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Resumen. El presente trabajo tiene por objeto la evaluacion de la Inyeccion Alternada
de Vapor en el Area Este del Campo Petrocedefio, Bloque Junin, Faja Petrolifera del
Orinoco. El estudio parte de la revision del modelo estatico existente y el posterior
desarrollo del modelo de simulacién numeérica para estimar la produccion del campo y
obtener el factor de recobro. El yacimiento B22 de petréleo extra pesado de 8,5 °API
estd presente en areniscas no consolidadas con permeabilidades entre los 20 y 40
Darcys, una profundidad alrededor de 2000 pies TVD, presion inicial de 550 psi. En el
afio 2000 se inicio las operaciones de la empresa Sincor con la perforacion de nuevos
pozos en las macollas VB, VC y SD, luego a partir del afio 2009 se inicié una nueva
campana de perforacion en el area Sur, iniciando con la macolla P1. Los objetivos de
este trabajo se basan en recopilar la informacion para validar el modelo estatico y
construir el modelo dinamico para determinar el volumen de POES, realizar el cotejo
histérico de los pozos productores de las macollas VB, VC, SD y P1 determinando la
tasa de petréleo y presion de fondo fluyente entre 2002 y 2014, realizar el pronéstico
de produccion hasta el 2040 y finalmente desarrollar un proyecto de Inyeccién
Alternada de Vapor (IAV) en la macolla VB, para evaluar el consumo de vapor
necesario para incrementar el factor de recobro. Los resultados muestran que
inyectando 1250 bbl/d de vapor, 6 ciclos de 1 mes y 8 dias de remojo, se obtiene un
factor de recobro de 6,4%, representando un 23% adicional contra el caso produccion
en frio de 5,2%. El analisis econémico, determin6 buena rentabilidad al obtener un
VPN diferencial igual a 9.12MM$, TIR de 37.5% y una produccion adicional de
petréleo de 2 MMbbl.
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INTRODUCCION

Las reservas de petréleo a nivel mundial en su mayoria son de crudos pesados y extra
pesados, principalmente en Venezuela, siendo el proceso de recuperacion primaria
mucho mas complejo por las altas viscosidades y poca movilidad de estos fluidos. Por
esta razdn, surge la idea de la aplicacion de procesos térmicos que permitan recuperar
de una forma mas efectiva y eficiente el crudo. Los procesos térmicos consisten en
incrementar proporcionalmente la temperatura del yacimiento, para obtener una
disminucion importante de la viscosidad. Entre los métodos de recuperacion térmica la
inyeccion de vapor es el proceso mas ampliamente usado, siendo su mayor ventaja el

alto porcentaje de recobro.

Asimismo, el proceso de inyeccion de vapor se puede realizar de forma continua o de
forma ciclica o alternada. La inyeccidn continua de vapor, consiste en inyectar vapor a
través de un cierto nimero de pozos, mientras el petréleo es producido a través de
pozos adyacentes, mientras que en 1AV se inyecta vapor a un pozo por un periodo de
una o mas semanas, posterior al cual el pozo es cerrado por un lapso de tiempo, luego

nuevamente el pozo se abre a produccion por un periodo de 4 a 6 meses.

El proceso de IAV fue descubierto accidentalmente en VVenezuela en 1959, al fallar un
proyecto piloto de inyeccion continua de vapor que estaba llevando a cabo la compafiia
Shell de Venezuela en el campo Mene Grande. Se produjo una erupcion de vapor cerca
de uno de los pozos inyectores, por lo que se detuvo la inyeccién, un corto tiempo
después, los pozos que eran inyectores comenzaron a producir naturalmente a altas
tasas. Luego del descubrimiento de esta técnica se continud su uso en Venezuela y en
otros paises como Argentina, Brasil, Canada y Estados Unidos.

En el caso de Venezuela la inyeccion de vapor ha sido aplicada en la Costa Oriental

del Lago de Maracaibo, y data de 1959. Luego de su descubrimiento accidental, la IAV



fue aplicada en el este del campo Tia Juana, en 1961 con excelentes resultados. Las
tasas iniciales de produccion en frio eran de 50 — 115 BPD (barriles por dia), luego del
remojo con vapor se alcanzaron tasas de 700 — 900 BPD. En ese mismo afio se llevo a
cabo un proyecto de inyeccién continua, en los blogues C-3 y C-4 del mismo campo,

el proyecto tuvo una duracion de seis afios. ™!

En el afio 1983, se aplicd inyeccién ciclica de vapor en San Diego Norte, Faja
Petrolifera del Orinoco llevando las tasas de produccion de 100-150 BPD a 1000-1500
BPD. En 1985 se aplicd el mismo proceso en el campo Bare, lograndose también un

incremento en las tasas de produccion de los pozos.

En Julio de 2011, se probd IAV en Distrito Cabrutica Petro San Félix. El pozo
seleccionado fue el CD14-04, el cual es de geometria horizontal, completado
térmicamente en la arena BWS3; para secuencia 6PS50/6PS60. Posee una longitud
horizontal de 5272 pies, con 82% de arena contactada, porosidad promedio de 30% y
una permeabilidad de 12000 mD. Los resultados mostraron un aumento del 50% del

indice de productividad. [

Por todo lo antes expuesto y tomando en cuenta que la Faja Petrolifera del Orinoco esta
caracterizada por ser un area con una amplia reserva de crudos pesados y extra pesados,
la 1AV es un proceso que resulta aplicable, por lo cual se plantea realizar una
evaluacion de este proceso en un area seleccionada del Area Este del Campo

Petrocedefio y asi contribuir a incrementar el factor de recobro en esta area.



CAPITULO |
FUNDAMENTO DE LA INVESTIGACION
1.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

En la actualidad, existe una gran demanda de energia dada la escasez de crudos
medianos Yy livianos, debido a esto surge la necesidad de enfocar la produccion en
crudos pesados y extra pesados, pues ellos constituyen la mayor parte de las reservas a
nivel mundial. Esto no es un trabajo facil, porque las condiciones que estos crudos
poseen requieren de grandes inversiones de capital y tecnologias por parte de las

empresas petroleras.

A nivel mundial, Venezuela, es uno de los paises que posee mayor volumen de reservas
de crudos pesados y extra pesados, las cuales se encuentran concentradas en la Faja
Petrolifera del Orinoco, por lo cual es de gran importancia la implementacion de
tecnologias para la extraccion de estos crudos.

La Faja Petrolifera del Orinoco es la acumulacion de hidrocarburos pesados y extra
pesados mas grande del mundo, con un Petréleo Original en Sitio [1] (POES)
aproximado de 1.360 MMMbbI., distribuidos en un area de 55.314 Km? en el margen
Sur de La Cuenca Oriental de Venezuela y dividida en cuatro areas de Oeste a Este:
Boyac4, Junin, Ayacucho y Carabobo, que debido a la estructura geoldgica presente,
las arenas petroliferas se encuentran a poca profundidad, originando cambios de
viscosidad, que oscilan entre 2.000 y 30.000 Cp. a condiciones de yacimiento.

El Campo Petrocedefio, perteneciente al Area Junin es bastante maduro, tiene
aproximadamente 20 afos de produccidn en su area principal y presenta actualmente
una fuerte declinacion de produccion de sus yacimientos. Esta situacion es critica
debido a que las zonas con mayor calidad de reservorio (arenas inferiores de la seccion
estratigrafica), se han drenado con esquemas de produccién por agotamiento natural y

pozos horizontales con patron radial, ocasionando problemas de conificacion de agua



y produccion de arena, lo cual ha originado niveles de produccidon bajos. Por esta razén
y debido a que en el campo ya practicamente quedan muy pocos pozos por perforar, ya
que el area se encuentra explotada casi en su totalidad, se ha considerado desde hace
algunos afios implementar procesos de recuperacion mejorada, para asi obtener el

crudo remanente del campo.

Debido a todo lo planteado anteriormente, surge la necesidad de realizar estudios
integrados de yacimientos que permitan caracterizar las arenas del campo y a través de
los proyectos de simulacion numérica proporcionen una idea del comportamiento de
los yacimientos con la aplicacion de nuevas tecnologias. Dentro del marco descrito
anteriormente, se encuentra la arena B22, perteneciente al yacimiento OFIIA
SDZ0002, miembro Mioceno Temprano, la cual cuenta con 160 pozos horizontales

productores.

La arena B22 posee dos desarrollos dentro del campo, uno de tipo marginal ubicado al
Oeste y al Este un depocentro o area de la cuenca sedimentaria en la que la unidad
estratigrafica alcanza el maximo de 50 pies ubicado al Este, en el cual se enfocara dicho
estudio, este ultimo posee la mayor densidad de pozos y mejores propiedades de
yacimiento para la implementacion de métodos de recuperacién mejorada y en especial

para la aplicacion de la Inyeccién Alternada de Vapor.

1.2 ALCANCE

La finalidad de éste trabajo de investigacion es evaluar la factibilidad de la aplicacion
de la Inyeccién Alternada de Vapor, como alternativa para el incremento del factor de
recobro, a través de una integracion del modelo estatico con el modelo dinamico de

simulacion.

Asimismo, este estudio puede formar parte de un plan de masificacion futuro de IAVsi
este proyecto piloto resulta exitoso en el campo de Petrocedefio y en otros campos de

la faja donde las condiciones de yacimiento sean equivalentes.



1.3 OBJETIVOS
1.3.1 Objetivo General

Evaluar el proceso de Inyeccion Alternada de Vapor, como alternativa para el
incremento del factor de recobro, mediante simulacion numérica de yacimiento, en un
area seleccionada de la arena B22 en el Area Este del Campo Petrocedefio, Bloque
Junin, Faja Petrolifera del Orinoco.

1.3.2 Objetivos Especificos

e Revisar el modelo estatico con la informacidon disponible.

e Generar el modelo dinamico del area seleccionada dentro de la arena B22.

e Determinar el volumen de petréleo presente en el area de estudio.

e Cotejar y pronosticar la produccion de los pozos presentes en el area de estudio.

e Evaluar mediante simulacion de yacimientos la IAV como un proyecto piloto

dentro del area de estudio.

e Evaluar la rentabilidad econdémica del proyecto IAV.



CAPITULO II
MARCO TEORICO
2.1 EL PETROLEO PESADO
2.1.1 Definicién y Clasificacion

El petréleo pesado es un crudo denso y viscoso cuya composicion quimica esta
caracterizada por su alto contenido de asfaltenos, azufre, nitrégeno y metales pesados,
ademas de su alta acidez. El petroleo extra pesado es igualmente un crudo pesado, pero

con una gravedad especifica inferior a los 10 °API.

Bésicamente, el petroleo pesado y el bitumen natural difieren del petréleo liviano por
sus altas viscosidades a la temperatura del yacimiento, sus altas densidades y su
significativo contenido de componentes de nitrégeno, oxigeno y azufre e inclusive
componentes de metales pesados. El petrdleo pesado y el bitumen natural usualmente
deben ser mejorados mediante la reduccién del contenido de carbono o afiadiendo
hidrogeno a su composicién molecular antes de que puedan ser usados en una refineria

convencional o para la venta [,

El bitumen natural es definido como un petréleo pesado con una viscosidad dindmica
igual 0 mayor a 10.000 cP a la temperatura del yacimiento y presion atmosférica, libre
de gas. Se considera entonces como petroleo crudo pesado al petr6leo con una
viscosidad dindmica de entre 100y 10.000 cP a la temperatura del yacimiento y presion
atmosférica, libre de gas [M. Estas definiciones pueden servir para diferenciar el
bitumen del petréleo crudo pesado ya que hay quienes no consideran al bitumen como

un petréleo crudo pesado.

Cada pais tiene su propia clasificacion de los crudos. El petroleo que en Venezuela se

puede considerar como mediano puede considerarse como pesado para otros paises



productores. En Venezuela, para clasificar los crudos se aplican las definiciones
oficiales del Ministerio del Poder Popular para la Energia y Petroleo (MENPET).

En la industria petrolera es muy comun expresar la densidad relativa de un crudo o su
gravedad especifica en grados APl o °API, unidad creada por el American Petroleum
Institute. En esta escala, cuanto mas ligero es un petréleo, mayor es su gravedad APl y
cuanto mas pesado es el crudo, menor sera su gravedad API. El agua tiene una gravedad
especifica de 10 °API. Los crudos venezolanos varian en su gravedad. Por ejemplo, los
del Zulia pueden estar entre 15,8 y 39 °API, los de Monagas (sin incluir el furrial)
varian desde 10,3 a 28,2 °APIl y en Anzoéategui se encuentran crudos en su mayoria de
unos 7,8 °API en promedio I, En la tabla 1, se muestra la clasificacion de los crudos

de acuerdo a su gravedad API.

Tabla 1. Clasificacion del Menpet para los crudos !

Tipo de Crudo Tipo de Crudo

Condesado a partir de 42
Liviano mas de 30
Mediano de 22 hasta 29
Pesado de 10 hasta 21

Extrapesado hasta 9
Bitumen menor a 8

2.1.2 Reservas

Estudios recientes confirman una vez mas que las reservas petroleras a nivel mundial
estan dominadas por petréleo pesado y extra pesado. Se espera ademas que en un futuro
no muy lejano la explotacion de hidrocarburos liquidos pudiera eventualmente ser casi
exclusivamente de este tipo de crudos, pero seran los factores de tipo economico los
que determinaran el momento. En el presente, por otro lado, el mercado petrolero adn
es, y por algun tiempo continuara siendo, dominado por la refinacion y comercio de

petréleos livianos. Esta situacion y el futuro agotamiento no muy lejano de las reservas



mundiales de crudos livianos claramente apuntan hacia nuevas oportunidades de
negocios basadas en la explotacion del petréleo pesado, oportunidades que en muchos
casos ya han sido emprendidas. En la figura 1, se observa la cantidad de reservas que

existe de cada tipo de crudo a nivel mundial:
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Figural. Total de Reservas de petréleo en el mundo

A nivel mundial, la mayor cantidad de reservas de crudos extra pesados se encuentran
concentradas entre Canada y Venezuela. No obstante, extraer y convertir estas reservas
de petrdleo extra pesado en crudos mejorados requiere de grandes inversiones y
mejoramientos en tecnologia por parte de las empresas petroleras. Esto se debe a las
caracteristicas desfavorables de las reservas, como lo son las altas viscosidades que
dificultan la extraccién del subsuelo y su posterior transporte, ademas de los costos en
el mejoramiento o refinacion al producir mayor cantidad de dioxido de sulfuro, dioxido

de carbono y otros gases que para el caso de petrdleo convencional.

