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RESUMEN

El presente trabajo tiene como alcance el estudio de la alternativa de
inyeccion de CO,; para el recobro de liquido en yacimientos de gas
condensado retrégrado, por lo que se realizé una investigaciéon del tipo
explicativa basada en revision bibliografica. Se evaluaron las causas que
conllevan a la pérdida de productividad del gas condensado hacia la
superficie, donde debido a las caracteristicas especiales de los yacimientos
del gas condensado en comparacién a los de petrdleo negro, estos
yacimientos presentan ciertos problemas adicionales a su explotacion como
la acumulacion de liquidos en los pozos, en la formacion, en zonas cercanas
a los pozos y en el desarrollo del anillo de condensado. Luego se realizo la
descripcion del método de inyeccion de didxido de carbono, siendo éste uno
de los procesos mas usados ya que aunque el CO; no es miscible con
muchos petroleos, éste puede crear una fuente de desplazamiento miscible
en el yacimiento a medida que se mezcla con los hidrocarburos; igualmente
se sefalaron las caracteristicas generales y mecanismos del proceso de
inyeccion del CO; asi como los criterios para la aplicacion del CO, También
se enumeraron las fases del proceso de recuperacion de condensado
retrogrado con CO, vy se identificaron los cambios que presentan los
yacimientos de gas condensado ante la estimulacién con CO,, de igual forma
se establecieron las ventajas y desventajas de la aplicacion de éste método.
Por ultimo se realiz6 una comparacion de la inyeccion de CO, en los
yacimientos de gas condensado, con respecto a los métodos

convencionales.
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CAPITULO |
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

1.1 Introduccién

Los yacimientos de gas condensado estan siendo considerados de
gran importancia tanto desde el punto de vista de desarrollo econémico como
desde el punto de vista estratégico. Pueden definirse como yacimientos
donde la composicidon de la mezcla gaseosa se mantiene constante a
condiciones iniciales de yacimiento. Estan compuestos principalmente de
metano [C4] y de otros hidrocarburos de cadena corta, pero también contiene
hidrocarburos de cadena larga, denominados fracciones pesadas. Al
disminuir la presion isotérmicamente se alcanza el punto de rocio, el fluido se
separara en dos fases, una fase gaseosa y una fase liquida, lo que se
conoce como condensacion retrégrada, con valores de temperatura entre la

critica y la cricondentérmica.

Debido a las caracteristicas especiales de los yacimientos de gas
condensado, en comparacion con los yacimientos de petréleo negro, estos
yacimientos presentan ciertos problemas adicionales a su explotacion, entre
ellos, la acumulacion de liquido en pozos y formacion que afecta

negativamente las caracteristicas de flujo de estos pozos.

Hinchman y Barree (1985) estudiaron el efecto de las caracteristicas
de los fluidos sobre la declinacién de la productividad de un pozo de gas-

condensado y demostraron que la cantidad de acumulacion de condensado



cerca al pozo depende de la riqueza del gas condensado, de los datos de

permeabilidad relativa y de la viscosidad del liquido.

Para optimizar la explotacién de yacimientos de gas condensado es
necesario, aplicar técnicas que permitan movilizar el condensado que satura
el medio poroso. La inyeccion de CO; es un método cuyo propédsito es
mantener la presion del yacimiento lo suficientemente alta (usualmente
mayor o cerca a la del punto de rocio) para minimizar las pérdidas de liquido
por condensacion retrograda. El objetivo del presente trabajo de
investigacion es estudiar la inyeccion de CO,, como alternativa, para el

recobro de liquido en yacimientos de gas condensado.

1.2 Objetivos

1.2.1 Objetivo general
“Estudiar la alternativa de inyeccién de CO, para el recobro de liquido en

Yacimientos de Gas Condensado Retrégrado.

1.2.2 Objetivos especificos

» Evaluar las causas que conllevan a la pérdida de productividad del gas
condensado hacia la superficie.

» Describir el método de inyeccion de Dioxido de carbono.

» Enumerar las fases del proceso de recuperacion de condensado
retrogrado con CO,

» ldentificar los cambios que presentan los Yacimientos de Gas
Condensado ante la Estimulacién con CO,

» Establecer las ventajas y desventajas de la inyeccion de CO; en los

Yacimientos de Gas Condensado.



» Comparar el efecto de la inyeccion de CO; en los yacimientos de Gas

condensado, con respecto a los métodos convencionales.



CAPITULO Il
MARCO TEORICO

2.1 Clasificacion de los yacimientos de gas

Dependiendo del estado en que se encuentre inicialmente la mezcla
de hidrocarburos en el yacimiento, en forma general, los yacimientos de gas
se subdividen en yacimientos de gas seco, de gas humedo y de gas

condensado.

2.1.1 Yacimientos de Gas Seco

Los yacimientos de gas seco contienen principalmente metano (%C+ >
90) con pequefias cantidades de pentano y componentes mas pesados
(%Cs+ <1). La temperatura de los yacimientos de gas seco es mayor que la
temperatura cricondentérmica y ni a las condiciones de yacimiento ni a las de
superficie se entra a la region de dos fases durante el agotamiento de
presion del yacimiento por lo que la mezcla de hidrocarburos se encuentra
siempre en fase gaseosa. Tedricamente los yacimientos de gas seco no
producen liquidos en superficie, un sistema de hidrocarburos que produzca
con una relacién gas-liquido (RGL) mayor de 100.000 PCN/BN se considera
seco. Un diagrama de fases de este tipo de yacimiento se muestra en la

figura 2.1.

2.1.2 Yacimiento de Gas Himedo
Los gases humedos se caracterizan por un mayor contenido de

componentes intermedios y pesados que los gases secos. El término



"Humedo" proviene de que a las condiciones de separaciéon en superficie la
mezcla cae en la region de dos fases generando relaciones gas-liquido
mayores que 15.000 PCN/BN de acuerdo a la Tabla tomada del trabajo de
McCain. El liquido del tanque tiende a ser incoloro (similar a la gasolina
natural) con gravedad APl mayor de 60°. El contenido liquido del gas
humedo es menor de 30 BN/MMPCN.
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Figura 2.1 Diagrama de fases de un yacimiento de gas Seco

Los gases humedos difieren de los gases condensados en lo
siguiente:
- No ocurre condensacion retrograda durante el agotamiento de presion.
- Tiene menos cantidad de componentes pesados.

- La cantidad de liquido condensado en el separador es menor.
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Figura 2.2 Diagrama de fases de un yacimiento de gas hiumedo

2.1.3 Yacimientos de Gas Condensado

Un gas condensado es un fluido monofasico en condiciones de
yacimiento originales. Estd compuesto principalmente de metano [C4] y de
otros hidrocarburos de cadena larga, denominados fracciones pesadas. Bajo
ciertas condiciones de temperaturas y presion, este fluido se separara en dos
fases, una fase gaseosa y una fase liquida lo que se conoce como

condensado retrogrado.

Condensado: Liquido formado por la condensaciéon de un vapor o
gas; especificamente, hidrocarburos liquidos separados del gas natural
debido a los cambios de presién y temperatura cuando el gas recorre el

camino desde el yacimiento hasta los separadores en superficie.



2.1.3.1 Diagrama de fases de un Gas Condensado

El diagrama de fase de la figura 2.3 es tipico de un yacimiento de gas
condensado. A condiciones iniciales de presién y temperatura de yacimiento
la mezcla de hidrocarburos se encuentra en fase gaseosa (Punto C), o en el

punto de rocio (Punto C1)".

Presion

Temperaﬁura

Figura 2.3 Diagrama de fases de un yacimiento de gas Condensado

La temperatura del yacimiento se encuentra entre la temperatura
critica y la cricondentérmica de la mezcla de hidrocarburos. A medida que la
presion decrece (punto C-C4) debido a la produccién, la composicion de la
mezcla de hidrocarburos en el yacimiento permanecera constante hasta
alcanzar la presion de rocio (C4). Con el continuo agotamiento de presién en
el yacimiento (C4-Cy), la presion cae por debajo de la presion de rocio y se
condensa liquido del fluido del yacimiento (gas), ocurriendo el fenbmeno
llamado Condensacion Retrégrada. Se llama condensacién retrograda

porque generalmente durante una dilatacion isotérmica ocurre vaporizacion



en vez de condensacion. Debido a esta condensacion la fase gaseosa
disminuira su contenido de liquido. La presion del yacimiento en parte del
diagrama 2.3 indica que a bajas presiones el liquido comienza a
revaporizarse (C,- Cs3). Esto ocurre en el laboratorio; sin embargo, es
probable que esto no ocurra en el yacimiento, porque durante la produccion

la composicion del fluido del yacimiento cambia.

La condensacion retroégrada es causada por las fuerzas que actuan
sobre las moléculas de diferentes tamafos y depende del balance de esas
fuerzas. Cuando la presion disminuye por debajo de la presidon de rocio las
fuerzas de atraccién entre las moléculas livianas y pesadas disminuye debido
a que las moléculas livianas se apartan mucho de las pesadas. Cuando esto
ocurre, la atraccion entre las moléculas de componentes pesados se hace
mas efectiva produciendo su condensacion. Mayor reduccion de presion
permite a las moléculas de componentes pesados su normal vaporizacion
hasta alcanzar nuevamente el punto de rocio (completa vaporizacion del

condensado retrogrado).

2.1.3.2 Gotas de rocio en un yacimiento

Cuando se forma por primera vez en un yacimiento de gas, el liquido
condensado es inmavil debido a las fuerzas capilares que actuan sobre los
fluidos. Es decir, una gota microscopica de liquido, una vez formada, tendera
a quedarse atrapada en los poros o gargantas de poros pequefas. Incluso en
el caso de los gases condensados ricos, con una condensacion sustancial de
liquido, la movilidad del condensado, que es la relacion entre Ia
permeabilidad relativa y la viscosidad, sigue siendo insignificante lejos de los
pozos. En consecuencia, el condensado que se forma en la mayor parte del

yacimiento se pierde en la produccién a menos que el plan de explotacién del



yacimiento incluya el reciclaje del gas. El efecto de esta condensacion sobre
la movilidad del gas es habitualmente despreciable. Cerca de un pozo
productor, la situacion es diferente. Cuando la presién de fondo de pozo cae
por debajo del punto de rocio, se forma un sumidero en la regiéon vecina al
pozo. A medida que el gas ingresa en el sumidero, el liquido se condensa.
Luego de un breve periodo transitorio, se acumula suficiente liquido como
para que su movilidad se vuelva significativa. El gas y el liquido compiten por
las trayectorias de flujo, como lo describe la relacion entre sus
correspondientes permeabilidades relativas. La formacion de un bloque de
condensado es el resultado de la reduccion de la movilidad del gas en las

adyacencias de un pozo productor por debajo del punto de rocio.

i
o

Permeabilidad relativa
jom |
m
!
=
=1

o

0 0.5 10
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—" (Grano de
ke / arenisca
} Canal de flujo
i /,// de gas £
i S, Canal de flujo de
e condensado
——
kg \\

Ll Distancia al pozo

Figura 2.4 Formacién del bloque de Condensado

La caida de la presion del yacimiento por debajo del punto de rocio
tiene dos resultados principales, ambos negativos: la produccion de gas y
condensado declina debido a la formacién de un bloque de condensado en la

region vecina al pozo y el gas producido contiene menos fracciones pesadas
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valiosas debido a la condensacion a través de todo el yacimiento, donde el
condensado tiene una movilidad insuficiente como para fluir en direccion

hacia el pozo.
2.1.3.3 Bloque de condensado

No todos los yacimientos de gas condensado estan limitados por
presion debido a la formacion de un bloque de condensado en la regién
vecina al pozo, aunque todos estos campos experimentaran este fenémeno.
El grado en que la segregacién de condensado constituye un problema para
la produccion, depende de la relacibn entre la caida de presion
experimentada dentro del yacimiento y la caida de presion total que se
produce desde las areas lejanas del yacimiento hasta un punto de control en

la superficie.

