 1977).
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Figura lll. 11 Definicion esquematica de la CMC (Lake L. W., 1989).

La concentracidon micelar critica es muy pequefia variando del orden de 10° a 10
kg-mol/m3, debido a ello la concentraciéon de surfactantes utilizadas en recuperacion
mejorada es del orden de 102 kg-mol/m3 (Lake L. W., 1989).

El comportamiento de fase se ve altamente afectado por la salinidad. Por ejempilo,
a baja salinidad un surfactante exhibir4 buena solubilidad en la fase acuosa y una
solubilidad reducida en la fase oleosa. Debido a ello se observaran diferentes
comportamientos dependiendo de la salinidad del medio acuoso.

El primero de ellos ser4 cuando en una composicion general, cerca del limite
salmuera-aceite se separe en dos fases: una fase que sera aceite y otra fase que
estara constituida como una emulsién que contendra salmuera, surfactante y un
poco de aceite que se encontrard hinchando a micelas.

La Figura Ill. 12 ilustra de manera adecuada el comportamiento donde el surfactante
tendera a formar micelas a bajas concentraciones de salinidad en la fase acuosa
entrampando aceite mejor conocido como Winsor tipo Il(-).
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Figura lll. 12 Representacion gréafica del comportamiento de fase tipo II(-) (Lake L. W.,
1989).

Por otro lado, a salinidades altas un surfactante exhibira buena solubilidad en la fase
oleosay una solubilidad reducida en la fase acuosa. Se estaran formando dos fases:
una de salmuera y una emulsién dentro de micelas invertidas que consistiran en
aceite, surfactante y salmuera.

En la Figura lll. 13 se observa el comportamiento donde el surfactante tendera a
formar micelas a altas concentraciones de salinidad en la fase oleosa entrampando
salmuera mejor conocido como Winsor tipo II(+).

Micela

MNa+ MNa+

Salmuera Na*
Na+

Na+

MNa* MNa*

Figura lll. 13 Representacion del comportamiento de fase tipo II(+)
(Lake L. W., 1989).
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A salinidades intermedias existira un cambio continuo entre los sistemas
anteriormente descrito, lo que ocasionara que exista un rango de salinidad en donde
se forme una tercera fase rica en surfactante como se muestra en la Figura Ill. 14.
En la Figura lll. 14 se observan 3 fases: una de aceite, una de salmuera y una
emulsién cuya composicion esta representada por un punto invariante y ademas de
ello, ahora se tendrdn dos interfases originando dos tensiones interfaciales:
emulsion y aceite (o,,)y otra de emulsion y agua (o,,,). Este sistema es conocido
como Winsor tipo IlI.

Figura Ill. 14 Representacion del comportamiento de fase tipo Il (Lake L. W., 1989).

Este modelo es de suma importancia ya que es en esta zona en donde se obtiene
la tension interfacial minima y el valor maximo del parametro de solubilizacion.
Asimismo, se observa que existe una salinidad en la cual los valores de tension
interfacial son iguales y los suficientemente bajos para obtener una recuperacion de
aceite extra, a esta salinidad se le conoce como salinidad 6ptima.

111.3.4.3 Estudios de la estructura del surfactante

Cuando se aumenta el extremo de la parte no-polar del surfactante aumentara la
solubilidad de este en el aceite. La medicién de la competencia de las partes
hidrofilicas y lipofilicas indicaran la solubilidad del aceite.

Una medicion de las competencias de las partes hidrofilicas y lipofilicas del
surfactante es el numero de balance hidrofilico-lipofilico (HLB), para ciertos tipos de
surfactantes, este numero estara relacionado con la estructura molecular.
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Para llevar a cabo ajustes de solubilidad de surfactantes se utilizan cosurfactantes
gue ocasionan que sea mas soluble en agua el surfactante y alcoholes de alto peso
molecular, incrementando la solubilidad de estos en la fase oleosa.

[11.3.4.4 Reaccion de los surfactantes con las propiedades del aceite

Los aceites con densidad relativa alta tienden a ser ricos en acidos organicos, por
lo que la solubilidad del surfactante en aceite es menor en aceites de alta gravedad
especifica (Wyatt, 2002).

[11.3.4.5 Factores que afectan el desplazamiento por surfactantes.

Las interacciones roca-fluidos que afectan al desplazamiento por surfactantes son
las siguientes (Baviere M., 1991):

e Adsorcion

e Intercambio catiénico

e Fendmeno de precipitacion-disolucion
e Fendmeno capilar

e Dispersion

El fendmeno de mas estudio es el de la adsorcidén del surfactante debido al gran
impacto econdmico que este proceso genera en el proyecto. La adsorcion se
presenta por la atraccion entre el surfactante y las superficies de los minerales que
componen la roca. Estas fuerzas dependeran directamente del tipo de surfactante
y de la naturaleza de la superficie.

111.3.4.6 Adsorcion de Surfactantes

La adsorcion de tensoactivos en la interface sélido-liquido depende de lo siguiente:

1. La naturaleza quimica de la superficie (adsorbente).
2. La naturaleza quimica del tensoactivo.
3. Las caracteristicas de la fase acuosa.

[11.3.4.7 Mecanismos de desplazamiento
Los principales mecanismos de desplazamiento son los siguientes (Wagner, 1966):

e Disminucién de la tensién interfacial agua-aceite a valores ultra bajos: Las
fuerzas capilares que entrampan el aceite son parcialmente eliminadas.
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Debido a micelas: Se transportan grandes cantidades de aceite entrampadas
en las micelas formadas por el surfactante. es por formacioén de emulsiones,
las micelas estabilizan las emulsiones.

Cambio de mojabilidad: El dngulo de contacto se modifica causando una
mojabilidad intermedia. Cuando la roca es mojable por aceite, puede entrar
en poros pequefios y entramparse en ellos. Al modificarse la mojabilidad, el
agua sustituird al aceite en los poros pequefios, provocando su salida.
Presencia de microemulsiones: Estas presentan una viscosidad igual o
mayor al aceite mejorando la relacion de movilidades.

[11.3.4.8 Procedimiento de inyeccion

El esquema tradicional de inyeccidon que se ilustra en la Figura lll. 15 se describe a
continuacion:

1. Se inyecta un volumen de salmuera con el fin de cambiar la salinidad del
agua de formacion.
2. Se agrega un bache de pre flujo (sacrificado) con el fin de disminuir la
retencion de surfactante en la formacion.
3. Se inyecta el bache de surfactante el cual puede ser empujado con una
solucion polimérica para mejorar la relaciéon de movilidades.
4. Se inyecta un bache de soluciéon polimérica mas diluido con el fin de proteger
el que anteriormente se inyecto.
5. Se procede con la inyeccién de agua para empujar los baches anteriormente
inyectados con el fin de trasladarlos hacia los pozos productores.
1
Pt
polimérica micelar de prelavado
Agua
Figura Ill. 15 Procedimiento de inyeccion de surfactante (Medina, 2010).
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[11.3.5 Inyeccion de ASP

De los procesos de recuperacion mejorada anteriormente clasificados, la inyeccion
de surfactantes controlada con polimeros técnicamente ha sido el més eficiente
(Lake L. W., 1979). Sin embargo, se debe de tener mucho cuidado en su aplicacion
debido a los altos costos que este proceso implica.

En cuanto a los desplazamientos por inyeccion de alcali y de polimeros (por
separado) son poco rentables y manejan un alto grado de incertidumbre debido a la
gran concentracion requerida de estos quimicos y a la pérdida que se genera en el
medio causando un efecto negativo (Baviere M. , 1991).

Es por esto que se han generado alternativas para obtener una menor incertidumbre
en el proceso, disminuir perdida de quimicos, costos y con ello aumentar su
rentabilidad e implementacién (Baviere M. G., 1995).

De la misma manera, se han estudiado/probada combinacion de los quimicos alcali,
surfactante y polimero, en la recuperacion mejorada. A esto se conoce como
inyeccion ASP, en esta técnica se enfatiza la inyeccion de alcali debido a su bajo
costo en comparacién con los surfactantes.

111.3.5.1 Efecto combinado alcali, surfactante y polimero (ASP).

El método se basa en la inyeccion en combinacion del surfactante con polimero, y
alcali para promover la disminucion, de la tension interfacial, asi como una menor la
pérdida de agentes quimicos por adsorcidén. esta técnica es mas econémica y
eficiente ya que se puede obtener mayor recuperacién de aceite. El alcali reacciona
con los componentes organicos del aceite formando tensoactivos naturales “in-situ”
gue interactlian con los surfactantes de la mezcla introducida, produciendo valores
ultra bajos de tension interfacial.

El efecto buscado con la combinacion al momento de la inyeccion de estos tres
agentes quimicos es el de remplazar los agentes quimicos con mayor costo
(surfactante y polimero). la proporcion de la combinacion de estos agentes
dependera directamente de las caracteristicas del medio donde sean aplicados, ver
Figura lll. 16. Al inyectar ASP se combinan los mecanismos listados en la Tabla lll.
3.
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Desplazamiento por alcali

Alcali mejorando el Alcali mejorando el
desplazamiento polimero desplazamiento por

y viceversa surfactantes

Inyeccion ASP

Desplazamiento por . . . : .
) Desplazamiento por la accién Desplazamiento por inyeccion de
polimeros . ) )
combinada de surfactante y polimero tensoactivos

Figura lll. 16 Evolucion de la inyeccién de ASP (Baviere M. , 1991).

Tabla lll. 3 Mecanismos de inyeccion de ASP (Wyatt, 2002).

Agente quimico Funcién Mecanismos de desplazamiento
Incrementa el pH, lo cual Disminuye la TIF

saponifica el aceite.
Incrementa el esfuerzo Disminuye la TIF
ionico, lo cual altera el perfil
de pH para la saponificacion.
Alcali Incrementa el esfuerzo Regula el comportamiento de fase
idnico, lo cual altera el
coeficiente de particion.
Incrementa la densidad de Disminuye la adsorcion de
carga negativa sobre laroca. quimicos

Incrementa la densidad de Hace a la roca mas mojable por
carga negativa sobre la roca. agua.

Se adsorbe en la interfase Disminuye la TIF

agua-aceite
Surfactante : . . 2
Forma micelas mixtas en la Amplia el rango de concentracion
emulsion generada in-situ. de alcali para obtener la minima TIF
Polimero Incrementa la viscosidad del Disminuye la movilidad del agua
agua.
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Se adsorbe a la roca Disminuye la movilidad del agua

Polimero disminuyendo la
permeabilidad efectiva al
agua.

[11.3.5.2 Alternativas de inyeccion

Se ha planteado que el objetivo principal de la inyeccion ASP es el de disminuir
costos a través de la inyeccion en mayor proporcion de alcali. Sin embargo, se
puede variar la proporcion de cada uno del agente inyectado en funcion del objetivo
buscado. El &lcali ademas de disminuir costos ayudara a dos objetivos mas:

e Disminucién de la tension interfacial
e Disminucién de la perdida de quimicos

En el primero de los casos se sugiere que los surfactantes formados “in-situ” no
seran lo suficientemente 6ptimos para conseguir las tensiones interfaciales
buscadas por lo que es necesario inyectar una cantidad pequefia de surfactantes
como mezcla junto con el &lcali, con el fin de conseguir valores ultra bajos de tensién
interfacial (Nelson, 1984). Con el polimero obtendriamos un control de la movilidad
de los baches inyectados incrementando la eficiencia de barrido tanto horizontal
como vertical. Para que este método sea aplicable es necesario que el aceite tenga
un Ny = 0.5.

l

Acefte residual .
» Aceite
Ba nco de remanente
aceite

Solucion

polimérica

Banco de
aceite-agua
de inyeccion

Figura lll. 17 Procedimiento para disminuir TIF (Medina, 2010).
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En el segundo de los casos el alcali sirve como agente de sacrificio, donde se
inyecta como bache de prelavado por delante del bache conformado por tensoactivo
y polimero con lo que se logra mejorar la efectividad del desplazamiento (Baviere
M., 1991).

Aceite residual .
: Aceite
Banco de remanente

aceite
| Simer | Bache
~ | micelar

nca

R

Banco de
aceite-agua
de inyeccion

Figura lll. 18 Procedimiento para disminuir la adsorcion de quimicos (Medina,
2010).