2.1.3 Explotacion del Petroleo pesado en Venezuela

En Venezuela, una amplia variedad de yacimientos se encuentra presentes para el
propdsito de explotacion de petrdleo pesado y extra pesado. Los principales



yacimientos de petroleo pesado estan localizados en el oeste, en la cuenca del Lago de
Maracaibo, y al este, al norte del rio Orinoco.

2.1.3.1 Campo Tia Juana

Los yacimientos en el oeste de Venezuela se encuentran a profundidades alrededor de
1270 pies bajo el nivel del mar con altas permeabilidades y porosidades, caracteristicas
que los hacen candidatos ideales para los procesos de recobro mejorado como la
inyeccion de vapor, que tienen como objetivo el aumento en el recobro final del
petréleo. Un ejemplo es el campo Tia Juana, el cual tiene un estimado de 11.000
millones de barriles de petr6leo en sitio. La produccion acumulada desde los afios
cincuenta es solo por el orden de 1.800 millones de barriles con 2.500 pozos, la mayoria
de los cuales usan métodos de levantamiento artificial por bombeo mecénico o

balancin.

2.1.3.2 Faja Petrolifera del Orinoco

En esta region en el este de Venezuela, justo al norte de la cuenca del rio Orinoco,
existe la mayor concentracion de hidrocarburos del hemisferio. Las caracteristicas de
los yacimientos les han dado el impulso para el uso de diferentes tecnologias en la
perforacion de pozos, que incluyen también cambios en el disefio de pozos ya
perforados. En mayor medida que el campo de Tia Juana, numerosas tecnologias de
produccién han sido probadas y llevadas a pruebas piloto en la Faja, muchas de manera

exitosa, desde la inyeccion de vapor bajo diferentes formas hasta la combustion in situ.

2.2 PROCESOS DE RECUPERACION MEJORADA

A través de los afios, la industria de los hidrocarburos ha buscado métodos y maneras
de conseguir el mayor recobro posible de petréleo para asi obtener mejores beneficios

econdmicos. Es alli cuando surge el concepto de recuperacion mejorada de petroleo.



La recuperacion mejorada de petroleo o recuperacion terciaria (Enhanced Oil
Recovery, EOR) ha desarrollado alternativas que ayudan a producir petréleo después
de que meétodos tradicionales ya no son capaces de aportar los recursos hidrocarburos

que permanecen en el subsuelo.

Las operaciones de recobro de petréleo se pueden dividir tradicionalmente en tres
etapas: primaria, secundaria y terciaria. En la figura 2, se muestra las etapas de la vida
productiva de un yacimiento de acuerdo a sus reservas y como se asocian estas a los

procesos de recuperacion mejorada.
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Figura 2. Etapas de la vida productiva de un Yacimiento (Rojas, 2012)

La recuperacion primaria utiliza la energia natural y original del yacimiento para
producir los hidrocarburos a superficie. Entre los mecanismos que actlan en este
proceso se pueden mencionar: expansion del gas liberado de solucién, expansion del
fluido y la roca, expansion de la capa de gas, expansion o empuje por acuifero

(hidraulico), segregacion gravitacional y procesos combinados.

La recuperacion secundaria utiliza una metodologia donde se aporta energia al

yacimiento, logrando incrementar la energia natural del mismo y provocando un
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incremento en el recobro y en la vida del yacimiento. Entre los métodos utilizados de
recuperacion secundaria se encuentran: la inyeccion de agua para desplazar petréleo
(waterflooding), inyeccidn de gas, inyeccion alternada de agua y gas, y mantenimiento

de presion por inyeccién de fluidos.

Sin embargo, existen tres factores fisicos que contribuyen a que parte de ese petréleo
no se pueda producir, quedando altas saturaciones remanentes de hidrocarburo en el
yacimiento. Entre estos factores se tienen:

- Alta viscosidad del petréleo.

- Fuerzas capilares grandes.

- Heterogeneidad del yacimiento.

La recuperacion terciaria 0 mejorada de petréleo surge a raiz de la necesidad de
recuperar los voliumenes remanentes de petréleo en el yacimiento. La recuperacion
mejorada incluye métodos que utilizan recursos externos, energia y materiales para
recobrar petréleo que con métodos convencionales no es posible obtener. La

recuperacion mejorada de petrdleo puede ser clasificada de la siguiente manera (1:

Métodos térmicos: Consisten en utilizar calor para mejorar la eficiencia de
desplazamiento y de la extraccion. Ademas, la reduccion de la viscosidad del petréleo
que acompafia al incremento de temperatura, permite no sélo que el petréleo fluya mas
facilmente, sino que también resulta en una relacion de movilidad mas favorable. Entre
los métodos térmicos se pueden citar la estimulacion con vapor (IAV e inyeccion
continua de vapor), inyeccion de agua caliente, inyeccion de gases calientes,

explosiones nucleares, electricidad y combustién en sitio.

Metodos quimicos: Consisten en la inyeccion de productos quimicos liquidos
especificos que desplazan de una manera efectiva el petréleo debido a su
comportamiento de eliminacion de propiedades, que resultan en la disminucion de la

tension interfacial entre el liquido desplazante y el petroleo que reduce la presion
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capilar y saturacion residual de petroleo. Entre los métodos quimicos estan la inyeccion
de polimeros, surfactantes, soda caustica, alcalis y geles entre otros.

Metodos miscibles: Consisten en desplazar el petroleo con un liquido que es miscible
con el petroleo (es decir, forma una sola fase cuando es mezclado en todas las
proporciones con el petréleo) en las condiciones existentes en la interfaz entre la
inyeccion del fluido y el banco de petréleo para ser desplazado. Entre los métodos de
desplazamiento miscible se presentan la inyeccion de gases hidrocarburos, didxido de

carbono y nitrégeno.

El objetivo de la recuperacion mejorada de petréleo es movilizar el petréleo residual
que gueda en el yacimiento. Esto se puede lograr mejorando el desplazamiento
microscopico del petréleo y la eficiencia volumétrica de barrido. La eficiencia en el
desplazamiento del petréleo se puede lograr por la disminucion de la viscosidad en la

recuperacion térmica.

2.2.1 Inyeccién de Agua Caliente: [*1]

La inyeccion de agua caliente involucra el flujo de dos fases: agua y petroleo. Los
procesos a vapor y los de combustidn siempre envuelven una tercera fase: gas. En este
sentido, los elementos de la inyeccion de agua caliente son relativamente faciles de
describir, ya que se trata basicamente de un proceso de desplazamiento en el cual el
petrdleo es desplazado inmisciblemente, tanto por agua caliente como por agua fria.
Exceptuando los efectos de la temperatura y el hecho de que generalmente se aplica a
crudos viscosos, la inyeccion de agua caliente tiene varios elementos comunes con la

inyeccion convencional de agua.
Debido a la difundida presencia del agua en todos los yacimientos petroliferos, el

desplazamiento por agua caliente debe ocurrir en cierto grado en todos los procesos de

extraccion térmica. Se conoce que este mecanismo contribuye al desplazamiento del
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petréleo en las zonas corriente abajo tanto en la inyeccion continua de vapor como en

la combustion in situ.

2.2.2 Combustién In Situ: 1

Implica la inyeccion de aire caliente dentro del yacimiento, el cual, mediante
combustion espontanea o inducida, origina un frente de combustion que propaga calor
dentro del yacimiento. La combustion genera energia térmica que da lugar a una serie
de reacciones quimicas como la oxidacion, desintegracion catalitica, destilacion y
polimerizacion. Esto contribuye simultaneamente con otros mecanismos como el
empuje por gas, condensacion, desplazamientos miscibles, empuje por vapor y
vaporizacion. Este proceso puede llevarse a cabo en distintas modalidades que
persiguen lograr una mejor utilizacion del calor generado por la combustion dentro del

yacimiento y aumentar la rentabilidad.

2.2.3 Inyeccién Continua de Vapor [*1]

La inyeccidn continua de vapor es un proceso de desplazamiento y como tal méas
eficiente, desde el punto de vista de recuperacion final, que la estimulacion con vapor.
Consiste en inyectar vapor en forma continua a través de algunos pozos y producir el
petréleo por otros. Los pozos de inyeccidn y produccion se perforan en arreglos, tal
como en la inyeccion de agua.

Donde el vapor se condensa, los hidrocarburos condensables también lo hacen,
reduciendo la viscosidad del crudo en el frente de condensacion. Ademas, la
condensacion del vapor induce un proceso de desplazamiento mas eficiente y mejora
la eficiencia del barrido. Asi, el efecto neto es que la extraccion por inyeccion continua
de vapor es apreciablemente mayor que la obtenida por inyeccién de agua caliente. En

la figura 3 se muestra un esquema del proceso de Inyeccion Continua de Vapor:
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Figura 3. Proceso de Inyeccion Continua de Vapor (Medina & Rodriguez, 2006)

2.2.4 Inyeccién Alterna de Vapor

2.2.4.1 Introduccion

La inyeccién ciclica de vapor es uno de los métodos de recuperacion de petréleos
pesados mas implementado en la actualidad, ya que ofrece ciertas ventajas econdémicas,
al requerir una baja inversion y una recuperacion de la misma en un breve periodo de
tiempo.

Este proceso consiste basicamente en la inyeccion de vapor a un pozo por un periodo
de una 0 més semanas, posterior al cual el pozo es cerrado por un lapso de tiempo,
conocido como periodo de remojo, el cual puede variar de dias (3-5) a semanas, luego
nuevamente el pozo se abre a produccion por un periodo de 4 a 6 meses, obteniéndose
una mayor tasa de crudo producido por semanas 0 meses hasta que se implemente un
nuevo ciclo de inyeccion.

Se pueden emplear varios ciclos de inyeccion, la tasa de petroleo recuperado a medida
que se incrementen los ciclos ird declinando, pero en general se habra obtenido una

mayor recuperacion de crudo que con produccion en frio. La cantidad de ciclos a
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realizar, dependera del estudio de las condiciones operacionales y econdmicas
existentes, asi como la posible implementacion de otros métodos de recuperacién en

un futuro.

2.2.4.2 Antecedentes

El proceso de 1AV fue descubierto accidentalmente en Venezuela en 1959, al fallar un
proyecto piloto de inyeccion continua de vapor que estaba llevando a cabo la compaiiia
Shell de Venezuela en el campo Mene Grande. Se produjo una erupcion de vapor cerca
de uno de los pozos inyectores, por lo que se detuvo la inyeccién, un corto tiempo
después, los pozos ex-inyectores comenzaron a producir naturalmente a altas tasas.
Luego del descubrimiento de esta técnica se continud su uso en Venezuela y en otros

paises como Argentina, Brasil, Canada y Estados Unidos.

En el caso de Venezuela la inyeccion de vapor ha sido aplicada en la Costa Oriental
del Lago de Maracaibo, y data de 1959. Luego de su descubrimiento accidental, la IAV
fue aplicada en el este del campo Tia Juana, en 1961 con excelentes resultados. Las
tasas iniciales de produccion en frio eran de 50 — 115 BPD (barriles por dia), luego del
remojo con vapor se alcanzaron tasas de 700 — 900 BPD. En ese mismo afio se llevo a
cabo un proyecto de inyeccién continua, en los blogues C-3 y C-4 del mismo campo,

el proyecto tuvo una duracion de seis afios. ™

En el afio 1983, se aplicd inyeccién ciclica de vapor en San Diego Norte, Faja
Petrolifera del Orinoco llevando las tasas de produccion de 100-150 BPD a 1000-1500
BPD. En 1985 se aplicd el mismo proceso en el campo Bare, lograndose también un
incremento en las tasas de produccion de los pozos.

En Julio de 2011, se probo IAV en Distrito Cabrutica Petro San Félix. El pozo
seleccionado fue el CD14-04, el cual es de geometria horizontal, completado
térmicamente en la arena BWS3; para secuencia 6PS50/6PS60. Posee una longitud

horizontal de 5272 pies, con 82% de arena contactada, porosidad promedio de 30% y
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una permeabilidad de 12000 mD. Los resultados mostraron un aumento del 50% del

indice de productividad. [

2.2.4.3 Etapas en un proceso de Inyeccion Alternada de VVapor

El proceso de IAV consta de tres etapas descritas a continuacion y reflejadas en la

Figura 4.

e Etapa de inyeccion

Durante ésta etapa se inyecta vapor de agua por 2 o 3 semanas en el pozo
inyector/productor. La tasa debe ser los suficientemente elevada, de manera que se
produzcan las menores pérdidas de calor durante el proceso y se alcance una
temperatura elevada en el pozo. Para determinar la tasa de inyeccién por ciclo se deben
tomar en cuenta aspectos del yacimiento, como su espesor, la distribucion del vapor, la

viscosidad del crudo, saturacién de petréleo, saturacién de agua, entre otros.

e Etapa de remojo

Esta etapa es clave en el proceso de IAV, porque determina la distribucion del vapor
en las adyacencias del pozo y el yacimiento. Durante éste periodo el pozo permanece
cerrado, su duracion depende de la experiencia de campo y del yacimiento. Para
yacimientos en los que se encuentran activos los mecanismos de recuperacién primaria,
se recomiendan tiempos de remojo elevados que permitan al vapor desplazar por medio
del medio poroso y disipe la mayor cantidad de vapor posible en el yacimiento, sin
embargo, este periodo no debe ser muy prolongado ya que esto ocasionaria la
condensacion del vapor, aumentando la saturacién de agua en el yacimiento. Por otro
lado, si los mecanismos primarios de recuperacion estan ausentes y la presion es baja,
el tiempo de remojo debe ser breve, de manera que se aproveche el aumento de presion

en la vecindad del pozo para la produccion del petréleo.
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Fase de inyeccion Fase de remojo Fase de Produccién

(Dias/Semanas) (Dias/Semanas) (Semanas/Meses)

_L_

viscoso

Zona
calentada

Vapor
condens.

Vapor

Flujo de
petréleo
y vapor
condens.

Figura 4. Proceso de Inyeccion Alternada de Vapor. (Medina & Rodriguez, 2006)

e Etapa de Produccion

En esta etapa el pozo se abre a produccion por un periodo de varios meses, al inicio se
observa un alto corte de agua, debido a la condensacion del vapor en las adyacencias
del pozo, luego de eso se comenzard a producir petroleo, hasta que las tasas de
produccidn sean similares a la produccion en frio o no sean rentables. Un indicador de
la rentabilidad de un proceso de IAV es la Razén Vapor/Petréleo, la cual es la relacion
entre la cantidad de vapor inyectada en barriles equivalentes de agua y el petrdleo
producido. Se considera que una razén vapor/petréleo debe ser mucho menor que 15
para considerar un proyecto rentable.

