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Introduccion

Introduccioén

El petroleo es, desde el siglo pasado, la energia primaria mas importante del mundo. Las
necesidades energéticas a nivel mundial son elevadas. Actualmente, el 40% de estas
necesidades son cubiertas por el sector petrolero.

El petréleo es un recurso natural no renovable, por lo que el agotamiento de las reservas
existentes es latente. Si se mantiene el mismo ritmo de explotacién actual, se estaria hablando
de 40 afios de explotacion del crudo actual, sin embargo, se tiene en cuenta que se pueden
descubrir nuevos yacimientos que pudieran superar las reservas actuales.

El avance de la demanda actual de energia a nivel mundial ha sido muy acelerado; es por ello
gue se han desarrollado nuevas fuentes de energia alternativa. Es tan fuerte la demanda, que
la industria petrolera se ha encargado, dia con dia, de estar a la vanguardia en cuestion
tecnolégica para poder cubrir la demanda existente.

La terminologia utilizada en este trabajo engloba las propiedades de los yacimientos,
propiedades de los fluidos, los tipos de recuperacion que se pueden hacer en el yacimiento,
asi como conceptos que se involucran con los procesos de recuperacion.

Todo con la finalidad de que el ingeniero petrolero tenga una mejor veracidad del
comportamiento del yacimiento; por lo tanto, mejores prondsticos que conllevan a una mejor
recuperacion de aceite.

Debido a que el porcentaje de aceite residual es muy alto y las reservas se estan agotando, se
ha tenido la exigencia de explotarlos con métodos adicionales para recuperar una mayor
cantidad de aceite a través de diversos procesos de recuperacion.
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Introduccion

Hoy en dia es dificil entender los mecanismos que gobiernan la explotacion de esos
yacimientos.

Existen grandes volimenes de aceite que no han podido ser explotados de manera natural,
por lo que en este trabajo se ha documentado un método de recuperacion mejorada para que
ese crudo pueda ser llevado a superficie de una forma rentable.

Este trabajo se enfocard en el método inyeccién simultanea de agua y gas (SWAG) como
método de recuperacién mejorada; con esto se busca llegar a identificar este proceso como un
método conveniente en términos de volumenes de recuperacion para distintas condiciones
petrofisicas y de los fluidos que se encuentran dentro de los yacimientos.

A pesar de que SWAG es un proceso nuevo, ha adquirido gran interés en compafias de
servicios que pretenden implementar el proceso en campos en desarrollo para tener una mejor
recuperacion de petréleo, obteniendo mas ganancias.
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CAPITULO |

CONCEPTOS GENERALES

El significado de los términos empleados a lo largo de este trabajo seran presentados en este
capitulo, con la finalidad de que se tenga un mejor entendimiento de lo que se habla en este
trabajo profesional. La terminologia usada engloba las propiedades del yacimiento,
propiedades de los fluidos, los tipos de recuperacion que se puede hacer en el yacimiento, asi
como también conceptos que involucran los procesos de recuperacion. También es menester
mencionar los tipos de yacimientos asi como la calidad de los fluidos que estan en los
mismos. Todo lo antes descrito es con la finalidad de que el Ingeniero Petrolero tenga una
mejor veracidad del comportamiento del yacimiento, por lo tanto, mejores prondsticos que
conllevan a una mejor recuperacion.

1.1 YACIMIENTO

Se entiende por yacimiento a la porcion de una trampa geoldgica que contiene hidrocarburos,
la cual se comporta como un sistema intercomunicado hidraulicamente. Los hidrocarburos
ocupan los poros de la roca almacenadora y estan a presion y temperatura elevada, como
consecuencia de la profundidad a que se encuentra localizado el yacimiento. (Definiciéon de
PEMEX)

1.2 PROPIEDADES DE LA ROCA

1.2.1 POROSIDAD

La porosidad se puede definir como la relacion del espacio vacio en la roca con respecto al
volumen total de la misma roca. Esto es que un volumen de roca, esta formado por un
volumen de poros y un volumen de sdlidos, se expresa de la siguiente manera:

Vo=V, +V (1.2)
donde:
V, = volumen de roca
V, = Volumen de poros

Vs = Volumen de solidos
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Si el volumen de poros se relaciona al volumen de roca, se obtiene la porosidad y esta se

representa en fraccion o en porciento:

W
Q= m
O bien
9=—2
Vp+Vs

(1.2)

(1.3)

Cuando se habla de porosidad hay que entender que los poros no siempre estan comunicados
entre si, es por ello que la porosidad tiene la siguiente clasificacion:

1.2.1.1 Porosidad Absoluta (@)

a): Es la relacion entre el volumen total de poros (comunicados y no comunicados) y el
volumen de roca (ver Fig. 1.1); matematicamente se expresa como:

0 = Voe+tVpne
a v,

donde:

¢. = Porosidad absoluta.

V, = Volumen de roca.

Vpe = Volumen de poros comunicados.

Vpne = Volumen de poros no comunicados o aislados.

(1.4)

1.2.1.2 Porosidad Efectiva (@.): La porosidad efectiva es la relacion del porcentaje del espacio

poroso interconectado y el volumen total de roca.

_ Voc
@e - Vr

(1.5)

PORDSIDAD EFECTIVA

POROSIDAD

POROSIDAD WO EFECTIVA

Fig 1.1 Porosidad total, efectiva y no efectiva
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1.2.1.3 Porosidad Primaria: es aquella que se da en el tiempo de depdsito v litificacion de los
sedimentos. De otra forma, son los espacios vacios que quedan entre los granos y fragmentos
minerales en la roca. Esta porosidad se conoce como porosidad original o de matriz.

1.2.1.4 Porosidad Secundaria: Es la porosidad que seda cuando actian ciertos procesos
mecanicos o fuerzas en la roca después de su litificacion. Se le conoce también como
porosidad inducida.

1.2.2 SATURACION

La saturacién de fluidos es un parametro necesario para determinar la cantidad de
hidrocarburos contenidos en la roca, la importancia que tiene en la Ingenieria de Yacimientos
es esencial. Saber la saturacién de los fluidos en la roca nos permite tener una mejor
representacion del yacimiento, asi mismo, obtener mejores resultados para la caracterizacion
de este.

La saturacion es la relacion de un volumen de fluido que se encuentra dentro de los poros de
la roca y el volumen total de poros, se expresa en porcentaje o fraccion. La expresion es la
siguiente:

s =u (1.6)

S¢ = Saturacion del fluido.
V¢ = Volumen del fluido.
V, = Volumen de poro

La porosidad inicial en las formaciones, por lo general, estaba llena de agua, agua que queda
en el espacio poroso de los sedimentos al momento de su depositacion. Debido a la formacién
de hidrocarburos y a la segregacién gravitacional, el agua es desplazada por los
hidrocarburos, de tal forma que estos ultimos se quedan en la roca almacenadora. Debido a
ciertos esfuerzos de la roca y propiedades de los fluidos, el agua no es desplazada en su
totalidad. La saturacion del espacio poroso debe de ser del cien por ciento, sin importar la
cantidad de fluidos que se encuentren en el espacio o roca almacenadora. Esta medicion
también se hace por medio de fraccion, y esta misma fraccion podra variar segun los fluidos
contenidos (ver Fig 1.2).

Si se tuviera un solo fluido en el medio poroso, entonces la saturacion del fluido es la relacion
del volumen del fluido y el volumen poroso, esto es:

_vi@cy. _

S5 = ecy.

(1.7)
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donde:

Vi @ C.Y. = Volumen del fluido a condiciones de yacimiento.
V, @ C.Y. = Volumen de poros a condiciones de yacimiento.

nnnnn
Aceite

Fig 1.2 Representacion de la saturacion de los fluidos en el poro
Entonces, suponiendo que se tienen agua y aceite saturando el medio poroso, la saturacion
total de ambos sera del 100%, es decir Sw<1, la saturacién del aceite sera igual a:
So =1-Sw (1.8)
En el caso de tres fluidos se aplicara el mismo concepto, es decir, la suma de las tres

saturaciones es igual a 1. De esta forma, podremos representar las saturaciones de los fluidos
de la siguiente manera:

(1.9)

(1.10)
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_wecy.
SW'_;@@cy. (1.12)
Tal que:
1=5,+5,+Sy (1.12)
donde:

S, = Saturacion de aceite.

Vo,@C.Y. = Volumen de aceite a condiciones de yacimiento.
Sy = Saturacion de gas.

Vg @C.Y. = Volumen de gas a condiciones de yacimiento.
Sw = Saturacién de agua.

Vw@C.Y. = Volumen de agua a condiciones de yacimiento.

1.2.3 PERMEABILIDAD

La permeabilidad es uno de los parametros de las rocas de igual importancia que los antes
mencionados. Es fundamental saber la cantidad de hidrocarburos que contiene el sistema
productor; no obstante, la facilidad con la que fluyen los fluidos a través del sistema es de vital
importancia para una mejor representacion de los fluidos producidos.

Permeabilidad (K): Se puede definir como la facilidad que tiene una roca para permitir el paso
de fluidos a través de ella.

El primero en estudiar este concepto fue Henry Darcy (1856) al investigar el flujo de agua a
través de filtros de arena para la purificacion de agua. Establecié una relacion para el flujo de
fluidos en un medio poroso, sus estudios fueron retomados, aplicandose en el desarrollo de
varias industrias, como la petrolera.

Darcy experiment6 con filtros de arena haciendo pasar un fluido a través de una seccion
horizontal. Encontré que el gasto a través del empaque de arena era proporcional a la carga
hidrostatica del fluido (p, g, h), mas una presion (P) ejercida sobre la superficie libre del
liquido, que causa el movimiento del fluido en una longitud (L) dada, mediante una seccion
transversal de area (A) perpendicular a la direccion de flujo; esta area es un area, aparente ya
que considera poros y solidos, y solo se fluye a través del espacio poroso. La constante de
proporcionalidad (K) es la permeabilidad (ver Fig. 1.3).
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La forma elemental de la ecuacion de Darcy es:

KA(P+pgh)

q=-A—

(1.13)
donde:

h = altura medida sobre un nivel constante de referencia

p = densidad del fluido

g = aceleracion de la gravedad

Investigaciones posteriores consideraron diferentes fluidos, considerando la viscosidad (u) de
los mismos. La ecuacién de Darcy toma la siguiente forma mas general:

EA(P+pgh)

q=—A” n

(1.14)

fl i
constants ———]

u&-l._,-_#-—..-..-m-‘_l

T B CH
r'.s-.‘;ﬁf,__.. o .'

[

It'. " P

= - Q

Secciomn

Fig 1.3 Esquema del experimento de Darcy

La permeabilidad (K) se clasifica de acuerdo con el contenido de fluidos en la roca y también
por la forma de flujo que se tiene.

1.2.3.1 Permeabilidad Absoluta (K,): es en la cual un unico fluido esta presente saturando al
100%, este es un fluido mojante. Si se tiene un solo fluido homogéneo en el medio poroso,
entonces la permeabilidad no tendra cambio alguno tomando en consideracion que el fluido no
reaccione con el medio, si importar el fluido, el fluido no debe reaccionar con la roca.

1.2.3.2 Permeabilidad Efectiva (K¢): En el sistema, por lo general, se tienen mas de un fluido.
Entonces se dice que la permeabilidad efectiva es la permeabilidad respecto a un fluido en
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particular, ya sea este aceite, gas o agua. El cambio de las permeabilidades estara en funciéon
de la variacién de las saturaciones que tengan. Se ha encontrado que: 0 < Kef < Ka.

1.2.3.3 Permeabilidad Relativa (K;): Es la relacién de la permeabilidad efectiva de cualquier
fluido (aceite, gas o agua) con respecto a la permeabilidad absoluta (Kr =Kef/Ka). Se expresa
en fraccidon ya que nunca es mayor a uno (0 < Kr < 1). Esta permeabilidad, en otras palabras,
indica la facilidad de flujo de un fluido a través de la roca, en presencia de otro u otros fluidos
comparados con la facilidad de flujo que se tendria si Unicamente fluyera un fluido. La
permeabilidad relativa depende de:

Geometria del sistema poroso
Mojabilidad de la roca

Distribucion de los fluidos

Historia de los cambios de saturacion

A NN NN

1.2.4 Compresibilidad de la formacion (Cy): Se define como compresibilidad de la formacion al
cambio de volumen de poros, con respecto a la presion de los fluidos contenidos en dicho
volumen de poros, se representa como:

¢ = —é(‘%’)T (1.15)

donde:

Cf = Es la compresibilidad de la formacion.
Vp = Volumen de poros.

T = Temperatura

1.3 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

Las propiedades de los fluidos son parametros que caracterizan a un fluido y lo hacen
diferente de otro. En la industria petrolera los fluidos que se manejan son aceite, gas y agua.

1.3.1 COMPOSICION DEL FLUIDO: La composicién esta referida a cada uno de los
compuestos que forman la mezcla del fluido. Estos se componen por compuestos
hidrocarburos y no hidrocarburos. Los compuestos hidrocarburos son metano, etano, propano,
butano, etc. y los no hidrocarburos son impurezas tales como acido sulfhidrico, bidxido de
carbono oxigeno, helio, nitrégeno, entre otros.

1.3.2 DENSIDAD DEL ACEITE (p,): Es la relacion de la masa de aceite mas su gas disuelto
entre su volumen. La densidad varia con la temperatura y presion.
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(1.16)

_ Masageeite@CY. _ m(aceite+gasdis.) [ gr ]
Po Vol.gceite@C.Y. V(aceite+gas dis.) ’ Lem”3

1.3.3 DENSIDAD RELATIVA (p,): La densidad relativa o gravedad especifica de una
sustancia es la relacién de la densidad del aceite y la densidad de otro fluido usado como
referencia, por lo general, en el caso de los liquidos, se usa la densidad del agua como el
patrén de referencia.

Po__. M] [adimensional] (2.17)
Ppatron  LML"-3

Pro =

En la industria petrolera se usan los grados API, esta terminologia es utilizada por el Instituto
Americano del Petréleo. Para ello se utiliza la siguiente ecuacion:

1415
Pr = T3is+oapi

(1.18)

1.3.4 Viscosidad del Aceite (uy): La viscosidad es la propiedad de resistencia al esfuerzo
cortante. Ademas, la viscosidad puede ser vista como la resistencia interna de un fluido a fluir
y, por lo tanto, depende en gran medida de la densidad y la composicion. La unidad de medida
de la viscosidad es el poise pero comunmente se expresa en centipoise [cp].

w=vp;cp] (1.19)

donde:

p = Es la viscosidad dinamica o absoluta.
v = Viscosidad cinematica.

p = Densidad del fluido.

1.3.5 COMPRESIBILIDAD (C): Es el cambio en volumen que experimenta un volumen
unitario, cuando éste sufre un cambio de presion a una temperatura constante.

¢ =), el (120
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1.3.6 COMPRESIBILIDAD DEL GAS (Cg): Se define como el cambio de volumen del gas
debido al cambio de presion a una temperatura constante. Recordando la ecuacién de estado
del gas ideal, tenemos:

PV = nzRT (1.21)

donde:

n = m/M, es el nimero de veces que la masa caracteristica M esta contenida en la masa m.
R = Constante universal para todos los gases.

z = Factor de desviacion del comportamiento ideal del gas.

Despejando V de la ecuacion (1.21), se tiene la siguiente ecuacion:

V=" (1.22)

En un proceso isotérmico, T es cte. N = cte y R = cte.

Diferenciando:

=3RS -2 (1.23)
Multiplicando el primer término del segundo miembro por z/z

) @20
ComoV = niﬂ, se sustituye y se obtiene la siguiente ecuacion:

-1 @29

Se dividen ambos miembros entre (-V).

Sw= () EF 7 E) (1.26)

Simplificando:

1 9V 10Z 1
= —;54'; (127)
10V 1 10z

= —— - = -
Como €, v apP 9 P zop

10
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La Ec.1.27 representa la compresibilidad para un gas real, en el caso de los gases ideales se

tiene que:
g—; = 0, con lo que se obtiene la ecuacion de la compresibilidad del gas ideal:
1
Cy = > (1.28)

1.3.7 COMPRESIBILIDAD DEL ACEITE (Co): Es el cambio de volumen que experimenta un
volumen unitario de aceite, cuando éste sufre un cambio de presion a una temperatura
constante.

1 (Vo) | 1
o= (8), [2] a2

cm

1.3.8 RELACION GAS DISUELTO EN EL ACEITE (Rs): La relacion gas disuelto en el aceite o
relacion de solubilidad, Rs es definida como el volumen de gas disuelto en el aceite a ciertas
condiciones de presion y temperatura del yacimiento, por cada unidad de volumen de aceite,
medido ambos voliumenes a condiciones base. Este factor es sélo para yacimientos de aceite
y su gas disuelto.

R, = ;

Volumen de aceite @ C.S.

_ Volumen de gas @C.S.disuelto en el aceite @ C.Y. m3 1.30
- (1.30)

Es importante sefalar que este factor no es adimensional ya que los volimenes estan
medidos a diferentes condiciones.

1.3.9 RELACION GAS-ACEITE (R): La relacién gas-aceite, son los metros clbicos de gas
producidos (el cual considera gas disuelto y gas libre en el yacimiento) por cada metro cubico
de aceite producido, medidos ambos volumenes a condiciones estandar. Las condiciones de
separacion como presion, temperatura y numero de etapas, afectan el valor de dicha relacion.

Volumen de gas producido @C.S. [m?3
R= gasp 5] (1.31)

Volumen de aceite @ C.S. ' |ms
1.3.10 FACTOR DE VOLUMEN DEL ACEITE (By): El factor de volumen del aceite se define
como el volumen de aceite del yacimiento requerido para producir un metro cubico de aceite

en el tanque de almacenamiento. El aceite del yacimiento incluye el gas disuelto.

B,

)

Volumen de aceite as disuelto @C.Y. m3
= ve - —] (1.32)

Volumen de aceite @ C.S. m3

11
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1.3.11 FACTOR DE VOLUMEN DEL GAS (Bg): Es definido como el volumen de gas medido a
condiciones de yacimiento entre el volumen de ese mismo gas medido a condiciones
estandar.

— (1.33)

1.3.12 FACTOR DE VOLUMEN TOTAL (Bt): El factor de volumen total o de la fase mixta, se
refiere al volumen de aceite en el yacimiento con su gas disuelto mas el volumen de gas
liberado entre el volumen de aceite en la superficie. Teniendo en cuanta que este es solo para
yacimientos de aceite y gas disuelto liberado.

— (1.34)

1.3.13 PRESION DE BURBUJEO (Py): Es la presion a la cual la primera burbuja de gas
aparece cuando disminuye la presion en el aceite bajosaturado. También es llamada presién
de saturacion, debido a que una ligera disminucién de dicha presion provoca que el aceite
libere el gas disuelto que contiene, al pasar de la fase liquida a la region de dos fases.

1.3.14 PRESION DE ROCIO (P,): La presion de rocio, es la presién a la cual la primera gota

de liquido aparece cuando disminuye la presion en el gas bajosaturado, al pasar de la regién
de vapor a la region de dos faces.

Proceso de liberacion diferencial

Proceso de liberacion Instanténea o Flash
Vi Vr, V13 Vi Ve Vs Vs Vs

Vo2 I Vos

Vo2 Vos

P,-P, P, P, Py P, P, P, P3=Py Py Ps

Fig 1.4 Representa la simulacién en el laboratorio de una etapa de agotamiento de la presion a temperatura
del yacimiento, donde la composiciéon se considera constante y se realiza mediante la prueba denominada
separacion a composicidn constante o separacion flash. Este proceso consiste en expandir isotérmicamente
una parte de la muestra representativa de los fluidos previamente transferida a una celda de analisis PVT que
se mantiene a la temperatura del yacimiento constante. Sufre decremento de presion, después de cada
decremento de presion se permite que el sistema obtenga un estado de equilibrio termodinamico, antes de
registrar los cambios volumétricos que haya experimentado; la prueba finaliza al alcanzar la presién de
saturacion, o bien, puede continuarse a presiones menores.
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Las caracteristicas obtenidas en este prueba; son el volumen de las fases en funcion de la
presion, que generalmente se reporta como volumen relativo, usando el volumen del fluido en
el punto de saturacién como el de referencia y la presién de burbujeo para los casos de aceite
y la presién de rocio para gas y condensado, también se obtiene la compresibilidad de los
fluidos originales del yacimiento en etapa de bajo saturado.

1.4 CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS DE HIDROCARBUROS Y LOS
ACUIFEROS

Los yacimientos de hidrocarburos, se agruparon considerando diversos factores, por lo que
surgieron las siguientes clasificaciones:

1.4.1 DE ACUERDO CON LOS TERRENOS SEDIMENTARIOS

1) En superficie, son los indicios superficiales, fuentes de petréleo y gas, acumulaciones de
productos libres (chapopoteras), o impregnaciones en formaciones porosas (arenas y
areniscas bituminosas).

2) En yacimientos, localizados mas o menos profundamente bajo la superficie del suelo. La
profundidad media de los yacimientos explotados actualmente, se sitla por debajo de los
2,000 m.

1.4.2 DE ACUERDO CON EL TIPO DE ROCA ALMACENADORA

Se considera como roca almacenadora aquella que es capaz de almacenar a los
hidrocarburos, normalmente tiene una extensién geografica mayor que la de los yacimientos,
debido a que éstos estan restringidos a la trampa.

Las principales caracteristicas que debe tener una roca para constituirse como roca
almacenadora, son la porosidad que condiciona; ademas de otros factores independientes de
la litologia (temperatura, presion del yacimiento, saturacion relativa de hidrocarburos y agua),
el volumen de petréleo o gas en la roca, y la permeabilidad de la que depende el movimiento
de los fluidos en el interior de la roca.

ROCAS DETRITICAS, ARENAS Y ARENISCAS: Las rocas detriticas o clasticas, son
resultado de la acumulacion de elementos arrancados a rocas ya existentes por efecto de la
erosion, que sufren una sedimentacion o son transportados a distancias variables por
agentes diversos, cementados o no después de su depositacion. El conjunto de las rocas
detriticas, las arenas y las areniscas, se definen por la posicion de sus granos en la escala de
tamarios.
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ROCAS CARBONATADAS-CALIZAS Y DOLOMIAS: Las rocas carbonatadas, comprenden
todas las rocas sedimentarias, constituidas en su mayor parte por minerales carbonatados,
entre los cuales, los dos principales son la calcita y la dolomia.