Si la caida de la presion del yacimiento es significativa, la caida de
presion adicional debida a la segregacion de condensado puede ser muy
importante para la productividad del pozo. Esta condicién es tipica en
formaciones con un valor bajo de la capacidad de flujo, que es el producto de
la permeabilidad por el espesor neto de la formacion (kh). Contrariamente, si
en el yacimiento se produce una pequefa fraccién de la caida de presion
total, lo que es habitual en formaciones con valores de kh altos, la caida de
presion adicional producida en el yacimiento como consecuencia del bloque
de condensado tendra probablemente poco impacto sobre la productividad

de los pozos.

Como pauta general, se puede asumir que el bloque de condensado

duplica la caida de presion en el yacimiento para la misma tasa de qujoz.
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Conceptualmente, el flujo en los yacimientos de gas condensado

puede dividirse en tres regiones de yacimiento.

Presion del yacimiento

Pozo

P
: Presion del punto de rocio

Presion

Peu 1 2 3

i Distancia

Figura 2.5 Regiones de Yacimiento

Las dos regiones mas préximas a un pozo pueden formarse cuando
la presion de fondo de pozo esta por debajo del punto de rocio del fluido. La
tercera region, que se forma lejos de los pozos productores, existe sélo

cuando la presion del yacimiento esta por encima del punto de rocio.

Esta tercera region incluye la mayor parte del area del yacimiento que
se encuentra alejada de los pozos productores. Dado que esta por encima de
la presién del punto de rocio, solo existe y fluye una fase de hidrocarburo: el
gas. El limite interior de esta region tiene lugar donde la presion iguala a la
presion del punto de rocio del gas de yacimiento original. Este limite no es
fijo sino que se desplaza hacia afuera a medida que el pozo produce
hidrocarburos y la presion de formacion cae, desapareciendo finalmente

cuando la presién en el limite exterior cae por debajo del punto de rocio.
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En la segunda regidn, la region de segregacion de condensado, el
liquido se separa de la fase gaseosa, pero su saturacion continua siendo
suficientemente baja como para que se mantenga inmévil; sigue existiendo
flujo de gas monofasico. La cantidad de liquido que se condensa queda
determinada por las caracteristicas de la fase del fluido, como lo indica su
diagrama PVT. La saturacién del liquido aumenta y la fase gaseosa se
vuelve mas pobre a medida que el gas fluye hacia el pozo. Esta saturacion
en el limite interior de la regién usualmente se aproxima a la saturacion

critica del liquido para el flujo, que es la saturacion residual de petréleo.

En la primera region, la mas cercana a un pozo productor, fluye tanto
la fase gaseosa como la fase de condensado. La saturacién del condensado
en esta regidon es mayor que la saturacion critica. Las dimensiones de esta
region oscilan entre decenas de pies para los condensados pobres y cientos
de pies para los condensados ricos. Su tamafo es proporcional al volumen
de gas drenado y al porcentaje de condensacion de liquido. Dicha region se
extiende mas lejos del pozo para las capas con una permeabilidad mas alta
que la permeabilidad promedio, ya que a través de esas capas ha fluido un
mayor volumen de gas. Incluso en los yacimientos que contienen gas pobre,
con baja condensacién de liquido, el bloque de condensado puede ser
significativo porque las fuerzas capilares pueden retener un condensado que

con el tiempo desarrolla alta saturacion.

Esta region correspondiente al bloque de condensado en la zona
vecina al pozo controla la productividad del mismo. La relacion
gas/condensado circulante es basicamente constante y la condicién PVT se
considera una region de expansién a composicion constante. Esta condicion

simplifica la relacion existente entre la permeabilidad relativa al gas y la
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permeabilidad relativa al petréleo, lo que hace que la relacion entre ambas

sea una funcion de las propiedades PVT.

No obstante, en la regidén vecina al pozo se producen efectos de
permeabilidad relativa adicionales porque la velocidad del gas, y en
consecuencia la fuerza viscosa, es extrema. La relacion entre la fuerza
viscosa y la fuerza capilar se denomina numero capilar. Las condiciones del
gradiente de presion producidas por la alta velocidad o la baja tension
interfacial poseen numeros capilares altos, lo que indica que predominan las
fuerzas viscosas y que la permeabilidad relativa al gas es mayor que el valor

que se registra con tasas de flujo mas bajas.

A velocidades de flujo aun mas altas, en la zona mas cercana al pozo,
el efecto inercial o efecto de Forchheimer reduce de alguna manera la
permeabilidad relativa al gas. La base de este efecto es el arrastre inicial que
se produce cuando el fluido se acelera para atravesar las gargantas de poros
y luego disminuye la velocidad una vez que ingresa en un cuerpo poroso 2.
El resultado es una permeabilidad aparente mas baja que la que podria
esperarse a partir de la ley de Darcy. Este efecto se conoce normalmente

como flujo no darciano.

El impacto global de los dos efectos producidos por la alta velocidad
es usualmente positivo, o que reduce el impacto del bloque de condensado.
Se necesitan experimentos de impregnacién de nucleos de laboratorio para
medir el efecto inercial y el efecto del niumero capilar sobre la permeabilidad

relativa.

Si bien la primera indicacion de la presencia de un bloque de

condensado es habitualmente una declinacion de la productividad, su
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presencia a menudo se determina mediante pruebas de presion transitoria.
Se puede interpretar una prueba de incremento de presidn para mostrar la
distribucion del liquido antes de cerrar el pozo. El comportamiento a corto
plazo en la prueba de presion transitoria refleja las condiciones existentes en
la regidn vecina al pozo. El bloque de condensado se indica por la existencia
de un gradiente de presion mas pronunciado cerca del pozo. Con tiempos de
prueba mas prolongados, la permeabilidad efectiva del gas lejos del pozo
domina la respuesta; la permeabilidad puede determinarse a partir de la
curva de la derivada del cambio de presién en un grafico doble logaritmico de
los cambios de pseudo-presion y tiempo de cierre. Si la prueba se prolonga
suficiente tiempo y ese tiempo de prueba de cierre depende de la
permeabilidad de la formacion las propiedades del flujo lejos del pozo seran

evidentes.

2.1.3.4 Caracteristicas iniciales de Produccién de Gases Condensados

En su camino hacia el tanque de almacenamiento, el gas condensado
sufre una fuerte reduccion de presion y temperatura y penetra rapidamente
en la regidbn de dos fases para llegar a superficie con las siguientes

caracteristicas:

1. El limite inferior de la relacion gas condensado para un gas retrogrado
es aproximadamente 3200 PCN/BN. Sin embargo, este limite no ha
sido definido, se han observado relaciones gas-petréleo por encima de
150.000 PCN/BN. Una relacién gas- petréleo inicial menor a 5000
PCN/BN indica un gas condensado muy rico. Gases con altas
relaciones gas condensado tienen temperaturas cricondentérmicas
cercanas a la temperatura del yacimiento y muy poco liquido

retrogrado se condensa en el yacimiento. Como una manera practica,
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cuando la relacion gas condensado de produccion esta por encima de
15.000 PCN/BN, la cantidad de liquido retrégrado en el yacimiento es
muy pequefa y el fluido del yacimiento puede ser tratado como si este

fuera un gas humedo.

2. La gravedad API del condensado se encuentra entre 40° y 60°.
Aunque se han reportado condensados con gravedades de 29°API. La
gravedad API incrementa a medida que la presion cae por debajo de

la presién de rocio.

3. El color del condensado usualmente es incoloro, amarillo- claro.

2.1.3.5 Relacién Gas Condensado de Gases Condensados

A presiones mayores a la presion de rocio la relacion gas condensado
se mantiene constante. Por debajo de la presiéon de rocio la relacion gas
condensado de produccion incrementara (Figura 2.5), como resultado de la
pérdida de condensado en el yacimiento. Cuando la presion disminuye por
debajo de la presidén de rocio, las fuerzas de atraccion entre las moléculas
livianas y pesadas disminuyen, debido a que las moléculas livianas se
apartan mucho de las pesadas. Cuando esto ocurre la atraccidon entre las
moléculas de los componentes pesados se hace mas efectiva produciendo

su condensacion.

El liquido condensado en el yacimiento se adhiere al material sélido o
paredes de la roca, permaneciendo inmovil, ya que, generalmente no se llega
a alcanzar la saturacion critica del liquido. Por lo cual, el liquido se pierde
para produccién y la saturacién de condensado incrementa a medida que la

presion declina. Por consiguiente el gas producido en superficie tendra un
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contenido de liquido menor, aumentando la relacion gas- petréleo de

produccion.

Luego de alcanzar la condensacién retrodgrada maxima, ocurre
revaporizacion del condensado al seguir disminuyendo la presion (Figura 2.3
C,-C3). Esta revaporizacion ayuda a la recuperacion de liquido y se hace
evidente ya que produce una disminucion de la RGC en superficie y un
incremento en la gravedad especifica del gas condensado producido. Pero el
condensado no se revaporiza totalmente aunque se tengan bajas presiones

de agotamiento’.

Una vez se alcanza el punto de rocio, debido a que la composicién del
fluido cambia, la composicion del fluido remanente en el yacimiento también
cambia y la curva envolvente comienza a desplazarse. La region de dos
fases se desplaza hacia abajo y a la derecha y esto aumenta la

condensacion de liquido retrégrado.
La condensacion neta de liquido retrogrado es mayor para:
1. Menor temperatura de yacimiento.

