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SUMARIO

Actualmente los trabajos de Recuperacion Mejorada no estan muy desarrollados
debido a los discretos precios del crudo, pero ciertamente este no es el tnico factor.
Un rol mas importante y vigoroso para los procesos de Recuperacion Mejorada es
inevitable en el futuro ya que el petroleo seguira constituyendo por varias décadas

mas la principal fuente de energia en el mundo.

El reto de la industria petrolera es hacer el trabajo de Recuperacion Mejorada

técnicamente y economicamente viable, a través de numerosos posibles métodos:
1. Optimizacion de los procesos activos actualmente

2. Uso de nuevas herramientas tecnoldgicas en conjuncion con los procesos de
Recuperacion Mejorada existentes tales como pozos horizontales, multilaterales,
coiled-tubing, etc.

3. Desarrollo de nuevos procesos

4. Implementacion de esfuerzo del equipo multidisciplinario para una correcta y

mejor politica de gerenciamiento del reservorio desde la etapa de concepcion del

proyecto.



OBJETIVOS

El presente estudio tiene como objetivos realizar el analisis inicial de factibilidad de
realizacion de los métodos de Recuperacion Mejorada en el Noroeste Peruano, para
su posible aplicacion y el desarrollo de los mismos de modo que se logre el
desarrollo tecnologico de la indusliria nacional en lo que concierne a Recuperacion

Mejorada.

Lo anterior se lograré a través del estudio del comportamiento de cada uno de los
métodos en el mundo, de modo que logremos realizar una caracterizacion de los

mismos, las caracteristicas de reservorio y las condiciones en que se desarrollaron.

Referido a lo anterior de manera breve se realizara una evaluacion de los proyectos
de recuperacion mejorada realizados anteiormente en el Noroeste Peruano. En tal
sentido se plantea los lineamientos basicos para el desarrollo de operaciones de
recuperacion mejorada, para lo cual en este estudio se presentan las

consideraciones técnico econdmico mas significativas.



RECUPERACION MEJORADA DE PETROLEO (EOR)

INTRODUCCION

Todo yacimiento explotado con |a ayuda de la energia natural que posee
produce solo una parte del hidrocarburo original, por lo que al poco tiempo se
volvera incapaz de seguir aportando por si solo todo su volumen de hidrocarburo

original.

Generalmente los reservorios petroliferos alcanzan su limite econémico o se
aproximan a él, cuando apenas ha cedido el 17 a 25 % de su potencial
petrolifero original y como consecuencia de este fenomeno se tiene una gran
cantidad de petroleo no recuperado, pero factible con el empleo de mecanismos
adicionales, (energia externa que le permita salir hacia el pozo). Luego de haber
alcanzado el punto econdmico mas bajo por recuperacion de petroleo por
energia natural, una parte del horizonte productivo del reservorio
correspondiente a la vecindad inmediata de los pozos se encontrara

completamente drenada.

Sin embargo existen zonas alejadas en que la roca reservorio permanecera
altamente saturada de petroleo, debido a la disminucidon de la energia natural y
al aumento de dificultades que ofrecen los espacios porosos diminutos al paso

de fluidos.

La extension de las operaciones realizadas directamente por PETROPERU en el
Noroeste, cubren un area total de 0.725 MM acres, de los cuales 0.388 MM
corresponden al Area de La Brea y Parifas, 0.237 MM acres al area Lima y 0.1
MM acres al Area Los Organos mientras que solo el area desarrollada cubre
0.25MM acres.

Dentro de dicha extension, se tienen 149 yacimientos, y 18 reservorios
productivos ( 78 % de ellos pertenecen al Eoceno ). A Diciembre de 1997, La
produccion total de dichas operaciones alcanza un total de 40 MBOPD,

habiéndose acumulado aproximadamente 1345.8 MM Bis. de petréleo.



La necesidad de incrementar los volumenes de reservas probadas, (sobre todo
teniendo en consideracion los resultados poco exitosos y altos costos de los
programas de exploracion), asi como el requerimiento de reduccion del déficit de
produccion que actualmente se viene produciendo, plantean la opcion de

ejecucion de operaciones de recuperacion secundaria.

Antes de elegir el método a emplearse en el proyecto de recuperacion mejorada
es necesario e imprescindible realizar un estudio completo de sus
requerimientos de operacion (facilidades de suministro del fluido inyector,
locacion etc.) asi como las caracteristicas del reservorio en estudio (propiedades
petrofisicas). Debe darse principal importancia al estudio de las curvas de
produccion que reflejaran el comportamiento del reservorio su caracter y

propiedad, los fluidos producidos mecanismo impulsor, etc.



1.- RECUPERACION MEJORADA DE PETROLEO (EOR)

1.1.- DEFINICION

El termino Recuperacion Mejorada de Petréleo (EOR), se define como la
recuperacion de petréleo por la aplicacion de algun método, que le va a

suministrar energia externa al reservorio. Estas acciones mayormente incluyen :

Métodos Termales

Inyeccion de Fluidos Miscibles / Inmiscibles
Métodos Quimicos

Otros

Asi por definicion el termino Recuperacion Mejorada de Petréleo, engloba todos
los métodos de recuperacién de petréleo que tienen como finalidad aumentar la
recuperacion final de petréleo existente en dicho reservorio. La Figura N°1
muestra los diversos métodos disponibles actualmente y / o en proceso de

desarrollo, de acuerdo al mecanismo de desplazamiento de petrdleo.

1.2.- CLASIFICACION DE LOS METODOS DE RECUPERACION
MEJORADA

De acuerdo a lo sostenido por Guntis Moritis, editor de la publicacién técnica Oil
& Gas Journal (OGJ, abril del 96 ), la clasificacion de los métodos de
Recuperacion Mejorada dentro del contexto general de la vida de un campo de
petréleo desde su inicio es tal como se presenta en la Figura N° 2 (ver anexo),

en donde podemos diferenciar recuperacion convencional de petroleo de lo que
es Recuperacion Mejorada

Cabe resaltar que la definicion de Recuperacion Mejorada, no es limitante para
una fase en particular en la vida productiva del reservorio. Incluye los procesos
de inyeccion de fluidos en reservorios en avanzado estado de agotamiento, asi
como también las operaciones de mantenimiento de presion que se efectuan en
reservorios nuevos o que estan solo parcialmente agotados.



1.3.- FUNDAMENTOS DE LA RECUPERACION MEJORADA DE ACUERDO
A LOS METODOS EMPLEADOS

1.3.1 .- METODOS TERMALES :
1.3.1.1.-INYECCION DE VAPOR

La inyeccion de vapor es el proceso térmico que proporciona el calor necesario
para incrementar la temperatura del re=zervorio y la energia para desplazar

petréleo. La inyeccion de vapor continua es llamada empuje de vapor.
A.- Inyeccién Continua de Vapor

Como podemos apreciar en la Figura N° 3, el calor desde el vapor inyectado al
reservorio de petroleo facilita la movilida<d del crudo a través de la formaciéon

hacia los pozos productores.

El vapor disminuye la viscosidad del pelréleo e incrementa su movilidad. Se
condensa en el agua como vapor frio. En un proceso de empuje de vapor, el
vapor es inyectado continuamente en rl reservorio a {ravés de los pozos
inyectores, el condensado es empujado a través del reservorio a los

productores.

B.- Inyeccién Ciclica de Vapor

El principal efecto de una inyeccidén de vapor ciclica es estimular a la formacion
a producir a un caudal mas alto. S6lo cuando ciertas caracteristicas especificas
del reservorio estan presentes (reservorios de petroleo someros con alta
inclinacién y alta permeabilidad lateral) hace que la inyeccion ciclica de vapor
estimule un efecto de drenaje y gravitacion e incremente el factor de

recuperacion.

En un proceso de inyeccidn de vapor ciclico, el agua condensada es producida
con el flujo de petroleo por el mismo pozo productor.
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La inyeccién de vapor ciclico (huff and puff) es un proceso en un tinico pozo e
involucra la inyeccion de vapor por 2 a 6 semanas dentro del pozo productor.
Figura N° 4. Después cle un corto perioddo de remojo de 3 a 6 dias, el pozo

produce a alto caudal por varios meses al ano.

La estimulacion de vapor es un método muy util para incrementar-la produccion
de petroleo especialmente cuando la roca reservorio es discontinua. EI método
es también usado en otros procesos de recuperacion para estimular a los

productores y limpiar la formacion alrededor del pozo.

Cuando los reservorios de petroleo someros tienen gruesa formacion
productiva o alta inclinacion y buena permeabilidad lateral, la operacion de
inyeccion de vapor ciclico proporciona tina alta recuperacion de petréleo por

efecto gravitacional.

El efecto benéfico de la inyeccion de vapor sobre el desplazamiento de petroleo
y recuperacion, depende de la cantidad de calor transmitido a la formacion
misma y del volumen poroso barrido por los fluidos calientes. Para evaluar este

efecto, debe conocerse la cantidad de calor cedida a los estratos adyacentes.

La cantidad de calor cedido a las formaciones adyacentes es sustraida de la
cantidad total de vapor inyectado como vapor humedo dentro de la formacion.
El calor remanente aumenta la temperatura de la roca y los fluidos contenidos

sobre la temperatura del reservorio.

El area calentada se expandira continuamente con el tiempo y asumiendo una
formaciéon homogénea e isotropica, la expansion seria radial. Ya que el calor
cedido por la sobrepresiéon se incrementa con el tiempo y el caudal de
inyeccion es constante, los resultados obtenidos usando ecuaciones son
correctos en tanto que el caudal caliente de inyeccidn es superior al caudal de
calor consumido, los proyectos de empuje de vapor son evaluados usando

modelos mas complejos.



Este método ha sido aplicado a reservorios teniendo en cuenta la Tabla N° 1
donde se muestra las principales caracleristicas del reservorio y propiedades

del crudo que influyen en el éxito de un proyecto de inundacion por vapor.

La inyeccion ha sido también aplicada a reservorios con petroleo crudo liviano

e intermedio con densidades de 20 a 40 °“AP| y bajas viscosidades (4 a 6 Cp.).

La inyeccidon de vapor en estos casos es conocido como empuje destilado de
vapor. Su primer objetivo es reducir la saturacion de petréleo residual debajo

de lo obtenido por empuje de agua e incrementar la recuperacion de petréleo.

CRITERIOS DE SELECCION

Basados en los resultados obtenidos en el campo se establecieron criterios de
seleccion para averiguar si un reservorio de petroleo es un "buen candidato”
para la inyeccion de vapor. Nuevos resultados de campo ayudaron
grandemente a la aplicabilidad de rangos de inyeccién de vapor. Por ejemplo
considerando la limitacidn a procesos de inundacién solamente, Chu (1985)
desarrollé una valorable guia de criterios basada en resultados de 28 proyectos

de inundacién de vapor. Tabla N° 2



Factores adversos a la inyeccion de vapor :

Grandes reservorios no uniformes, contenido de arcillas altamente sensibles al
agua, poca comunicacion entre los pozos, reservorios que presenten alta

heterogeneidad.

La inyeccion de vapor es el proceso de Recuperacion Mejorada de petréleo
mas eficiente basado en la cantidad de petréleo producido. Aunque la inyeccion
de vapor ciclico contribuye bastante a la produccion de petroleo, su aplicacion
futura estara en la estimulacion y preparacion de pozos para inundacion por

vapor y combustion in situ.

1.3.1.2.-INYECCION DE AGUA TEMPERADA

La Inyeccion de Agua Caliente, no obstante un simple proceso en concepto, no
es un metodo termal popular. La razén por la cual la inyeccion de agua caliente
es menos preferido a la Inyeccion de Vapor es que el vapor es mucho mas

efectivo en el calentamiento del reservorio.

Tenemos un simple ejemplo hipotético de calculo de la energia calorifica,
ilustrado en este punto para una unidad de volumen del reservorio con una
porosidad del 40 %

Para 400 ° F, el vapor alcanza lo 1,201 BTU/Ib de calor y tiene un volumen
especifico de 1.84 ft3/lb. Comparado asi con el agua caliente que tiene unos
375 BTU / Ib un volumen especifico de 0.0186 ft3 / Ib. Por tanto el calor total

que se desprende cuando el agua caliente es inyectada es

(0.4 ft3)(375BTU/Ib)/0.0186ft3 /b - 8,064 BTUs



Ahora, si el vapor es inyectado, y es condensado para igual volumen :
(0.4 ft3 )(1,201 BTU /Ib )/ 0.018 ft3 de condensado = 25,828 BTU's

Asi la relacion entre calor del vapor y del agua caliente es :

(25828 / 8064) = 3.2

Por lo tanto el vapor es 3.2 veces mas efectivo que el agua caliente.

Mas aun, la inyectividad del vapor es alta. Incluso, hablando relativamente la
pérdida de calor en la cara de la formacion en un proceso de inyeccion de agua
caliente puede ser tan alto como el 30%. La ausencia del calor latente en este

proceso hace siempre el proyecto menos atractivo.

Sin embargo existen algunos reservorios candidatos vy situaciones en donde
este proceso puede ser considerado. Estos son: zonas delgadas, formaciones
conteniendo arcillas sensibles al agua ( para prevenir el dafio de formacion por
vapor ), formaciones someras, petroleos de baja viscosidad, necesidad de un

mayor calentamiento efectivo en arenas productivas fracturadas.
1.3.1.3.-PROCESO ELECTROTERMAL

Los procesos Electrotermales utilizan la electricidad o la energia
electromagnética para estimular reservorios constituidos por arenas y crudos
pesados. Muchos procesos han sido propuestos, y una revision del estado
existente de la tecnologia especifica es presentado por Chute y Vermeylen
(1988) y por Pautz y colaboradores (1990).

El proceso involucra calentamiento de |la formacién que permita disminuir la
viscosidad del petroleo al punto donde este pueda fluir o ser desplazado por el
vapor. Este incremento de temperatura es alcanzado con energia
electromagnética producida por uso de pozos adyacentes como electrodos. Los

reservorios, pueden incluso, ser calgnlados por frecuencias de radio ( RF). En
)



este caso estructuras monopolo o dipoln de antenas son introducidas a una
profundidad dada para aplicar la energian RF al reservorio, Esquema de la
Figura N° 5

1.3.1.4.-COMBUSTION IN SITU

La combustion insitu es uno de los métndos termales mas significativos que
involucran la recuperacion de petroleo. Es aplicado en campos de gravedades
especificas bajas o donde la viscosidnd del petroleo es desfavorable por
meétodos de recuperacion convencional, la combustion insitu es la mejor técnica

para la recuperacion final de petroleo, por las caracteristicas del reservorio.

Este proceso termal incrementa la temperatura del reservorio, el efecto mas
aparente es reducir la viscosidad del petroleo. Los crudos mas viscosos

muestran un mayor cambio.

El coque remanente o combustible puede ser usado por el proceso en el fondo
y es solamente una fraccion de petroleo original en la formacion, ademas a
altas temperaturas la tension superficial y las fuerzas capilares son reducidas o

minimizadas.

A.- Descripcion Conceptual

El proceso de Combustion Insitu es basicamente un frente de combustion que
se mueve lentamente desde un pozo de inyeccidon hacia uno o mas pozos de
produccioén. El proceso es iniciado por la inyeccion de aire dentro de un pozo
de inyeccion localizado centralmente y rodeado por un arreglo determinado de
pozos de produccion.

Después que la permeabilidad al gas es desarrollada, el frente de combustion
se mueve radialmente lejos del pozo de inyeccion. El aire, gases con
cantidades variables de oxigeno u oxigeno puro puede ser usado para

mantener la combustion. Figura N° 6



La combustion es iniciada en la formacion por la inyeccion de aire que es
calentado de 400 a 1200°F, dependiendo primeramente e las caracteristicas

de las temperaturas de oxidacion del petréleo crudo que sera encendido.

Usualmente el aire es precalentado en la cara de la arena del pozo de
inyeccion por un quemador de gas, calentador eléctrico o algun otro meétodo
conveniente. Sin embargo, el petréleo es encendido espontaneamente en
algunos reservorios después de que el aire ha sido inyectado durante algun

tiempo. Esta reaccion es sensiliva a la temperatura.

De este modo reservorios profundos a altas temperaturas de fondo pueden
encenderse en unas pocas horas, mientras que formaciones someras
requieren de varias semanas para encenderse. Muchos reservorios pueden
nunca encenderse. El frente de combustion se mueve radialmenle desde el
pozo de inyeccion a un régimen gobernado principalmente por el tipo y
cantidad de combustible encendido, el régimen de inyeccion de aire, y el

contenido de oxigeno del aire inyectado

Como el frente de combustion se mueve lejos del pozo de inyeccion, varias
zonas distintas son desarrolladas y un numero diferente de mecanismos
operan, pero que estan intimamente relacionados. Estas zonas ilustradas en la
Figura N° 6, la cual describe una seccion transversal de una zona del frente de
combustion entre un pozo de inyeccion y algun pozo de produccion. La seccion
superior de la Figura N° 7 ilustra la temperatura correspondiente en un proceso
de combustion.



B.- Tipos de Desplazamiento
1) Desplazamiento del Vapor Condencado

Como el aire inyectado reacciona con =l combustible residual del frente de
combustion, el vapor es uno de los produictos formados. Este vapor se produce
a lo largo por vaporizacion del agua intersticial de la formacion, se mueve
directamente y en contacto con |la arena fria delante. El vapor caliente se
perdera rapidamente en la formacion, y resultara un tipo de desplazamiento de
vapor condensado. La gran cantidad de calor latente desprendido por la
condensacién de este vapor imparte una energia sustancial al petréleo y
delante de la zona de vapor. La viscosidad del petréleo decrece gradualmente
e incrementa la movilidad, con la cual se mejora el desplazamiento del
petroleo.

2) Desplazamiento Miscible

Los hidrocarburos gaseosos que se desarrollan por la destilacidn normal con
los hidrocarburos gaseosos formados en la reaccion de craqueo y la
combinacioén de las corrientes se mezclan y condensan delante en el banco de
petroleo, cuando los gases condensan hacen al petroleo mas movible

mejorando su desplazamiento.

3) Desplazamiento por Gas

Un desplazamiento muy efectivo por gas se formara durante el proceso de
combustidon. Los gases generados por la combustion en el frente de
combustion transfieren calor al petroleo, a su vez, el CO, disuelto parcialmente

en el petroleo reducira la viscosidad de éste.
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4) Desplazamiento Termal

Los mecanismos de desplazamiento resultantes de la Combustion Insitu, en el
frente de combustion son mantenidos por la inyeccion de aire comprimido.
Aunque otras mezclas de gases pueden ser usadas. El aire, gas natural 6

reciclaje de gases han sido usadas exitosamente en pruebas de campo. Vapor,
gases pobres de combustidn y aire también pueden ser inyectados para mover

calor a través del reservorio.

C.- Tipos de Combustion

Existen dos procesos de Combustion Insitu :

1) Combustion Directa

En la combustion directa el reservorio es encendido en la vecindad del pozo
inyector de aire, y el frente de combustion se propaga lejos del pozo La
inyeccion continua de aire mantiene la combustion y el frente de combustion se
desplaza a través del reservorio en la direccién general del flujo de aire. Es
evidente que si la inyeccidon de aire es invertida, es decir si la inyeccion de aire
en el pozo inyector es detenida y luego desviada al pozo de produccion, el
banco de petréleo sera forzado a moverse en la direccion inversa y a través de
la zona de encendido (Figura N° 8) , mientras el frente continua moviéndose sin

ningun cambio de direccion.

2)- Combustién Inversa

Aunque |la combustion inversa nunca ha sido aplicada para la produccion de
petréleo, es generalmente usada para proyectos de gasificaciéon de carbén.

El proceso de combustion inversa es iniciado primeramente como un proceso
de combustién directa por la inyeccidn de aire a través de los que

eventualmente cambiaran a pozos productores de petréleo.
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Después de realizada la combustion a una distancia corta de los pozos de
ignicion, el aire de inyeccion es enviado a los pozos adyacentes. La inyeccidon
continua del aire en los pozos adyacentes desplaza el petroleo hacia los pozos
previamente encendidos mientras el frente de combustion viaja en direccion

opuesta hacia los pozos adyacentes como se aprecia en la Figura N° 8.
D.- Aspectos Considerados

Los siguientes aspectos seran considerados para la realizacion del estudio de

factibilidad de los procesos termales.

1) Profundidad de la Formacion

La inversion y costos de operacion se incrementan con la profundidad.
Proyectos mas profundos usualmente operan a mayores presiones y las
caracteristicas del reservorio y caudales de inyeccion afectan la presion del
proyecto. Estos factores deben ser estudiados con la profundidad como factor
de control, de tal forma que la presion de sobrecarga no sea excedida. En la
mayoria de los reservorios sin embargo, la profundidad del reservorio no es el
factor mas critico, y todos los reservorios disponibles deberian ser evaluados

para recuperacion termal.
2) Caracteristicas del Reservorio

La alta porosidad y saturacion del petréleo son caracteristicas del reservorio
deseadas para el desplazamiento con vapor. La alta permeabilidad es también
conveniente para menores presiones y costos de operacion. Sin embargo la
baja porosidad usualmente encontrada en reservorios consolidados a mayores
profundidades, frecuentemente tienen muchas caracteristicas que hacen

factible las aplicaciones de desplazamienio termal.

En general, los reservorios encontrados a grandes profundidades son mas
competentes. Por lo tanto los reservorios mas profundos se presurizan con

mayor facilidad cuando el aire es in;ﬁctado.



Los reservorios mas profundos operados a altas presiones ofrecen otras tres
ventajas. La temperatura del reservorio es mas alta de tal forma que la
viscosidad es mas baja. La perdida de calor es reducida y la solubilidad del

gas es mucho mayor a altas presiones.

El proceso de combustion es aplicable a formaciones con profundidades de

menos de 10,000 pies hasta las profundicdlades de los 3,000 pies.

3) Caracteristicas del Fluido a Recuperar

3.1) Gravedad del Petroéleo

Las gravedades aplicables para la recuperacion termal son de 7 a 40 ° API. La
mayoria de los petréleos en el rango de 7° API requeriran un proceso
secundario para calentar los pozos de producciéon previo a la llegada del frente
de calor.

3.2) Viscosidad

El rango de viscosidad encontrado en campos produciendo por Combustion
Insitu es de 2 a 500,000 cps. Probablemente un maximo practico para
combustion directa es cerca de 100 a 2,000 cps. A la presion y temperatura del
reservorio. A partir de 5,000 a 50,000 cps., alguna forma de calor
suplementario es requerido en los pozos de producciéon previo a la llegada de
calor al pozo. Para reservorios produciendo petroleo con una viscosidad

encima de 50,000 cps. La combustidon reversa y vapor son requeridos.



3.3) Movilidad

Cada reservorio debe ser estudiado individualmente para predecir como
reaccionara al desplazamiento termal. |.a clave para la productividad de un

pozo es la movilidad del petréleo.

Un reservorio con un potencial de produccion promedio entre 5 y 10 BOPD,
previo a la iniciacion de las operaciones de recuperacion termal, puede

responder tempranamente a la Combustion Insitu u operacion con vapor.

Si el arreglo es de 10 acres 6 menos, el incremento en la produccion causada
por la presion de desplazamiento por la inyeccion de aire puede ser de 50 a
100 %, previo a la llegada del frente de calor. Este tipo de respuesta ocurre en

reservorios permeables con buena saturacion residual.
Las Caracteristicas del Reservorio son dndas en la Tabla N° 3
3.4) Geologia y Estructura

Las caracteristicas estructurales del reservorio usualmente pueden ser usadas

para mejorar el rendimiento del desplazamiento termal.

Cuando se esta produciendo petréleo de alta viscosidad y/o baja movilidad,

estas caracteristicas son a menudo ventajosas para el proceso termal.

Los requerimientos estructurales adicionales, aplicables a cualquier reservorio

incluyen lo siguiente.

1.- Una componente lutdcea o capa de roca impermeable debe estar encima
del reservorio para asi mantener la presion de la formacion, ver esquema de la
Figura N° 6

2.- Una comunicacion directa del petréleo con un acuifero es permisible en la

mayoria de los casos. L.os pozos deftgerian ser completados encima de la zona



de transicion y las altas presiones en la cara de las formaciones deberian ser

permitidas hasta un corto tiempo.

3.- Varios crudos viscosos, de baja gravedad son los mas convenientes para
una Combustion Insitu porque proveen el combustible necesario para la
combustién. Aunque la razén de aire/petroleo requerido para crudos pesados

es alta.

3.5) Problemas Operacionales Reportados por Operaciones de

Combustion Insitu:

1.- Formacion de emulsiones agua petroleo el cual causa problemas de
bombeo, reduce la productividad del pozo y aumenta los costos de

tratamiento del petréleo producido.

2.- Produccién de agua caliente de PH’'s bajo (acidez), abundancia de
sulfatos y hierro, presentandose problemas de corrosiéon en los
pozos de produccion.

3.- Incremento de la produccién de arena, el cual causa el taponamiento
de la laina del pozo.

4 .- Taponamiento del hueco del pozo debido a la deposiciéon del carbon
y cera, como un resultado del craqueo termal del petroleo, ver

esquema de la Figura N° 6

5.- Produccion de gases peligrosos cercanamente, tales como el

monoxido de carbono y sulfuro de hidrogeno.

6.- Fallas en la laina y tuberia de produccion debido a excesivas

temperaturas en los pozos de produccion.



3.6) Recuperacion de Petréleo

La recuperacion promedio de petroleo, de la Combustion Insitu esta en el rango
de 30 a 50 %. Altos porcentajes de recuperaciones ocurren antes de la
irrupcion de la zona de combustion. Sin embargo en el caso de crudos

viscosos, la mitad de la recuperacion ocurre después de la irrupcion.