1.4.3 DE ACUERDO CON EL TIPO DE TRAMPA

TRAMPAS DE TIPO ESTRUCTURAL: Son aquellas en las que encontramos hidrocarburos
que se encuentran asociados a pliegues o fallas tales como los anticlinales y los sinclinales
(simétricos y asimétricos).

TRAMPAS ESTRATIGRAFICAS: Dependen exclusivamente del caracter sedimentolégico de
las formaciones que las constituyen, como puede ser un cambio lateral de arena a lutita forma
una trampa estratigrafica.

TRAMPAS COMBINADAS: Se refieren a las trampas en las que se conjugan aspectos
estratigraficos y tectonicos. Aqui se da casi cualquier combinacién imaginable de estructura y
estratigrafia.

TRAMPAS ASOCIADAS A INTRUSIONES IGNEAS: Se conocen casos en los que una
intrusion ignea (sill) hace las funciones de roca sello.

1.4.4 POR EL TIPO DE FLUIDO ALMACENADO

Tomando en cuenta las caracteristicas de los fluidos que son producidos, se tienen
yacimientos de aceite, aceite ligero (volatil), gas seco, gas humedo y de gas y condensado.
Las caracteristicas de los fluidos producidos son utilizados para delimitar un yacimiento dentro
de la clasificacion anterior son las siguientes:

YACIMIENTO DE ACEITE: Produce un liquido negro o verde negruzco, con una densidad
relativa mayor de 0.800 y una relacion gas-aceite menor de 200 m3g/m3o.

YACIMIENTO DE ACEITE VOLATIL: Produce un liquido café oscuro, con una densidad
relativa entre 0.740 y 0.800 y con una relacion de gas-aceite entre 200 y 1,500 m3g/m30. Son
aquellos yacimientos cuya temperatura es ligeramente mayor a la critica.

YACIMIENTO DE GAS Y CONDENSADO: Producen un liquido ligeramente café o pajizo, con
una densidad relativa entre 0.740 y 0.780 y con relaciones de gas que varian de 1,500 a
12,000 m3g/m3o. En este yacimiento los fluidos estaran también en una sola fase,
denominada gaseosa cuando la temperatura excede la critica. La composicidn sera la misma
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hasta que, por motivos de sufrir la extraccion, se alcance la presion de rocio. Yacimiento
donde la temperatura oscila entre la critica y la cricondenterma.

YACIMIENTO DE GAS HUMEDO: Producen un liquido transparente, con una densidad
relativa menor de 0.740 y con relaciones gas-aceite entre 10,000 y 20,000 m3g/m3o. Los
fluidos en este yacimiento estaran en una sola fase gaseosa, esta existira a lo largo de la
produccién, debido a que la temperatura existente en el yacimiento es mayor que la
cricondenterma.

YACIMIENTOS DE GAS SECO: Producen un liquido ligero; transparente (si es que lo hay) y
con relaciones gas-aceite mayores de 20,000 m3g/m3o. Estos yacimientos tienen la
caracteristica de que la trayectoria de la produccion no entra a la region de dos fases.

1.4.5 CON BASE EN EL DIAGRAMA DE FASES

El comportamiento termodindmico de una mezcla natural de hidrocarburos se puede utilizar
para propositos de clasificacion; tomando como base su diagrama de comportamiento de
fases, el cual es una grafica temperatura-presion, donde se presentan los siguientes
elementos: la curva llamada envolvente de fases, que resulta de unir las curvas de puntos de
burbuja y puntos de rocio que exhibe la mezcla a diferentes temperaturas y presiones; curvas
que se unen en el punto denominado punto critico, que son la temperatura y presién maximas,
respectivamente, a las cuales la mezcla de hidrocarburos puede permanecer en dos fases en
equilibrio como se muestra en la Fig. 1.5.

4000

1800 Punto Critico Fumta Cricondenbarico

5o | B okl ‘- L4 Punto Cricendentérmice
W0 B

[ B

1800 A

20

Lineas de Isocalidad 1o / Curva de Rocia

1000

5007 = - PR 1
n 8 oo 160 200 0 0 30

TEMPERATURS ("F)

Fig 1.5 Diagrama de fases temperatura-presion
La envolvente de fases divide el diagrama en tres regiones, la primera, llamada region de
liquidos, esta situada fuera de la envolvente de fases y a la izquierda de la isoterma critica, la
segunda, llamada region de gases, se encuentra fuera de la envolvente de fases y a la
derecha de la isoterma critica, y la ultima region se encuentra encerrada por la envolvente de
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fases, que se conoce como region de dos fases; en esta region, se encuentran todas las
combinaciones de presion y temperatura en que la mezcla de hidrocarburos puede
permanecer en dos fases en equilibrio, existiendo dentro de ella, las llamadas curvas de
calidad, que indican el porcentaje del total de hidrocarburos que se encuentran en estado
liquido. Todas estas curvas inciden en el punto critico. Ademas se distinguen, en el mismo
diagrama, la cricondenterma y la cricondenbara.

YACIMIENTOS DE ACEITE Y GAS DISUELTO DE BAJO ENCOGIMIENTO: La Fig.1.6,
muestra la envolvente de fases tipica de un yacimiento conocido como de aceite y gas disuelto
de bajo encogimiento, también llamado de aceite negro. Sus liquidos son fluidos, cuyo
contenido de componentes intermedios, C3 a C6, es comparativamente bajo y alto en
componentes pesados. La temperatura del yacimiento es menor que la temperatura critica de
la mezcla de hidrocarburos; el punto critico, generalmente esta situado a la derecha de la
cricondenbara y las curvas de calidad se cargan predominantemente hacia la linea de puntos
de rocio.

Prag,
2,000 Punto Crilico *akin g Rocig
1,500

1,000

200

Fig 1.6 Diagrama de fases para yacimientos de bajo encogimiento (aceite negro)

YACIMIENTOS DE GAS Y CONDENSADO: La Fig. 1.7 corresponde a la envolvente de fases
de los fluidos de un yacimiento de gas y condensado; caso que se presenta cuando la
temperatura del yacimiento cae entre la temperatura critica y la cricondenterma de la mezcla
de hidrocarburos. El punto critico generalmente cae a la izquierda de la cricondenbara y las
lineas de calidad se cargan predominantemente hacia la linea de puntos de burbuja. Si la
presion del yacimiento es superior a la presién de rocio de la mezcla, los fluidos se encuentran
inicialmente en estado gaseoso. Los fluidos que penetran al pozo, en su camino hasta el
tanque de almacenamiento, sufren una fuerte reduccién, tanto en temperatura, como en
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presion y penetran rapidamente en la regién de dos fases para llegar a la superficie con
relaciones gas-aceite que varian, aproximadamente entre los 1,000 y 10,000 m3/m3.

Licuiclo Za5

EBurbujen

P [psi]

Fig 1.7 Diagrama de fases de un yacimiento de gas y condensado

1.4.6 POR EL TIPO DE EMPUJE PREDOMINANTE

Los yacimientos producen o se recuperan los fluidos contenidos en el yacimiento por la
energia propia del yacimiento, a este proceso de recuperacion se le nombra recuperacion
primaria.

EMPUJE POR EXPANSION DEL SISTEMA: Una de las recuperaciones que puede ocurrir en
el yacimiento es por expansion del sistema roca-fluido. Los fluidos son movidos hacia los
pozos productores, debido a la expansion de la roca y los fluidos, esta expansion es causada
por la caida de presion en el yacimiento que permite una baja compresibilidad en el sistema.

EMPUJE POR EXPANSION DEL GAS DISUELTO LIBERADO: debido a la presién que hay en
el yacimiento, el gas disuelto en el aceite, es liberado al ir declinando la presion en el
yacimiento.

EMPUJE POR EXPANSION DEL CASQUETE DE GAS: La caida de presion es factor
importante para la produccién de los hidrocarburos contenidos en el yacimiento, debido a la
expansion del gas que se encuentra en el casquete puede formarse por la acumulacion de gas
liberado por el aceite al abatirse la presion.
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EMPUJE HIDRAULICO: Los hidrocarburos son desplazados por la invasién de agua.

EMPUJE POR SEGREGACION GRAVITACIONAL: Significa que se separan los fluidos
contenidos en el yacimiento, debido a las diferencias en sus densidades, lo que significa la
distribucidn del gas, el aceite y el agua en el yacimiento debido a la densidad de cada uno de
los fluidos.

EMPUJE COMBINADO: Cuando el yacimiento tienen algunas caracteristicas de los empujes
mencionados anteriormente, si existe alguin empuje predominante se le pondra al empuje el
nombre del empuje que predomina, pero si existen dos empujes que predominan en la
produccién del hidrocarburo, entonces se le llamara empuje combinado.

1.5 RECUPERACION PRIMARIA

Aqui, el petréleo se drena naturalmente hacia los pozos bajo el efecto del gradiente de presion
existente entre el fondo de los pozos y el seno del yacimiento (ver Fig 1.8).

En los yacimientos profundos la presion es mayor que la presién hidrostatica, lo que ocasiona
que el petréleo llegue a la superficie con la energia natural del yacimiento. A medida que se
expanden los fluidos en el yacimiento, la presion tiende a bajar en forma mas o menos rapida
segun los mecanismos involucrados. En ciertos casos, puede existir un mecanismo de
compensacion natural que reduzca notablemente la velocidad de declinacion de la presion,
como la compactacion de sedimento (subsidencia), la migraciéon de un acuifero activo o la
lenta expansion de una casquete de gas.

1.6 RECUPERACION SECUNDARIA'

La fase secundaria, se emplea cuando la primera etapa termina o si el yacimiento no produjo
naturalmente. La inyeccion de agua o gas se utiliza para que el empuje que genere el agua o
el gas lleve los hidrocarburos a los pozos productores. Para poder determinar cual es el gasto
de inyeccién apropiado y el equipo requerido para la implementacién de la inyeccién de agua
y/o gas se debe hacer una evaluacion detallada del yacimiento, dentro de la evaluacion se
toma en cuenta las propiedades de los fluidos, la terminacion del pozo(s), estructura de la
formacién, asi como el desarrollo de varias corridas de simulacion del proceso para tener
mayor certidumbre en los resultados.

1.6.1 INYECCION DE AGUA
Es un proceso donde el petréleo es llevado hacia los pozos de producciéon por accién de la

presion ejercida por el agua, esta operacion fue realizada por primera vez en la cuidad de
Pithole, al oeste de Pennsylvania, en el aio 1865.
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“Esta técnica ocurrié accidentalmente cuando el agua, proveniente de algunas arenas
acuiferas poco profundas o de acumulaciones de aguas superficiales, se movia a través de las
formaciones petroliferas, entraba al intervalo productor en los pozos perforados e
incrementaba la produccion de petréleo en los pozos vecinos”.?

A finales de los afnos de 1880, el agua era principalmente inyectada para mantener la presion
del yacimiento y prolongar la vida del mismo, de esta forma teniendo una mejor recuperacion
de hidrocarburos.

Los procesos de inyeccidon de agua y gas han sido los métodos convencionales de
recuperacion mas utilizados en los yacimientos de aceite y gas, debido a los favorables
resultados econémicos.

Debido a los resultados que se han obtenido en los multiples proyectos en los que se han
implementado estos procesos, la inyeccién de gas tiene mejores resultados en yacimientos
bajosaturados y en aquellos mojados por aceite

Si la permeabilidad del yacimiento es suficientemente alta en yacimientos que contengan
aceite saturado, es mejor emplear la inyeccion de agua.

Para yacimientos de aceite volatil se tiene otra opcién, esta se refiere a la inyecciéon de gas
miscible.

La inyeccién de agua también tiene excelentes resultados en yacimientos heterogéneos
mojados por agua, esto se debe a la imbibicidn espontanea del agua, caso que no sucede con
la inyeccion de gas.

El agua, a diferencia del gas, tiene mayores ventajas, aun cuando se han implementado
diferentes técnicas para la recuperacion de hidrocarburos. Actualmente es el proceso con
mayor aplicacién, debido a que se obtienen cantidades considerables adicionales de aceite,
por su alta disponibilidad y bajo costo.

Para la inyeccion se utiliza el agua salada dado que se prohibe, desde el punto de vista
contractual, el uso de agua fresca o potable la cual debe presentar ciertas caracteristicas:

v" No debe ser corrosivo

v El agua inyectada no debe reaccionar con minerales arcillosos de la formacién, debido
a que estos minerales al estar en contacto con el agua aumentan de volumen y
producen dafio a la formacion.

v' Los componentes minerales como sulfato de bario, sulfato de estroncio, sulfato de
calcio, entre otros, ocasionan la formacion de incrustaciones por lo que se debe tratar
de eliminar del agua este tipo de minerales.

v" Debe eliminarse los soélidos o liquidos en gran volumen que produzcan la obstruccion
de los pozos de inyeccion.
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v' El agua preparada para la inyeccion debe presentar caracteristicas similares al agua
encontrada en el yacimiento para que sean compatibles y pueda funcionar el método.

De los métodos de recuperacion secundaria, la inyeccion de agua es el método mas usado
alrededor del mundo, teniendo una cobertura de mas de la mitad de la producciéon de los

pozos a nivel mundial.

—

\-
/v

Fig 1.8 Esquema de desplazamiento de petrdleo por agua en un canal de qujo3

Tipos de inyeccion
Se puede llevar a cabo de dos formas dependiendo de la posicion de los pozos productores e

inyectores, tales como:

Inyeccion periférica o externa
Se basa en inyectar agua fuera del lugar donde se ubica el crudo, en la periferia del

yacimiento (ver Fig 1.9). Este método es conocido como inyeccion tradicional en donde el
agua se inyecta en el acuifero que se encuentra junto al contacto agua-petroleo.
Caracteristicas:

Es utilizado cuando se desconocen las caracteristicas del yacimiento.

Los pozos de inyeccién son ubicados en el acuifero, alejados del lugar donde se

encuentra el petréleo.
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Fig1.9 Arreglo de pozos inyectores en periferia o externa

Inyeccion en arreglos o dispersa

Se encarga de inyectar agua en el lugar donde se encuentra el crudo. Esto trae como

consecuencia que los fluidos existentes en el yacimiento sean desplazados hasta el pozo
productor. Se le conoce con el nombre de inyeccion interna (ver Fig 1.10).
Caracteristicas:

v' Para utilizar este método se debe tomar en cuenta su estructura y los limites del
yacimiento, la continuidad de las arenas, la permeabilidad, la porosidad y del nimero y
posicion de los pozos existentes.

v' Es usado en yacimientos con poca inclinacién y con un area extensa.

v' Se organizan los pozos productores e inyectores de tal manera que queden arreglados
como en la primera etapa de recuperacion.

21




Capitulo I. Conceptos Generales

|
P
P

A A a4 A& a
|

Linea Directa

® L] -8 o

A

>
>
»

L ® &8 ®

Linea Alterna
A SR A A A A A - A
e e A © 4 e 4
A 5 --------- A A A L--“t---::l
- L A @ A © A
A& A F Y A A A A A
Arreglode 5 pozos Arreglode 9 pozas

& Pozos Inyectores
@ Pozos Productores

Fig 1.10 Tipos de Arreglos
1.6.2 INYECCION DE GAS

Es un proceso donde el gas se inyecta en el yacimiento con la finalidad de aumentar la
recuperacion, aumentar el gasto de produccion del crudo y para conservar el gas que se
utilizara para la venta. El objetivo principal era para mantener la presion dentro del yacimiento.
La inyeccién de gas es un proceso inmiscible, a menos de que el gas que se inyecte se
inyecte a alta presion o enriquecido con hidrocarburos livianos para que se haga una mezcla
homogénea (ver Fig 1.11).

Un proceso de alta presion se refiere a la combinacion del petréleo existente en el yacimiento
y el gas inyectado, que produce la formacion de una fase homogénea simple, la menor presién
para que ocurra la movilizacion del crudo, es aproximadamente 210 kg/cm? (3000 psi), por lo
que la profundidad queda restringida en un valor minimo de 1524 metros (5000 pies). El
proceso enriquecido de hidrocarburos varia segun el proceso de inyeccion de gas a alta
presion principalmente, por la manera que los hidrocarburos son transferidos de una fase a
otra, este proceso puede ser aplicado a menores presiones que la del proceso de alta presion.
Factores importantes que intervienen en la cantidad de petréleo que se puede extraer
mediante la inyeccion de gas:
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Las propiedades de los fluidos del yacimiento.
El tipo de empuje.

La geometria del yacimiento.

La continuidad de la arena.

El relieve estructural.

Las propiedades de la roca.

Temperatura y presion del yacimiento.
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Fig 1.11 Esquema del desplazamiento de petrdleo por gas en medio poroso4
Tipos de inyeccion

La inyeccién del gas se clasifica en dos tipos que son: la inyeccion de gas interna o dispersa y
la inyeccion de gas externa.

Inyeccion de gas interna o dispersa

Consiste en inyectar el gas en el lugar donde se encuentra el crudo, dicha inyeccién se utiliza
en yacimientos sin capa de gas inicial, por empuje, por gas disuelto y donde no hay tendencia
a desplegarse una capa de gas secundaria.

Caracteristicas:

v' Se utiliza en yacimientos homogéneos, con poca inclinacién y con poco espesor.

v' Se necesita un gran cantidad de puntos de inyeccion, los cuales son ordenados de tal
manera que el gas inyectado se distribuya por toda la zona de produccion. El
ordenamiento estara sujeto al tipo de yacimiento.

v' La permeabilidad efectiva del gas deberia ser baja.
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Inyeccion de gas externa

Es el proceso de inyeccion de gas cerca del borde o cresta de produccion del yacimiento,
lugar donde esta la capa de gas, bien sea primaria o secundaria, de tal manera que el crudo
es desplazado hacia abajo.

Caracteristicas:
v' Se utiliza en yacimientos de espesor apreciable, para lograr el desplazamiento del
petréleo mediante el empuje por la capa de gas.
Se aplica en yacimiento con buena permeabilidad vertical.
v" Deben tener alto buzamiento.
v' Se ubican los pozos de produccion de tal manera que cubran gran parte del area
donde es inyectado el gas.

AN

1.6.3 FACTORES QUE CONTROLAN LA RECUPERACION POR INYECCION DE AGUA Y
GAS

Factores que se deben considerarse para realizar un proceso de inyeccion de agua y de gas:
v" Porosidad

Litologia

Permeabilidad

Geometria del yacimiento

Propiedades de los fluidos y permeabilidades relativas

Profundidad del Yacimiento

Continuidad en las propiedades de las rocas

Magnitud y distribucién de las saturaciones de los fluidos.

AN N NN

1.7 RECUPERACION TERCIARIA Y/O MEJORADA DE PETROLEO (EOR)°

Después de las recuperaciones primaria y secundaria, el yacimiento contiene todavia 60-80%
(promedio 72%) del crudo originalmente en sitio. Esto se debe a que la eficiencia de los
métodos de recuperacion primaria y secundaria esta limitada por dos factores:

v" A escala de los poros, el crudo alcanza una saturacién residual suficientemente baja
para encontrarse en forma de globulos discontinuos, atrapados por las fuerzas
capilares.

v' A escala del yacimiento existen ciertas zonas en las cuales el fluido inyectado durante
la recuperacion secundaria no penetra, por la baja permeabilidad de estas zonas,
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porque siguen caminos preferenciales, o porque la geometria de implantacion de los
pozos no es favorable.

Entre los métodos para mejorar la eficiencia del desplazamiento, mediante una reduccion de
las fuerzas capilares, se pueden citar la utilizacion de solventes miscibles con el crudo y la
obtencion de baja tension interfacial con soluciones de surfactantes o soluciones alcalinas.
Para mejorar la eficiencia de barrido se puede reducir la viscosidad del crudo mediante
calentamiento, aumentar la viscosidad del agua con polimeros hidrosolubles, o taponar los
caminos preferenciales por ejemplo con espumas.

Los métodos actualmente propuestos para la recuperacion mejorada involucran uno o varios
de estos aspectos. En lo que se refiere a la utilizacion de surfactantes, se destacan los
siguientes:

v" Drenaje miscible con microemulsiones
v" Drenaje inmiscible con soluciones de surfactantes y polimeros (y a veces alcali)
v"Inyeccién de vapor con surfactante — espumas

Adicion de energia extrafia al yacimiento donde los fluidos inyectados interactian con las
propiedades roca-fluidos. Se engloban en cuatro subprocesos: Térmicos, Quimicos, Miscibles
y Bacteriolégicos.

Los fluidos inyectados interactian con los fluidos del yacimiento y crean condiciones
favorables para:

Reduccién de la tension interfacial.

Cambio de mojabilidad.

Reduccidn de la viscosidad del aceite

Hinchamiento del aceite

Una vez que se tiene informacion preliminar del yacimiento y usada para seleccionar las
opciones de EOR, un proyecto de ingenieria disefia varios pasos.

Hpowbn -

v Estudios de laboratorio prueban el EOR propuesto en nlcleos con ejemplos de rocas y
fluidos del yacimiento. Esta pequefa prueba de flujo de una dimension en un medio
relativamente homogéneo no siempre ejemplifica exitosamente las dimensiones del
yacimiento. pero si el proceso falla en el laboratorio, muy probablemente fallara en el
campo.

v" Simulacién del flujo del fluido, basado en un modelo geoldgico del yacimiento, puede
comenzar con evaluaciones de recuperacion primaria y secundaria, checando que
coincidan los historicos de produccion para determinar el aceite residual. Entonces la
sensibilidad de la variacion del proceso EOR se puede calcular, el incremento del
gasto de produccion y los gastos de mantenimiento. Los modelos geoldgicos de los
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yacimientos siempre estan restringidos por lo datos dispersos, conceptos como la
estructura del yacimiento, datos no adecuados para los histéricos de produccion y el
incremento de la incertidumbre computacional como los calculos extrapolados en el
futuro. Como consecuencia, las predicciones que cubren afios del comportamiento de
EOR pueden resultar en graves errores. Ademas, en el caso de ejemplificar
yacimientos heterogéneos, lo cuales son dificiles de definir, son criticos para el éxito
del EOR.

v' Comunmente, una prueba piloto del EOR propuesto se lleva a cabo para investigar la
tecnologia adecuada o para confirmar el comportamiento esperado antes de una
implementacion completa y cara. Lo ideal, la prueba se lleva a cabo en un area la cual
es similar geologicamente al campo y lo suficientemente grande para que sea
estadisticamente representativo de todo la heterogeneidad del yacimiento. el
monitoreo y los datos adquiridos a través de la prueba da la informaciéon necesaria
para planear una operacién completa.

v' Para las operaciones comerciales, las consideraciones importantes son fuentes
seguras de agua y otros fluidos inyectados, instalaciones de almacenamiento y
transporte, procesos de superficie, separacion, reciclaje la mejora de las instalaciones,
y los requerimientos ambientales y de seguridad.