Todas las etapas anteriormente descritas conforman un ciclo, en el proceso de IAV. A
medida que se repiten los ciclos la produccion ir4 declinando, como se puede observar

en la Figura 5.
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Figura 5. Respuestas de produccion de la IAV.
(Manfre 2009)

2.2.4.4 Mecanismos de Recuperacion en la IAV

Durante la aplicacion las inyecciones alternadas de vapor actdan diversos mecanismos

que contribuyen a la recuperacién de crudo del yacimiento, estos son:

e Reduccién de la viscosidad, que evidentemente se produce cuando el vapor hace
contacto con el crudo de la formacion lo que aumenta la movilidad del mismo, haciendo
que fluya con mayor facilidad hacia el pozo y a tasas ain mayores si la presion es
elevada.

e Gas en solucion, en la 1AV el gas libre que se encuentre es forzado en solucién, por
el incremento de la presion en la formacion, lo cual hace que una mayor cantidad de
gas disuelto se encuentre en el crudo para impulsarlo a fluir hacia el pozo. Este
mecanismo suele ser efectivo solo en el primer ciclo de inyeccién, ya que para los
ciclos posteriores habra menos cantidad de gas disuelto, ya que probablemente se ha
producido con el crudo en el ciclo anterior.

¢ Imbibicion del agua, el vapor que se condensa y se transforma en agua caliente

desplaza el petrdleo hacia los estratos mas permeables.
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e Segregacion gravitacional, si se estd en presencia de estratos de gran espesor y con
pocas barreras horizontales, el crudo fluira por efecto de la gravedad, una vez que el
crudo es desplazado de la zona calentada una cantidad de crudo de las zonas adyacentes
pasaré a ocupar su lugar calentandose.

e El aumento de temperatura disminuye la permeabilidad relativa al agua, aumenta la
permeabilidad relativa al petréleo y disminuye la saturacion residual de petroleo.

e Efecto del calentamiento mas alla de la zona contactada.

e Compactacion de la roca, en caso de que exista.

2.2.4.5 Parametros involucrados en el proceso de 1AV

Los pardmetros que inciden en el proceso de IAV se dividen en dos grandes grupos:
a) Controlables:

- La calidad del vapor

- Tiempo de remojo

- Frecuencia y numero de ciclos

- Volumen de vapor a inyectar

b) No Controlables (asociados al pozo o al yacimiento)
- Presién del yacimiento

- Espesor de la arena

- Permeabilidad de la formacion

- Viscosidad y gravedad API del petréleo

- Tamafio del acuifero y del yacimiento

- Heterogeneidad del yacimiento

- Volumen del petréleo a drenar

- Caracteristicas humectantes de la roca y su variacion con temperatura
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2.2.4.6 Criterios de Disefio para la 1AV, [19

A continuacion, se describen los criterios clasicos (Mannucci, J) para la seleccion de
los pozos candidatos.

e Petrdleo en sitio: Debe ser del orden de los 1200 BN/acre-pie, para que el proyecto
sea econdmicamente atractivo.

e Permeabilidad: Los yacimientos deben tener permeabilidades suficientemente altas
para permitir una rapida inyeccién de vapor y una alta tasa de flujo de crudo.

e Viscosidad: La viscosidad debe estar en el orden de los 4000 cP a condiciones de
yacimiento, sin embargo, hay casos exitosos con viscosidad mas bajas, hasta del orden
200 cP.

e Gravedad API: la gravedad del crudo mas conveniente es entre 8 a 15 °API.

¢ Profundidad: Este tipo de proyecto es conveniente aplicarlo a profundidades menores
o0 iguales a 3000 pies, ya que a medida que se incrementa la profundidad se acenttan
las pérdidas de calor y aumenta la presion a la que se debe inyectar el vapor.

e Tasa de inyeccion: Debe ser de valores altos, ya que de esa manera se logra inyectar
el vapor requerido en el menor tiempo posible, atenuando las pérdidas de calor.

e Presion del yacimiento: Es conveniente que sea de valores moderados altos, aunque
se ha aplicado a yacimientos con presiones de 40 Ipc.

e Espesor de la arena: Debe ser mayor de 20 pies.

e Tiempo de remojo: Puede variar de 4 a 7 dias, hasta periodos mas largos de semanas.
¢ Produccion estimulada: Se puede extender hasta por 24 meses, aunque en algunos
casos dura muy poco.

e Tiempo de inyeccidn: Por lo general, tiene una duracion de 3 a 4 semanas, y el nimero
de ciclos es 3.

e Cantidad de vapor: Es una variable que debe ser establecida de acuerdo al radio

calentado que se desee obtener.

En la tabla 2 se presenta un resumen de los criterios de seleccion para los pozos

seleccionados para IAV dentro del area Junin de la Faja Petrolifera.
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Tabla 2. Criterios de seleccion para la aplicacion de 1AV 21

Espesor de la arena, pies >20
Profundidad, pies <4500
Porosidad, % > 20
Permeabilidad, mD. > 500
Kv, Kh > 0.6
Presion, Psi <1500
Corte de Agua Producido, % <30
Saturacion de petroleo actual >0.5
Contenido de Arcilla Bajo
Gravedad, °API <15
Viscosidad del petréleo (cond. Yac), Cp. <5000

2.2.4.7 Ventajas de la Inyeccion Alternada de Vapor

Permite acelerar la produccion de petréleo

La respuesta del yacimiento es inmediata

En pozos verticales, el proceso no se ve afectado muy significativamente por
las heterogeneidades del yacimiento

Debido al poco tiempo de contacto del vapor con el crudo, ocurre menos
produccion de Ha2S que en el caso de la inyeccidn continua de vapor

La rentabilidad del proceso es alta y el tiempo de retorno de la inversion es

corto

2.2.4.8 Desventajas de la Inyeccion Alternada de Vapor

La inyeccion ciclica de vapor es fundamentalmente un proceso de estimulacion
y generalmente se obtiene un incremento en el factor de recobro final de
petréleo del yacimiento. Apenas en yacimientos con crudos pesados, donde el
recobro primario es del orden de 10% la recuperacion por estimulacion con
vapor, incluida la primaria, sera del orden del 15, a corto plazo, siempre y
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cuando se considere presente la energia natural que aporta la compactacion de
la roca.

Sélo una parte (30 a 50%) del agua inyectada como vapor es producida
nuevamente. De modo que en el yacimiento se forman zonas de alta saturacion
de agua alrededor de los pozos, lo cual en un futuro si se quieren aplicar
procesos de desplazamiento, no es deseable ya que la eficiencia areal del
barrido sera afectada negativamente.

En caso de existir arcillas sensibles al agua, la inyeccion de vapor de agua
producird la expansion de las mismas, deteriorando la permeabilidad del
yacimiento.

La estimulacion con vapor puede ser indeseable en yacimientos con problemas
de compactacién, ya que se reflejara en la superficie de esa region
(subsidencia).

Hay riesgo de que la expansion térmica cause dafios al revestimiento (casing)
mientras el vapor estd siendo inyectado, si no se toman las previsiones
necesarias de aislamiento y cabezales térmicos.

Se requiere de completaciones que soporten las altas temperaturas, es decir,
condiciones especiales durante la cementacion, la completacion y los materiales

utilizados.

2.3 POZOS HORIZONTALES [

Son aquellos que son perforados de manera direccional, paralelos a los planos de

estratificacion de un yacimiento, a una profundidad y direccién establecida, donde esta

ubicado el yacimiento.

2.3.1 Aplicaciones de los pozos horizontales

En yacimientos de crudos pesados, ya que en la produccién mediante un pozo

horizontal las caidas de presion son mas bajas y permiten que se retarde la
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conificacion del agua y el gas, al presentar éstos una mayor movilidad que el
crudo por tener menor viscosidad que el petrdleo.

e En yacimientos de espesor delgado, ya que el pozo se comporta como una
fractura de conductividad infinita con una longitud igual a la del pozo
horizontal.

e En larecuperacion mejorada de petréleo, en procesos tales como: inyeccion de
agua, fluidos miscibles y recuperacion de petréleo por métodos térmicos, ya
que este tipo de pozo puede ser empleado como productor o inyector.

e Parareducir el nimero de localizaciones, para reducir costos en zonas donde se
requiere minimizar el nimero de pozos para drenar un volumen dado del
yacimiento.

e En yacimientos naturalmente fracturados, puede lograrse el contacto del pozo
con las fracturas de una manera mas facil que con pozos verticales, si éste (pozo
horizontal) es perforado con un angulo adecuado; mejorando la productividad
del pozo al interceptar mayor nimero de fracturas.

e En yacimientos con empuje de agua o capa de gas, el pozo horizontal tiene
mayor contacto con la formacion, por lo que la caida de presion para la misma
tasa de produccion es menor que en caso de un pozo vertical. Esto reduce la
tendencia del agua o gas a conificarse.

e En localizaciones inaccesibles, zonas urbanas, industriales o areas para las

cuales las actividades de perforacion representan un riesgo ambiental.

2.3.2 Tipos de Pozos Horizontales [*!]

Para propositos de clasificacion en la ingenieria de petroleo se ha desarrollado una
categoria para los pozos horizontales de acuerdo a los radios del arco descritos por el
hoyo en el paso de la direccion vertical a la horizontal. Estos tipos de pozos
horizontales, son definidos también como métodos de perforacion. En la figura 6, se

muestra los tipos de pozos horizontales segun su radio de curvatura:
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de radio medio

/ de radio largo

Figura 6. Tipos de pozos horizontales segun su radio de curvatura (Medina &
Rodriguez, 2006)

2.3.2.1 De radio largo

El primer método desarrollado fue el método de radio largo, el cual es una extension
de las técnicas de perforacion direccional desarrolladas por més de 30 afios. El radio
de curvatura es tipicamente de 1000 pies 0 mas, con longitudes maximas horizontales
de hasta 8200 pies.

2.3.2.2 De radio mediano

El método de radio mediano fue desarrollado a comienzos de los afios 80 con radios de
curvatura entre 400 y 900 pies. Este método combina las ventajas de tener distancias
cortas (menores a 1000 pies) en la seccion vertical del pozo y tener aun la capacidad
de interceptar el yacimiento objetivo con la perforacion de secciones horizontales
largas de 3000 y 4000 pies. La mayoria de los pozos horizontales en el mundo en la

industria del petroleo y del gas en la actualidad, son perforados usando éste método.
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2.3.2.3 De radio corto

También fue desarrollado en los afios 80 el método de radio corto, con radios de
curvatura de 30 a 60 pies. Una ventaja de este metodo es la interseccion con la
formacion dentro de una distancia muy corta del punto de partida (kickoff point). El
método de radio corto es menos costoso comparado con los demés métodos, debido a
que las secciones curvas del pozo entre la seccion horizontal y la vertical requieren de
una longitud del hoyo menor y, en consecuencia, un menor tiempo durante la
perforacion. Sin embargo, entre las limitaciones de este método se encuentran la
maxima longitud del pozo y el diametro del hoyo. La tasa de curvatura relativamente
alta se traduce en que las herramientas de perforacion son tipicamente menores a las
4,5 pulgadas de didmetro restringiendo las opciones de completacion. Las longitudes

méaximas estan alrededor de los 800 a 1000 pies.

2.3.3 Ventajas de los Pozos Horizontales

e Mejoran la eficiencia de barrido en proyectos de recuperacion de petroleo

e Aumentan el indice de productividad de 3 a 5 veces para una misma caida de
presion

e Aumentan la inyectividad, en casos de inyeccion de fluidos

e Incrementan el area de drenaje por pozo en el yacimiento

e Dan la factibilidad de producir yacimientos en los que con pozos verticales no
resulta econémico su desarrollo

e Aceleran el recobro debido a las altas tasas de produccion, ademas de que se
reduce el numero de pozos requeridos para desarrollar un yacimiento

e Pueden hacerse perforaciones horizontales perpendiculares a las fracturas, en
yacimientos naturalmente fracturados para aumentar la productividad

e Reducen la conificacion de agua y/o gas en formaciones con problemas de

interface de fluidos y produccion de arena
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2.3.4 Desventajas de los Pozos Horizontales

e Las barreras de permeabilidad vertical limitan la eficiencia de barrido vertical.

e El dafio a la formacion, la excesiva ondulacion de la trayectoria del pozo y los
bajos gradientes de presion podrian dificultar la limpieza del mismo. En
formaciones con produccion de arena, las secciones onduladas pueden ser
taponadas por acumulacién de arena.

e Las opciones de re-completacion son limitadas en los casos en que se deseen
controlar los problemas ocasionados por altos cortes de agua y/o altas
relaciones gas-petrdleo.

e Se requiere mayor tiempo de perforacion que en un pozo vertical, y debido a la
mayor complejidad de las operaciones hay un incremento del riesgo a
presentarse problemas operacionales. Esto ocasiona también mayor costo de
perforacion y completacion.

2.4 SIMULACION DE PROCESOS TERMICOS
2.4.1 Simulacion de Yacimientos [

La simulacion numérica de yacimientos se basa en el desarrollo y ejecucién de un
modelo matematico, el cual representa las caracteristicas originales del yacimiento. El
modelo matemético que lo representa, consta de un conjunto de ecuaciones
diferenciales en derivadas parciales las cuales, sujetas a las condiciones iniciales y de
bordes especificas del yacimiento, describen los principios fisicos basicos que aplican
al yacimiento, tales como: conservacion de la energia, conservacién del momento y
ecuaciones de estado. Frecuentemente las ecuaciones con las que trabaja los
simuladores no son lineales y por ello la utilizacion de computadoras facilita la solucion
numerica de éstas.

El objetivo de la simulacidn es predecir el comportamiento a futuro de los yacimientos,
que estén sometidos a diferentes mecanismos de produccion, basandose en su historial

y en su comportamiento actual. Mientras un yacimiento es desarrollado una vez, un
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simulador puede ejecutarse multiples veces hasta llegar a resultados representativos
para los diferentes esquemas de desarrollo y produccion, lo cual nos facilita el

desarrollo de la seleccion 6ptima de explotacion del yacimiento.

Se puede definir a un simulador de yacimientos como un sofisticado software que
resuelve ecuaciones en derivadas parciales, por medio de los métodos numéricos, que
describe el flujo de fluidos multifasicos (agua-petroleo-gas) en un medio poroso.
Los simuladores se clasifican de mdltiples maneras, siendo la mas comun la
clasificacion por el tipo de proceso que realizan:

» Simuladores de petréleo negro.

» Simuladores composicionales.

» Simuladores de recuperacion térmica o recuperacion mejorada.

Otra manera de clasificar a los simuladores es por medio del numero de fases que
puedan manejar el simulador (una, dos o tres fases), a las direcciones de flujo
(unidimensionales, bidimensionales y tridimensionales) y por medio de la formulacién

creada para resolver el sistema de ecuaciones (IMPES, totalmente implicita, etc.).