2. Mayor presién de abandono.

3. Mayor desviacion del diagrama de fase hacia la derecha.
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Figura 2.6 Comportamiento tipico de la RGC de un Gas Condensado

2.1.3.6 Comportamiento de la Gravedad API del Condensado

A presiones mayores a la presion de rocio la gravedad del
condensado se mantiene constante, ya que no ocurre condensacion
retrograda a nivel de yacimiento. La gravedad del liquido de tanque
incrementa a medida que la presion del yacimiento decrece por debajo de la
presion de rocio, esto debido a que el comportamiento retrogrado en el
yacimiento remueve algunos de los componentes mas pesados del gas;
estos componentes no llegan al tanque, y el liquido del tanque es mas

liviano, tiene mayor gravedad API.
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Figura 2.7 Comportamiento de la Gravedad API de un Condensado
2.1.3.7 Clasificacién de los yacimientos de gas condensado

Para efectos de prediccion, los yacimientos de gas condensado se

pueden clasificar de acuerdo a su comportamiento fisico en®:

* Yacimientos Subsaturados

Son aquellos yacimientos cuya presion inicial es mayor que la de rocio
(Pi> Proc). La mezcla se encuentra inicialmente en fase gaseosa con
deficiencia de liquido en solucion. Durante el agotamiento de presién, la
composicién del gas condensado permanece constante hasta alcanzar la

presion de rocid, lo mismo la relacion de gas condensado en superficie.
* Yacimientos Saturados
En este caso la presion inicial es menor o igual a la presidén de rocio

(Pi <Proc). La mezcla se encuentra inicialmente en fase gaseosa en

equilibrio con una cantidad infinitesimal de liquido. Tan pronto disminuye la
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presion del yacimiento ocurre formacion de liquido en el mismo, a este
liquido se le llama condensado retrogrado. En ningun caso se debe tener
Pi< Proc (la muestra PVT no seria representativa de la zona de gas

condensado).

* Yacimientos de Gas condensado con Condensacion Retrograda en

el yacimiento

Estos yacimientos se caracterizan por la formacion de condensado
retrogrado en el yacimiento al caer la presion por debajo de la presion de
rocio retrégrada. Debido a que los primeros componentes que se condensan
son los menos volatiles (mas pesados), el rendimiento de liquido (BN cond. /
MMPCN gas de separador) de la mezcla de hidrocarburos producida
disminuye con el tiempo (a medida que la presion del yacimiento cae por

debajo de la presién de rocio)

* Yacimientos de Gas condensado sin Condensacion Retrograda en el

yacimiento

La presion de estos yacimientos se mantiene igual o superior a la
presion de rocio retrograda, no ocurre condensacién retrégrada en el
yacimiento. La composicion de la mezcla de hidrocarburos producida no
varia y el rendimiento de liquido en superficie permanece aproximadamente
constante. Este comportamiento es similar al de los yacimientos de gas

humedo
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Figura 2.8.Rendimiento de liquido de varios yacimientos

2.1.3.8 Factor de compresibilidad del Gas Condensado a P > Proc

El factor de comprensibilidad del gas condensado (Zgc) a presion igual
o mayor a la del punto de rocio, donde el gas se encuentra en una sola fase,
se puede determinar por el método de Standing y Katz, siempre y cuando se
cumplan con las limitaciones del método. La presion y la temperatura
seudocritica se obtienen a partir de la composicidon del gas condensado en el
punto de rocio o de la ygc si no se conoce la composicion de la mezcla. Para
el célculo del factor de comprensibilidad del gas humedo se sigue un

procedimiento similar al anterior.

2.1.3.9 Factor de compresibilidad Bifasico

El factor de compresibilidad bifasico (Zx) es un seudo factor de
compresibilidad de una mezcla gas-liquido considerando que el liquido se
comporta como un gas. A presiones por debajo de la presion de rocio de un

gas condensado se forman dos fases: gas y liquido (condensado retrégrado)
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y se requiere conocer un factor de compresibilidad que tenga en cuenta la

presencia de los dos fases en los calculos de balance de materiales.
2.1.3.9.1 Correlacioén para estimar el factor de compresibilidad bifasico

El Ing. Jairo Uricare desarrollo una ecuacion para estimar el Zy en
base a datos de campo. La correlacion aplica para gases condensados del

oriente de Venezuela.

Para Presiones superiores a 1000 Ipca

1 2 1Y Pr
Zye = A +A1(Pr)+A2(_|_rj+A3(Pr) +A4(TI‘] +A5(Trj (Ec. 2.1)

Para 0,96< Pr <14,83 y 0,52< Tr 0,72, donde Ao, = 0,210686 A = -
0,0797115 A, =2,71582 Az =0,00324328 A, =-3,0005 As=0,136053.

Presiones Inferiores de 1.000 Lpca (0,96=>Psr< 1,47)

1 2 1Y Pr Pr)
Z,. = A +A(Pr)+ Az(_rrj"‘ A(Pr) + A“(Trj " AS(Tr] ’ AG(TJ (Ec. 2.2)

Para 0,96< Pr<1,47y 0,52< Tr <0,72, donde Ag = -2,44344 A1 =2,42724 A,
=8,53764 A3 =-1,07611 A;=-8,49968 As=-0,333497 As=0,722323.

2.2 Propiedades fisicas y multifasicas de laroca
Las propiedades fisicas del medio poroso son importantes para los

ingenieros de petroleo y gedlogos. Las estrategias de la gerencia de

yacimiento seran tan realistas como la imagen de la distribucién de las
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propiedades de la roca lo sea, ya que para evaluar completamente el
potencial y comportamiento de un yacimiento se deben conocer las

propiedades fisicas del medio poroso.

Las fuerzas capilares presentes en el yacimiento se originan por la
accién molecular de dos o mas fluidos inmiscibles (petroleo, agua y gas) que
coexisten en el medio poroso. Estas fuerzas capilares que existen en los
yacimientos son responsables de la distribucion de los fluidos en el sistema
poroso, determinan el volumen y la forma como el petréleo residual
permanece atrapado e influyen notablemente en el volumen de petrdleo que
se puede recuperar de un yacimiento, ya que son las fuerzas retentivas que
impiden el vaciamiento total del yacimiento. Las permeabilidades relativas
son esenciales en la descripcion del comportamiento del flujo multifasico en
la ingenieria de yacimientos. Es bien conocido que las permeabilidades
relativas no son solo una simple funcion de la saturacién y la humectabilidad

sino que depende también la historia de saturacion y temperatura.

En el presente trabajo se describen las siguientes propiedades fisicas
y multifasicas de la roca:

2.2.1 Porosidad

La porosidad es una propiedad petrofisica fundamental para la
evaluacion de todo yacimiento. Las rocas yacimiento estan formadas por la
Matriz o esqueleto mineral, la cual consiste de granos de material sélido de
variadas formas y tamanos y por los espacios vacios (libres de material
solido) entre los granos, llamados Poros, los cuales estan ocupados por

fluidos tales como petréleo, agua o gas.
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Es de mucha importancia que en la determinacion del volumen poral a
considerar, en la evaluacion de yacimiento, sélo incluya aquellos poros que

estan conectados a los canales principales del sistema poroso.

La porosidad es la fraccion del volumen bruto total de la roca que

constituyen los espacios no sélidos, y esta definido por:
Vb —Vm
O=——

Ec. 2.3
T 1009 ( )

Donde:
@= Porosidad Absoluta
Vb= Volumen Bruto

Vm= Volumen Matriz

Siendo el volumen poroso (Vp), la diferencia entre el volumen bruto y
el de la matriz (Vb-Vm).

La porosidad generalmente se expresa en porcentaje.

Figura 2.9 Porosidad de laroca representada por el espacio de color
turquesa (parte no sdlida). La matriz o la parte sélida representada en

color marrén.
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2.2.2 Saturacion

La saturacién es el porcentaje de un fluido ocupado en el espacio

poroso, y esta definido como:

.
S fluido = : f. 100% (Ec. 2.4)

Donde:
S fluido = Porcentaje del fluido que satura el espacio poroso
Vf = Volumen del fluido dentro del espacio poroso

Vp = Volumen poroso

Si consideramos que basicamente el volumen poroso de una roca que
contiene hidrocarburos, esta saturada con petroleo, gas y agua tenemos

que’:

SH'—.SU_SQ= 1 (EC 25)

Sw = Porcentaje Saturacién de Agua
So = Porcentaje Saturacion de Petroleo

Sg = Porcentaje Saturacion de Gas

2.2.3 Permeabilidad

La permeabilidad (K) es la medida de la facilidad con que una roca
(formacion) permite el flujo de un fluido (o fluidos) de determinada viscosidad

a través de ella. Para que una roca sea permeable debe tener porosidad
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interconectada (poros, cavernas, vasos capilares o fracturas) es decir

porosidad efectiva.

La industria petrolera adoptd el Darcy como la unidad estandar de

permeabilidad la cual se define como lo siguiente:

“Un medio poroso tiene una permeabilidad de un Darcy (Figura
2.10) cuando un fluido de una sola fase con una viscosidad de un
centipoise y que satura totalmente el medio poroso, fluye a través de él
bajo condiciones de flujo viscoso a unatasa de un cm>por segundo, por
un area transversal de un cm? por cm de longitud y un diferencial de

presion de una atmosfera”.

TUBO CAPILAR

Figura 2.10 Representacion grafica donde se explica la ley de Darcy que
define el movimiento de fluidos a través del medio poroso, cuya

propiedad es la permeabilidad (k)

Como es una unidad bastante alta para la mayoria de las rocas
productoras, la permeabilidad generalmente se expresa en milésimas de

Darcy, es decir miliDarcys (0.001) Darcys.
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— (Ec. 2.6)
AAP

Donde:

K = Permeabilidad (Darcys)

A = Seccidn transversal (cm?) h

L = Distancia que recorre el fluido

A P = Diferencia de presion (atm) (P2-P+)
g = Tasa de produccién (cm3/ s)

1 = Viscosidad en la direccion de recorrido del fluido (cps)

2.2.3.1 Clasificaciéon de la Permeabilidad
a) Permeabilidad Absoluta (K)

Es aquella que tiene un medio poroso saturado 100% por una unica
fase. Esta es una propiedad del medio poroso y por lo tanto no depende del

fluido, tasa de flujo y diferencial de presion.
b) Permeabilidad Efectiva (Ke)

Es aquella que corresponde a una determinada fase cuando fluye en
el medio poroso dos o mas fases. Es una funcién saturada del fluido en
consideracion. En ninguna parte del yacimiento existe una sola fase
saturando el medio poroso, por lo que solo son de interés las

permeabilidades efectivas. Es evidente que la permeabilidad efectiva de una
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roca a un fluido dado siempre sera menor que la permeablidad absoluta de la
misma. El unico caso en que la permeabilidad efectiva es igual a la absoluta
es cuando la saturacion de un fluido dado es 100%, es decir, que existe un

solo fluido en el sistema.
c) Permeabilidad Relativa (kr)

Es la razén o cociente que hay entre la permeabilidad efectiva de un
fluido y la absoluta. Depende de la saturacion del fluido considerado y

siempre es menor o igual a la unidad.