Estos principios en EOR puede que no apliquen para campos de aceite costa afuera. Debido a
que los pozos costa afuera tienden a ser altamente desviados, la distancia entre ellos
comunmente es mas grande que los pozos en tierra. Esto extiende el tiempo entre el inicio del
EOR vy resultados significantes se observan en la recuperacion. Estos efectos complican los
procesos de control y limitan el nimero de técnicas de EOR que se pueden aplicar. El espacio
mas grande entre pozos también incrementa la probabilidad de heterogeneidades no
detectadas entre pozos, dafiando las simulaciones del comportamiento del pozo. Dado que el
numero de pozos que se pueden perforar desde una plataforma fija, a menudo una estrategia
importante para la recuperacion secundaria y recuperacion mejorada de petroleo, no puede
ser posible. Los altos costos y tiempo adicional antes del comienzo de la produccion de EOR
significa que los proyectos de recuperacion mejorada de petroleo costa afuera deben ser
planificados y comenzar lo suficientemente temprano para que progresivamente aumenta la
produccién antes de que la produccidén primaria y secundaria comience a declinar. De lo
contrario, los costos marginales pueden ser demasiado altos para mantener la rentabilidad.
Sin embargo, esta opcion debe ser equilibrada contra otros riesgos: descripcion del yacimiento
insuficiente en las primeras etapas de la produccion en el campo y la falta de tiempo para
adquirir los resultados de la prueba piloto para evaluar el proceso de recuperacién mejorada
de petréleo.

Los tres principales procesos EOR -térmica, miscible y quimicas- cada uno es subdividido en
varias categorias. Entre los tres, los procesos térmicos dominan, tener la mayor certeza de
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éxito y la eventual aplicacion en alrededor del 70% de la recuperacion mejorada de petréleo
en todo el mundo. Los métodos térmicos también dan la mayor recuperacion de petréleo a los
costos mas bajos.

El término miscible entiende la mezcla de dos liquidos -por ejemplo, el aceite y un solvente
como el diéxido de carbono [CO2]- en un liquido de una sola fase. También se puede aplicar a
una continuidad entre el petrdleo y el gas inyectado, debido a una zona de transicion
multifasica entre los dos. El uso de gas miscible ha crecido rapidamente en los ultimos afos, y
hoy el método cuenta con cerca de 18% de las aplicaciones de EOR en todo el mundo. Ha
tenido éxito en profundidades superiores a los 2000 pies [610 m] para CO2 y de mayor de
3000 pies [915 m] para otros gases.

Los procesos quimicos de EOR, tales como inyeccién de surfactante (detergente), han
atormentado a la industria con la promesa de una mejor recuperacion significa. Hasta ahora, el
costo y los problemas técnicos han impedido su aplicacion general. Esperando que procesos
microbianos como proceso EOR (MEOR) y algunas propuestas exéticas; los cuales esperan la
confirmacion del laboratorio y experimentacion en el campo y la evaluacion antes de tomar su
lugar como una practica aceptada.

Cada proceso de recuperacion mejorada de petréleo es adecuado para un determinado tipo
de yacimiento. Debido a las caracteristicas del yacimiento inesperado o desconocido causa
fallas en la mayoria de los EOR, EOR comienza con el estudio geolégico. Existen reglas de
dedo para facilitar la eleccion del proceso EOR mas adecuado para cada tipo de yacimiento.
Después de estos criterios se aplican a una perspectiva, seguido del analisis econdmico
riguroso, generalmente a través de repetidas corridas de simulacion.

1.7.1 Térmicos

Los métodos térmicos son los principales en la recuperacion de aceites pesados, aquellos con
gravedad menor que 20° API, representando viscosidades de 200 a 2000 centipoise (cp).
Tales aceites pesados generalmente no responden significativamente a la produccién primaria
o la inyeccién de agua, tal saturacion inicial de aceite es comunmente alta al comienzo de un
proyecto de recuperacion térmico. El principio de la recuperacion térmica es simple:
incrementar la temperatura del aceite reduce gradualmente su viscosidad, mejorando la razon
de movilidad. Los dos métodos principales para el calentamiento de yacimientos de aceite son
la inyeccion de fluidos calentados en la superficie o producto de calentar directamente dentro
del yacimiento mediante la quema de algo de aceite en el yacimiento.

Aunque la idea de calentar yacimientos va 100 afios atras, los grandes proyectos comenzaron
en los campos de aceite pesado en los Estados Unidos a principios de los afios 50 y fueron
seguidos por proyectos en Holanda y Venezuela. Una relativa inyeccion de vapor es la
inyeccién ciclica de vapor. Fue descubierta accidentalmente en Venezuela a principios de
1960 durante un proyecto de recuperacion. La recuperacion ciclica de vapor usa un solo pozo
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para la inyeccion y la produccion. El vapor se inyecta en el pozo por varios dias o semanas,
después el pozo se cierra por varios dias hasta un mes o mas, periodo de cierre. Después de
esto, el pozo produce por mas de seis meses, después el proceso se repite. El vapor calienta
la roca y fluidos alrededor del pozo y también da algo de presion; para cuando el tiempo se da,
el vapor se ha condensado y el aceite y agua se producen.

Las ventajas de este “huff and puff’ es el relativo corto tiempo del “huff’, asi que la mayor parte
del tiempo el pozo esta produciendo. La desventaja es que solo la vecindad del pozo se
estimula. Este método, por lo tanto, tiene que ser seguido continuamente por inyecciones
continuas de vapor para llevar el aceite a pozos de produccién separados. La presion del
yacimiento, dictada por la profundidad, impone un limite en la inyecciéon del vapor: a mayor
presion requiere de mas combustible para generar mayores temperaturas en la superficie para
producir vapor saturado necesitado para la eficiente inyeccién de vapor. A mayor temperatura
también lleva a grandes pérdidas de calor.

El mecanismo de recuperacion de la inyeccion de vapor es complejo. A pesar de la reduccion
de la viscosidad, el segundo mecanismo de recuperacidn mas importante es destilacién de
vapor de componentes mas ligeros de aceite los cuales forman un banco solvente del vapor.
Otros factores son expansion termal, expansion del gas en solucién y miscibilidad y emulsion.
La inyeccién de vapor ha estado probada en yacimientos de aceite ligero donde los
mecanismos de viscosidad juegan un menor rol y la destilacion de solventes predomina.
Algunos campos de prueba de la inyeccion de vapor de aceite ligero han mostrado
recuperacion de aceite del 100% virtualmente de zonas alcanzadas por vapor.

No todo es bueno con la inyeccidon de vapor, como numerosos problemas técnicos se
combinan, esto lo hace un proyecto de recuperacion no econdémico, ineficiente o inclusive
peligroso. Pérdidas de calor en equipos superficiales, en el pozo, en las rocas cerca del
yacimiento, en agua connata y en el casquete de gas puede anular el proceso. El equipo de
superficie debe ser aislado, asi como la tuberia debajo de los 1500 ft [460 m]. La expansion
termal puede danar el equipo del pozo y provoca errores en la cementacion. El vapor es muy
reactivo, causando corrosion en la tuberia e incrustaciones, disolucion mineralégica o
reprecipitacion, cambios en la permeabilidad. El vapor se mueve mas que el aceite, barriendo
el aceite y canalizandose a través de zonas ladronas; no se han encontrado métodos
satisfactorios para mejorar la eficiencia de barrido. El vapor es comunmente generado
mediante la quema de gas natural.

Los otros procesos significativos de recuperacion térmica, combustion in-situ o inyeccion de
agua caliente, intenta recuperar el petréleo mediante la quema de una parte del crudo in-situ
mediante la inyeccion de aire u oxigeno, o por medios quimicos o eléctricos. La combustion in-
situ (inyeccién de aire) parece atractivo: es térmicamente mas eficiente que el vapor, no tiene
restricciones de profundidad y se adapta bien a arenas de yacimiento relativamente delgadas
(menos de 25 pies [8 m]). Pero en la practica no es tan simple. Los costos de capital son
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elevados, el proceso es muy complicado y dificil de predecir o controlar, y los problemas
operativos de las altas temperaturas incluyen las fallas de cemento, erosién, corrosioén, tanto
en pozos de inyeccion y produccion a causa de oxigeno y la humedad y el alto gasto de
produccién de gas.

A pesar algunos éxitos y mas de 30 afios de pruebas de campo y laboratorio, las aplicaciones
de combustion in-situ no han incrementado.

1.7.2 Miscible

El proceso EOR de mayor crecimiento, inyeccidon miscible, usa un solvente que mezcla
completamente con aceite residual para superar las fuerzas capilares e incrementar la
movilidad del aceite. La eficiencia de desplazamiento cerca del 100% donde el solvente toca al
aceite y ocurre la miscibilidad. Los numerosos solventes exitosos incluyen gas licuado de
petréleo (LPG), nitrogeno, CO2, gases de combustion (principalmente nitrégeno y CO2) y
alcohol.

Un suministro suficiente de un solvente en particular y el valor de hidrocarburos inyectados,
como gas natural, tienen un impacto considerable en la eleccién y econémica de los proyectos
de inyeccion miscible. En Canada, por ejemplo, la abundancia de gas natural lo hace posible.

El desplazamiento miscible como EOR puede ser subdividido en tres procesos significantes:
bache miscible, enriquecimiento de gas seco a alta presion, incluyendo CO2. Para cada uno
de estos procesos, existe un rango de presion, o profundidad, temperatura y la gravedad del
aceite necesario para conseguir y mantener la miscibilidad. Los solventes tienen mucha menor
viscosidad que el aceite, asi que la estratificacion del yacimiento -los contrastes de
permeabilidad horizontal y vertical- afecta fuertemente la eficiencia de barrido. El pronto
avance, pasando cantidades substanciales de aceite, y los problemas han plagado muchos
proyectos de campo tomando en cuenta los cuatro procesos de desplazamiento miscible:

v En el proceso miscible por bache, un bache de hidrocarburos liquidos, cerca de la
mitad del volumen poroso del yacimiento (PV), se inyecta y es mezclado con el aceite
en contacto. Esto es seguido por agua o el seguimiento de gas para empujar el bache
a través del yacimiento.

v' Para el proceso de gas enriquecido, o condensado, el 10 a 20% PV de gas natural,
enriquecido con el peso molecular intermedio de hidrocarburos, se inyecta, seguido
por gas seco y, en algunos casos, agua. A la presion propia del yacimiento, los
componentes C2-C6 transfieren del gas enriquecido al aceite, formando un banco
solvente miscible.

v/ Similarmente, en la expansién de gas vaporizado, el gas seco es inyectado a alta
presion, de 210 a 420 kg/cm? (3000 a 6000 Ib/pg2), y componentes C,-Cg del aceite se
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vaporizan y mutuamente cambian entre el aceite y el gas durante contactos multiples,
eventualmente formando un bache miscible.

El diéxido de carbono es un caso especial de una recuperacion miscible a alta presion. Este
gas es altamente soluble en el aceite crudo, reduciendo la viscosidad del aceite, mientras la
extraccion simultanea de hidrocarburos mas ligeros mediante la vaporizacion. El frente de
desplazamiento de gas, enriquecido por hidrocarburos vaporizados a través de multiples
contactos, forma un bache miscible mientras se mantenga la presién minima de miscibilidad
(MMP). Desde que el CO2 puede extraer componentes mas pesados, es miscible con aceites
crudos teniendo menos componentes C,-Cg. El didxido de carbono tiene una menor MMP que
el gas natural, nitrdgeno, y por lo tanto se puede aplicar en pozos menos profundos (menor
presion).

Un problema mayor con la inyeccién de gas miscible es la razén de movibilidad adversa
causada por la baja viscosidad del gas tipico inyectado comparado al aceite, quiza por uno o
dos ordenes de magnitud. El resultado es un frente inestable entre el gas y el aceite el cual
permite formar lo que se conoce como el fendmeno de la digitalizacion y propagarse a través
del fluido desplazado, dejando mucho hidrocarburo sin tocarse. Hoy, el principal medio para
atacar este problema es la inyeccion alterna de agua y gas (WAG). En este proceso, la
inyeccion de agua y gas se alterna, con los parametros de disefio dados con tiempo y el gasto
de agua con gas. WAG afirma la virtud de disminuir la movilidad del gas, manteniendo la
presiéon y ahorrando costos de operacion mediante la sustitucion de agua barata por gas
relativamente caro. Idealmente, el gas da miscibilidad y el agua mejora la eficiencia de barrido.
La segregacion gravitacional entre el agua y el gas se cree que compromete la efectividad del
proceso WAG.

El desarrollo de varias técnicas EOR sufren de la diferencia en la movilidad entre el producto
EOR vy el aceite que supuestamente se recupera. Una posible solucién para esto es la
espuma, el cual se dispersa en burbujas de gas en un liquido. La espuma puede reducir la
permeabilidad del yacimiento de la fase gas a menos del 1% de su valor original. Las espumas
tipicas basadas en surfactantes pueden durar indefinidamente. Tales espumas han sido
usadas para el control de la movilidad de la inyeccidon de gas miscible y la inyeccion de vapor
con resultados mezclados. Los problemas incluyen altos diferenciales de presion anormales
requeridas para la propagacion, cambios rapidos en la estabilidad de la espuma y calidad
mientras migra del pozo inyector la espuma se esparce en los poros pequefios.
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Fig 1.12 Comportamiento de fase y la dindmica del flujo en la inyeccién miscible de un yacimiento homogéneo
a) para un comportamiento ideal, b) durante la influencia de la densidad del fluido y c) el contraste de la
viscosidad, el cual produce el fenomeno de la digitalizacién del EOR

1.7.3 Quimico

Los quimicos usados en EOR incluyen polimeros, surfactantes y alcalinos. Todos son
mezclados con agua y, ocasionalmente, otros quimicos antes de la inyeccion. En términos
generales, los objetivos para la recuperacién por quimicos son crudos en los rangos entre los
aceites pesados recuperados por procesos térmicos y aceites ligeros recuperados por la
inyeccién miscible de gas.

La inyeccion de polimeros es simple un acompafante de la inyeccion de agua. Es el proceso
quimico mejorado mas usado desde que es facil de aplicar y requiere inversion relativamente
baja. Aunque la inyeccion de polimeros aumenta la recuperacidon por una modesta cantidad,
en el orden de 5%, permite buenos beneficios bajo las correctas circunstancias. Agregando
polimeros de alto peso molecular aumenta la viscosidad del agua y, con algunos polimeros,
reduce la permeabilidad de la fase acuosa sin cambiar la permeabilidad relativa de aceite.
Esto puede mejorar de gran manera la eficiencia de barrido volumétrica de la inyeccién de
agua. Las concentraciones de polimero son 100 a 1000 partes por millén (ppm) y el
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tratamiento debe requerir inyeccion de 15 a 25% PV durante varios afios seguida de una
inyeccion tipica de agua.

La reticulacion, o gelificantes, polimeros in-situ con los iones metalicos pueden aumentar el
rendimiento en el control del perfil de barrido, que ayuda a conectar las zonas de alta
conductividad o fracturas de menor importancia que degradar la eficiencia de barrido. Los
principales inconvenientes de la utilizaciéon de polimeros son su elevado costo y la baja
velocidad de inyeccion causada por la alta viscosidad (lo cual afecta la tasa de rendimiento
econdémico), la degradacion a altas temperaturas, la intolerancia a la alta salinidad, el deterioro
del polimero de la tension cortante impartida por el bombeo, el flujo de a través de los
tubulares y perforaciones, y la inestabilidad a largo plazo en el entorno del yacimiento.

La inyeccion de surfactante, también conocido como detergente, micelar-polimero o inyeccién
de microemulsion, utiliza bajas concentraciones de surfactantes en agua para reducir la
tension interfacial entre el aceite y el agua. Aunque la idea ha estado presente desde la
década de 1920, una investigacion a detalle y pruebas de campo no comenzaron hasta hace
20 afios, y de manera uniforme el rendimiento del campo rentable sigue siendo dificil de
alcanzar. De todos los procesos de recuperacion mejorada de petroleo, las inyecciones de
surfactantes puede ser la mas riesgosa, con la participacion de las decisiones de disefio mas
dificiles, que requieren grandes inversiones de capital, y siendo fuertemente afectados por las
heterogeneidades del yacimiento. Por estas razones, y como resultado del desempefio de
campos marginales, el interés por las inyecciones de surfactantes ha disminuido.

Una inyeccion de surfactante debe ser disefada para un aceite especifico de crudo en un
yacimiento especifico teniendo en cuenta factores como la salinidad, temperatura, presion y
contenido de arcilla. En general, se usan baches multiples. El rendimiento del surfactante es
optimo en un rango de salinidad estrecha y esta sujeta a la absorcion y retencién a través del
intercambio iénico con las rocas del yacimiento. Para evitar estos problemas, el primer bache
puede ser una solucion de agua. Sin embargo, es a menudo ineficaz. El segundo bache, tal
vez de 10 a 30% PV, contiene el agente activo de superficie (de 5 a 10% en volumen), los
hidrocarburos, electrolitos y cosolventes, por lo general el alcohol. Esto es seguido por un
bache de agua de polimeros espesados para el control de la movilidad y, por ultimo, la tipica
inyeccion de agua (arriba).

El proceso de inyeccion alcalina se basa en una reaccion quimica entre los acidos causticos y
organicos en el aceite crudo para producir surfactantes in-situ que disminuyen la tensién
interfacial entre el agua y el aceite. Otros mecanismos que pueden mejorar la recuperacion
estan cambiando la roca de aceite mojado a agua mojada, lo que reduce la tension interfacial,
y emulsificacion, lo que disminuye la viscosidad. Los Alcalinos como el sodio o hidréxido de
potasio se utilizan. Los causticos pueden reaccionar fuertemente con los minerales en el agua
congénita y con las rocas del yacimiento en la disminucién del proceso. Este proceso complejo
es poco conocido, ha tenido algunos logros técnicos, pero sin grandes éxitos financieros.
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Ademas de las técnicas principales discutidos, muchas ideas interesantes se han propuesto y
probado. Hoy en dia, la mayoria de ellos no son econémicos o tienen alguna falla técnica:

v' La microbiana EOR inyecta bacterias y nutrientes en el yacimiento donde las bacterias
se multiplican y bioquimicamente fabrican polimeros y surfactantes, esta técnica aun
sigue siendo no probada, a pesar de que algunos éxitos han sido reportados.

v' Las mejoras térmicas incluyen la generacion de vapor de fondo de pozo, la mezcla de
gases y solventes con vapor de agua, el calentamiento de la frecuencia de radio de
fondo de pozo (induccion), generacién de vapor nuclear y reactores de lixiviacién
mediante agua caliente a alta presion con aditivos.

v' Ofras ideas: la inyeccién de corriente continua para el efecto electro-osmoético, la
alteracion quimica de la configuracion micelar del petréleo in-situ.

La tecnologia de EOR no parece estar en el umbral de ningun avance tecnoldgico
espectacular. En cambio el progreso vendra probablemente a través de la evolucién gradual,
estimulado por la creciente motivacién para recuperar mas petroleo de yacimientos conocidos.
La mayor contribucién a la recuperacion mejorada de petréleo es probable que sea del arte en
constante mejora de la caracterizacion del yacimiento para predecir la respuesta del EOR y de
la perforacion horizontal.

1.8 DESPLAZAMIENTO MISCIBLE

Un proceso de desplazamiento miscible mantiene la presion del yacimiento y mejora el
desplazamiento del aceite debido a que la tensidn interfacial entre el aceite y el agua se
reduce.

El desplazamiento miscible es muy importante en los procesos de recuperacién mejorada de
petréleo. La inyeccion de gases incluye el gas licuado de petrdleo (GLP), tales como el
propano, metano a alta presion, el metano enriquecido con hidrocarburos ligeros, nitrégeno a
alta presion, y el diéxido de carbono [CO2] en condiciones adecuadas de depodsito de
temperatura y presion. El liquido mas comunmente utilizado para el desplazamiento miscible
es el diéxido de carbono, ya que este provoca la reduccién de la viscosidad del aceite y
ademas es de menor costo que el gas licuado de petrdleo.

1.9 TENSION INTERFACIAL o

Es la energia que existe libremente en superficie que se encuentra entre dos fases inmiscibles
liqguidos, como el aceite y el agua. (La tension superficial es el término para la barrera de
energia entre un liquido y aire.) La barrera que provoca la energia producida por la tension
interfacial impide que un liquido a que se emulsione en el otro. Para formar una emulsion,
superficie libre de energia debe ser reducido mediante la adicién de un tercer componente
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(emulsificante), que busca la interfaz. La emulsificacion espontanea no suele ocurrir justo
después de afadir un emulsionante.

Es el resultado de efectos moleculares por los cuales se forma una interface o superficie que
separa los liquidos, si o es nula se dice que los fluidos son miscibles entre si, como ejemplo
de fluidos inmiscibles se tiene el agua y el aceite, en tanto que el agua y el alcohol son
miscibles. En el caso de una interface liquido—gas, al fendmeno se le llama tension superficial.

Las unidades de medida de la tension interfacial son las mismas que las de la tension
superficial.

o (%22)6 (%) (1.35)
1.10 FUERZAS CAPILARES Y PRESION CAPILAR

Estas fuerzas, en los yacimientos donde existen hidrocarburos, son el resultado la
combinacién de efectos, como son las tensiones interfacillas y superficiales, del tamafo y la
forma de los poros y del valor de las fuerzas de adhesion entre fluidos y sdlidos y las fuerzas
de cohesion en los liquidos es decir, de las propiedades de mojabilidad del sistema roca-
fluidos.