El simulador de petr6leo negro es el mas usado, ya que puede describir el flujo
multifasico en el medio poroso, siendo esto una simplificacion que aporta una ventaja
con respecto a simuladores que necesiten la composicion, ya que no siempre se tiene

toda la informacidn especifica del yacimiento y de los fluidos que se encuentren en él.

Ya que las condiciones del yacimiento y del fluido pueden variar con respecto al
tiempo, se puede recurrir a modelos matematicos mas complejos y especializados,
como lo son los simuladores composicionales o los simuladores térmicos. El primer
paso de la simulacién debe ser la definicion del area 0 mapa de la estructura del
yacimiento a simular, las propiedades de la roca y de los fluidos contenidos en él.
Normalmente el volumen total del yacimiento es dividido en pequefios volumenes que

se llaman celdas, en las cuales se realiza la interaccién del fluido con el medio. Los
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calculos se llevan a cabo en cada celda a tiempos discretizados segun lo requiera el

proceso de simulacion; estos tiempos se conocen como “time step”.

La tasa de fluido de entrada o salida de estas celdas es funcién de la permeabilidad de
las paredes y del diferencial de presion que existe entre ellas; las propiedades de los
fluidos son uniformes e independientes en cada celda de la posicién que ocupen, y por
esto cada blogue tendra un valor Unico de saturacion para cada una de las fases
presentes al igual que las propiedades dependientes de las saturaciones; es por eso que
para representar las variaciones de ciertas propiedades del yacimiento es necesario

subdividirlo en varias celdas.

La historia del yacimiento puede ser discretizada en intervalos de tiempo, el simulador
calcula las variaciones de flujo, presiones, saturaciones, entre otros, en cada uno de los

intervalos de tiempo finito.

Como consecuencia, pueden existir cambios abruptos en las propiedades de una celda
entre un intervalo de tiempo y por esto se debe controlar la extension de los “time step”

para que permita cambios razonables y analizables de las propiedades.

2.4.2 Modelos de Simulacién

Los métodos de recuperacion térmica son normalmente usados en yacimientos que
poseen petréleo pesado, donde su viscosidad es alta, mayor de 100 cP estando a

temperatura de yacimiento.

Sin embargo, a medida que se incrementa la temperatura la viscosidad disminuye. Un
gran numero de procesos de recuperacion téermica pueden ser simulados en STARS,
entre los cuales se incluyen:

» Proceso de inyeccion de vapor.
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* Inyeccion de fluidos calientes, a condiciones ambientales, asi como inyeccion
de gas.

» Combustién simple entre otros.

2.4.3 Uso del Simulador CMG STARS

El simulador STARS constituye la nueva generacion de simuladores de procesos
avanzados para yacimientos de CMG (Computer Modelling Group). Este simulador se
califica actualmente como uno de los mejores para representar el comportamiento de
yacimientos de crudo pesado y extra pesado sometido a procesos térmicos. STARS es
un simulador trifasico, multicomponente, composicional y térmico, con gran
versatilidad en el uso de mallas cilindricas, cartesianas, de espesor y/o profundidad
variable. Una de sus propiedades fundamentales, es evaluar los cambios en la
composicion de las fases, la cual varia cuando la presion desciende por debajo de la
presidn de burbujeo, o de rocio en yacimientos de gas condensado, permitiendo simular
cualquier tipo de yacimiento. STARS fue desarrollado para simular multiples procesos,
como son: flujo de vapor, inyeccion ciclica de vapor, inyeccion de vapor con aditivos,

combustion en sitio y combustion seca y himeda, entre otros.

2.4.3.1 Datos de entrada del simulador

Los datos de entrada para un simulador convencional de petréleo negro generalmente
comprenden caracteristicas generales del yacimiento, y son obtenidos de mapas de
contornos de yacimiento, analisis de nucleos y perfiles, y pruebas de productividad de

POZOS.

Datos de fluidos y roca
e Presion inicial del yacimiento
e Profundidad de los contactos iniciales petroleo-agua y gas-petroleo

e Permeabilidades relativas
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e Presiones capilares
e Compresibilidad de la roca

e Datos PVT, obtenidos de ensayos de laboratorio y correlaciones

Datos de la malla
e Definicion de la malla
e NuUmero de capas
e Datos geoldgicos (elevaciones, espesores netos de la arena petrolifera,

permeabilidades, porosidades y saturaciones iniciales de los fluidos).

Datos de produccion e inyeccion por pozos
e Produccion de petrdleo, gas y agua
e Historia de inyeccién
e Localizaciones de los pozos
e Indice de productividad
e Factor de dafio

e Intervalos completados por cada pozo

2.4.3.2 Tipos de mallas

Existe una gran variedad de sistemas de mallado unidimensionales, multicapas, mallas
tridimensionales, o mallas de geometria radial. La seleccion del tipo de malla depende
del objetivo especifico del estudio de simulacion. Existen mallas radiales, también

diferentes tipos de mallas cartesianas:

e Unidimensional horizontal: son utilizadas para adelantar calculos simples de
balance de materiales, simulaciébn de secciones de yacimientos,
comportamiento de acuiferos, estudios especializados del comportamiento de

empuje lineal y simulacion de experimentos de laboratorios.
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Unidimensional vertical: son usadas para simular sistemas drenados por
gravedad, anélisis de equilibrio vertical, operaciones de un pozo y simulaciones
de eficiencia de influjo vertical de agua.

Bidimensional horizontal: son dtiles en estudios de grandes estructuras con
muchos pozos, heterogeneidades areales en las propiedades de la roca,
pequefias variaciones verticales de las propiedades de la roca y fluidos, y
seleccion de procesos de mantenimiento optimo de presion y recuperacion
secundaria.

Tridimensionales: son usadas para simulacién de yacimientos perforados con
varios pozos, secciones del yacimiento con espesores productivos variables,
sistemas estratificados con comunicacion parcial o presencia de un acuifero y
existencia de flujo de fluidos entre las capas.

Las mallas tridimensionales, sin comunicacion entre capas, son ampliamente
usadas para grandes yacimientos con varios horizontes productores, pozos con
maultiples completaciones, patrones de flujo estratificado y existencia de
barreras de flujo vertical como lutita, anhidrita o0 dolomita impermeable.

Las mallas radiales son utilizadas frecuentemente para estudios especificos en
pozos como comportamiento de afluencia, estudios de conificacion de gas o

agua en los pozos, etc.

2.5 EVALUACION ECONOMICA

El proyecto es un conjunto de antecedentes que permite predecir o estimar las ventajas

y desventajas econdmicas. El objetivo basico de un proyecto es la evaluacion

econdmica, que permite calificarlo como rentable o no rentable. Los criterios basicos

para evaluar un proyecto se explican a continuacion.

Interés: es lo que se paga por el uso del dinero que se toma en préstamo.
Ingresos: definidos como el volumen de produccion y por los precios de venta

de los bienes y servicios que se produzcan.
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Costo de capital: es la tasa de rendimiento que debe obtener la empresa sobre
sus inversiones para que su valor en el mercado permanezca inalterado,
teniendo en cuenta que este costo es también la tasa de descuento de las
utilidades empresariales futuras, es por ello, que el administrador de las
finanzas empresariales debe proveerse de las herramientas necesarias para
tomar las decisiones sobre las inversiones a realizar y por ende las que mas le
convengan a la organizacion.

Tasa de Descuento (TD): es el porcentaje de beneficio minimo esperado por
la inversion a realizar o costo de oportunidad y representa la medida del valor
del dinero en el tiempo.

Valor Presente Neto (VPN): se refiere al valor en el presente de una cantidad
de dinero futura o pagos dada a una tasa de interés. Esto se refiere a la
equivalencia de valor de un flujo futuro y la actualidad, ya que existe la
devaluacion de dinero, el valor en la actualidad de un dinero no es en nimero
lo mismo en el futuro, por tal motivo se practica en los proyectos el valor
presente neto para asi poder saber la rentabilidad del mismo al periodo cero.
Equivale a decir que es la tasa que hace el valor presente neto igual a cero.
Periodo de recuperacion (PR): Es el tiempo que se debe emplear para poder
recuperar la inversion sin tomar en cuenta los intereses. La inversion se podra
recuperar en el afio en el cual los ingresos acumulados superan a la inversién
hecha inicialmente.

Tasa Interna de Retorno (TIR): es un porcentaje que mide la viabilidad de
un proyecto o empresa, determinando la rentabilidad de los cobros y pagos

actualizados generados por una inversion.
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CAPITULO 11l
DESCRIPCION DEL CAMPO
3.1 UBICACION GEOGRAFICA DEL AREA

La Cuenca Oriental de Venezuela, por su contenido de hidrocarburos, constituye la
segunda cuenca petrolifera de América del Sur, s6lo superada por la Cuenca Occidental
del Lago de Maracaibo en el estado Zulia (Reina, 2002). Esté situada especificamente
en la zona centro-este de Venezuela, que incluye a los estados Anzoategui, Monagas,
Guaérico y Delta Amacuro, como se puede observar en la figura 7. Todos los campos
petroliferos de esta cuenca presentan una estratigrafia comun, siendo la Formacion
Oficina la principal roca productora. Dentro de esta cuenca se encuentra ubicada la Faja
Petrolifera del Orinoco, la cual esta constituida por una cufia sedimentaria Oligo —
Miocena depositada en ambientes de formacidn fluviales y teéricamente deltaicos (ver

figura 8).
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Figura 7. Ubicacion de la Faja del Orinoco dentro de la Cuenca Oriental de
Venezuela (Pérez, 1980).

Este yacimiento es la fuente de reservas de hidrocarburos liquidos mas grande del

mundo, comprendiendo una extension de 55.314 km2 y un area de explotacion actual
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de 11.593 km2, ubicada al Sur de los Estados Guérico, Anzoategui y Monagas. Para
fines de su explotacion y cuantificacion de reservas fue dividido en cuatro (4) grandes

bloques, siendo estos de Oeste a Este: Boyaca, Junin, Ayacucho y Carabobo.
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Figura 8. Corte transversal con orientacion Oeste-Este mostrando la estratigrafia
regional de la faja Petrolifera del Orinoco y las 4 zonas operativas.

Este informe se encuentra enfocado en uno de estos campos petroleros: Petrocedefio,
ubicado dentro del Blogque Junin, encontrandose al sur del Estado Anzoategui, como se
puede observar en la Figura 9, cuenta con 400 Km?, limitado cartograficamente entre
las coordenadas geograficas 8°30’y 8°50° Latitud Norte y 65°00 y 64°80° Longitud
Oeste.

Petrocedefio es una empresa mixta entre PDVSA, Total y Statoil, orientada hacia la
produccidn, mejoramiento y comercializacion de petroleo, localizada en el Flanco Sur
de la Cuenca Oriental de Venezuela en la Faja Petrolifera del Orinoco con un area de
400Km?. Sus depdsitos pertenecen a la Formacion Oficina de edad Mioceno Temprano

a Medio, constituidos principalmente por sedimentos siliciclasticos no consolidados,
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conformando dos sistemas sedimentarios principales, uno inferior caracterizado por

depdsitos de tipo fluvial y uno superior interpretado como depdsitos transicionales.

Figura 9. Ubicacion Geografica del Campo Petrocedefio (Fuenmayor, 2017).

3.2 GEOLOGIA REGIONAL
3.2.1 Cuenca oriental de Venezuela

La Cuenca Oriental de Venezuela como se muestra en la figura 10 se encuentra limitada
al norte por el cinturén de plegamiento y fallamiento de la Serrania del Interior y por
la falla del Pilar. Al este por la plataforma del Delta del Orinoco, al oeste por el
lineamiento de EI Baudl y hacia el sur la cuenca se extiende hasta el rio Orinoco
(Gonzalez de Juana y otros, 1980). Esta cuenca es del tipo “foreland” o cuenca de ante
pais y se desarroll6 durante el Nedgeno sobre el margen pasivo del Mesozoico tardio

del cratén de Sur América (Parnaud y otros., 1995).
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Figura 10. Mapa de ubicacion de las cuencas sedimentarias de Venezuela
(Quilen, K. 2006).

La Cuenca Oriental de Venezuela ha sido dividida en 7 subregiones en funcion del tipo
de acumulacion de hidrocarburo y/o los rasgos geoldgicos que la definen estas regiones
son las siguientes.

e Area Mayor de Oficina.

¢ Norte de Anzoategui.

¢ Norte de Monagas.

e Guaérico.

e Areade Temblador.

e Delta.

e Faja Petrolifera del Orinoco.

Las principales formaciones productoras presentes en la Cuenca Oriental son la
Formacién Oficina de edad mioceno temprano y Formacion Merecure de edad eoceno
tardio a oligoceno, la cuales fueron sedimentadas en ambientes transgresivos sobre el
flanco Sur de la cuenca (ver figura 11), y presentan muy bajo relieve en ambientes de
Ilanuras deltaicas con extensas areas pantanosas, abundante vegetacion, intercalaciones

de aguas salobres y sistemas de cafios con direccion generalizada al Norte y ocasionales
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incursiones de aguas marinas. Presenta un engrosamiento de las formaciones de Sur a

Norte y desaparicion de las arenas hacia el Noreste (Gonzélez de Juana y otros, 1980).
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Figura 11. Perfil estructural N-S de la Cuenca Oriental. Tomado de Martin, R.,
(2002).

La Formacion Merecure se depositd sobre la superficie cretacica pleniplanada.
Suprayacente a dicha unidad se encuentra la Formacion Oficina donde en el Area
Mayor de Oficina no se presentan grandes cambios de los ambientes someros. Luego
el proceso de retrogradacion hacia el Sur con muchas o pocas oscilaciones Norte- Sur

se generd la Formacion Freites (Beltran y Quijada, 2001).

El Area de Oficina presenta casi 100 arenas diferentes con espesores que varian entre
20 y 150 pies. Algunas de ellas son arenas de canal de longitudes considerables, con
un rumbo Norte aproximadamente, pero lateralmente no sobrepasa los centenares de
metros; las demas arenas se extienden por muchos kilometros cuadrados (Gonzéalez de

Juana y otros, 1980).
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3.2.2 Faja Petrolifera del Orinoco

La Faja Petrolifera del Orinoco representa el borde meridional extremo de la Cuenca
Oriental de Venezuela. Esta Cuenca esté situada en la zona centro-este de Venezuela
formando una depresion geografica topografica estructural, limitada al sur por el rio
Orinoco desde la desembocadura del rio Arauca hacia el este hasta Boca Grande,
siguiendo de modo aproximado el borde septentrional del Craton de Guayana; al Oeste
por el levantamiento del Baul y su conexion estructural con el mencionado cratén, que
sigue aproximadamente el curso de los rios Portuguesa y Pao, y al norte por la linea
que demarca el pie de monte meridional de la Serrania del Interior Central y Oriental
(Gonzélez de Juana, 1981).