Kr = — (Ec. 2.7)

2.2.4 permeabilidades Relativas

Un mejor entendimiento del movimiento de los fluidos dentro del
yacimiento consiste en reconocer la independencia relativa del movimiento
de los fluidos inmiscibles dentro de un volumen poroso permeable. De aqui
que la permeabilidad efectiva a una determinada fase es una funcion de la

movilidad de esa fase con la distribucién de saturacion existente.
La permeabilidad relativa es una cantidad adimensional y es usada es

conjunto con la permeabilidad absoluta para determinar la permeabilidad

efectiva de un fluido. Esta relacion pueda ser escrita como':

Ke=Ka=kr (Ec. 2.8)
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Establecida la humectabilidad para un determinado medio poroso, las
permeabilidades relativas son funciones unicamente de la saturacion de uno
de los fluidos, referidos por lo general, a la fase humectante, Sy. Asi, se
determina la permeabilidad relativa mediante la medida de parametros
basicos y la aplicacion de la ecuacion de Darcy a cada una de las fases. Los
resultados se representan graficamente, obteniéndose curvas, las cuales se
denominan “Curvas de Permeabilidad Relativa” a las fases humectantes y

no humectantes.

2.2.4.1 Caracteristicas de la curvas de Permeabilidad Relativa

La permeabilidad relativa es normalmente representada como una
funcién de saturacion de fluidos. Los datos pueden ser obtenidos de medidas

de laboratorio, datos de campo o correlaciones.

Entre las caracteristicas generales de las curvas de permeabilidad
relativa se tienen:

d) Dependen fuertemente de la saturacion de las fases, humectabilidad y
distribucion del tamafio de los poros.

e) Dependen poco de las propiedades de los fluidos, porosidad y
permeabilidad absoluta.

f) Las saturaciones residuales son mayores que cero (usualmente Sor >
Swir).

g) Las curvas son no lineales

h) La fase no humectante exhibe una curva en forma de S, mientras que
la fase humectante es una curva cdncava.

i) El punto de cruce entre las curvas, se acerca hacia la saturacion

residual de la fase no humectante.
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j) La Krmax de la fase humectante es menor que la Krmax de la fase no

humectante.

2.2.4.2 Permeabilidad Relativa Gas/ Petréleo

== - Kro max.

LATIVA

D RE

-»| Swe + Sorg |- »| Sgcle

SATURACION DE LIQUIDOS (So + Swc)

Figura 2.11 Curva Tipica de Permeabilidad Relativa Gas- Petréleo

* La permeabilidad relativa al gas se mantiene en cero hasta alcanzar la
saturacién de gas critica (Sgc).

* A medida que la saturacion de gas incrementa, la permeabilidad
relativa al gas aumenta, hasta alcanzar un valor maximo
correspondiente al punto de saturacion irreducible de agua y residual
de petréleo (el valor de saturacion residual de petroleo que ocurre
cuando el petréleo es desplazado por el gas).

2.2.5 Tensioén Interfacial

El término de tension interfacial es utilizado para definir la tension de

la superficie de separacion o interfase entre dos liquidos inmiscibles. Cuando
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se ponen en contacto dos liquidos inmiscibles el sistema considerado estara
formado por las dos fases liquidas y la interfase de contacto entre ellas. Las
moléculas de la interfase entre dos liquidos estaran sometidas a fuerzas de
magnitudes diferentes a las que estan sometidas las moléculas del seno de
cada uno de los liquidos. Ademas se tendran también interacciones de tipo
Van der Waals con las moléculas del otro liquido en la interfase, lo que
conducira a que la tension a la interfase (tension interfacial) tenga un valor

intermedio entre las tensiones superficiales de los dos liquidos condensados.

Se puede definir como la cantidad de energia por unidad de area
[Dynas / cm2] necesaria para formar una interfase, la disminucion de la
tensidn interfacial da origen a la disminucién del crudo residual retenido en el
medio poroso del yacimiento, obteniéndose con esto altas recuperaciones de

crudo residual °.

2.2.6 Humectabilidad

Se conoce con el nombre de humectabilidad, a la tendencia de un
fluido a adherirse a una superficie solida, en presencia de otro fluido
inmiscible, tratando de ocupar la mayor area de contacto posible con ese
sélido. Esta tensién de adhesién ocurre cuando existe mas de un fluido

saturando el yacimiento y es funcién de la tensién interfacial.

Otro término sindbnimo utilizado es el de mojabilidad, denominandose
fluido mojante o humectante al que presenta mayor tensién de adhesion con

la roca del yacimiento.

Mediante la relacién de los angulos de contacto puede medirse

indirectamente la mojabilidad de la roca, pues una tensién de adhesién
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positiva (menor a 90°) indica que la superficie solida esta preferiblemente
mojada o humectada por el agua. Para valor de 6 mayores a 90° la roca
tiende a humectarse con petroleo; y para valores de 6 cercanos a 90°, la roca

presenta igual preferencia de mojabilidad con los dos fluidos °.

Figura 2.12 Mojabilidad de los fluidos

2.2.7 Presion Capilar (Pc)

Se puede definir como el diferencial de presién entre dos fluidos
inmiscibles a través de la interfase que se forma entre ellos cuando se ponen
en contacto en un medio poroso®. Por definicion:

Pc = Pfnm — Pfm (Ec. 2.9)

Donde:

Pc = Presién capilar, Ipc.

Pfnm = Presién de la fase no mojante, Ipc.

Pfm = Presion de la fase mojante, Ipc.



32

2.3 definicion general del diéxido de carbono

El diéxido de carbono es un compuesto estable y no toxico, el cual, se
encuentra en fase gaseosa a condiciones normales. Este ha encontrado
aplicacion en la recuperacion secundaria y terciaria de una amplia variedad
de petréleos, que van desde los pesados hasta los livianos, implementado a
través de varios tipos de procesos: Inyeccion ciclica, inyeccion continua e
inyeccion alternada con agua. El interés principal del empleo del CO,, como
gas de inyeccion, es su capacidad de desarrollar miscibilidad dinamica con el
crudo cuando suficientes contactos han ocurrido entre ambos, gracias a su
habilidad de extraer hidrocarburos de la gasolina y de las fracciones gas y
petréleo del crudo, asi como, de los hidrocarburos de peso molecular
intermedio. Ademas su densidad es similar a la del petrdleo, a muchas
condiciones de yacimiento, lo cual reduce los efectos de segregacion en

procesos de desplazamiento inmiscible.

2.4 propiedades del diéxido de carbono

Algunas propiedades del CO,, incluyendo sus propiedades fisicas y

criticas, son:
Tabla 2.1 Propiedades del Diéxido de carbono
Peso S Densidad i Solubilidad Ve
molecular Olor Apagcl)?gfla (:,ré) Relativa al vzrgilc;nzgsc en agua (pie¥/
(Ibm/Ibmol) y aire P (mg/l) Ibmol)

Zc

Pc
(Ipca)

44.01 Inodoro  Gas incoloro  547.60 1.52 57.30 2000 1.505 0.2742

1.070
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La disponibilidad de CO, en campo dependera de la disponibilidad del

combustible (gas natural u otro) que exista también en campo.

2.5 antecedentes de la inyeccion de CO;

Los efectos de la disolucion del CO2 en el crudo eran conocidos
mucho antes de la ejecucion de cualquier ensayo de campo alguno. En 1941
Pirson publica un estudio donde sugiere la represurizacién del yacimiento
para obtener un recobro adicional por vaporizacion de las fracciones
intermedias del crudo (Cs-C3p) hacia la fase gaseosa rica en CO,, con lo cual

se aprovechaba la energia elastica del gas en la periferia del pozo.

Cuatro anos mas tarde (1945) Poetman y Katz investigaron el
comportamiento de mezclas CO2- parafinas, y al final de la década (de los
40), los primeros experimentos de desplazamiento con agua carbonatada,
realizados para la compafia Oil Recovery Corp, indicaron una reduccién de
la saturacién residual de crudo en un 15 %, después de un desplazamiento
con agua convencional. Todas las pruebas de laboratorio realizadas en esta
época fueron llevadas a cabo en crudos livianos (28° a 50° API) y en

condiciones inmiscibles’.

En 1969 se realiza la primera prueba de campo de inyeccion ciclica de
COg, en el campo Ritchie (Arkansas), en un yacimiento delgado con un crudo
de 16° API. En esta, se obtuvo un incremento de 100 % en la tasa de
produccion, sostenido durante un afio, periodo después del cual se inicid un
proceso de inyeccion de agua en la periferia de la zona de produccion.
Posteriormente en 1976 se realizé un proyecto muy exitoso a escala de todo

un Yacimiento en el campo Lick Creek, Arkansas, en el cual se utilizaron
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varios métodos de superacion adicional, empezando con la estimulacién con

CO,, y se continud con inyeccion alterna CO,-agua’.

En los afnos 70 se realizaron una serie de pruebas en la cuenca de
Los Angeles para estimular la produccién de crudos pesados; y a mediados
de la década de los 80 renace el interés por estudiar el potencial de la
inyeccion ciclica de CO, como método de recuperacion adicional en
yacimientos de crudos livianos. La mayoria de las pruebas de campo, para
este ultimo tipo de crudo, se realizaron en los Estados Unidos. Al parecer el
proceso resulta beneficioso entre otros casos, donde la recuperacion primaria
es pobre y los yacimientos estan fuertemente agotados, a tal punto que la
inyeccion continua de CO, en condiciones de miscibilidad dinamica resulta

impracticable, debido a la necesidad de Inyectar volimenes excesivos’.

En cuanto a la inyeccion continua de CO,, de grandes tapones de CO,
empujados por agua y de tapones de CO; alternados con tapones de agua,
al menos 33 pruebas de campo fueron emprendidas en 1982 y con una
excepcion todas fueron iniciadas en la :1-cada de los 70 o mas tarde. Las
gravedades de los petroleos probados estuvieron mayormente en el rango de
30 a 50 °API. Las viscosidades normalmente fueron bajas, menos de casi 2
cp. La recuperaciéon incremental llegé a ser tan alta como el 18 % del
petréleo original en sitio, en el area de prueba ’.

2.6 comportamiento de miscibilidad hidrocarburos- co»
2.6.1 presion Minima de Miscibilidad
La Presién Minima de Miscibilidad (PMM), es la menor presion a la

cual el gas de inyeccion y el crudo de un yacimiento pueden llegar a ser

miscibles a través de procesos por multiples contactos, existiendo
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transferencia de masa entre la fase liquida (crudo) y la fase gaseosa (gas de

inyeccion) a una temperatura especifica.

La PMM es una propiedad termodinamica y clave en los procesos
miscibles de recobro de petréleo. Depende fundamentalmente de la
temperatura, composicion del gas de inyeccidon y composicion del crudo en el

yacimiento.

La PMM, es un parametro de interés en la seleccion de yacimientos
candidatos a ser sometidos a la inyeccién de CO», el cual permite determinar
bajo qué condiciones ocurrira el desplazamiento (miscible, o inmiscible). La
miscibilidad depende de la pureza del CO,, de la composicion del petrdleo y
de la temperatura del yacimiento. La PPM aumenta en presencia de metano
y nitrogeno, porque reducen la capacidad extractiva del CO; y disminuye si
encuentra etano o hidrocarburos intermedios, un aumento de la temperatura
del yacimiento también produce aumento de la PPM. Una gravedad °API
baja refleja poco contenido de hidrocarburos extraibles y, por ende, una PPM

alta.