La presion Capilar se define como la diferencia de presion que existe a través de la interface
que separa a dos fluidos inmiscibles, uno de los cual es moja preferentemente las paredes de
los poros. Al fluido que moja preferentemente las paredes de los poros se le conoce como
fluido mojante, y al restante como no mojante.

P.= P, — B, (1.36)
P, =Presion capilar
P,,, = Presion del fluido no mojante

P,, = Presion del fluido mojante

1.11 DRENE E IMBIBICION

La presién capilar se puede describir con los fendmenos de drene e imbibicidon. La presion
capilar es la diferencia de presiones de la fase mojante y la fase no mojante. La presion capilar
puede ser negativa (-) o positiva (+), o en su caso cero (0) si la interface es plana, es decir, no
hay interface.

- Drene: El fluido no mojante desplaza al fluido mojante.
- Imbibicién: El fluido mojante desplaza al fluido no mojante
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Fig 1.13 Estructura de atrapamiento de los glébulos de petréleo por capilaridad

1.12 MOJABILIDAD DE LA ROCA

Se dice que un fluido moja en forma preferencial la superficie de un solido cuando se adhiere y
tiende a esparcirse o extenderse sobre ella en presencia de otros fluidos.

La mojabilidad incide en la distribucion de los fluidos dentro del espacio poroso, la cual a su
vez afectara el proceso de desplazamiento de un fluido por otro, por lo que las caracteristicas
de permeabilidad relativa variaran para un mismo medio poroso si las condiciones de
mojabilidad varian.

Para determinar qué fluido esta mojando la roca, se tiene la siguiente clasificacion (ver Fig.
1.14):

Mojado por agua: 6 de 0 a 75 grados
Mojado por aceite: 6 de 105 a 180

Mojabilidad neutra: 6 de 75 a 105

Aceite

Solido Silido Solido

Fig 1.14 Angulo de contacto para la mojabilidad
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¢Por que la Recuperacion Mejorada (RM)?

Qo

Fig 1.15 Diagrama que muestra que aun se puede extraer gastos de petréleo (Qo) en determinado tiempo (T)
después de haber utilizado la recuperacion primaria (RP) y secundaria (RS), por medio de una recuperacion
mejorada (RM),ya que puede existir hasta un 60% de petréleo capaz de ser llevado a la superficie por algunos
de los métodos de esta etapa.

La relacion de movilidad

La relacion de movilidad puede visualizarse como una medida relativa del gasto de aceite que
se mueve delante del frente de invasion con respecto al movimiento del gasto de agua detras
del frente, suponiendo que los gradientes de presion en ambas son iguales.

1.13 PROCESOS MISCIBLES

Se dice que un fluido es miscible cuando al mezclarse dos fluidos en cualquier proporcion, no
se forma una interfase entre ellos, es decir coexisten en una sola fase. Los procesos de
miscibilidad los podemos clasificar en:

v" Recuperacion mejorada miscible por inyeccién de biéxido de carbono
v" Recuperacion mejorada miscible por inyeccién de hidrocarburos ligeros

Inyeccion de gas para la recuperacién de fluidos retrogrados.
v" Mantenimiento de la presion del yacimiento

v" Mantener la presion por encima de la presién de rocio
v" Prevenir pérdidas de liquidos
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v
v

Re-vaporizacion de liquidos
Densidad de drene y recuperacion de liquidos

1.13.1 INYECCION DE BIOXIDO DE CARBONO

El dioxido de carbono es altamente soluble en el agua, por tal razon una parte del CO2
inyectado en un desplazamiento miscible se solubilizara con el agua de la formacion o en el
agua inyectada con el CO2. Este gas puede ser inyectado ya sea en estado gaseoso de
manera continua, o bien bajo forma de baches alternados con agua. En el caso de aceites
ligeros se pueden obtener altas recuperaciones por los mecanismos de miscibilidad

termodinamica.

1.13.2 TIPOS DE INYECCION DE CO2

a)

Inyeccion continua.-Es la manera mas simple y cominmente usada. EI CO2 se inyecta
de manera continua en la formacion productora hasta que la relacion de gas producido
con el aceite sea lo suficientemente alta para que los costos de produccion se
consideren que ya no es viable econdmicamente.

Inyeccion de un bache de CO2.-Un cierto volumen (de 10 a 80% del volumen poroso)
es inyectado en el yacimiento de tal manera que el desplazamiento pueda ser
horizontal o vertical.

Inyeccion alternada.-Es el método mas empleado. Pequefios baches de CO2 (algun
porcentaje del volumen poroso) son inyectados en alternancia con baches de agua.
Tres parametros controlan este procedimiento: el tamafo del bache, la relacién del
volumen de CO2 inyectado sobre el volumen de agua inyectada y el niumero de
baches.

Inyeccién ciclica.-Se trata de un procedimiento de estimulaciéon que es generalmente
aplicado a aceite pesados pero que se desarrolla cada vez mas en yacimientos de
aceite ligero y mediano. Algunos volumenes de gas son inyectados en un pozo que es
enseguida cerrado. Durante esta fase, el efecto es tratar de disolver el maximo
volumen en el aceite, para posteriormente producirlo por expansiéon del CO2 disuelto.
El ciclo inyeccién-produccion puede ser repetido.
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CAPITULO I

INYECCION ALTERNADA DE
AGUA Y GAS (WAG)

Originalmente se propuso el método de inyeccion alternada de agua y gas para mejorar el
barrido de la inyeccién de gas, el agua se us6 principalmente para estabilizar el frente y para
controlar las movilidades de los fluidos. Debido a que el desplazamiento del aceite por el gas
es mejor que el desplazamiento por el agua, el método WAG combina la mejora en el barrido
macroscépico por la inyecciéon de agua con la mejora en la eficiencia del desplazamiento del
gas. Por lo tanto, se tiene una mejor recuperacién, comparado con la inyeccion de agua, para
la mayoria de los casos revisados. La movilidad en los procesos de recuperacion mejorada
son importantes, cabe mencionar, que se hablara de otras ventajas de la inyeccién WAG. La
reinyeccion de gas producido toma suma importancia debido a cuestiones ambientales y
econdémicas.

2.1 DESCRIPCION GENERAL DEL PROCESO WAG

Para procesos de recuperacion mejorada la inyecciébn de gas proporciona la mayor
contribucion de aceite ligero. En los casos de procesos miscibles se tiene eficiencias de
barrido microscépico muy altas, a pesar de ello, la eficiencia de barrido volumétrico siempre ha
sido cuestionada. La relacibn de movilidades es normalmente desfavorable debido a la
viscosidad relativamente baja de la fase inyectada. Esto hace que la movilidad, y por
consecuencia el control del frente, sea el mayor problema para un proceso exitoso de
inyeccion de gas en un proceso EOR.

La inyeccién de agua y la inyeccidn de gas son técnicas comunes de recuperacion secundaria,
el proceso WAG es una combinacién de estas. North Pembina en Alberta, Canada (1957), fue
el primer campo petrolero donde se report6 la aplicacion de este proceso de recuperacion.

La inyeccién de agua o gas deja, regularmente, al menos 50% de aceite residual del aceite
original existente en el yacimiento. Como ya se ha mencionado, el proceso WAG se basa en la
inyeccion de agua y gas en forma de baches alternados, el objetivo principal de éste es
mejorar la eficiencia de barrido de la inyeccion de agua e inyeccién miscible o inmiscible de
gas para reducir el impacto directo de las canalizaciones

La Figura 2.1 ejemplifica el proceso WAG utilizando como solucion liquida el agua y como
gaseosa CO,. De esta forma se tendrd una eficiencia de desplazamiento microscopico
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proporcionada por el gas, ademas, se tendra una eficiencia macroscépica proporcionada por el
agua inyectada.

Fig 2.1 Descripcion esquematica de un proceso WAG

Para entender de mejor manera las ventajas que se tienen con el proceso descrito, a
continuaciébn se mencionan ciertas descripciones para un mejor entendimiento. La
recuperacion de aceite se puede desarrollar bajo tres contribuciones principales:

REC = E, E, Ep, (2.1)

donde:

REC = Recuperacion de aceite

Ev = Eficiencia de barrido vertical

En = Eficiencia de barrido horizontal

Em = Eficiencia en el desplazamiento microscopico

Si se quiere optimizar la recuperacion, solo se requerirA maximizar cualquiera de estas
eficiencias, siempre y cuando las otras no disminuyan.

Se tendréa una tendencia a cero del aceite residual en las zonas donde se haya inyectado los
fluidos, siempre y cuando se tenga un desplazamiento miscible. No obstante, cuando se tiene
un desplazamiento inmiscible, el desplazamiento con gas es, cominmente, menor después de
un desplazamiento con agua de la saturacion remanente, esto deja en claro que el gas tiene
una mejor eficiencia de desplazamiento microscépica que el agua.
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2.2 EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO HORIZONTAL

La estabilidad del frente es una fuerte influencia para la eficiencia de desplazamiento
horizontal, la cual esta asociada la movilidad de los fluidos. Se puede definir a la relacién de
movilidades como:

Kyg/l
M= 14 2.2
kro/Hlo (22)

donde:
kg = Permeabilidad relativa al gas
ko = Permeabilidad relativa al aceite

u g = Viscosidad del gas
uo = Viscosidad del aceite

La relacién de movilidades es esencial, ya que si se tiene una relacion desfavorable, el gas se
canalizara, provocando una irrupcion del gas, por lo tanto, se tendra un disminucion en la

eficiencia de barrido. La irrupcion temprana de gas es la mas comun en el desarrollo del
proceso, no obstante, se han tenido irrupciones prematuras del agua.

2.3 EFICIENCIA DE DESPLAZAMIENTO VERTICAL

Esta es esencialmente influenciada por la relacion entre la viscosidad y las fuerzas
gravitacionales. Esta relacién puede ser descrita matematicamente de la siguiente manera:

fun = (22) )

donde:

v = Velocidad

u o= Viscosidad del aceite

L = Distancia entre pozos

k = Permeabilidad al aceite

g = Aceleracion de la gravedad

A o = Diferencia de densidades entre los fluidos
h = Espesor de la zona de desplazamiento.

Existente ciertas propiedades que afectan con mayor notoriedad la eficiencia de barrido
vertical y son: el angulo de echado del yacimiento, variacién en la permeabilidad y en la

41




Capitulo Il. Inyeccién Alternada de Agua y Gas (WAG)

porosidad. Si se tiene incremento en la porosidad y el decremento de la permeabilidad se
tendra, con esta combinacién, un incremento en la estabilidad del frente.

2.4 CLASIFICACION DEL PROCESO DE INYECCION WAG

Una primera clasificacion, y la mas comun, es desplazamiento miscible e inmiscible.

2.4.1 PROCESO WAG MISCIBLE

Hasta la fecha es complicado distinguir entre un proceso WAG miscible e inmiscible. Un
multicontacto gas-aceite se da en varios casos pero existe mucha incertidumbre acerca del
proceso de desplazamiento que se desarrolla en el yacimiento. En los casos analizados se vio
que en su mayoria se pueden definir como procesos WAG miscibles. No ha sido posible aislar
el grado del efecto composicional en la recuperacion de aceite mediante WAG. Los primeros
casos usaron solventes caros como el propano, en la actualidad es el medio menos factible
para desarrollar. En la mayoria de los casos son represurizados de tal forma que se obtiene
una presion por encima de la presién minima de miscibilidad de los fluidos. Debido a las
complicaciones de mantener la presion, reflejado en la pérdida de miscibilidad de los fluidos,
los casos reales pueden ser miscibles e inmiscibles a lo largo del proceso.

Inicialmente se aplicé en yacimientos terrestres, en la actualidad su aplicacion, debido a su
eficacia, se ha aplicado costa afuera.

2.4.2 PROCESO WAG INMISCIBLE

El proceso inmiscible del WAG tiene como principal objetivo la mejora de estabilidad del frente
0 contacto con zonas no barridas, ademéas, se puede mejorar la eficiencia en el
desplazamiento microscoépico. Hasta la fecha se ha aplicado en yacimientos donde no se
puede aplicar una densidad constante del gas y los angulos bajos de echado con fuertes
heterogeneidades.

La saturacion residual del aceite, generalmente, es menor para un desplazamiento WAG que
para un desplazamiento con agua y algunas veces es menor que para un desplazamiento con
gas, esto debido al efecto en la permeabilidad relativa de las tres fases.

El primer bache inyectado de gas se disuelve en cierta medida dentro del aceite, provocando
cambios favorables en la relacion viscosidad/densidad del fluido en el frente del
desplazamiento. Es ahi donde se puede hacer cercano al proceso miscible.

En algunas ocasiones, el primer bache de gas inyectado se disuelve en cierto grado dentro del
aceite, esto pude provocar cambios de masa y un cambio favorable en la relacién
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viscosidad/densidad del fluido en el frente del desplazamiento. El desplazamiento puede
entonces convertirse cercano a miscible.

2.4.3 INYECCION ALTERNADA DE AGUA Y GAS HIBRIDO

La inyeccion hibrida WAG es la inyeccion de un bache grande de gas seguido por un niimero
de baches pequefios de agua y gas.

2.4.4 INYECCION SIMULTANEA DE AGUA Y GAS (SWAG)

Este desarrollo tecnolégico lo implement6 Statoil con poca inversion en el equipo superficial y
un minimo de pozos para su desarrollo.

Implementando este proceso los costos de operacion se reducen considerablemente. Otra
cuestion a favor es el manejo del gas, asi como, la recuperacién de aceite, ya que se puede
tener una mejor optimizacién gracias a las mejoras en la eficiencia de barrido.

El proceso SWAG tiene su fundamentacion en mezclar, ya sea en superficie o en el fondo del
pozo, el agua con el gas a una presion suficiente que mantengan las burbujas de gas
mezcladas en el agua.

Investigaciones recientes por Herbert y Stone han hecho mejoras en este proceso. Esta
mejora se basa en la inyeccién de agua en la parte superior de la formacién y gas en una
parte cercana al fondo de la formacion. Sus investigaciones los llevaron a la conclusion de que
se tiene una mejora en el barrido vertical, casi hasta de tres mas que en un proceso WAG.

2.4.5 INYECCION ALTERNADA DE AGUA Y GAS ASISTIDA POR ESPUMA (FAWAG)

El beneficio primordial que se tiene con este tipo de inyeccion es que conecta zonas o canales
permeables mediante la generacidon de espuma en el yacimiento a lo largo del proceso de
inyeccion WAG. El gas se mezcla con el fluido que entra en contacto con él, cabe mencionar
que en los ultimos ciclos la capacidad de contacto con el aceite es minima. Al reducir la
movilidad del gas de las zonas de alta permeabilidad, esto se puede lograr con la espuma que
hace que la viscosidad aparente de la fase gaseosa se incremente, a su vez, la obliga a entrar
en las zonas con menor permeabilidad e incrementando la eficiencia de barrido del gas y, de
la misma forma, el factor de recuperacion.

La irrupcion del gas se ve remediada gracias al control de su movilidad, el incremento de
almacenamiento del gas se incrementa, haciendo mas efectiva la eficiencia de barrido
microscopica.
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La importancia de las espumas para la movilidad de los fluidos ha tomado mucha importancia
desde mediados de los noventas debido a su gran efectividad. Para tener un buen resultado a
lo largo de todo el proceso se requiere tener un buen agente surfactante o espumante.

2.5 DISENO DEL PROCESO DE INYECCION WAG

Para el buen disefio de la inyeccion WAG se debe determinar si se va a aplicar una inyeccion
miscible o inmiscible. Esta decision no nada mas compete al ambito técnico sino también al
econdmico. Es por ello que se tiene que tener los estudios técnicos del campo al dia y
veraces.

Inyeccién del gas

Los gases inyectados utilizados en los proyectos WAG pueden ser clasificados de manera
general en tres grupos:

v CO2

v' Gases hidrocarburos

v' Gases no hidrocarburos (excluyendo de este ultimo al COz).

El CO: es utilizado generalmente cuando la presion de miscibilidad debe de ser alcanzada o
cuando existen opciones especiales para separarlo. Existen problemas comunes de corrosién
y Su existencia esta presente, inclusive, con la aplicacion del CO2. 28 proyectos han
implementado el CO2 de un total de 59, con bastantes variantes en sus resultados.

En el caso de gas hidrocarburo se obtiene directamente de la produccion. En los proyectos
costa afuera es muy comun ver la implementacion de gas hidrocarburo, por obvias razones,
aunque el uso de CO:2 se ve como una posibilidad de uso con mayor auge debido a
cuestiones ambientales.

Solo dos campos han utilizado nitrégeno (Jay Little Escambia) o gas del quemador (Twofreds)
esto debido principalmente a la disposicion de los gases cerca de los campos. En Wilmington
se inyectd CO:zYy nitrégeno.

La Figura 1.2 muestra el efecto del gas acumulado inyectado en seis campos. Excepto por los
campos Slaughter (Estate y Sundown) las curvas parecen tener la misma tendencia, indicando
que puede haber una cantidad 6ptima de gas a inyectar. Si este valor se excede ocurre la
recirculacion de gas y se obtiene una baja recuperacién adicional con una gran cantidad de
volumen inyectado.
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Fig 2.2 Incremento en la recuperacion vs gas inyectado acumulado

Patrones de Inyeccion

Existen varios patrones de inyeccion en la actualidad, el mas comun en tierra es el patrén de
inyeccion de 5 pozos —uno en el centro-. En el campo Judy Creek hubo un incremento en el
numero de pozos y por lo tanto se redujo el patrén de inyeccion, gracias a ello se obtuvo una
mayor recuperacion. Por el contrario, en el campo Neches hubo una menor recuperacion
debido a un pobre patrén de inyeccion.

La implementacién de un patrén regular costa afuera es sumamente complicada, debido a los
costos de perforacion y obtencion de datos. Existen pruebas pilotos implementadas a
yacimientos costa fuera, esperando su pronta aplicacion en el Mar del Norte.

Estabilidad del Frente de Inyeccién

Una opcion vélida para el incremento en la eficiencia de desplazamiento en los proyectos de
inyeccion de agua y gas es, sin duda, el proceso WAG, debido a su alto impacto en el
incremento de la recuperacion y los gastos de produccion. La baja viscosidad del gas
inyectado crea problemas severos en la recuperacion de hidrocarburos debido a que se
reduce la movilidad del banco de aceite a causa de la segregacion de gas y la canalizacién del
mismo, provocando una gran diferencia de movilidad entre la fase desplazante y la
desplazada, todo lo anterior se traduce en el término de desplazamiento inestable.

Por el contrario, para tener un frente estable se requiere la reduccion de la relacién de
movilidades, el proceso WAG nos permite hacer esa reduccion, uno de sus principales
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atributos. En el caso del agua y el aceite, la estabilidad es afectada por la viscosidad del agua
y por su permeabilidad. Se puede provocar una irrupcién temprana debido al incremento en la
saturacion del fluido inyectado. Por ello, el objetivo de la inyeccion WAG es que los fluidos
avancen con velocidades similares manteniendo cada fase una saturacion baja y una baja
permeabilidad, asi se tendra una buena relacién de movilidades y una buena estabilidad al
frente.

Efecto de los Cambios en la Permeabilidad Relativa

En los casos de inyeccion de fluidos al yacimiento, en especial en la inyecciéon WAG, se tendra
un cambio en la saturacion de los fluidos inyectados y desplazados acorde a los gastos de
inyeccion y produccion, asi como la relacién de movilidad de los fluidos involucrados en la
formacion.

2.6 PROBLEMAS OPERACIONALES

Se tiene muy en claro que a lo largo de la produccion de un yacimiento son ineludibles los
problemas operacionales. Debido a la inyecciéon de dos fluidos en el proceso WAG son mas
latentes los problemas de tipo operacional en comparacion que el de gas o agua. No obstante,
los problemas que se tienen son minimos.

2.6.1 IRRUPCION TEMPRANA

La falta de buena informacion puede provocar problemas inesperados como la irrupcion
temprana del gas. Este problema no es facil de resolver, por lo tanto, se disparan los pozos
antes de lo programado. Una problematica seria en casos costa afuera, si se presenta este
caso, es que se tienen un nimero muy limitado de pozos. La pérdida de presion en proyectos
miscibles es un problema serio, ya que al tener pérdida en la miscibilidad resulta en una baja
recuperacion. Un caso excepcional fue el campo University Block 9, ya que experimenté este
problema, empero, logré obtener buenos factores de recuperacion gracias al comportamiento
de las fases.

2.6.2 AUMENTO EN LA INYECTIVIDAD

En algunos casos se ha visto una inyeccién mas alta del CO:z con respecto a una previa
inyeccion de agua. Otros han tenido mayor inyectividad de CO: después de varios ciclos
WAG. La simulacion indica que la inyectividad del COz2 es mucho mayor en yacimientos con
flujo cruzado cuando se considera el comportamiento de fases y mezcla. Con datos
experimentales se ha visto que es suficiente la solubilidad del CO:z para incrementar la
inyectividad de la salmuera de tres a cinco veces. La inyectividad de la salmuera se
incrementa después de la inyeccién del primer bache de CO2, a esto también se le han
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atribuido otros factores como heterogeneidad, flujo cruzado, reduccién en la viscosidad del
aceite, barrido del COz, canalizacién del COz, asi como la compresibilidad y la solubilidad del
CO:zen la salmuera de inyeccién dentro de la cercania del pozo.

Cuando se tiene una permeabilidad vertical baja no es recomendable el incremento en la
inyeccion, cuando los espesores son pequefios o cuando los pozos inyectores son
estimulados y los pozos productores no. Si el dafio y la heterogeneidad en las capas reducen
la influencia del banco de aceite, dard como resultado una alta inyectividad. En un pozo
estimulado tiene mayor importancia los efectos de baja movilidad en el banco de aceite y en la
zona de dispersion de la mezcla cercana al frente de desplazamiento del CO:2 debido a que a
que representa una mayor porcion del total de la resistencia de flujo cuando la resistencia es
menor en la cercania del pozo.