La Cuenca Oriental es asimétrica con el flanco sur buzando suavemente hacia el norte.
La estructura de la Faja es similar en toda el area de Oficina: los sedimentos tienen un
rumbo regional este-oeste y alrededor de 3° de buzamiento en la parte Sur. En el area
se encuentran fallas de caracter regional normales con rumbos este-oeste, con planos
de falla inclinados aproximadamente 45°, como Gonzéalez de Juana (1981) expuso, la
Faja Petrolifera del Orinoco esta dividida en cuatro grandes areas de crudos pesados y

extra pesados como son:

e Boyacé (anteriormente Machete): ubicada al Centro Sur del Estado Guérico.

e Junin (anteriormente Zuata): ubicada al Sur — Este del Estado Guarico y el Sur
- Oeste del Estado Anzoétegui.

e Ayacucho (anteriormente Hamaca): ubicado en la zona Centro — Sur del
estado Monagas y Sur — Este del estado Anzoategui.

e Carabobo (anteriormente Cerro Negro): ubicado en la zona Centro — Sur del

estado Monagas y Sur — Este del estado Anzoategui.
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3.2.3 Contexto estructural y tectonico de la Faja Petrolifera del Orinoco

El marco regional de la Faja Petrolifera del Orinoco esta caracterizado por un
acufiamiento en direccion sur de los sedimentos terciarios, supra yacentes al basamento
igneo- metamarfico del Cratdn de Guayana, el cual se encuentra al sur del Rio Orinoco
(Audemard y otros, 1985).

El marco estructural de la Faja esté caracterizado por importantes sistemas de fallas de
rumbo orientadas en direccion Este- Oeste (lo cual se observa en la figura 12), cuyo
fallamiento afecta principalmente las rocas del Paleozoico sin perturbar los sedimentos
del Terciario, aunque otras fallas como las de Hato Viejo y Saban evidencian
desplazamiento durante el Paleozoico y afectan a los sedimentos del Terciario
(Audemard y otros, 1985). El sistema de fallas de Hato Viejo se divide en dos
provincias estructurales: una al oeste y otra al este. Segin Talwani (2002), en los
blogues Boyaca y Junin (al oeste del sistema de fallas) las secuencias sedimentarias del
Terciario descansan inconformemente sobre las rocas cretacicas y paleozoicas, las
cuales fueron depositadas en una depresién estructural profunda; mientras que al este
del sistema de fallas las rocas del Terciario descansan sobre el basamento igneo-
metamorfico PrecAmbrico del Escudo de Guayana. La configuracion regional del
basamento igneo metamérfica en el area.

Talwani (2002) afirma que, hacia el oeste, la Faja Petrolifera del Orinoco esté limitada
por el alto estructural de Machete, el cual se orienta en direccion NESO. En la provincia
oriental las fallas extensionales tienen tres direcciones preferenciales: (1) Orientacion
este-oeste en los bloques Ayacucho y Carabobo, (2) N 60° - 70° E, siendo una tendencia
paralela a la direccion predominante de las rocas mas antiguas del Escudo de Guayana
y (3) N 30° - 45° O, como orientacion predominante de las tendencias topogréaficas Pre-
Terciarias.

Segun Talwani (2002) en la provincia del oeste las direcciones preferenciales de
fallamiento son E — O y NE — SO. El desplazamiento vertical de las fallas es cercano a

los 60 m. Las arenas estan asociadas con meandros de rios que fluyeron desde el norte
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hacia la plataforma de Guayana, sirviendo muchas veces como reservorios. Los sellos

estan relacionados con fallas que interceptan a las lutitas de Carapita.
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Figura 12. Configuracion estructural de la Faja del Orinoco (Audemard y otros,
1985).

El entrampamiento en la Cuenca Oriental es el resultado de mecanismos trampas
pueden ser acufiamientos estratigraficos o truncamientos estructurales. Por la parte
estructural se encuentra una falla normal al sur, con un buzamiento regional hacia el
noreste y acufiamiento arenoso lateral. Sin embargo, el entrampamiento estratigrafico,
se debe por desaparicion lateral de arenas en el borde de los canales, cambios de

permeabilidad o barreras de permeabilidad (Audemard y otros, 1985).

3.2.4 Contexto Sedimentoldgico de la Faja Petrolifera del Orinoco

Las columnas sedimentarias que se perforan en la Faja del Orinoco comprenden tres

ciclos distintos (Audemard y otros, 1985).
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Primer ciclo de edad Paleozoico Superior: que se encuentra en contacto discordante
sobre complejos igneos metamdrficos de la provincia cratonica de Guayana y
comprende las Formaciones Hato Viejo y Carrizal.

Segundo ciclo sedimentario: que corresponde a la trasgresion cretacica que se
desarroll6 sobre un sustrato peniplanado en ambientes sedimentarios tipicos de
pequefias profundidades cuyas unidades clasicas vienen representadas por la
Formacion Canoa y la Formacion Tigre de ambientes moderadamente marinos.
Durante el tercer ciclo Los mares del cretacico: se retiraron de la zona que se conoce
como la Faja Petrolifera del Orinoco, la cual fue afectada por un nuevo periodo de
erosion ciclo del Terciario se depositaron formaciones transgresivas cubriendo
anacronicamente toda el area hasta una linea cercana al curso del rio Orinoco.

La nomenclatura formacional en el area abarca la Formacion Oficina atribuida al
Mioceno. Esta formacion esta presente en los Estados Anzoategui y Monagas, cuya
litologia caracteristica consiste en una alternancia de arenas y lutitas paralicas, con
abundantes lignitos de poco espesor, pero de gran extension lateral.

Desde el punto de vista de generacion y acumulacion de hidrocarburo la Formacion
Oficina es de gran relevancia en la Cuenca Oriental de Venezuela (ver figura 13),
siendo la principal productora de hidrocarburo en la Faja Petrolifera del Orinoco hasta
los campos en el eje de la cuenca. Méndez O, (1985) hace mencidn que las lutitas de
esta Formacion han sido consideradas como rocas madres de petroleo para las arenas
de la misma y parte del petr6leo acumulado de la Faja Petrolifera del Orinoco.
Gonzélez de Juana (1981) expone que los crudos de la Faja son migrados desde areas
donde las columnas sedimentarias alcanzaron mayor espesor, mas al norte; siendo un
crudo degradado por procesos biogénicos u oxidantes. Puede ser por las hipotesis de

degradacion biogénica o por oxidacién de aguas meteoricas con pH de bajo grado.
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Figura 13. Columna estratigrafica de la Cuenca Oriental de Venezuela (PDVSA-
INTEVEP, 1997).
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3.2.5 Contexto estratigrafico de la Faja Petrolifera del Orinoco

La nomenclatura formacional dentro de la Faja en el sector oriental abarca las
Formaciones Merecure y Oficina. Debido a la extension diacronica hacia el sur de la
transgresion del ciclo Terciario Superior se estima que las formaciones de la Faja
Petrolifera podrian atribuirse al Mioceno (Gonzalez de Juana y otros, 1980).

La Formacion Merecure y Oficina fueron depositadas en ambientes progresivamente
transgresivos sobre el flanco sur de la cuenca, que, por su bajo relieve, fue inundada
por las aguas. Estas formaciones se extendieron considerablemente de norte a sur,
lentamente con suaves oscilaciones que favorecieron el avance y retroceso de las aguas
(Gonzélez de Juana y otros, 1980).

El entrampamiento de petrdleo en el area de estudio se produce por razones netamente
estratigraficas: por desaparicion lateral de arenas en el borde de los canales, cambios

de permeabilidad o barreras de permeabilidad. (Audemard y otros, 1985).

3.3 GEOLOGIA LOCAL
3.3.1 Descripcion Estratigréafica

La arquitectura de los sedimentos depositados en el campo Petrocedefio esta
determinada principalmente por la acomodacion, suministro de sedimentos y las
caracteristicas hidraulicas de los diferentes sistemas de depositacion. La configuracion
de la secuencia estratigrafica que ha sido establecida es basada a través del
reconocimiento de las superficies estratigraficas claves que son correlacionables a lo
largo de todo el campo de Petrocedefio y ha sido mapeada en sismica 3D (ver Figura
14).
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Figura 14. Seccidn sismica con orientacion sur-norte del area de Petrocedefio.

En el campo Petrocedefio, los sedimentos de la Formacion Oficina, del Mioceno
Inferior, corresponden a la zona de borde de una cuenca ante pais y estos depdsitos se
encuentran solapando de forma onlaps hacia el Sur sobre sedimentos paleozoicos y
cretacicos. Al sur, suprayacen depositos de las Formaciones Hato Viejo y Carrizal
(Basamento Paleozoico) y al norte, subyacen depdsitos de las formaciones cretacicas
del Grupo Temblador (Formacion Tigre y Formacion Canoa). La discordancia que
separa la Formacion Oficina de las rocas del basamento es de edad Terciaria y produjo
una paleo topografia irregular que luego fue rellenada por los sedimentos fluviales y
transicionales de la Formacién Oficina. En el &rea Junin suprayacente a Oficina se
encuentra la Formaciéon Mesa (Pleistoceno).

La secuencia estratigrafica en el campo Petrocedefio esta dividida en una secuencia
inferior y una superior, ambas secuencias a su vez poseen tres subdivisiones informales
y estan basadas sobre la distincion de cambios hacia arriba desde un ambiente
netamente continental a un ambiente marino marginal (ver figura 15). El cambio

transicional entre estos dos ambientes puede ser observado a través de la aparicion de
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los primeros carbones de amplia extension lateral y de las primeras incursiones
salobres.

La secuencia inferior pertenece a ambientes fluviales el cual es dominado por depdsitos
de relleno de canales entrelazados apilados entre si y canales meandriformes con alto
contenido arenoso Y la secuencia superior pertenece a ambientes transicionales de tipo
estuarinos con dominio de marea y baja proporcion de arenas. La direccion de
transporte, en general, es de Sur a Norte a la escala del area de estudio (Audermard, et
al, 1985; Bellorini, et al 2003; Casas, 2004). A nivel de yacimiento y siguiendo la
nomenclatura usada originalmente por Maraven (Filial de PDVSA), se han establecido
unidades estratigréficas codificadas con letras, donde F, E y D (de base a tope) para la

secuencia fluvial y C, B y A para la secuencia transicionales.
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Figura 15. Arquitectura de los reservorios de la Formacién Oficina en el area de

Petrocedefio
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3.3.2 Descripcion Estructural Local

La geologia estructural del area asignada a Petrocedefio se puede interpretar partiendo
de la discordancia pre terciaria presente en la zona la cual tiene un rumbo generalizado
Este-Oeste y un buzamiento suave hacia el Norte tanto en las zonas Sur y Central de
Junin. Hacia el Norte, el buzamiento se hace mas pronunciado, reflejando
probablemente el inicio de la zona de bisagra. En el area bajo estudio, se encuentra
sobre un monoclinal con rumbo Este- Oeste y un buzamiento muy suave al noreste (ver
figural6).

A partir de esta zona y en direccion Norte, el Terciario comienza a aumentar de espesor.
Los rasgos estructurales importantes son las zonas de fallas de Hato Viejo al Este y
Altamira al Oeste, accidentes estructurales muy prominentes; que afectaron y
probablemente condicionaron la sedimentacion del intervalo Terciario en el bloque.
A gran escala la dindmica de la faja corresponde a una tectonica de fallas normales sin
evidenciar plegamientos definidos.

El area bajo estudio, se encuentra sobre una serie de monoclinales apilados con rumbo
NE - SO y un buzamiento muy suave al NO. La interpretacion sismica ha permitido

inferir fallas que involucran al basamento Precambrico y al Mioceno.

- N Petrocedeiio S

Figura 16. Seccidn estratigrafica/estructural del Campo Petrocedefio (Modificado de
Liu, D., 2007).
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3.4 PETROFISICA

En el campo Petrocedefio existe una gran cantidad de informacion en comparacion con
otros campos de la Faja Petrolifera del Orinoco, se tienen 160 pozos verticales dentro
del campo y 24 pozos verticales vecinos, los cuales disponen de registros eléctricos
convencionales y algunos registros especiales, ademas de una gran cantidad de pozos
que poseen nucleos y cuentan con andlisis convencionales y especiales, incluyendo

difraccion de rayos X.

En cuanto a los nlcleos, se tienen los de la campafia exploratoria anterior (Maraven) y
los nacleos nuevos (Petrocedefio), haciendo un total de 40 ndcleos disponibles. Los
mismos han sido cortados en diferentes unidades estratigraficas logrando cubrir toda la
seccidn estratigrafica del area de estudio. En la Figura 17, se pueden observar los pozos
que poseen nucleos con sus respectivas unidades. Los pozos con nucleos que se
encuentran en el campo Petrocedefio poseen analisis convencionales de ndcleo
(porosidad, permeabilidad, medidas de densidad, XRD) y algunos poseen analisis

especiales (secciones finas, permeabilidad relativa, geo mecanica y aquathermolysis).
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Figura 17. Nucleos tomados en el campo Petrocedefio y en sus limites.
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El modelo de volumen de arcilla esta calibrado con los valores de arcillosidad medidos
por difraccion de rayos X en los nlcleos. En cuanto a la porosidad, existe una buena
correspondencia entre los valores de porosidad total estimados por el modelo a partir
de las curvas de densidad y neutron con la porosidad de ndcleos.

Los valores de permeabilidad derivados a partir de la correlacion establecida de
permeabilidad en funcién de la porosidad total y el volumen de arcilla, se ajustan

razonablemente a los medidos en los nucleos.

La salinidad representativa del agua de formacion original presente en la columna de
hidrocarburo del campo se establecié a partir de los analisis fisico - quimico del agua
de formacion y los analisis de nucleos. La distribucidn de saturacion de agua se ajusta
muy bien con los nucleos y fue derivada usando el modelo de Indonesia.

En la Figura 18, se puede observar un registro tipo del Campo Petrocedefio.
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Figura 18. Registro Tipo (Tomado de Wagner 2013)
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CAPITULO IV
MARCO METODOLOGICO
4.1 REVISION BIBLIOGRAFICA

Esta fase estuvo basada en la consulta de diversas fuentes de informacion relacionadas
al tema desarrollado en este trabajo especial de grado, tales como: textos, articulos,
publicaciones de la Sociedad de Ingenieros de Petroleo (SPE), manuales, trabajos
especiales de grado y todo tipo de informacion referente al proceso de 1AV vy otros

procesos de recuperacion térmica.