Algunas consideraciones importantes sobre este métodos son:

1. En algunos experimentos se ha demostrado que a bajos gastos de inyeccion
incluyendo polimeros se han obtenido mejores factores de recuperacion que
si no se incluyeran en la mezcla de inyeccion.

2. La adicion de surfactantes afectara el comportamiento de las curvas de
permeabilidad relativa causando un incremento en la permeabilidad relativa
del agua mientras conforme decrementa la tension interfacial.

3. Larelacion de permeabilidades relativas agua a aceite incrementa con forme
la tension interfacial disminuye.

4. La adicion de surfactantes cambia los procesos de flujo en pruebas de
laboratorio. Esto es debido a la creacion de emulsiones con la adicion de
surfactantes produciendo un incremento en la recuperacion de aceite a altos
gastos.
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Capitulo IV. Principios de la evaluacion economica.

Principios de la evaluacion econémica.

Uno de los objetivos del presente trabajo es tener en cuenta la combinacién de los
aspectos técnicos y economicos para poder llevar a cabo una correcta evaluacion y
de esta manera poder seleccionar el mejor proyecto de Recuperaciéon Secundaria
y/o Mejorada que mejor rentabilidad y por lo tanto mas ganancias.

IV.1 Metodologia FEL

La metodologia Front End Loading (FEL) surge en 1987 con el fin de mantener un
orden en el desarrollo de procesos y proyectos de una empresa. Dicha metodologia
esta basada en métodos clasicos matematicos, estadisticos, analiticos, entre otros,
que establecen lineamientos a seguir para garantizar la rentabilidad y éxito de los
estudios realizados; jugando un papel importante para reducir costos, obtener una
buena planeacion y con ello, aumentar el rendimiento de nuestro proyecto. Asi
mismo, con ésta se determina y se define el alcance de un proyecto con el fin de
lograr los objetivos planteados desde un principio por parte de la empresa, tratando
de minimizar variables como el tiempo y costos del proyecto y con ello, asegurando
la rentabilidad a nivel econdmico, operativo y técnico (Facultad de Ingenieria,
UNAM, 2010).

Las fases que comprende la metodologia FEL son las siguientes:

IV.1.1 Visualizacion (FEL I)

En esta etapa se evalla la mayoria de incertidumbres mayores y riesgos,
identificacion de tecnologias, definicién de costos Clase V (£50% — 30% rango de
exactitud del costo de inversién), la definicion y la documentacién de los escenarios
mas factibles generados mediante una lluvia de ideas sobre los escenarios de
explotacion que puedan generar al caso base. Observando fortalezas,
oportunidades, debilidades y amenazas (analisis FODA) se categorizan las
decisiones con el objetivo de identificar y evaluar la factibilidad técnico-econémica,
en forma preliminar, de todos los esquemas posibles que el equipo de trabajo
visualice para la materializacién de nuevas oportunidades. En esta fase se cuenta
con la integracion y participacién de todas las organizaciones y corporaciones que
tengan relacion con el proyecto.
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IV.1.2 Conceptualizacién (FEL II)

Aqui es donde se evaltan con més profundidad los escenarios identificados y las
soluciones tecnoldgicas incorporadas en la etapa anterior realizando la
cuantificacion de las diferentes variables técnicas y econdmicas con el objetivo de
seleccionar el mejor escenario basado en la cuantificacion de riesgos e
incertidumbres, la evaluacion econdmica realizada, asi como la ingenieria
conceptual del mismo.

En esta etapa también se conceptualiza de mejor forma los costos del proyecto para
llevarlos a ser Clase IV (x25% — 15%) con el objetivo de planear opciones para el
desarrollo del proyecto, ademéas de su ciclo de vida y de esta manera, poder
seleccionar la mejor opcion econémica, de bajo riesgo e incertidumbre.

IV.1.3 Definicion (FEL 111)

Teniendo bien definido el escenario seleccionado en la etapa de conceptualizacion,
esto mediante la ejecucion de la ingenieria basica, analisis de incertidumbre, costos,
economia, y documentacion para la autorizacién del proyecto. En esta fase el
entregable consolida el desarrollo del escenario seleccionado en la
Conceptualizacion, el cual contiene el valor generado, el plan de mitigacion de
riesgos, la ingenieria basica del proyecto y la economia asociada.

Visualizacién Conceptualizacion Definicidon

¢ Objetivo: Definir un ¢ Objetivo: Validar el e Objetivo: Disefio de
caso de negocio y caso de negocio y ingenieria.
entender seleccionar el mejor e Actividades: Plan de
alternativas. escenario. ejecucién y

e Actividades: e Actividades: Evaluar presupuesto.
Establecer los los escenarios y e Costos: Clase Il
posibles escenarios realizar una prueba +15% — 10%
y proveer de concepto.
documentos de « Costos: Clase IV - I
soporte Técnico- +2506 — 15%
Econdmico.

e Costos: Clase V
+50% — 30%
Figura IV. 1 Conceptos fundamentales de la metodologia FEL. Adaptada: (Cuevas,
2011).

FI, UNAM

53



Capitulo IV. Principios de la evaluacion economica.

El principal objetivo de esta fase es desarrollar el alcance del proyecto y los planes
de ejecucién del escenario seleccionado para precisar el valor econémico esperado,
asi como su incertidumbre y riesgo. Asegurar que se cumplen los objetivos de
negocio, solicitar la autorizacion del proyecto y los fondos para la ejecucion del

mismo.

En la Figura IV. 1 se observa esquematicamente los puntos mas importantes de
cada una de las etapas de la métodologia FEL.

En México, desde el afio 2003; aproximadamente, se aplica la metodologia VCD
(Visualizacion, Conceptualizacion, Definicién), que toma los mismos principios de la
metodologia FEL pero que son acorde a la industria petrolera mexicana (Figura IV.

2).

I 1
sreleraden Fhuezasien Sonceptustizacen m

«Evaluar «Establecer un
resencia de caso de negocio
idrocarburos =Asegurar su

comerciales alineacion con

los objetivos
estratégicos

*Establecer varios

escenarios
posibles
sIdentificar los
principales
riesgos e
incertidumbre

=Andlisis de
opciones.
+Seleccion de la
mejor.
«Mejorar la
precision de los
costos
estimados.
+Plan de accion
para mitigar
riesgos e
incertidumbres

v

Concepto
Validade

s.hg:lmada

«Detallar el plan
de desarrollo.
+Desarrollar
ingenieria de
detalle.
*Obtener
autorizacion de
fondos

v

Opclén

Figura IV. 2 Metodologia VCD (PEMEX).

IV.2 Evaluaciéon deterministica

Puesta en
operacion de las
instalaciones
Analisis de la
operatividad
Analisis post-
mortem

«Implantar plan dej-
desarrollo
aprobado
v v
E-anido Ia‘:.ﬂ?:“

«Detallar el plan
de abandono del
proyecto

Para poder llevar a cabo una correcta evaluacion econémica se necesita tener un
claro entendimiento de cada una de las variables principales que determinaran el
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valor de cada uno de los proyectos y con los cuales se podran obtener los indices
para evaluarlos.

Las variables antes mencionadas se describen a continuacion.

IV.2.1 Variables econdmicas

IV.2.1.1 Pronésticos de produccion

Es la cuantificacion de la produccidon que se obtendria de acuerdo al conocimiento
del principal mecanismo de produccién, combinada con la productividad de pozosy
de las condiciones de explotacién. Con esto se conocera el comportamiento de la
produccion pasado, presente y realizando un prondstico de la futura. Informacién
que serd indispensable para poder obtener una correcta evaluacion econémica.

En este trabajo, los prondsticos de produccion se obtuvieron a partir de la simulacion
numeérica de la inyeccion de los diferentes tipos de recuperacién secundaria
(inyeccion de agua) y recuperacion mejorada (métodos quimicos).

IV.2.1.2 Precios de los hidrocarburos

Es la cantidad monetaria que adquiere el hidrocarburo como valor. En el caso del
aceite este tendra como estandar el costo en délares por barril de aceite y del gas
en doélares por BTU. El precio del barril de aceite es uno de los parametros con
mayor volatilidad e incertidumbre dentro de las variables econdémicas, ya que
depende directamente de la oferta y demanda de los hidrocarburos.

IV.2.1.3 Costos

Son el valor monetario de los recursos que se entregan o prometen entregar, a
cambio de bienes o servicios que se adquieren. Los costos se pueden clasificar en
dos tipos de manera operativa, estos son (Pefialoza, 2008):

e Costos fijos: Son aquellos cuyo importe permanece constante,
independientemente si existen variaciones de la actividad de la empresa. Se
identifican debido a que; sin importar si existen cambios en la produccion, si
se vendan o no los hidrocarburos, estos deben de ser solventados por la
empresa.
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e Costos variables: Son aquellos costos que varian a razon proporcional, de
acuerdo con el volumen de las actividades desempefiadas por la empresa.
Son los costos por producir o vender.

IV.2.1.4 Inversiones

La inversidon cosiste en la aplicacion de recursos financieros a la creacion,
renovacion, ampliacion o mejora de la capacidad operativa de la empresa (Tarrago,
1986). Esto con el fin de permitir a la actividad empresarial cumplir con los objetivos
del proyecto en el tiempo establecido.

IV.2.1.5Tiempo

El tiempo es una de las variables mas importantes para cualquier proyecto, ya que
tanto, el valor del dinero y las condiciones del mercado iran cambiando a través de
este de forma sustancial. Es por ello que uno de los objetivos del presente trabajo
es determinar el tiempo de aplicacion de método de Recuperacién Secundaria y/o
Mejorada que de una mejor respuesta en cuanto a incertidumbre y ganancia.

IV.2.2 Indicadores econdmicos

IV.2.2.1 Valor presente neto (VPN)

Es uno de los indicadores econdémicos mas utilizados para la toma de decisiones ya
gue permite conocer el valor del dinero en el afio 0 a través del traslado de flujos de
efectivo futuros (tanto positivos como negativos) que se generan en un proyecto
mediante una tasa de interés de cuenta. Este valor permitira conocer las ganancias
o pérdidas totales del proyecto generadas en el presente (Baca, 1992).

El VPN se calcula de la siguiente manera:

FE,
VPN = —Iy + 2 : V. 1)

Donde:
VPN: Valor Presente Neto.

Iy: Inversion inicial.
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FE;: Flujo de efectivo neto del periodo t.
n: Numero de periodos de vida.

i: Tasa de interés.

Con el fin de aprobar o negar la realizacion del proyecto, se utilizan los siguientes
parametros de VPN:

e Cuando VPN>0, significa que habra ganancias con el proyecto por lo tanto
conviene el ser efectuado.

e Cuando VPN=0 es indistinta la realizacion del proyecto, ya que lo que estara
pasando es que Unicamente se estara recuperando la inversion.

e Cuando VPN<O0 no conviene ser efectuado debido a que habra perdidas.

IV.2.2.2 Valor presente inversion (VPI)

Es el valor de la inversion al dia de hoy. Valor presente de las inversiones realizadas
durante el horizonte de evaluacién de un proyecto (Pappas, 1980).

IV.2.2.3Indice de rentabilidad (VPN/VPI)

También conocido como indice de utilidad o eficiencia de la inversion. Es otro criterio
gue se debe tener en cuenta para seleccionar la mejor alternativa de un proyecto,
el cual indica cudl es la utilidad por cada unidad monetaria invertida, definido por la
siguiente relacion (Glinz, 2007):

VPN

TPT (V. 2)

Donde:
VPI: Valor presente de la inversion.
VPN: Valor presente neto.

IV.2.2.4 Tasa Interna de Retorno (TIR)

Se define como la tasa de interés que reduce a cero el valor presente equivalente
de una serie de ingresos y egresos (Cross Bu, 2001). Matematicamente, es la tasa
de interés a la cual el VPN se hace 0, es decir que es la tasa a la cual los flujos de
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efectivo positivos y negativos (representando ingresos y egresos) se vuelven
iguales.