La irrupcién de la zona de combustion es reconocida por el incremento del
agua separada del petroleo producido y aumento del régimen de produccion de
gas y contenido de oxigeno, resultado de un agudo aumento de la temperatura
de fondo del pozo en orden de 100 a 200° F. Al mismo tiempo, una notable
variacion ocurre en el PH del agua producida, este incremento en la acidez del
agua es usualmente acompanado por problemas de corrosion en la tuberia de

produccion.

E .- Desventajas del Proceso de Combustion insitu

Las desventajas del proceso de Combustion Insitu pueden ser resumidas como

sigue:

1.- El proceso de combustion tiene la tendencia de barrer |a parte superior de la
zona de petréleo, sin embargo el barrido vertical en formaciones muy gruesas
es probablemente pobre. EI frente de combustion produce vapor por
evaporacion del agua intersticial y por la reacciones de combustién. El vapor
moviliza y desplaza gran parte de la zona del petréleo delante del frente, pero
cuando el agua condensada del vapor, se establece debajo, vapores y gases
de combustion migran hacia la parte superior, causando un flujo ineficiente en

la parte inferior de la zona de petréleo.

2.- Mucho del calor generado por Combustion Insitu no es utilizado en el
calentamiento de petroleo.



La Combustion Insitu es factible cuando es menor el material de roca a ser
calentado, es decir cuando la porosidad y saturacién son altas y el espesor es

moderado.

3.- Las instalaciones requeridas para una Combustiéon Insitu necesitan de una
gran inversion. Aunque las instalaciones de superficie consumen menos

combustible que aire caliente o unidades de generacion de vapor.

1.3.2.- INYECCION MISCIBLE

Desplazamiento miscible

Cuando dos fluidos son miscibles uno en otro, las fuerzas de tension interfacial
(IFT’s) y la presion capilar ( Pc ), se disipan y esto resulta en un incremento
sustancial de recuperacién de petroleo. Hay muchas condiciones que afectan la
miscibilidad; entre ellas estan la composicidon y caracteristicas de los fluidos,

presion y temperatura.

La miscibiliad termodinamica puede ser explicada con |la ayuda de un tipico
sistema ternario como se muestra en la Figura N° 9. El sistema es una mezcla
comprimida de: Componentes ligeros; principalmente Metano y Nitrogeno,
Componentes intermedios; etano a hexano, y Componentes pesados( C;' ).
Donde se ha podido observar que los componentes intermedios (C,-Cs ), tienen

una mayor influencia en el equilibrio termodinamico.

Algunos fluidos de inyeccion, se mezclan con el petréleo del reservorio en
todas proporciones y sus mezclas permanecen como una sola fase. Estos
fluidos son llamados miscibles de primer contacto. Otros fluidos forman una
zona de transicion; estan continuamente mezclandose y son llamados

miscibles de contacto multiple.

Como las mezclas del petroleo y el solvente en la zona de transicion

permanecen como una sola fase, ambos tipos de fluidos, el de primer contacto
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y el de contacto multiple, no afectan la permeabilidad relativa al solvente y al

petréleo.

La Inyeccidon Miscible es uno de los procesos mas activos de Recuperacion

Mejorada hoy en dia, y comprende una gran variedad de procesos:

1.3.2.1

Inyeccion de Hidrocarburaos Miscibles.

a .- Impulsién por Gas Vaporizante ( Inyecciéon de gas a alta

presion ):

La Figura N° 10, muestra un diagrama ternario de un proceso de
impulsidon por gas vaporizante. Este proceso es también llamado
inyeccion de gas a alta presion y es aplicado a formaciones de
alta presion (formaciones profundas) con el petréleo rico en

componentes intermedios.

Los solventes inyectados son gas natural, gas fuel, N, y CO, La
miscibilidad es obtenida encima de la minima presion de
miscibilidiad, el cual toma distintos valores para distintos gases

inyectados y a distintas condiciones de reservorio.

La miscibilidad de multiple contacto resulta de la transferencia
insitu de los componentes a través de la vaporizacion de
componentes intermedios del petréleo dentro del gas inyectado.
Los componentes intermedios (C2, - Cg ), son vaporizados y el
petréleo y el gas alcanzan la miscibilidad a través de multiples

contactos.

Como se muestra en la Figura N° 10, el gas en el punto G4, no es
facilmente miscible con el petréleo en O, , y se forma un proceso
inmiscible en el desarrollo de la linea que une el punto “Ot” con el
punto “G,”; debido a que corta la regidon de dos fases. Como los

cambios de fase continjian tomando lugar entre ellos, el gas llega



a ser enriquecido con los componentes intermedios del petroleo,

por lo que el petroleo llega a mezclarse con el gas.

Eventualmente, la inyeccion de gas asume (ina composicion que
se muestra como la linea "0, A" , la cual esta sobre la derecha de
las dos fases desarrolladas. El punto Op denota el limite de la
composicion del petroleo en el cual el petroleo no intercambia
mucho sus componentes con el gas. El petréleo en Op llega a ser
no recuperable. En la Figura N° 12, se muestra un esquema
idealizado de este tipo de inyeccion.La miscibilidad es alcanzada

de la misma manera con el gas fuel, y el N3

Una vez que la miscibilidad alcanza la frontera miscible es
usualmente conducida por un gas inerte, que reduce el uso del
gas natural mas caro, en este caso el gas inerte tipicamente

usado es N».

Para obtener mejores resultados en los proyectos de inyeccion de
gas de alta presion, es necesario aplicarlos a reservorios que

tengan las siguientes caracteristicas

Gravedad API > 35°
Presion de inyec. > 3000 < 6000 psia.

Petroleo rico en C, -Cg

b.- Impulsiéon por gas condensado :

La impulsion por gas condensado, también conocido como el
proceso de impulsion de gas enriquecido, usa de 10 a 20% del
volumen poroso de gas natural, enriquecido con componentes
intermedios de modo que el gas pueda transferir sus
componentes C,-Cg y llegar a ser miscible con el petréleo. Para
ayudar a explicar el proceso se usa frecuentemente la Figura N°
11, reproducida por Lati|(1980).



En este caso, las composiciones iniciales del gas y del petroleo
estan en los puntos B y O reaspectivamente en la Figura N° 11, y
no son miscibles cuando la linea BO corta las dos fases
desarrolladas. De manera similar que en procesos de impulsion
de gas por vaporizacion, la miscibilidad es alcanzada en el punto
O, debido al “progresivo intercambio” de los componentes
intermedios entre el solvente inyectado y el petréleo. Durante este
proceso, el gas libera sus componentes intermedios (C, a C4) ¥y
alteran la composiciéon del petréleo insitu por lo que el petréleo se

hace miscible con el gas. En O, todo el petrdleo llega a ser movil.

Los procesos de impulsion de gas enriquecido son adecuados

para reservorios con las siguientes caracteristicas:

Crudos Pesados APl < 16
Presion y Temperatura promedio 500y 120 °F
Presion inyeccion. 2000 a 3000 psi.

La inyeccion del gas debe de ser continuamente mantenida hasta
que exista una suficiente reserva de gas enriquecido detras del
frente de Impulsién. Esta medida preventiva es requerida cuando
la miscibilidad alcanzada en estos procesos no es estable, como
en la impulsion de gas por vaporizacion. La Figura N° 12, muestra

un esquema del mecanismo de impulsion.
c .- Inyeccion ciclica de LPG seguido por gas a alta presion.

Los gases licuados de petroleo (LPG), tales como el etano,
propano y butano son considerados como fluidos de primer
contacto mientras ellos permanezcan en el estado liquido. A
temperaturas sobre sus temperaturas criticas, el LPG se convierte
en gas por debajo de ciertas presiones y de esta manera se

convierte en un fluido i'r(v)miscible con el petroleo. La Tabla N° 4,



1.3.2.2

muestra los valores de presion y temperatura para mantenerlos

como liquido.

El LPG esta compuesto por Etano, Propano y Butano. Estos
componentes son miscibles con el petroleo solo cuando se
encuentren en estado liquido. Aunque ellos toman caracteristicas
gaseosas, cuando se excede la temperatura critica del
hidrocarburo, los cuales son de 90° F para el etano, 20G° F para el
propano, y 305 °F para el butano normal. l.a presidn requerida

para que el hidrocarburo sea liquido varia con la temperatura.

Asi la miscibilidad entre el petroleo y el LPG no es dificil de
alcanzar. Sin embargo con el fin de hacer el proceso de
desplazamiento por LPG econdémico, por lo general es realizado
en un desplazamiento miscible con otro fluido mas barato, tal
como gas inerte a alta presion, nitrdgeno o gas flue (gas de

chimenea).

En este proceso, también conocido como el proceso de tapon
miscible (piston) entre 30 y 50 % del volumen poroso de tampon
miscible de LPG, es inyectado dentro del reservorio. |.os bancos
miscibles se forman en el reservorio de petroleo los cuales son
conducidos con agua o seguidos por un gas seco. Cuando se usa
seguido de un gas, este también permanece miscible con el LPG
debido a que la presion del reservorio es mas alta que la presion

critica de la mezcla de gas con LPG. Figura N° 13
Inyeccién Miscible de CO;

La inyecciéon de CO2> ha empezado a ser uno de los mas efectivos
métodos de Recuperacion Mejorada en regiones donde este gas
es abundante. Alrededor del mundo hay cerca de 75 proyectos
activos de inyecciéon de CO;,; y la mayoria de ellos se han

implementado en reser\:/zgrios de performance razonable.



Basicamente hay dos tipos de inyeccion de CO;,

A .- Inyeccidon Miscible, en el cual el gas esta sobre la minima
presion de miscibilidad (MMI?).
B .- Inyeccidon Inmiscible en la cual la inyeccion de gas es

conducida por debajo de la MMP.

El presente trabajo se centra en lo que respecta a la inyeccion
miscible ya que a nivel mundial reporta el mayor numero de

trabajos realizados.

La Inyeccion miscible favorece mas a petréleos livianos o medios,
mientras la inyeccion inmiscible es aplicadqo a reservorios de
petroleos pesados. Los informacion estadistica mundial indican
que, inyecciones miscibles de CO; , han sido aplicados para
reservorios de petréleo con una gravedad API| en el rango de 25° -

44° y una viscosidad en el rango de 0.36-6.0 Cps.

La maxima profundidad vy temperatura de los reservorios
reportados, donde se ha utilizado este método son 12,762 pies y
248° F, respectivamente. En contraste la inyeccidon inmiscible de
CO2 han tenido performance en reservorios de petroleo con bajas

gravedades API.

En el esquema de la Figura N° 14 podemos ver un proceso de
CO, miscible, en forma idealizada, un volumen relativamente
pequefo de gas es inyectado en un modo gas alterno con agua
(WAG).

Existen otras alternativas de utilizacién de CO, en un proceso de

Recuperacion Mejorada, los cuales son:
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- Donde el CO, es muy caro, la utilizacion del gas es reducida
para la primera inyeccion de un tapon predeterminado de CO,
con el fin de un abaratamiento del costo del gas. De esto, el gas
CO,; es conducido por olros grandes voliimenes por un gas
barato, como es el Nitrogeno. En algunos casos, puede ser
posible usar agua como un fluido de empuje del tapon de CO»
como se observa en forma iclealizada en la Figura N © 14.

Independientemente del proceso de inyeccion de CO,; , la
recuperacion del petroleo es afectado por algunos de los
siguientes mecanismos, los cuales deben tomar lugar en un modo

sinergético:

a.- Reduccion de la viscosidad del petréleo.

b.- Dilatacion del volumen de petréleo

c.- Incremento de la miscibilidad con el petréleo
d.- Incremento de la inyectividad.

e.- Disminucion de las fuerzas de tensidn interfacial

La sinergia de estos mecanismos hace que las relaciones entre
éstas sean muy complejas. Un breve analisis y descripcion de

estos mecanismos se muestran a continuacion :
a.- Reduccion de la viscosidad del petréleo.

Simon y Graue (1965), propusieron correlaciones generalizadas
para predecir el comportamiento de la viscosidad de un sistema
COz - petréleo como funcion de la viscosidad del petroleo. En la
Figura N° 15 se muestra un juego tipico de tales correlaciones
para un petroleo saturado con CO, a 49° C, donde, 11, es la
viscosidad del petroleo y p,n es la viscosidad de la mezcla de
petréleo crudo- CO,, Es evidente, que para altas presiones de

saturacién, corresponde a una gran reduccion de viscosidad de la
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mezcla. También, es interesante notar que la magnitud de la
reduccion de la viscosidad es mas pronunciada para el petrdleo
con una alta viscosidad original. Para el agua, sin embargo, el
CO; tiene un efecto opuesto; causa un pequeno incremento en la
viscosidad del agua.

Por esta razéon el CO, facilita una relacion mas favorable de
movilidad, esto es, (K. / j10) incrementa, mientras la movilidad del

agua (Kw / jtw) decrece.
b.- Dilatacién del volumen de petréleo

Estudios realizados por Simon y Grue también muestran como el
CO; ayuda a la dilatacion del petréleo como una funcion del
contenido de CO; en el petréleo y el peso molecular del petréleo

escogido.

La Figura N° 16, muestra un grupo tipico de correlaciones para el
factor de dilatacién del petroleo crudo, el cual es expresado como
la relacion del volumen de petréleo saturado en CO, al volumen
de petroleo libre de CO, a la misma temperatura en diferentes
fracciones molares de CQO, péfa petroleos con pesos moleculares
entre 175y 475,

Debido a que el petroleo residual detras del frente de empuje se
dilata, el volumen neto del petréleo efectivamente sera inferior en
términos de volumen de STB. Esto mejora la situacion de la
permeabilidad relativa al petroleo por la dilatacién que sufre en los
poros, cuyo resultado es el desplazamiento del agua desde estos

poros.

c.- Incremento de la miscibilidad con el petréleo:
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El CO; por si solo no es realmente miscible con el petréleo de la
mayoria de reservorios. [Frecuentemente la miscibilidad es
obtenida a través de contactos muiltiples (miscibilidad dinamica).
Aun si la miscibilidad obtenida es pobre, se puede bajar las
fuerzas de tension interfaciales (IFT). Como hemos notado e la
Figura N° 16-a, en la correlacion entre el numero de capilaridad y
las saturaciones de petréleo residual, una baja de las fuerzas de
tension interfaciales (IFT), ayuda a reducir la saturacion del
petroleo residual, esto es, resulta en una mejora del petréleo
recuperado.

La miscibilidad dinamica con el CO; es posible a través de un
mecanismo de impulsion por gas vaporizante. La diferencia entre
el mecanismo de gas vaporizante de CO2 con el gas natural (
metano) es que la miscibilidad dinamica con el CO2 no requiere
de la presencia de hidrocarburos de peso molecular intermedio en
el fluido del reservorio. La extraccion de un amplio rango de
hidrocarburos desde el reservorio de petroleo, frecuentemente
causa miscibilidad dinamica, ocurriendo a una presion razonable

la cual es inferior que la presion de miscibilidad del LPG.

d.- Incremento de la inyectividad.

El CO; trae un mejoramiento de I|a inyectividad por
desenvolvimiento parcial de la roca matriz a través de una serie
de reacciones, y por reduccion del hinchamiento de las arcillas.

Las reacciones son:
CO, + H,0 < HCOs

H,CO; + CaCOs; o Ca(HC03)2
H.CO3; + MgCOs; < Mg(HCOas)2
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Ambos Ca(HCO3;), y Mg(HHCOs)2, son solubles en agua. Sin
embargo, hay un efecto dafino por la formacion del H,CO;

porque es una sustancia corrosiva.
e.- Disminucion de las fuerzas de tension interfacial

La vaporizacion y solubilidad contribuyen a la reduccion de las
fuerzas de tension interfacial (IFT's). Simon en 1,977 obtiene
niveles bajos de las IFT's para sistemas CO,-petroleo crudo. Un
estudio realizado por Marlin en 1,951, define que el CO,

reacciona con el petréleo crudo para formar surfactantes los
cuales reducen las IIFT'S. Sin embargo, estos datos no son muy

confiables desde que no tienen suficiente fundamento técnico.
1.3.2.2.1 ESTUDIO DE VIABILIDAD PARA INYECCION DE CO,.

Previo a la implementacion en el campo de un proceso de
inyeccion de CO;, es necesario realizar los estudios de viabilidad
con parametros especificos de los reservorios candidatos y del
gas CO..

Los estudios de viabilidad comprenden principalmente pruebas de
laboratorio, estudios tedricos y simulaciones de reservorios. Es
necesario realizar un adecuado estudio de Vviabilidad,

principalmente en lo referente a los siguientes parametros:

a.- Presion minima de miscibilidad (MMP).
b.-Caracteristicas del sistema CO,- petréleo crudo con
respecto a la dilatacién y la reduccion de la viscosidad
del petréleo.
c.- Precipitacion de asfaltenos.
d.- Datos de PVT.
e.- Problemas de corrosién del agua carbonatada.
f.- Fuentes del gas CQOa,.
Q.- Requerimien}gs de COy.



h.- Aplicaciones de campo

a.- Presién Minima de Miscibilidad (MMP):

Como se ha indicado anteriormente, el CO; y el petroleo no son
miscibles en el primer contacto bajo condiciones normales de
presion. Sin embargo, a altas presiones el CO, puede alcanzar
una miscibilidad dinamica cuando se vaporiza el CO; 6 se extrae

los hidrocarburos intermedios desde crudos pesados.

La Presidon Minima de Miscibilidad (MMP), esta definido como la
mas baja presion a la cual el CO2 puede desarrollar miscibilidad
con el crudo del reservorio a la temperatura de reservorio. Una
discusion sobre los factores que afectan a la Presiéon Minima de

Miscibilidad del CO, tienen que ser definidos.

Siendo estos factores

- La paridad de la densidad entre el gas CO, vy el petréleo.

- La temperatura del reservorio ( una alta temperatura resulta en
un alto valor de la Presion Minima de Miscibilidad ).

- Composicion del crudo ( componentes Cs- Cap resultan en
bajos valores de Minima Presion de Miscibilidad ).

- Distribucion del peso molecular de los hidrocarburos Cs - C3p
bajos pesos moleculares promueven un bajo valor de Minima
Presion de Miscibilidad.

- Tipos de hidrocarburos (los aromaticos proveen alto valor de
Minima Presion de Miscibilidad).

Un reciente estudio por Hagedorn y Orr (1993) sugiere que existe
una influencia del tamafo molecular y la estructura de los
componentes sobre un sistema CO,; -petréleo crudo.

Componentes Muilti anillos aromaticos influyen
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desfavorablemente dentro de la fase rica de CO; y en la fase de

estos y otros componentes con similar tamafio molecular.

El petréleo contiene una cantidad significativa de multianillos
aromaticos que tienen correspondientemente altos valores de
Minima Presion de Miscibilidad. Sin embargo, la presencia de
cantidades significativas de multi-anillos aromaticos en un
petroleo crudo permite una disminucién prematura del desarrollo
de la miscibilidad. Hagedorn y Orr iniciaron estudios usando tres
muestras diferentes de petroleo, incluyendo un petréleo del
campo Kubiki. De las tres muestras de petroleo crudo, el petroleo
Kubiki tiene el mas alto numero de multi-anillos aromaticos (
9.03% 2 - anillos y 898% 3 + anillos aromaticos) y bajos
porcentajes de n-alcano (5.55%). La Tabla N° 4-a muestra las
distribuciones, la temperatura de reservorio y la Minima Presion

de Miscibilidad para el crudo de estos tres yacimientos.

La Minima Presidon de Miscibilidad es estimado en el laboratorio
para el petroleo seleccionado. De cualquier modo, en la ausencia
de datos de laboratorio, es estimado por teorias computarizadas o
por el uso de una apropiada correlacion disponible. El uso de tales
teorias o correlaciones no son preferibles porque ellas no nos dan
valores exactos de Minima Presion de Miscibilidad para el
petréleo seleccionado sin embargo, las pruebas de laboratorio son

recomendados.

b.- Caracteristicas del sistema CO,- petréleo crudo con respecto a

la dilatacion y la reduccion de la viscosidad del petréleo.

Como ya se mencion6é en el punto anterior en los estudios de
Simon & Grue como el CO, como interviene en la reduccion de la
viscosidad y ayuda a la dilatacion del petroleo como puede

observarse en las Figuras N°s 15y 16.
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c.- Precipitacion de asfaltenos

Si estan presentes asfaltenos, en gran porcentaje del petréleo
escogido, puede causar cierlos problemas de precipitacion, lo cual
puede causar bloqueo de los poros. El petréleo escogido deberia,
por lo tanto, ser analizado para verificar el contenido de
asfaltenos. Una simple y acdecuada prueba conduce a una valor

de precipitacion con pentano.
d.- Datos de PVT

Los datos de PVT que necesitan ser estimados son : GOR,
densidad, compresibilidad y composicion del vapor y las fases

liquidas.
e.- Problemas de corrosion

La corrosion del tubing debido a la formacién del acido carbonico (
reduce el PH del agua ) puede ser un serio problema. El gas CO,
deberia ser deshidratado antes de ser comprimido y transportado,
y un buen programa de inhibiciéon de la corrosion deberia ser
llevado a cabo. También es esencial tener un buen conocimiento

de las propiedades termodinamicas del gas que se utiliza.
f.- Fuentes de CO;

Como se ha enfatizado al inicio, se debe disponer de una fuente
que asegure el suministro del CO, para la inyeccion del
reservorio. En algunos casos, puede ser posible utilizar el gas de
otras fuentes tales como grandes plantas de energia. Por ejemplo
en la Cuenca Pérmica (E.U.A.), un gran sistema de suministro por
gasoductos para CO, esta disponible para bajos costos
comparado con el metano, y los gasoductos estan siendo

extendidos para mas campos.



1.3.23

g.- Requerimientos de CO,-

De acuerdo al reporte del DOE (Departamento de Energia de los
Estados Unidos), para recuperar un barril de petréleo son
requeridos entre BMSCF a 13MSCF dependiendo en la etapa en
que se halla el proceso. Parte de este gas es tratado vy

reinyectado al reservorio.

h.- Aplicaciones de campo:

La Inyeccion de CO, , es uno de los métodos de recuperacion
mejorada que mas optimistas en el Mundo. Numerosos reportes
estan disponibles reportada de las aplicaciones de inyeccion de
CO2 Holm 1987 y Mungan (1981) tiene algunas reflexiones sobre
las destacadas. Tabla N°® 5, adaptada por Holm, presenta los 20

proyectos de CO, miscible mas grandes en Estados Unidos.

Inyeccidon Miscible de Nitrogeno ( N2 )

El nitrdgeno producido por separacion del aire y comprimido a
grandes presiones tiene muchas aplicaciones potenciales, para
intensificar o aumentar la recuperacién de gas y petroleo. Se puede
utilizar como gas de empuje del CO; y en algunos casos para
desplazamiento miscible. También puede considerarse
aplicaciones como el desplazamiento de la capa de gas de un
yacimiento, la recirculacion de yacimientos de condensados y la

conservacion de la presion del yacimiento.

En la Figura N° 17 se aprecia en forma esquematica como es
obtenido e inyectado el nitrdgeno de modo que éste sirva como gas
de empuje del costoso CO, en reservorios profundos con crudo de

alto °API, para formar un tapén miscible que ayude a liberar el
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crudo del reservorio, disminuyendo la viscosidad de modo que la

eficiencia de desplazamiento aumente.
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1.3.2.3.1.- Produccién de Nitrégeno

Mediante ¢l uso de tecnolngia moderna el nitrbgeno se puede
separar del gas natural asocindo que se prodiice. El reemplazo del
gas natural por el nitrogeno, permitira desarrollar proyectos de
Recuperacion Mejorada, y en algunos casos, resultara en mayores
tasas de recuperacion que las esperadas con inyeccion de gas

natural.

1.3.2.3.2.-Criterios para su Aplicaciéon

El fendomeno de desplazamiento por nitrogeno de los fluidos
miscibles del reservorio, solamente ocurre en un estrecho rango de
temperatura, presion, volumen y composicion del fluido. Por
consiguiente, el numero de reservorios candidatos para

recuperacion por este metodn es limitado.

En adicion a la miscibilidad, se deben considerar los siguientes

factores:

1.-Prevenir la caida de presion en el reservorio, que puede causar

pérdida de fluido por condensacion retrograda.

2.-La inyeccion de nitrogeno puede ser aplicada a reservorios de
baja permeabilidad, lo cual puede ser inadecuado para otros

métodos de recuperacion mejorada de petroleo que usan liquidos.

3.-Se debe prevenir la migracion de fluidos en una capa original

con atenuante perdida de crudo.

4.- El reemplazo de gas natural en la capa de gas y zona barrida de
petréleo de tal manera que este gas se quede en el reservorio al

final.

31



5.-Mejoramiento del drenaje gravitacional. El nitrdgeno es un gas

ligero y estara en la capa de aas.

6.-Los reservorios que contienen crudo con °APRP| de 35 o mas son

los que presentan mejores prospectos para aplicar este meétodo.

7.-La profundidad del reservorio debe ser lo stificiente grande para
asegurar que la presion de miscibilidad pueda ser alcanzada sin
que ocurra un fracturamiento en la formacion y pueda originar una

migracion no deseada.

1.3.2.3.3.- Ventajas del procrso

1.-Una ventaja principal del Nitrogeno sobre el gas natural es
economica. Dependiendo de |a presion, la cantidad y ubicacion de
la Planta, el nitrdgeno puedr costar entre una cuarta parte y la

mitad del gas natural.

2.- La produccion de gas inerte es economicamente ventajosa. Por
ejemplo la instalacion de una planta de generacion de Gas-Fuel en
el bloque 31 de un campo de Texas (TX) permitid ahorrar la
adquisicion de 30 a 40 MM PCPD de gas nafural, lo que posibilitd
la utilizacion de 20 a 30 MM scf/d de gas producido y asegurd un

buen abastecimiento de gas para el reservorio.