4.2 REVISION DEL MODELO ESTATICO

Existen distintas técnicas modernas de ingenieria que proveen numerosas herramientas
y procedimientos para caracterizar un yacimiento y pueden proporcionar un
diagnostico muy valioso de las condiciones y el comportamiento de éste. La idea
principal es representar los mecanismos de produccién activos en los yacimientos, que
permitan reproducir adecuadamente el movimiento de los fluidos en el yacimiento.
Mientras mayor sea la cantidad de informacién o de caracteristicas del modelo, mejor
va a ser su representatividad. Es importante que la informacién obtenida para el
modelaje de yacimientos sea confiable y que considere los aportes de las diferentes
disciplinas involucradas, que son: Geologia, Geofisica, Petrofisica y Yacimientos.

La integracion de las tres primeras disciplinas, Geologia, Geofisica y Petrofisica
permiten construir un modelo estatico a partir de informacion proporcionada por el area
de estudio de cada una; mientras que la informacion proveniente de la Ingenieria de
Yacimientos proporcionara la informacion necesaria para la construccion de un modelo
dinamico.

De esta manera, el modelo estético integra toda la informacién disponible del area
(espesor de arena, porosidad, permeabilidad, presion de yacimiento, saturacion de los

fluidos y el mapa estructural de las formaciones presentes en el area). Finalmente, este
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modelo generado a través del software PETREL, fue cargado en el simulador IMEX

para ser utilizado en la construccion del Modelo Dinamico.

4.3 CONSTRUCCION DEL MODELO DINAMICO

La construccion del modelo de simulacion numérica requiere de un conjunto de datos
dindmicos como: pardmetros PVT, curvas de permeabilidad relativa, historico de
produccién y presion, los cuales permiten desarrollar la fase de inicializacion y
posterior cotejo histérico para llevar a cabo las predicciones de produccion en
agotamiento natural o con la implementacion de una técnica de recuperacion mejorada
de petrdleo, en este ultimo caso es necesario definir los pardmetros para simular el

proceso.

4.3.1 Inicializacién del Modelo Dinamico

Después de completar la preparacion de los datos del yacimiento y antes de comenzar
el proceso de cotejo histdrico, es necesario inicializar el modelo mediante el célculo de
los volumenes de fluidos originales en sitio. La inicializacion del modelo consiste en
establecer la distribucién inicial de saturacién y presion existentes en el yacimiento. El
cotejo de las condiciones iniciales es realizado ajustando los datos a través de un
procedimiento de ensayo Yy error cambiando principalmente los parametros que

presentan mayor incertidumbre y que definen las condiciones iniciales del yacimiento.

4.3.2 Cotejo Historico de Produccion

La forma comun de reproducir el comportamiento historico de un yacimiento, consiste
en especificar las tasas de produccion de petréleo e inyeccion de fluidos y dejar que el
modelo simule el comportamiento de presion, de la relacion gas-petrdleo y del
porcentaje de agua. Generalmente, para lograr esto es necesario hacer ajustes o cambios
en algunos parametros del yacimiento (geoldgicos o de fluidos, mediante sensibilidades

de los mismos).
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Inicialmente el simulador calcula el comportamiento del yacimiento utilizando la mejor
informacion disponible. Si los resultados calculados no corresponden al
comportamiento histérico, los datos del modelo deben ser modificados hasta obtener
un cotejo satisfactorio entre los resultados computados y el comportamiento observado
del yacimiento. Este procedimiento, conocido como “cotejo historico”, conlleva a una
representacion matematica del yacimiento, la cual permite predecir su comportamiento

futuro sujeto a diferentes esquemas de explotacion.

Después de cotejar el comportamiento del yacimiento, se procede a validar el modelo
del yacimiento para comprobar si éste reproduce el comportamiento de los pozos. Esto
se realiza simulando los ultimos afios de historia sin asignar valores a las tasas de
produccién de petroleo, sino seguir las restricciones impuestas por el sistema de
produccion. La reproduccidn satisfactoria de las tasas de petroleo confirmard, que el

modelo es adecuado para simular el comportamiento del yacimiento.

4.3.3 Pronésticos de Produccién

Luego de un ajuste historico exitoso, se debe contar con un modelo capaz de predecir
el comportamiento futuro del yacimiento. Las caracteristicas del yacimiento, el
conocimiento del ingeniero acerca del area de estudio, las lineas de produccién vy el
programa estratégico determinaran las opciones de explotacion que seran tomadas en

cuenta para el yacimiento.

Las predicciones de la simulacién de yacimientos proveen la base para el anélisis

econdmico que permitira establecer el esquema 6ptimo de explotacion.

La metodologia indica que se debe obligatoriamente definir el caso base, que consiste
en definir las proyecciones de fluidos, sin realizar inversiones que vayan a modificar
la produccion, ya que éstas estaran consideradas en los casos siguientes. Los casos

futuros deben de seleccionar la combinacién de elementos técnicos, tecnoldgicos y
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financieros, que van a generar el escenario éptimo, con inversion razonable y alta

recuperacion final de hidrocarburos.

4.4 INYECCION ALTERNADA DE VAPOR

La inyeccion ciclica de vapor es uno de los métodos de recuperacion de petroleo
pesados mas implementado en la actualidad, ya que ofrece ciertas ventajas econdmicas
al requerir una baja inversion y una recuperacion de la misma en un breve periodo de

tiempo.

Luego de tener un modelo dinamico que representa la produccion actual y el pronéstico
del campo, se procede a elegir un area o macolla para desarrollar el proyecto piloto de
IAV, que cumpla las condiciones minimas para su implementacion. Algunos criterios

para el Disefio para la IAV son:

e Espesor de la arena: Debe ser mayor de 20 pies.

e Permeabilidad: Los yacimientos deben tener permeabilidades suficientemente altas
para permitir una rapida inyeccion de vapor y una alta tasa de flujo de crudo.

e Viscosidad: La viscosidad debe ser superior a los 1000 cP a condiciones de
yacimiento.

¢ Profundidad: Este tipo de proyecto es conveniente aplicarlo a profundidades menores
0 iguales a 3000 pies, ya que a medida que se incrementa la profundidad se acentlan
las pérdidas de calor y aumenta la presion a la que se debe inyectar el vapor.

e Tasa de inyeccion: Debe ser de valores entre los 500 y 1500 BPD, ya que de esa
manera se logra inyectar el vapor requerido en el menor tiempo posible, atenuando las
pérdidas de calor.

e Presion del yacimiento: Es conveniente que sea de valores bajos o zonas donde ya

exista agotamiento del yacimiento.
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4.5 EVALUACION ECONOMICA

Para localizarnos en un escenario de inversion posible para la explotacién del campo
petrolero en el cual se esté realizando nuestra simulacion de yacimiento, debemos saber
que existen varios factores a tomar en cuenta en cuanto a su utilidad, funcionalidad, y
en general en la rentabilidad que tendré dicho yacimiento. Para detallar un escenario
de inversion hay que tener bien claro los objetivos para una evaluacion econémica de

yacimientos, los cuales son:

e Determinar el valor econdmico intrinseco de una alternativa de inversion o

asimilacion industrial de un yacimiento por motivo de compra venta y explotacion.

e Escoger la mejor alternativa entre un conjunto de posibilidades mutuamente

excluyentes.

e Escoger la combinacion Optima de alternativas independientes entre si y si los
recursos exigidos son compatibles con los recursos disponibles de la empresa.

Para el caso de estudio de esta investigacion, se van a comparar las alternativas de
producir en frio como se estd haciendo en la actualidad, con las alternativas de usar
IAV a distintas tasas de inyeccion. El ingreso considerado seria la resta de la
produccion con IAV menos la produccion en frio, asumiendo una tasa de descuento del
15% para el calculo de los indicadores econdmicos (VPN, TIR y tiempo de pago) del

proyecto.
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CAPITULO V
ANALISIS Y DISCUSION DE RESULTADOS
5.1 MODELO ESTATICO
5.1.1 Modelo estructural

La informacion de checkshots disponible tanto para los pozos que se encuentran dentro
del &rea de interés como en las adyacencias del campo se presenta en la figura 19.

B CalR2013_WE1 |

Calb2013 WET N

Calb2013_WE3

capars i

Cal20i3 WES

]
Calbi2013_WES
Calbd013_WEE_1
Calb2013_WES_2
Cabb2B13_WET

| 95 pozos con VSP o CS

Figura 19. Vista en planta con la ubicacion de los pozos con VSP y Checkshots

La ubicacion de estos pozos con checkshots, fue la base para que se definieran las
primeras secciones que servirian de guia para la interpretacidn de horizontes en el resto
de las zonas que no tenian un amarre tan confiable. Asimismo, para la interpretacion
de los horizontes se cuenta con lineas sismicas interpretadas conectando los pozos
claves (usados para la calibracién, ver figura 20). A partir de ésto, el equipo de
geofisicos realizdé un mallado mas fino para los horizontes de la unidad deltaica (AO,
B22, C12).

54



Figura 20. Seccion sismica con direccion Norte — Sur

La interpretacion de fallas fue realizada sobre las lineas verticales del cubo sismico
usando un mallado grueso, el cual posteriormente lo convirtieron en un mallado mas

pequefio, dandole prioridad a las lineas o trazas que fuesen perpendiculares a cada falla.

5.1.2 Modelo sedimentoldgico y estratigrafico

En el Campo Petrocederfio, existe una gran cantidad de informacion de pozos con
nucleos (40 pozos). En base a esta informacion, existen descripciones sedimentolégicas
de nucleos, definicidn de facies sedimentarias presentes e interpretacion de ambientes
de sedimentacién (por ejemplo, facies de barra de meandro, planicie de inundacion,

abanicos de rotura). En la figura 21 se puede visualizar la ubicacién de los nucleos.
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Figura 21. Vista en planta con la ubicacién de los pozos

En la figura 22 se visualiza el resultado del modelo de simulacion de facies de la unidad
estratigrafica B22 a nivel de tope, mostrando depdsitos de canales meandriformes
representando la direccién preferencial de aporte de sedimentos suroeste — noreste,
pero con un angulo menor (aproximadamente 10 grados). En la misma figura es
apreciable los depdsitos de barras de meandro, los abanicos de rotura y la llanura de
inundacion en menor proporcion. En la unidad estratigrafica B22, se observan arenas

prospectivas para la aplicacion de la tecnologia de inyeccion alternada de Vapor.

Distribucion de g
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N
|
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Figura 22. Comparacién Mapa de ANT con respecto al mapa con la distribucion de

depofacies.
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Los cuerpos sedimentarios presentan las facies asociadas de arena buena, arena media,
heterolitica, lutita y carbén. (Figura 23). Fue respetada la heterogeneidad de facies
dentro de los cuerpos sedimentarios, como es el caso de las facies heteroliticas que se
encuentran dentro de la llanura de inundacion. En cuanto a la arena media, se distribuye
principalmente en los abanicos de rotura y bordes de canal para finalmente distribuir la

arena buena en el centro de las barras de meandro.

_ Distribucion de e “ B 5 Distribucion de
Depofacies 24 A Litofacies

Figura 23. Modelo de depofacies como dato de entrada para Modelo de Litofacies.

Todo esto fue afinado por un control de calidad que conllevd a comparar la proporcion
de estas facies en los pozos estratigraficos con respecto al modelo geo estadistico de

litofacies, manteniendo un margen de diferencia menos de 1%. Ver (Figura 24).

Lithofacies_Estratigraficos Modelo_Lithofacies
- — -
Bl in . i s
igj\_‘\\\:\\l\ iy = ’,"‘ )
N \ | =
Gt o Y %
et Gl f&%\ff!
A0 vl {
(T [T r
@«
‘ Llanura . Canal
i - _H- =i ]
C..| Name % C..| Name % A
01 ARENABUENA 009 []1 ARENABUENA 59.10 [E]1 ARENABUENA 000 [l]1 ARENABUENA 5639
[J2 ARENAMEDIA 0.5 |_]2 ARENAMEDIA 2083 [ ]2 ARENAMEDIA 034 |2 ARENAMEDIA 2271
13 HETEROLITICA 7.22 [[]3 HETEROLITICA 1963 3 HETEROLITICA 663 []3 HETEROLITICA 20.34
W4 LUTITA 91.71 4 LUTITA 038 W4+ wnTa 5193 M4 LUTITA 0.55]
5 CARBON 083 M5 CARBON 0.05 M5 CAREON 104 W5 CAREON 0.00)

Figura 24. Correspondencia de los datos de entrada y el modelo Global)
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5.1.3 Modelo Petrofisico

Se pudo observar que, a través del modelo petrofisico, se le asign6 a cada celda un
valor para las diferentes variables petrofisicas como Volumen de arcilla, Porosidad
efectiva, Permeabilidad, NTG y Saturacion de agua. Todas estas propiedades
petrofisicas modeladas para la arena B22, se pueden visualizar en la Figura 25.

Para el andlisis geo estadisticos de los datos, se utilizaron facies como variable
condicionante, haciéndose dicho analisis para cada facies y para cada unidad
estratigrafica.

En el caso particular del modelado de Permeabilidad, se tiene que el mismo fue
calculado utilizando las facies y la porosidad efectiva como variables condicionantes;
sin embargo, la misma proviene de la aplicacion de la ley matematica usada en los
registros y del modelado de porosidad. Al igual que el modelo de litofacies se cuenta
con un control de calidad de los datos arrojados por el modelo geo estadistico en
comparacion con los datos de entrada provenientes de los pozos estratigraficos.

Figura 25. Propiedades petrofisicas modeladas para la arena B22
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5.1.4 Modelo Geoestadistico

Este modelo involucra todos los pozos verticales y desviados dentro del area de estudio
con informacion de los registros basicos (Gamma Ray, Volumen de Arcilla,
Resistividad) y calculados (Porosidad y Permeabilidad). Una interpretacion de cuerpos
sedimentarios existentes en 373 pozos y registros de facies en 233 pozos. (Ver Figura
26)
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CODIGO LITOFACIES PARAMETROS PETROFISICOS
1 Arena buena calidad VCl < 0.22 y Re > 80 Ohm.m
2 Arena media calidad VCl < 0.22 y Re <80 Ohm.m
00.22<VCI < 0.55 y Re >80 Ohm.m
3 Heterolitica 0.22<VCI < 0.55 y Re <80 Ohm.m
4 lutita VCl > 0.55

I T

Figura 26. Codificacion y corte de parametros de litofacies.