La TIR cumple con la siguiente ecuacion:

Fe, (V. 3)
ot Z (1+0)¢

Donde:

—I,: Inversion inicial

Fe;: Flujo de efectivo neto del periodo t

n: NUumero de periodos de vida

i: Tasa de interés

t: Periodo del tiempo en el que se encuentra el proyecto

IV.2.2.5Periodo de recuperacion de inversion (PRI)

Indicador que determinara la medida del plazo (meses/afio) de tiempo que se
requerira para que los flujos de efectivo netos recuperen su costo o inversion inicial.
Esto ayudara a medir la liqguidez del proyecto como también el riesgo relativo
(Pappas, 1980). Entre menor sea el PRI significa que se recuperard mas rapido la
inversién y en ese momento se generan las ganancias del proyecto.

IV.2.2.6 Relacion Beneficio/Costo

Indica cuantos pesos o ddlares se recuperaran por cada peso o ddélar que se
invierta, es conocer en buena medida la rentabilidad de la inversion.

Este indicador se define como el cociente del valor actual de los ingresos netos y la
inversion inicial (C). En términos de VPN, la relacién se calcula de la siguiente
manera:

VPN +C (V. 4)
bc = T

Donde:

R, .= Relacion beneficio/costo.
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C= Inversion inicial

IV.2.2.7 Limite Econémico

Es el punto en el cual los ingresos obtenidos por la venta de los hidrocarburos se
igualan a los costos incurridos por su explotacion, es decir, es el punto maximo del
acumulado de flujo de efectivo antes de impuestos (Pappas, 1980).

Flujo de caja acumulado antes

de impuestos

Tignpo de Reparacién
pago \

Fecha de inicio
de produccion

| \ Maximo de
Limite econémico afios

Adgquisicidn o

Inversion de

Tiempo
capital

Figura IV. 3 Representacion gréafica de limite econémico (Pappas, 1980).

IV.3 Evaluacion probabilista y analisis de riesgo

Debido a la presencia de riesgos en los proyectos que se llevan a cabo en la
industria petrolera, existe la necesidad de la utilizacion de métodos sofisticados de
analisis de riesgos. Dichos analisis indican cuales son las variables que mas afectan
sobre los resultados econdémicos del proyecto.

IV.3.1 Conceptos de probabilidad

IV.3.1.1 Media aritmética

Es un valor obtenido al sumar los valores de un conjunto y dividirlo entre el nimero
de elementos de dicho conjunto, es decir un promedio. Se representa con la
siguiente ecuacion (Neri, 2017):
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Di=1 % (IV. 5)
n

X =

Donde:
x: Media aritmética
n: Numero de elementos

x;: Elemento i

IV.3.1.2 Desviaciéon estandar

Es una medida de centralizacion o dispersion para variables de razén y de intervalo,
de gran utilidad en la estadistica descriptiva. Es la raiz cuadrada de la varianza.

(V. 6)

Donde:

x: Media aritmética

n: NUumero de elementos
x;: Elemento i

IV.3.2 Distribuciones de probabilidad

Una distribucién de probabilidad indica toda la gama de resultados posibles de un
experimento, es decir, se describe la probabilidad de que un evento se realice en el
futuro, constituye una herramienta fundamental para la prospectiva, puesto que se
puede disefiar un escenario de acontecimientos futuros considerando tendencias
actuales de diversos fendbmenos naturales.

La distribucion de probabilidad de un conjunto de valores de una variable aleatoria
“x”, es una funcion que asigna a cada valor de la variable “x” la probabilidad de que
dicho valor aparezca.

Cuando la variable aleatoria toma valores en el conjunto de los niumeros reales, la
distribucion de probabilidad estd completamente especificada por la funcion de la

%y N

distribucion, cuyo valor en cada real “y” es la probabilidad de que la variable
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aleatoria sea menor o igual que “y”. Las distribuciones de probabilidad mas
utilizadas en a la industria petrolera son las siguientes (Neri, 2017):

e Distribucion normal

e Distribucion triangular
e Distribucion log-normal
e Distribucion uniforme

IV.3.3 Teorema del limite central

El teorema del limite central es (Mayer, 1986):

e Si la gama de valores muestreada esta distribuida de manera normal, la
distribucion de los valores medios de la muestra estard normalmente
distribuidos respecto a todos los tamafios muestréales.

e Sila gama de valores no es normal, la distribucion de los valores medios de
la muestra sera aproximadamente normal respecto a un tamafio de muestra
grande.

IV.3.4 Valor esperado

Es la suma de la probabilidad de que ocurra cada suceso por su valor. Es el
promedio ponderado de todos los posibles resultados. Si un proyecto idéntico puede
llevarse a cabo por varias ocasiones, entonces el promedio de los resultados debe
de ser parecido al valor esperado (Stevenson, 1981).

IV.3.5 Andlisis de sensibilidad

Es un estudio de la repercusion de las variables del costo y los beneficios tendran
sobre la rentabilidad del proyecto. Indica cual o cuales son las variables que mas
impactan en el proyecto. Se realiza con pardmetros que tienen poca certeza de que
ocurran. Existen diferentes métodos de andlisis de sensibilidad como el diagrama
de tornado y el diagrama de arana (Pappas, 1980).

IV.3.5.1 Diagrama de tornado

Es una representacion visual de las variables que presentan mayor impacto dentro
de un proyecto, facilitando el analisis economico, debido a que hace mas simple el
analisis de decision descartando variables de menor impacto (Pappas, 1980).

FI, UNAM

61



Capitulo IV. Principios de la evaluacion economica.

IV.3.6 Arboles de decisién

Es una representacién grafica de una secuencia de eventos y posibles resultados.
La mayoria de la toma de decisiones se efectian por etapas y no sélo en un punto
del tiempo. La decision final se realizara por etapas y las decisiones subsecuentes
dependeran de los resultados de las decisiones anteriores. La secuencia de
acontecimientos puede representarse en forma similar a las ramas de un arbol
(Glinz, 2007).
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V. Evaluacion técnica de los proyectos de Recuperacion
Secundaria y Mejorada en el campo “PUMA”.

En este capitulo se describe el procedimiento realizado para determinar y
seleccionar (el 0) los procesos de explotacion (Recuperacion Secundaria, Mejorada
y/o Avanzada) apropiados, aplicables al campo “PUMA”, asi como los periodos de
aplicacion, con el fin de aumentar el valor econémico del proyecto y la vida
productiva del campo. En este apartado Unicamente fueron tomados aspectos
técnicos para la seleccion.

V.1 Resumen del campo “Puma”
V.1.1 Ubicacién e historia del campo

El campo “Puma” se encuentra en el estado de Veracruz, ubicado geoldgicamente
en gran parte de la Cuenca Tampico-Misantla, tiene una longitud de 22 km y una
amplitud de 9 km, con una superficie aproximada de 127 km?, fue descubierto en
mayo de 1930, viendo el inicio de su explotacion hasta el 1932.

En 1951 se realizé una prueba piloto de inyeccion de agua con 28 pozos. En 1953
el campo tuvo su produccion maxima de petroleo de 149 Mbpd, seguido de una
caida de produccioén y un incremento en el corte de agua mostrando valores en los
ltimos afos de 60 y 75%.

Figura V. 1 Localizacion del campo “PUMA" (Google Earth, 2019).
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V.1.2 Caracteristicas generales del campo

Es un campo de tipo bajo saturado, produce un hidrocarburo de 31 °api. al mes de
junio del 2019 su produccién de aceite y de gas asociado fue de 7.985 mbd y 7.595
mmpcd, respectivamente. La presién del campo es de 3555 psia.

V.1.3 Sistema petrolero

V.1.3.1 Roca generadora

De pruebas realizadas a nucleos y muestras de canal se conoce que las rocas
generadoras de los hidrocarburos en la cuenca Tampico-Misantla pertenecen a las
formaciones Santiago, Taman y Pimienta, del Jurdsico Superior (Oxfodiano,
Kimmeridgiano y Tithoniano, respectivamente).

Las rocas de la Formacion Santiago son lutitas carbonatadas, negras,
microlaminadas, limolitas arcillosas, mudstone arcilloso piritizados, y horizontes de
nodos calcareos. En donde su espesor bruto vario de 10 a 75 m.

V.1.3.2 Roca almacén

La roca almacenadora del campo “PUMA” es la formacién Tamabra mostrando
flujos carbonatados con rocas tipo caliza con detritos de aproximadamente 10 cm
de diametro y escasa presencia de flujos de detritos soportados por matriz, su
espesor bruto fluctda entre 70 y 100 m, y su espesor neto entre 50 y 80 m la cual
se encuentra entre la formacién Tamaulipas inferior y Agua Nueva.

V.1.3.3 Roca sello y trampa

La trampa en el campo “Puma” es de tipo mixta (estructurales-estratigraficas), en
algunas partes se observan remanentes aislados comportandose como trampas
estratigraficas, mientras que en otras partes son de tipo estructurales con
anticlinales sutiles y con cierre en todas sus direcciones.

La roca sello principalmente es la Formacion Agua Nueva del Cretacico Superior
(calizas arcillosas), la cual sobreyace directa y concordantemente a la Formacion
Tamabra; la Formacion Tamaulipas Superior cambia de facies con la Tamabra y
constituye un sello lateral.
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V.2 Modelo de Simulacién Numérica de Yacimientos

V.2.1 Malla de simulacion

El yacimiento se encuentra en un estado bajo saturado (Pi=3,484 psi), las
dimensiones de la malla de simulacién son de 180 ft en “X”, de 150 ft en “Y” y de 30
en direccion “Z”. La malla cuenta con un total de 4,056 bloques de los cuales se
tienen 1,867 nulos debido a la formacion de discordancias geoldgicas en el medio.

Figura V. 2 Modelo 3D de simulacién del campo "PUMA"
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Los voliumenes caracteristicos del campo “PUMA” se describen en la Tabla V. 1.

Tabla V. 1 Volimenes caracteristicos presentes en el modelo del campo "PUMA" a
condiciones de yacimiento.

Volumen de la

o 6,948.53 MMbbl
formacion
Volumen poroso 629.40 MMbbl
Volumen de la fase 299.52 MMbbl
acuosa
Volumen de la fase 329.35 MMbbl
oleosa
Volumen de la fase 0.55 MMbbl

gaseosa en solucién

V.2.2 Propiedades de los fluidos

El modelo contiene los siguientes componentes dependiendo de los procesos a
simular:

e Agua

e Polimero

e Surfactante

e Alcali

e Aceite muerto

e Gas en solucién

V.2.2.1 PVT

El PVT del campo en estudio se ajustd con la EOS de Peng-Robinson (1978) a una
Pb=3,413.6 psi y una densidad API de 30.5. Una vez realizado el ajuste, la
informacion se convirtié al simulador STARS™ modelando al fluido como un aceite
negro.

En las Figuras V. 3-6 se presentan los resultados finales del modelo termodinamico
convertido a formato STARS™,
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Figura V. 4 Factor volumétrico del aceite.
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Mejorada en el campo “PUMA”.
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V.2.3 Sistema roca-fluido

El sistema roca-fluido se comporta como un sistema preferentemente mojado al
agua, es por ello que, el cruce entre las curvas de permeabilidad relativa al agua y
al aceite es mayor al 50% (Sw=0.54), donde la Swcrit es bastante alta (ceca del
30%) asi como la Sor (70%), como se observa en la Figura V. 7 (linea azul continua).

Al considerar la inyeccidon de surfactante, las propiedades del sistema roca-fluidos
no se encuentran solamente en funcion de las saturaciones de los fluidos ni de la
historia de saturaciones, sino también de la permeabilidad relativa en funcion del
namero capilar (Computer Modelling Group LTD., 2014). Es por ello que se utilizaron
dos conjuntos de curvas de permeabilidad relativa y dos interpoladores DTRAPW y
DTRAPN para la fase mojante y no mojante respectivamente. Se tomaron como
valores -8.5, -7.8773 y -5.7 para la curva original, tensoactivos y tensiones ultrabajas
respectivamente, dichos valores fueron tomados observando el comportamiento del
namero capilar y la tension interfacial como se ilustra en la Figura V. 8.