3.- El nitrégeno es casi siempie un buen desplazante al igual que el
gas natural. Si el desplazamiento es realizado a una presion
suficientemente alta, se obhtiene una alta recuperacion por
desplazamiento miscible. Esio ocurre igualmente a pesar que el
gas inyectado no es miscible con el petroleo en el primer contacto a

la presion de inyexccion.



1.3.2.3.4.- Desventajas del proceso

1.-La la desventaja simple mas importante de operacion cuando se
usan calderas y/o turbinas de escape de gas para desplazamiento
miscible de petroleo es la norrosion. Debido a que el vapor de
agua, CO; y 6xidos nitrosos estan presentes en el gas, se formaran
acidos débiles, carbonico y nitrico al enfriarse el gas y se condensa
vapor de agua. Si estos acidos no son tratados, irdA aumentando la
concentracion conforme el gas se mueve desde las diferentes
etapas de compresion hasta alcanzar niveles inaceptables y los

niveles de corrosion sobre los equipos seran mayores.

2.-La irrupcion del gas inyectado en los pozos productores es un
serio y costoso problema, el nitrbgeno baja el contenido de calor
del gas producido y representa un serio problema si el gas
producido y vendido para combustible en el campo. Varios
esquemas han sido proyectados para resolver este problema. Una
inadecuada aplicacion del método seleccionado aumenta la carga

economica al igual que disminuye el tiempo de vida del proyecto.

3.-Una gran inversion inicial es requerida para proyectos de
inyeccion de nitrogeno. Todas las desventajas y costos pueden ser
cuidadosamente medidos y comparados con las ventajas y el

incremento de produccion esperado.
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1.3.3.- METODOS QUIMICOS
1.3.3.1.- INYECCION DE POLIMEROS
1.3.3.1.1.- Generalidades:

La inundacion de los polimeros consiste en adicionar polimeros al agua de
inyeccion, resultando en un incremento de la viscosidad, lo que ocurre con
algunos polimeros que causan una disminucion de la relacion de la movilidad.
Esto incrementa la eficiencia del frente de inundacion y también la eficiencia de

barrido disminuyendo mas la zona de saturacién de petréleo.

La saturacion irreductible de petroleo no disminuye, no obstante la saturacion de
petréleo remanente si, acercandose a la Sor, tanto para el agua de inundacion
como para la inundacion de polimeros, la mayor eficiencia de recuperacion
constituye un incentivo econOmico para la aplicacion del método de inundacién
de polimeros cuando este es aplicable, generalmente una inundacion de
polimeros resulta econémico sélo cuando la relacion de movilidad del agua de
inundacién inicialmente es alto, también en reservorios muy heterogéneos

(altamente fallados) o en una combinacién de ambos casos.
1.3.3.1.2.-Conceptos Fundamentales

A.- Movilidades de Petréleo y agua

Cuando el agua desplaza al petroleo a través del espacio poral, la velocidad de

desplazamiento es proporcional a la movilidad del agua.

K Donde K, es la permeabilidad efectiva al
Aw

# . aguay uw es la viscosidad del agua. El

agua es la fase desplazante y el petrdleo
la fase desplazada.

El petréleo también tiene una movilidad de:



K o
;l o

Donde K,, es la permeabilidad efectiva al petrdleo y p, es la viscosidad del
petréleo. Debido a que el flujo es tomado bajo una misma gradiente de presion,
la velocidad de flujo es la misma en el area de barrido del agua y en la zona del

banco de petréleo, cuando la relacidon siguiente se cumpla:

Razon de Movilidad

El concepto de razon de movilidad descrito por Craig (1980) es definido como la

movilidad de la fase desplazante entre la movilidad de la fase desplazada. En un
proceso de inyeccion de agua:

Aw _ Ku*u,

Mw-o: -
1’0 ﬂw*K()

Dividiendo por la permeabilidad absoluta, la razén de agua petroleo es :

Donde K, es la permeabilidad relativa del agua a la saturacién promedio detras

del frente de agua y K;, es la permeabilidad relativa del petrdleo a la saturacion
de agua irreductible.

Es obvio que la relacion de movilidad es mayor que la unidad, desde que nw €s
menor que o, el agua fluye a altas velocidades a través de la via de menor

resistencia y rompe a través de los pozos productores prematuramente. La
relacion de movilidad en este caso es probable que sea desfavorable.

El rol de los polimeros solubles en el agua es incrementar la viscosidad del agua

y también reduce la permeabilidad efectiva al_agua, en otras palabras reduce la

razon de movilidad de agua-petréleo reduciéndose a la unidad o menos.
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Entonces, la eficiencia de barrido volumétrica (areal x vertical): sera mejorada y

una alta recuperaciéon de crudo sera obtenido en proyectos de inyeccion de
polimeros, mas que con agua.

Después de que el agua irrumpa el frente en los pozos productores, el flujo de
las dos fases (petréleo y agua) en el area barrida del reservorio es controlada
por la ecuacioén de flujo fraccional de Buckley & Leveret (1942).

o Ff*_#_ Ec. Buckley & Leveret
H, K
Donde:
fw = Fraccion de agua en cualquier punto de la corriente de flujo en el
area barrida (es decir el Corte de agua).
Ko, Kw = Permeabilidad efectiva al petroleo y al agua respectivamente, a

una saturaciéon en un punto del reservorio (Graig 1980)
Viscosidades de petroleo y agua.

Asimismo simplificando e ignorando la presiéon capilar y efectos gravitacionales,

pueden también ser expresadas usando las permeabilidades relativas de
petréleo y agua.

Nuevamente es facil de observar que cuando la viscosidad del agua incrementa
y la permeabilidad efectiva al agua decrece, el flujo fraccional de petrdleo
incrementa, mejorando el caudal de recuperacion del petroleo.

De este modo tendremos una reducciéon de la permeabilidad al agua y un
aumento de la viscosidad del agua, incrementara la resistencia al flujo de la
solucién de polimeros desviando estos hacia areas no barridas por el agua.

/

4 Kewthe
#0 K w

.fu ::]'.fwr_:]'

Como un ejemplc!> se presentan las curvas de permeabilidad relativas de un
reservorio de petroleo Figura N° 18,
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18 y la relacién de viscosidades /)1y, = G, procedemos a calcular la razén de

movilidades petréleo-agua M,,., y el corte de agua f, @ S.=50%.
Asumiendo que el petroleo residual en el area de inyeccion de agua del

reservorio, Sor = 0.20, y la saturacion de agua irreductible en el banco de

petréleo delante del frente del agua inyectada es S, = 0.20, leemos:
wa= 0.57 @ Sor y K,n = 10 @ SM
La razén de movilidades agua-petroleo:
Mw-o: K(W * 'Jo/ Hw * K") = 057*6/1 = 3,4
En Sy = 50%
El corte de agua:
Kw=0.13 y K,,=0.24

luego fw = 1/ ( 1 + (0.24*1)/(6*0.13)) = 0.76

Descripcion del Método :

En la inyeccion de polimeros una pastilla viscosa es inyectada en el reservorio
precedido por una inyeccion de una pastilla de salmuera de baja salinidad. Un
esquema de las instalaciones de superficie y del reservorio es mostrado en la
Figura N° 19

La solucion de polimeros es seguida por otra pastilla de agua fresca y continua
de inyeccidn de agua. EI esquema de la seccion transversal de la inyeccién de

un polimero es mostrado en el esquema de la Figura N° 20
La solucién de polimeros es inyectada entre dos colchones de agua con el

propodsito de atenuar el contacto directo con la salinidad de! agua de formacion.

La salinidad del agua reduce la viscosidad de la solucién de polimeros.
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La inyeccion de polimeros no reduce la saturacion de petrdleo residual, esto
mejora la recuperacion de petréleo sobre la de inyeccion por agua, debido al

incremento del volumen contactado.

También si comparamos la inyeccidon de agua con la inyeccion de polimeros,
este acelera la producciéon de petroleo y una alta recuperacion es obtenida en la

ruptura del frente.

La inyeccion de polimeros es satisfactoria cuando es aplicada en estados
tempranos de una inyeccion de agua, o ctiando es aplicado al inicio cuando la
movilidad del petréleo es alta. Este tiene un pequeiftio o ningun efecto en la
uniformidad de la inyeccion del agua a reservorios que contengan crudo de baja

viscosidad o teniendo alta saturaciéon de aqua al inicio del proceso.

Los polimeros pueden ser usados en la produccion de petroleo de tres maneras:

1.- Como tratamiento cercano al pozo para mejorar la performance de los
inyectores de agua 6 en la produccién de agua por bloqueo de las zonas de alta

conductividad.

2.- Como agentes que pueden atravesar como un eslabon insitu para taponear

las zonas de alta conductividad en la profundidad del reservorio.

3.- Como agentes para disminuir la movilidad del agua o la relacién de movilidad

agua - petréleo.

En reservorios con alta variacion de perieabilidades, el agua de inyeccion
rapidamente irrumpe el frente en los pozos productores y una baja recuperacion
de petréleo puede estar relacionada.

B.- Tipos de Polimeros

Hay dos principales tipos de polimeros que pueden ser usados en aplicaciones

en el campo y estos son :
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b1. POLIACRILAMIDA HIDROLIZADOS (HPAM)
b2. BIOPOLIMEROS POLISACARIDOS (Xantthan gum)

b1.- POLIACRILAMIDAS

Estos son obtenidos por la polimerizacion de monémeros acrilamida.

A través de la hidrolisis algunos de los monémeros acrilamida son convertidos a

grupos carboxilicos y con carga negativa.

La poliacrilamida hidrolizada tiene de un 20% a 40% de grado de hidrodlisis, un
peso molecular tan alto como 3*10"6 y una estructura lineal de cadena
molecular. La longitud de la cadena molecular de la poliacrilamida parcialmente
hidrolizada, en solucion con agua fresca facilita el flujo a través del espacio poral

de la roca reservorio como se aprecia en las Figuras N°s 21y 22.

En agua salada los electrolitos en solucion forman las moléculas en espiral (to
coil). Estas obstruyen el flujo a traves de los espacios porales y reducen la
viscosidad de la solucién.

La solucidon de poliacrilamida hidrolizada es sensitiva a la sal y debe ser
preparada con agua fresca. Otras susceptibilidades de las soluciones HPAM son
causadas por la presencia de oxigeno, el cual es una fuente de inestabilidad y

degradacion quimica de temperatura y degradacion mecanica.

La longitud de la cadena de moléculas HPAM, puede romperse, especialmente a
condiciones de altas velocidades y temperaturas, cuando la solucién inyectada
pasa a través de los intervalos baleados de los pozos y fluye a través del espacio
poral de la formacion cerca al wellbore.

Es menos caro y provee alta resistencia residual a la impulsion por inyeccion de
agua, la poliacrilamida es el mas usado en el campo que los polisacaridos como
agente de control de movilidad del agua. Asimismo, recientes pruebas muestran
ahora que el atague microbial de la poliacrilamida pueden ocasionar

potencialmente serios problemas (Greela y Sewell, 1982) y biocidas tal como el



formaldehido, puede ser usado para prevenir la pérdida de viscosidad causado

por los microbios.
b2.- POLISACARIDOS

El biopolimero polisacarido es obtenido a partir del azucar en procesos de
fermentacion causados por la bacteria  XANTHOMONAS CAMPESTRIS. La
estructura molecular del polisacarido da a las moléculas una gran rigidez. Fig. N°
22 (Needham and Doe, 1987). Como una consecuencia al contraste con el
polimero polyacrilamida, la viscosidad de tina solucidén biopolimero polisacarido

no es afectado por la salinidad, y a efectos que puedan ser tolerados.

En contraposicion de estas ventajas los biopolimeros polisacaridos son caros y
la estabilidad degrada a partir de los 200°I-. La biodegradacion por encimas de
polimeros polisacaridos es tambien comun y los resultados usualmente se
presentan en el decrecimiento en la viscosidad en la solucion. El formaldehido es
el mas efectivo biocida adicionado al biopolimero para prevenir la

biodegradacion.
C.- Viscosidad aparente y factor de resistencia

Los polimeros son usados en bases acuosas a bajas concentraciones de 300 o6
menos que 2000 partes por millon 6 menos que 0.20 %. Los valores de
viscosidad de las soluciones de polimeros son medidos con el viscosimetro de
Ostwald, para diferentes concentraciones, practicamente son graficados como
una linea recta en un papel semilog. l.a viscosidad medida de los polimeros de
bajas concentraciones de la solucion polimera usada en el campo es solo de 1 a

1.5 cp.

Es interesante observar que el comportamiento en un medio poroso de estas
bajas concentraciones de la solucion polimera esta sujeta a altas viscosidades.
La viscosidad de la solucion polimera fluyendo en el reservorio es 5 a 25 veces
mayor que la calculada indirectamente usando la ecuacion de Darcy (viscosidad

aparente), asumiendo la misma perm%\bilidad efectiva, Figura N° 23



En realidad, la permeabilidad efectiva de |la formacion a una solucion polimera es
menor comparada a la del agua sin polimero. Es dificil separar €l efecto de la
reduccion de la permeabilidad con el incremento de la viscosidad. Como
senalamos, lo que es importante es que el efecto total puede ser expresado

como una reduccién en la movilidad y éste puede ser medido.



D.- Factor de resistencia

La medida de la reduccion de la movilidad es conocido como el factor de

resistencia R: P Kne/ #y  KorMp My
Ao Ko/ 1, M. Kp Mpo
donde:
Ap = Movilidad del polimero soluble en el agua.
Kew, Krp = permeabilidades relativés al agua y solucién
polimera respectivamente
Hp = viscosidad de la solucién polimera (aparente)
Mwo. . Mp-é, = - Relacion de movilidades agua-petroleo y solucién

polimero-petroleo respectivamente.

Un grafico del factor de Resistencia "R™ como funciéon de la relacién Vinj / Vp

(Volumen acumulado de inyeccidn por volumen poroso) es mostrado en la
Figura N° 24

Los datos fueron obtenidos por inyeccidén a 300 ppm de una solucién polimera a
traves de un volumen poroso de una muestra de nucleo. Un rapido incremento
del factor de resistencia de 1 a 8 fue observado en los 20 primeros volumenes de
porales inyectados.

Continuando la inyeccidn de la solucidn polimera, el valor del factor de
resistencia practicamente permanece constante. Esta tendencia del factor de
resistencia para estabilizar mas lo observado en las pruebas de laboratorio para

valores R menores que 10 6 12, es realizado a fin de evitar en el campo altas
presiones de inyeccion o bloqueo.

Como una cuestion de hecho, los polimeros con altos factores de resistencia

pueden ser usados para mejorar el perfil del fluido tapon siendo mas permeable
en linea cerca a los inyectores y para reducir la variaciéon en permeabilidad.
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La ventaja de los polimeros como agente de control de movilidad del agua en un
medio poroso estan indicados por el largo valor del factor de resistencia obtenido
usando contenido de agua y bajas concentraciones de polimero y por su
habilidad para estabilizar la resistencia al flujo.

E.- Factor de Resistencia Residual

La medida de la reduccion de la permeabilidad de la roca al agua después del

flujo del polimero es conocido como factor de resistencia residual, Rg.

KﬂV
(—— Jantesdelflyodelpolimero
A H w
Rp =
( -;T Jdespuesdelfluyjodelpolimero

w

La reduccién de la permeabilidad es observada después de la inundacion con
salmuera seguido por la inyeccién de una solucién de polimeros, a una muestra
de nucleo de Arena Berea. La permeabilidad original de la muestra, habiendo
sido reducida por la adsorcién en la superficie de la roca y por el entrampamiento
mecanico de las moléculas del polimero, no puede ser recuperada.

La existencia de los efectos de resistencia residual tienen importancia

econdmica. Los gastos por el polimero ocurren solo durante el periodo de
inyeccion. Mucho después el efecto del factor de resistencia residual contintia sin
adicionar el costo.

Los Biopolimeros polisacaridos, no son retenidos por la superficie de la roca.

Esta es la razdn por la que ellos no exhiben el efecto de resistencia residual.
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F.- Retencion de polimeros

La retencidon de polimeros, expresada por la adsorcion de la poliacrilamida en la
superficie de la roca y por el entrampamiento de las moléculas del polimero en

pequenos espacios porosos, explica la reduccion de la permeabilidad.

G.- Adsorcién y Entrampamiento

El polimero poliacrilamida es adsorbido en la superficie por la mayoria de las
rocas reservorio, el carbonato de calcio tiene una mayor afinidad por el polimero
que por la silica. Las capas de polimero adsorbidas representan a la vez una

resistencia adicional al flujo y una pérdida de polimero.

Por lo tanto, cuando la adsorciéon ocurre, las soluciones de polimeros que dejan
el medio poroso, tienen menores concentraciones que antes. La concentracién
del polimero reducida es usada en la medida de la adsorcion. Cuanto mas alta
sea la concentracién del polimero antes de fluir a través del medio poroso, mayor

sera la adsorcion en la superficie de la roca.

El espacio poroso en una roca reservorio ofrece una variedad de tamanos de
aberturas. La cadena larga de las moléculas del polimero pueden facilmente fluir
dentro de un poro grande; pero no pueden salir si el otro lado tiene una abertura
menor. Entonces la molécula del polimero es entrampada. El entrampamiento
también puede tomar lugar; cuando el flujo es restringido o parado. Luego la
molécula pierde su tamano elongado y se encoge. Cuando el flujo de las
moléculas de polimero a través del medio poroso esta restringido por poros de

pequenas aberturas solo permiten el paso de salmuera.

Las pequenas aberturas no contactadas por las moléculas del polimero que ha
fluido son llamados: volumen inaccesible (Dawson y Lanq, 1972) Encima del
30% del volumen poroso total podria no ser accesible a las moléculas de
polimero. esto le permite a las soluciones de polimeros el avanzar y desplazar el

petréleo a un régimen mas rapido que el producido.
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En otras palabras, la porosidad efectiva para una solucién de polimeros es
menor que la porosidad efectiva a la salmuera.

H.- Peso Molecular y Factor Screen

Las pruebas de laboratorio en soluciones poliacrilamidas hidrolizadas de 500
ppm con pesos moleculares en un rango de 3*10%6 a 10*10"6 mostraron que la
reduccion de la movilidad, factor de resistencia, y reducciéon de la permeabilidad
incrementan cuando el peso molecular incrementa. El factor de resistencia y la
reduccion de la permeabilidad, respectivo al peso molecular del polimero, ha

sido correlacionado por el llamado factor screen (Jenning et al. 1971).

La medida es hecha mediante la comparacion del tiempo requerido para un
volumen dado de solucion de polimeros, para que corra a través de una ruta
determinada comparado con el tiempo requerido para drenar el mismo volumen
de solvente (agua). El tiempo requerido para ser leido entre las dos marcas
guias, correspondientes a 2.44 pulg”3 (40 cc) es 8 a 10 seg para el agua. Una

tipica correlacion del factor de resistencia es dado en la Figura N° 25.

Como se observa el viscosimetro Sreen, Figura N°, 26 no mide la viscosidad
debido a que es mas sensitiva a los cambios de la calidad del polimero que la
viscosidad de la solucion.

El viscosimetro Screen, mide los efectos del flujo debido a las propiedades
viscoelasticas de la soluciéon del polimero, esto es una medida cualitativa.

Puede decirnos en el campo si una solucion especifica tiene un factor de
resistencia que es mucho menor o mucho mayor y tiene cque ser eliminado en

lugar de ser inyectado en el reservorio.
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1.3.3.1.2.- Guias para la Aplicacion de Polimeros

Caracteristicas del Reservorio:

a.- Profundidad
La profundidad del reservorio es un factor critico s6lo cuando esta asociado a la
temperatura del reservorio, las temperaturas menores que 200°F aseguran una

solucion de polimeros estable.

b.- Presién de reservorio

La presidn de reservorio no es un factor critico si es que permite que la presion
de inyeccion sea menor que la presion de fractura del reservorio y no es tan alta
que requiere el uso de un equipo de bombeo, podemos tomar como maximo
3500 psi.

c.- Porosidad
La porosidad de la roca reservorio debe ser de media a alta (mayor que 18%)

para asegurar una buena capacidad de almacenamiento.

d.- Permeabilidad

La permeabilidad absoluta de la roca reservorio es considerada buena para
valores mayores de 50 md. Valores de permeabilidad moderados entre 15y 50
md causan mayores presiones de inyeccion. Valores de permeabilidad
considerados excelentes entre 100 y 250 md y mayores que 1000 md aseguran
altos recobros con el desplazamiento con agua y hacen que la inyeccion de

polimeros sea dificil de justificar.

El concepto de variacion de permeabilidad conectada con heterogeneidad del
reservorio es mejor que la permeabilidad sola para determinar areas para la
aplicabilidad del desplazamiento por polimeros. Reservorios. heterogéneos son

buenos candidatos para el desplazamiento por polimeros por dos razones:

- Primero, la solucion del polimero reduce la permeabilidad de la roca a la

solucion. A6



- Segundo, la solucién tiene la tendencia a divertir en aquellas zonas en las que
el desplazamiento por agua no ha sido tan satisfactorio.
e.- Caracteristicas de los fluidos

La viscosidad del petroleo que directamente controla la relacion de movilidad
agua-petréleo no debe de ser mayor que 100 cp. Viscosidades menores que 20
cp son aun mas recomendables. Los Métodos térmicos de recobro son
competitivos cuando las viscosidades del petréleo son demasiado altas. Cuando
son bajas, menores que 5 cp. la impulsién por agua y/o otros métodos de

recobro secundario son recomendables.

La relacién agua-petrdleo al inicio de la inyeccidn puede ser bastante favorable.
Esto significara mayor saturacion de petroleo movible. La impulsiéon por
polimeros aplicada desde un inicio como un proceso de recobro secundario en
lugar de la impulsién por agua permitira mejores oportunidades que la inyeccion

de agua.

f.- Seleccion del Reservorio

Como se expres6 anteriormente, el desplazamiento por polimeros es exitoso
aplicado al recobro secundario cuando |la saturaciéon de petroleo movible se
mantiene alta en el reservorio. El efecto del desplazamiento por polimero es el
de mejorar las eficiencias de barrido areal y vertical, reduciendo la relaciéon de
movilidades agua-petroleo y distribuyendo el fluido inyectado a través de

extensas areas del reservorio.

El desplazamiento por polimeros no mejora la eficiencia de desplazamiento,
desde que no tiene efecto en las fuerzas capilares existentes y en las tensiones
interfaciales.

Reservorios de petréleo de impulsion por agua pueden ser también buenos
candidatos para el desplazamiento por polimeros. Esto es cierto soélo sin

embargo cuando un alto WOR es causado ya sea por una alla relaciéon de



movilidad agua-petréleo (reservorios de petréleo viscoso) y por conificaciéon de
agua o por una baja eficiencia vertical (reservorios heterogéneos). Bajo estas
condiciones, los reservorios aun tienen una alta saturacion de petréleo movible
que puede ser reducido por el efecto cle dispersion del desplazamiento por

polimero y por el incremento de la eficiencia de barrido vertical.

Entonces, el uso de polimeros como un método terciario (después del
desplazamiento) es atractivo solo si el alto valor de la relacion de agua y petréleo
producido (WOR), se ha producido y es debido a la conificacion del agua, zonas
de alta permeabilidad, o de alta viscosidacd de pelréleo. Areas de grandes capas

de gas y acuiferos extensos pueden ser evadidos.

g.- Recobro de petréleo incremental

La técnica es la de comparar el recobro de petréleo esperado mediante el uso de
inyeccién continua de agua con el recobro de petréleo esperado usando las

propiedades de flujo modificadas para el desplazamiento por polimeros.

La técnica esta basada sobre la correlacion de cuatro variables, llamadas:
v = variaciéon de la permeabilidad
Swi= saturacién de agua inicial
M = relacién de movilidades agua-petréleo

E, = recobro fraccional del petréleo insitu, a un especificado WOR

Las Figuras N°s 27, 28, 29 y 30, muestran ploteos de correlacion: v (variacién de
la permeabilidad), Razén de Movilidad M, Sw y Egr (Eficiencia de

desplazamiento), para valores de WOR de: 1, 5, 25y 100 respectivamente.

La variacion de la permeabilidad, “v" (Craig, 1980) mide el efecto de la
estratificacion de la permeabilidad en el desarrollo de la inyeccion. Desde que
las permeabilidades de la roca usualmente tienen una distribucion logaritmica
normal, los porcentajes de los valores totales de permeabilidad desde un orden

descendente son ploteados en un papel logaritmico de probabilidades, una linea
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recta es dibujada a través de los puntos. La variacion de la permeabilidad esta
dada por: k -

ko
ra

donde: K=lapermeabilidad media(la permeabilidad con 50% de probabilidad)
ks = lapermeabilidad a 84.1% de la muestra acumulada.

Los valores de “ v “ varian entre O y 1, para un reservorio uniforme tiene
variaciones de cero.

Para un valor calculado de la distribucion de la variacién de la permeabilidad “v"
y una relacion de movilidad agua-petréleo, la expresion Er (1-c*Sw) puede ser
leido en el punto de interseccion en el grafico para un WOR de 1, Figuras N°s
27, 28, 29 y 30. EI mismo procedimiento aplicado para WOR de 5, 25 y 100
hace posible el conocer la variacion del recobro fraccional de petrdleo insitu, el E,
para diferentes WOR caracterizan un desplazamiento de agua convencional. La
propiedad modificada para el desplazamiento por polimero es el de reducir la

movilidad agua-petréleo por un valor numeérico de el factor de resistencia R.

Usando esta nueva relacion de movilidad, el recobro fraccional de petréleo insitu
E: , puede ser obtenido para diferentes WOR de produccién caracterizando una
inyeccion continua de polimeros. La diferencia en el recobro de petroleo para un
WOR dado representa la cantidad incremental de petréleo debido al proyecto de
polimeros. EI' método asume flujo lineal como un desplazamiento tipo piston y
sin ninguna produccion adicional de petroleo después del paso del frente. Como
sefialamos, el método es como una pantalla que compara dos tipos de

desplazamiento bajo las mismas condiciones de flujo y da como resultado una
respuesta relativamente buena.