2.6.3 REDUCCION DE LA INYECTIVIDAD

Al referirse con reduccion de la inyectividad se hace el enfoque a menos agua/gas inyectada
en la formacién. Esta medida se ve reflejada en una mayor caida de presién afectando la
movilidad de los fluidos y la produccion del yacimiento. Una causa de la reduccion de la
inyectividad puede ser el cambio de la permeabilidad relativa debido a la presencia de las tres
fases, al calentamiento en la vecindad del pozo que podria ocasionar un efecto térmico en las
fracturas durante la inyeccion del gas o por precipitados formados en la cercania del pozo. La
inyectividad del gas después de un bache de agua no provoca mayores problemas, por el
contrario la inyectividad de agua después de un bache de gas si existen problemas. Algunas
veces la inyectividad incluso se incrementa. Un ejemplo de mejor inyectividad de gas que del
agua se mostré en el campo Brage. Un caso mas inusual de incremento en la inyectividad es
el que se encontré en el campo Kelly Snyder (yacimiento en carbonatos) donde la inyectividad
se incrementd debido a la que la roca del yacimiento se disolvié.

Los campos Levelland, Slaughter y Wason que producen de la formacién San Andres han
reportado pérdidas en la inyectividad durante el proceso WAG. Se ha visto una reduccion
frecuente en la inyectividad después de la inyeccién de CO:z en el campo Brent después de la
inyeccion de gases hidrocarburos en el area del Mar del Norte, asi como también en las
formaciones del oeste de Texas.

2.6.4 CORROSION.
Inicialmente los proyectos no son disefiados para un proceso WAG, por lo mismo, no tienen el

equipo adecuado para evitar la corrosion del equipo subsuperficial y/o superficial. Estos
problemas, en la mayoria de los casos, se han resuelto utilizando mejor calidad del acero,
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recubriendo las tuberias o realizando tratamientos al equipo. En los casos donde se
implementé COz como gas inyectado es donde se han reportado dafios severos de corrosion.

2.6.5 FORMACION DE INCRUSTACIONES

La formacion de incrustaciones es un problema critico cuando se presentan. Estas
incrustaciones son muy susceptibles a su desarrollo cuando se aplica el proceso WAG,
primordialmente si se utiliza CO2 como fuente de inyeccién. Estas incrustaciones provocan
caidas de presion notorias y limitan el flujo de fluidos en la formacion, tanto del producido
como del inyectado.

Las tuberias de revestimiento, para el caso de inyeccion de COz, se cubren con una capa
protectora contra la corrosion. El objetivo de esta capa se ve afectado cuando se empieza a
generar las incrustaciones provocando que se corroe la tuberia. Casos extremos se daran
cuando se tenga que parar la produccién para realizar un tratamiento quimico mientras el
dafio se repara.

2.6.6 DIFERENCIAS EN LA TEMPERATURA DE LAS FASES INYECTADAS

Las temperaturas del agua y el gas, en general, son diferentes cuando se inyectan. La
problematica que existe en esta diferencia de temperaturas es que provoca fisuras. Ejemplos
de este problema lo podemos encontrar en los campos Rangely Weber y Brage, en este Ultimo
el problema tuvo solucion con el uso de tuberias expandibles.

2.6.7 FORMACION DE HIDRATOS Y ASFALTENOS

Hidratos

Recientemente se han presentado casos con procesos WAG donde se ha retrasado la
produccién a problemas de inyeccion, un ejemplo claro se tuvo en el campo Ekofisk.

Asfaltenos

Los campos East Vacum, Tensleep y Mitsue han tenido problemas de asfaltenos. En la
mayoria se encontraba solucion con tratamiento de solventes. Para el campo Snorre, sélo un
pozo ha tenido presencia de asfaltenos pero no ha sido problema tan fuerte como para cerrar
la produccion.
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CAPITULO IlI

INYECCION SIMULTANEA DE
AGUA Y GAS (SWAG)

La inyeccion alternada de agua y gas (WAG) es un proceso en el cual se inyectan baches de
agua y aceite alternadamente para tener una mejor recuperacion de aceite, donde el gas tiene
una mejor eficiencia de barrido microscopica y el agua tiene mejor eficiencia de barrido
macroscoépica. Otra version del proceso WAG es inyectar agua y gas al mismo tiempo, por lo
tanto se le da el nombre de inyeccidn simultanea de agua y gas (SWAG). El proceso SWAG
se ha probado en pocos pozos, es por eso que ha ganado menos experiencia a diferencia del
WAG que tiene sus inicios a finales de los afios de 1950.

Proceso SWAG"
Antecedentes del proceso

Este proceso pertenece a un sistema y método de inyecciéon de una mezcla de agua y gas en
la formacién para almacenar el gas en la formacién y para mejorar la recuperacién de
hidrocarburos.

La reinyeccion de gases producidos provenientes de las formaciones se ha tomado como
método de almacenamiento de gas para la produccién futura y para simular la produccion de
hidrocarburos liquidos como aceite crudo. En ciertas formaciones la inyeccion de gas sola
resultara rapidamente en migracién de gas hacia los pozos productores de aceite por lo tanto
irrumpiendo la produccion efectiva de aceite, particularmente si las cantidades de migracion
del gas son substanciales, y resultando en una produccién no deseada de gas en superficie.

En algunas formaciones el control de la movibilidad sobre el flujo de gas después de la
reinyeccidn en la formacién ha sido proporcionada mediante la inyeccion alternada de agua y
gas en la formacion. La reduccién de la movibilidad sin pérdidas serias del uso del gas como
estimulante para la produccion de aceite se ha llevado a cabo con cierta efectividad. Sin
embargo, el costo de tener suministrar redes de agua y de inyeccién de gas por separado a
cada pozo de inyeccion se puede hacer prohibido y la inyeccién alternada de baches de agua
seguidos por baches de gas, o viceversa, no es creible para ser efectivo en reducir la
movilidad del gas dentro de la formacién como se puede obtener si una mezcla de agua de
gas se inyecta en la formacion. Por lo tanto, la inyeccion simultanea de agua y gas puede ser
viable.
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Sin embargo, algunos problemas se incrementan cuando se da la inyeccién simultanea de
agua y gas en la formacién a través de los pozos inyectores. Por ejemplo, la distribucién
uniforme de la mezcla gas y liquido es dificil de obtener cuando la mezcla debe ser
trasportada a grandes distancias a través de redes de tuberias y manifolds. Por consiguiente,
la idea de la inyeccion simultanea es dar una inyeccién efectiva a la formacion donde la
mezcla gas-liquido sea uniforme para tener un control efectivo de la movilidad del gas
inyectado.

Descripcion general del proceso SWAG

Este invento proporciona un sistema y método para inyecciéon simultanea de una mezcla de
agua y gas en la formacion a través de uno o mas pozos inyectores. De acuerdo con un
aspecto importante del presente invento un proceso de inyeccion simultdnea de agua y gas se
da a través de un sistema dentro el gas es inyectado en un conducto el cual esta llevando
agua bajo presion moderadamente alta y dentro de la mezcla consiguiente de agua y gas es
conducida a ramas conductoras que llevan a uno o varios pozos inyectores. El sistema
conductor incluye un mezclador y un divisor de flujo, elementos adecuadamente dispuestos en
él para mantener una distribuciéon uniforme de la mezcla agua-gas fluyendo a través de una o
mas ramas conductoras asi como el llamado conductor principal.

De acuerdo con otro aspecto del presente invento un sistema de inyeccién simultanea de agua
y gas para el almacenamiento en la formacién de gas se da dentro de una mezcla uniforme de
gas se distribuye a cada pozo inyector a través de una rama conductora mediante un arreglo
Unico en el dispositivo mezclador.

El presente proceso también contempla un arreglo para la inyeccién de la mezcla de agua y
gas en la formacion a través de un pozo inyector donde el agua y el gas son mezclados dentro
del pozo y distribuido a través de los disparos en la formacion de tal forma que se obtenga una
distribucién uniforme de mezcla de agua y gas.

Este proceso proporciona varias ventajas en el manejo de gas producido de la formacién, o el
gas que se desea ser inyectado a la formacion a pesar de su origen. La inyeccion simultanea
de agua y gas en una mezcla de dos fases da un mejor control de la movilidad del gas que el
proceso de inyeccion alternada de agua y gas en la cual cada fase es inyectada sola por un
periodo determinada de tiempo. La inyecciéon simultanea de agua y gas también se cree que
beneficia la recuperacién de hidrocarburos liquidos de la formacién en una manera mejorada
mediante la reduccién de la RGA de los pozos productores de aceite en las zonas de la
formacion donde el proceso de inyeccion simultanea de agua y gas ha sido empleado. Como
se menciono6 previamente, la inyeccion simultanea de agua y gas a través de mdltiples pozos
puede llevarse a cabo de tal forma que solo una tuberia de inyeccién sea requerido para cada
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pozo, por lo tanto se tiene una reduccién de costos de capital para este tipo de proceso en el
manejo del gas. La inyeccion simultanea de agua y gas también incrementa el paso de fluidos
hidrocarburos de zonas las cuales son capaces de producir dichos fluidos.

Descripcion

Algunos campos productores de aceite han sido y contindan siendo capaces de producir
cantidades significantes de gas natural en adicidon del aceite crudo. El almacenamiento de la
mayoria de este gas se obtiene mediante la reinyeccién del gas en ciertas zonas en la
formacién del campo de aceite o en las vecindades del campo de aceite. Si estas zonas no
tienen una capa inicial de gas como un area contenedora entonces la migracion del gas a
través de la formacion es controlada mediante la inyeccion de agua en la formacion. La
practica convencional es inyectar agua por un periodo determinado de tiempo a través de un
pozo inyector y después inyectar gas por un segundo periodo de tiempo a través del mismo
pozo. Este proceso es alternado continuamente o hasta que la cantidad de gas producida y
designada para el almacenamiento ha sido inyectada en la formacién. La inyeccion de agua y
gas también es de alguna manera Util en la estimulacién de la produccién de aceite.

Sin embargo, se desea demorar la migracién del gas hacia los pozos productores de aceite en
orden de mantener la RGA de los fluidos producidos al minimo y también minimizar la
necesidad de reinyectar gas que ha sido previamente inyectado. Las pruebas indican que la
inyeccion de una mezcla de agua y gas, referida como inyeccién simultanea de agua y gas,
tiene ciertos beneficios en el control de la movilidad del gas dentro de la formacion en el cual
es inyectado y la mezcla de agua y gas es también de alguna forma mas productiva como
estimulante o como fluido de control para controlar los hidrocarburos liquidos como el aceite
crudo hacia los pozo productores.

La fig. 3.1 ilustra parte de un ejemplo de un sistema de acuerdo al presente proceso para
conducir una mezcla homogénea de agua y gas hacia varios pozos inyectores. El sistema
mostrado en la fig. 3.1 se designa generalmente por el numero (10) e incluye un suministrador
de gas y uno de agua, los cuales tienen un estrangulador convencional y un medidor de flujo
interpuesto dentro de la tuberia para cada uno. La fuente de agua para el conductor puede ser
producido por un campo o agua de mar comprimida. Otro tipo de fuentes suministradoras de
agua se pueden utilizar. La tuberia de gas se conecta tipicamente a una instalacion de
proceso y manejo de gas, que no se muestra en la figura, donde el gas producido de un
campo petrolero se separa del aceite y posiblemente sometido a un tratamiento para remover
ciertas fracciones peligrosas, como acido sulfhidrico, los mismos antes conducidos al sistema.
Como se muestra en la fig. 3.1, el gas se inyecta en la tuberia a través de un nodo de esta
forma una mezcla de agua y gas avanza a través de una seccidn de tuberia principal (30) a
una o varias ramas de tuberias (32) y (34) que se ilustran. Cada una de las ramas lleva a uno
0 varios pozos. Por medio del ejemplo la tuberia (32) se ilustra terminando en un manifold
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teniendo varias ramas extendiéndolos y llevandolos a los pozos inyectores respectivos. Las
ramas (36), (38), (40) y (42) se muestran desde el manifold en angulos rectos aunque otros
angulos son aceptables. La porcién de tuberia o manifold termina en una brida el cual se
adapta para soportar dispositivos de mezcla de fluidos.

Fig 3.1 Ejemplo de un sistema de acuerdo al presente proceso para conducir una mezcla homogénea de agua
y gas hacia varios pozos inyectores.

En la fig 3.1 contempla que la mezcla de agua y gas puede ser llevada a través de la tuberia
(30) sobre una distancia extendida donde la fraccién volumétrica de gas en el flujo puede ser
de hasta 20%. La RGA puede variar en el rango de 50 a 250 pie®/bbl. En este rango de RGL
se contempla que el gas existird como burbujas dispersas en un flujo de liquido si la presién
se mantiene aproximadamente a 175 kg/cm? (2500 psig) o mayor. Con el fin de obtener una
distribucién de una fase uniforme del flujo del fluido a través de la tuberia asi como las ramas
por las cuales pasa la mezcla, se requiere la mezcla homogénea y division del flujo del fluido
de las dos fases. La fig. 3.1 ilustra un mezclador (50) dentro de la tuberia (30) entre la rama
(32) y el nodo inyector. Otro mezclador se instala en la tuberia entre la rama (32) y (34).
Siguiendo, el sistema incluye mezcladores (53), (54), (56) y (58) interpuesto en el manifold
extendido sobre los puertos formados por las intersecciones de las ramas correspondientes
con el manifold. La fig. 3.3 ilustra un elemento de flujo estratificador y divisor designado por el
namero (60) el cual puede se instalado en las intersecciones de las ramas (32) y (34) con la
tuberia (30) en lugar del mezclador.
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Los mezcladores también pueden ser modificados de acuerdo con el ejemplo ilustrado en fig.
3.2. El mezclador comprende varios segmentos mezcladores axialmente espaciados los
cuales estan caracterizados por varios navajas agudas, de preferencia tres, proyectadas
radialmente, espaciadas circunferencialmente. Son fijas en la tuberia (30) y sirven para
impartir una direccion espiral del flujo del fluido pasando a través del mezclador. Los
segmentos pueden ser rotados relativamente entre cada uno para modificar el grado de la
mezcla turbulenta que ocurre y selecciona unos de los segmentos o las etapas mezcladoras
guiza tengan sus navajas configuradas de forma opuesta para incrementar la turbulencia y
mezclar el flujo del fluido a través de los mezcladores.
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Fig 3.2 Mezclador

En orden de dar una RGL uniforme del flujo del fluido a través de las tuberias (32) y (34), los
mezcladores (50) se instalan en la tuberia (30) a través de los puertos formando las
intersecciones de las ramas (32) y (34) con la tuberia (30). Alternadamente, el estratificador y
el mezclador de flujo (60) se pueden poner en la unién de las tuberias (32) y (34) con la
tuberia (30).

La fig. 3.3 ilustra una realizacién de un estratificador y divisor de flujo (60) para la interposicion
en la tuberia (30). El divisor incluye una seccion estratificadora hecha de varios porciones
transversales (62), (64), (66) y (68) alternadas las cuales dirigen el flujo entrando las porciones
del ducto a lados opuestos de un plato divisor de flujo (70) el cual tiene una curva distal que
termina en (72) para el flujo directo en las ramas (32) y (34).

En la fig 3.2, el primer mezclador que se encuentra en el manifold se ilustra por medio del
ejemplo que comprende multiples segmentos mezcladores axialmente espaciados o etapas,
cada cual son elementos multi-navajas colocadas opuestamente, respectivamente. Los
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segmentos mezcladores o etapas son similares excepto que cada segmento sucesivo
espaciado en serie (80) y (82) tienen un centro (84a), (84b) y (84c) y asi sucesivamente el cual
es de un didmetro creciente con respecto a la direcciéon del flujo del fluido a través del
manifold, como lo indica la flecha. En otras palabras la porcion (84a) es la de menor diametro
y la porcién (84h) es la de mayor didmetro asi que una disminucion en el area de flujo
transversal se experimenta mediante el flujo del fluido a través del manifold en la direccién de
la flecha. Las porciones de cada segmento o etapa mezcladora son compatibles en una varilla
extendida axialmente o eje. Los mezcladores ubicados en la tuberia principal pueden ser
similares a los que se encuentran en el manifold.

Fig 3.3 Estratificador y divisor de flujo

Ademas, las porciones (90), (92) y (94) extendidas entre cada mezclador que se encuentran
en el manifold de esta forma una constante disminucion del area de flujo transversal existe en
el manifold para el flujo del fluido a través del manifold hacia la brida. De esta forma el flujo de
fluido en las ramas correspondientes a cada mezclador se mantendra a una velocidad
constante para asistir en la mezcla de agua y gas y mantener una distribucién igual del flujo de
la mezcla de agua y gas para cada uno de los pozos inyectores correspondientes. Se pueden
instalar valvulas de estrangulamiento en cada una de las tuberias como se muestra para
ajustar el gasto del flujo del fluido en cada pozo inyector mencionado arriba. Se indica que
mediante la colocacion de los mezcladores a través de los puertos formando las
intersecciones de las respectivas tuberias con la porcién del manifold una mezcla uniforme de
agua y gas es desviada a cada una de las ramas desde el manifold.
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En consecuencia, la reinyeccion de gas en la formacidon para almacenamiento o para la
recuperacion mejorada de aceite puede ser llevada a cabo efectivamente con un sistema
como el que se ilustra en la fig. 3.1. Proporcionando una red de distribucion para llevar la
mezcla de agua y gas teniendo los dispositivos tratadores de flujo ilustrados y descritos una
mezcla substancial de flujo uniforme puede ser llevada a varios pozos inyectores. De esta
forma la inyeccién de gas se podrd iniciar a través de un sistema de pozos inyectores teniendo
una red de distribucién de inyeccion de agua o0 gas ya existente sin el requerimiento para la
construccién separada de tuberias de agua y gas a cada pozo inyector. Con los mezcladores
de flujo instalados en una red de distribucidn del tipo descrito, la inyeccidn simultanea de agua
y gas puede ser efectivamente empleado en zonas nuevas o0 ya existentes.

En algunas situaciones donde las redes de distribucion ya existen para llevar agua y gas a un
pozo inyector o donde es mejor llevar el agua y gas separados a un pozo inyector, el gas
puede ser mezclado con agua inyectada en el mismo pozo. Con respecto a la fig. 3.4 se ilustra
un pozo inyector de agua y gas que se extiende en la formacion desde el cabezal de un pozo.
El pozo estd compuesto por una tuberia con disparos de una manera convencional en el cual
los fluidos inyectados pueden ser forzados en la formaciéon. Una tuberia convencional se
extiende dentro del pozo desde la cabeza del pozo y termina a una distancia, la cual,
preferiblemente, debe ser debajo de los disparos para minimizar la separacién de liquido y gas
antes de entrar a la formacion. Un sensor para la presion del fluido se instala en el fondo del
pozo debajo de la tuberia para hacer mediciones de la presién del fluido en el espacio del
pozo cuando se requiera. La tuberia de inyeccién se podra instalar con uno o0 mas mandriles
convencionales puestos en la tuberia por encima del empacador. Uno o el otro de los
mandriles se pueden instalar con una véalvula convencional, mediante la cual la inyeccién de
gas se puede conducir por medio de una tuberia en el espacio anular para que fluya en la
tuberia a través de uno u otro de los mandriles. La inyeccion de agua es llevada por medio de
la tuberia de inyeccién para que fluya hacia abajo en el pozo. Uno de los mezcladores antes
mencionados se puede instalar en la tuberia entre el punto del gas inyectado y el punto final.
Alternadamente, el gas se puede inyectar a través de la tuberia de inyeccién y el agua a
través del espacio anular.

Como se muestra en la fig. 3.4 la tuberia de inyeccién que se extiende debajo de los disparos
mediante el cual una descarga de mezcla de agua y gas de la tuberia se requiere para que
fluya hacia arriba en el espacio del pozo antes de entrar a los disparos. Con el arreglo
mostrado se espera la separacion minima de agua y gas que ocurra antes que la mezcla entre
a la formacién en comparacion con la separacion de agua y gas el cual es probable que ocurra
si el punto distal de la tuberia estuviera por arriba de uno o todos los disparos. Ademas, el
medidor de presién se puede usar para monitorear la presiéon del pozo para verificar que la
mezcla de agua y gas que entre al pozo es consistente y uniforme para cada pozo, eso se
refiere a que la RGL para cada pozo sea igual. Por ejemplo, se puede esperar la reduccion de
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14 kg/cm? (200 psig) de presion en la presién del fondo del pozo, dependiendo de la
profundidad del pozo y la presion de inyeccion.

Con la consideracion al sistema de un surfactante como alcohol etoxilado o ciertos inhibidores
de corrosion se pueden inyectar en la toma de corriente de agua en el nodo inyector (19)
ilustrado en la fig. 3.1. La presencia de un surfactante indica ser un beneficio para la formacion
y la dispersiéon de las burbujas de gas en el flujo de agua. Ademas puede ser requerido
inyectar ciertos inhibidores de corrosion en el flujo de agua si el gas inyectado indica a tender
a formar ciertos acidos que sean dafiinos a los componentes del sistema y/o la formacion en el
cual la mezcla de agua y gas se esta inyectando.
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Fig 3.4 Inyeccion simultanea de agua y gas a través de un pozo inyector

A parte de los estratificadores, se pueden utilizar bombas multifasicas. Estas bombas son
usadas para mejorar el aseguramiento de flujo y la produccién de aceite y gas. Las bombas
multifasicas son usadas costa afuera y en las instalaciones en el suelo marino, asi como es
aplicado en las instalaciones en tierra.
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Las bombas multifasicas submarinas se consideran una alternativa muy competitiva para la
inyeccion de agua y/o gas. Para mejorar la produccion y aseguramiento del flujo, las bombas
de refuerzo instaladas como parte de un proceso submarino y un sistema de separacion
pueden proporcionar importantes ahorros de costos y aumento de la produccién. La tecnologia
de bombas multifasicas se puede aplicar en cualquiera de la superficie o submarinos para:

Transporte multifasico

Aseguramiento de flujo

Procesos submarinos / inyeccién de agua
Inyeccion simultdnea de agua y gas (SWAG)
Compresion de gas humedo.