Original ====- Tensoactivos Tensiones ultrabajas

0.9
0.8
0.7
0.6

0.5

kr

0.4

0.3

0.2

0.1

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1

Figura V. 7 Esquema de interpolacion de curvas de K..
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Tenion interfacial ((dyne/cm))

Capitulo V. Evaluacion técnica de los proyectos de Recuperacion Secundaria y
Mejorada en el campo “PUMA”.

Visualizacion del numero capilar a diferentes valores de tension interfacial.
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Figura V. 8 Comportamiento del nimero capilar y tension interfacial.

El esquema planteado en la Figura V. 7 sirvid para conocer los efectos del
surfactante sobre la permeabilidad relativa. Las curvas “originales” presentan la
permeabilidad relativa del sistema agua/aceite, correspondientes a una tension
interfacial elevada de 25 dyna/cm aproximadamente. A medida que se agregan
surfactantes al sistema, las saturaciones residuales disminuyen, cambiando la
mojabilidad relativa de las fases (curva “tensoactivos”). Por ultimo, con una
concentracion elevada de surfactante se obtienen valores ultra-bajos de tensién
interfacial que a su vez causa una disminucion en las saturaciones residuales
debido al aumento en el nimero capilar (Nc), modelando el efecto de Pc = 0
mediante las curvas en forma de “X” (curva “tensiones ultra-bajas”) (Computer
Modelling Group LTD., 2014).
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V.2.4 Datos de los procesos EOR

Para realizar la simulacién de los procesos de EOR se utilizo la informacion que a
continuacion se presenta:

e Se utilizé un tiempo de vida media del polimero de 30 dias.
e Los valores de tension interfacial (TIF) dada una concentracion de
surfactante y alcali se presentan en la Tabla V. 2.

Tabla V. 2 Valores de tension interfacial dadas unas concentraciones de surfactante y

polimero.
Wt % NaOH TIF @ O Wt % IFT@O'l}
(Alcali) Surfactante e
Surfactante
0 234 18.2
0.05 18.21 0.5
0.1 15.54 0.02
0.2 12.21 0.028
0.4 7.25 0.04
0.6 5.023 0.062
0.8 4.535 0.087
1 5.12 0.5

e Los valores de adsorcion del surfactante dadas las concentraciones del alcali
y surfactante se presentan en la Tabla V. 3.

Tabla V. 3 Adsorcién del surfactante.

Wi % Adsorcion del Adsorcion del Adsorcion del
Surfact;nte surfactante (%) @ surfactante (%) @ surfactante (%) @ 0.6
0 Wt % Alcali 0.11 Wt % Alcali Wt % Alcali
0.1 27.5 39.5 51
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Figura V. 9 Tension interfacial en funcion de la concentracion del &lcali y tensoactivo
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e Las propiedades reoldgicas del polimero se muestran en la Tabla V. 4.

Tabla V. 4 Propiedades reolégicas del polimero.

Numero de tablas de velocidad y corte 3
Inyeccion del polimero wt% (Para el ajuste) 0.15
Corte, 1/hr 2384.64 Corte, 1/hr 23846.4 Corte, 1/hr 238464

W1t% Polimero Viscosidad, cP ‘ W1t% Polimero  Viscosidad, cP  Wt% Polimero Viscosidad, cP
0 0.8177 0 0.8177 0 0.8177
0.05 5.21208 0.05 4.052 0.05 3.25
0.1 7 0.1 5 0.1 3.8
0.15 10 0.15 8 0.15 6.1

V.2.5 Tiempo de simulacién

La simulacién se inicia el 01 de enero del 2019 y termina el 21 de diciembre de
2040, simulando un total de 21 afios, esto se decidioé debido a que se obtendrian de
esta manera resultados congruentes, lo anterior a causa del tipo de frontera que se
defini6 para el modelo, la cual es de tipo cerrada a presion constante. Caso
contrario, si se quisiera simular un namero mayor de fechas se tendria que definir
otro tipo de frontera para que el modelo fuera representativo.

V.3 Construccién de la matriz de casos

Las variables seleccionadas para realizar la optimizacion del modelo se muestran
en la Tabla V. 5., las cuales se emplearon para el analisis de sensibilidad con el fin
de obtener un modelo final para simular los diferentes procesos y que estos fueran
comparables entre si.

Tabla V. 5 Variables que conforman la matriz de casos a simular.

Subvariable
Nueve Pozos Normal (NPN)
Nueve Pozos Inverso (NPI)
Cuatro pozos en lineas oblicuas
normal (CPO)
Cuatro pozos en lineas oblicuas
inverso (CPI)
Vertical
Todo el intervalo disparado

Zona de mayor saturacion de
aceite

Variable \
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Agua (Recuperacion
Secundaria)
ASP
Agua + ASP
Polimero
Alcali-Surfactante
Surfactante
Surfactante-Polimero

Proceso-EOR

Composicién

. Variacion de concentraciones
inyectada

: En qué momento aplicarlo y si
Tiempo de . X A
P es conveniente aplicar algun
aplicacion . . .
otro método primero o después

V.4 Variables de optimizacién

V.4.1 Arreglo de pozos

Debido a la estructura del yacimiento, litologia, profundidad, continuidad de las
propiedades de la roca, magnitud y distribucion de las saturaciones de los fluidos,
se utilizaron los siguientes cuatro tipos de arreglos de pozos; NPN, NPI, CPO y CPI.

Las caracteristicas de cada uno de los arreglos de pozos antes descritos se
resumen en la Tabla V. 6.

Tabla V. 6 Relacion de arreglos de pozos inyector/productor (por arreglo y regién) con su
nomenclatura.

Namero de | Numero de | Niumero de | Numero de

Relacion Relacion
Arreglo . pozos pozos _ pozos P0z0S inyector/productor inyector/productor ~ Nomenclatura
inyectores | productores | inyectores | productores
(arreglo) (sector)
(arreglo) (arreglo) (sector) (sector)
Arreglo de
nueve pozos 8 1 29 6 8.00 4.83 NPN
normal.
Arreglo de
nueve pozos 1 8 6 29 0.13 0.21 NPI
inverso.
Arreglo de
cuatro pozos 1 3 14 28 0.33 0.50 CPO
en lineas
oblicuas.
Arreglo de
cuatro pozos
en lineas 3 1 28 14 3.00 2.00 CPI
oblicuas
inverso.
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Cabe mencionar que dichos arreglos no son del todo geométricos debido a la
estructura de la malla:

e Arreglo de nueve pozos normal (NPN)

Este arreglo cuenta con un total de 29 pozos inyectores y 6 pozos

productores en el modelo. Teniendo una relacion de pozos inyector/productor
de 4.83 (Figura V. 10).

Pozos
productores

¢ Arreglo de nueve pozos invertido (NPI)

Este arreglo cuenta con un total de 6 pozos inyectores y 29 pozos productores en

el modelo. Teniendo una relacion de pozos inyector/productor de 0.21 (Figura V.
11).
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e Arreglo de cuatro pozos en lineas oblicuas (CPO)

Este arreglo cuenta con un total de 14 pozos inyectores y 28 pozos

productores en el modelo. Teniendo una relacion de pozos inyector/productor
de 0.5 (Figura V. 12).

Figura V. 12 Arreglo de cuatro pozos en lineas oblicuas normal (CPO). Pozos productores
e inyectores.

e Arreglo de cuatro pozos en lineas oblicuas invertido (CPI)

Este arreglo cuenta con un total de 28 pozos inyectores y 14 pozos productores en
el modelo. Teniendo una relacion de pozos inyector/productor de 2.0 (Figura V. 13).

Pozos productores

Figura V. 13 Arreglo de cuatro pozos en lineas oblicuas invertido (CPI). Pozos
productores e inyectores.
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Cabe sefalar que con el uso de arreglos de pozos en este trabajo se obtuvieron
factores de recuperacion elevados, es por ello que se utilizaron cuatro tipos de
arreglos diferentes para poder hacer un correcto analisis de la recuperacion del
yacimiento.

V.4.2 Geometria de pozos

Se utilizaron Unicamente pozos verticales en el modelo como se presenta en la
Figura V. 14.

Figura V. 14 Geometria de los pozos perforados verticalmente en el modelo.

V.4.3 Reparacién mayor - Disparos

Se dispararon 2 intervalos diferentes:

¢ Intervalo de mayor saturacion de aceite.

Se simularon los disparos en el intervalo de mayor saturaciéon de aceite, los
cuales se estimaron de acuerdo a las propiedades de cada una de las celdas
por las que atraviesa cada uno de los pozos, esto con el fin de disminuir la
temprana produccion de agua y disminuir el corte de agua en la produccion
final Figura V. 15
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nyscior-001 Inyector029 Inyector12 nyactor-024

L

/INNNASY

Figura V. 15 Intervalo de mayor saturacién de aceite disparado.

e Todo el intervalo

Se simularon los disparos en todo el intervalo, con el fin de tener un punto de
comparacion entre esta y la alternativa anterior para esta variable y de este modo,
justificar el por qué se decidié simular los disparos en la zona de mayor saturacion
de aceite (Figura V. 16).

Productor-01 Productor-029 Productor-012 Productor-024 Productor-04 Productor-023 Productor-02
—
| / e ——
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= I
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Figura V. 16 Todo el intervalo disparado.

V.4.4 Condiciones de explotacion

En cuanto a las condiciones de inyeccion se fijo un gasto constante de 1,000 BPD
en cada uno de los pozos inyectores con el fin de mantener una inyectividad
constante. Esto se realizO en todos los modelos, con el proposito de obtener
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condiciones de inyectividad iguales y asi las diferentes alternativas fueran
comparables entre si.

En cuanto a las condiciones de produccion se presentaron dos alternativas: la
primera de ellas fue mantener una presion de fondo constante en todos los pozos,
para generar un mantenimiento de presion. La segunda de ellas fue mantener un
gasto de liquido constante en todos los pozos productores con el objetivo de
mantener la produccion de aceite.

V.4.5 Proceso-EOR

En cuanto a los quimicos y composicién inyectados, se eligieron las siguientes
combinaciones con el fin de observar su comportamiento aplicAndolas desde el
primer dia de explotacién en el modelo y asi poder optimizar de forma subsecuente
el gasto, periodos de inyeccion y composicion inyectada. Con el fin de encontrar la
mejor alternativa o combinacidn, es decir, el modelo 6ptimo técnicamente hablando.

Los procesos son:

e Agua (Recuperacion secundaria)

e Alcali, surfactante y polimero

e Aguay posteriormente alcali, surfactante y polimero
e Alcaliy surfactante

e Polimero

e Surfactante y polimero

e Surfactante

Las concentraciones de inyeccion que se utilizaron para cada uno de los procesos
se muestran a continuacion.

e Para alcali, surfactante y polimero (ASP):

Tabla V. 7 Composicion inyectada de ASP en %w.

Quimico | Composicion Inyectada

Componente %w

Polimero 0.05

ASP Surfactante 0.11
Alcali 0.10

e Para la inyeccion de alcali y surfactante (AS):
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Tabla V. 8 Composicion inyectada de AS en %w.

AS

elo O > ald
Componente %w
Surfactante 0.1101
Alcali 0.1001

e Para la inyeccion de polimero (P):

Polimero

Tabla V. 9 Composicion inyectada de polimero en %w.

O DO O > aAld
Componente %ow
Polimero 0.0501

e Para la inyeccion de surfactante y polimero (SP):

Tabla V. 10 Composicion inyectada de surfactante y polimero en %w.

SP

O DO O > a(d
Componente %w
Surfactante 0.0501

Polimero 0.1102

e Para la inyeccion de surfactante (S):

La composicion inicial de inyeccion de alcali, surfactante y polimero fue tomada de

Surfactante

Tabla V. 11 Composicion inyectada de surfactante en %w.

O DO O > a(d
Componente % w
Surfactante 0.1103

datos obtenidos de experimentos de laboratorio.
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V.5 Evaluacion técnica con el uso de la simulacion en STARS™,

La evaluacion técnica se realiz0 en tres etapas como se ilustra en la Figura V. 17.

*Optimizacion de las
variables
presentadas.

*Obtencién del modelo
estandar de
simulacion.

Etapa 1:

Seleccion de los
parametros de las
variables presentadas.