También el método asume 100% de eficiencia de barrido volumétrico e inyeccion

de polimero en iforma continua, si el recobro adicional de petréleo con la

inyeccién de polimero corresponde a un incremento de 8 a 9% del petrdleo insitu
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sobre el obtenido por la inyeccion de agua. El reservorio de petréleo puede ser
seleccionado como un candidato para la inyeccion de polimero.

A.- Uso de Polimeros Organicos

Un polimero esta conformado por unidarles basicas que se repiten en cierto
numero de veces para formar una moléctila de cadena larga. La unidad basica

del mondmero acrilamida tiene la conformacion mostrada en la Figura N° 21.

Combinando quimicamente esta unidad basica un cierto niumero de veces, da

como resultado la molécula del polimero FPoliacrilamida. Figura N° 21

Esta molécula puede aun ser modificada quimicamente, reemplazando algunos
grupos Amidicos por grupos Carboxilos. A éste proceso se denomina hidrolisis y
su porcentaje indicara el numero de grupos Amidicos reemplazados por grupos
Carboxilicos. Ambos grupos son polares, lo cual hace que el polimero tenga alta
afinidad con el agua y puede ser adsorbidos en las superficies rocosas. Figura
Ne° 21

B.- Cuidados Durante la Manipulacion de Polimeros

El manipuleo de polimeros secos, desde su fabricacion en planta hasta su
inyeccion final en un pozo, exige una serie de cuidados que, en algun caso
pueden limitar su aplicacion. Durante el proceso de secado en planta, algunos de
los grupos Amidicos pueden reaccionar para formar amidas o anhidridos acidos.
Estos compuestos actian como “crosslinkers™ y dan lugar a la presencia en el
polimero, de granulos insolubles que se hidratan en el agua y forman los

microgeles que pueden obturar la cara de la formacion.

Otra limitacion de los polimeros es la susceptibilidad a ser degradados por
cizallamiento, este fendmeno ocurre durante la mezcla o dosificacion del
polimero durante la inyeccion de la solucion, al pasar a través de las valvulas de

las bombas y los orificios del punzado en el pozo.
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Para contrarrestar las limitaciones sefalhdas, ha sido desarrollado un metodo
relativamente nuevo que se denomina monomero/polimero M/P. | a idea de este
proceso es similar a la aplicacion de las soluciones gelificantes de silicato.

En el proceso M/P, se prepara una salucion diluida cde acrilamida activada
(Mondbmero) y se inyecta a la formncicn. Esta solucion de monnmero tiene
inicialmente una viscosidad de 1.2 cp. Concluida la inyeccion del monomero y

luego de un tiempo pre-determinado se produce la polimerizacion "insitu” del

monomero.

En este proceso, se elimina la posibilidarl de degradacion por cizallamiento, ya
que durante la mezcla y la inyeccion ce Inv solucion, todavia no esta presente el
polimero. No es necesaria la exclu<ion del oxigeno durante la mezcla del
monomero en condiciones de superficie y solo se requiere un equipo de hombeo

convencional.

l.a resistencia durante la inyeccion es minima dada la rediicida viscosidad de la
solucion del monémero. No existe Ia posibilidad de la formacion de microgeles.
El polimero formado "insitu” no ha estado sujeto a secado ni pulverizado con las
consecuentes ventajas sobre los polimaros secos.

Algunas aguas de formacion pueden afeciar el proceso de polimerizacion. Es por
esta razon que se recomienda agua dulce como maedio de dilucion del
monomero. También, se recomienda utilizar un colchon de agua dulce tratada

para separar la solucion de monémero del agua de inyeccinn.

El tiempo de polimerizacion del monomero es funcion de la temperatura y se
regula con la concentracion del activador. Siguiendo el {ratamiento de M/P se
recomienda un tiempo de reposo de 4 o 5 dias, luego cdel cual se reinicia la

inyeccion de agua.

Como la presencia de polimero ha rerlucido la permeabilidarl el intervalo
tratado, la inyeccion del agua se desviara a otra seccion de la formacion,
incrementando asi la eficiencia vertical de barrido. Con el tiempo, se produce un

flujo dendritico del agua de inyeccion a través cdel banco de polimero. Dada la
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miscibilidad del sistema polimero - agua de inyeccion, esta ultima va arrastrando

al polimero por accién mecanica y por difusion.

Una vez que se produce la irrupcion del agua a través del banco de polimero, el
agua habra ganado Vviscosidad, debido a la incorporacion de polimero,

modificando la relacién de movilidad y mejorando la Eficiencia de Barrido Areal.

La comparacion de los registros de inyeccion antes y después del tratamiento
pueden mostrar la efectividad del tratamiento, si el volumen de

sobredesplazamiento no ha sido excesivo.

C.- Los Procesos Polimeros Miscelaneos ( MP )

La Inyeccién de Polimeros Miscelaneos ( MP ) es cualquier proceso que
inyecta un agente de superficie activa (surfactante) para causar mejoras a la
recuperacion de petréleo. Esta definicion elimina la inyeccion de alcalinos
donde el surfactante es generado insitu y otros procesos de Recuperacion
Mejorada, donde la disminucién de las fuerzas capilares no es el principal

medio de recuperacion de petroleo.

La Inyeccion de Polimeros Miscelaneos ( MP ) aparece en la literatura técnica
bajo muchos nombres: tales como: Detergentes, surfactantes, baja tension,

petréleo soluble, microemulsion, e inyeccion quimica.

Usaremos el término inyeccion de Polimeros Miscelaneos (MP) porque éste es
el menos ambiguo (inyeccidn quimica, por ejemplo puede describir todo
proceso de Recuperacién Mejorada no termal) y mas comprensivo (otros
nombres no implican al componente polimero). Por otra parte, muchos
nombres implican una secuencia especifica y un tipo de fluidos de inyeccion
ademas de la naturaleza especifica del petréleo recuperado del mismo tapén
del MP. Aunque hay diferencias entre procesos en este capitulo enfatizaremos

las similitudes mas numerosas e importantes.



El proceso es usualmente aplicado a recuperacion mejorada y es siempre
implementado de manera similar que la inyeccion de polimeros (continuo o

ciclico).

“Preflush” es un voluimmen de soluciéon salina cuyo propodsito es cambiar
(usualmente bajar) la salinidad de la solucidon salina residente, este es
mezclando con el surfactante, puede no causar pérdida de la actividad
interfacial. El “Preflush” tiene un rango en dimensiones de 0 a 100 % del
volumen poroso inundable (Vpe) de un reservorio. En algunos procesos, un
agente de sacrificio es anadido para mejorar la subsecuente retencion de
surfactantes (Holm, 1982).

El tapon de polimero miscelaneo, es un volumen, que varia de 5 a 20% del
volumen poroso inundable (Vpg), en aplicaciones de campo, contiene el
principal agente de recuperacion de petroleo, el surfactante primario. Muchos
otros quimicos son necesariamente usados para alcanzar los objetivos del

proposito.

El “Mobility Buffer” es una solucion diluida de un polimero soluble en agua cuyo
proposito es conducir al tapon polimero miscelaneo (MP) y al fluido barrido a

los pozos de produccion.

El “Taper” (Amortiguador de movilidad) es una solucion salina contenida en el
polimero, haciendo una escala de grado desde la movilidad “buffer" hacia el
frente final de cero en el retorno. El gradual decrecimiento en concentracion
modera los efectos opuestos a la movilidad del radio entre la movilidad “buffer”

y el agua del canal

El agua de Impulsién tiene como propdsito reducir los costos de inyeccion de
polimeros continuamente. Si el “taper” y el amortiguador de movilidad “buffer”
tienen un propdsito comun, el tapéon MP podria producir antes de que éste sea
penetrado por el agua de impulsion.



1.3.3.2.-Inyecci6on de Surfactantes

Un surfactante tipico esta compuesto de una parte apolar (lipofila), y otra parte
polar (hidroéfila), el monédmero completo algunas veces es llamado amfifilo por

su naturaleza dual.

En la Figura N° 31, se muestra la estructura molecular de dos surfactantes
comunes e ilustra una notacién abreviada para monémeros surfactante: El
mondémero es representado por un simbolo "tadpole”, con la mitad apolar la
cola y siendo polar la cabeza.Los surfactantes son clasificados en cuatro

grupos dependiendo de su mitad polar:

1.- Anidnicos.- Como se requiere por electroneutralidad, la molécula surfactante
(distinto a monédmero) anidnica (carga negativa) esta sin carga con un metal
cation inorganico (usualmente sodio) asociado con el monémero. En una
soluciéon acuosa, la molécula se ioniza a cationes y mondmeros anionicos.
Surfactantes anionicos son los mas comunes en la inyeccion de polimeros
miscelaneos porque ellos son surfactantes relativamente resistentes a

retencion estable y pueden ser relativamente baratos.

2.- Catidnicos. si la mitad polar es cargada positivamente, los surfactantes son
catidonicos. En ese caso la molécula surfactante incluye un aniéon inorganico
para el balance de carga. Surfactantes cationicos son poco usados en
inyeccion de MP porque ellos son altamente adsorbidos por las superficies
anionicas de lodo interfacial.

3.- No idnicos. Una clase de surfactante que es de uso extensivo en MP,
mayormente como cosurfactante pero cada vez mas como surfactante primario,
es el no-idnico. Estos surfactantes no estan unidos en forma iénica pero,
cuando se disuelven en solucion acuosa, exhiben propiedades surfactantes por
diferencia de electronegatividades entre sus constituyentes. Los no i6nicos son

tan tolerantes de alta salinidad como los anidénicos.



4.- Anféteros. Esta clase de surfactantes contienen aspectos de 2 6 mas de las
otras clases. Por ejemplo, un anfétero puede contener ambos grupos aniénico
y apolar. Este surfactante no se usa en recuperacion de petréleo. En la Tabla

N° 6 observamos la clasificacion de los surfactantes.

Dentro de cualquiera de las clases, hay una inmensa variedad de surfactantes
posibles. La Figura N°: 31, muestra algunas de estas variedades por diferentes
ilustraciones apolar Ci; para "Sodium dodecyl sulfato” (SDS) versus Cy,; para

Texas N°1 todo dentro de la misma clase de surfactantes anionicos.

La Tabla N° 7, muestra algunas propiedades tipicas de sulfonatos comerciales.
El peso molecular tipico varia de 350 a 450 Kg/ Kg-mol , con valores bajos
indicando gran solubilidad al agua. En algunos calculos, es mejor usar el peso
equivalente de surfactantes (peso molecular dividido por la carga) en lugar del
peso molecular. Estos pesos equivalentes (masa por equivalente) y peso

molecular son idénticos para mono sulfonatos.

En la siguiente discusion ignoraremos distinciones entre clase de surfactantes
por tratamiento simple al surfactante como la estructura "tadpole” de la Figura
N° 31

Si un surfactante aniénico es disuelto en una solucién acuosa, se produce la
disociacion de un surfactante en un catibn y en un monémero. Si la
concentracion de surfactante esta entonces incrementada, la mitad lipofila de el
surfactante comienza a asociarse entre ellas mismas para juntar formas

miscelaneas conteniendo varios monomeros.

La Figura N° 32 es una grafica de concentracion de surfactantes monomero
versus concentracion total de surfactantes, esta curva se incrementa en forma
constante y entonces empieza a nivelarse para caer en la Concentracion Critica
Miscelanea (CCM). Arriba de la CCM, todo incremento en concentracion de
surfactantes causa soélo incremento en la concentraciéon del surfactante
miscelaneo. Debido a su CCM, son tipicamente muy pequefios (cerca a 10° a

10* Kg-mol/m3®), en aproximadamente toda concentraciéon practica para



inundacion MP, los surfactantes cstn predominantemente en la forma
miscelanea.

Ese es el origen del nombre de Inyeccion Micellar-Polimero.



1.3.3.3 .- INYECCION DE ALCALIS

1.3.3.3.1.- Breve Descripcion del Método

En la inyeccién alcalina un banco de agua connata y solucion alcalina precede al
tapén y comienza el desplazamiento de petréleo, tal como en una inyeccion de
agua convencional. El petréleo que no ha sido desplazado por este banco sera
contactado por la solucidon alcalina, al comienzo bien diluida, luego mas

concentrada, como resultado la mezcla se halla dispersa en el borde del tapon.

En algun punto la concentracion del alcali ya no se incrementa y posee una
tensién interfacial suficientemente baja para movilizar o mejorar el
desplazamiento. En el esquema de la Figura N° 33 en forma idealizada

podemos apreciar la inyeccion alcalina.

1.3.3.3.2.- Mecanismo
1.- Los Aalcalis reducen la tension interfacial en la superficie de
contacto agua - petroleo permitiendo de esta manera obtener mas

petroleo movible.

2.- Los cambios en la tension interfacial afectan el desplazamiento de

petréleo por agua.

3.- Se determina algunas caracteristicas del proceso caustico de

inundacion
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1.3.3.3.3.-Tipos de reservorios en los que se puede aplicar el método

Al investigar un gran niumero de reservorios objetivos, algunos
criterios de investigacion que deberan ser considerados son los

siguientes

1.-El reservorio deberéa ser susceptible al empuje por agua. La adicion
de caustica incrementara el peltroleo recuperado por encima de lo que

se esperaba con solo la inyeccion de agua.

2.-No deberan haber fracluras externas o zonas escondidas. Si la
emulsificacion y el entrampamiento es el mecanismo, el mejoramiento
de la eficiencia del barrido voliimétrico puede resultar mejor debido al

flujo de emulsion en medios porosos.

3.-El Reservorio no debera contener una capa de gas. lo importante a
este respecto es que la cantidad sustancial de petroleo movible pueda

trasladarse para restaurar la capa de gas.

4. -La temperatura del reservorio debera ser menor de 200 °F.Si la
temperatura es mayor, el consumo excesivo de caustica y la

estabilidad de la emulsion tienen problemas.

5.-Los reservorios de areniscas son los preferidos ya que la reaccion
de este con el componente silicio es muy lenta e incompleta para

presentar un problema.



1.3.3.3.4.- Criterios para usar el método :

A: Caracteristicas que debe tener el fluido:

1.-La viscosidad del petroleo debera ser menor de 200cp. Para
petroleos de viscosidad mayor los procesos térmicos seran mas

aplicables.

2.-La gravedad API del petréleo en reservorios en los que se puede

aplicar este metodo se enctuienira entre los 20y 35 °.

3.-El coeficiente de acidez del petréleo (niumero acido) debera ser

mayor que 0.2 mg KOH/gm de crudo.

4 -La tension interfacial entre ¢l crudo y la solucion caustica debera

ser menor que 0.01dinas /cm.

1.3.3.3.5.-Caracteristicas o propiedades que son aceptadas cuando usamos

este método

1.-Un mecanismo que mejoia la recuperacion de petréleo por
inyeccion de caustica es la inversion de la mojabilidad de la roca de
oledfila a hidroéfila. Se reconocic que el mejoramiento de recuperacion
de petréleo resultdé de los camhios favorables en las permeabilidades
relativas del agua y el petréleo. Este mecanismo es dependiente de

la temperatura a la que trabaja el pozo.

2.-Un mecanismo también presente en la inyeccion caustica es la
emulsion y entrampamiento, se ha demostrado que si la tension
interfacial era lo suficientemente baja, el petroleo residual en un
nucleo hidrofilo podria ser emuilsificado y trasladado flujo abajo y ser
almacenado nuevamente en espacios porosos muy pequefnos para

que el petroleo penetre hacia olros lugares antes inaccecibles.
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3.-La emulsificacion insitu del crudo e inclusiéon en una fase continua
de agua caustica fluyente es un mecanismo mas. l.as aguas causticas

tienen capacidad para prevenir adherencias de petroleo a superficies

acuosas.

4 -Finalmente otro mecanismo presente en la inyeccion de las
causticas es la solubilidad de las peliculas rigidas que suelen
formarse en la interface agua petréleo. Si se forman dichas peliculas
rigidas, las fuerzas viscosas durante la inyeccion de agua no pueden

ser lo suficiente para reemplazar el petréleo, residual.
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1.3.4.-RECUPERACION MEJORADA MICROBIANA (MEOR)
1.3.4.1.-Definicion

El tratamiento involucra inyecciones potenciales de especies
bacteriales dentro del pozo (que producen menos de 10 bbl/dia)
acompanados de apropiados nutrientes; después de un periodo
de cierre el metabolismo generado durante la fermentacion de
acidos organicos, solventes, surfactantes y gases tienen la
caracteristica de liberar al petréleo. Sin embargo, las primeras

pruebas de campo no han sido aun definitivas.

La primera sugerencia para usar las bacterias en un proceso de
recuperacion mejorada, fue hecha a principios de 1926; el primer
estudio detallado fue dirigido por Zobell. Observd que la bacteria
reductora de sulfatos conduce a una separacion gradual del

petréleo o alquitran de la roca.

El metabolismo que ocurre dentro del reservorio cambia la
naturaleza quimica de los fluidos de la formacion; la bacteria a
menudo produce productos tales como surfactantes, polimeros y
co-surfactantes (alcoholes) quienes cambian las propiedades de
las fase acuosa generando interaccion entre las fases fluidas y la
matriz. En particular, cambios en la tension interfacial pueden
estar relacionados con la eficiencia de barrido microscopico. La
produccidon de gases esta relacionada con casi toda la actividad
biogenética.

Este gas puede disolverse en los fluidos dentro del poro, o existir
como una fase simple; para el Gitimo caso se pueden cambiar las
condiciones de permeabilidad relativa (Kr) en el medio y la
presencia de gas libre puede afectar la saturacion residual de
petréleo (Se). La presencia de cuerpos de células en el medio
poroso también origina cambios en las caracteristicas del

reservorio. .
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La liberacion del crudo fue explicada por medio de los siguientes

fendmenos:

* Descomposicion de carbonatos inorganicos.

* Evolucidén de los gases reductores de la viscosidad

(COy).

*Reduccion de la tension interfacial debido a las bacterias

producidas por sustancias de superficie activa.

Otro aspecto del método de recuperacion mejorada (MEOR) se
refiere al taponamiento selectivo en zonas de alta permeabilidad.
Jack y Doblasio reportaron el uso de la bacteria productora de

asfalto para taponar selectivamente zonas de alta permeabilidad.

En este proceso se inyeclaron células bacteriales en un medio
poroso no consolidado; seguido por la iniciacion de la sintesis de
asfalto extracelular en un medio sacaroso. Los experimentos en el
laboratorio mostraron una drastica reduccion de la permeabilidad;
esta técnica de taponamiento fue después probado en el campo,
aun cuando estas pruebas resultaron un fracaso, esto did una
percepcion del proceso y aportd mucho para posteriores

investigaciones.

La bacteria puede existir tanto en la fase de agua fluyente como
pegada a lo largo de las paredes del poro; la bacteria pegada
ocupa un espacio dentro de los poros, reduciendo el volumen
disponible para el flujo y por lo tanto reduce la porosidad efectiva

y la permeabilidad.

En casos donde el origen de la bacteria es proporcionada por la
salmuera inyectada, el desarrollo se concentra preferentemente
en las trayectorias de flujo de la fase acuosa. Cuando estas

trayectorias son bloqyzeadas por las células, se deben forzar
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inyecciones subsecuentes de salmuera para conseguir otra
trayectoria de flujo

En la Figura N° 34, se muestra el tratamiento de inundacién de

agua de la siguiente manera:

e La solucion biologica se mezcla en una estacion de inyeccion
de agua y luego es bombeado al reservorio mediante los pozos

inyectores de agua.

e Las bacterias se transportan a lo largo del reservorio y

establecen asi mismo la interface petroleo-agua.

e Las bacterias metabolizan el petroleo residual para producir

bioquimicos como solventes, surfactantes y dioxido de carbono.

e Los bioquimicos mejoran la movilidad de petréleo por la
reduccion de la viscosidad y reduccion de la tension superficial
entre la superficie del agua, roca y petroleo.

La produccidon es mejorada incrementandose inmediatamente
luego que el petroleo inmovil se moviliza y es barrido hacia los

pozos productores.

En la Figura N° 35, se muestra el tratamiento en un pozo

productor el cual presenta lo siguiente:

e Las bacterias metabolizan el petroleo residual para producir

bioquimicos como solventes, surfactantes y diéxido de carbon.
e Los bioquimicos mejoran la movilidad del petroleo por la
reduccion de la viscosidad y reduce la tension interfacial entre la

superficie del agua, roca y petroleo.
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Son varios los cambios quimicos que se presentan como
resultado del proceso microbial el cual afecta los fluidos del
reservorio. El proceso resulta de un cambio en la permeabilidad
relativa relacionado por la presencia del gas biogénico. EIl
metabolismo de muchos microorganismos da por resultado la
produccidon de dioxido de carbono, hidrogeno y posiblemente
metano los cuales pueden crear una fase de gas libre a baja

presion dentro del reservorio.

Holmgren y Morse, estudiaron las recuperaciones con inyeccion
de agua variando la saturacion de gas y petroleo y observaron
que incrementando la saturacion de gas libre inicial se produce la

reduccion de la saturacion de petréleo residual.

La presencia de la fase de gas causa una disminucion de la
saturacion de petroleo resicdual (Sor) de 6 a 10 % del volumen
poroso, y puede ser considerado en ciertos casos de un quinto a
un tercio del petréleo residual recuperado después de la inyeccion

de agua.

Kyte y colaboradores realizaron experimentos en nucleos
mojables al agua y mojables al petréleo y encontraron que la mas
baja saturacion de petroleo residual se obtenia con sucesivas
etapas de inyeccion cuando el gas se encontraba presente. Altas
reducciones de la saturacion de petroleo residual, pueden ocurrir
debido a incremento de la saturacion de gas movible por encima
de 15 %. Con incrementos adicionales en la saturacion de gas
irreductible (Sgi), la reduccion de la saturacion de petréleo
residual comenzd a ser menos pronunciada.

Casi todas las zonas productoras tienen permeabilidad variable
debido a la estratificacion y el medio de deposicion. Este
fenédbmeno junto con la relacion de movilidad afecta creando
trayectorias de flujo preferenciales para el fluido desplazante
(agua). El fluido invadi(g‘o se mueve mas rapidamente a traves de



las zonas de mas alta permeabilidad y mas lentamente en las

zonas menos permeables.

En el acto se establece una continua trayectoria de flujo entre el
pozo inyector y el pozo productor, incrementando la porciéon de
agua inyectada a lo largo de esta trayectoria. Asi, mas petroleo es
barrido de las zonas altamente permeables y menos en las
porciones de menor permeabilidad, esta heterogeneidad en el
reservorio afecta grandemente la eficiencia de recuperacion del

proceso cde desplazamiento de fluido.

Los taponamientos selectivos de las zonas altamente permeables
por los microorganismos puieden mejorar la eficiencia de barrido.
Se han identificado dos tipos de procesos microbianos:
Taponeando mediante células no viables y mediante

microorganismo viables.

Crawford fue uno de los primeros investigadores en sugerir el
desarrollo insitu de la bacteria pudiendo modificar la estratificacion
de la permeabilidad ya que la inyeccion de agua tiende a seguir la
trayectoria de menor resistencia o zonas altamente permeables,
las bacterias y nutrientes transportados con la inyeccién de. agua
se concentran en aquellas partes del reservorio. Como la
habilidad de los microorganismos de multiplicarse insitu, pueden
bloquear zonas de alta permeabilidad mediante esta masa de
células y consecuentemenie dirigir el flujo a las zonas menos

permeables.
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1.3.4.2.- Criterios de Seleccion y Tratamiento de un Proyecto de

Recuperacion Mejorada Microbial

Se debe tener en cuenta que para un tratamiento de campo
varfa de un lugar a otro por ello para disefar el tratamiento

optimo se debe considerar varios factores:

e EIl tratamiento indicado de Recuperacion Mejorada Microbial

y la composiciéon del crudo.

e La completacion del pozo y configuracion del levantamiento

artificial.

e Los regimenes de produccion de petroleo y agua, el nivel de
fluido bombeado, la temperatura y presion del reservorio, la

salinidad del agua de formacidén.
e ElI maximo tiempo de cierre permitido.

e La historia de operacion previa del pozo bajo métodos

convencionales.
1.3.4.3.-Criterios Tecnicos Operativos

Los siguientes criterios deben ser utilizados para la seleccién de

un tratamiento microbial:

1. Obtener los datos del pozo y reservorio. Para establecer un
mejoramiento basico. Composicion del petréleo, temperatura
de fondo del pozo.

2. Obtener muestras representativas de agua y petréleo.

3. Realizar las pruebas de laboratorio tanto para las muestras de

petroleo y agua.
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4. Pruebas de laboratorio con nucleos.

Seleccidn espeacifica dr los microbios n sor utilizndos para ol

&

tratamiento.

6. Disefo del programn o Recuperacidn Mejoradn Microbial y
evaluacion de ingenicrla.  Implementiicion de  Simulacldn
Numérica que nos parmita realizar predicciones para  al
proceso.