Se utilizaron todas las trayectorias de los pozos verticales, desviados y horizontales, las
superficies sismicas y los topes de los yacimientos de interés. EI geomodelo final
obtenido consistio de una malla estratigrafica que representa la geometria de los
cuerpos sedimentarios, un modelo de litofacies basado en las electrofacies calculadas
en los pozos y un modelo petrofisico con la distribucién de las propiedades Volumen
de arcilla, porosidad, NTG, Permeabilidad y Saturacion de agua modelado.
Geométricamente la malla presenta los siguientes parametros:

e Resolucion vertical: 5 pies.

e Resolucion lateral: 50 x 50 metros

e Celdas Totales: 7.008.171

e Celdas Activas: 2.376.424
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5.2 SINTESIS DINAMICA
5.2.1 Curvas de Permeabilidad Relativa

Para la definicion de las curvas de permeabilidad relativa agua - petréleo a utilizar en
el modelo dindmico, se tomaron en cuenta los resultados de un estudio realizado en el
area [2° el cual estuvo enfocado en el impacto de la temperatura en las curvas de
permeabilidad relativa. Asimismo, para la generacion de las curvas se consideraron los
tres tipos de rocas definidos en el modelo: arena de buena calidad, mediana calidad y
heterolitica. En la tabla 3 se puede observar la definicion de estos tipos de roca:

Tabla 3. Tipos de Roca por Swc

Agua Connata
Tipo de Roca (fraccion)

Buena Calidad 0,06
Mediana Calidad 0,11
Heterolitica 0,24

Es importante resaltar que los tipos de roca para la seccion productora del campo, se
definieron de acuerdo a rangos de permeabilidad y rangos de volumen del espacio
poroso originado por los radios de garganta de poros de mayor tamafio. A continuacion,

se muestran estos rangos para cada tipo de roca:

Tipo de Roca 1:

Permeabilidad > 10.000 mD y

Volumen poroso (en radios de garganta de poros > 35 mc) > 0.55

Tipo de Roca 2:

5.000 mD < Permeabilidad <= 10.000 mD y

Volumen poroso (en radios de garganta de poros > 35 mc) < 0.40 y < 0.55
Tipo de Roca 3:

1.000 mD. < Permeabilidad <=5.000 mD y

Volumen poroso (en radios de garganta de poros > 35 mc) < 0.05y <0.35
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Finalmente, se generaron 3 grupos de curvas de permeabilidad relativa agua - petréleo
considerando los siguientes valores de endpoint, como se puede observar en la tabla 4.

Tabla 4. Exponentes Corey y endpoints para un sistema Agua - Petréleo

Exponente Corey para el agua (nw)
Exponente Corey Petroleo - Agua (no)

Krw, max
Kro, max
Saturacion residual de petréleo al agua

En cuanto a las curvas de permeabilidad relativa para un sistema gas - petréleo fueron
empleadas de igual manera las ecuaciones de Corey y los parametros utilizados se

pueden visualizar en la tabla 5.

Tabla 5. Exponentes Corey y endpoints para un sistema Gas - Petréleo

Exponente Corey para el gas (ng)
Exponente Corey Petroleo - Gas (no)

Krog, max
Krg, max
Saturacion residual de petréleo al agua

Es importante mencionar que durante la etapa de cotejo historico estos parametros
pueden ser modificados de acuerdo al comportamiento dindmico de los pozos
productores. A continuacién, en la figura 27, se puede apreciar las curvas de
permeabilidad relativa de agua y petréleo.
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k- relative permeability
-

Figura 27. Curvas de Permeabilidad relativa Kro y Krw vs saturacion de agua

5.2.2 Modelo de Fluidos

Las propiedades de los fluidos utilizadas en este modelo se obtuvieron como resultado
de una revision de los andlisis PVT disponibles en el Campo Petrocedefio, en la figura
28 se puede observar la distribucion de estos analisis en el campo. Asimismo, en el
caso de la Arena B22 se cuenta con cinco (5) muestras correspondientes a cuatro (4)
pozos: VD03, YC02, XA06 y MCO2, las cuales fueron realizadas en el afio 2003; y el
resultado del andlisis realizado se muestra en la tabla 6.

Tabla 6. Evaluacion de los Andlisis PVT de la arena B22

Tipo de
Pozo Muestra Resultado del Analisis PVT
VD03 BHS Buen ajuste
VD03 WHS Incertidumbre con la presion de saturacion
YCO02 WHS Buen ajuste
XA06 WHS Incongruencias en el analisis composicional
MC02 WHS Descartado ubicacion y analisis fingerprint
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Figura 28. Muestras PVT del Campo Petrocedefio

Debido a inconsistencias observadas en algunos analisis, se definio la data PVT con
los andlisis de los pozos VD03 (WHS) y YC02 (WHS), ya que presentaron buen ajuste
de la ecuacion de estado, como se puede observar en la figura 29.

Relacién Gas Densidad

Petréleo Petroleo

Viscosidad
\ Petréleo @ Sup.

Viscosidad
Petréleo @ Yac

Figura 29. Propiedades PVT de la Arena B22
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5.2.3 Modelo de Presiones:

Se realizé una revision y control de calidad de las presiones estaticas tomadas en los
pozos estratigraficos que cuentan con RFT dentro del submodelo. En total se tienen
trece (13) pozos con RFT perforados entre los afios 2000 y 2012, de los cuales doce
(12) se encuentran en zona virgen y uno (1) en zona agotada. (VC28 SLSE). A
continuacion, se puede observar en la tabla 7 un detalle de los puntos de presion

tomados en cada uno de los pozos mencionados.

Tabla 7. Pozos Estratigraficos con RFT

Fecha del
RFT No. de puntos de presion en arenas B2
(dd/mm/aa)
P108E 40991 3en B22,2 en B23
RX02S 36596 1en B23
SDZ-180 37539 2 en B22
SDZ-181 37663 1enB22,1enB23
SX01S 36601 4 en B23
TX03 37711 8 en B22
UX02 37691 9en B22, 3en B23
VB00 36894 4 en B22, 3 en B23
VCO00 36888 3en B22, 2 en B23
VD00 37170 8en B22, 1 en B23
VX02S 36839 5en B22, 1 en B23
VVX05S 38995 5en B22
VC28 SLSE 38951 29 en B22

Es importante resaltar que la densidad de puntos de presion tomados en zona virgen
permitio definir la presion original del yacimiento requerida para la inicializacion del
modelo, mediante la obtencion de un gradiente de presiones al datum de referencia de
-1000 ft TVDSS. A continuacion, en la figura 30, se pueden apreciar los puntos de

presion tomados.
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Figura 30: Presion (psi) vs profundidades (pies) pozos estratigraficos con RFT

5.2.4 Data de Produccion:

El submodelo dindmico cuenta con diecinueve (19) pozos productores horizontales
perforados entre los afios 2002 y 2014, distribuidos en un total de 4 macollas. En la

tabla 8, se muestran los pozos y sus fechas de produccion:

Tabla 8. Pozos Productores del submodelo dinamico

Fecha de Produccion

Macolla Pozo

(dd/mm/aa)

P100 24/03/2013

P1 P108 20/05/2013
P112 ST1 18/06/2013

P116 01/09/2013

SD15 10/02/2010

SD19 29/09/2009

D SD21 29/09/2009
SD22 ST1 29/09/2009

SD29 11/11/2010

SD30 11/11/2010

VB VB03 16/03/2002
VB14 15/06/2007
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VB17 01/03/2009

VB22_ST1 15/06/2007

VC12 14/03/2002

VC18 04/02/2008

VC VC21 15/04/2008
VC27 05/06/2008

VC31 01/07/2011

Se realiz6 un andlisis de los valores de produccidn y presion de estos pozos y fueron
referenciadas las presiones de fondo a la profundidad de la zapata de 9 5/8" y se

identificaron los eventos y periodos de incertidumbre por fallas de alocacion.

A continuacion, se puede observar en la Tabla 9, un ejemplo de la data de produccion
disponible para la macolla VB, desde su inicio de produccion en 2002 hasta el 2021.

Tabla 9. Produccion disponible de la macolla VB.

Tasa de Petroleo Petréleo Acumulado

(BBL/D) (BBL)
2002 155 56.490
2003 1.480 596.769
2004 1.484 1.138.266
2005 913 1.471.605
2006 809 1.766.932
2007 1.658 2.372.190
2008 2.333 3.223.843
2009 2.156 4.010.690
2010 1673 4621171
2011 1582 5.198.725
2012 1.047 5.581.005
2013 872 5.899.285
2014 626 6.127.845
2015 473 6.300.391
2016 468 6.471.242
2017 446 6.634.063
2018 429 6.790.814
2019 416 6.942.747
2020 393 7.086.110
2021 368 7.220.459
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5.3 MODELO DE SIMULACION NUMERICA
5.3.1 Generalidades:

A continuacion, se describen las caracteristicas principales del modelo de simulacién:
e Tamarfio de las celdas: 50m x 50m x 5ft
e Numeros de celdas totales: 105 X * 101 Y * 47 Z = 566.923
e Numero de celdas activas: 130.358
e Resolucion vertical de celda: 5 ft.
e Porosidad, permeabilidad, saturacion de agua y gas: modelo estético.

e Facies y relacion arena neta sobre espesor (NTG): modelo estatico.

A continuacion, en la Figura 31, 32 y 33 se puede apreciar una vista 3D con la
representacion de la porosidad, permeabilidad y net-to-gross del yacimiento B22 dentro

del modelo de simulacion numeérica del campo Petrocedefio.

Modelo Deltaico
Porosity 2002-01-01
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Figura 31. Vista 3D del submodelo de Simulacion en el yacimiento B22 - Porosidad.
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Modelo Deltaico
Permeability | (md) 2002-01-01
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Figura 32. Vista 3D del submodelo de Simulacién en el yacimiento B22 —
Permeabilidad

Modelo Deltaico
Net to Gross Ratio 2002-01-01
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Figura 33. Vista 3D del submodelo de Simulacién en el yacimiento B22 - Net-to-

gross.
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5.3.2 Célculo de Petréleo Original en Sitio:

Para establecer el calculo del petroleo original en sitio (POES), se validé el modelo
estatico, las propiedades petrofisicas (porosidad, saturacion de agua, saturacion de
crudo), se cargaron las propiedades de los fluidos y las curvas de permeabilidad relativa
y se colocaron condiciones iniciales de presion y temperatura de yacimiento a la

profundidad de referencia segun el gradiente indicado en la sintesis dinamica.

A continuacién, en la Tabla 10 se puede apreciar que el POES del submodelo dinamico
mostrado en las Figuras 31, 32 y 33 dentro del yacimiento o arena B22 es de 551,48
MMbbl.

Tabla 10. POES del submodelo B22, luego de la inicializacion.

POES (MMbbl)

Yacimiento Estatico Dinamico Diferencia

B22 568,58 551,48 3,0%

Finamente al comparar el POES obtenido por volumetria mediante el modelo estatico
contra el calculado a través del modelo de simulacion numérica se observd una

diferencia del 3%, lo cual se considera aceptable para seguir con el estudio.

5.2.3 Cotejo Historico

A continuacién, se observan los resultados del cotejo historico para los pozos
productores del submodelo B22, indicando las siguientes variables: tasa de produccion
de liquido, tasa de produccién de crudo, corte de agua y relacion gas petréleo. En la
figura 34 se aprecia en color rojo los resultados del simulador y en color azul la data
medida para la sumatoria de los (19) pozos del submodelo B22, el detalle de cada pozo
productor se encuentra en el Apéndice A, donde se puede verificar ademas de estas
variables el cotejo historico de la presion de fondo fluyente. Cabe destacar que las
simulaciones se extienden hasta el afio 2040 colocando una presion fluyente minima
de 100psi.
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Figura 34. Cotejo histérico submodelo B22 (Macollas VB, VC, SD y P1)

5.3.4 Pronosticos de Produccion

En esta seccion, se indica el pronostico de produccion de cada macolla siguiendo un

esquema de recuperacién primaria en frio, como se muestran en las figuras 27, 28, 29

y 30. Se observa el perfil de produccidn a futuro con el detalle de la tasa de produccién

de petroleo, corte de agua y relacion gas petroleo para los pozos productores presentes

en las macollas VB, VC, SD y P1 dentro del submodelo B22. El detalle de los pozos

pertenecientes a cada macolla de la arena estudiada, se describen a continuacion.

- Macolla VB: Pozos (VBO03, VB14, VB17, VB22)

- Macolla VC: Pozos (VC12, VC18, VC21, VC27, VC31)

- Macolla SD: Pozos (SD15, SD19, SD21, SD22, SD29, SD30)
- Macolla P1: Pozos (P100, P108, P112, P116)
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Para las macollas VB y VC se observan en las Figuras 35 y 36 que existe una pequefia
diferencia entre las variables (Corte de Agua y Relacion Gas Petroleo) evaluadas entre

el simulador y las pruebas de produccién multifasicas.

En la macolla VB, con respecto al corte de agua, el yacimiento B22, ubicado en la
unidad méas somera o deltéico, se caracterizé desde el principio de la explotacion en el
afio 2002 por ser un yacimiento con un porcentaje de agua muy bajo menor al 5%, sin
embargo, después del afio 2010, se empez0 a observar corte de agua mayores al 10%,
lo que Ilevo a una revision exhaustiva del modelo estatico, observando que existen
lulitas inferiores que no tenia una continuidad lateral del 100% para servir de sellos y
evitar el paso vertical del agua desde los yacimientos mas profundos de la unidad
fluvial. Por esta razén se sigue trabajando en un nuevo modelo que permitira reducir

esta incertidumbre.
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Figura 35. Prondstico de produccion de la macolla VB (tasa de produccion de liquido

y petroleo, corte de agua y relacion gas petréleo)
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En la macolla VC, con respecto a la relacion gas petroleo después del afio 2012, se
empezo a observar en los resultados del simulador valores de RGP mayores a 1000
PCN/BN vy presion de yacimiento menores a 250 psi. Adicionalmente en el campo a
partir del afio 2012, la mayoria de los medidores multifasicos se encontraban fuera de
servicio por falta de mantenimiento y repuestos, lo que gener6 la necesidad que el
equipo multidisciplinario de medicion en campo generara pruebas de produccion
ficticia con RGP menores a 500 PCN/BN siguiendo la tendencia normal, sin tomar en
cuenta que el RGP en realidad era mayor por el incremento del agotamiento natural del
yacimiento. Por esta razdn se sigue trabajando en la correccion de la medicion de las

pruebas de produccion medidas en campo para reducir esta incertidumbre.
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Figura 36. Pronostico de produccion de la macolla VC (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)

Para las macollas SD y P1 donde su produccidn es mas reciente que las macollas VB y
VC explicadas anteriormente, se observan en las Figuras 37 y 38 que coincide muy
bien las variables evaluadas entre el simulador y las pruebas de produccion
multifasicas, éstas son las siguientes: tasa de petrdleo, tasa de liquido, corte de agua y

relacién gas petréleo.
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Figura 37. Pronostico de produccion de la macolla P1 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura 38. Pronostico de produccion de la macolla SD (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Cabe destacar que el factor de recobro simulado con los pozos en frio para las macollas
estudiadas hasta el afio 2040 con 38 afios de produccién son los siguientes:

Tabla 11. Factor de Recobro en frio de las macollas en produccion

Np POES
(MMbbl) | (MMbbl) FR (%)
Submodelo 29,29 551,5 5,3%
VB 9,24 176,2 5,2%
VC 10,89 184,2 5,9%
SD 7,23 120,2 6,0%
P1 1,93 70,9 2,7%

5.4 PROYECTO PILOTO IAV

Durante la visualizacion del proyecto IAV, se selecciond la macolla VB ubicada dentro
del submodelo para aplicar dicha tecnologia. Es importante destacar que el petréleo
original de la macolla VB es de 176 MMbbl, lo que representa alrededor de un 32%
del submodelo original que contiene las 4 macollas (VB, VC, SD y P1).