. *Intervencion de los diferentes
Etapa 2: procesos al modelo estandar de
Seleccién del método simulacion.
de recuperacion «Comparacion de FR y corte de agua.
securjdar:ja ylo +Seleccion del mejor proceso,
mejorada. técnicamente hablando.

*Analisis de
sensibilidad de
tiempos de inyeccion,
recuperacion gastos de inyeccion y

secundaria y/o composicion

ejorada seleccionado inyectada.

Etapa 3:

Optimizacion técnica
del método de

Figura V. 17 Primera parte del analisis realizado (Evaluacion técnica).

V.5.1 Etapa 1: Seleccion de los parametros de las variables presentadas.

Para esta etapa se realizaron diferentes simulaciones utilizando las variables y
subvariables presentadas en la Tabla V. 5 de las cuales se obtuvo lo siguiente:

e Se observd que al producir a un gasto de liquido constante en superficie
(buscando un mantenimiento de produccion) se obtenia un mayor factor de
recuperacion que manteniendo una presién de fondo de pozo fija (buscando
un mantenimiento de presion). Sin embargo, como se observa en la Figura
V. 18, produciendo a un gasto de liquido constante se obtiene una mayor
caida de presion. Es por ello que se decidié producir manteniendo una
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presion fija en el fondo del pozo (BHP=cte). Es decir, mantener la presion del

Ave Pres POVO SCTR (psi)

yacimiento.
Arreglo de nueve pozos normal (NPN) -Intervalo de mayor saturacion
BHP cte vs SLR cte
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Figura V. 18 Comparacion de la caida de presion buscando un mantenimiento de presion vs
mantenimiento de produccion.

e Teniendo totalidad de los pozos produciendo con todo el intervalo disparado
se tenia una menor produccion cuando los pozos se encontraban disparados
Gnicamente en el intervalo de mayor saturacion de aceite (Figura V. 19). Los
resultados obtenidos en modelos 3D, mostraban una canalizacion del
producto inyectado a través de la zona de mayor saturacion de agua (parte
baja del modelo). Es por ello, que se decidi6 optar por solamente disparar en
el intervalo de mayor saturacion de aceite.
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Recuperacién secundaria
Intervalo de mayor satracién vs todo el intervalo disparado

Np
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1.000+7 =p--ooeo oo R A R """"""" ——|ntervalo de mayor saturacion de aceite
: : : = Todo el intervalo productor
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2019-1-1 20219-27 2024-6-23 2027-3-20 2029-12-14 2032-9-9 2035-6-6 2038-3-2 2040-11-26 2043-8-23 2046-5
Tiempo (Date)

Figura V. 19 Comparacion de la produccion disparando en el intervalo de mayor saturacion de aceite
vs disparando en todo el intervalo productor.

Los parametros seleccionados para obtener la optimizacién de las variables y con
ello el modelo estandar son los siguientes:

e En cuanto al arreglo de pozos se decidié dejar todos los arreglos
seleccionados desde un principio, es decir: NPN, NPI, CPO, CPI.
e Para la geometria de pozos desde un principio se optd por seleccionar la
vertical.
e Se decidi6 tener en el modelo disparos Unicamente en el intervalo de mayor
saturacion de aceite.
e Para las restricciones de explotacion se decidi6 lo siguiente:
o Lainyeccion seria constante con un valor de 1000 BPD para todos los
casos.
o La produccion se obtendria a una presion de fondo constante (BHP)
de 2800 psi.
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Una vez alcanzado este punto se inicia la simulacion de la inyeccion de los
diferentes métodos expuestos con anterioridad con el fin de seleccionar la mejor
alternativa.

V.5.2 Etapa 2: Seleccion del mejor método de Recuperacion Secundaria y/o
Mejorada.

En esta segunda etapa se seleccionar4d el mejor método de Recuperacion
Secundaria y/o Mejorada aplicable al campo “PUMA” basado en aspectos técnicos,
interviniendo los procesos en el modelo estandar obtenido en la etapa anterior y
observando la curva de produccion acumulada de aceite (Np), la curva de corte de
agua Yy el factor de recuperacion (Fr).

Para comenzar la simulacion se decidid realizar como una primera alternativa la
perforacién de pozos de relleno, es decir, perforacion infill. Por lo que los proyectos
de recuperacion a simular se delimitaron como se enlistan a continuacion:

e Perforacion Infill.

e Recuperacidén Secundaria: Inyeccion de agua (RS).
e Alcali, surfactante y polimero (ASP).

¢ Inyeccidn de agua y una posterior inyeccion de ASP.
e Alcali y surfactante (AS).

e Polimero (P).

e Surfactante y Polimero (SP).

e Surfactante (S).

V.5.2.1 Perforacion Infill

Este proyecto de explotacion del campo “PUMA” se planted con la idea de tener un
punto de partida de comparacion.

Para llevara a cabo la simulacion de este proceso se modificaron los arreglos de
pozos descritos en la seccion V.4.1. Esta modificacion consistié en incluir
Gnicamente los pozos productores en los cuatro arreglos propuestos como se
observa en la Tabla V. 12.
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Tabla V. 12 Numero de pozos productores segun el arreglo de pozos para perforacion
infill.
Perforacion Infill

NUumero de
pozos

productores
(sector)

Arreglo de nueve pozos normal (NPN) 6

Arreglo de nueve pozos inverso (NPI) 29
Arreglo de cuatro pozos en lineas o8
oblicuas (CPO)
Arreglo de cuatro pozos en lineas
oblicuas inverso (CPI)

14

Se obtuvo una mayor recuperacion de aceite con los arreglos CPO y NPI, debido a
que cuentan con mas pozos productores como se observa en la Tabla V. 12. Sin
embargo, como se observa en la Tabla V. 13 con el arreglo CPO se obtiene un
mayor factor de recuperacién en comparacion con el arreglo NPI a pesar de tener
un pozo productor menos. Esto debido a la distribucion de pozos con la que cuenta
dicho arreglo, los cuales se encontraban perforados y disparados en las zonas de
mayor saturacion de aceite.

Perforacién Infill
Intervalo de mayor saturaclon

Np
1.20e+7 - . : - : |
i | : : i NPI=1.06194e7 (bbl)
i ——— e ——— . . CPN=1.03294e7 (bbl)
n— ' e m e m e e e e e e e e e e m e e m e mmh mm m mm e mmm = = == —— _
100247 - /.»":_____--- - === - — ;i : " NPN=1.01869€7 (bbl)
_____ ; : : | i CPI=1.00034e7 (bbl)
8.00e+6 — ,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,,
[
y 6.00e+6 -4 R OL,b R —
s ; : : : : ;
4,003161 S A
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—_—— — - NP
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0.00e+0 ; i ; i ;
2019-1-1 2021-9-27 2024-6-23 2027-3-20 2029-12-14 2032-9-9 20356-6 2038-3-2 2040-11-26 2043-8

Figura V. 20 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la perforacion infill.
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Figura V. 21 Corte de agua obtenido de la perforacion infill.

Tabla V. 13 Datos de la recuperacion obtenida de la perforacion infill.

Produccién Acumulada, Np

Factor de Recuperacion

Arreglos de pozos (MMbbl) (%)
NPN 10.003 3.94
NPI 10.329 4.07
CPO 10.619 4.18
CPI 10.186 4.01

La Figura V. 21 se observa que en los arreglos NPl y CPI se alcanzan cortes de
agua de 100% antes del término del periodo de simulacion. Con los arreglos NPN y
CPO el corte de agua disminuye debido a que la presién ejercida por los fluidos no
es lo suficientemente alta para vencer a la presion hidrostatica ejercida en el fondo
el pozo, dando como resultado que los pozos empiezan a dejar de producir liquido
después de un tiempo y con ello el corte de agua empieza a disminuir.
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V.5.2.2 Recuperacion secundaria: Inyeccion de agua

Como método de recuperacion secundaria aplicable al campo “PUMA” se eligi6 la
inyeccion de agua, debido a las condiciones operativas con las que se cuenta. Esta
tendria una inyeccién continua de 1000 BPD por pozo. Con el fin de observar el
aumento del factor de recuperaciéon del campo “PUMA”, se realizé la simulacion
numérica de yacimientos con cada uno de los cuatro arreglos de pozos
seleccionados.

En la Figura V. 22 se ilustra como con los arreglos NPN y CPI se obtiene una mayor
recuperacion de aceite, reflejado de la misma forma en la Tabla V. 14. En el arreglo
NPN, el pozo productor esta rodeado de ocho pozos inyectores, el frente de avance
se comporta de forma homogénea, provocando la formacion de un banco de aceite
de un mayor volumen y llegando hacia todas las direcciones al pozo productor.

En el arreglo CPI se forman lineas de pozos productores e inyectores paralelas
entre si, esto quiere decir que existiran dos lineas de pozos inyectores que estaran
encerrando y a su vez proveyendo de aceite en forma de banco arrastrado en el
camino hacia el pozo productor, lo que garantizard una mayor recuperacion de
aceite.

Recuperacién Secundaria
Intervalo de mayor saturacion

Np

2019-1-1 20214-5 2023-7-9 2025-10-11 2028-1-14 2030-4-18 2032-7-21  2034-10-24 2037-1-26 2039-5-1 2041-8-3

Tiamna (Matal

Figura V. 22 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccion de agua.
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Figura V. 23 Corte de agua obtenido de la inyeccidén de agua.
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Tabla V. 14 Datos de la recuperacion incremental obtenida de la inyeccion de agua.

Arreglos de  Produccién Acumulada, Factor de
pozos Np (MMbbl) Recuperacion (%)
NPN 80.932 31.85
NPI 35.530 13.98
CPO 59.238 23.32
CPI 79.448 31.27

La Figura V. 23 muestra que al tener un mayor nimero de pozos inyectores en los
arreglos NPN y CPI se tendrd un aumento en el corte de agua que con el uso de los

arreglos NPI'y CPO.

Aunqgue los factores de recuperacion observados en la Tabla V. 14 son similares
para los arreglos NPN y CPI y el corte de agua es similar en los mismos arreglos,
un factor determinante para escoger entre uno u otro arreglo seria el nUmero de
pozos totales necesarios en cada uno de los arreglos, ya que el NPN se compone
de 35 pozos y el CPI se compone de 42 pozos, existen 7 pozos de diferencia, de
los cuales 29 pozos y 28 pozos son inyectores respectivamente; esto se traduciria
en un numero mayor de porcentaje de volumen poroso inyectado por el pozo
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inyector que se tiene de mas y ademas de ello se tendria un ahorro en el nimero
de pozos que se tendrian que perforar.

En cuanto a los arreglos NPl y CPO no convendria de ninguna manera elegir
ninguno de estos, ya que, aunque se tiene una ganancia de 9.91y 19.41% en cuanto
a factor de recuperacion respectivamente, se utilizan el mismo nimero de pozos
gue sus arreglos normales (NPN y CPI).

V.5.2.3 Inyeccion de Alcali, surfactante y polimero (ASP)

Se realizé la inyeccién continua de la mezcla de ASP descrita en la Tabla V. 7.

En la Figura V. 24 se observa que con los arreglos NPN y CPI se obtiene una mayor
recuperacion. En la Tabla V. 15 se reflejan los factores de recuperacion, los cuales
son mejores en comparacion con los obtenidos con la inyeccion de agua (Tabla V.
14). Con el arreglo NPN se obtiene un factor de recuperacion de 43.07%, esto es
causado debido al efecto sinérgico ejercido por la inyeccion conjunta ASP.

La Figura V. 25 muestra que en comparacion con la inyeccion de agua obtienen
cortes de agua menores al final de la simulacion en todos los arreglos, esto es
debido al efecto que causa el polimero sobre la viscosidad y por lo tanto en la
movilidad del agua, creando un frente de avance mas homogéneo, llegando de esta
manera en menor medida a los pozos productores
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Figura V. 24 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccion de ASP.
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Figura V. 25 Corte de agua obtenido de la inyeccion de ASP.

Tabla V. 15 Datos de la recuperacién obtenida de la inyeccién de ASP.