2.6.2 Miscibilidad Hidrocarburos — CO»

El diéxido de carbono, al igual que el nitrégeno y el gas seco, posee la
habilidad de alcanzar miscibilidad dinamica con petroleos de yacimientos,
cuando la presién es igual o esta por encima de un limite inferior, la presion
minima de miscibilidad. Cuando esta condicién se verifica la disolucién en

el petréleo, de cualquiera de los gases mencionados, no ocurre en forma
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directa, es decir, al primer contacto, sino que se desarrolla cuando multiples
contactos han ocurrido entre gas y petrdleo. Sin embargo, el dioxido de
carbono es superior a cualquiera de los gases mencionados, en que la
presion minima de miscibilidad con este es considerablemente menor que
con los otros gases. Debido a que el CO, es capaz de extraer hidrocarburos
de la fraccion Cs-Csp del crudo, tanto a bajas temperaturas, donde la fase rica
en CO; es un liquido, como a altas temperaturas, y la fase rica en CO; es
vapor. En cambio el gas seco y el nitrdgeno solo pueden extraer

hidrocarburos de la fraccion C,-Cs del crudo.

El comportamiento de fases de las mezclas crudo-CO, puede ser
complejo dependiendo de la temperatura. A bajas temperaturas,
aproximadamente menores que 115 a 120 °F, el sistema crudo-CO; presenta
algunas mezclas separandose en una fase vapor y una fase liquida, mientras
otras se separan en dos fases liquidas coexistentes, en tanto que, en un
pequefo rango de presion y composicion tres fases coexisten: dos liquidos y
un gas. Adicionalmente con algunos petréleos una pequefa cantidad de
asfaltenos puede precipitar en cierto rango de presion y composicion. No
obstante. Cuando la temperatura es alta, mayor que aproximadamente
120°F, el comportamiento de las fases crudo- CO, solamente muestra una
fase vapor y una fase liquida, coexistiendo en cierto rango de presion y
composicion. Cuando este es el caso, la miscibilidad dinamica se puede

alcanzar a través del mecanismo de empuje por gas vaporizante.

2.6.3 Representacion del comportamiento de fases hidrocarburos- CO,

La figura 2.13 muestra un diagrama seudo ternario conceptual

representando el comportamiento de fases de mezclas de CO, e

hidrocarburos a altas temperaturas. Este diagrama contiene todas las
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composiciones de todas las mezclas posibles de CO;, Cs5.C3 y Caz1+, para
condiciones de presidn y temperatura especificadas. Cada veértice del
triangulo representa el 100 % de cada seudo componente, asi el vértice
rotulado 100%CO, corresponde a dioxido de carbono puro; analogamente,
los vértices rotulados 100% Cs.C3p y 100% Csq+ corresponden a fluidos
constituidos solamente por CsCs3y y Csq+ respectivamente. Las bases
opuestas a cada vértice representan O % del seudo componente
correspondiente al vértice en cuestion, y las composiciones de las mezclas
de los 3 seudo componentes estan representadas por puntos situados a
distancias apropiadas desde las bases del triangulo. Por ejemplo, el petréleo
de yacimiento representado por el punto P, de la figura 2.13, estd compuesto
por 50 % del seudo componente Cs-Csp, 50 % del seudo componente C31+, y

O % de CO; (las lineas punteadas indican dichas composiciones).

Existe una region donde las dos fases, vapor y liquido, coexisten.
Dicha regién esta limitada por las lineas de punto de burbujeo y punto de
rocio, las cuales, se unen en el punto critico, en el cual, las propiedades y
composiciones intensivas del gas y del liquido en equilibrio son iguales.
Cualquier mezcla cuya composicidon esta situada dentro de la region de dos
fases se encuentra en estado bifasico. Por ejemplo, la mezcla de
composicion M, de la figura 2.13, se separa en una fase liquida de
composicion L y una fase vapor de composicion V. La linea discontinua que
une la composicion del liquido (L) y del vapor (V) en equilibrio, se denomina
linea de enlace (tieline). Fuera de la regién bifasica cualquier mezcla de los
tres seudo componentes se encuentra en estado monofasico. Finalmente la
linea discontinua que pasa a través del punto critico se denomina linea de
enlace limitante.

Un aspecto importante de los diagramas ternarios, o en este caso,

seudo ternarios, es que la linea que une las composiciones de dos fluidos,
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representa todas las composiciones de las mezclas de dichos fluidos. Por
ejemplo, si en la figura 2.13, se trazase una linea desde el punto P hasta el
vértice correspondiente al CO,, sobre esta linea estarian situadas todas las
composiciones de las mezclas de CO, y de petréleo de yacimiento de
composicidén correspondiente al punto P. Adicionalmente, de esa manera se
puede observar si los fluidos en cuestidn son miscibles al primer contacto o
no. Siguiendo con el mismo ejemplo, el CO, y el petrdleo de yacimiento
representado por el punto P no son miscibles al primer contacto, ya que la

linea que los une cruza la region bifasica.

100% CO

13
)
2,

100% C P 100% C.-C

Figura 2.13 Diagrama seudo ternario hipotético mostrando el
comportamiento de fases del CO; con hidrocarburos, a presiony
temperatura constante.

2.6.4 Mecanismo de empuje por gas vaporizante

El CO2 no es miscible al primer contacto con el petrdleo de yacimiento
representado por el punto P de la figura 2.13. Aunque el diagrama seudo
ternario de dicha figura es unicamente conceptual, este generalmente es el
caso para las condiciones comunmente encontradas en los yacimientos. No
obstante, aun en estas circunstancias se puede alcanzar miscibilidad a través

de la vaporizacion en sitio de hidrocarburos de la fraccion Cs-C30 del crudo
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en el CO,, para crear una zona de transicion miscible. La figura 2.14 muestra
la forma en que esto ocurre. Inicialmente el CO; desplaza inmisciblemente el
petréleo de yacimiento lejos del pozo dejando una porcion de este detras del
frente de CO,, ya que ambos fluidos son inmiscibles, como se vio en la
seccion anterior. Asumiendo que las proporciones relativas de CO, y de
petroleo no desplazado, después de este primer contacto, son tales que, la
composicién total es representada por el punto My de la figura 2.14,
entonces, de acuerdo a la linea de enlace (tieline) que pasa a través de My,

coexisten en equilibrio el liquido L4 y el vapor V1 detras del frente de COa,.

A medida que continua la inyeccion, el CO, desplaza el vapor V4 mas
adentro en el yacimiento y este ultimo contacta petréleo no alterado, mientras
el liquido L es dejado atras como una saturacion residual. Como resultado
del segundo contacto, esta vez entre el gas V1 y petréleo no alterado P,
resulta una nueva composicion total M2, la cual se encuentra en estado
bifasico, con liquido L2 y vapor V2 en equilibrio. La inyeccion de volumenes
adicionales de CO, desplaza el gas V2 adelante del frente contactando mas
petréleo no alterado y entonces el proceso se repite. De esta manera la
composicion del gas frente de desplazamiento es enriquecida
progresivamente a lo largo de la curva de punto de rocio, hasta que alcanza
la composicion del punto critico C, como lo muestran la sucesién de puntos
V1, V2 y V3, de la figura 2.14.

Finalmente puesto que el fluido del punto critico es directamente
miscible con el petréleo de yacimiento P, como se puede verificar en figura
2.14, si se traza una linea que una dichos fluidos (esta se encuentra

enteramente regidbn monofasica), entonces se alcanza asi la miscibilidad.
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100% CO

M .

M, * |
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M i 8y

100% C,, P 100% C.-C,

Figura 2.14 Diagrama seudo ternario mostrando el mecanismo de

empuje por gas vaporizante con CO;

El comportamiento mostrado por la figura 2.14 ocurre solamente
cuando la presion mayor o igual que la presion minima de miscibilidad, en
cuyo caso el punto correspondiente a la composicion del petréleo se ubica a
la derecha de la linea de enlace imitante, como en las figuras 2.13 y 2.14.
Cuando la presidon es menor que la presién minima de miscibilidad, el punto
que representa la composicion del petroleo se ubica a la izquierda de la linea
de enlace limitante y entonces no es posible alcanzar la miscibilidad

dinamica’.



CAPITULO Il
MARCO METODOLOGICO

Con el fin de hacer el estudio de la alternativa de inyeccion de CO,
para el recobro de liquido en Yacimientos de Gas Condensado Retrogrado,
se realizo una investigacion del tipo Explicativa basada en revision
bibliografica, para la cual, en funcién de los objetivos planteados, fue

necesario cumplir con una serie de etapas:

3.1 ETAPA |. Evaluar las causas que conllevan a la pérdida de

productividad del gas condensado hacia la superficie.

En esta etapa del trabajo se plantean las diferentes causas que
durante la explotacién del yacimiento de gas condensado, minimizan la
productividad de gas condensado hacia la superficie y las pérdidas de

condensado atrapado en el yacimiento al final de la explotacion.

3.2 ETAPA Il. Describir el método de inyeccion de Dioxido de carbono.

Se describe la inyeccién de Diéxido de carbono, como alternativa para
el recobro de liquido en yacimientos de gas condensado retrogrado. Se
detallan los criterios para su aplicaciéon, ademas de las caracteristicas

generales y mecanismos del proceso.
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3.3 ETAPA lll. Enumerar las fases del proceso de recuperacion de
condensado retrogrado con CO,,

En esta etapa se definen las fases principales del proceso de
recuperacion de condensado retrégrado con CO,, inyeccion cierre vy
produccion, con el objetivo de inferir cualitativamente el funcionamiento del

dioxido de carbono durante el proceso.

3.4 ETAPA IV. Identificar los cambios que presentan los Yacimientos de
Gas Condensado ante la Estimulaciéon con CO»

Continuando con el desarrollo de los objetivos, de manera general se
explican los cambios que presentan los yacimientos de gas condensado ante

la estimulacion con didxido de carbono.

3.5 ETAPA V. Establecer las ventajas y desventajas de la inyeccion de

COs, en los Yacimientos de Gas Condensado.

En esta etapa se platean las posibles ventajas y desventajas que
podrian tener lugar en la aplicacion del diéxido de carbono, en un yacimiento

de Gas condensado

3.6 ETAPA VI. Comparar el efecto de la inyeccion de CO, en los
yacimientos de Gas condensado, con respecto a los métodos

convencionales.

Para cumplir a cabalidad con los objetivos planteados, finalmente se
compara la inyeccién de CO,, con respecto a otros métodos de inyeccion

como el de inyeccién de agua, inyeccion alterna agua y gas, e inyeccion de



43

nitrogeno. Analizando aspectos positivos y negativos, de los mismos, en la

recuperacion del condensado retrogrado.