Tabla 12. POES de la macolla VB dentro del Submodelo B22, IAV

Volumen Bruto | Volumen Poroso POES

(bbl) (bbl) (bbl)

718.079.110 207.859.967 176.152.514

Para el desarrollo de esta técnica de IAV se tomaron premisas fijas basadas en estudios
previos dentro del campo.

e Tasa de Inyeccién por pozo: 1250 BPD.

Presion de Inyeccion de Vapor en fondo de pozo: 750 psig

e Tiempo de remojo: 7 dias

e Calidad del vapor: 0,8

e Temperatura de inyeccion: 500 F (513°F por la presion de vapor)

e Todos los pozos de la misma macolla para analisis de IAV
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El siguiente paso fue realizar un andlisis de sensibilidad sobre el tiempo de inyeccion

por ciclo de los cuatro (4) pozos donde se realiza la inyeccion alternada de vapor, para

verificar el impacto sobre la produccién acumulada y el factor de recobro final. Para el

corte de agua y la relacion agua petréleo se muestra el resultado promedio para cada

caso. A continuacion, en la tabla 13 se aprecia lo antes descrito.

Tabla 13. Sensibilidad sobre el tiempo de inyeccion en primer ciclo.

# ciclos i;;e(rgg‘;) Np (bbl) Fr WOR Wa;g/[) )C“t
Sin Vapor No No 9.240.234 [52% | 0,0 0
Caso IAV_1mes 30 11.250.235 | 6,4% | 1,1 46
Caso IAV_2meses 1 60 11.452.412 | 6,5% | 1,5 60
Caso IAV_3meses 90 11.616.184 | 6,6% [ 2,0 67

A continuacion, en la figura 39 se aprecian los resultados de esta sensibilidad.
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Figura 39. Sensibilidad sobre el tiempo de inyeccion en los (4) pozos de la macolla
VB (Qoil, Wcut, Rgp, Np)
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En este caso, con solo un ciclo de inyeccion, se aprecia que el incremento del tiempo
de inyeccion incrementa el corte de agua y la relacion agua petroleo. No es muy
satisfactorio el aumento del factor de recobro para los pozos donde se aplica esta
tecnologia, por esta razén se analizan tres escenarios de inyeccion con distintos
tiempos, pero con el mismo volumen total de vapor inyectado como se describen a
continuacion.

e Caso Inyeccion: 6 ciclos de inyeccion de 1 mes
e Caso Inyeccidn: 3 ciclos de inyeccion de 2 meses
e Caso Inyeccidn: 2 ciclos de inyeccion de 3 meses.

A continuacion, en la tabla 14, se aprecia la planificacion de inyeccion y produccion
de los pozos para cada escenario.
Tabla 14. Planificacion de inyeccion y produccién para cada escenario.

CASO 1 MES Inyector Productor
# ciclos OPEN SHUTIN OPEN SHUTIN
1 01/01/2022  01/02/2022  31/12/2021  08/02/2022
2 01/01/2025  01/02/2025  31/12/2024  08/02/2025
3 01/01/2028  01/02/2028  31/12/2027  08/02/2028
4 01/01/2031  01/02/2031  31/12/2030  08/02/2031
5 01/01/2034  01/02/2034  31/12/2033  08/02/2034
6 01/01/2037  01/02/2037  31/12/2036  08/02/2037
CASO 2 MESES Inyector Productor
Ciclo OPEN SHUTIN SHUTIN OPEN
1 01/01/2022  01/03/2022  31/12/2021  08/03/2022
2 01/01/2028  01/03/2028  31/12/2027  08/03/2028
3 01/01/2034  01/03/2034  31/12/2033  08/03/2034
CASO 3 MESES Inyector Productor
Ciclo OPEN SHUTIN SHUTIN OPEN
1 01/01/2022  01/04/2022  31/12/2021  08/04/2022
2 01/01/2031  01/04/2031  31/12/2030  08/04/2031

En las siguientes figuras 40, 41 y 42 pueden apreciar de manera gréfica los resultados

de los tres escenarios planteados.
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Figura 40. Resultados del caso de inyeccion: 6 ciclos de inyeccién de 1 mes

P_MAC_VB-PRO

Oil Rate SC - Group Water Cut SC - Group
'
08 }
Il |
s i |
] i |
2 S i i
E S !
] 3 1 |
@ \ 2 i
2 { s | i i
@ 1 S04 T 1 )
Z i 2 i H !
= i H
o ) i i i
02 1 i
| i i
i -~ N & 5
w5 2020 2025 I'J‘S‘i 2035 : 2010 2015 2020 2025 2030 2035
Time Time
~ Water Cut SC, Submodelo_VB_VC_STARS2sr3
= Ol Rate SC, Submodelo_Vt STARS2_2mess_Qomax600_3ciclos.sr3 Water Cut SC, Submodelo_VB_VC_STARS2_2mess_Qomax600_3ciclos.s3
Gas Oil Ratio SC - Group Cumulative Oil SC
18e+007
g g 156007
g
= o
o @ 1284007
8 )
= °
] 2 9es005
z g
3 3
g E gens ,
o o
3e+006 p
2010 2015 2020 2025 zd}c 2038
Time
= Gas Oil Ratio SC, Submodelo VB VC STAR2s3 e Cumuiative Os
=== Gas Oil Ratio SC. Submodelo_VE_W 2mess_Qomax500_3cicios 513 = Cumuiative Od SC. Submodeio_VB_VC_STARS2_2mess_Comax600_3cicios 513

Figura 41. Resultados del caso de inyeccion: 3 ciclos de inyeccidn de 2 meses
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Figura 42. Resultados del caso de inyeccion: 2 ciclos de inyeccion de 3 meses

Al analizar los 3 casos de estudio se observa que la variable que genera un mayor
impacto sobre el corte de agua y relacion agua petréleo luego de cada ciclo es el tiempo
de inyeccidn de agua. A medida que el tiempo de inyeccidn es mayor, estas variables
antes descritas incrementan de manera exponencial y no se aprecia un incremento del

factor de recobro que sustente dicha operacion.

Finalmente, se observa que usando 6 ciclos de un mes cada uno, se obtiene un
incremento del factor de recobro del 23% (de 5,2 a 6,4%) y a nivel de superficie en la
macolla se obtiene un corte de agua de 46% Yy una relacion agua-petréleo de 1,1, lo que
hace viable la inyeccion de IAV vy representa valores de produccion de fluidos
(petroleo, gas y agua) manejables para las instalaciones de superficies presentes

actualmente en la macolla.

A continuacion, en la Tabla 15, se puede apreciar el factor de recobro final de cada uno

de los escenarios y su comparacién con el caso Sin Vapor.
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Tabla 15. Resultados de Factor de Recobro para los (3) casos de Inyeccion.

. Tiempo
Caso # ciclos iny (dias) Np (bbl) Fr
Sin Vapor NA NA 9.240.234 5,2%

Caso IAV_1mes 6 ciclos
Caso IAV_2meses 3 ciclos
Caso IAV_3meses 2 ciclos

180 11.250.235 6,4%
180 11.452.412 6,5%
180 11.616.184 6,6%

N|jWw|S®

5.5 ANALISIS ECONOMICO

El anélisis econémico de proyectos es importante para determinar la rentabilidad de los
proyectos petroleros, ya que representa una guia para el equipo multidisciplinario en la

toma de decisiones para invertir antes o durante la vida del mismo.

Adicionalmente, es fundamental para determinar el VPN, el tiempo de pago, la tasa
interna de retorno y el flujo de caja que se obtendra al momento de emplear una
estrategia de explotacion que dependa econdémicamente de inversiones y gastos

necesarios para la materializacion en fisico de estos proyectos.

Para el proyecto de explotacion planteado, se realizara un analisis de los indicadores
econdmicos que determinan la rentabilidad del proyecto de IAV. A continuacion, se
describen los datos de entrada necesarios para realizar el andlisis econdmico y
adicionalmente, en la tabla 16, se pueden observar los materiales requeridos para la

aplicacion de 1AV en 4 pozos.

Ingresos:
Pronostico del proyecto: 19 afios entre (2022-2040)
Precio del petréleo: 80 $/bbl

Egresos:
Inversion Inicial de $3,36 MM (materiales para la inyeccion de vapor en 4 pozos. Ver
Tabla 16 con el detalle).

79



Costo de produccién del barril de petroleo: 10 $/bbl.

Costo de inyeccion por ciclo (4 pozos): $0,6 MM.

Regalias = Volumen de petroleo* Precio del gas * 0.3

Aporte Legal = 10% *(Ingresos — Costos — Regalias — Depreciacion).

Renta Gravable = (Ingresos — Costos — Regalias — Depreciacion — Aporte Legal).
ISLR = 0,5 * Renta Gravable.

Tasa de descuento = 15%

Tabla 16. Materiales para la IAV en 4 pozos.

Actividad - Materiales Monto $ |

Contrato de conversion 365.625
Contrato de instalacion y mantenimiento de cabezales 18.750
Contrato de llave hidraulica 103.125
Contrato de operacion de calderas 356.250
Conjunto de sellos 65.625
Empacadura térmica 9 5/8" 80.625
Receptaculo 7.5" 36.563
Arreglo de sellos 7.5" x 3 1/2" x 1/2" x 10' 103.125
Guia de entrada 3 1/2" 12.188
Red arreglo 7.5" 45.000
Sensores de fondo 661.875
Bombas BCP 393.750
Detectores H»S / Mascaras 2.531

Cabezales térmicos 150.938
2 generadores de vapor + planta de tratamiento (resinas) 970.313

3.366.281

5.4.1 Caélculo de Indicadores Econdmicos

Para realizar el analisis econdmico se utilizé las premisas antes mencionadas para
calcular el flujo de caja y el valor presente neto entre los afios 2022 y 2040 para el caso

en frio y para el caso IAV en la macolla VB.

A continuacion, en la Figura 43, se aprecia el comportamiento del VPN diferencial

entre ambos proyectos.
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Figura 43. Comportamiento del VPN Diferencial del proyecto.

Para aplicar la tecnologia 1AV se debe realizar un analisis econémico diferencial
utilizando como base la produccidn en frio, es decir, se debe analizar la ganancia que

aportaria la macolla VB con la aplicacion de la tecnologia IAV.
Finalmente se obtuvo un Valor Presente Neto Diferencial de (VPN) igual a $9,12 MM

y una tasa interna de retorno (TIR) de 37,5 % durante la vida productiva del proyecto

y un tiempo de pago de 4 afios.
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CAPITULO VI
CONCLUSIONES

En el campo Petrocedefio el factor de recobro en recuperacion primaria es bajo,
alrededor de 5,2% segun lo simulado, motivado a la alta viscosidad y baja movilidad
del petroleo, por lo cual es necesario aplicar métodos de IAV para acelerar la

extraccion de las reservas de hidrocarburo.

El POES del area del submodelo en estudio para el yacimiento B22 es 551 MMbbl.
Ademas, es importante sefialar que la muestra estudiada, macolla VB, representa

alrededor de un 32% de este petréleo en sitio.

Para la macolla VB el perfil de produccién tiene una declinacion del 15% anual y
una produccion acumulada de petréleo de 9,24 MMbbl al 2040. Esto representa un
factor de recobro del 5,2 %, lo cual seria relativamente bajo para un yacimiento de

crudo extra pesado.

El perfil de produccion con la inclusién del proyecto IAV en la macolla VB a partir
del afio 2022, presenta una produccion acumulada de petroleo de 11,26 MMbbl al
afio 2040, o equivalente a un factor de recobro del 6,4%, lo que representa un
incremento del 23% con respecto al caso base 5,2%.

Las sensibilidades realizadas variando los tiempos de inyeccion y el nimero de
ciclos para la 1AV, determin6 que el escenario que presenta mayor recobro y menor
impacto en la produccién de agua es al aplicar 6 ciclos de 1 mes de inyeccién cada

uno.

Se obtuvo un Valor Presente Neto Diferencial de (VPN) igual a $9,12 MM y una
tasa interna de retorno (TIR) de 37,5 % durante la vida productiva del proyecto y un

tiempo de pago de 4 afios.
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RECOMENDACIONES

Proponer campafas de adquisicion de nuevos datos como pruebas de restauracion
de presion y medicién multifasica de la produccién de los pozos, para mejorar el

estimado de las reservas remanentes de cada yacimiento.

Realizar un estudio detallado del dafio a la formacion por la presencia de asfaltenos
a nivel del liner ranurado y analizar las posibles soluciones para recuperar el

potencial de produccién del campo.

Realizar un andlisis econémico del mercado regional sobre las variables (precio de
venta del petrdleo, costo de produccion y costo de instalaciones de superficie y
completacion térmica), para determinar el impacto sobre la rentabilidad del

proyecto.

Efectuar adicional al analisis econdmico, una evaluacion de riesgos del proyecto.
Anélisis de sensibilidades de varias variables (Montecarlos - Crystal Ball), a fin de
identificar los factores criticos que podrian impactar al proyecto de IAV (precio Qil,

costo de produccion, FR, flujo de vapor, etc) frioy la TIR.
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Figura A.2: Cotejo Histdrico del pozo productor P108 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.3: Cotejo Histdrico del pozo productor P112 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.4: Cotejo Histdrico del pozo productor P116 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.5: Cotejo Histérico del pozo productor SD15 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.6: Cotejo Histdrico del pozo productor SD19 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.7: Cotejo Histdrico del pozo productor SD21 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.8: Cotejo Histdrico del pozo productor SD22 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.10: Cotejo Historico del pozo productor SD30 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.15: Cotejo Historico del pozo productor VC12 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.16: Cotejo Historico del pozo productor VC18 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.17: Cotejo Historico del pozo productor VC21 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.18: Cotejo Historico del pozo productor VC27 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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Figura A.19: Cotejo Historico del pozo productor VC31 (Qlig, Qoil, Wcut, Rgp)
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