7. Inicio del tratamiento

8. Monitoreo dal comportamiento productivo del porso y de Ias
muesliras de pelidleo y agua.

9. Realizar un informe dol comportamiento en cnda periodo

previamante aestablecido,

1.3.4.4.-Conclusionaes

De los esludios y Irabajos realizados, ae puede concluir lo

siguiente:

e La bacteria generadorn de surfactantes parece ser el mAas
importante factor que contiibuye al mejoramiento de In produccion
de petréleo inmdovil, sin embargo os necesario mayor informacion

experimental antes de hacer una conclusion definitiva

e Aumentando la canticlad convencional de los datos de
laboratorio o modelando un sistema tridimensional o
unidimensional que simule en forma efectlva el proceso es factible

se logre mejores resultados

e Los mecanismos mencionados anteriormente oblenidos da
nlcleos experimentales no pueden explicar plenamento Ia
produccion de petrdleo adicional debido s 1a contribucion a In
recuperacion de olros meaecanismos que ai'in no han podido sor

identificados.



e La produccién de gas biogénico disminuye la saturacion de
petréleo residual, (Sor) debido a que cambia la permeabilidad
relativa (Kr), asociada con |a creacion de la fase de gas libre en el
nucleo. Esto puede explicar la recuperacion hasta hoy de la
tercera parte del petréleo dejado después de las inyeccion de

agua.
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2.0

ORGANIZACION Y PLANIFICACION DEL ESTUDIO DE
RECUPERACION MEJORADA

2.1.- PLANTEAMIENTO DE LOS OBJETIVOS DEL ESTUDIO DE
RECUPERACION MEJORADA

Obtener la mayor recuperacion de petroleo mediante la correcta
aplicacion de los métodos de recuperacion mejorada disponibles, para lo

que realizaremos las siguientes actividades:

Adquisicion de informacion estadistica de los distintos métodos que se
han realizado y se vienen realizando en el mundo, de modo tal que
construyamos una base estadislica de los métodos de Recuperacion

Mejorada en el Mundo.

Adquisicion de informacion estadistica de los trabajos de Recuperacion
Mejorada realizados en el Noroeste de modo que nuestro criterio de los
reservorios en estudio de aplicacion sea mas completo y poder contrastar

sus resultados con los obtenidos en el mundo

Con esto se desea caracterizar el comportamiento, de cada Método de
Recuperacion Mejorada en cada tipo de reservorio y las condiciones
técnicas operativas en que se realizaron y su factibilidad de aplicarse
dada las caracteristicas de los reservorios, de modo que con este criterio
podamos recomendar el o los métodos que serian factibles de aplicarse a

los reservorios del Noroeste del Peru.



2.2.- ASPECTOS BASICOS PARA CONCEBIR POSIBLES
PROYECTOS DE RECUPERACION MEJORADA

La decisidon de concebir un proyecto de Recuperacion Mejorada debe
basarse en el analisis de una serie de caracteristicas de los reservorios y

yacimiento en cuestion. Estas caracteristicas son las siguientes:

2.2.1.- Geometria de los Reservorios

Una caracteristica de |a mas importante con respecto a la
aplicacion de los métodos de Recuperacion Mejorada es, si todas o
algunas de las fallas que dominan la estructura de los reservorios,
son o no sellos. Puede aceptarse que las fallas mayores son
generalmente sellos, excepto posiblemente cuando ellas cortan

areniscas de espesor apreciable como las de Hélico en El Alto.

En las areas de la Brea y Parifnas y Lobitos, existe evidencia que
los reservorios estan limitados mayormente por fallas,

adelgazamientos de las arenas o pérdidas de permeabilidad.

Experiencia en las operaciones de mantenimiento de presion en la
Brea y Parinas, ha conducido a la opinidn gue el gas inyectado se
propaga a los bloques fallados a través de las fallas menores que
cortan las arenas. Existen poderosas razones para sospechar que
en las areas de El| Alto y Los Organos existen fallas y fracturas
abiertas que permiten la comunicacion horizontal y vertical a través
de las secciones de gran potencia, como Hélico y Echino Insitu, y

sobre grandes extensiones como la mostrada en Zapotal.

Dentro de los bloques fallados, los estratos estan usualmente
buzando en angulos que varian entre 5° a 45° y en cada reservorio
existe generalmente un lado levantado y un lado hundido. En
ciertos lugares como los Organos, existen semblanzas de

plegamiento domal. 70



Para la eficiente aplicacion de los meétodos de Recuperacion
Mejorada, sera muy impnrtante conocer no snlamenie los limites de
cada reservorio, sino tambin la orientacion y desplazamiento de
las fallas y fracturas dentrc del reservorio, que podrian limitar o
mejorar el flujo de los Mitiddos A lo largo de los e—stratos, de una parte
a otra del reservorio o verticalmente en un mismo estrato o de un

estrato a otro.

Por otro lado, en la mayorii» de los yacimientos del Eoceno en el
Noroeste Peruano se idenlifican diferentes paqunetes de arena
claramente separados ~n <=entido vertical, pero correlacionados
horizontalmente. Esto permite programar on forma eficiente la
ejecucion de proyectos de inyeccion de agua para los diversos
paquetes. Sin embargn, ne presentan cnsos en los cuales,
contrastes de permeabilidid y heterogencidades, hacen poco

atractiva la inyeccion.

Existen evidencias, confirmndas por estudios sedimentologicos de
detalle de Oxy, segun Ias cuales no obstante existir continuidad
lateral de arenas, no se tien comunicacion entre estas arenas, por

tratarse deposiciones en difi:rentes ambientes sedimentarios.
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2.2.2 Definicion del Modelo Geoldgico

Considerando el punto anterior del analisis de los datos geologicos
y petrofisicos, se define el modelo geolégico del area, el cual
permita definir la estructura, espesor, porosidad, permeabilidad,

fallas y otras consideraciones fisicas del reservorio.

La descripcion geoldgica es muy importante y normalmente es
reevaluado durante el ajuste de historia en un proceso de
simulacion de reservorios. I’or lo tanto es necesario remarcar que

en la definicion del modelo geoldgico necesariamente debe

lograrse lo siguiente:

o Establecer la litologia y ambiente deposicional de la roca

reservorio

o Establecer la forma estructural, continuidad areal y vertical; las
tendencias del espesor total de la roca reservorio en términos de

porosidad y propiedades de capilaridad.

La informacion necesaria para caracterizar el modelo es a partir de
analisis, ya sea mediante observaciones y correlaciones de las
muestras de nucleos debidamente seleccionados y obtener los
parametros de reservorio representativos, asi como las pruebas de
presion para evaluar el grado de continuidad de los reservorios,
determinar barreras al flujo de fluidos y presencia de

posibles fracturas. El modelo resultante a menudo contiene Ia
zonacion lateral y vertical esperada de las propiedades del
reservorio, las cuales estan relacionados a estimados cuantitativos

de porosidad, permeabilidad y saturacion.
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3.0.-

ASPECTOS DE INGENIERIA

3.1.-

PROPIEDADES DE ROCA RESERVORIO

3.1.1.-Porosidad

Esta propiedad mide la capacidad de almacenamiento de fluido de
la roca. Esta puede ser de dos tipos . porosidad absoluta y efectiva;
la porosidad absoluta representa todo el volumen poral, saturado a
un solo fluido, mientras que la porosidad efectiva solo esta referida

a los poros interconectados, que es la que nos interesa.

La porosidad no es un factor determinante de control para
determinar la factibilidad de realizacién de proyectos de inyeccion,
pero es importante porque esta relacionada con el petréleo insitu.
Alta porosidad no significa una alta recuperacién, es posible que
arenas de baja porosidad, permitan una mayor recuperaciéon de
petréleo, por ofrecer mejores caracteristicas para .un proceso de

desplazamiento por agua.

Por lo general la porosidad disminuye con la profundidad,

compactacion cementacion y edad geologica de los sedimentos.

Esta propiedad puede ser medida mediante registros eléctricos

tales como densidad, neutronico, acustico y resistividad.

3.1.2.-Permeabilidad

La permeabilidad es una meadida de la capacidad de flujo de la roca
(conductividad). Su medida puede ser determinada en laboratorio
(analisis de cores) y/o mediante los registros eléctricos vy

elaboracion de correlaciones.



Es una de las propiedades petrofisicas mas importantes a tenerse
en cuenta en los proyeclos de Recuperacion Mejorada. Alta
permeabilidad para reservorios profundos es un factor esencial, ya
que nos permitira inyectar suficiente agua a través de pocos pozos
y con un gran espaciamiento y mantener altos niveles de liquido
en los pozos productores y por consiguiente, minimizar costos de

levantamiento artificial a esas profundidades.

Altas permeabilidades en campos someros son muy importantes
para que se pueda inyectar grandes cantidades de agua a bajas

presiones de inyeccion.

En todos los casos es muy importante que la distribucion de
permeabilidades tenga un pequefio rango de variacion, para
obtener los mejores resultados en proyectos de inyeccion de
fluidos, ya que permite la formacion de un frente agua-petroleo
uniforme, y de esta manera evitar la irrupcion prematura del frente.
Esta condicion afecta el comportamiento del reservorio debido a
problemas de canalizacion y conificacion alrededor de los pozos
productores.

Puesto que para nuestro interés de ingenieria nos interesa aquella
permeabilidad que sea paralela al plano de sedimentacion, ya que
constituye la direccion del barrido del fluido entrampado y la que

mas contribuye a empujar el fluido hacia el pozo.

De acuerdo a la clasificacion convensional, la permeabilidad es

clasificada del modo siguiente:

Pobre a regular 1.0- 15.0md
Moderada 15 50 md
Buena 50 250 md
Muy buena 250- 1000 md

Excelente 1000- 1000+

71



3.1.3.-Relacién Arena Neta - Arena Total.-

La relacion que existe entre =l valor de la arena neta petrolifera a la
arena total, es un valor que nos permite medir la calidad del
reservorio a someterse a inyeccion, mientras esta relacion este
mas cercana al valor de 1 (11no), se tendran mas probabilidades de

tener éxito en proyectos de Recuperacion Mejorada.

3.1.4.- Contenido y Calidad de Arcillas

Un factor de mucha importancia en l|a evaluacion de las
formaciones para un proceso de recuperacidon por inyeccion de
agua, es el contenido de arcillas hidratables y finos, presentes
dentro de las arenas. Cualquier alteracion que se produzca en las
arcillas, por efecto de la inyeccion de fluidos incompatibles con la
formacion, tendra como consecuencia la reduccion de la
permeabilidad (dafno a la formacion). En muchos casos esta
reduccion de la permeabilidad puede ser tan drastica que al poco
tiempo de iniciada la inyeccion, la inyectividad se puede reducir a

valores cercanos a cero.

El contenido de arcillas es de poca trascendencia en proyectos de
inyeccion de gas debido a que éstas no sufren alteraciones,

hinchamientos, con el gas de inyeccion.



3.1.5.- Mojabilidad de la Roca. -

La mojabilidad esta deflnidda como el gracdn de preferencia que
muestra la superficie de uni roca a los difercntes fluidos existentes

en el medio poroso,

Medida de la Mojabilidacd .- e mide por el angulo de contacto entre
el fluido y las paredes d= |n supeificie y se simboliza con la lelra
theta (0)

La medida de la mojabilid-d esta relacionada a la medida de la

tension interfacial ( eneraia :ntre las superficies en contacto ).

De la Figura N° 36 cps 'w = Cow* Cos0 .. ... o
Donde :

oas = Energia interfacial, petihleo - sélido

ows = Energia interfacial, aguin - solido

cow= ENergia interfacial o tensiéon petréleo - aqgua

0 = Angulo de contacto merlido hacia la zonn de agua

Los meétodos para la delnrminacion de Ila mojabilidad fueron
escritos por Bobek. Lo primmnro consiste en determinar que fluido
desplaza a otro de una muestra mediante un proceso de

imbibicion, asi como la cantirlad que es desplazada.

Se ha determinado exporimentalmente que las rocas que tienen
una mojabilidad preferente al agua son buenos candidatos a la
inyeccion de agua, por pcrmitir la formacion de un banco de
petroleo. Para el caso del MHoroeste, existen evidencias segun las
cuales las rocas reservoiios pueden sor clasificadas como
mojables al agua, exisiiendo ciertas dudas con respecto a la
formacion Mogollon, lo cual debe ser confinrnado por pruebas de

laboratorio a efectuarse en niicleos frescos.
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3.1.6.-Angulo de Buzamiento

Este parametro, en correlacion con las propiedades de segregacion
entre el petroleo y el gas, constituye un factor importante en la
decision de posibles proyeclos, pudiendo ser determinante para la

seleccion de opciones como:

- Inyeccion de gas en yacimientos con buena segregacion
(Buzamiento 15°). Por ejemplo Milla Seis.

- Inyeccion de agua en arreglos o de flancos

- Inyeccion combinada de gas en la parte alta de la estructura y

agua en la parte baja

3.1.7.-Saturacion de Petrdleo Movible y Gas Libre

La presencia de una adecuacda cantidad de petroleo insitu al inicio
de un proyecto de Recuperacion Mejorada es muy importante. La
cantidad de petréleo remanente después dela.produccion primaria
es una medida de la ineficiencia del mecanismo de produccion que
previamente ha sido operado. Como sabemos el menos eficiente
es el de gas en solucion y el mas eficiente el de drenaje

gravitacional.

En aquellos reservorios que se ha obtenido una baja recuperacion
primaria por efecto del mecanismo de producciobn de gas en
solucion, es muy comun encontrar altas saturaciones de petréleo y
por ende, bajas saturaciones de gas libre, lo cual es muy favorable

para proyectos de inyecciéon de agua.

La saturaciéon de gas en el reservorio determina la cantidad de
agua que debera inyectar para completar el llenado del espacio
vacio dejado por la produccion de fluido en la etapa de produccion
primaria y lo cual esta relacionado con el tiempo en que se tendra

la respuesta a la inyeccidon. En aquellos reservorios en que la

i



saturacion de gas es muy alta (mayor de 25%), el tiempo en que
ocurrira la primera respuesta, sera muy grande, y dificilmente hara

atractivo un proyecto de inuncacioén de agua.

En operaciones de inyeccion de gas la saturacion de gas libre no
debe exceder la saturacion critica, debido a que el banco de
petréleo en el frente no sera formado, y consecuentemente la
produccion de petroleo sera acompanada inmediatamente por una

alta produccion de gas.

Mediante el uso de analisis especiales de nucleos en el laboratorio,
se determina la saturacion irreductible del petroleo, este valor es de
suma importancia ya que nos permite determinar la cantidad de
petréleo movible en el reservorio y que es susceptible “"desplazarlo”

mediante la inyeccion de un fluido de desplazamiento.

Para Reservorios que tienen indicios de ausencia de capa de gas
libre, se considera que todo el gas estuvo disuelto en el petroleo.
Este tipo de Reservorios es conocido como bajo saturados y las

saturaciones iniciales se pueden representar como
So + Sw =100 %
3.1.8.-Inyectividad y Perfil de Inyeccién

Estos dos parametros tienen una gran importancia en el disefio de
las facilidades de inyeccion y de las completaciones de los pozos

inyectores.

La inyectividad en especial, puede constituir factor critico en la
decision de implantar un proyecto de inyeccion de fluidos, ya que al
tratar de compensar la baja inyectividad con aumentos de presion,

puede conducir a fracturamientos de la formacion.
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En lo relativo al perfil de la inyeccion, una pobre distribucion vertical
del fluido inyectado a causa de severas heterogeneidades de
permeabilidad, presion y depletacion, puede ser causa directa para

descartar un proyecto de inyaccion de fluidos.

3.1.9.-Viscosidad del Petroleo.-

Todos los fluidos presentan oposicidon al desplazamiento ante la.
presencia de una fuerza externa, a esta resistencia que ofrecen los

fluidos se le denomina viscosidad, la cual es medida en Cps.

Las viscosidades del petroleo y del fluido desplazante juegan
papeles importantes en la determinacién de la facilidad con que el
petroleo es expulsado a través del espacio poroso de la arena
reservorio y el grado en que el petréleo se adhiere a los granos de

arena del reservorio para permanecer como petréleo residual.

Cuando un petréleo de alta viscosidad es empujado por un fluido

de baja viscosidad , el petroleo de preferencia se pega a las

paredes de los canales porosos, permitiendo que el fluido

desplazante de baja viscosidad se mueva hacia adelante.

De alli que bajas recuperaciones de petréleo generalmente se
obtienen en proyectos de inyecciones de fluidos miscibles de
reservorios donde se tienen petréleo de alta viscosidad. Cuando se
reduce la presion, los componentes ligeros dejan la mezcla para
formar la fase gaseosa, ocasionando que el petroleo remanente
sea mas pesado. Como consecuencia de este cambio la viscosidad

se incrementa, como puede apreciarse en la Figura N° 37

Existen yacimientos del Eoceno en el Noroeste con niveles de
viscosidad relativamente bajos, por tratarse de petrdleos livianos y
hacen que por lo general, la razén de movilidades sea favorable

para la inyeccion de fluidos. Para el caso de la inyeccion de gas, el
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factor viscosidad es menos determinante, sin embargo, también
debe ser baja.

3.1.10.- Espaciamiento - Profundidad.-

El espaciamiento de los pozos en el desarrollo de los campos esta
basicamente determinado por las caracteristicas del reservorio,
tales como permeabilidad, grado de comunicacion (fallamiento,
lenticularidad), espesor de arena neta, capacidad productiva de la
formacion, profundidad, etc., siendo el factor determinante para la

seleccion apropiada del espaciamiento la parte econdmica.

En proyectos de inyeccion de fluidos se debe tener un
espaciamiento y un arreglo de pozos inyectores y productores de
tal manera que nos permita inyectar volumenes adecuados vy
obtener una respuesta a la inyeccion en un tiempo razonable, a su
vez tratar de que el arreglo cubra la mayor area posible para

obtener el maximo de eficiencia de barrido.

La profundidad de los reservorios, también juega un rol importante,
ya que si se trata de reservorios someros, se tiene el problema que
no toleran presiones de inyeccion altas. Mientras que en
reservorios profundos, si bien es cierto que no se tienen problemas
con altas presiones, si existen problemas en cuanto a |la
disminucién de la permeabilidad y principalmente por los costos de

perforacion y levantamiento artificial.

3.1.11.- Solubilidad - Miscibilidad
A la facilidad de una cantidad limitada de una sustancia para

mezclarse con otras sustancias y formar una fase homogénea

simple se le denomina “ solubilidad " ; A la facilidad con que dos o
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mas sustancias se mezclan en todas proporciones para formar una

sola fase simple se le denomina “ miscibilidad ".

Para reservorios de peliroleo la miscibilidad se define como la
condicion fisica entre dos o mas fluidos que les permitira mezclarse

en todas proporciones sin la existencia de una interfase.

Existe una tension interfacial (IFT) entre las fases, cuando estas

son inmiscibles, existiendo dos fases fluidas.

3.1.12.-Permeabilidad Relativa

El concepto de permeabilidad relativa es usado para comprender la
relativa competencia de cada fluido inmmiscible al flujo dentro del
medio poroso. Es obtenido por normalizacion de la permeabilidad
efectiva ( Kj ) con respecto a la permeabilidad absoluta K, y

denotado por Kri

como : Kro (Sw) = Ko(Sw) / K Sistema Petréleo-agua

Krg (So) = Kg(So) / K Sistema gas-Petroleo

Es conveniente indicar que la permeabilidad relativa se relaciona
con la saturacion, observandose que la permeabilidad efectiva

disminuye con una disminucion en la saturacion de la fase.

También es importante notar que las permeabilidades relativas y
las razones de estas se miden en el laboratorio, en muestras de
nucleos obtenidas de los reservorios. Cuando se trata de
reservorios que presentan mas de un fluido se debe considerar la
permeabilidad relativa al gas (Krg), permeabilidad relativa al

petréleo (Kro) y la permeabilidad relativa al agua (Krw).
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3.1.13.-Razb6n de Movilidad (M)

Es definida como l|a relacion de las movilidades de la fase
desplazante a la fase desplarzada. Asimismo es usual representarlo

de la siguiente manera:

M = [ K desplazante / ;1 desplazante }/[ K desplazada / p

desplazada ]

Para efectos de recuperacion mejorada se biisca que esta relacion
no sea demasiado grande lo cual haria que el fluido desplazante
pase a través del espacio poral con un reducido efecto de barrido
sobre el petroleo, lo que se traduce en bajas recuperaciones de

petréleo.

3.1.14.-Eficiencias de Barrido Areal (Ea)

La eficiencia de barrido, Ex es la fraccidon de area del reservorio
que es contactado por el fluicdo desplazante, y es funcion del patron
o arreglo de pozos, razon de movilidad: - y distribucion de
permeabilidades. Razones de movilidad con valores cercanos a la
unidad corresponden a altos valores de Ea . Variaciones de la
permeabilidad, por ejemplo reservorios heterogéneos, zonas de
fractura, entre el inyector y productor, pueden disminuir

drasticamente el valor de la eficiencia de barrido ( Ea ) .



4.0.-

4.1.-

ESTADO ACTUAL DE LOS METODOS DE RECUPERACION
MEJORADA EN EL MUNDO

NECESIDAD DE APLICACION DE LOS METODOS DE
RECUPERACION MEJORADA

Las razones principales por las que son necesarios las técnicas de

Recuperacion Mejorada (EOR) son:

i. Un porcentaje significante del petroleo original insitu (OOIP)
permanece aun en el reservorio luego que la producciéon primaria llega a
su limite econdmico. Esto se acentua mas si se tiene mecanismos de

produccién primarios muy ineficientes tal como el de gas en solucion.

ii. Existe la necesidad de mantener el suministro estable de fluidos de
reservorio, frente al desgaste de los mismos, ya que nuevos y grandes

reservorios cada vez son mas escasos.

iii. El descubrimiento de nuevos campos petroliferos ha incrementado su
costo asi como mas actividades han ido desarrollandose y nuevos
ambientes hostiles se han dado. El costo del petréleo producido por
Recuperacion Mejorada puede ser inferior frente a nuevos

descubrimientos de nuevos campos.

Estas necesidades son bien reflejadas por la expansion de las actividades
de Recuperacion Mejorada realizadas en el mundo. Por ejemplo en los
Estados Unidos y Canada, donde la produccion de los campos
petroliferos conocidos ha declinado mas rapidamente que la adicion de
nuevos campos petroliferos. Existe y han sido significantes las
actividades de Recuperacion Mejorada; ambos  en términos de
investigacion y aplicaciones de campo. Del total de la produccién por
Recuperacion Mejorada al afio 1996 en el mundo correspondié cerca de
2.2 millones de barriles diarios de petréleo y el 56 % proviene solamente
de Norteamérica. Podemos apreciar en la Tabla N° 9 y Figura N° 38



4.2.-

MEDICION Y ANALISIS DE LA ESTADISTICA MUNDIAL DE LOS
METODOS DE RECUPERACION MEJORADA EN EL MUNDO

4.2.1.- MEDICION Y ANALISIS DE LA PRODUCCION MUNDIAL DE

PETROLEO POR RECUPERACION MEJORADA

El estimado de la produccion mundial de petréleo por proyectos
de recuperacion mejorada (EOR) y proyectos de petroleos
pesados, hasta el inicio de 1996, ha sido cerca de 2.2 millones de
barriles diarios de petréleo, de acuerdo a la Conferencia bianual “
EOR Survey of O & G J".

Esto representa cerca del 3.6 % de la produccion mundial de
petréleo, y es mayor que la produccion estimada de 1.9 millones

de barriles diarios de petroleo al inicio de 1994.

La medida del Jornal O & G, encontré que la produccién de los
Estados Unidos se incrementdé en 2 % para el ano 1,995, a 724
mil barriles diarios de petroleo, produccion por Meétodos de
Recuperacion Mejorada. Tabla N° 10 y Fig. N°39. Este valor

iguala al 11 % de la produccion total de Estados Unidos en 1995

cuyd promedio es de 6.54 millones de barriles diarios de petroleo.

La produccion por Recuperacion Mejorada alcanzé un pico en la
medicion de 1992 y el numero de proyectos en Estados Unidos ha

disminuido subsecuentemente desde 1986. Figuras N°s 39 y 40

En los Estados Unidos cerca del 60 % de los 700 mil barriles
diarios de petrdleo producido por Recuperacion Mejorada es por
procesos termales. La inyeccion de gas (Hidrocarburos ligeros,
Co2, y Nitrogeno) son los mayores de los métodos restantes.
Tabla N° 10
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Aunque los precios bajos del petréleo desde 1986, han reducido
el numero de proyectos de recuperacion mejorada, Un incremento

de la produccion se puede notar en el ultimo aflo. Tabla N° 10.

Como se observa en la Tabla N° 11 el incremento en el numero
de proyectos desde 1971 a la fecha, este es el unico método que
ha continuado creciendo en produccion desde el inicio de la

inyeccion de CO2 hace mas de 35 arios.

Para tener una idea general del comportamiento de los distintos
meétodos de Recuperacion Mejorada aplicados actualmente en el

mundo, se ha preparado una clasificacion por paises.

En las Tablas N° 12, 13 y 14, se presenta en forma resumida el
comportamiento de los métodos de Recuperacion Mejorada por
mecanismos Termales, Miscibles y Quimicos respectivamente, en
los Estados Unidos. En estas tablas estan consignadas las
caracteristicas mas importanies de reservorio, avance del proyecto,
resultados obtenidos, y pronoésticos de desarrollo futuro del

proyecto.

En la Tabla N° 12, conformada por los métodos termales, puede
decirse que los valores de permeabilidad son bastante altos para
este método, (>250md) los valores de grado APl estan en 12°
(promedio) y de acuerdo a la saturacion inicial y final de cada uno
de los proyectos, la recuperacion por este proceso esta en el orden
del 30% de petréleo adicional recuperado, este a su vez es el
meétodo con mejores resultados obtenidos en términos de

recuperacion mejorada.

En la Tabla N° 13, que conforman los métodos de inyeccion de CO,
y otros gases puede decirse que los valores de permeabilidad
tienen amplio rango de aplicacion (0.1md - 2800 md ), para este

método, los valores de grado API estan en 30° ( promedio ) y de



acuerdo a la saturacion inicial y final de cada uno de los proyectos,
la recuperacion adicional de petréleo por estos procesos estan en el
orden del 20% , constituyenrlo los métodos le mayores resultados
obtenidos en términos de 1ecuperacion mejorada después de los

térmicos.