NN NN

Estos tipos de aplicaciones pueden:

v" Aumentar de la produccion de petréleo mediante la reduccion de la presion en boca
del pozo

v' Mejorar el aseguramiento de flujo mediante la eliminacién de agua para evitar la
formacion de hidratos

v Inyectar gas o agua submarina para eliminar la necesidad de tratamiento en superficie
0 compresién

v' comprimir el gas himedo no tratado para ahorrar en el equipo de proceso y las
tuberias.

Inyeccion simultanea de agua y gas (agua en la cima del yacimiento y gas en la base)

Este método de inyeccion refiere a la inyeccion de agua en la cima del yacimiento y gas en la
base del mismo fig. 3.5. La diferencia de densidades del agua y el gas dara un mecanismo de
barrido en el cual el agua tiende a barrer los hidrocarburos hacia abajo y el gas tiende a barrer
los hidrocarburos hacia arriba. Con esto se espera que los mecanismos de desplazamiento
trabajen en el establecimiento del frente de inyeccion, el cual incrementara la eficiencia de
barrido y de esta forma la recuperacion de aceite.™
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Pozo productor Agua

Gas

Fig 3.5 Esquema que muestra el proceso SWAG (inyeccion de agua en la cima e inyeccion de gas en la base
del yacimiento con pozos horizontales)**

Las estrategias especificas que se usaron incluyen el uso de pozos inyectores horizontales en
conjunto con pozos productores verticales. Esta configuracion de pozos ha mostrado a permitir
la mejor recuperacion de aceite comparado con otra configuracion.

Prevencién de hidratos

La prevencion de hidratos es un problema clave con respecto a la seguridad del proceso de
inyeccion SWAG. La fase mas critica con respecto a la formacion de hidratos es considerada
en el periodo temprano de la produccién del campo, cuando la mezcla de inyeccion consiste
de gas y agua de mar. La mezcla de agua de mar tiene una temperatura aproximada de 30°
C, 7° C mas que la temperatura de equilibrio de hidratos (23° C @ 200 bar) para el fluido
combinado.

Cuando el agua de formacién producida se introduce remplazando el agua de mar en el flujo
de inyeccion, la temperatura de la mezcla incrementa y la temperatura de equilibrio de hidratos
disminuye a 20° C debido a una mayor salinidad del agua de formacion.
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Fig 3.6 Hidratos de metano®®

INHIBICION DE HIDRATOS

Las estrategias para inhibir los hidratos generalmente consisten en modificar una o varias de
las condiciones necesarias para su formacion a fin de desestabilizar el hidrato (Pickering et al.
2001), entre ellas se encuentran:

» Control de temperatura. Uno de los métodos mas empleados para prevenir la formacion de
los hidratos consiste en mantener la temperatura del fluido de produccién por encima de la
temperatura de formacion del hidrato; ello se logra con el calentamiento o recubrimiento de
tuberias en los procesos de operacion o transporte.

 Control de presion. Para evitar el riesgo de la formacién de los hidratos se debe mantener la
presién de operacion del sistema suficientemente baja; sin embargo, este método no resulta
adecuado en condiciones normales de operacion ya que las presiones que se requieren para
el transporte de los fluidos de produccidn generalmente son bastante elevadas.
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» Remocion de agua. Otro de los métodos empleados es la deshidratacién o secado del gas,
eliminando agua de las corrientes a partir de la reduccién del punto de rocio del vapor de
agua, en el flujo de gas, por debajo de la temperatura de operacion.

« Adicion de inhibidores quimicos. Otro método adoptado especialmente por las industrias de
gas y petroleo para prevenir o controlar la formacion de los hidratos consiste en la inyeccién
de inhibidores quimicos (Koh et al. 2002). El inhibidor, al ser agregado en grandes cantidades,
altera las condiciones de formacion de los hidratos hacia mayores presiones y menores
temperaturas, por lo que se modifica el diagrama de fase del hidrato o su cinética de
formacion. Existen tres clases principales de inhibidores quimicos: inhibidores
termodinamicos, inhibidores cinéticos, e inhibidores antiaglomerantes. Estos dos ultimos son
también llamados inhibidores de dosis baja, pues la dosis necesaria es pequefia comparada
con la de inhibidores termodinamicos (Pickering et al. 2001):

- Inhibidores termodinamicos. Esta clase de inhibidores es capaz de alterar el potencial
quimico de la fase acuosa, de forma tal que la curva de equilibrio de disociacién se desplace
hacia temperaturas aun menores y presiones mayores. Los mismos se afiaden en
concentraciones relativamente altas, aproximadamente entre 10 y 60% en peso en fase
acuosa (Lovell & Pakulski, 2003). Los inhibidores de este tipo mas cominmente usados son:
metanol, el cual representa un inhibidor bastante demandado debido a su efectividad y bajos
costos; el monoetilenglicol (MEG), asi como también algunas sales inorganicas que se forman
de manera natural en agua de mar (Pickering et al. 2001). Los mismos actian disminuyendo la
fugacidad del agua en sus fases coexistentes, lo que hace que el hidrato se forme a
temperaturas menores y presiones mayores.

- Inhibidores cinéticos. Este tipo de inhibidores no altera la termodinamica de formacion del
hidrato, por el contrario, modifica la cinética de formaciéon y se basa en la inyeccion de
productos quimicos a base de polimeros (Huo et al. 2001). Su efecto depende del tiempo de
residencia, pues los hidratos se formaran y bloquearan las tuberias nicamente si el tiempo de
paso por la tuberia es suficientemente largo. A diferencia de los inhibidores termodinamicos,
estos se agregan en bajas concentraciones, generalmente menos de 1% en peso en fase
acuosa (Pickering et al. 2001).

- Anti-aglomerantes. Esta clase de productos quimicos no previene la formacion de los
hidratos de gas; sin embargo, buscan evitar la aglomeracion de los cristales que podrian
bloguear las tuberias. Estos quimicos se adhieren al cristal del hidrato y lo estabilizan. Se
aplican en dosis bajas, tipicamente menor a 1% en peso en la fase acuosa, asi como también
se requiere de la existencia de una fase condensada (Pickering et al. 2001).®
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Incrustaciones de bario y estroncio

Las incrustaciones de sulfato con la consiguiente formacién de depdsitos y el dafio al pozo es
un fenémeno conocido que ocurre durante la inyeccion de agua, cuando la mezcla de agua de
inyeccién incompatible y la de formacion puede resultar en la precipitacion de sulfatos de sal y
la restriccion del flujo.

Las incrustaciones de Ba/SrSO4 es un desastre cronico en los proyectos de inyeccion de agua
con el agua inyectada incompatible y el agua de formacién. El sulfato de Bario y las
incrustaciones relacionadas son consideradas un problema potencial serio que provoca dafo
a la formacion cerca de la zona de produccién del pozo. Este fendmeno se atribuye a la
precipitacion de sulfato de bario/estroncio de la mezcla del agua y como consecuencia
reduccién en la permeabilidad resultando en la pérdida de la productividad del pozo. La
incompatibilidad quimica entre el agua de mar inyectada, la cual es alta en iones de sulfato, y
el agua de formacion, la cual originalmente contiene altas concentraciones de iones de Bario,
calcio y/o estroncio, puede resultar en la declinacién desastrosa de la produccion del pozo con
consecuencias econdmicas para los proyectos de inyeccion de agua.

El impacto que tendran las incrustaciones dependera mucho de la mineralogia de la roca, la
estructura del espacio poroso, temperatura y la fuerza iénica de la salmuera. Por lo tanto, no
pueden ser calculados te6ricamente para yacimientos naturales y deben ser determinados por
nicleos de laboratorios.*’

3.1

Zona de
Mezcla

Area de mezcla

Fig 3.7 Precipitacién de sulfato de bario en la zona de mezcla dentro del flujo durante el desplazamiento del
agua de formacidon mediante agua de mar inyectada
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Fig 3.8 Esquema de la produccién simultanea de agua de formacién y de mar en la vecindad del pozo

Fig 3.9 Incrustacién de Bario en tuberia'®
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CAPITULO IV

COMPARACION DE LA INYECCION
SWAG CON LA INYECCION WAG
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CAPITULO IV

COMPARACION DE LA INYECCION SWAG E INYECCION WAG

En los dos capitulos anteriores se mencionar dos procesos de recuperacién mejorada, el
primero es la inyeccion alternada de agua y gas (WAG) y el segundo es la inyeccion
simultdnea de agua y gas (SWAG). En este capitulo se vera la comparacidon entre ambos
procesos como: ventajas y desventajas de cada uno, similitudes y diferencias entre cada
proceso. Es menester mencionar que la inyeccion SWAG tiene menos tiempo de desarrollo
tanto en el campo como en el laboratorio. Los inicios del SWAG estan a finales de los afios
1990, mientras que el WAG comenzé a desarrollarse a mediados de los afios 1950. La
diferencia entre tantos afios de desarrollo entre uno y otro proceso seria la principal
desventaja, pero se vera con mayor detalle a lo largo de este capitulo.

INYECCION ALTERNADA DE AGUA Y GAS (WAG)

La inyeccion alternada de agua y gas (WAG) es un método creado y propuesto para mejorar
la eficiencia de barrido de gas. En los ultimos afios el proceso de inyeccion WAG ha ganado
un gran interés como método de recuperacion mejorada, en especial para yacimientos o
campos maduros.

En este proceso se inyectan alternadamente baches de agua y gas, donde el gas tiene una
eficiencia de barrido microscopica y el agua una mejor eficiencia de barrido macroscopica.

Histéricamente este método tiene documentados varios ejemplos de aplicacion de WAG,
como fue en el caso de Christensen y Cols, donde presentan una amplia revisién de 59 casos
de campos donde se utilizé el método WAG. La prueba piloto informé que por primera vez
WAG se produjo con éxito en el campo Pembina en el norte de Alberta Canada en el afio de
1957. La mayoria de estos proyectos se ha traducido en una significativa recuperacion de
petréleo adicional que van del 5% al 10%.

Attanucci investigd los efectos del agua y del gas, sus resultados indicaron que; con la
reduccion de la longitud del ciclo de inyeccion se obtiene el potencial para aumentar la
eficiencia de recuperacion y mejorar la produccién de petréleo, eficiencia que se traduce en
reduccion de costos de explotacion.

Campeodn y Shelden presentaron otra ventaja del proceso WAG, donde el gas inyectado es
atrapado en la formacion, su principal funcién es alterar los movimientos de los fluidos del
yacimiento, con esto se conduce al aumento de la eficiencia en el barrido del agua. El estudio
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de simulacion muestra un aumento en la recuperacion del petrdleo de un 1.5% del aceite
original, con la aplicacion del método WAG.

Youngren proporciond un apoyo adicional para que este proceso tenga una ventaja mas,
donde menciona que la gestion adecuada de las operaciones de WAG es esencial para
asegurar la rentabilidad del proyecto.

Proporciond apoyo adicional a su reporte y sefiald otros beneficios observados del WAG
como: un gasto alto de produccion, reduccion de los costos de manipulacién del agua, mejor
presion de soporte y el uso de gas inyectado para confirmar la interaccion.

Realizé una simulacién de yacimientos como apoyo a su proyecto, en el cual se mostré que la
inyeccion simultanea de agua y gas (SWAG) debe proporcionar un mejor control de la
movilidad del gas que el sistema de inyeccion WAG. Durante el tipico proceso de WAG, la
magnitud y la naturaleza ciclica de las respuestas de la relaciébn gas aceite (RGA) han
causado problemas para el manejo de gas en las instalaciones del campo.

Algunas de las técnicas que han resultado exitosas en el método WAG pueden ser:
v reduccién de los ciclos a la mitad
v' el patron de mejora en el area de trabajo.

Néstor examind varios resultados de proyectos con utilizacion del sistema WAG, el estudio
concluyé que las condiciones de funcionamiento y las limitaciones, tales como el limite del
gasto de produccién de gas y la presion de la inyeccion en la parte inferior, tienen un gran
impacto en el gasto de produccion de petréleo y de la recuperacion final de petréleo.

Ademas, el estudio indica que la recuperacién mejorada por el método WAG por inyeccion de
agua regular es posible debido principalmente a los efectos del gas atrapado. Por lo que, la
revision estudio indica que en depdsitos estratificados con capas de inmersion, puede ser mas
eficiente, y que el proceso WAG logra una mayor eficiencia en yacimientos con capas que se
encuentren en comunicacion.

Larsen present6 un estudio de simulacion para el método WAG, para conocer los diferentes
métodos multifasicos de modelacion en el desempefio del método WAG.

Los resultados revelaron que el parAmetro mas importante para la recuperacion éptima del
aceite es la reduccion de la permeabilidad del gas.

Resultados experimentales han demostrado que tanto el gas y la permeabilidad relativa al
agua pueden ser reducidas durante el flujo de tres fases. Hay varias correlaciones para el
célculo de la permeabilidad relativa en las tres fases.
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Otra version del proceso WAG, es la inyeccidn simultdnea de agua y gas (SWAG), este
proceso se ha probado en pocos yacimientos, por lo que SWAG en comparacion con WAG ha
ganado menos experiencia.

Stephenson presentd un estudio sobre la experiencia del control de movilidad en el campo
Joffre Viking. Donde se utilizaron tres estrategias de inyeccidn, incluyendo agua alternada con
CO2, CO2 continuo con agua y CO2 y agua simultanea, donde el objetivo principal fue
maximizar la recuperacion del aceite.

El estudio piloto de campo se termind con cadenas de inyeccion dual (una para el gas y una
para el agua) donde el resultado indicé que la recuperacion del petréleo fue ligeramente
superior (0.5%). La desventaja encontrada en la inyeccion SWAG fue que este método
necesita mayor la vigilancia en su sistema de inyeccion.

Por otra parte la utilizacion de CO2 en el proceso SWAG, ocasiona un gran aumento en la
formacion de corrosion, por lo tanto, la prevencion de la misma y evitar al maximo el reflujo es
muy importante.

Otro estudio piloto de SWAG en el campo Kuparuk River, en Alaska, donde se pretendi6
demostrar la viabilidad de la inyecciéon simultanea de agua y gas, por medio de un Unico
sistema de lineas de inyeccion en superficie y de la eficacia de las pruebas de campo
utilizando los mezcladores estaticos en la distribucion del flujo multifasico. Llegaron a la
conclusion de que por medio de la correlacion de Beggs y Brill se pueden predecir con
exactitud las caidas de presion en pozos de inyeccion con flujo multifasico. Ademas quedd
demostrado que los mezcladores estaticos pueden ser utilizados para dispersar el gas en un
sistema de red de tuberias con flujo multifasico.

El rendimiento del proceso SWAG ha sido analizado utilizando un simulador composicional de
yacimientos. El simulador utiliza una presién implicita, una técnica de solucién de saturacién
explicita. Utiliza la ecuacion de estado de Peng Robinson para calcular el equilibrio liquido-
vapor y las propiedades de las faces aceite y gas.

Se sabe que las 3 fases de permeabilidad relativa y la descripcién del yacimiento son los 2
factores mas importantes que afectan la prediccion del simulador del rendimiento de WAG.

También se utiliz6 el método SWAG en el campo Siri para saber su capacidad de rendimiento,
este campo se encuentra en el mar del norte.

Los estudios de simulacion del yacimiento predijeron mejoras en la recuperacién del campo,
con inyeccién de agua combinada con gas. Las principales mejoras a la recuperacion vienen
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del barrido, de la saturacidon del aceite residual, y de la reduccion de la hinchazén. Fue
evidente la inyeccion del agua combinada, asi como la inyeccién de gas en la parte baja.

Y se concluyé que la inyectividad de SWAG depende de la relacion gas- agua tanto por debajo
como por encima de la presion de fractura.

Otro estudio realizado para lograr optimizar la recuperacién del petréleo en un yacimiento de
carbonatos, fue por medio de la aplicacion de simulaciones, donde SWAG aqui introdujo una
variante, en donde el gas se inyecta en la parte inferior y el agua en la parte superior del
yacimiento. Aqui se comparé el sistema de inyeccion de gas y agua alternados (WAG) y
simultdnea (SWAG), aqui como meétodo de estrategia se utilizaron pozos inyectores
horizontales en relaciéon con los pozos productores verticales. El resultado de la simulacion
mostré que la inyeccion simultanea de agua en la parte superior y gas en la inferior del
yacimiento, arroj6 mejores resultados en la eficiencia del barrido, por lo tanto una mayor
recuperacion de aceite y una mejoria favorable en la economia.

En términos de rendimiento, SWAG se puede comparar con WAG ya que se han aplicado con
éxito en algunas regiones del mar del norte. Significativamente con SWAG se ha obtenido una
mejora en la recuperacion del aceite y una aceleracion en la produccion.

En el lado negativo, la separacion rapida de gas hacia la parte superior de la formacion puede
limitar la eficiencia de barrido de gas en los yacimientos con buena comunicacion vertical.

Las principales contribuciones en el aumento de la recuperacion por el sistema SWAG, son el
desplazamiento de aceite, una mejora en la eficiencia de barrido y una reducciéon de la
saturacion de aceite residual en comparacion con el régimen de inyeccién de agua (ver Fig.
4.1).
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Inyeccion Produccion
SWAG de Aceite

/ )

Aceite entrampado

CAA

GV Segregacion Gravitacional | | .|- .|- T |
’/_’, Cono de agua

Agua

Fondo del acuifero

Fig 4.1 Mecanismo de desplazamiento SWAG para los pozos (ejemplo del Campo Siri).

Una observacion interesante, es que el factor de eficiencia de gas disminuye (definido como el
petréleo incremental producido por el volumen de inyeccion de gas) para grandes volumenes
de inyeccion de gas.

Una diferencia importante en la inyeccion de SWAG en comparacién con el método de
inyeccion WAG, es que la introduccién de la mezcla de gas aligera la columna hidrostatica,
que requiere una mayor presion en la boca de pozo.
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Fig 4.2 Gradiente de presion en la inyeccion de agua y gas

Otro aspecto importante y que causa problemas, es la introduccion del gas en el flujo de agua,
ya que este puede formar una gran cantidad de hidratos. Para evitar la formacion de hidratos
en la mezcla de gas y agua, el agua debe ser calentada. En lugar de gastar energia extra en
el calentamiento del agua de inyeccién, el agua producida caliente del proceso se utiliza para
la inyeccién, completando con agua de mar para el volumen de inyeccion requerido. Como
existe un volumen de agua producida por los aumentos de reinyeccion, la proporcién de agua
de mar se reduce en la mezcla.

Este sistema esta trabajando fuertemente en forma permanente, debido a valvulas de
contrapresion y trampas de gas-agua para asegurar el aislamiento del gas y el sistema de
agua.

La prevencién de formacion de hidratos es un tema clave respecto a la seguridad de
inyeccion. La mayoria de las criticas respecto a la formacidn de hidratos, se debe considerar
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en el periodo de produccién temprana, cuando la inyeccién compuesta de gas y agua se
introduce. La mezcla de agua de mar tiene una temperatura alrededor de 30 °C,
aproximadamente 7 °C superior a la temperatura de equilibrio (23 °C a 200 bares, para
formacion de hidratos) para el combinado de liquido (ver Fig 4.3).
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Fig 4.3 Curva de potencial de la formacién de hidratos

Cuando se produce agua de formacién se introduce en sustitucion agua de mar en el flujo de
inyeccion, la temperatura de la mezcla aumenta y la temperatura del equilibrio del hidrato
disminuye a un maximo de 20 °C debido a la salinidad del agua.

En otra situacidn la temperatura disminuira a la temperatura del fondo marino en poco tiempo,
asi que la mezcla de SWAG se enfriara a las condiciones del fondo marino, ocasionando que
en la parte superior se formen hidratos.

Existen procedimientos desarrollados para evitar la formacion de hidratos:
Planificacion en cierre: El agua y el gas se dirigen a los diferentes pozos antes del cierre con
una cantidad limitada de metanol mezclado con el gas.

Cierre no planificado: Si los pozos se cierran en el momento de la inhibiciéon del agua, un
bache de inhibidor debe ser inyectado, si la duracion prevista del cierre implica que estos
pozos deben enfriarse a una temperatura donde los hidratos puedan empezar a formarse. En
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la practica esto indica que el metanol como inhibidor debe tener una concentracién de 26% a
un 33% del peso.

Inicio del sistema:

1. Después de un cierre imprevisto, el agua se inhibe hasta llegar a una temperatura
superior a 25 °C en todo el sistema.

2. Después de un cierre previsto, la corriente de inyecciéon se divide entre los pozos del
cierre hasta que la temperatura de la inyeccion del agua se eleve por encima de 25 °C
en todo el sistema. Se recomienda que se reanude la mezcla de gas y agua, y el
inhibidor no es necesario en la inyeccion de agua.

Durante la puesta en marcha del primer periodo, desde la tuberia hasta el subsuelo, y
contralada desde la superficie por una valvula de seguridad (SCSSV), esta debe ser
enjuagada por una mezcla de 25% de metanol para evitar los hidratos.

La temperatura del agua de inyeccion se controla antes de salir a la inyeccién multiple, dando
un factor de seguridad a boca de pozo.

En cuanto a los pozos de produccion, situados por debajo de la profundidad limite para evitar
la posible formacion de hidratos, es decir, un minimo de 513 m bajo el lecho marino. Los
tapones de hidrato pueden formarse debido a fugas de gas.

4.1 COMPARACION DE COSTOS

Un desarrollo con SWAG ofrece varias ventajas sobre la inversion inicial de costos. La
inyeccion convencional de gas podria requerir una dedicada inyeccion de gas, ademas de la
posible perforacion de un pozo inyector de agua en una etapa tardia.