Produccion Acumulada, Np Factor de Recuperacion

Arreglos de pozos

(MMbbl) (%)
NPN 109.431 43.07
NPI 38.123 15.01
CPO 68.246 26.86
CPI 104.145 40.99

V.5.2.4 Inyeccion de agua y una posterior inyeccion de ASP

La Figura V. 26 ilustra el procedimiento que se realiz6 al llevar a cabo la simulacion
de este proceso. El objetivo para esta propuesta consistia en desplazar la saturacién
de aceite mavil con la inyeccion de agua y dejar al medio poroso saturado con aceite
residual, frente al cual actuarian de forma sinérgica los componentes ASP (Tabla V.
7), reduciendo tensiones interfaciales, disminuyendo la movilidad de agua y de esta
manera, obteniendo una mayor saturacién de aceite movil.
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Figura V. 26 Proceso de inyeccion de agua y ASP.

En la Figura V. 27 se observa que al utilizar los arreglos NPN y CPI se tiene una
mayor produccion de aceite, asimismo se aprecia el cambio de pendiente en todas
las curvas debido al efecto del ASP. En la Tabla V. 16 se reflejan los factores de
recuperacion mayores a 20% en comparacion con lo obtenido con la inyeccion
continua de agua (Tabla V. 14) lo que representa cerca de 10% en comparacion con
lo obtenido por la inyeccion de ASP (Tabla V. 15).
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Figura V. 27 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccion de Agua y una
posterior inyeccion de ASP.
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Figura V. 28 Corte de agua obtenido de la inyeccion de agua y una posterior inyeccion de ASP.

Tabla V. 16 Datos de la recuperacion obtenida a partir de la inyeccién de agua con
posterior inyeccion de ASP.

Produccidon Acumulada, Np Factor de Recuperacion
Arreglos de pozos

(MMbbl) (%)
NPN 132.343 52.09
NP 47.518 18.70
CPO 79.783 31.40
CPI 127.915 50.35

En la Figura V. 28 se aprecia el cambio de pendiente en el corte agua debido al
efecto causado por el polimero en el afio 2030 donde es inyectado.

V.5.2.5 Inyeccién de alcali y surfactante (AS)

Se realiz6 la inyeccién continua de alcali y surfactante utilizando las concentraciones
presentadas en la Tabla V. 8. En la misma tabla se observa que la concentracién
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de alcali es mayor a la del surfactante, disminuyendo de esta forma la adsorcion y

pérdida del surfactante.
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Figura V. 30 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccion de alcali y

surfactante.
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Figura V. 29 Corte de agua obtenido tras la inyeccion de alcali y surfactante.
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Tabla V. 17 Datos de la recuperacion obtenida a partir de la inyeccién de alcali y
surfactante.

Arreglos de pozos Produccidon Acumulada, Np (MMbbl) Factor de Recuperacion (%)

NPN 112.172 44.15
NPI 21.074 8.29
CPO 48.898 19.25
CPI 88.264 34.74

En comparacion con los resultados obtenidos con la inyeccion de agua (Tabla V.
14), con este proceso se obtiene una mejor recuperaciéon (Tabla V. 17), utilizando
los arreglos NPN y CPI se obtiene un aumento en el factor de recuperacion de
12.34% y 3.74% respectivamente.

El uso de los arreglos NPl y CPO arroja resultados desfavorables al obtener factores
de recuperacién menores en comparacion a lo obtenido con la inyeccion de agua.
En la Figura V. 29 se observa que utilizando dichos arreglos se obtiene un menor
corte de agua debido a que se utiliza una menor cantidad de pozos inyectores en
dichos arreglos, provocando tener un menor volumen de inyeccion.

V.5.2.6 Inyeccion de polimero

Se realizé la inyeccion continua de polimero utilizando la concentracion mostrada
en la Tabla V. 9.

Comparando los resultados obtenidos con la inyeccion de polimero (Tabla V. 18) y
la inyeccion de agua (Tabla V. 14) se obtienen una diferencia de aumento en el
factor de recuperacion que varia entre 1.82 y 0.62%, dependiendo del arreglo de
pozo utilizado, donde los arreglos que mayor produccién son el NPN y el CPI.

En la Figura V. 31 se observa una menor pendiente en las curvas de corte de agua
gue la apreciada en la Figura V. 23, esto debido al efecto causado por el polimero
al aumentar la viscosidad del agua de inyeccién y, por lo tanto, el tiempo que dicha
agua tarda en irrumpir en los pozos productores.
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Figura V. 32 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccién de polimero.
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Tabla V. 18 Datos de la recuperacién obtenida a partir de la inyeccion de polimero.

Produccidon Acumulada, Np Factor de Recuperacion

Arreglos de pozos

(MMbbl) (%)
NPN 94.687 37.27
NPI 37.117 14.61
CPO 63.903 25.15
CPI 83.237 32.76

V.5.2.7 Inyeccion de surfactante y polimero (SP)

Se realiz6 la inyeccion continua de surfactante y polimero con la concentracion
observada en la Tabla V. 10.

En la Figura V. 33 se observa que el arreglo NPN es el que mayor recuperacion de
aceite obtiene. Sin embargo, como se ilustra en la Tabla V. 19, dicha recuperacién
no es tan diferente con lo obtenido con los arreglos NP1y CPI. Por lo cual se optaria
por utilizar el arreglo NPI al inyectar menor cantidad de quimicos.
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Figura V. 33 Produccion acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccion de surfactante y polimero.
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Figura V. 34 Corte de agua obtenido de la inyeccién de surfactante y polimero.

Tabla V. 19 Datos de la recuperacion obtenida a partir de la inyeccién de surfactante y
polimero.

Produccidon Acumulada, Np  Factor de Recuperacion

Arreglos de pozos

(MMbbl) (%)

NPN 111.784 44.00
NP 105.661 41.59
CPO 62.136 24.46
CPI 106.301 41.84

Comparando los resultados obtenidos con este proceso (Tabla V. 19) y los datos
obtenidos con la inyeccion de ASP (Tabla V. 15) se observa que se obtienen
mejores resultados con la inyeccion de surfactante y polimero, sin embargo, el uso
de esta alternativa implica introducir al medio una concentracion mas elevada de
surfactante, y por tanto eleva los costos para esta alternativa.
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V.5.2.8 Inyeccién de surfactante (S)

Se realizo la inyeccion continua de surfactante con la concentracion observada en
la Tabla V. 11.

Como se observa en la Tabla V. 20 los factores de recuperacion obtenidos con la
inyeccion de surfactante son similares a los obtenidos con la inyeccion de agua
(Tabla V. 14), lo cual es poco favorable para el uso de este proceso debido al costo
tan elevado del surfactante.
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Figura V. 35 Produccién acumulada de aceite (Np) obtenida de la inyeccion de surfactante.
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Figura V. 36 Corte de agua obtenido de la inyeccién de surfactante.

Tabla V. 20 Datos de la recuperacién obtenida a partir de la inyeccion de surfactante.

Arreglos de pozos

Produccidon Acumulada, Np

T
2043-8-23

Factor de Recuperacion

(MMbbl) (%)
NPN 82.607 32.51
NPI 35.593 14.01
CPO 59.680 23.49
CPI 80.993 31.88

V.5.2.9 Mejores alternativas

2046-5

La Figura V. 37 muestra las mejores alternativas de cada uno de las propuestas
planteadas. Se obtuvo que la mejor alternativa para aplicar en el campo “PUMA” fue
la nimero 6, la cual es la inyeccion de agua con una posterior inyeccion de ASP
(Figura V. 26), utilizando un arreglo NPN, obteniendo un factor de recuperacion final
de 52.09% y un corte de agua de 85.34%.
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Figura V. 37 Seleccion de la mejor alternativa de acuerdo al factor de recuperacion final y al corte de agua.

V.5.3 Etapa 3: Optimizacion técnica del método de recuperacién secundaria y/o
mejorada seleccionado.

Se realiz6 la optimizacion técnica del proceso seleccionado mediante las
actividades siguientes:

¢ Andlisis de sensibilidad de periodos de inyeccion.

e Analisis de sensibilidad del gasto de inyeccion.

e Andlisis conjunto de los periodos y gastos de inyeccion.
e Analisis de sensibilidad de la concentracion de quimicos (ASP) de inyeccidn.
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V.5.3.1 Analisis de sensibilidad de periodos de inyeccion

De acuerdo a las caracteristicas del proceso seleccionado se contaba con la
inyeccion de los volimenes porosos observados en la Tabla V. 21.

Tabla V. 21 Volumen poroso inyectado con la alternativa seleccionada.

1000 1500

Gasto de inyeccion
(bbl/dia)
Volumen total inyectado
(bbl)

116,435,000.00 | 158,775,000.00 275,210,000.00

Porcentaje de volumen
poroso (%)

18.50 25.22 43.72

Se decidio realizar la simulacion de 5 casos diferentes en donde se variaba la
longitud de los periodos de inyeccion de Agua y de ASP, lo cual influiria en el
volumen poroso inyectado (Tabla V. 22) y por lo tanto en la variacién del factor de
recuperacion (Tabla V. 23).

Tabla V. 22 Volimenes porosos inyectados en los 5 casos propuestos.

Caso VP (%)

Base 43.72
1 44 .15
2 48.56
3 39.73
4 52.13
5 40.36

Tabla V. 23 Factor de recuperacion obtenido con la inyeccion de los 5 casos propuestos.

Factor de
recuperacion
(%)

Base 52.09

1 52.43
2 52.82
3 51.58
4 52.87
5 50.69

Caso
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Con las 5 alternativas se obtuvieron factores de recuperacion similares, sin
embargo, en los casos 3 y 5 se registran volumenes de inyeccidbn mas bajos. En
dichos casos se tenian periodos de inyeccién de agua mayores a los periodos de
inyeccion de ASP, por lo que, se plantearon dos casos mas en donde se dividio el
tiempo en 8 periodos, los cuales se describen en las Figura V. 38 y Figura V. 39.

* 4 periodos

Agua BN

* 4 Periodos

ASP [
» Total: 4 afnos

Figura V. 38 Periodos de inyeccion del caso 6.

* 4 periodos
* 5 afos
» Total: 20 anos

* 4 Periodos

AS P * 0.5 ano
» Total: 2 afnos

Figura V. 39 Periodos de inyeccion del caso 7.

Realizando este analisis de sensibilidad se observo lo siguiente:

e Enlos casos 6y 7 se inyectdé menor cantidad de volumenes porosos de ASP,
por lo tanto, se obtuvo una disminucion en la inversion en costos de ASP.
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e En la Figura V. 40 se observa que a menor tiempo de inyeccion de ASP y
mayor alternancia entre agua y ASP existan habra una disminucion
considerable en el corte de agua.

Corte de agua SC

-

T T
2020 2025 2030 2035 2040 2045
Time (Date)

Figura V. 40 Disminucién en el corte de agua con el uso de los casos 6y 7.

e El factor de recuperacion no se fue afectado al inyectar menor volumen de
ASP, lo que indica que el modelo es mas sensible a la inyeccion de agua.

Factor de recuperacion

60.00
50.00
40.00
L 30.00
20.00
10.00
0.00
Base 1 2 3 4 5 6 7 Inyeccion
de agua

Caso

Figura V. 41 Comparacion del factor de recuperacion de cada uno de los casos propuestos, el
caso base y la inyeccion de agua.
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Capitulo V. Evaluacion técnica de los proyectos de Recuperacion Secundaria y
Mejorada en el campo “PUMA”.

Debido a las observaciones realizadas se decidi6 utilizar los casos 6 y 7 para seguir
realizando la optimizacion técnica del proceso seleccionado.

V.5.3.2 Analisis de sensibilidad del gasto de inyeccion

Se realizaron 200 corridas de simulacién con la ayuda de redes neuronales en la
que se variaron los gastos de inyeccion tanto de agua como de ASP para el caso
base.

Como limites de inyeccion de agua y ASP se plantearon los observados en la Tabla
V. 24,

Tabla V. 24 Limites utilizados para la simulacion de redes neuronales.