En la Tabla N” 14, que conforman los métodos Quimicos en los
cuales puede decirse que los valores de permeabilidad tienen rango
de variacion de 1md - 200 md , para este método, los valores de
grado API estan en 25° ( promedio ) y de acuerdo a la saturacion
inicial y final de cada uno de los proyectos, la recuperacion adicional
de petroleo estan en el orden del 10%, constituyendo los de
menores resultados obtenidos en términos de recuperacion

mejorada comparada con lo= otros métodos revisados.

En la Tabla N° 15, podemos visualizar en forma resumida el
comportamiento de los meétodos de Recupcracion Mejorada por
mecanismos Termales, Miscibles e inmiscibles y Quimicos en
Canada. En estas tablas eslan consignadas las caracteristicas mas
importantes de reservorio, avance del proyecto, resultados

obtenidos y prondsticos de desarrollo futuro del proyecto.

Los valores de permeabilidacd poseen un amplio rango de aplicacion
para los métodos miscibles (1 - 5000 md), los valores de grado API
estan en 38° ( promedio ) y de acuerdo a la saturacion inicial y final
de cada uno de los proyectos, la recuperacion por estos procesos
tienen un amplio rango de variacion y estan entre 10 y 67 % de
petroleo adicional recuperado

En la Tabla N° 16, estdn consignados las caracteristicas mas
importantes de los proyectos de recuperacion mejorada en el

mundo (excepto E.E.U.U y Canada).

Los métodos quimicos incluyendo el microbial se hallan mas

desarrollados en China (12 proyectos ), como podemos apreciar en
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las Tabla N° 16, estos métodos actualmente se hallan poco
desarrollados en vista de que son los qué menos resultados de

recuperacion adicional de petroéleo han reporiado.

El método microbial aun se halla en etapa de investigacion de alli

el reducido numero de proyectos a nivel mundial.

En las Tablas N°s 17 y 18, y Figuras N° 41, 42, 43, 44 y 45,
podemos analizar de forma global el comportamiento de los
métodos de Recuperacion Mejorada por métodos termales,
miscibles (CO2 y otros gases) y quimicos en el mundo a través del

numero de proyectos econémicos, no econémicos y en evaluacion.

La recuperacion por métodos termales a nivel mundial ( Inyeccion
de Vapor y Combustion insitu ) es el proceso dominante en
métodos de recuperacion mejorada en el mundo con cerca del 50
% (O&GJ) del total de proyectos, como puede apreciarse en las
Figuras N° 41 y 42, |le siguen los métodos miscibles y quimicos en

orden descendente de recuperacion de petréleo.

Los mayores proyectos que se hallan en etapa de evaluaciéon lo

constituyen los métodos quimicos. Figura N° 45,

En la Tabla N° 18 se muestra los resultados econémicos de
acuerdo a las propiedades de roca y fluido del reservorio (valores
promedio ) versus cada uno de los métodos de recuperacion
mejorada. Figuras N°s 46, 47, 48, 49, 50 y 51.

En la Figura N°® 46, podemos apreciar que los metodos aplicados
en reservorios de mayor porosidad son los de inyeccion de vapor,
inyeccion de agua caliente y los métodos inmiscibles (porosidades
promedio de 30 a 33%), mientras que en los reservorios de
menores valores de porosidad (8 - 15 %) se aplican métodos

miscibles.
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En la Figura N° 47, podemos apreciar que los métodos aplicados
en reservorios de mayores valores promedio de permeabilidad
son los termales y nitrégeno miscible (aprox. 1000md), mientras
que se inyecta CO2 y nitrogeno inmiscible en los reservorios de

menores valores promedio de permeabilidad (15 md).

En la Figura N° 48, podemos apreciar que los métodos aplicados
en reservorios de mayores de valores promedio de °API| son los
de hidrocarburos miscibles con crudo (aprox. 40 ° API), mientras
que en los reservorios con crudo de menores valores promedio de
°API (14-16° API ) se aplican los métodos termales tal como el
método de Inyeccion de vapor.

En la Figura N° 49, se aprecia que los métodos aplicados en los
reservorios conteniendo crudo muy viscoso son los
termales(aprox. 4970 Cps) tal como la inyecciéon de vapor. En
correspondencia, en los reservorios que contienen crudo de
menor viscosidad (aprox. 1.2 Cps ).,.se aplican métodos por

hidrocarburos miscibles.

En la Figura N° 50, podemos apreciar que los métodos aplicados
en los reservorios conteniendo mayores valores promedio de
saturacion inicial (aprox. de 70% del volumen poroso), son los
procesos miscibles.

En la Figura N° 51, podemos apreciar que los métodos aplicados
a rservorios mas profundos son los métodos de miscibles (6000 -
12000 pies) mayores valores promedio de profundidad requeridos,
por ejemplo en la inyeccién de nitrbgeno; se requieren
profundidades de 10000 a 12000 pies para alcanzar la
miscibilidad con el petroleo. Los métodos que se aplican a
profundidaes menores es el de inyeccion de vapor (150 a 4500
pies).



5.0 ASPECTOS GEOLOGICOS DE LA CLJENCA TALARA

5.1.-DESCRIPCION DE LA CUENCA TALARA

Para poder comprender los resultados de los proyectos ejecutados en el
Noroeste Peruano, presentaremos primero una descripcion de la Cuenca y en

forma posterior los proyectos.

5.1.1 GEOLOGIA REGIONAL

Geoldégicamente la Cuenca Talara, junto con las cuencas Progreso al
norte y Sechura al sur, constituyen una unidad geotectéonica denominada
Zoécalo de la Costa (Montoya A. 1986).

El Zbécalo de la Costa es un tipo de plataforma costanera movil, la que a
través del tiempo geoldgico ha estado sujeta a fallamientos, unas veces
sumergida constituyendo fuentes de sedimentacion y otras, emergida

estando sometida a erosiéon (Montoya A., 1986).

Los sedimentos de la Cuenca Talara son de edad cretacea y terciaria,
alcanzan un espesor de mas de 20,000 pies y se han depositado en
discordancia angular sobre rocas de edad paleozoica, al que se

considera como "Basamento" de la regioén.

La secuencia estratigrafica presente en la Cuenca Talara esta bien
determinada y comprende formaciones cuya edad abarca desde el
Paleozoico al Reciente, presentandose varias discordancias entre ellas.
La edad, relaciones vy caracieristicas estratigraficas de estas
formaciones han sido registradas y reconocidas a través de estudios
regionales y de perforaciéon de pozos que han permitido determinar los

diferentes ciclos deposicionales de la cuenca.

Litoldgicamente la secuencia estratigrafica de la Cuenca Talara consiste

en sedimentos marinos y fluvio-dcltaicos, clasticos que vienen desde



calizas hasta conglomerados en todos los rangos intermedios.

Los sedimentos del paleozoico presentan metamorfismo incipiente y se
encuentran de moderada a inlensamente fracturados (porosidad
secundaria), mientras que los del cretaceo y terciario presentan
porosidad primaria y a menudo también porosidad secundaria de

fracturas (en calizas, areniscas y conglomerados bien compactados).

El rasgo estructural predominante en el Zocalo de la Costa del Noroeste
del Peru es el intenso fallamiento normal en bloques, como resultado de
esfuerzos tectdnicos tensionales a que ha estado sometido el area,
principalmente durante l|la Orogenia Andina, desde mediados del

Cretaceo hasta el Plioceno.

Este fallamiento normal ha dado lugar a grandes contrastes estructurales
con areas relativamente levantadas, denominadas "Altos" y areas
negativas denominadas "Artesa". Ambas tienen un eje principal con
direccion general Este-Oeste y se alternan sucesivamente en direccion
Norte-Sur. Lo anterior se puede observar en la Figura N° 52. Se muestra
los altos mencionados. Dentro de tales areas, fallas intermedias definen
campos individuales, los cuales a su vez son también subdivididos en
bloques fallados. En este ultimo caso, dependiendo del espesor de las
arenas productivas en relaciéon al desplazamiento vertical de la falla, el

fallamiento puede o no afectar la comunicacion del reservorio.

Localmente el fallamiento normal delimita el area de los yacimientos
individualizandolos de los vecinos y controlando la distribucion de fluidos

en cada uno de los reservorios presentes en el mismo.

Durante el paleozoico, las aguas marinas invadieron la region,
principalmente en el Devénico, Missisipiano, Pensilvaniano y Pérmico,
siendo las rocas del grupo Amotape las representantes de este evento.
Estas rocas, posteriormente fueron expuestas a la erosion durante la
orogenia del Palezoico Tardio.
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En el mesozoico se depositaron las calizas Muerto-Pananga y los
conglomerados de Sandino, las lutitas calcareas de Redondo, las arenas
y lutitas de Monte Grande, las arrnas conglomer:aticas de Ancha y las

lutitas de Petacas.

En el Cenozoico, durante el Paleoceno se depositaron las arenas de la

formacion Mesa y las lutitas de Balcones.

A principios del Eoceno Inferior se reinicia la sedimentacion de los
conglomerados de Basal Salina, siguiendo las lutitas de San Cristobal,
los conglomerados y areniscas de la formacion Mogollon y las
secuencias de Cerro Pardo, Cerro Tanque, Palegreda, Parifias y Chacra,
en el sur; y las arenas y areniscas del Ostrea, Cabo Blanco y

Echinocyamus en el norte.

En el Eoceno Medio, se depositan los sedimentos de las formaciones
Talara y Pozo con algunos depodsitos de canal (Formacion Hélico). En
el Eoceno Superior se depositan los sedimentos de las formaciones
Verdun, Chira, Mirador, Cone Hill. Durante el Pleistoceno, se llevo a
cabo la depositacion de las terrazas marinas denominadas Tablazos,

las cuales no muestran efecto alguno de fallamiento.



5.1.2 ESTRATIGRAFIA Y PROPIEDADES DE ROCA - FLUIDOS

La secuencia estratigrafica presente en el area esta representada por
formaciones cuyas edades varian desde el Paleozoico (Formacién
Amotape) hasta el Reciente (Formacion Tablazo). Las Forimaciones han
sido reconocidas en el subsuelo mediante la interpretacion de Registros

eléctricos y por analisis de muestras de roca.

En la Figura N° 53, se muestra la columna estratigrafica generalizada de
la Cuenca Talara, mostrando las variaciones de la zona norte y de la

ZoNna sur.

Geologicamente el area se caracteriza por su intenso dislocamiento
debido a la presencia de fallas Normales, que han dado origen a un gran
numero de bloques mayores distribuidos en Altos y Bajos estructurales
los cuales a su vez estan formados por bloques menores de diferentes
formas y tamanos, limitados por fallas menores que han sido
controladas en los Yacimientos, cuando se han perforado un gran

Numero de pozos.

Dos tipos de fallas, de origen y naturaleza diferente, dominan la

estructura del area : las fallas de resbalamiento y las fallas normales.

Las fallas de resbalamiento se habrian originado por violentos
hundimientos de las formaciones a lo largo de amplios planos de menor
resistencia originando que las formaciones resbalen a lo largo de
pequenos angulos de buzamiento hacia el oeste, de modo que las
formaciones mas antiguas se han sobreescurrido sobre las formaciones
mas jovenes, por lo que la misma formacién puede repetirse mas de una
vez en el mismo pozo.

Estas fallas de resbalamiento, aparentemente tuvieron lugar antes de
que el ciclo de deposicidon se completara y antes de que hubiera mucha

consolidacion y endurecimiento de los sedimentos. El efecto de estas



fallas ha sido afladir un factor mas a las irregularidades deposicionales.

Probablemente los resbalamientos antecedieron a las fallas normales y
han sido cortados por éstas del mismo modo que lo han sido los planos

de sedimentacion.

Las fallas normales se presentan aparentemente en dos sistemas
principales : uno, aproximadamente paralelo al plano de la costa , y el
otro, mas o menos perpendicular a ésta. Algunas de estas fallas tienen
desplazamientos de varios cientos y aun miles de pies, pero la extension
y la magnitud del desplazamiento cambia rapidamente en cortas
distancias. En ciertos lugares las fallas mayores muestran zonas

trituradas.

Dentro del sistema anterior, las fallas mayores o principales, existe un
intrincado manto de bloques fallados, que son los que mayormente

definen los reservorios.

La Figura N° 54, muestra dos secciones estructurales generalizadas en
las que se puede apreciar la compleja naturaleza del fallamiento del
bloque, a lo largo de los Altos de La Brea - Negritos y Jabonillal. En toda
el area Sur de la cuenca, estas fallas originan reservorios usualmente no
mayores de 200-300 acres de extensidon. Cada bloque fallado contiene
su propia columna de gas, petroleo y agua, lo cual indica que la mayoria

de las fallas, aun las mas pequefias son del tipo sello.

Aparentemente en los campos de EIl Alto, los bloques reservorios son
mayores, porque debido a la naturaleza y espesor de los sedimentos, es
posible que no todas las fallas sean sellos, de modo que los reservorios
pueden extenderse a través de algunas de las fallas y por lo tanto ser

mas extensas que en otras areas.



En adicién a las fallas principales y de segundo orden, las que casi
siempre son reconocibles en los afloramientos superficiales y/o en los
registros eléctricos, el resquebrajamiento se extendié en innumerables
fallas menores de corto desplazamiento y mucho fracturamiento.
Mientras que las fallas normales son mayormente de alrededor de 45°,

las fracturas son casi verticales y practicamente no muestran
desplazamiento.

A continuaciéon presentamos una muy breve descripcion geoldgica de las
formaciones mas importantes por constituir reservorios productores y

que son factibles de aplicar proyeclos de Recuperacion Mejorada:

(.) Amotape : Profundidad promedia de 8000' Espesor bruto
penetrado en promedio de 400, productor en el Yacimiento Laguna.

Esta constituida por rocas metamorficas, en st mayoria por una
alternancia de cuarcitas y argilltas fracturadas, constituyendo un

reservorio de porosidad secundaria.

Los rangos de variacion de sus principales propiedacdes son:

Porosidad (%) 4-8
Permeabilidad (md) : 0.1-100
°API del crudo 30-36

(.) Basal Salina : Profundidad promedia de 6800' Espesor neto
productivo 250 pies, productor en los Yacimientos Pena Negra,
Reventones y Carrizo. Esta constituida por conglomerados masivos de
cuarzo hialino y areniscas arcoésicas blanca a grisaceos de grano fino a
medio, subredondeado.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son:

Porosidad (%) 6-12
Permeabilidad (md) 1-30
API del crudo 28-33



Viscosidad (Cp) 12-26

Contenido de arcilla: 10-30 (% Volumen matricial)

(.) San Cristobal : Profundidad promedia de 6500' Espesor

bruto 1200 pies, productor en los Yacimientos Peina Negra, Reventones,
Central.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 6-10

Permeabilidad (md) : 1-10

APl del crudo 28-30

Viscosidad (Cp) 20-26

Contenido de arcilla: 15-30 (% Volumen matricial)

(.) Mogollén Profundidad promedia de 4800' Espesor bruto que
varia entre 800-3000 pies, dependiendo de la existencia de fallas
inversas tal como ocurre en el yacimiento Zapotal. Es el reservorio de

mayor produccién actual de la Cuenca Talara.

La formacion Mogollén es el tipo de relleno longitudinal axial de la parte
norte de la Cuenca Talara; se ha depositado en por lo menos cuatro
sistemas yuxtapuestos, que abarcan desde el medio fluvial en el norte, el
de conos de depositacion sumergidos y finalmente turbiditas en el sur,
pero sin un delta intermedio (Carozzi A. , 1975). Esta subdividido en los

miembros Mogollén Superior, Medio e inferior.

La Formacion Mogollobn Superior presenta su vez tres unidades bien
diferenciadas por sus caracteristicas litoldgicas y valores electrograficos

en los perfiles de pozos, Chorro Superior, Chorro Inferior y Fuente.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son
Porosidad (%) 6-12
Permeabilidad (md) : 0.01-10



API| del crudo 28-31

Viscosidad (Cp) 12-20
Contenido de arcilla: 114-30 ("6 Volumen matricial)
() Ostrea : Profundidad promedia de 4200' Espesor bruto entre

400-1200 pies, productor en los yacimientos Pefn Negra, Reventones,
Carrizo, Central, Ballena, Taiman, verde. Se han reconocido cinco
miembros de los cuales producen el miembro Peiia Negra y el Ostrea
“D”. EI miembro Pefa Negra esti constituido por areniscas blancas a
gris cuarzosas, de grano fino a medio poco friable, algo carbonosas,
ligeramente calcareas y con intercalaciones de lutitas de color gris

oscuro micaceas, carbonosas.
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Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 8-14
Permeabilidad (md) 0.1-10
API| del crudo 31-36
Viscosidad (Cp) 7-1G
Contenido de arcilla: 15-22

(% Volumen matricial)

() Echinocyamus Profundidad promedia de 3600 ' Espesor
bruto de 600 pies, productor en la mayoria de los yacimientos de la parte.
norte de la Cuenca Talara. Se han reconocido cinco miembros bien
diferenciados : Ballena esta conformado por areniscas blancas a gris
clara, ligeramente verdosa de cuarzo hialino y lechoso de grano fino a
muy fino, Constancia esla conformado por lutitas gris verdosas
bentonitica no calcarea y limolita gris verde micromicacea poco
calcarea; Somatito constituido por areniscas cuarznsas de color blanco
a gris clara ligeramente veridosa, de grano fino a medio,
subredondeados, con intercalaciones lutaceas de color gris acerado;
Verde constituido por lutitas de color gris claro a verdosas, micaceas,
intercaladas con areniscas blanca cuarzosas de grano medio a grueso,; y
Cabo blanco constituido por intercalaciones de areniscas vy
conglomerados de color blanco lechoso de granos bien seleccionados,
subredondeados que tienen escasa intercalaciones delgadas de lutitas

de color gris clara.
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Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 12-18
Permeabilidad (md) 1-50

AP| del crudo 30-36
Viscosidad (Cp) 12-16
Contenido de arcilla: 5-27

(% Volumen matricial)

() Terebratula : Profundidad promedia de 2500 ' Espesor bruto de
250 pies. productor en Reventones, Pefna Negra y Punta Restin. Esta
constituido por areniscas de color gris verdoso, de grano grueso, angular
a subangular, presenta intrusiones de fragmentos liticos, calcarea, con

intercalaciones de lutita marrén, firme micromicacea, masivo.

() Helico Profundidad promedia de 4000' Espesor bruto de
600 pies. Productor en los yacimientos Pefna Negra, Carrizo, Merina, La
tuna, Central, Reventones y Ballena. ™ Es una secuencia de
conglomerados vy areniscas lenticulares de cuarzo color gris verdosa,
separados por intercalaciones de estratos de Iutita gris marron, en parte

calcarea.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son :

Porosidad (%) 10-15
Permeabilidad (md) 0.1-25
APl  del crudo 35-40
Viscosidad (Cp) 5-10
Contenido de arcilla: 5-66

(% Volumen matricial)

(.) Areniscas Talara : Profundidad promedia de 2300' Espesor bruto
de 500 pies productor en los yacimientos Reventones, central y Carrizo.

Esta definida por facies turbidicas constituidas por areniscas gris claras



de grano fino a medio.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 10-141
Permeabilidad (md) 1-20

APl  del crudo 33-38
Viscosidad (Cp) 5-15
Contenido de arcilla: 24-25

(% Volumen matricial)

(.) Verdun : Profundidad promeadia de 800' Espesor bruto de 300
pies. Esta constituido por areniscas blanca cuarzosa de grano grueso a
medio subangular, conglomeradico, en parte con inclusiones de chert vy

cuarcita hacia la base.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 6-12
Permeabilidad (md) 0.1-20
API del crudo 28-32
Viscosidad (Cp) 5-15

La Parte Sur de la Cuenca Talara esta gobernado por los altos
"Levantamiento Jabonillal", "Levantamiento de |la Brea", y el "Alto de

Portachuelo".
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La secuencia estratigrafica presente en el area esta representada por
formaciones cuyas edades varian desde el Paleozoico (IFm. Amotape)
hasta el Reciente (Fm. Tablazo). Las Formaciones han sido reconocidas
en el subsuelo mediante la interpintacion de Registros eléctricos y por

analisis de muestras de roca.

A continuacion presentamos una breve descripcion geoldégica de las
formaciones mas importantes por constituir reservorios productores y

que son factibles de aplicar proyecios de Recuperacion Mejorada:

() Salina-Mogollon : Profundidid promedia de 4000' con un espesor
de 3100'. EI grupo salina esta compuesto por las formaciones La draga,

Basal Salina, San Cristobal, Mogollon, Cerro Pardo y Cerro Tanque.

La Formacion Salina esta constiluida por areniscas de color blanco
grisaceo, de grano fino a grueso y conglomerados de 20 a 30 pies de
espesor que se encuentran estratilicados por lutitas y limolitas de color
gris. El espesor de la Formacion Salina llega a 1000 pies. Conforme la
formacion Salina Mogollobn se accrca al sur de la Cuenca Talara no
existe diferenciacion de las formaciones mencionadas lineas arriba, en
los yacimientos Portachuelo-Mirador la formacion consta de 46
reservorios con espesores variables entre 5 y 40 pies siendo cada uno

de ellos una unidad de flujo diferenie.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 10-24

Permeabilidad (md) 0.1-200

API 34-38

Viscosidad (Cp) 1-12

(™ Formacion Basal Salina: IZstd constituida por arenas de color

blanco grisaceo, de grano fino a grueso y conglomecrados de 200 a 300

pies de espesor que se encuentran estratificados por lutitas y limolitas de
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color gris. El espesor de la Formacion BasalSalina llega a 400 pies.

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 6-20

Permeabilidad (md) 1-350

API del crudo 34-38

Viscosidad (Cp) 2-10

() Parinas Profundidad promedia de 3500' Espesor bruto

entre 120-600 pies, es el mas prolifico de la Cuenca Talara, ha sido
altamente explotado en toda la parte sur de la Cuenca debido a sus
buenas propiedades petrofisicas, en algunas areas recibe el nombre de
formacioén Rio Bravo, Chivo y en algunas areas se ha diferenciado como

Parinas Superior y Parifas Inferior.

La formacidén Pariinas inferior esta constituida de areniscas de grano fino
a medio, homogénea compactas y cemento calcareo, la matriz es
arcillosa, con intercalaciones delgadas de lutitas y limolitas. Corresponde
a un depodsito marino de plataforma de aguas someras con barras vy

canales de plataforma.

El espesor maximo alcanzado es cde 600 pies en el Yacimiento Alvarez
Oveja en tierra, de los cuales el espesor neto petrolifero esta en el orden
de 150 pies, mientras que en el z6calo llega a desarrollar entre 600 y
800 pies.
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Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 8-18

Permeabilidad (md) 0.1-150

APl del crudo 30-38

Viscosidad (Cp) 2-15

Contenido de arcilla: 5-20 (% Volumen matricial)

La formacién Parinas Superior esta constituida por estratos de areniscas
de grano grueso, Ilimpias, porosas y permeables, con finas
intercalaciones de lutitas de amplia distribucion. FEstan relacionados a
depdsitos de canal en un ambiente fluvio-deltaico y de islas barrera. El
espesor maximo se encuentra en los bloques hundidos entre las fallas
BATANES SUR - ZORRO y BODEGA-MONTE PAMPA, llegando a 600'.
En el yacimiento Milla Seis el espesor neto petrolifero maximo es de
300’

Los rangos de variacion de sus principales propiedades son

Porosidad (%) 12-28
Permeabilidad (md) 5-1200

APl  del crudo 34-40
Viscosidad (Cp) 1-15
Contenido de arcilla: 0-12

(% Volumen matricial)

En las Tablas N° 19-a, 19-b y 19-c se muestra el promedio de porosidad
obtenido de las muestras laterales y de nucleos por yacimiento. De ella
se puede observar que existe una gran variacion de este valor para cada

yacimiento y lo mismo sucede a nivel bloque.

Lo anteriormente expuesto obliga a un estudio geoldgico y de ingenieria
muy detallado, a fin de extraer el maximo volumen de petréleo en cada

bloque fallado. Es por esto que cualquier proyecto debera ser abordado
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en lo posible en términos de un eficiente desarrollo por bloque fallado, en
vez de tratarlo como un desarrollo a nivel campo. La experiencia ha
demostrado que los diseiios de recuperacion imejorada deben ser
realizados en forma individual por hloques, para asi ajustarse al tamano
y configuracion geomeétrica individual de cada bloque fallado. Esto
resultara en numerosas pequenas operaciones de inyeccion de fluidos

qQue puede ser operado en forma individual con una adecuada

supervision técnica.



6.0.- PROYECTOS DE RECUPERACION MEJORADA E.JECUTADOS EN EL
NOROESTE PERUANO

En el Noroeste Peruano durante el desarrollo de los yacimientos se han

efectuado proyectos de Recuperacion Mejnrada consistentes en:

. Inyeccién de gas como manienimiento de presion y
desplazamiento.
. Inyeccién de Agua.

. Inyeccion de LPG.

Estos procesos en la actualidad son considerados como procesos de
Recuperacion Mejorada (EOR) no térmicos, habiendo sido desarrollados desde
la década de los afos 30 hasta el presente por las diferentes companias

operadoras, tales como IPC, BELCO Petroleum, Petréleos del Peru, OXY.

6.1 COMPLETACION

6.1.1.- Historia.-
Desde el inicio de la explotacion de la Cuenca Talara (1,869) hasta
aproximadamente el ano 1,955, la completacion de los pozos se realizd
con laina ranurada de 5", 5 1/2", 6 5/8" frente a las formaciones
productivas. En todos los pozos que se perforaban por objetivos
profundos, se utilizaron forros intermedios de 9 5/8"¢J y 6 5/8"(3, como

puede verse en la Figura N° 55

Entre los anos 1,955 a 1,960 los pozos que se perforaban eran
completados con forros de 6 5/8"¢J cementados, entre los afios 1,960 a
1,965, se utilizaron forros de 4 1/2"¢3 cementados frente a las

formaciones productivas.