CAPITULO IV
DESARROLLO

4.1 Evaluar las causas que conllevan a la pérdida de productividad del

gas condensado hacia la superficie.

Debido a las caracteristicas especiales de los yacimientos de gas
condensado, en comparacion con los yacimientos de petréleo negro, estos

yacimientos presentan ciertos problemas adicionales a su explotacion.

4.1.1 Acumulacién de liquido en los Pozos

La presencia de liquidos en pozos de gas afecta negativamente las
caracteristicas de flujo de estos pozos. Los liquidos pueden provenir de la
condensacion de hidrocarburos  (condensado) o de agua producida
conjuntamente con el gas. En ambos casos, la fase liquida de alta densidad
debe ser transportada a superficie por el gas. Si el gas no suministra
suficiente energia de transporte para levantar los liquidos, estos se acumulan
en el fondo del pozo produciendo una contrapresion adicional sobre la
formacion que afecta negativamente la capacidad productiva de los mismos.
En pozos con baja presién de fondo, el liquido puede matarlo. Inicialmente
los pozos tienen presion y tasas de flujo elevadas que impiden la
acumulacion de liquido en el fondo, pero a medida que la presion de fondo
disminuye y aumenta la produccién de liquidos (agua o condensado) se hace

necesario ayudar artificialmente al gas a levantar el liquido.
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De acuerdo a Hutias y Granberry existen varios métodos que ayudan

a levantar el liquido:

A)

B)

Levantamiento artificial con gas (gas lift), El gas inyectado por el anular
pasa por valvulas especiales hacia la tuberia incrementando la energia
del gas producido, lo cual permite a éste levantar la columna de liquido.
Cuando la presion de fondo fluyente lo permita se puede instalar un
equipo de bombeo mecanico. La bomba de subsuelo se instala dentro de
la columna de liquido, por debajo de las perforaciones. La bomba se
encarga de levantar el liquido. El gas fluye a superficie por el anular.
Hacer fluir el pozo a la atmdsfera para alcanzar altas tasas de flujo que
levanten el liquido desde el fondo. Este ultimo método tiene grandes
desventajas como es el riesgo de producir incendios y contaminacion
ambiental. También se pierde una gran cantidad de gas al arrojarlo a la

atmodsfera.

4.1.1.2 Acumulacion de Liquido en la Formacion.

Una de las caracteristicas basicas de los yacimientos de gas

condensado es la formacion de condensado retrogrado cuando la presiéon de

la mezcla de hidrocarburos cae por debajo de su presion de rocio durante el

agotamiento isotérmico de la presion del yacimiento.

La acumulacion de condensado retrogrado puede ocurrir:

* En la zona cercana al pozo de produccién cuando la presion de

fondo fluyente es menor que la presion de rocio (Pwf < Proc) y la
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presion promedia del yacimiento es mayor o igual a la presion de

rocio (P > Proc).

* En todo el yacimiento cuando P < Proc. En el primer caso puede
ocurrir desde el comienzo de la explotacion del yacimiento si se
tiene una alta caida de presién en los alrededores del pozo
debido al dafio de la formacion por los fluidos de perforaciéon y el
2do caso se presenta cuando el yacimiento de gas condensado
es producido por agotamiento de presion y la presion del

yacimiento ha caido por debajo de la presion de rocio.

4.1.1.3 En Zonas Cercanas a los Pozos.

Experiencia de campo ha mostrado que ocurre pérdida de
productividad de los pozos cuando se tiene Pwf < Proc, debido a la
condensacion retrograda en la arena y fondo de los pozos. Un banco o anillo
de condensado retrogrado crece alrededor de un pozo de gas condensado
cuando la presion de fondo cae por debajo de la presiéon de rocio, como se
ilustra en la Figura 4.1. Este banco crece cuando la presion del yacimiento
declina disminuyendo la productividad del pozo y generando una pérdida de
componentes pesados en la superficie. El comportamiento es particularmente
rapido en yacimientos de gas condensado rico, cercano al punto de rocio y

de baja permeabilidad.

En el peor de los casos la saturacién de condensado (Se) alrededor
del pozo puede alcanzar valores de 50-60%, superiores a las medidas en las

pruebas CVD (sin medio poroso), generando reducciones de productividad
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de los pozos de 2 a 10 veces la existente antes de la condensacion
retrograda. Esta reducciéon se ha observado hasta en yacimientos de gas
condensado pobres como por ejemplo en el Yacimiento Arun donde se
redujo la productividad en 50% al caer la presién por debajo de presion de
rocio. El gas condensado de este yacimiento tiene solo 1% de volumen de
condensado retrégrado maximo. El cierre del pozo y su restauracion de
presion tienen un efecto despreciable sobre la saturacién del anillo del
condensado y por tanto sobre la productividad del pozo debido a que los
cambios de composicion del sistema (gas + liquido) impiden que el proceso
de condensacion retrograda sea reversible a nivel de yacimiento como si lo

es a nivel de laboratorio en la prueba CCE.

El Bambi, Me Cam vy Sommelbecks, muestran resultados ilustrativos
de la productividad de un yacimiento moderadamente rico la cual disminuye
rapidamente y luego aumenta a medida que su presion cae por debajo de la
Proc. La reduccién de productividad es severa cuando Kh < 1000 md-pie y es
poca cuando Kh > 1000 md-pie. Estudios de simulacion muestran que la alta
saturacion de condensado del anillo, severamente reduce la permeabilidad
relativa al gas condensado (Krg) disminuyendo su tasa de produccion (qQ).
Cuando la presién promedia del yacimiento cae por debajo de la Proc, la
condensacion de las moléculas mas pesadas empobrece el gas condensado
remanente y al fluir este gas a través del anillo vaporiza condensado

disminuyendo su saturacion e incrementando Krg.
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Figura 4.1 llustracion de las regiones que se forman alrededor de un

pozo de gas condensado cuando Pwf < Proc

4.1.1.4 Desarrollo del anillo de Condensado

Como se explico anteriormente en el capitulo Il seccion 2.1.3.2, al caer
la presion de fondo fluyente por debajo de la presion de rocio se forma un
anillo de condensado alrededor del pozo que bloquea parcialmente el flujo de

gas condensado hacia el mismo.

4.2 Descripcion del método de inyecciéon de dioxido de carbono

4.2.1 Inyeccién de Diéxido de carbono

La inyeccidon de CO; es uno de los procesos mas usados. A presiones
requeridas para recuperacion miscible, el CO; dentro del yacimiento es
liquido (a bajas temperaturas) o un fluido supercritico®. Aunque el CO, no es
miscible con muchos petréleos, este puede crear una fuente de
desplazamiento miscible en el yacimiento a medida que mezcla con los

hidrocarburos. En adicion al desarrollo de la miscibilidad, el CO, puede
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contribuir también a la recuperacién de condensado al reducir su viscosidad y
causar el hinchamiento. La minima presion requerida para miscibilidad es
cerca de 1.500 Ipc. El volumen de CO; requerido frecuentemente es de 5 a
10 MPC por barril de petréleo recuperado. La factibilidad econdmica del

proceso esta determinada por los precios locales del COs,.

Modelos fisicos de yacimiento y pruebas de laboratorio son usadas
para disefar proyectos de inyeccion de CO,. Cuando altas concentraciones
de CO; son mezcladas con petroleo, la transferencia de masa de los
componentes entre el CO, y el petrleo puede causar la coexistencia de

cuatro fluidos separados y fase sélida.

Usualmente dos fases predominaran: una fase volatil y rica en CO; y
una menos volatil y rica en hidrocarburos. A temperaturas debajo y cerca a
120°F, las dos fases son liquidas; a medida que la presion se reduce, los
vapores se liberan primeramente de la fase rica en CO,. Por encima de
120°F, el sistema completo estara en la fase vapor a alta presién y altas
concentraciones de CO»; a medida que la presion se reduce en el sistema, la
fase liquida rica en hidrocarburos puede condensar del gas.

4.2.2 Caracteristicas generales y mecanismos del proceso de inyeccion
del CO,

Para comprender acertadamente la forma como el CO, desplaza el
condensado almacenado en Ila roca es importante describir el
comportamiento que exhibe dicho componente cuando esta en contacto con

los fluidos presentes en el yacimiento.
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La propiedad mas importante del CO, es probablemente, su
capacidad para vaporizar y extraer porciones del condensado, con el cual se
pone en contacto. Mediante este proceso, la viscosidad de la fase rica en
CO;, aumenta, creando un contraste de movilidades mas favorables entre el
gas y el crudo o el agua. La solubilidad del CO, provoca un hinchamiento del
crudo y/o condensado, una reduccion de la viscosidad y un aumento de su
densidad en el frente de desplazamiento debido a la extraccion selectiva de
los hidrocarburos ligeros e intermedios. En condiciones supercritica esta
transferencia de masa es considerable, produciéndose incluso una extraccion

hasta de los hidrocarburos con 30 carbonos.

El CO, disuelto en el agua de la formacién produce un aumento de la
permeabilidad de la roca del yacimiento debido a la disoluciéon de los
compuestos carbonatados que contenga. Ello obedece que el CO; en
presencia de agua forma acido carbonico, el cual reacciona con los
carbonatos de calcio y magnesio presentes en la calizas y dolomitas,
respectivamente para formar bicarbonatos solubles en agua. Esto, en
ocasiones, puede ser contraproducente ya que la migracion de finos puede

taponar la formacion.

4.2.3 Criterios para la aplicacién del CO,

Cada yacimiento tiene una serie de propiedades particulares cuya
suma total determina la caracteristica del yacimiento y su comportamiento
cuando se somete a los diferentes métodos de recuperaciéon. La tarea del
ingeniero es determinar tantos parametros caracteristicos como sea posible y

luego predecir el comportamiento y el rendimiento que se obtendra.
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En ese contexto, cada caracteristica por si sola no es un factor

determinante. Por lo tanto la importancia asignada a una de ellas no es de

ser rigida. Es solo la indicacion de una magnitud. Por ejemplo, una gravedad

del petréleo de menos de 25°API usualmente se considera desfavorable para

la recuperacion mejorada del petroleo utilizando la inyecciéon de CO,. Esto no

excluye automaticamente a todos los yacimientos que tienen petroleo mas

pesado de 25°API, ya que podrian existir otros factores favorables que

contrarresten uno desfavorable. Los siguientes criterios deben ser

considerados y puestos en una perspectiva apropiada:

*

La saturacion residual de petréleo es de interés primario. Si el campo
ha sido inundado con agua, la saturacion residual del petréleo podria
ser suficiente para °el éxito tecnoldgico o econdmico. Una saturaciéon
en el rango del 25% al 30% se considera, frecuentemente, como la
minima.

La inundacion previa de agua no elimina automaticamente los campos
que se van a considerar ya que los estudios de simulacion muestran
que el petréleo puede ser recuperado.