Limite

Limite inferior '
superior

Gasto de agua
(8PD) 72,500 145,000
Gasto de ASP (BPD) 10,000 20,000

De los resultados obtenidos se eligieron dos casos basandose en la recuperacion
de aceite acumulada y el corte de agua (Figura V. 42). En la Tabla V. 25 se observan
los datos de los gastos seleccionados. Los casos seleccionados se utilizarian para
aplicarlos en los periodos de tiempo seleccionados en el apartado V.5.3.1 y de esta
manera realizar el analisis conjunto de periodos y gastos de inyeccion.

l General Solutions — ==Base Case === Llser Highlight

- 4@;

1.4E+008

1.2E+008 r =
1.0E+008
8.0E+007

6.0E+007

4.0E+007

Default-Group-PRO Cumulative Oil SC (bbl}

2.0E+007 - -t

0.0E+000

T u T T
2020 2025 2030 2035 2040

Figura V. 42 Casos seleccionados de las 200 corridas realizadas con redes neuronales.
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Capitulo V. Evaluacion técnica de los proyectos de Recuperacion Secundaria y

Mejorada en el campo “PUMA”.

Tabla V. 25 Mejores casos obtenidos en gastos.

Gasto total

[BPD] 42,727.27

52,929.29 | 142,474.75 | 30,202.02

Gasto por

NN 147335 | 182515 | 4,912.92 | 1041.45

Utilizado
[BPD]

1,470.00 1,825.00 4,913.00 1,041.00

V.5.3.3 Analisis conjunto de los periodos y gastos de inyeccion.

Combinando los resultados obtenidos en los analisis de tiempos de inyeccidon y
gastos de inyeccion se realizaron los siguientes casos:

Caso A: 8 tiempos de inyeccidn considerando una alternancia de 4.5 afios de
inyeccion de agua y 1 afio de ASP durante 4 periodos. Esto a una inyectividad
de 1,470 BPD de agua y 1,825 BPD de ASP.

Caso B: 8 tiempos de inyeccién considerando una alternancia de 4.5 afios de
inyeccion de agua y 1 afio de ASP durante 4 periodos. Esto a una inyectividad
de 4,913 BPD de agua y 1,041 BPD de ASP.

Caso C: 8 tiempos de inyeccion considerando una alternancia de 5 afios de
inyeccion de agua y 0.5 afios de ASP durante 4 periodos. Esto a una
inyectividad de 1,470 BPD de agua y 1,825 BPD de ASP.

Caso D: 8 tiempos de inyeccién considerando una alternancia de 5 afios de
inyeccion de agua y 0.5 afios de ASP durante 4 periodos. Esto a una
inyectividad de 4,913 BPD de agua y 1,041 BPD de ASP.

Como se ilustra en la Tabla V. 26 los casos que mayor factor de recuperacion
obtienen son el B y D, sin embargo, el corte de agua en estas dos alternativas es
de aproximadamente 90% desde los primeros afios de produccién en comparaciéon
con las alternativas Ay C (Figura V. 43). Debido a ello y a que el gasto de inyeccién
de agua en las alternativas B y D es 3.3 veces mayor al utilizado en las alternativas
Ay C, se decidio elegir estas ultimas para continuar con la optimizacion técnica.
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Water Cut SC

Capitulo V. Evaluacion técnica de los proyectos de Recuperacion Secundaria y
Mejorada en el campo “PUMA”.

Tabla V. 26 Factor de recuperacién de las alternativas A, B, Cy D.

Factor de
Caso

recuperacion

A 54.12
B 59.82
C 53.49
D 59.92

Corte de agua SC
1.00

e >
A~
/ !
0.80 p

0.60

0.40

eee——— Caso C
—— e Caso D

Caso B
s == mm Caso A

0.20

0.00 : : : ;
2030 2035 2040 2045
Time (Date)

Figura V. 43 Corte de agua obtenido de la inyeccion de las alternativas A, B, Cy D.
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Mejorada en el campo “PUMA”.

V.5.3.4 Analisis de sensibilidad de la concentracion de quimicos (ASP) de
inyeccion.

Al observar que los efectos de los baches de inyeccion de ASP no tenian gran
impacto sobre la recuperacion de aceite, al no llegar a valores ultra bajos de tension
interfacial, y observar grandes cambios en la saturacion de aceite, ni observar un
efecto considerable en el aumento de viscosidad de agua; se lleg6 a la conclusion
que la concentracion de ASP que se utilizaba para el aumento de la recuperaciéon
de aceite no era la suficiente. Por lo que se propuso una nueva concentracion con
el fin de observar dichos efectos. Dicha concentracion se obtuvo en diferentes
etapas, la primera de ella se realiz6 aumentando Unicamente las concentraciones
de alcali y polimero, debido a que, si se llevaba a cabo un aumento en la
concentracion de surfactante, implicaria un costo adicional. El procedimiento de los
cambios que se realizaron a los valores de la Tabla V. 7 se aprecia en la Figura V.
44,

Aumento en Ia

Aumento en la concentracion del Componente
Compo"ente % w concentracion de Compone"te % w polimera para ohservar un p

. alcali limero . mayor  efects  en el .
Pollmero 005 ypo PO"mero 0.09 sumento de la viscosidad | POIImerc 425
T

% w

e
Surfactante 0.11 Surfactante 0.12 Surfactante = 0.1

Alkaline 0.10 Alkaline 0.22 Alkaline 0.21

Figura V. 44 Procedimiento de la primera etapa de optimizacién de la concentracion de quimicos (ASP) de
inyeccion.
Lo anterior se aplicé a los casos A y C obtenidos en el apartado V.5.3.3. Una vez
realizadas las modificaciones se obtuvo un aumento de 5.16% en el caso Ay de un
4.32% en el caso C.

La segunda etapa consistio en calcular la concentracion de inyeccién de los
guimicos haciendo uso de su peso molecular (PM), dicho procedimiento se observa
en la Figura V. 45.
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Mejorada en el campo “PUMA”.

0, 0,
Componente Yo W N A S—— Componente % W ) .
Simulacién del caso

supuesta a la calculada

Polimero 5.00 Polimero 5.0039 A y C utilizando la

; . nueva concentracién
Surfactante 0.12 Surfactante 0.1201 (4).

Alkaline 0.50 Alkaline 0.5004

Figura V. 45 Procedimiento de la primera etapa de optimizacién de la concentracion de quimicos (ASP) de
Inyeccion.
Como se observa en la Figura V. 46 los efectos de la optimizaciéon de la
concentracion de ASP calculada, no so6lo se esperan en el factor de recuperacion
sino también en corte de agua, una vez optimizada la concentracion de ASP de
inyeccion, los cortes de agua finales disminuyen en cerca de 12%, esto debido a un
mayor efecto del polimero inyectado en forma de baches.

Corte de agua SC
1.00

0.80

0.60

— Agua
------- Modelo A- Base
— = = = Polimero optimizado
= = = = = ASP calculado

0.00

T T T T T 1
2020 2025 2030 2035 2040 2045
Time (Date)

Figura V. 46 Cortes de agua finales de caso A.
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Capitulo V. Evaluacién técnica de los proyectos de Recuperacién Secundaria y
Mejorada en el campo “PUMA”.

Tabla V. 27 Factor de recuperacion final debido a la inyeccién de concentracion calculada
de ASP (Caso A).

Factor de Recuperacion

(%)

Caso A: Base 55.33
Optimizacion ASP 56.11
Optimizacion polimero 58.13
ASP calculado 59.06

Tabla V. 28 Factor de recuperacion final debido a la inyeccion de concentracion calculada

de ASP (Caso C).

Factor de Recuperacion

(%)

Caso C: Base 53.49
Optimizacion ASP 54.34
Optimizacion polimero 56.05
ASP calculado 56.86

Se observo que al aumentar la concentracion de alcali y polimero aumentd el factor
de recuperacién mas alto. Con el uso de la concentracion de inyeccién calculada,
se tuvo un aumento final de 6.09% en factor de recuperacion para el caso A (Tabla
V. 27)yde 5.13% para el caso C (Tabla V. 28). Se tendria que poner a consideracion
si es que conviene inyectar baches de ASP de un afio (caso A) o de medio afio
(caso C), utilizando analisis econémicos para la toma de decisién final.
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Capitulo VI. Evaluacién econémica de los proyectos de Recuperacion Secundaria
y Mejorada en el campo “PUMA”.

VI. Evaluacion economica de los proyectos de Recuperacion
Secundaria y Mejorada en el campo “PUMA”.

En este capitulo se realizara la evaluacion econdémica de los casos Ay C obtenidos
en la seccion V.5.3.4 con el fin de seleccionar la mejor alternativa, realizando
analisis de ganancias, inversion y con ello efectuar la toma de decision final basada
en indicadores economicos.

VI.1 Evaluacién econémica del proceso seleccionado

La evaluacion econdmica se realizd en dos etapas subsecuentes a las mostradas
en la Figura V. 17 las cuales se muestran en la Figura VI. 1.

«Verificaciéon de la variable
mas sensible de la
inversion (concentracion
de inyeccion).

*Simulacioén de diferentes
escenarios de inversion.

*Comparacion de VPN vs
concentracion de
inyeccion.

Etapa 4:

Optimizacién econémica del
método de recuperacion
secundaria y/o mejorada

seleccionado.

+* Andlisis de la ganancia
total del proyecto.

*Andlisis de la inversion
total en el proyecto.

*Toma de decisiones
basada en indicadores
econdémicos.

Etapa 5:

Analisis econémico y toma
de decisiones.

Figura VI. 1 Primera parte andlisis realizado (Evaluacion econémica).
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Capitulo VI. Evaluacion economica de los proyectos de Recuperacion Secundaria
y Mejorada en el campo “PUMA”.

VI.1.1 Etapa 4: Optimizacion economica del método de recuperacién secundaria
y/o mejorada seleccionado.

En esta etapa se verifico la variable mas sensible en la inversion del proyecto, en
dicha inversion se consideré Unicamente la cantidad de quimicos inyectados (alcali,
surfactante y polimero).

Para realizar el analisis de sensibilidad se utilizaron los precios de los quimicos
ilustrados en la Tabla VI. 1, una tasa de interés de 10% y un precio de barril de 100
USD y de esta manera obtener los diagramas de tornado mostrados en la Figura
VI. 2y Figura VI. 3 para los casos A y C respectivamente.

Tabla VI. 1 Precios de quimicos utilizados para realizar el analisis de sensibilidad.

: : Base _
Quimico Ba’i?]y(:ftgég;""" (USD/barril A“;;gigé k(’)";‘”"
inyectado)
Alcali 120 20 >
Surfactante 200 50 5
Polimero 80 15 1

Andlisis de sensibilidad de precio de quimicos: Caso A

Alcali

Polimero

Surfactante
8185.3467 8195.3467 8205.3467 8215.3467 8225.3467 8235.3467 8245.3467
VPN

Figura VI. 2 Analisis de sensibilidad de precio de quimicos: Caso A.
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Capitulo VI. Evaluacion economica de los proyectos de Recuperacion Secundaria
y Mejorada en el campo “PUMA”.

Analisis de sensibilidad de precio de quimicos: Caso C

Alcali

Polimero

Surfactante

8064.7214 8069.7214 8074.7214 8079.7214 8084.7214 8089.7214 8094.7214 8099.7214 8104.7214
VPN

Figura VI. 3 Andlisis de sensibilidad de precio de quimicos: Caso C.

Como se observa, el alcali es la variable que mayor impacto tiene en el proyecto.
Es decir que se tendria una relacion directa con la cantidad de alcali inyectado
(inversion) y la ganancia total del proyecto.

Considerando lo analizado, se realizaron 50 simulaciones con redes neuronales
para ambos casos, en donde se variaron las concentraciones de inyeccion del alcali,
surfactante y polimero. De las 50 simulaciones realizadas se eligieron 3 casos en
donde se obtuvo la maxima y peor ganancia, ademas de un caso intermedio el cual
fue utilizado como caso base.

Dicha seleccion se ilustra en la Figura VI. 5y Figura VI. 4 y para los casos Ay C
respectivamente.
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y Mejorada en el campo “PUMA”.

VPN vs concentracion de inyeccion: Caso A

8300
8250
8200
8150
&
s 8100
>3
= 8050
o
> 8000
7950
7900 .
Alto Base Bajo
m VPN (MM$) 8238.8342 8142.021 8032.054
m Alcali (%w) 2.96 2 1
m Polimero (%w) 0.3 0.3 0.1
Surfactante (%w) 0.1 0.2 0.25
Escenarios

3.5

(@]

Figura VI. 5 Resultados obtenidos de la variacién de concentraciones: Caso A.