Una desventaja clara seria la disponibilidad del gas para el pozo inyector. Con las
restricciones en la quema, algunos problemas con el pozo de inyeccion podrian conducir
rapidamente a una disminucion en la produccién y los ingresos resultantes de aceite perdido.
El costo del sistema WAG podria compararse con el del sistema SWAG en términos de
equipos en la superestructura. Un gas ligeramente superior en capacidad de compresion y
presion habria sido seleccionado para WAG, esto con el fin de garantizar la regularidad de la
inyeccion de gas. Un sistema SWAG cuenta con una gran flexibilidad en el control de fase de
inyeccion, e incluso puede funcionar en un modo de WAG si este es requerido 0 necesario.
Los volimenes bajos de inyeccion de agua disponibles en WAG, y la reduccion de la presiéon
del yacimiento debido a un menor reemplazamiento de la porosidad, pueden afectar
negativamente al ritmo de la produccion y a la recuperacion final.
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La presion del gas requerida para SWAG debe ser vigilada seriamente, junto con la presiéon
del gas de recompresion disponibles. SWAG podria lograrse con el minimo nimero de pozos
y sin un incremento sustancial de las inversiones en el equipo superficial. Es necesario que
existan valvulas de contrapresion y una buena configuracién de trampas gas-agua, también
es indispensable contar con una buena tuberia en el sistema de WAG. La inyeccion de agua
caliente que es la clave de éxito de este método, utiliza principalmente la energia del
yacimiento. La diferencia mas significativa fue el aumento de las necesidades de la presion de
inyeccion de agua, aproximadamente 50 bares sobre la presion necesaria para inyeccion
solamente de agua.

4.2 EFECTOS DE LA POTENCIA DE INYECCION

La energia de inyeccién para producir bajo balance es proporcionada por una combinacién de
la presion en la boca del pozo y el peso de la columna hidrostatica. Cambiando un pozo de
inyeccion de agua por un pozo de inyeccion de gas (por ejemplo, en un sistema de WAG), por
desplazamiento de gas dara una columna de liquido mas ligera en el pozo y una reduccion de
la presion de fondo (BHP) para una determina presién en la boca del pozo (WHP); por lo tanto,
la cantidad de inyeccion se reducird como consecuencia de la menor presiéon de fondo (BHP),
esto si el indice de inyectividad no se ve afectado durante el desplazamiento. La insuficiente
presion disponible, llevara dificultades en la inyeccién de gas, cuando la columna se encuentra
mas ligera. La mezcla de agua y gas en boca de pozo (SWAG) podria incrementar el peso de
la columna del fluido, lo que aumenta el BHP y disminuye el equilibrio. Esta conclusién es
bastante obvia, y muy importante, para el disefio de la adaptacion del sistema SWAG en los
diferentes tipos de campos. La energia disponible de inyeccidn es relativamente facil de
calcular a partir de estandares de hidraulica bien definidos, o por la verificacion de las lecturas
del mandémetro de fondo de pozo.

4.3 BENEFICIOS DEL SISTEMA DE INYECCION SWAG

v SWAG proporciona un mejor control de la movilidad del gas que el sistema WAG, lo
que mejora la eficiencia de barrido, ademas de una mayor produccién de gas
estacionario y la respuesta de RGA.

v' Las simulaciones capturan el barrido de area para la mejora de SWAG con un modelo
de corte transversal, para demostrar que no existan efectos perjudiciales de la
inyeccion de dos fases en el perfil de inyeccidn.

v los resultados normalmente arrojan que la recuperacion por el sistema SWAG son del
orden del 5% al 11%. Los beneficios de SWAG serian aun mas importantes cuando el
proceso sea ampliado a los sitios de perforacién existentes.

v' La difusiéon de la inyeccion de gas mas que para perforar, aumenta la proporciéon de
agua para la inyeccion de gas, lo que mejora el manejo del gas y la recuperaciéon de
aceite adicional en sitios de perforacion.
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4.4 ASPECTOS AMBIENTALES

El objetivo principal es que se produzca un minimo de emisiones en la atmdsfera, asi como en
el mar. El requisito de SWAG de agua caliente podria representar un aumento en el potencial
de las emisiones, si los calentadores de agua de mar son impuestos en el periodo antes de
que avance el agua de formacion. La solucion puede ser que se utilice un mecanismo que
produzca calor directamente en el sistema, una abundante fuente de agua, calentada por la
energia del yacimiento. Las bombas de elevacién de agua deben tener la suficiente capacidad
para los requerimientos de inyeccion para que no se duplique el trabajo.

La reinyeccion de una mezcla caliente se puede esperar que sea en poco mas dificil que para
el agua de mar fria, debido a la ausencia de efectos térmicos. Sin embargo la implementacion
de SWAG no aumentara este efecto mas de lo que un sistema de inyeccion haria.
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CAPITULO V

APLICACIONES A NIVEL MUNDIAL

A pesar de que el proceso SWAG es practicamente nuevo, ha despertado el interés de ciertas
compafiias para su desarrollo. Como se ha mencionado, la inyeccion SWAG tiene como
objetivo mejorar la eficiencia de barrido durante la inyeccion simultanea de agua y gas. Lo que
se pretende con este proceso es reinyectar tanto el agua como el gas que se produce con el
objeto de no tener separadores de agua y gas, y, ademas, mejorar la recuperacion de aceite y
mantener la presion existente en el yacimiento.

En este capitulo se revisaran dos campos: 1) el campo Rio Kuparuk ubicado en Alaska y 2) el
campo Siri en el Mar del Norte. El primer caso es una prueba piloto del proceso, donde se
hicieron varias pruebas con diferentes arreglos de pozos, asi como con variaciones en el
equipo superficial para poder determinar cual es el mejor arreglo para su implementacion. El
segundo caso es la aplicacidn del proceso que se desarrollé en el afio 2000, obteniendo
mejoras en los resultados, reflejado en los costos.

5.1 Campo Rio Kuparuk?

El campo Rio Kuparuk es el segundo campo mas abundante en los Estados Unidos,
actualmente produce cerca de 300,000 bpd. Con una produccion acumulada de 1.2 mil
millones de barriles, Kuparuk es uno de los catorce campos de aceite en los Estados Unidos
que sobrepasan la marca de los mil millones de barriles. La produccion de aceite ha sido
limitada por los limites que se tienen en el manejo del gas, presentando reto Unico para un
campo sin una capa original de gas.

Las areniscas del Cretacico Inferior de la Formacion Rio Kuparuk comprenden los principales
yacimientos en la vertiente norte de Alaska, aproximadamente a 64 kilbmetros del oeste de la
bahia de Prudhoe en la zona artica (fig 5.1). El petrdleo original en sitio para el campo
Kuparuk se estima en aproximadamente 5 mil millones de barriles. EI campo Kuparuk
proporciona un excelente ejemplo de la gran heterogeneidad del yacimiento creada por
multiples cuerpos de areniscas. También ilustra el control de las facies depositacionales y
diagénesis en la calidad del yacimiento.
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Fig 5.1 Ubicacion del campo Kuparuk en el Norte de Alaska, Estados Unidos. (Cortesia de North Slope
Science Initative)

Actualmente, 21 de 42 pozos perforados en Kuparuk estan en inyeccion alterna de agua y gas
inmiscible (IWAG) o inyeccion alterna de agua y gas miscible (MWAG). (Una configuracion
tipica del arreglo de pozos en aproximadamente 10 km? (4 miIIasZ) es: con ocho productores y
ocho inyectores en un espacio por pozo de 160 acres o bien 647 497 m2). La expansion de
WAG probablemente se mantendra mientras el sitio perforado de WAG recicle mas gas,
forzando los pozos de alta RGA a ser cerrados.

La inyeccion simultanea de agua y gas (SWAG) fue identificada como una opcién que puede
disminuir costos de capital y de operacion y mejorar el manejo de gas y la recuperacion de
aceite. Si es factible, SWAG eliminara la necesidad de lineas de inyeccion para separar el
agua y gas en los sitios perforados y el sistema de distribucion de gas a los pozos. Se
reducirian los costos de operacién mientras que las conversiones de WAG se vuelven
innecesarias. También mejorara la eficiencia de barrido, resultando la mejora del manejo de
gas Yy la recuperacion de aceite.

Como se menciond se puede tener variantes en las instalaciones para tener diferentes
escenarios que se desarrollan para SWAG dependiendo de donde se mezcle el agua y el gas,
ya sea en el fondo del pozo o en la superficie (en el pozo, en el sitio perforado, o en las
instalaciones centrales de proceso (CPF)). La mezcla en superficie con el CPF tiene el gran
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potencial para la reduccion del costo de capital mientras que el gas puede ser inyectado con el
agua en las lineas de inyeccion de agua existentes.

Operaciones Piloto de SWAG

La prueba piloto SWAG operé por 17 dias con las relaciones de gas liquido (RGL) en el
difusor variando de 55 a 181 pie®bbl de agua producida. La prueba se operd con tres
configuraciones (fig 5.2): (1) inyeccidon a dos sitios perforados, uno con dos cabezales que
contienen mezcladores estaticos (2D) y uno con un cabezal derecho sin mezcladores (2E); (2)
inyeccion a un sitio perforado (2D) con dos cabezales, uno con cabezal derecho y otro con
cabezal de rama de lado, ambos contienen mezcladores estaticos; (3) inyeccién en un cabezal
simple (2D) con mezcladores estaticos.

Sitio 2C Sitio 2D
Agua Pozo Pozo Pozo Pozo
2D-02 2D-04 2D-05 2D-07
Gas >
['1 1
J L — C—
\ / Cabezal derecho cont’s horizontzles
Mezcladores Czbezal con rama de lado con t's horizontales
Estaticos i (| 1
Sitio 2E I I T
Pazo Po7o Fozo Pozo
Pozo 2D 15 20 14 2D-11 2D-10
2614

Cabezal derecho cont's verticale

Fig 5.2 Configuraciones de las distribuciones para la pruebas piloto de SWAG

En la primera configuracidn con una relacién gas-liquido de 55 pie’/bbl, se volvié rapidamente
evidente que los pozos en el sitio perforado sin mezcladores se cargarian con gas y pararia la
inyeccion. El cabezal derecho en el sitio perforado 2E entregd agua a pozos individuales a
través de tubos verticales. El orden en el cual los pozos se cerraron fue del ultimo al primero
(2E-12, 2E-13, 2E-14). La carencia de mezcladores y orden del cierre sugiere que la fase de
gas reside en la cima del cabezal de la tuberia y los primeros pozos en la linea
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preferentemente se retiran de la fase liquida. Después de que todos los pozos en la zona 2E
fueron cerrados, la necesidad de mezcladores estaticos para que predominen las condiciones
fueron justificados y la zona perforada se aislo para el resto de la prueba.

La segunda configuracion de inyeccion de dos fases con una relacion gas-liquido de 55 a 143
pie’/bbl a los dos cabezales de la zona perforada 2D. Las cuatro RGL el gas fue detectado en
los primeros pozos en ambos cabezales (2D-02, 2D-16) mientras que los ultimos dos pozos de
los cabezales no recibieron (2D-07, 2D-10). El cabezal de la rama derecha aparecié ser la
mas afectada mientras los gastos volumétricos en los primeros tres pozos (2D-16, 2D-14, 2D-
11) fueron los que mas declinaron. Con el sistema entregando RGL de 55 a 143, las
fracciones de liquido resultante en 2D-16 fue de .95 a 0.79, correspondiendo a una efectiva
RGL de 63 a 275. A una RGL mas alta, el pozo 2D-16 y el pozo de a lado (2D-14) se cerraron
por el gas encerrado. El cabezal izquierdo recibio suficiente gas para causar que el segundo
pozo en la linea (2D-04) se convertirse en gas encerrado en una RGL de 55. Por su baja
inyectividad y velocidades, este pozo se aisl6 para las pruebas subsecuentes.

La tercera configuracion se hizo con una relacion gas-liquido de 55 a 181 solamente en la
rama derecha del cabezal en la zona perforada 2D. La respuesta a la escalada de RGL fue
esencialmente la misma, con los primeros tres pozos en linea mostrando una significada
reduccion en el gasto volumétrico. La fraccion de liquido en 2D-16 otra vez fue de 0.79; sin
embargo, la inyeccion de gas se pard antes de que cualquier pozo se bloqueara por el gas. El
ultimo pozo en el cabezal derecho (2D-10) finalmente mostré repuesta en la forma de la
reduccion del gasto volumétrico y la fraccion de liquido a la mas alta RGL.

Discusién

Pérdida de inyeccion.

La disminucion en el gasto de inyectividad fue observado mientras la fraccién de gas en la
mezcla de inyeccion incrementaba y la presion de inyeccion en superficie se mantuvo estable
cerca de 197 kg/cm? (2800 psi). Eso fue mas evidente en el pozo 2D-16, donde los datos eran
mas disponibles. El gasto de inyeccion en este pozo disminuyé de 3000 a 0 BPD mientras la
fraccion de gas incrementaba de 0 a 0.2. Los datos disponibles en superficie y en el fondo del
pozo fueron utilizados para determinar si la pérdida de inyeccion fue debido a presiones mas
bajas de inyeccion en el fondo del pozo o el efecto de la permeabilidad relativa de la inyeccion
de dos fases.

La fig 5.3 muestra los gastos de inyeccién contra las presiones de fondo medidas para el pozo
2D-16 para diferentes RGL. Los datos forman una simple tendencia, en vez de una familia de
curvas para diferentes RGL. Esto sugiere que la pérdida de inyeccion observada fue mas
probable debido a las presiones mas bajas de fondo que el efecto de la permeabilidad relativa.

80




Capitulo V. Aplicaciones a nivel mundial

5250 —
il
T L
5200 — o
\ s
— 5150 n+®
‘5 5150 — li? sy
(-3 - e
g o
& = x®
& 5100 . i
] iy
-] ate
= 5050 ot
= -t RGL del pozo
12 5000 — e
8 L) X 63
— L J
5 e . D %
.E 4950 : YV 275
E : Q 225
& 4900 » + 150
ot A 218335
. [Durante la prueha}
4850 — .
L ]
A
4800 | | I I | I
0 500 1000 1500 2000 2500 3000

Gastade inyeccién, [bpd]

Fig 5.3 Gastos de inyeccion vs BHP medida a diferentes GLR para el pozo 2D-16

Los datos diarios de inyeccion antes y después de SWAG (fig 5.4) también sugieren el efecto
de la permeabilidad relativa insignificante. Las BHP de esta figura fueron calculadas de las
presiones de la cabeza del pozo. Los datos pre y post SWAG mostraron practicamente la
misma tendencia. Estuvieron también en la misma tendencia con los datos de la prueba con
diferentes RGL obtenidos durante el SWAG.
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Fig 5.4 Gastos de inyeccion vs BHP calculada antes y después del SWAG comparado con datos medidos
durante el SWAG
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La falta del efecto de la permeabilidad relativa en la inyeccion de dos fases no es
sorprendente por las siguientes razones: (1) los impactos de inyecciéon han sido minimos para
el proceso Inyeccion Alterna de Agua y Gas Inmiscible (IWAG) inclusive para gastos de gas
mas prolongados y saturaciones de gas; (2) la curva de permeabilidad relativa del gas para el
drene imbibicién/secundaria es relativamente brusco asi que existen pequefas diferencias en
la saturacion de agua y la saturacion de gas entre casos con bajas RGL; y (3) las saturaciones
de gas in-situ durante la prueba piloto son probablemente pequefias, considerando el aceite
siendo sobresaturado. Es posible que el gas inyectado y la segregacion de agua en las facies
de arena con el gas y el agua yendo a capas separadas. Una prueba SWAG con mayor
tiempo de prueba dara un mejor entendimiento del efecto de la permeabilidad relativa del flujo
de dos fases en gastos de inyeccion.

Beneficios de SWAG

SWAG da un mejor control de la movilidad del gas que IWAG, resultando una mejor eficiencia
de barrido ademas una mayor produccion de gas estable y respuesta de RGA. Mientras que la
simulacion no capturé el area de barrido mejorada para SWAG con un modelo sectorial,
también asume que no hay efectos perjudiciales en la inyeccion de dos fases en el perfil de
inyeccion. Los resultados de la simulacion mostraron que SWAG mejord la recuperacion
mejorada sobre inyeccion de agua por 11% sobre la IWAG., de 4.5 a 5% del aceite original.
Los beneficios de SWAG serian mas sustanciales cuando el proceso de gas miscible se
expande a la zona perforada IWAG existente en un futuro cercano.

Los beneficios potenciales de SWAG dan opcién para el manejo del gas en Kuparuk. La
mezcla en superficie de agua y gas en la Instalaciéon Central de Procesamiento permitiria la
inyeccion de gas a zonas perforadas siendo inyectadas por agua con inversiones minimas.

Conclusiones

El agua y el gas se pueden inyectar simultaneamente en multiples pozos inyectores, los
cuales son suministrados a través de una red simple de distribucién en superficie.

La pérdida observada de los gastos de inyeccion fueron primordialmente debido a presiones
de fondo mas bajas durante la inyeccién de dos fases.

El efecto de la permeabilidad relativa en los gastos de inyeccion de la inyeccion de dos fases
parecio insignificante para el rango de la fraccién de gas (<0.2)n y la duracion de la prueba
piloto.
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La inyeccion SWAG puede aumentar las reservas de aceite mediante la reduccién de gas
reciclado.

5.2 Campo Siri**

El campo Siri se descubrié a finales de 1995 y esta localizado en el sector Danés del Mar del
Norte (fig 5.5). El campo comenzdé a producir en Marzo de 1999 y la inyeccién comenzo en
Junio del mismo afio. La produccién es de 50,000 BPD (8,000 m%/d).

El campo se ha desarrollado con cinco pozos productores y dos inyectores SWAG (uno
horizontal) los inyectores fueron colocados en la periferia del yacimiento con el objetivo de
desplazar el aceite a la parte central del yacimiento. Dentro de los primeros planes se tenia
pensado utilizar tres pozos inyectores pero esto fue reducido a 2 conforme el campo fue
declinando, haciendo la inyecciéon SWAG regular y exitosa aun mas critica.

56N -

Fig 5.5. Localizacion del Campo Siri.
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Descripcion del Yacimiento.

El yacimiento se caracteriza por un bajo relieve estructural con espesor en la zona de aceite
no mayor a 25 m (82 ft). La relacion gas aceite (RGA) es moderada, alrededor de 100 m*/m?
(562 pie’/bbl) y no existe un casquete de gas original. Un acuifero de entre 80 y 100 metros
(260-330 ft) de espesor proporciona un mantenimiento de la presion.

Las reservas recuperables se estiman en 8.1 millones de metros cubicos (51 MMB), lo cual
representa un factor de recuperacion superior al 35%.

El yacimiento Siri esta compuesto de depodsitos por flujos sedimentarios en un ambiente
marino profundo. Los hidrocarburos se encuentran en la arena Heimdal del Paleoceno Tardio
a 2070 m (6,790 ft). La formacion es compacta, con granos de finos a muy finos con un alto
contenido de glauconita, reflejo del ambiente de depésito turbiditico.

La arena del yacimiento Siri tiene una relacion alta Neto/Bruto, buena porosidad y bastante
buena permeabilidad. El yacimiento esta compartimentalizado por varias calcitas cementadas,
las cuales pueden correlacionarse con la sismica y se cree que segmenta el campo en varias
unidades de flujo. La colocacion de los pozos inyectores refleja esta segmentacion
asegurando el mantenimiento de la presion.

Sistema de Inyeccion

Para el campo Siri, el agua y el gas fueron reinyectados dentro del yacimiento por debajo del
contacto agua aceite como se muestra en la fig 5.6. El agua y el gas son mezclados en el
cabezal del pozo lo que resulta en una corriente de dos fases desde el cabezal del pozo hasta
los intervalos disparados. De esta manera la segregacion en el sistema superficial se evita, lo
cual ha sido un problema en el campo Kuparuk. El sistema esta disefiado para permitir la
regulacion y medicién de lo volumenes de agua y gas inyectados en cada pozo.
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Fig 5.6 llustracion esquemadtica de inyeccion y produccion en el Campo Siri

Una gran diferencia en la inyeccion SWAG comparada con la inyeccién convencional de agua
es que al introducir gas dentro de la mezcla, aligera la columna hidrostatica, por lo que se
requiere una mayor presion en la cabeza del pozo. Por otra parte, la misma introduccion de
gas en la corriente puede provocar la formacién de hidratos.

La posibilidad de formacion de hidratos en situaciones de temperaturas bajas y el potencial de
reflujo del gas al sistema de agua, o viceversa, son temas importantes de seguridad los cuales
deben de ser abordados.

El sistema esta equipado con valvulas tipo Check (o de contrapresion) y trampas de agua/gas
para asegurar el aislamiento de los sistemas de agua y gas, uno del otro, por seguridad dentro
de la operacion. Bajo condiciones normales de operacion la presidn en el multiple de inyeccion
de agua es de alrededor de 229 kg/cm? (3260 psi) y en el mdltiple de inyeccion del gas es de
196 kg/cm? (2843 psi). La presion en el cabezal del pozo es de alrededor de 195 kg/cm? (2830

psi).

Para evitar la formacion de hidratos cuando se mezcla el gas y el agua, se utiliza agua caliente
proveniente del sistema de refrigeracion junto con agua de mar. Conforme el volumen de agua
de inyeccion producida se incrementa, la proporcion de agua de mar disminuye.
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Aplicacién SWAG en el Campo Siri

Los problemas para iniciar la inyeccién estan asociados con los sistemas de inyeccion,
principalmente relacionados al equipo, especialmente a los compresores de gas y las bombas
de agua, mas que al propio proceso SWAG. En el momento en que estos problemas fueron
resueltos, la inyeccion se llevo a cabo como se esperaba. La inyeccién combinada fue
alcanzada rutinariamente, sin problemas de formacion de hidratos o problemas de
inyectividad. La presion de inyeccion fue un poco mayor que la planeada, probablemente
debido a la menor permeabilidad de la formacién, derivada de los nucleos y registros.

Los pozos inyectores tienen desviaciones de 72° y 90° dentro del yacimiento, con intervalos
perforados de 70 y 230 metros (230-750 ft) respectivamente. Las mediciones en el fondo del
pozo de presion/temperatura fueron monitoreadas, asi como también la inyeccion SWAG, esto
fue una parte importante en el monitoreo y andlisis del comportamiento del pozo y del
yacimiento.

La inyeccion diaria por pozo fue de 320,000 m*/d (11.3 MMPCD) con 6,000 m®d (37.7 MBPD)
de agua. La maxima inyeccion en el pozo fue como maximo 600,000 m®d (21.1 MMPCD) de
gas y 8,000 m*d (50.3 MBPD) de agua.

El comportamiento hidraulico de los pozos, a diferentes fracciones de gas, no ha sido
estudiado debido al énfasis de mantener un maximo de inyeccion con el objetivo de alcanzar
el factor de remplazo y detener el decremento en la presién del campo.