Gran numero de pozos han formado parte de proyectos de inyeccion de

agua suspendidos en la década del 60, y es de esperar que se
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encuentren en mal estado, principalmente debido a problemas de
corrosion y a cementacion, por contener pescados no pueden ser
considerados en proyectas de recuperacion mejorada, por lo cual

deberian realizarse trabajos de abandonamiento.

Cabe mencionar que en las opera::iOnes de inyeccion de agua en el area
de Negritos, el agua inyectada se perdia por un area extensa proxima a
la ciudad de Negritos, por no tener una adecuada cementacion y/o forros

rotos de los pozos inyectores.

En la mayoria de los campos, debido al mal estado en que se
encuentran los pozos, se debe considerar la perforacion de pozos para
convertirlos en pozos inyectores ya que los pozos viejos, tan solo
pueden ser usados como pozos productores dentro de los arreglos para

recuperacion mejorada.

A partir del ano 1,965, hasta la fecha todos los pozos perforados en el
area son completados con forros de 5 1/2"(7 cementados hasta

superficie.

En relacion a las facilidades e instalaciones de superficie, para la
mayoria de los campos se debe crnnsiderar el reemplazo casi total de las

instalaciones en que se encuentran y al aumento de fluidos como

resultado de la inyeccion de agua.
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6.1.2.- Completacion de Pozos Inyectores

En la completacion de pozos inyectores tiene gran importancia que el
cemento esté por lo menos 100pie:s encima del intervalo a inundar, como
en el caso de los pozos convertidos a inyectores. En el caso de
perforarse un nuevo pozo inyector, este debera ser. cementado hasta la
superficie.

El objetivo basico de la completacidn del pozo inyector es lograr la
comunicacion del pozo con el reservorio. Los requisitos incluyen entre

otros lo siguiente

e Perforacidon y estimulacion que aseguren buena comunicaciéon entre
las arenas a inundar.

e La estimulaciéon debe ser poco penetrantre con el fin de que no
reduzca la eficiencia de barrido.

e Los fluidos de completacion sean compatibles con la formacion.

E| procedimiento de completacidon de pozos puede resumirse en:

e Solamente perforacion (baleo).
e Tratamiento quimico.

e Fracturamiento Hidraulico.

La perforacion es en algunos casos de un tiro por pie, en otros casos,
dependiendo del tipo de tratamiento, se suele completar con un
espaciamiento de hasta un tiro cada seis pies. El fluido de tratamiento
puede ser agua salada, agua dulce tratada o crudo. El procedimiento de
completacion debe incluir perfil de adhesiéon de cemento (CBL) como
una medida de seguridad para evitar fracturar otra formacién no

deseada.

En la actualidad en el Noroeste Peruano se utiliza el método de
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fracturamiento selectivo usando crudo normal, crudo o agua gelificada
como fluido fracturante, con regimenes de inyeccion que varian entre 20
y 32 BPM, altas concentraciones de arena y presiones promedio que
varian entre 1,500 y 8,000 psi.

En el area se han realizado fracturamientos empleando agua,
obteniéndose resultados de produccion variables. Igualmente, se han
realizado trabajos de acidificaciones en las Formaciones Basal Salina,

San Cristébal y Mogollon, con buenos resultados productivos.

6.1.3.- ESTIMULACION

Los pozos perforados hasta aproximadamente el ano 1940, por ser
completados con laina ranurada no fueron estimulados. Posteriormente,
se tratd de estimular con explosivos de cargas de - Nitroglicerina
(NITROSHOT) obteniendose resultados variables.

A partir del ano 1955, los pozos fueron completados con forros
cementados. Para la apertura a producciéon se emplearon balas a una
densidad de un tiro por pie de arena neta. Los primeros trabajos de
fracturamiento hidraulico se realizaron a bajos regimenes de inyeccion
(8-16 BPM) y bajas concentraciones de arena con poco fluido. La
caracteristica mas comun de los pozos estimulados con este método era
el bajo régimen de produccion y un tiempo de vida productivo
prolongado.

Los sistemas antiguos de completacién no permitian evaluar el aporte de
cada reservorio debido a que una vez estimulada una formacion,

inmediatamente se continuaba en el baleo y estimulacion de la parte
superior.
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6.1.4 MECANISMO DE PRODUCCION

En el Noroeste, el principal mccanismo de produccion natural que

gobierna la produccion de petrolen, es el de impulsion por expansion de

gas disuelto y de segregacion gravitacional, siendo necesario la

instalacion de unidades de levantamiento artificial (Bombeo Mecanico),

para facilitar la extraccion de fluido desde el pozo hasta superficie.

Si consideramos:

La complejidad geoldgica evidenciada en lo estructural, estratigrafica
y deposicional

Las heterogeneidades de los reservorios, evidenciadas por las
variaciones (horizontales y verticales) de las propiedades petrofisicas
de las rocas reservorio

Las variaciones de las propiedades de fluidos y roca-fluidos para
cada reservorio-bloque.

El mecanismo de produccion natural de gas en solucion que origina
el mas bajo factor de recohro dentro de los mecanismos de
produccion natural a pesar de un alto grado de depletacion.

La complejidad de la completacion, dada por la necesidad de
fracturar a la mayoria de reservorios para lograr una produccion

economica.

La implementacion de un proyeclio de Recuperacion Mejorada debera

plantearse a nivel de una formacion productora (considerando sus

unidades de flujo) a nivel de bloque, permitiendo de este modo la mejor

caracterizacion posible y utilizar modelos de simulacion numérica que

nos permitan predecir en forma adecuada los resultados del proyecto a

implementar.
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6.2 INYECCION DE GAS

El principal factor involucrado en los proyectos de inyeccion de gas
ejecutados en el Noroeste PPeriano, fué la disponibilidad del gas
considerado no comercial por ser un subproducto y no tener otro uso,
situacion que en la actualidad hin cambiado al {ener el gas un valor
comercial (combustible para gencracion eléctrica, ferlilizantes y otros

usos).

La inyeccidon de gas tuvo la finalidad de mantener y/o incrementar la
produccién y por consiguiente el factor de recuperacion. Lo anterior se
realizé mediante el mantenimiento de presion (inyeccion de gas desde el
inicio de producciéon primaria) y en algunos casos como desplazamiento

y/o reciclo de gas.

En la Tabla N° 20, se muestran proyectos de inyecr:ion de gas en tierra,

que han sido ejecutados y cuentan con informacion.

De |la tabla anterior se puede observar que la mayonria se han ejecutado

en la Fm. Parifas y la diferencia en las formacién Salina.

En la Tabla N° 21, se muestran proyectos de inyeccion de gas en el
zocalo marino, suspendidos y aclivos en el Lote Z-2B (z6calo), estan
consignados los acumulados de inyeccidn, para cada reservorio asi
como la recuperacion adicional de petroleo acumulado por inyeccion de
gas.

De la tabla anterior se puede observar que la mayoria se han ejecutado
en la Fm. Parifas y la diferencia en las formaciones, Terebratula, Cabo

Blanco, Pena Negra y Mogollon.

En el area del Noroeste peruano las razones por las que se ha inyectado
en la Formacion Parifas es que ésta posee excelentes propiedades de

roca reservorio, como porosidad y permeabilidad, asi como continuidad
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y minima cantidad de arcillas.

En el zécalo marino la profundidad promedio de los reservorios varia
entre 1000 a 3800 pies, las areas varian entre 20 y 344 acres.

La mejor respuesta a la inyeccidbn de gas ha sido obtenida en la
formacién Cabo Blanco (Proyecto Pefia Negra-Cabo Blanco1), con una
recuperacion mejorada de 5.2 MM Bls de petréleo. Tabla N° 21

De acuerdo a las Tablas N° 20, se han preparado las siguientes Figuras:

o Fig. N° 56 Factor de Recuperacién Vs. Porosidad
Se puede apreciar que existe una relacién directa entre el factor
de recuperacion obtenido con la porosidad promedia del

Reservorio. Se ha obtenido mejores factores de recobro cuando la
porosidad ha estado encima del 16%.

o Fig. N° 57 Factor de Recuperacion Vs. Buzamiento
Se observa que existe una relaciéon directa entre Buzamiento y el
factor de recobro, a mayor Buzamiento se ha obtenido un mayor

factor de recobro, siendo el Buzamiento mas adecuado entre 14 y
20°.

o Fig. N° 58 Factor de Recuperacion Vs. Espesor Neto
Se ha inyectado en reservorios con espesores netos productivos
entre 65 y 200'. Se observa asimismo que se ha obtenido un

mayor factor de recobro para un mayor espesor.

° Fig. N° 59 Factor de Recuperacion Vs. Area de inyeccion
Se ha inyectado en reservorios cuya Area ha variado entre 4135 y
20 Acres. Asimismo se observa que se ha obtenido un mayor
factor de recobro para una menor area.

Lo anterior se puede explicar adecuadamente por lo siguiente:
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Para un yacimiento pequeiio y menor area, el estudio geoldgico
permite un mayor control estructural y estratigrafico, permitiendo
por lo tanto un diseio adecuado del arreglo de pozos, caudal de

inyeccion, presiones, monitoreo del avance etc.

Fig. N° 60, Factor de Recuperacion Vs. Relacion del volumen de
gas Inyectado (MSCF)/Petroleo recuperado (Bls).

La cantidad de gas inyectado para obtener un barril de Petréleo
posee una relacion directa con el factor de recobro. Los mejores

resultados se han obtenido para una relacibn mayor de 3 y menor
de 6 MSFC/BI.

Actualmente las operaciones de inyeccion de gas continuan
realizandose en el Lote Z-2B, en los yacimientos de Peria Negra,
Lobitos, Providencia y Litoral como un programa permanente de

recuperacion mejorada.



6.3 INYECCION DE LPG
6.3.1.- Historia

Este método de recuperacion mejorada se implementé en el ano de
1941, en la formacion Parifnas del yacimiento Verdun Alto, y puede
considerarse como pionero en su clase dentro de la industria, pues esta

ligado a las investigaciones iniciales de este tipo de inyeccion.

El volumen de gas licuado de petréleo (LPG) extraido en el Noroeste del
Peru excedié, por muchos anos, |la demanda de este producto en el
mercado. Este exceso de LPPG fue almacenado entre 1941 a 1951 en el
Block C-2 del Yacimiento Verdun Alto, al cual se le consider6 como

reservorio depletado.

Como consecuencia de la inyeccion de LPG en la formaciéon Parifas del
Yacimiento Verdun Alto se observo un incremento de la produccion en

algunos pozos marginales que aun estaban activos en el reservorio.

En Octubre de 1951 se inicio la inyeccion de LPG en forma experimental
y bajo condiciones controladas en el pozo 3794 del yacimiento San
Pedro en el Bloque “D”, en la formacion Parinas. ElI objeto de la
inyeccion de LPG es construir un frente miscible, que forme un banco de
petréleo, el que luego es desplazado por la inyeccion de gas inerte (N> o

gas flue)para empujar el banco hacia los pozos productores.

En 1954, se inicio un segundo proyecto planificado de inyecciéon de gas
licuado, en la formacion Parifnas del yacimiento Vilchayo, el cual tambiéen
resulto ser exitoso no obstante haber estado el yacimiento previamente

sometido a un proyecto de inyeccion de gas.

Como consecuencia del incremento en el mercado de la demanda de
gases licuados de petréleo (LPG) y al no haber disponibilidad de ellos

para la inyeccion en los reservorios, no se iniciaron nuevos proyectos de
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inyeccion de LPG hasta 1958.

Las operaciones de inyeccion de I.PG toman un impulso apreciable en
1958, como resultado del aumento substancial ( 750 BPD) en la
disponibilidad de GLP por la ampliacion de la Planta de Gasolina de
Verdun y la limitada capacidad de demanda del mercado interno. Como
resultado las operaciones de inyeccion de GLP se expandieron a otros

cuatro proyectos de inyeccion de | PG:

Yacimientos: Tipo de Proyecto
Sandino Norte Banco de LPG

San Juan Banco de LPG
Sandino Sur Gas pre-enriqiiecido
Malacas Gas rico en etano

La Figura N° 61, presenta la ubicacion de los yacimientos en los cuales

se han aplicado procesos miscibles para la recuperacion de petroleo.

Hasta la fecha se han desarrollado seis proyectos, sin embargo ninguno
se encuentra activo. Estos proyectos de LPG a excepcion de Malacas,
tienen como caracteristica comun haberse efectuado en reservorios
superficiales. Todos han sido reservorios pequeinos (menores de 140
acres) y con limites bien determinados. Estas caracteristicas han
permitido observar la reaccion del reservorio a la inyeccion en el menor

tiempo, asi como evaluar los resultados.

Los volumenes de inyeccion de LPG y gas fueron 2.63 MMBIs y
28.3MMM PC respectivamente, atribuyéndose a estos efectos una
recuperacion de 2.2 MMBIs. de petréleo, como puede apreciarse en la
Tabla N° 22,

No se cuenta con una evaluacién actualizada de los resultados de la
inyeccion. Sin embargo se cree quie en la mayoria de los proyectos el

ciclo de recuperacion del LPG ya ha finalizado debido a que ya se

115



recirculd todo o casi todo el ILPG inyectado a los reservorios.

Luego de la implementacion de eslos cuatro proyectos, no fue posible
iniciar otros proyectos de inyeccion de LPG ya que la demanda de LPG
en el mercado nacional se incrementd notablemente, situaciéon que se

mantiene hasta la fecha.

6.3.2.- Informacién de los Reservorios y Resultados Ohtenidos

La totalidad de los proyectos de inyeccion de solventes ya sea como
LPG o como gas enriquecido, realizados en el Noroeste del Peru, se
ejecutaron en la formacion Parifas a profundidades que varian entre los
1000 y 7500 pies.

La Tabla N° 22, presenta las caracteristicas petrofisicas y de los
yacimientos sometidos a inyeccion de solventes asi como los volumenes
acumulados de inyeccion efectuados para obtener el petroleo, asi como

la recuperacion final obtenida por inyeccion miscible.

En la Tabla N° 23, se muestra un resumen de los resultados obtenidos,
en términos de recuperacion primaria y mejorada, asi como la relacion

de recuperacion mejorada de petroleo obtenido a la cantidad de GLP

inyectado.

De todos los proyectos realizados se observa que en el yacimiento
Sandino Sur se ha obtenido la mejor respuesta en términos de
recuperacion por solventes con respecto al petroleo original. Dicha
respuesta puede deberse a que durante el periodo de inyeccion del gas
enriquecido para represurizar el yacimiento, se mantuvieron cerrados
todos los pozos productores lo cual permitia una buena miscibilidad con
el petroleo del reservorio; la produccion de los pozos recién se reinicio al
momento de efectuarse la inyeccidn de gas seco para el desplazamiento

del banco miscible.



6.3.3.- Comportamiento de Pozos Respuesta a la Inyeccion de solventes.

El comportamiento productivo de Ins pozos productores como efecto de
la inyeccion de gas ha sido variaclo, dependiendo este comportamiento
principalmente de la ubicacién del pozo con respecto al pozo inyector,

asi tenemos por ejemplo los casos tipicos siguientes:

Pozo 3807.- San Pedro - La respueasta a la inyeccion de LPG en forma
significativa se observo a los 9 meses de iniciada la inyeccion (1951), no
obstante que la primera manifestacion de LPG (inyectado) ocurrid a los

tres meses .

La Figura N° 62, presenta el grafico del historial de producciéon del Pozo
3807 - San Pedro, en la cual se puede apreciar que el pico de
produccién de la respuesta supera al pico alcanzado por la produccién

primaria.

Pozo 4487.- Sandino Sur- En el caso del Yacimiento Sandino Sur los
pozos productores fueron cerrados durante la etapa de inyeccion de
LPG, lo cual se muestra en la Figura N° 63, en la cual también se
observa durante el afno 1960 una producciéon minima, debido a que el
pozo no fue puesto a producir en forma continua (solo se realizaron
algunas pruebas de produccion ) y recién a fines del aino 1960 se puso

en produccion el pozo en forma continua.

En este pozo se obtuvo excelente respuesta a la inyeccion de LPG, la
cual superé en forma muy significativa el pico maximo obtenido por
produccion primaria, la respuesta continué por aproximadamente doce
(12) aflos. Comportamientos similares se observaren en los otros pozos

respuesta del yacimiento.

Pozo 4323 - Vichayo - En el yacimiento originalmenle se inyecto algo de
gas, posteriormente LPG y finalmente se desplazé el banco miscible con

gas. La Figura N° 64, muestra que el pozo 4323 - Vichayo tuvo una



buena respuesta, no obstante que el pico de prodiiccion no superd a la
obtenida por produccion primarin; La produccion por recuperacion

mejorada fue bastante sostenida por aproximadamente 15 afnos

Pozo 4432 - Vichayo - En este po-o se obtuvo excelente respuesta a la
inyeccion de LPG, ya que por un periodo alrededor de 7 afnos se tuvo
una produccion mayor que la maxima alcanzada en la produccion
primaria, siendo el periodo de resptiesta total igual a 20 anos, lo cual se

observa en la Figura N° 65

6.3.4.- Recuperacion del LPG inyectado

La mayor parte del I.LPG inyectado a los yacimientns fue recuperado en
los fluidos producidos y fue calculado en basc a los analisis de
hidrocarburos del gas y del petroleo. Este volumen obtenido de los
analisis, fue disminuido para compensar la cantidad de LPG que se

esperaba recuperar en la produccion primaria.

6.3.5.- Aplicaciones Futuras de los Desplazamientos Miscibles (LPG)

No obstante que la recuperacion adicional de petroleo por inyeccion de
LPG en yacimientos ya depletados por procesos primarios es factible de
realizar, tal como se ha demostrado con el éxito técnico de los proyectos
realizados; en la actualidad no es factible realizar nuevos proyectos por

no disponer de LPG en las operaciones.
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6.4.-INYECCION DE AGUA
6.4.1.- Historia.-

La inyeccion de agua en los reservorios de petroleo del Noroeste Peruano en
los campos de La Brea y Pariilas se ha utilizadec con la finalidad de

incrementar la produccion y por consiguicnte el factor de recuperacion.

La inyeccion de agua se ha llevado a cabo desde 1933. Estas operaciones
iniciales pueden considerarse como (proyectos pilotos), pues fueron muy
limitadas y no dieron resultados concluyentes, obteniéndose muy poca
informacion util que pudiera servir de base para la seleccidn, diseno y
operacion de futuros proyectos y por tanto para la posterior expansion de las
operaciones de inyeccion. En base a investigaciones mas intensivas, en 1947,
se inicia la inyeccidn de agua en el reservorio Pueblo, en la formacion Parinas.
En 1950 la inyeccion en Pueblo se expande a otros bloques del reservorio, y
puede decirse que es el punto de partida de las operaciones sistematicas

posteriores.
6.4.2.- Area Operada por Petroperu

En el area que fue operada por Petroperu se han desarrollado 15 proyectos o
unidades de inyeccion que fueron desarrollados en el periodo 1948-1968; el
volumen de inyeccion de agua fue de 128.4 MMBIs., habiéndose obtenido una
recuperacion de 9.0 MMBIs. de petréleo por recuperacion mejorada (Tabla N°
24) .Casi todos los proyectos han sido efc—:c.{uados en reservorios ya agotadds o
en avanzado estado de depletacién, y que previamente habian recibido la
inyeccion de gas o la inyeccion agua o recibieron simultaneamente la inyeccion

de gas y la inyeccion agua.

Estas unidades de inyeccion alcanzaron diferentes grados de desarrollo y por
tanto mostraron diferentes grados de reaccién. Algunos pueden calificarse
como exitosos, otros como medianamente exitosos y algunos como no

exitosos. Sin embargo diversas razones motivaron el abandono progresivo de
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los proyectos antes que estos alcanzaran fases avanzaclas de desarrollo, es

decir, antes que se inundaran porciones considerables del reservorio.

Como se ha dicho anteriormente, las caracteristicas fisicas de los reservorios
de la costa Noroeste del Peri varian considerablemente, de modo que el
comportamiento y, por lo tanto, las recnperaciones finales obtenidas por las

operaciones primarias y de recuperacion mejorada varian considerablemente.

Sin embargo, puede decirse que en general los beneficios de la recuperacion
mejorada en las areas operadas directainente han sido numerosos, pudiendo

citarse entre los principales:

(a) Mantener los regimenes de produccion de los reservorios afectados.
(b) Prolongar la vida productiva de los pozos, reduciendo los costos de
produccion

(c) Incrementar las reservas.

6.4.3.- Area del Contrato Oxy - Bridas

La Compaiia OXY hacia finales de los 70’ realizo el proyecto mas ambicioso
de inyeccion de agua en el Noroeste peruano. En este proyecto la Compania,
implemento la inyeccidon en un area de 17,762 acres, en 9 yacimientos, los
cuales son : Carrizo, Central, Cruz, Folche, Organos Norte, Organos Sur,
Patria, Somatito y Zapotal. Tabla N° 24

Para lo anterior la Compaiiia realizo lo siquiente:

. Para implementar el proyecto perforo 997 pozos, debido a que los pozos
entregados por PETROPERU (1219), operaban desde la década del 20.

. Construyé una planta de tratamiento de agua de mar, localizada en la
costa al norte del El Alto, que esta constituida por tres bombas que
captan agua de mar, cada una de 150 MBPD, cuatro filtros cada uno de
con una capacidad de 150 MBPD, tres torres de vacio de 150 MBPD
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cada uno, tres bombas de transferencia al campo de 112.5 MBP cada

una, ademas de los equipos auxiliares.

El agua tratada se bombea a baja presion desde la planta de tratamiento
a través de una tuberia de 24" al Punto de Unién Central, de alli se
bombea por una tuberia de 18" hasta las estaciones de inyeccion de
agua ubicadas en Zapotal y Carrizo. En cada una de estas estaciones
existen dos bombas de inyeccién: en Carrizo de 27,000 BPD y 3100 psi
de presion, y en Zapotal de 44,000 BPD y 2100 psi de presion, que
bombean el agua a alta presién hacia los multiples de inyeccidon y desde

alli hasta los pozos individuales.

Construyo facilidades de recoleccion del crudo producido de los pozos a

las baterias y de alli a los puntos de almacenamiento y fiscalizacion.

Construy6 facilidades de almacenamiento y fiscalizacion de los crudos
HCT con capacidad de 55 MBPD y | CT con capacidad de 19 MBPD.

Construy6 Baterias para el tratamiento de los fluidos producidos.

Construyd plantas de generacion eléctrica, con su sistema de

distribucion de tal manera que los motores de las inidades de bombeo

trabajen con energia eléctrica.

Al iniciar sus operaciones Occidental recibio el Area ¢on una prodticcidon
aproximada de 6000 BPD en agosto de 1978, alcanzando un pico de
produccion de 20,000 BPD en 1981. La produccién acumulada en el
periodo 1978-1995 es de 57.103 MM Bls, de los cuales se estimdé como
Petréleo secundario 11.524 MM Bis.

Las principales formaciones que fueron inundadas son las arenas de
Hélico, Echinocynamus y Ostrea.

Los problemas especificos encontrarios incluyeron lo siguiente



Alta Produccién de Agua.-

Originalmente se estimd que seria necesario 232 MMBIs. de agua
para llenar los reservorios incluidos en el proyecto. Sin embargo
en varios yacimientos (ejemplo: Somatito, Zapotal),la respuesta
ocurrio solo de 3 a 6 meses después que comenzo la inyeccion.
En adicién, se reporté6 que muchos de los nuevos pozos
experimentaron produccion inicial de agua, en yacimientos en los

cuales anteriormente no se habia reportado produccién de agua.

Falta de Respuesta .-

En muchos casos no se alcanzdé la respuesta con el patréon de
inyectores y productores usados. Esto puede atribuirse a la
compleja geologia del Noroeste Peruano, como por ejemplo que
las fallas que se asumieron como sellos no lo fueron (lo que
originé pérdida de agua a los bloques vecinos), o inversamente,
fallas cuya existencia se desconocia, estan restringiendo la

comunicacion entre inyectores y productores.

Temprana irrupcion del agua.-
Causada posiblemente por efectos de permeabilidad direccional.
Tales efectos son caracteristicos del ambiente deposicional en el

cual fueron depositadas las arenas productoras.

Altas presiones de inyeccion.-

En el yacimiento Carrizo se detectaron altas presiones de
inyeccion. Esto puede estar relacionado con la continuidad de las
arenas (sellamiento), taponamiento de Ila formacion o

hinchamiento de arcillas.
En resumen, de la experiencia de Oxy-Bridas se puede resaltar

los riesgos técnicos asociados con los proyectos de recuperacion

mejorada e introduce un factor importante a tener en cuenta

120



(prudencia), en las posteriores operaciones de recuperacion

mejorada que se realicen en el Noroeste Peruano.

Sin embargo, la experiencia de Oxy-Bridas no puede ser
representativa de los resulltados que pueden ser alcanzados en

las otras areas como en La Brea y Parifas, por varias razones.

La calidad de los reservorios ubicados en la parte norte de la
Cuenca Talara, donde se encontraban ubicados los yacimientos
de Oxy-bridas es inferior a los reservorios de la parte Central
(Lomitos), y Sur (Negritos) de la Cuenca.

La arcillosidad presente en los reservorios es probablemente el
factor principal para diferenciar la calidad de los mismos en el
area del proyecto Oxy-Bridas comparado con las areas
potenciales para desarrollo de recuperaciéon mejorada, ubicadas

en el area de La Brea y Parifas.

La intensidad y complejidad del fallamiento es mas severa en el
area operada por Oxy-Bridas que en La Bre y Parifas.

A pesar de lo anterior es posible controlar muchos de los
problemas operacionales encontrados por Oxy, por ejemplo,
optimar el tratamiento del agua, de tal manera que reuna los
requerimientos necesarios para minimizar el taponamiento de la
formaciéon, hinchamiento de arcillas, crecimiento de bacterias y
formacidn de incrustaciones. Si existieran en los reservorios
arcillas inestables y migracidn de finos, sera necesario efectuar

tratamientos para estabilizacién de las arcillas.