VPN vs concentracion de inyeccion: Caso C

8150
8100
8050
®
=
3
z 8000
o
>
7950
7900 ,
Alto Base Bajo
m VPN (MM$) 8102.3537 8039.9822 7972.007
m Alcali (%w) 3 1.5 2
m Polimero (%w) 0.3 0.25 0.1
Surfactante (%ow) 0.1 0.15 0.3

3.5

N
%W

=

o

Figura VI. 4 Resultados obtenidos de la variacién de concentraciones: Caso C.
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Capitulo VI. Evaluacion economica de los proyectos de Recuperacion Secundaria
y Mejorada en el campo “PUMA”.

Para ambos casos se aprecia que entre mas concentracion de alcali y menor
concentracion de surfactante se inyecte se obtendra un mayor VPN. Esto se puede
justificar técnica y econdmicamente. El alcali es el componente quimico mas barato
y su inyeccion sirvié como agente de sacrificio, de esta forma se evité la pérdida por
adsorcion de surfactante y se logro inyectar en menor concentracion. Con esto, se
disminuye la inversion en el proyecto. Caso contrario, al inyectar una mayor cantidad
de surfactantes, a pesar de mantener la recuperacion de aceite se reduce la
ganancia en gran medida debido a su alto costo.

Las concentraciones de inyeccion utilizadas en las alternativas base de cada uno
de los casos (A y C) fueron las tomadas como resultado final de esta etapa de
optimizacién econdémica, las cuales se comparan en la Figura VI. 6.

8160 2.5
8140
8120

8100

15
8080
& 2
= X
€ 8060
z 1
~ 8040
8020 05
8000
7980 Caso A Caso C 0
m VPN (MM$) 8142.021 8039.9822
m Alcali (%w) 2 1.5
m Polimero (%w) 0.3 0.25
Surfactante (%w) 0.2 0.15
Alternativas

Figura VI. 6 Comparacion de los casos Ay C una vez realizada la optimizacion
econdmica.
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Capitulo VI. Evaluacion economica de los proyectos de Recuperacion Secundaria
y Mejorada en el campo “PUMA”.

VI.1.2 Etapa 5: Analisis econdmico y toma de decisiones.

Una vez realizada la optimizacion econdmica de los casos Ay C se realiz6 el analisis
econdmico para de esta forma realizar la seleccion final del mejor caso.

Se llevé a cabo el andlisis de la ganancia total de los casos Ay C. Como se observa
en la Figura VI. 6 con el caso C se obtiene un VPN menor a lo que se obtiene con
el caso A con una diferencia de aproximadamente 100 MM$. Sin embargo, esto no
significé un factor determinante para realizar la seleccion el caso A.

En la Tabla VI. 2 y Tabla VI. 3 se observa que la ganancia total del proyecto no esta
Gnicamente relacionada con la produccién, es decir, que no necesariamente
obteniendo un mayor factor de recuperacion con el proyecto seleccionado se tendra
una mejor ganancia, sino que dicha ganancia también estard directamente
relacionada con la inversién y en este caso en particular, con la concentracién de
quimicos que se inyecten con el proyecto, gasto de inyeccion y periodos de
inyeccion.

Tabla VI. 2 Andlisis de la ganancia: Caso A.

Caso A

Np (MMbls) 148,446,340| 145,221,520| 142,000,260

FI, UNAM

Diferencia (bls)

= 3,224,820

6,446,080

VPN (MMS) 32.2482 64.4608
ENRIE(\ SN 8238.8342 8142.021 8032.054
Diferencia final

96.8132 206.7802

VPN (MMS$)

Tabla VI. 3 Andlisis de la ganancia: Caso C.

Caso C

Np (MMbils) 141.56 140.51
Diferencia (bls) - 2,903,980 | 3,955,400
VPN (MMS) 29.0398 39.554
VEINEGEN(\YSN 8102.3537 | 8039.9822 7972.007

Diferencia final
62.3715 130.3467
VPN (MMS)
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y Mejorada en el campo “PUMA”.

Ademas de ello, se realiz6 el analisis de la inversion total para los casos Ay C (Tabla
VI. 4 y Tabla VI. 5 respectivamente) en las cuales se observa que con el uso del
caso C se invierte menos que con la alternativa A al utilizar una menor concentracion
de inyeccion, inyectar baches de menor tiempo y con ello inyectar menos cantidad

de quimicos.
Tabla VI. 4 Analisis de la inversién: Caso A.
Alternativa A
Aleali Surfactante Polimero
Gasto por pozo (S/bbl) 7.74 1.44 0.87
Gasto por sector (S/bbl) 224.60 41.86 25.16
Gasto de inyeccidn (bblfdia) 1825 1825 1825
Inversidn por dia derlrweccmn 409,895.45 76,392.49 45,925.81
de ASP (S/dia)
Tiempo de irTfe ceidn total 1,460 1,460 1
(dias)
Inversidn de quimicos (S) 598447 358 111,533,036 67,051,690
Inversidn total (MMS) 777.03
Tabla VI. 5 Analisis de la inversién: Caso C.
Alternativa C
Aleali Surfactante Pollmero
Gasto por pozo (S/bbl) 3.77 0.18 0.47
Gasto por sector (S/bhbl) 109.36 5.32 13.61
Gasto de inyeccidn (bblfdia) 1,825 1,825 1,325
AL s nt ) 199,583.76 9,714.18 24,346.95
de ASP (S/dla)
Tiempo de inyeccidn total 730 230 230
(dias)
Inversidn de quimicos (S) 145,696,147.22 7,091,351.78 18,138,271.63
Inversidn total (MMS) 170.93
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y Mejorada en el campo “PUMA”.

Una vez realizados los analisis de la ganancia e inversion total del proyecto se
realizd la toma de decision final basada en la observacion de indicadores
economicos. Como se observa en la Tabla VI. 6, realizando el calculo de a relacion
beneficio costo utilizando el VPN y la inversion total en el tiempo 0, se obtuvo un
mejor resultado con el uso del caso C al saber que por cada dolar invertido se tendra
una ganancia final de 46.98 doélares, en comparacion con el caso A se obtuvo una
diferencia de 36.5 ddlares.

Tabla VI. 6 Relacién beneficio/costo para realizar
la toma de decisiones final.

Relacién Beneficio/Costo— —
Alternativa
VPN 8,142.02 1| 8,029.98 \
NVASeEll  777.03 |  170.93
1
R (B/C) 11.48 \ 47.98 /

e

Yy
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VII.

Capitulo VIII. Conclusiones y recomendaciones.

Conclusiones y recomendaciones.

Se realiz6 el andlisis para la explotacion de un yacimiento carbonatado de alta
temperatura y alta salinidad a partir de la evaluacion técnica-econémica para
determinar la alternativa y secuencia de aplicacion éptima. Al hacer uso de dicho
analisis se selecciond la inyeccidén de agua con una posterior inyeccion de ASP al
obtener con este método un factor de recuperacién de 52.09% y un corte de agua
de 85.34%.

Después de llevar a cabo la optimizacion técnica se obtuvo un aumento en el factor
de recuperacion de hasta 59% y con un corte de agua final de 82.6%. Al término de
esta etapa se redujeron los periodos de inyeccion de tener una inyeccioén continua
de ASP de 11 afios a inyecciones totales de 4 y 2 afios (segun fuera el caso),
reduciendo costos de inversion de ASP con ello.

Una vez realizada la optimizacion econémica se maximizo el valor del proyecto
(tanto para el caso A como el C), buscando reducir inversiones (concentracién de
qguimico inyectado). Realizando los analisis de la ganancia y la inversion, se llegé a
la conclusion que no necesariamente teniendo factores de recuperacion altos
significaba un aumento total en ganancia, sino que dicha ganancia dependia
directamente de la inversion total realizada en el proyecto. Al observar indicadores
econoémicos (VPN y R b/c) se comprobd dicho andlisis al obtener que el caso C era
el méas rentable al obtener un R (b/c) de 47.98.

Para cada uno de las alternativas simuladas en el campo PUMA, los arreglos con
los que mejores resultados se obtuvieron fueron el de nueve pozos normal (NPN) y
el cuatro pozos en lineas oblicuas invertido (CPI). El uso de arreglos de pozos es
favorable para la obtencion de factores de recuperacibn mas elevados. Se
recomienda utilizar los arreglos de pozos NPN y CPI, arreglos con una relacion
inyector/productor >1, debido a que en todos los casos se obtuvieron mejores
resultados con su implementacion.

En cuanto a los disparos, se recomienda observar la saturacion de los fluidos en el
modelo y realizarlos en la zona de alta saturacion de aceite, debido a que existe una
canalizacion del agua de inyeccion hacia el acuifero.

Se debe de explotar el yacimiento buscando un mantenimiento de presion en lugar
de un mantenimiento de la produccion con el objetivo de alargar la vida productiva
del yacimiento.

La alternativa con mejores resultados fue la inyeccién de agua con una posterior
inyeccion de ASP, sin embargo, se observo que el modelo es méas sensible a la
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Capitulo VIII. Conclusiones y recomendaciones.

inyeccion de agua. Para realizar una correcta evaluacion técnica se recomienda
observar las curvas de factor de recuperacion, asi como el corte de agua,
respetando una caida de presion que sea considerable y manteniendo la
inyectividad en el modelo.

Es importante observar al momento de simular la inyeccion de los diferentes
métodos que el proceso se esté llevando a cabo de manera correcta, es decir, que
los quimicos que se intervienen en el sistema estén causando el efecto deseado y
gue se obtengan resultados congruentes a ello, observar los modelos 3D, graficas
de tension interfacial y numero capilar; cuidar la reologia del polimero y obtener la
viscosidad del agua deseada.

Una vez seleccionado el mejor método de explotacion; se optimiza con el fin de
reducir costos operativos y aumentar favorablemente los resultados, para esto se
recomienda el uso de analisis de sensibilidad de gastos de inyeccion, periodos de
inyeccion y concentracion de inyeccion.

El analisis de sensibilidad de periodos de inyeccion se recomienda hacerlo de
periodos grandes a pequefios de inyeccién, si son dos procesos los que se estan
implementando, se recomienda realizar alternativas en donde los periodos de
inyeccion sean largos para una de las dos alternativas y cortos para la otra.
Observar los cambios en la recuperacion de aceite, asi como el corte de agua y de
esta manera encontrar a que método de los seleccionados es mas sensible el
modelo y con ello escoger los periodos de inyeccion que mejor se adapten al
modelo.

Se analizaron los resultados obtenidos con la simulacion, donde al inyectar periodos
alternados entre el agua (4 afios de desplazamiento continuo) y ASP (Baches de 6
meses) se obtienen mejores resultados en funcién a las variables” Np” y “Wc¢”,
maximizando el factor de recuperacion (6% aproximadamente) y reduciendo de
manera considerable los costos de inversion por productos quimicos.

Para realizar el andlisis de sensibilidad de los gastos de inyeccion, se recomienda
realizar diferentes corridas en donde se varien los gastos de inyeccion
implementando limites, corroborar como afectan dichos gastos de inyeccion tanto
en la recuperacion de aceite, asi como en el corte de agua y escoger dos
alternativas una que muestre un escenario medio de recuperacion y otro que
muestre una de las mejores recuperaciones.

Una vez realizado ello, se recomienda implementar dichos gastos en los periodos
de inyeccion ya definidos con el fin de realizar un andlisis de sensibilidad conjunto
y asi definir cuél de las alternativas es mejor.
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Capitulo VIII. Conclusiones y recomendaciones.

Al llevar a cabo la optimizacion de la concentracion se recomienda inyectar una
mayor concentracion del diversificador de flujo para mejorar la eficiencia de barrido
y del agente de sacrificio con el objetivo de reducir la cantidad de tensoactivo
inyectada, ya que este producto es el mas costoso en los procesos ASP.

En el caso del presente proyecto se obtuvieron resultados favorables al aumentar
dichas concentraciones tanto en el factor de recuperacion, asi como en el corte de
agua final del proyecto. Obteniendo factores de recuperacion de hasta 59%.
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