Ademas como el régimen de flujo en el pozo inyector horizontal y en el pozo inyector desviado
se espera que se comporten de diferente manera, la comparacién entre los dos pozos puede
ser mas atribuible a la desviacion que a la inyeccion SWAG en si. Los pozos SWAG hasta el
momento se han regulado principalmente por el estrangulador. Las valvulas reguladoras de
gas no se han utilizado, el gas se distribuye de acuerdo a la presién relativa del cabezal entre
los dos pozos.

Andlisis y Resultados

El siguiente andlisis y modelado de los datos de campo presentados en los siguientes
parrafos, son los resultados preliminares de la informacién de los primeros cinco meses de
inyeccion SWAG en el campo. La fig 5.7 muestra el indice de inyectividad como funcién de la
presion medida en el fondo del pozo para el inyector I-4. La curva solida representa un modelo
de inyectividad utilizado para cuantificar el indice de inyectividad dependiendo de la presion de
fondo. Un incremento drastico en el indice de inyectividad alrededor de la presion de fractura
es evidente. El inyector I-1 muestra un comportamiento similar, pero el indice de inyectividad
incrementa de un manera menos brusca por encima de la presion de fractura.
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Para el inyector |-4, la operacién por encima de la presién de fractura ha mejorado el indice de
inyectividad hasta en un factor de 4. Ademas de depender de la presion de fondo, la
inyectividad también puede mostrar una dependencia significante en la fraccion de gas. Esto
es ilustrado en la figura 3.8, la cual muestra el indice de inyectividad como una funcién de la
fraccion de gas por encima de la presién de fractura. Se seleccioné un rango de presiones de
fondo de 346 a 349 kg/cm? (4931- 4974 psi) para enfatizar la dependencia de la fraccion de
gas. La figura esta basada en promedio de datos de la fig 5.7. La linea sdlida es una curva
calculada la cual ilustra que el modelo de inyectividad es capaz de reproducir las tendencias
observadas. Los datos de fracciones de gas mayores a 0.4 a presiones por encima de la
presion de fractura no se encuentran disponibles hasta ahora.
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Fig 5.7 Indice de inyectividad como funcion de la presién de fondo para el inyector I-4
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Fig 5.8 Indice de inyectividad como funcién de la fraccion de gas para el inyector I-4

Para el juego de datos mostrados en la fig 5.8, el indice de inyectividad incrementd por
pequeias fracciones de gas (la magnitud de estos incrementos parece ser menor para
presiones cercanas a la presion de fractura). El indice de inyectividad alcanza un maximo y
declina rapidamente hacia un nivel no fracturado aun con mas incrementos en la fraccién de
gas. Para este inyector, el incremento en indice de inyectividad obtenido por el fracturamiento
de la formacion es completamente perdido si la fraccion de gas se vuelve muy grande. El
rango de las fracciones de gas para los cuales el fracturamiento resulta en un incremento en el
indice de inyectividad comparado con el nivel no fracturado es limitado.

Conclusiones

El concepto SWAG ha llenado las expectativas, a pesar de la reduccion en el numero de
pozos inyectores en el campo de 3 a 2.

Una completa y estable reinyeccion del gas y el agua producida representan un aspecto
ambiental importante en el desarrollo del campo Siri. Las descargas al mar y a la atmdsfera
son minimas y la produccion no es detenida por problemas de reinyeccion.

Se tiene flexibilidad en lo que respecta a la distribucién de las fases siempre que lo permita el
patron de barrido para ser optimizado.

Dia a dia se ha probado que la operacién del sistema es mas sencilla de lo previsto. Las
instalaciones superficiales trabajan de manera correcta y no se han observado regimenes de
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presion inestables en los pozos. No se ha requerido supervisién especial de los pozos a parte
de los periodos de inicio y término de inyeccion.

5.3 Pruebas de Laboratorio®
Equipo para el experimento

El experimento se llevd a cabo en un micro-modelo capaz de soportar una presion de 422
kg/cm? (6000 psia) ademas de tener imagenes de alta calidad para detectar los movimientos
de los fluidos. Los fluidos se llevaron a cabo a una presion de 358 kg/cm? (5100psia), 37.8 °C
(100 °F) de temperatura y el sistema de fluido es un sistema casi miscible. La Fig. 5.9 muestra
el micro-modelo (y su patron de poros) usados en este estudio. La profundidad de los poros
oscilé entre 35 a 45 ym con la anchura de los poros entre 35 a 400 pm.

Fig 5.9 Modelo horizontal saturado al 100% de agua azul. La imagen de la izquierda muestra el modelo
completo a menor escala. La imagen derecha es la misma pero dividida en dos mitades, en una escala mas
grande, para mayor claridad

Sistema del fluido

Los experimentos reportados aqui usaron un sistema de fluidos simple, bien caracterizado, de
tres componentes y de tres fases que exhibié un sistema de gas y aceite casi miscible
(cercano al punto critico) a 37.8 °C y 358 kg/cm?. La fase acuosa fue agua destilada con 0.1%
de colorante azul. Las fases de hidrocarburos eran mezclas de n-decano (n-Cy) y el metano
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(C4). Para evitar la transferencia de masa durante los experimentos, los fluidos se pre-
equilibraron a las condiciones de los experimentos (37.8 °C y 358 kg/cm?). A 37.8 °C, la
presion critica del sistema de C-Cyo es de alrededor de 372 kg/cm? (5300 psia) asi que en
358 kg/cm? (presion de los experimentos) el sistema de gas y aceite estd muy cerca de su
punto critico y, por tanto, casi miscible. En las actuales condiciones de los experimentos la
viscosidad del vapor de hidrocarburos (gas) y de hidrocarburos liquidos (petréleo) se estima
en 0.0378 y 0.1085 mPa-s, respectivamente. Los valores de equilibrio de las tensiones
trifasicas interfacial (IFT) del sistema de fluidos, a la temperatura y la presion por encima, se
midieron y se indican a continuacion:

Tensioén Interfacial mN/m

Gas/Aceite 0.08 + 0.01
Gas/Agua 41+2
Aceite/Agua 41+ 2

Resultados de los experimentos

Se llevaron varios experimentos los cuales se tomaron a 37.8 °C y 358 kg/cm?, el molde se
puso horizontalmente para minimizar los efectos de gravedad. El primer experimento se llevo
a cabo con una relacion de gas y agua del 50% y en el segundo la relacion se redujo al 20 %.
En los dos experimentos, los dos moldes fueron previamente inyectados por agua para
estimular la inyeccion de agua convencional de un yacimiento de aceite. Después el agua y el
gas, el cual era casi miscible con el aceite, fueron inyectados en forma SWAG para recuperar
un porcentaje del aceite residual.

Desarrollo general del experimento

Inicialmente el modelo fue saturado con agua destilada y presurizada a 358 kg/cm? y después
se desplazd con agua azul, equilibrada con gas y aceite a 37.8 °C y 358 kg/cm?. Para simular
la produccion primaria se inyecto aceite de un lado del modelo. La inyeccion del aceite se llevo
a cabo a una velocidad baja 1.2 m/d y continu6 hasta que el aceite encontré el otro extremo
del modelo.

La fig. 5.10 ilustra la saturacién de agua inicial establecida después de la inyeccion de aceite
donde el color azul representa el agua (fase mojante) y el color blanco representa el aceite
(fase no mojante).
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Fig 5.10 Distribucién inicial de agua y aceite antes de la inyeccion de agua que demuestran las formas de las
interfaces de agua (azul) y aceite (blanco)

La inyeccion de agua comenzé después de la inyeccion inicial de aceite (establecido como
agua connata). El agua se inyect6 en el modelo a un gasto bajo de 0.01 cm*h. Debido a un
gasto muy bajo de inyeccion de agua, el alto IFT agua-aceite (41 mN/m) y el modelo siendo
fuertemente mojado por agua, se observé que el agua entré al modelo por medio de flujo en
capas (lo opuesto al desplazamiento por piston) sin un fuerte frente de agua. Las capas de
agua, que rodean al aceite, se observo que se hacian gruesas progresivamente. También el
aceite era desplazado mayormente de los lados y las esquinas de los poros, con el aceite
residual que se queda en medio de los poros en forma de filamentos angostos de aceite. La
inyeccion de agua continu6é hasta que ya no hubo produccion de aceite o se observaron
cambios en los fluidos. Al final de esta inyeccion de agua, la inyecciéon simultanea de agua y
gas casi miscible comenzé con el mismo gasto total como la inyeccion de agua previa.

La inyeccion SWAG de 50% y 20% se llevd acabo del mismo lado que se hizo con la inyeccion
de agua. Tan pronto como el gas hizo contacto con el aceite residual, el frente de gas fue
cubierto con una pequefia cantidad de aceite durante la inyeccion de SWAG. Mientras mas
avanzaba el gas, un pequefio banco de aceite se formaba y se movia al frente del frente de
gas.
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El banco de aceite que se movia por el frente de gas, suministraba aceite a los poros donde el
aceite residual estaba presente. Esto daba como resultado que lo filamentos de aceite se
hicieran mas grandes, los cuales hacian contacto con el gas invasor o el frente de aceite por
delante de él. Como resultado de esto, los ganglios de aceite dejados atras después de la
inyeccion inicial de agua se pueden dividir en dos tipos. El primer tipo es aceite en forma de
angostos filamentos rodeados de capas gruesas de agua. Este es el aceite que no ha sido
contactado por el gas (o su banco asociado de aceite). El segundo tipo es el ganglio gordo de
aceite conectado con los canales de gas. Estos se han formado por la transferencia de aceite
local traido por la invasién de gas.

Resultados

Ambos experimentos se llevaron bajo las mismas condiciones, con la Unica diferencia de las
relaciones agua-gas que fueron de 50% y 20%.

Las figs. 5.11 A) y 5.12 A) muestra la distribucion del fluido durante la inyeccion de SWAG
después de una hora para una RGL de 50% y 20%, respectivamente. Como se puede ver, a
pesar de tener un valor muy bajo de IFT gas-aceite, el gas ha hecho un simple canal a través
de la red de poros con una significante cantidad de aceite siendo anulado por el gas. Existen
dos razones para esto:

v En el medio poroso de la inyeccién de agua la saturacion de agua es mayor el cual
tiende a bloquear el movimiento de gas y protege al aceite residual de ser contactado
por él. Este efecto es mas severo en condiciones bajas de IFT gas-aceite.

v La topologia del medio poroso, el cual causa que algo del aceite que ha sido
conectado por el gas o su banco asociado de aceite, a ser aparentemente atrapado en
los finales de los poros.

Durante la inyeccion de SWAG, se observé que la saturacion de aceite siguio reduciéndose y
permitié una recuperacion completa de todo el aceite que estaba en contacto con el gas.

Las figs. 5.11 B) y 5.12 B) muestran la distribucion de los fluidos dentro del modelo después
de la continuidad de la inyeccion de agua después de 3.5 horas para RGL de 50% y 20%,
respectivamente. Las saturaciones de agua y gas han incrementado significativamente y la
saturacion de aceite ha disminuido. Para comparar la ubicacion de las interfaces de agua-
aceite y gas-aceite en estas dos imagenes, se puede ver que, mientras la inyeccion de SWAG
continua, las interfaces de gas-aceite y agua-aceite se acercan entre ellas de tal modo
invadiendo los poros ocupados por aceite, aunque, el movimiento de gas-aceite ha sido
mucho mayor pronunciado que el avance de la interface de agua-aceite. Mientras la inyeccion
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de SWAG continué, mas aceite se recuperd y eventualmente todo el aceite, el cual habia
estado contactado por el gas se produjo.

Haciendo una comparacién con los resultados del SWAG a 50% y 20%, nos dice que en
ambos casos, la recuperacion de aceite después del avance del gas continuo y ha sido de
gran importancia para la recuperacion de aceite. Es interesante notar que en la prueba donde
solo el 20% del volumen total inyectado era gas, cualitativamente, casi la misma cantidad de
aceite fue recuperado como también en la prueba de inyeccion de 50%. En ambos casos,
como resultado de una inyeccidén continua de agua y gas, casi todo el aceite residual que
habia sido contactado por el gas fue producido. Esto significa, que la inyeccién de gas en
SWAG, inclusive en pequefias cantidades, ayuda a recuperar mayores cantidades de aceite.
Esto solo se dio en estos experimentos, y no por eso se puede generalizar y creer que
funcionara bajo cualquier otra condicion.

Los resultados mostraron que las cantidades de gas no son un problema crucial mientras halla
suficiente gas para conectar los ganglios de aceite aislados que se queden después de la
inyeccion inicial de agua y también mientras halla suficiente gas que circule para mantener un
camino continuo de gas en el medio poroso. El proceso tiene mejores resultados en los casos
donde solo un poco de gas esta disponible o poco gas esta disponible temporalmente. Cabe
mencionar que existe aceite que se queda entrampado en los poros y no es tocado por el gas
inyectado. Por lo tanto, se concluye que practicamente todo el aceite que esta en contacto con
el gas inyectado es recuperado en estos experimentos.

Conclusiones

1. Inclusive en el medio poroso homogéneo y las inyecciones bajas de IFT, siempre
existe aceite entrampado debido a los efectos topoldgicos y por poros que no tienen
continuidad.

2. Lainyeccion SWAG casi miscible puede producir una cantidad considerable de aceite
residual en yacimientos inyectados por agua.

3. Enlainyeccién SWAG casi miscible la recuperacion de aceite después del avance del
frente principal de gas es significante y puede llevar a una recuperacion total de aceite
que hace contacto con el gas

4. En lainyeccion SWAG con alta relacidon gas-agua, cantidades extras de gas inyectado
no ayuda significativamente a la recuperacion de aceite
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Fig 5.11 Distribucién del fluido dentro del modelo después de A) una hora y B) 3.5 hrs de inyeccion SWAG

casi miscible con una relacion de gas-agua del 50%. Casi todo el aceite residual que ha estado en contacto
con el gas ha sido recuperado
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Fig 5.12 Distribucion del fluido dentro del modelo después de A) una hora y B) 3.5 hrs con la inyeccion de
SWAG casi miscible con una relacién de gas-agua de 20%
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Esta tesis se realiz6 con el objetivo de mostrar uno de los sistemas de recuperacion mejorada
para hidrocarburos mas novedosos e interesantes, el cual es una version reciente del modelo
antiguo WAG (implementado en los 50s), donde el fin de este es inyectar simultAneamente
agua y gas al yacimiento (SWAG).

Este tipo de sistema es utilizado para obtener un mejor barrido del hidrocarburo, este sistema
ha ganado gran interés, sobre todo para ser aplicado e implementado en campos que han
llegado a su etapa de maduracion.

La principal funcion del sistema SWAG es alterar los movimientos de los fluidos del
yacimiento, con esto se logra tener un aumento en la eficiencia de barrido requerido. Una
desventaja y un problema es que este tipo de sistema necesita una mayor vigilancia en el
mecanismo de inyeccion.

La utilizacién de CO2 en el sistema SWAG puede lograr un gran aumento en la corrosiéon en
los equipos, tuberias, etc.; por lo que es necesario evitar la existencia de reflujo.

El presente proceso contempla un arreglo para la inyeccién de la mezcla de agua y gas en la
formacion a través de un pozo inyector donde el agua y el gas son mezclados dentro del pozo
y distribuidos a través de los disparos, llegando a obtener una distribucién uniforme de la
mezcla de agua y gas.

La inyeccién simultdnea de agua y gas también se cree que beneficia la recuperacion de
hidrocarburos liquidos de la formacion, mediante la reduccién de la RGA de los pozos
productores en las zonas de la formacion donde el proceso de inyeccion simultanea de agua y
gas ha sido empleado.

El rendimiento del proceso SWAG ha sido analizado utilizando un simulador composicional de
yacimientos. El simulador utiliza una presién implicita, una técnica de solucion de saturacién
explicita. También utiliza la ecuacién de estado de Peng Robinson para calcular el equilibrio
liquido-vapor y las propiedades de las faces aceite y gas.

Se sabe que la permeabilidad relativa de las 3 fases (agua, aceite y gas) y la descripcion del
yacimiento son los 2 factores mas importantes que afectan la prediccion del simulador.
Gracias a la utilizacién del simulador se concluyé que la inyectividad de SWAG depende la
relacién gas-agua tanto por debajo como por encima de la presion de fractura.

En términos de rendimientos, SWAG se puede comparar con WAG ya que se han aplicado
con éxito en algunas regiones del mar del norte. Significativamente con el proceso SWAG se
ha logrado una mejora en la recuperacion del aceite y una mejoria favorable en la economia.
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Las principales contribuciones del sistema SWAG para ayudar a la recuperaciéon pueden ser:
desplazamiento del aceite, una mejora en la eficiencia del barrido y una reduccion de la
saturacion de aceite residual en comparacion con el régimen de inyeccion.

Otro aspecto sumamente importante y que debe ser cuidado ya que causa serios problemas,
es la introduccién del gas en el flujo de agua, esto puede ocasionar la formacién de hidratos.
Para evitar la formacion de hidratos en la mezcla de gas y agua, el agua debe ser calentada.
Para ahorrar costos se recomienda inyectar el agua caliente que se produce.

La presion del gas requerida para SWAG debe ser vigilada seriamente, junto con la presion de
gas de recompresion. SWAG puede lograrse con el minimo ndimero de pozos y sin un
incremento sustancial de las inversiones en el equipo superficial. Es necesario que existan
valvulas de contrapresion y una buena configuracion de trampas de agua-gas, y también es
indispensable que se cuente con una tuberia que soporte el fuerte trabajo.

SWAG es un proceso que actualmente tiene poca experiencia, pero a pesar de ello, ha
logrado buenos resultados, y se ha obtenido una mejora en la eficiencia de recuperacién con
un aumento del rango de 5% al 11%.

De los beneficios mas importantes podemos mencionar lo siguiente:

SWAG proporciona un mejor control de la movilidad del gas que el sistema WAG.
Proporciona una mayor produccién de gas y una mejor respuesta de la RGA
Una mejor eficiencia en los resultados del barrido.

NN NN

El sistema SWAG a pesar de utilizar mecanismos para calentar el agua de inyeccion,
tiene como prioridad producir un minimo de emisiones a la atmésfera, asi como en el
mar.

v SWAG en términos de costos en comparacion de WAG, este no es mayor, ya que los
mecanismos son muy similares en WAG, sobretodo el equipo superficial es
practicamente el mismo.
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Resumen

Resumen

El significado de los términos empleados a lo largo de este trabajo son presentados en el
Capitulo [, con la finalidad de que se tenga un mejor entendimiento de lo que se trata en este
trabajo profesional. La terminologia usada engloba las propiedades del yacimiento,
propiedades de los fluidos, los tipos de recuperacion que se puede hacer en el yacimiento, asi
como también conceptos que involucran los procesos de recuperacion. También es menester
mencionar los tipos de yacimientos, asi como la calidad de los fluidos que estan en los
mismos. Todo lo antes descrito es con la finalidad de que el ingeniero petrolero tenga una
mejor aproximacion del comportamiento del yacimiento; por lo tanto, mejores prondsticos que
conllevan a una mejor recuperacion.

En el Capitulo Il se tratara un método de recuperacién mejorada, la inyeccion alterna de agua
y gas (WAG). Originalmente se propuso el método de inyeccién alternada de agua y gas para
mejorar el barrido de la inyeccién de gas; el agua se usé principalmente para estabilizar el
frente y para controlar las movilidades de los fluidos. Debido a que el desplazamiento del
aceite por el gas es mejor que el desplazamiento por el agua, el método WAG combina la
mejora en el barrido macroscopico por la inyeccién de agua con la mejora en la eficiencia del
desplazamiento del gas. Por lo tanto, se tiene una mejor recuperacion, comparado con la
inyeccion de agua, para la mayoria de los casos revisados. La movilidad en los procesos de
recuperacion mejorada son importantes; cabe mencionar, que se trataran de otras ventajas de
la inyeccion WAG. La reinyeccion de gas producido toma suma importancia debido a
cuestiones ambientales y econémicas.

En el Capitulo Il se desarrolla el proceso de inyeccion simultanea de agua y gas (SWAG). La
inyeccion alternada de agua y gas (WAG) es un proceso en el cual se inyectan baches de
agua y gas alternadamente, para tener una mejor recuperacion de aceite, donde el gas tiene
una mejor eficiencia de barrido microscopica y el agua tiene mejor eficiencia de barrido
macroscoépica. Otra version del proceso WAG es inyectar agua y gas al mismo tiempo, por lo
tanto se le da el nombre de inyeccion simultdnea de agua y gas (SWAG). El proceso SWAG
se ha probado en pocos pozos, por ello se tiene menos experiencia, a diferencia del WAG que
tiene sus inicios a finales de los afios de 1950. Se desarrolla los beneficios, dificultades, entre
otras cosas del proceso SWAG.

En los dos capitulos anteriores se mencionaron dos procesos de recuperacion mejorada; el
primero es la inyeccién alternada de agua y gas (WAG) y el segundo es la inyeccion
simultanea de agua y gas (SWAG). En el Capitulo IV se estudia la comparacion entre ambos
procesos como: ventajas y desventajas de cada uno, similitudes y diferencias entre cada
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proceso. Es menester mencionar que la inyeccion SWAG tiene menos tiempo de desarrollo,
tanto en el campo como en el laboratorio. Los inicios del SWAG estan a finales de los afios
1990, mientras que el WAG comenzé a desarrollarse a mediados de los afios 1950. La
diferencia entre tantos afios de desarrollo entre uno y otro proceso seria la principal
desventaja, pero se vera con mayor detalle a lo largo de este capitulo.

En el Capitulo V se revisaran dos campos: 1) el Campo Rio Kuparuk ubicado en Alaska y 2) el
Campo Siri, en el Mar del Norte. El primer caso es una prueba piloto del proceso, donde se
hicieron varias pruebas con diferentes arreglos de pozos, asi como con variaciones en el
equipo superficial para poder determinar cual es el mejor arreglo para su implementacion. El
segundo caso es la aplicaciéon del proceso que se desarroll6 en el afio 2000, obteniendo
mejoras en los resultados, reflejado esto en los costos.
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