La presencia de una capa es usualmente, un factor desfavorable. Si la
presion del yacimiento esta considerablemente por debajo de la
presién minima de miscibilidad, se necesitan grandes volumenes de
CO, para aumentar la presion y obtener miscibilidad. Por otra parte, la
densidad del CO, podria ser mayor que la del gas del yacimiento lo
cual ocasionaria el desplazamiento por segregacion gravitacional.

Un yacimiento altamente fracturado se considera desfavorable, ya que
las fracturas proveen un conducto de inyeccion al pozo productor y
representan un serio problema para cualquier otro tipo de proceso que

se considere.
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Un pre-requisito esencial es garantizar una fuente de CO, adecuada y
confiable a un costo razonable. Existe interés en el nitrégeno y gas
combustible como métodos alternos e inyecciéon de gas debido a la
falta de buenas fuentes de CO, cercanas a muchos de los campos
petroleros del mundo.

La permeabilidad horizontal de la roca del yacimiento no parece ser un
factor critico sin embargo el radio de permeabilidad vertical u
horizontal si lo es. Un estudio de yacimiento simulado sobre una
arenisca vertical u horizontal inundada con agua, llegd a la conclusién
de que la razén Kv/Kh es uno de los parametros mas importantes del
yacimiento para el comportamiento del CO, ya que controla la tasa a
la cual el CO; puede segregarse.

Las zonas permeables y relativamente delgadas en el yacimiento (15-
25pie) son técnicamente ventajosas debido a que disminuyen la
tendencia a contrarrestar la gravedad, pero las zonas de mas espesor
tienen mayor volumen de petréleo.

La profundidad es importante debido a que la presion minima de
miscibilidad esta usualmente por encima de 1.200psi y requieren una
profundidad mayor de 2.500pie, para no exceder el gradiente de la
fractura. La temperatura no se considera, generalmente un factor
importante.

El CO, puro es mejor para la inyeccién, pero raramente esta
disponible. La contaminacién con metano aumenta la presion de
miscibilidad, aunque puede tolerarse hasta un 5 a 10% de dicho gas.
El sulfuro de hidrégeno en cambio, la disminuye pero igualmente
causa serios problemas debido a la corrosion, el peligro para la salud,

el olor y efectos sobre el ambiente.
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4.3 Fases del proceso de recuperacion de condensado retrégrado con
CO,

El proceso de recuperacién de condensado retrogrado CO, esta
compuesto por tres fases: La fase de inyeccién, la fase de cierre y la fase de

produccion®.

4.3.1 Fase de Inyeccion

Esta primera fase consiste en la inyeccién de CO, a temperatura y
tasa suficientemente alta, tales que optimicen el suministro de energia
térmica al yacimiento, para asi lograr la revaporizacion de condensado
retrogrado en las inmediaciones del pozo. Cuando el CO; caliente entre en
contacto con el yacimiento la temperatura se incrementara notablemente en
una zona proxima al pozo, en la cual el condensado retrogrado sera
revaporizado. Aunque el CO, desplazara inicialmente alguna porcién del gas
condensado mas hacia adentro del yacimiento, también se mezclara en
algun grado con los hidrocarburo tanto del gas condensado, como del
condensado retrogrado. Entonces durante la fase de inyeccion, de
distinguiran tres zonas: una zona alterada térmica y composicionalmente, la
zona térmica -composicional; una zona alterada solo composicionalmente, la

zona composicional y una zona no alterada.

La figura 4.2 ilustra esta situacion. Como se observa, en la zona
alterada térmica y composicionalmente de radio rrc, la saturacion del
condensado es practicamente nula. Esto sera cierto si la temperatura es tal
que la presidon de saturacion de la mezcla CO, mas gas condensado

disminuya por debajo de la presion de yacimiento. En la zona alterada solo
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composicionalmente, de radio r., todavia persiste alguna saturacion de
condensado, como se observa en la figura, sin embargo, esta sera
considerablemente mas baja que la que habia antes de inyeccidén, ya que ,e1
CO2 habra extraido alguna porcién de hidrocarburos del condensado

retrogrado hacia la fase gaseosa.

4.3.2 Fase de Cierre

En esta fase el pozo es cerrado después de haber culminado la fase
de inyeccion. Durante esta fase se espera que ocurra una difusién adicional
del CO; en el gas condensado. Al final de esta fase la zona térmica-
composicional y la zona composicional habran alcanzado sus maximos
radios, rrc Yy rc respectivamente. El periodo de duracion de esta fase no debe
ser demasiado largo pues en este caso la zona térmica- composicional

perdera su temperatura.

Sota po Alerada

Figura 4.2 Representacion esquemaética de la fase de inyeccién de CO,
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4.3.3 Fase de Produccioén

En esta fase el pozo es puesto en produccion hasta que la tasa de
produccion de condensado decline nuevamente .Al principio de esta fase el
gas producido en superficie presentara un alto porcentaje de CO,. En este
ultimo puede ser separado del gas y reutilizado, bien sea en nuevos ciclos de

inyeccidn o en proyecto de recuperacion mejorada de petroleo crudo.

4.4 Cambios que presentan los Yacimientos de Gas Condensado ante la
Estimulacion con CO,

Durante la inyeccion de CO, se pueden presentar una serie de
problemas que son causados por la interaccion del CO, con las sustancias
presentes en la formacion. Entre los problemas conocidos se tienen la
reduccion de la inyectividad/productividad, corrosion del equipo de superficie
y de fondo, fugas, depdsitos de "escamas", congelamiento y ocasionalmente
precipitacion de hidrocarburos pesados del crudo y taponamiento por

asfaltenos y/o parafinas.

La inyectividad, asi como la productividad, se pueden ver
considerablemente reducidas por causa de las interacciones del CO; con la
roca del yacimiento y con el agua de formacion. En efecto, el carbonato de
calcio de la roca es atacado por el acido carbonico, formado por la solucion
del CO; en la salmuera, y luego es convertido a bicarbonato de acuerdo a la
reaccion

CaCO; +COy +H,0—>Ca + 2(HC03)-

La disolucién del carbonato de calcio de las paredes, de los canales

de flujo o del material cementante de la roca, causada por esta reaccion,
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puede producir efectos opuestos. Por un lado puede incrementar la
permeabilidad, mientras que por otro lado, puede causar una reduccién en la
permeabilidad por la liberacion de particulas que pueden migrar y
posteriormente obstruir los canales de flujo, lo cual no esta soportado aun por
los datos publicados. Otro efecto adverso de la disolucion del CO; en la
salmuera es la reduccién de la solubilidad al sulfato de calcio (en yacimientos
que contienen yeso o anhidrita). Si la salmuera esta saturada precipitara
alguna porcion de sulfato de calcio cuando el CO, entre en solucién. Esta
precipitacion podria causar una reduccidon de la permeabilidad, y por tanto en

la inyectividad/productividad.

Otro problema relacionado con el CO; en presencia de salmuera es la
formacion de un ambiente corrosivo en los pozos de produccién y facilidades
de superficie. Sin embargo, este problema estaria presente solo en la fase de
produccion, donde es probable que fluyan agua y CO,. En la fase de
inyeccion es suficiente con deshidratar el CO,. Entre las soluciones
conocidas al problema de corrosion se tienen: El uso de inhibidores; el
revestimiento interno de las tuberias de fondo y superficie, y de los
medidores (con plastico o niquel); y el uso de equipos (tuberias vy

empacaduras) de acero inoxidable.

La fuga de CO; a través de la tuberia de inyeccién y del revestidor por
la alta presién también ha mostrado ser un problema. Este ha sido controlado
usando acoplamientos modificados con sellos especiales de Teflon, en un
caso, y con sulfuro de polifenileno como material revestidor de los filetes

engranados de los acoplamientos de las tuberias, en otro caso.

Ocurrira deposicién de "escamas" cuando el CO, sea liberado de la

solucion de la salmuera producida. No obstante, la formacion de tales
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"escamas" es un proceso relativamente lento y la aplicacion de tratamientos
de inhibidores de "escamas" con fosfonato y fosfato de éster en el fondo y en

las facilidades de superficie ha mostrado ser satisfactoria.

El efecto de congelamiento y el taponamiento por asfaltenos/parafinas
también puede constituir un problema. Cuando el CO, se expande a través
de un reductor suficiente calor puede ser absorbido para causar
congelamiento corriente abajo del reductor. Este enfriamiento también puede
agravar la obstruccién de las tuberias, reductores, lineas de produccion y
equipos, por asfaltenos semejantes a hidrocarburos pesados y parafinas. No
obstante, se pueden usar calentadores de superficie para controlar este

problema®.

4.5 Ventajas y desventajas de la aplicacién de la inyeccion de CO; en

yacimientos de gas condensado

VENTAJAS:

* En comparacion con otros métodos de inyeccion para la recuperacién del
gas condensado retrogrado, como la inyeccidén de etano, nitrégeno, agua
y gas natural, la inyecciéon de CO, posee mayor efectividad de vaporizar
este gas condensado retrogrado.

* El efecto revaporizador del CO; actua incluso a temperaturas muy bajas a
diferencia de otros gases comunmente usados para la inyeccion en
yacimientos de gas condensado.

* Como gas de inyeccion puede desarrollar miscibilidad dinamica con el
crudo cuando suficientes contactos han ocurrido entre ambos, gracias a

su habilidad de extraer hidrocarburos de la gasolina y de las fracciones
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gas y petréleo del crudo, asi como, de los hidrocarburos de peso

molecular intermedio.

DESVENTAJAS

a) El alto costo del CO, cuando no se dispone de fuentes de suministro
capaces de proporcionar la cantidad necesaria del mismo.

b) Los problemas de corrosién causados cuando el CO, se pone en
contacto con el agua, debido a que se produce acido carbédnico el cual
€S muy Corrosivo

c) Se requiere mayor volumen de CO; que de gas natural para llenar un

barril de espacio poroso.

4.6 Comparacion de la inyeccién de CO; en los yacimientos de Gas

condensado, con respecto alos métodos convencionales.

4.6.1 Inyecciéon de Agua

Algunas veces es considerada la inyeccion de agua para mantener la
presion de yacimientos de gas condensado. Una serie de factores deben ser
tomados en cuenta antes de tomar la decision. La razon de movilidad agua-
gas condensado es favorable debido a la alta movilidad del gas, esto permite

obtener altas eficiencias volumétricas de barrido.

Sin embargo, la eficiencia de desplazamiento de gas por agua es baja,

sélo alcanza valores de 50% ®.

Considerando los aspectos positivos y negativos que se presentan a
continuacion, el recobro de gas condensado por inyeccion de agua es en

general menor que por inyeccion de gas [cita]. Cualquier posible proyecto de
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inyeccion de agua debe ser bien justificado y en base a pruebas de
laboratorio que indiquen la eficiencia de desplazamiento de gas condensado

por agua.

4.6.1.1. Ventajas de lainyeccién de agua

* Permite un mantenimiento total o parcial de la presiéon del yacimiento
minimizando las pérdidas por condensacion retrograda y logrando
mantener elevadas las presiones de los pozos de produccion.