La experiencia de Oxy-Bridas ilustra el peligro de comenzar
operaciones de recuperacion mejorada en el tipo de ambiente
geoldgico como el del Noroeste del Perl, sin un cuidadoso y

detallado anadlisis de reservorios, y un detallado mapeo
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estructural, antes de disefar un patron de inyeccion.

6.4.4.- Z6calo Noroeste Peruano.- Area del Contrato Petro -Tech Peruana
S.A.

La produccion de petréleo se inicio en el ano 1955, cuando en esta area
operaba la compafia Belco Petroleum Corporation. En diciembre de
1985, se nacionaliza y luego en Enero de 1986 se crea PETROMAR
S.A., filial de Petroperu que se hace cargo de las operaciones de la Ex-

Cia. Belco.

Las areas actualmente en explotacion son : Lobitos, Pena Negra, Litoral
y Providencia.
Las operaciones de inyeccidon de gas y agua se iniciaron en los anos

1966 y 1969, respectivamente.

En la Tabla N° 25, se muestran los proyectos ejecutados en el z6calo
marino de la Cuenca Talara, que se ha recopilado desde el periodo de
BELCO hasta PETROTECH.

Presentamos los proyectos activos y suspendidos actuales de inyeccion
de agua, estan consignados los volumenes acumulados de inyeccion de
agua para cada reservorio inyectado, asi como la recuperacion adicional

de petréleo acumulado por inyeccion de agua.

De la tabla anterior se puede observar que 5 de ellos se han ejecutado
en la Fm. Parinas, 1 en Mogollén, 1 en la Fm Cabo Blanco y la diferencia

en la formacion Basal Salina Y Peiia Negra.

La principal razén por la cual se ha inyectado en las formacidn : Parinas
es que ésta posee excelentes propiedades de roca reservorio en el
z6calo marino de la Cuenca Talara, poseen mejor porosidad,
permeabilidad, continuidad y minima cantidad de arcillas, que el resto

de formaciones presentes en la Cuenca.
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En el zécalo los reservorios tienen una profundidad vertical que varia
entre 1600 y 7000 pies, las areas varian de 120 a 695 acres.
La mejor respuesta a la inyeccidon de agua es en la formacion Parinas

(HOT I, Il y Il - Lobitos), registrando una recuperaciéon mejorada de 3
MM de Bis de petréleo.

En base ala Tabla N° 24, se han preparado las siguientes Figuras:

o Fig. N° 66, Factor de Recuperacion Vs. Porosidad
Se puede apreciar que existe una relacion directa entre el factor
de recuperacion obtenido con la porosidad promedia del

Reservorio. Se ha obtenido mejores factores de recobro cuando la
porosidad ha estado encima del 16%.

o Fig. N° 67, Factor de Recuperacion Vs. Espesor Neto
Se ha inyectado en reservorios con espesores netos productivos
entre 52 y 438'. Se observa asimismo que se ha obtenido un
mayor factor de recobro para un menor espesor. La explicacion
para esta relacion es que se obtiene una mejor eficiencia de

barrido en un espesor mas delgado y por lo tanto presentara
menores heterogeneidades.

o Fig. N° 68, Factor de Recuperaciéon Vs. Area de inyeccion

. Se ha inyectado en reservorios cuya Area ha variado entre 3285 y
44.7 Acres. Asimismo se observa que se ha obtenido un mayor
factor de recobro para un area menor.

Lo anterior se puede explicar adecuadamente por lo siguiente:
Para un yacimiento pequeno de menor area, el estudio geoldgico
permite mayor control estructural y estratigrafico si esta
densamente perforado, facilitando un disefio adecuado del arreglo

de pozos, caudal de inyeccidon, presiones, monitoreo del avance
etc.
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Fig. N° 69, Factor de Recuperacién Vs. Relacién del volumen de
agua Inyectada (Bls) / Petroleo recuperado (Bls).

La cantidad de agua inyectada para obtener un barril de petroleo,
en el Noroeste peruano ha tenido relacion directa, dependiendo
de las caracteristicas del reservorio. En algunos proyectos de baja
recuperacion, el agua inyectada se ha conificado y digitado del

pozo inyector al pozo prodtuctor ocasionando una baja eficiencia
de barrido.

Esto es valido en aquellos bloques donde no se establecieron
adecuadamente los limites debido al intenso fallamiento del

Noroeste Peruano.

Existen proyectos con factores de recobro mayores de 4% que
muestran una relacion de agua inyectada a Petroleo recuperado

entre 12 y 6, el cual es el valor aceptado en la industria.



7.0.- CRITERIOS TECNICOS DE LOS METODOS DE RECUPERACION
MEJORADA PARA SU APLICACION EM EL NOROESTE PERUANO

7.1.- CRITERIOS GENERALES

Un conjunto de criterios generales son presentados previo a la eleccion del
proceso de recuperacion mejorada a implementar en nuestro estudio. Estos
criterios no son absolutos y universales en sus aplicaciones, pero pueden ayudar
mucho como un “primer paso” , en la scleccion del mas adecuado meétodo de

Recuperacion Mejorada.

Los criterios econdmicos deberan ser especificos esto es, mayormente,
dependera de los precios actuales del petroleo, politicas gubernamentales y
empresariales, y las caracteristicas de los fluidos de los resevorios candidatos.

Con esta advertencia, estos cuatro criterins basicos son suigeridos.

1.- Petrdleo insitu Actual.

Un estimado confiable de la saturacion de petréoleo residual (S,), actual es
probablemente el criterio mas importante para decidir si realizamos un proceso
de Recuperacion Mejorada. Obviamente una alta “S,“ es frecuentemente

deseada, aunque esto no es muy comun en el Noroeste peruano.

Una “S,” 2 0.35 es deseado para un proceso de Recuperacion Mejorada de alto
rendimiento, por métodos mas costosos tales como Procesos Termales. Con
una economia favorable del proceso a implementar, reservorios de baja “S,"
pueden ser seleccionados para este tipo de recuperacion mejorada bajo ciertas

condiciones especiales.
2.- Historia de la Perfomance Pasada.
El pasado es un buen criterio para el futuro. Una buena base de datos es

esencial, tal como corroborar si el reservorio ofrecera caracteristicas para la

aplicacion de los métodos de Recuperacion Mejorada. Sobre iodo ayudara al



mayor entendimiento de la geologia del reservorio y el mecanismo de flujo. La
expectativa general es que un reservorio con algunos problemas en el pasado
igualmente tendra algunos problemas para el éxito futuro de un proyecto de
Recuperacién Mejorada.

3.- Cuidados Extremos.

Mayormente se tendra cuidado en la aplicacion de los siguientes tipos de

reservorios:

- Razones de espesor de reservorio, con espesor neto productivo, muy altas (ht
/hn)

- Pequenas areas extendidas ( zonas no homogéneas ).

- Reservorios de alta heterogeneidad, fallados y/o fracturados.

- Espesor productivo delgado con un extenso acuifero.

- Gravedades API del petréleo con valores extremadamente bajos.

- Reservorios demasiado profundos y calientes.

- Presencia de arcillas

4 - Criterios econdmicos, geopoliticos, politicos y empresariales.

En muchos casos no es posible implementar un método de Recuperacion
Mejorada técnicamente factible debido a tales criterios. Precios actuales del
crudo y la escena del futuro geopolitico, asi como las decisiones de gerencia que
estan a la vanguardia en un proceso de investigacion de Recuperacion

Mejorada.

Por ejemplo: Si el precio del petréleo permanece en los actuales niveles bajos,
debido a exceso de produccién en relacion con la demanda, lo que afecta
directamente los precios del petréleo, existe menos posibilidad que un proceso
de inyeccion de quimicos tenga amplia aplicacion en el campo. Sin embargo,
incentivos gubernamentales tales como incentivos e impuestos preferenciales,
pueden cambiar la vision empresarial de la gerencia.



En esencia la presentacién de los criterios mencionados incluyen tres

consideraciones basicas y elementales: técnicas, econdmicas y politicas.

7.2.-CRITERIOS TECNICOS DE SELFECCION DE LOS METODOS DE
RECUPERACION MEJORADA PARA LOS RESERVORIOS DEL
NOROESTE PERUANO.

En la Tabla N° 26, se presenta en forma esquematizada un cuadro guia de
criterios técnicos de seleccidén como una herramienta de seleccion preliminar,
para todos los métodos de Recuperacion Mejorada. Los cuales han sido
obtenidos de informacién estadistica de los proyectos ejecutados de
Recuperacién Mejorada en el mundo y de la informacidén bibliografica obtenida

de cada uno de los métodos.

Este cuadro de criterios técnicos se puede utilizar como una herramienta de
seleccion preliminar del método a aplicar y una vez realizado esto, es conveniente
realizar estudios mas extensos que comprenden : geologia, caracterizacién del
reservorio-yacimiento, realizar estudios de simulacién numérica y fisica del método
seleccionado para determinar la factibilidad técnica, operativa, asi como la
disponibilidad del fluido a inyectar y a partir de allf determinar la factibilidad
economica-financiera.

En la Tabla N° 26, estan consignados los requerimientos minimos para la
aplicaciéon de cada meétodo,; estos criterios no pueden considerarse absolutos y
rigidos en la seleccion del método de Recuperacion Mejorada mas adecuado
para aplicar a un campo en estudio, por ejemplo, si el requerimiento para un
método es de una porosidad > 20%, no quiere decir que el método no sera

aplicable a un reservorio con porosidad de 18 0 19 % .

La informacién estadistica de los proyectos de recuperacion mejorada en el
mundo (Tabla N° 18), fué comparada con los parametros caracteristicos de la
formacion Parinas (Capitulo 5). Como resultado de esta comparacion,
presentamos la Tabla N° 27. En esla tabla se aprecia la similitud de
caracteristica comunes entre la formacion Parifias y aquellas en las cuales se

aplicé los métodos de recuperacion mejorada (valores promedio).
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Por las caracteristicas contrastadas entre los reservorios del mundo con el
reservorio Parifnas dado en la Tabla N° 27. Los métodos de Recuperacion
Mejorada que presentan menores limitaciones técnicas para su aplicacion en la
formacion Parifias son: Inyeccion N, inmiscible, Inyeccion de agua, Polimeros,

Microbial é Inyeccion CO;, miscible LPG alternado con gas Nx.

La inyeccidon de CO2 no obstante de requerir mayores estudios, podria ser un
método viable técnicamente en el Noroeste Peruano, Como mencionamos
antes, este es el Unico método que ha continuado creciendo en produccion
desde su inicio, hace mas de 35 anos.



7.3.- DISPONIBILIDAD DE LAS FUENTES DE FLUIDOS DE INYECCION
Se refiere fundamentalmente a fuentes de gas natural, nitrogeno y agua.

Gas Natural.-

Para las operaciones de mantenimiento de presidn por inyeccion de gas, se ha
usado exclusivamente el gas asociado. En el pasado fué necesario instalar un

sistema de gasoducto y compresores para recolectar este gas.

Paulatinamente fue decreciendo la disponibilidad de este gas natural, debido a la
construccion de Plantas Industriales, el estado de agotamiento de los reservorios

y también debido a que no se han descubiertos nuevas reservas.

PETROPERU, tuvo disponible en operaciones (Planta Parifias), compresores de
2,000 psi para inyeccion de gas del sistema,. El volumen tedrico manejable para

estos compresores era de 8.0 MMPCD.

PETROMAR S.A. tuvo instalados compresores de gas en todas sus areas, los

cuales fueron empleados para gas lift en su mayoria.

Las fuentes de gas para inyeccion, podrian ser factibles de obtener segun lo

siguiente:

- Existe evidencia de la presencia de volumenes considerables de gas en el area
del Block Z1y Z3

- La estructura Corvina, que se halla en el Lote Z1 es la Uinica estructura donde
se ha probado con la perforaciéon de pozos la existencia de gas. Las reservas
probables son 12 MMM ft® y se estima que con la perforacion de un pozo
confirmatorio ampliar las reservas en otros 12 MMM ft°.
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- En el area de Coyonitas existen reservas probables de gas no asociado del
orden de 33.4 MMM ft3 provenientes principalmente de la formacion Mogollén

las cuales pueden ser explotadas de forma optima

Nitrégeno.

El nitrdgeno (99.99%puro), producido por separacion del aire, es posible
conseguirlo mediante un proceso criogénico. La idea de usar nitrogeno o gases
de chimenea (88% N3, 12% CQ,) , para mejorar la produccidén de petréleo y gas
se remonta a la década del 50. Esto no tuvo gran acogida debido a los bajos
precios de los hidrocarburos. Actualmente debido a los incrementos en el precio
del gas, ha vuelto a interesar el uso de nitrogeno.

Entre los tipos de proyectos donde puede ser usado el nitrégeno se incluyen:

° Mantenimiento de presion.

o Uso del nitrgeno como gas de empuje de LPG, CO;, , y otros
fluidos.

° Recuperacion del petréleo del atico.

Las fuentes del nitrégeno en el Noroeste son los gases de combustion, que salen
por las chimeneas de la Planta Termoeléctrica de Malacas, mechero de la

Refineria Talara y por la chimenea de calderos.

También se ha logrado establecer consultas con la compafia Praxair S A.
dedicada a la venta e instalacion de plantas de gas nitrogeno a efectos de tener
informacion econémica de la factibilidad de la instalacion de una planta.

Estableciéndose que mientras mayores sean los caudales de inyeccion de
nitrogeno el costo del gas inyectado US$ / MPC disminuira de manera

subsecuente.

Para lograr obtener un proyecto atractivo pddria establecerse un volumen entre
10 a15 MMPCD, a la presién de 3000-6000 psig.



Agua.-

Las fuentes de agua son el mar, rios, pozos productores de agua. La instalacion
de plantas de tratamiento de agua son inherentes a todo proyecto de inyeccion
de agua. No obstante, solo con propositos informativos, a continuacion se
presentan algunas consideraciones respecto a posible utilizacion de fuentes de
agua ya instaladas.

La Contratista Oxy-Bridas instalé en el noroeste una Planta de Tratamiento de
Agua de Mar, sistema de distribucidn de agua de baja y de alta presion que
cubrio toda el area de contrato.



8.0.- IDENTIFICACION DE RESERVORIOS - YACIMIENTOS CON RESERVAS
POTENCIALES DE RECUPERACION MEJORADA

8.1 METODOLOGIA

Con el fin de identificar reservorios - yacimientos potenciales para recuperacion

mejorada, se procedié de la manera siguiente:

(i) Se efectud una busqueda y recoleccion de informacion técnica relacionada
con los criterios basicos discutidos anteriormente. Sobre este punto habria
que mencionar que la informacion obtenida es muy escasa y dispersa, esta
fundamentalmente referida a nivel pozo y a intervalos muy pequeios de las
formaciones productivas. Se prepard informacion estadistica de acumulados

de produccién de petrdleo, por reservorio - yacimiento.

(i) Se reviso los estudios anteriores efectuados, tanto por PETROPERU S A.

como por companias consultoras.

(iii) Basados en el analisis de resultados obtenidos en los proyectos de inyeccion
de gas y agua previos del area de LLa Brea y Pariflas, asi como los proyectos
ejecutados por BELCO, Oxy-Bridas, PETROMAR S.A. y PETRO-TECH
PERUANA S.A., se obtuvieron factores que relacionan la inyeccion
acumulada de gas con la recuperacion acumulada asf como la recuperacion
mejorada obtenida en términos porcentuales con respecto al petréleo insitu

para cada uno de los reservorios productivos. Tablas N° 20, 24 , 24y 25 .

8.2.- SELECCION DE YACIMIENTOS

No obstante el alto numero de yacimientos potenciales resultantes, para
efectos practicos de aplicacion se ha elegido aquellos yacimientos que
técnica y operativamente aparecieran mas viables para desarrollar proyectos
de recuperacion mejorada. Para la ubicacion de yacimientos se ha tenido en

consideracion lo siguiente:



8.3

e Reservas por yacimiento mayores de 1000 MBIs.
e Formaciones con profundidades menores a 5000 pies.
e Ubicacion geografica.

e Estado actual de los campos

Como resultado de lo anterior para efectos practicos de aplicabilidad del
presente estudio, se ha seleccionado dos casos | y Il de inyecciénde agua
y gas respectivamente, ambos en la formacién Parifas, con los cuales se
estima (en forma preliminar), obtener 5.7 MMBIs. de reservas por

recuperacion mejorada estimadas.

Es del caso mencionar que existen factores de riesgo técnico econémicos.
El riesgo técnico es debido a la complejidad geoldgica y principalmente a
la falta de informacidbn de reservas por recuperacion mejorada
potenciales. El riesgo econémico es debido a la fuerte tendencia a la baja
del precio del petréleo. Estos factores de riesgo seran evaluados en los
estudios de factibilidad técnico econdmico previos a la implementacion de

los proyectos.

PRONOSTICO DE PRODUCCION

Los pronodsticos de produccion para el proyecto seleccionado, fueron
calculados haciendo uso del método modificado de Bush & Helander. Los
resultados se indican en la Tabla N° 28
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9.0.-

9.1.-

9.2.-

9.3

CRITERIOS ECONOMICOS DE LOS METODOS DE RECUPERACION
MEJORADA

APLICACIONES

Debido a que las decisiones de los futuros proyecltos de Recuperacion
Mejorada estan basados mas sobre el aspecto econémico que sobre el
criterio de seleccion, los futuros precios del petréleo seran de vital

importancia.

IMPACTO DE LOS PRECIOS DEL PETROLEO SOBRE LOS
PROYECTOS DE RECUPERACION MEJORADA DE PETROLEO

Mayores y nuevos proyectos de recuperacion mejorada se iniciaran solo
si son rentables. Esto dependera de la percepcidon de los futuros precios

del petréleo.

El impacto de los precios inferiores desde 1986 en los Estados Unidos
finalmente se manifesté en 1994 cuiando la produccién por recuperacion
mejorada (excepto la inyeccidon de CO2), disminuyd por primera vez
debido a la disminucion del numero de los proyectos. El numero de
proyectos ha ido declinando subsecuentemente desde 198G, aino en que

los precios de petroleo cayeron. Tabla N° 11

Expectativas del Futuro Técnico y Mejora Econdmica

Actualmente, aun con los bajos precios internacionales del petréleo,
existen muchos avances tecnologicos que continban interesando a las
companias en invertir en Proyectos de Recuperacion Mejorada. Estos

incluyen:

e Sismica tridimensional- para cdeterminar donde se halla nuestro

posible objetivo de petréleo, tanto en campos viejos como en nuevos.
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e Uso de inyeccion horizontal de los pozos asi como la produccion de
los pozos.

e Inyeccion horizontal econdmica en pozos con multilateral, radio corto.

e Meétodos mas eficientes de simulaciones de reservorio.

e Espuma para el control de movilidad, especialmente en inyeccion de
CO..
e Uso de Tecnologia de alta resoluicion en el monitoreo de la inyeccion

de fluidos en los reservorios.

Estos y otros avances tecnoldgicos tienen expectativas para mejorar el
proceso en forma eficiente (exartitud) y optimizar los proyectos de
Recuperacion Mejorada en el futuro.



-10.0.- EVALUACION ECONOMICA PRELIMINAR DEL PROYECTO

Procederemos a evaluar el atractivo econédmico de dos posibles proyectos:
Inyeccion de agua 'y gas, por separado para luego establecer las diferencias, que
nos permitan, el andlisis técnico econémico. En su ejecucion se ha adoptado el
analisis metodoldgico y parametros usados por anteriores proyectos realizados

de inyeccion agua y gas implementados en el Noroeste Peruano.

Se ha tratado de establecer estimados realistas de tiempo para el desarrollo de
estudios y de los proyectos. Los estimados de inversiones y costos de operacion

estan basados en estudios efectuados anteriormente debidamente actualizados.

A manera de aplicacidn practica se presenta dos casos uno de inyeccion de

agua y otro de inyeccidon de gas, ambos en el mismo campo de tierra "PS”,
desarrollados en la formacion Parifias :

10.1 CASO l: Inyeccion de agua.

La inversion en perforacion representa aproximadamente el 30% de la
inversion total del proyecto. Los costos de perforacion se han estimado en
100 USS$ por pie, la inversion total considera la construccion e instalacion
de facilidades para plantas de captacion y tratamiento de agua.

Para el calculo del numero total de pozos a perforarse (productores e
inyectores), en base a la informacion estadistica, se determind la relaciéon
de productores a inyectores. El calculo para las facilidades de inyeccion -

producciéon . se efectué también en base a informacién de campo (de
estudios anteriores), debidamente actualizada.

La inversion por barril desarrollado tiene un valor de 3.75 US$, para la

inyeccidén de agua, lo cual se considera razonablemente aceptable.

A continuacion se presenta un sumario de los parametros y/o criterios
principales usados para las simulaciones econémicas.
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Inversién (MUSS$) 21,000

Precio del Petréleo (US$/BI.) 12.5
Gastos de Operacion

Costo Variable, US$/ BI. 1.97
Costo Fijo, MUS$/ pozo-afio - 477
Impuestos % 30
Tasa de Descuento % 20

El Cuadro N° 1, presenta los resultados econémicos obtenidos .

El sumario de los resultados economicos se muestra a continuacion :

Inversion, MUS$ 21,000
Reservas por

Rec. Mejorada, MBis. 5,600
VAN al 20%, MUS$ - 3,864
TIR, % 11.56
Inv. US$ / Bl. Desarrollado 3.75

10.2 CASO Il : Inyeccion de gas.

Se presenta un proyecto de inyeccidon de gas en donde se minimizan
costos, debido a la existencia de instalaciones en buen estado, que
pueden ser usadas en la inyeccion de gas (En el area anteriormente se ha

realizado una inyeccion de gas).
El calculo para las facilidades de inyeccion - produccion, se efectud

también en base a informacion de campo (de estudios anteriores),

debidamente actualizados.
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La inversion por barril desarrollado tiene un valor de 2.95 US$ / BL,, lo
cual se considera razonablemente aceptable.

A continuacion se presenta un sumario de los parametros y/o criterios
principales usados para las simulaciones econdémicas.

Inversiéon (MUSS) 16, 528.1
Precio del Petroleo (US$/BI.) 12.5
Gastos de Operacion:

Costo Variable (US$/ Bl.) 1.97
Costo Gas de inyeccion US$/BI. 1.5
Impuestos % 30.0
Tasa de Descuento % 20.0

El Cuadro N° 10, muestra los resultados econdmicos obtenidos

Los resultados econdmicos se muestran a continuacion

Inversion, MUS$ 16, 528.1
Reservas

por Rec. Mejorada, MBis. 5,600.0
VAN al 20%, MUS% -703.04
TIR, % 18.28
Inv. US$ / Bl. Desarrollado 2.95
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10.3 Analisis de Sensibilidad

Se Procedio a realizar varias simulaciones econémicas para ambos casos
de inyeccion, variando los parametros econdmicos mas importantes
(precio del petréleo, gastos operativos, inversion y reservas) en + / - 40%,
para cada parametro de modo tal que logramos un ajuste adecuado a

partir del cual se obtuvo resultados positivos. A continuacion se muestran
los resultados

SIMUL. N° INY. AGUA INY. GAS VARIACION
1 Precio Precio +40%

2 Precio Precio -40%

3 Gastos Op Gastos Op. +40%

4 Gastos Op Gastos Op. -40%

5 Inversion Inversion +40%

6 Inversion Inversion -40%

7 Reservas Reservas + 40%
8 Reservas Reservas -40%

Los resultados econédmicos se presentan en la Tabla N°s 29. Asimismo
estos resultados se muestran en los graficos de las Figuras N°s 70 y 71,
“en donde se hace el analisis del Valor Actual Neto vs variacion porcentual

de cada uno de los parametros.
De lo anterior se infiere lo siguiente:
e Inyeccion de agua .-

Se ha logrado obtener resultados optimos en las simulaciones 1y 7 en

las que se adoptaron las siguientes varibles:

Inversion: 21.0 MMUSS$
Incremento Precio del petréleo de 22.5%

VAN: 20 % positivo (simulacion 1).
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Inversion: 21.0 MMUS$
Incremento de las reservas de 30%

VAN: 20 % positivo (simulacion 7).

Inyeccién de gas .-

Inversion: 16.5 MMUS$
Incremento Precio del petréleo: 5%

VAN: 20 % positivo (simulacion 1).

Inversion: 16.5 MMUSS$
Disminucidén de los gastos operativos de 12%

VAN: 20 % positivo (simulacion 4).

Inversion: 16.5 MMUS$
Disminucion de las inversiones de 7%

VAN: 20 % positivo (simulacion 6).
Inversion: 16.5 MMUS$

Incremento reservas de 6%

VAN: 20 % positivo (simulacion 7).
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CONCLUSIONES

1.- Los métodos de Recuperacion Mejorada en el Noroeste Peruano que
presentan menores limitaciones técnicas para su aplicacién son: Inyeccién de N2
inmiscible, Inyeccion de agua, Polimeros, Microbial € Inyeccién CO, miscible

LPG alternado con gas N. (especialmente en la Formacién Parifias).

2.- El nitrégeno solo podria ser empleado como gas de empuje de otros fluidos
mas costosos. Por requerir altas presiones de miscibilidad, no es posible aplicar
en una inyeccidn miscible, mientras que en el caso del CO; dependera que la

presidn de miscibilidad sea alcanzada.

3.- Los métodos de Recuperacion Mejorada por inyeccidn de agua, a excepcion
de los proyectos en que se obtuvieron resultados negativos debido a que no
contaron con un buen estudio de estructura y estratigrafia a nivel de cada bloque
potencial, han sido también técnicamente exitosos como es el caso de los
yacimientos Overales y Lobitos HOT Il ambos en la formacion Parifas.

4.- Una de las dificultades actuales para el desarrollo de proyectos de i