* Altas eficiencias volumétricas de barrido de gas condensado por agua.

* En yacimientos de gas condensado con zona de petréleo, el agua hace

desplazamiento efectivo del petréleo.

4.6.1.2 Desventajas de la inyeccion de agua

e Altas saturaciones residuales de gas condensado en las zonas
invadidas por agua lo cual reduce considerablemente la fraccion
recuperable del gas condensado originalmente en sitio.

e Se pueden tener grandes dificultades mecanicas para mantener tasas
de inyeccién elevadas en yacimientos presurizados.

e Drastica disminucién de las tasas de producciéon de gas condensado
cuando los pozos empiezan a producir agua.

e Luego de la irrupcién del agua se requiere deshidratar el gas

condensado antes de su procesamiento.

4.6.1.3 Inyeccion de Agua en Yacimientos de Gas Condensado
Agotados
Resultados de campo® han mostrado que la Inyeccién Continua de

Agua (ICA) en yacimientos de gas condensado agotados con presion cerca
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de la de abandono desplaza gas y aumenta el recobro final. La ICA en un
yacimiento de gas condensado pobre (RGC = 71429 PCN/BN) y baja presion
(910 Ipc) del Sur de Louisiana logré aumentar la recuperacion de gas en 25
MMMPCN en diez afios que duré el proyecto. Los buenos resultados
obtenidos se atribuyeron al barrido uniforme hecho por el agua del gas que

se encontraba saturando los poros a baja presion.
4.6.1.4 Inyeccién de Agua vs. Agotamiento Natural

Estudios de simulacién numérica de yacimientos® de gas condensado
con caracteristicas similares a las del mar del norte49 muestran que la
inyeccion de agua es un método alternativo a la inyeccion de gas para
mantener la presion del yacimiento e impedir la pérdida de condensado
retrogrado. La inyeccidn de agua puede ser del tipo continuo o de un tapén
de agua seguida por agotamiento natural. Lograron maximizar el recobro de
gas y condensado con inyeccion de agua en yacimientos de gas condensado
rico. 180 BN/MMPCN (5556 PCN/BN) y 300 BN/MMPCN (3333 PCN/BN).
Los resultados del estudio muestran que:

* Se logra maximizar el recobro de gas (separador) inyectando un tapon
de agua de 25% VPH (volumen poroso ocupado por Hidrocarburos)
seguido de agotamiento. Los recobros adicionales en comparacion con
AN) fueron 6.7 y 3.8% GOES para los yacimientos de gas condensado
con rendimiento de 180 y 300 BN/MMPCN; B) igualmente, los mayores
recobros adicionales de condensado: 19 y 39% COES se lograron
inyectando volumenes de agua de 50 y 60% VPH para los mismos

yacimientos.
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Los resultados de este estudio muestran que la IA en forma 6ptima, es
una técnica alternativa al AN cuando no se tiene disponibilidad de inyeccién
de gas. Resultados similares muestran estudios de simulacién composicional
del Campo Caritoi0. Los yacimientos muestran una fuerte variacion
composicional con profundidad: Gas Condensado - Zona de Transicion -
Petroleo Volatil y al someterlos a procesos de IG, IA y AN se obtuvieron
recobros de 58,42 y 28% LOES (Liquido Original en Sitio, condensado +
petréleo). Indicando que el agua pudiera ser una alternativa en caso de que

no se dispusiera de gas para inyeccion.

4.6.1.5 Inyecciéon de Agua vs. Inyeccion de Gas

Debido a que los aspectos negativos tienen mas peso que los
aspectos positivos, la inyeccion de agua se ha aplicado poco en el
mantenimiento de presion de yacimientos de gas condensado”. Sin embargo
existen algunas ventajas de la inyeccidon de agua sobre la inyeccion de gas y
algunos tipos de yacimientos donde la primera puede generar mayores
recobros que la segunda.

0 Lainyeccion de agua libera gas seco de inyeccidn para la venta.

o Es preferible la inyeccion de agua a la de gas en yacimientos de gas
condensado con pierna de petroleo poco volatil debido a que el agua
desplaza mas eficientemente al petréleo que el gas.

o También es preferible la inyeccion de agua en yacimientos estratificados
debido a que la viscosidad del agua es mayor que la del gas y por esta
razon el agua se canaliza menos rapido que el gas a través de los
estratos de mayor permeabilidad. Si ocurre flujo cruzado o
comunicacién entre los estratos, la inyeccion de gas puede resultar

mejor que la inyeccion de agua.
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4.6.2 Inyeccion Alterna de Aguay Gas

Este proceso consiste en inyectar tapones alternados de agua y gas,
permitiendo que el gas barra la zona alta y el agua las baja de un yacimiento
como se ilustra en la Figura 4.3. La presencia de agua disminuye la
permeabilidad relativa al gas y por tanto su movilidad, de igual forma la
presencia de gas reduce la permeabilidad al agua y su movilidad. Los
mecanismos de recobro que actuan en este proceso al aplicarlo a un

yacimiento de gas condensado son:

0 Altas saturaciones de gas de inyeccion (en vez de gas condensado)
quedan atrapadas en zonas invadidas por agua reduciendo la
saturacion residual de gas condensado.

0 La presencia de agua reduce la permeabilidad efectiva al gas
controlando su movilidad e impidiendo su rapida canalizacién.

o lIgualmente, la presencia de gas reduce la permeabilidad efectiva al
agua reduciendo su movilidad.

0 Disminucion de la movilidad gas/gas condensado y agua/gas
condensado en relacion a proyectos de IG o |A (por separado).

0 La presencia de agua ayuda a desplazar el gas condensado remanente
en la parte inferior del yacimiento en un proyecto de inyeccién de gas.

o El agua produce dispersion del gas y lo obliga a penetrar en zonas de

baja permeabilidad.
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Figura 4.3 Proceso de Inyeccién Alterna de Aguay Gas (IAAG)

4.6.2.1 Ventajas de la Inyeccién Alterna de Aguay Gas (IAAG)
e Mejora la eficiencia volumétrica de Barrido en comparacion a la IG
e Libera gas que puede ser usado en otras actividades
e Cuando la permeabilidad vertical lo permite el gas barre las zonas

altas y el agua barre las bajas de un yacimiento.

4.6.2.2 Factores que afectan el proceso de Inyeccién Alterna de Agua y
Gas (IAAG)

a) Heterogeneidad del yacimiento

b) Propiedades de los fluidos

¢) Humectabilidad de la roca

d) Condiciones de miscibilidad

e) Gas entrampado

f)Y ciertos parametros como: Frecuencia de ciclo, Tamafno del tapén,
tasa de Inyeccion
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4.6.2.3 Recomendaciones para aplicar el proceso Inyeccién Alterna de
Aguay Gas (IAAG)

+ Areas geoldgicas con sistemas de fallas.

* Coexistencia de regiones con grandes contrastes (altas y bajas)
Permeabilidades.

* Zonas de produccion en intervalos de poco espesor (< 6 pies).

* Yacimientos donde presentan dificultades la recuperacién secundaria y

Terciaria

4.6.3 Inyeccion de Nitrogeno

Histéricamente se ha aplicado el ciclaje de gas seco para mejorar el
recobro de liquido de un yacimiento de gas condensado. La mayor
desventaja de este proceso es que el gas seco producido es reinyectado y
por tanto no esta disponible para la venta hasta el final del proyecto cuando
se para la inyeccidn y se agota la presion. Ha sido descrita como un proceso

de tecnologia probada técnica y econdmicamente.

La mayor desventaja de la inyeccidn de nitrégeno es que llega un
momento en que el gas aparece contaminado con nitrdgeno y es necesario

hacer una inversion adicional para separar los hidrocarburos del nitrégeno.

Aunque en Venezuela no se ha realizado hasta el presente ningun
proyecto de inyeccion de nitrogeno, debido basicamente a la relativa
abundancia de gas seco, es conveniente conocer los siguientes aspectos
que se deben tener en cuenta en la toma de decisidén de realizar un proyecto

de inyeccidn de nitrogeno [cita]:



Eficiencia de desplazamiento.

Propiedades fisicas del nitrégeno.

Efecto de la variacion de la permeabilidad.

65

Efecto del nitrdgeno sobre el comportamiento retrogrado del gas

condensado.

Localizacién de los pozos inyectores.

Generacion y costo.
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Figura 4.4 Proceso de Inyeccion de Nitrdgeno en un Yacimiento de Gas

4.6.3.1 Aplicaciones del Nitrégeno (Ny)

* Recuperacion de condensado.

*

*

Condensado.

Optimizacion de la recuperacién de condensado en yacimientos

Nnuevos.

Mantenimiento de la presién en capas de gas.

* Recuperacién adicional en crudos pesados, livianos y medianos.

*

Estimulacién de pozos de gas danado por el efecto capilar final.
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4.6.3.2 Ventajas de la Inyeccion de (Ny)

* Proceso de tecnologia sencilla.
* Altos recobros.
* Actualmente es una alternativa a la inyeccion de gas en yacimientos

de gas condensado en USA y Europa.

4.6.3.3 Desventajas de la Inyeccion de (Ny)

* Contaminacion del gas condensado con Na.
* Reduccion del poder calorifico del gas producido.

* Inversidn adicional para separar el N, de los hidrocarburos.

4.7 Conclusiones

1.

La presencia de liquidos en los pozos de gas afecta negativamente las
caracteristicas del flujo, disminuyendo la productividad del pozo y

generando una pérdida de componentes pesados en la superficie.

El CO, contribuye a la recuperacion de condensado al reducir su

viscosidad y causar el hinchamiento del mismo.

. En la fase de inyecciéon de CO, a temperaturas y tasas elevadas,

optimizan el suministro de energia térmica al yacimiento lograndose la

revaporizacion de condensado retrégrado en las inmediaciones del pozo.

. EI CO; puede causar problemas de reduccién de la inyectividad /

productividad y de corrosion del equipo cuando se pone en contacto con

sustancias presentes en la formacion.
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5. En comparacion con los métodos de inyeccion de nitrégeno, agua, gas
natural, la inyeccion de CO, posee mayor efectividad de vaporizar el

condensado retrogrado.

6. El efecto revaporizador del CO, actua incluso a temperaturas tan bajas

como la del yacimiento (290 °F)

7. EIl diéxido de carbono tiene un efecto superior a otros gases sobre un
rango mas amplio de condiciones y una mayor variedad de tipos de

liquidos hidrocarburos.

8. El gas producido en superficie presentara un alto porcentaje de CO, pero
eéste puede ser separado del gas y reutilizarse en nuevos ciclos de

inyeccion.

4.8 Recomendaciones

1. Construir un modelo computarizado basado en datos del yacimiento para
llevar a cabo la prediccion de la produccion de petroleo con la inyeccion

de CO-

2. Disefiar modelos de simulacion que permitan un mejor entendimiento del

comportamiento de los gases de inyeccion
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