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RESUMEN

Los yacimientos de gas condensado exhiben un comportamiento complejo debido a la
existencia de dos fluidos en el mismo: gas y liquidos condensables, lo que los conlleva a
presentar ciertos problemas adicionales durante su produccion, entre los que se destaca un
fenomeno conocido como condensacion retrograda que consiste en la formacion de un
anillo o banco de condensado retrogrado que crece en las cercanias del pozo, cuando la
presion cae por debajo de la presion de rocio. Es por esta razdon que para optimizar la
explotaciéon de yacimientos de gas condensado con problemas en el recobro de
hidrocarburos, es necesario, aplicar métodos que permitan movilizar el condensado que
satura al medio poroso. Existen numerosos métodos que pueden ser aplicados en la
solucion de este problema, sin embargo, debido a las diferencias existentes en cuanto a las
caracteristicas de rocas y fluidos en cada yacimiento, se requiere de un estudio en particular
en cada uno de ellos. Por todo lo antes expuesto, se realizd un estudio de los métodos de
inyeccion mas utilizados en el oriente del pais, los cuales permiten reducir la formacion
temprana de condensado y la acumulacion del mismo en las cercanias del pozo, con la
finalidad de realizar un analisis comparativo que permitié definir las mejores practicas de
aplicacion de cada método en el control del banco de condensado, ofreciendo un
mecanismo de busqueda rapida para la definicion de criterios de seleccion para su
respectiva aplicacion en el yacimiento. Finalmente, después de desarrollar y analizar cada
uno de los métodos estudiados, se concluyo, que el método mas idoneo para aplicarlo en
esta region es la inyeccion de gas seco, ya que este resultd ser el mas disponible,
economico y el que arrojé eficiencias de desplazamientos mas altas. Todo esto basado, en
las experiencias de campo y conceptuales (estudios de laboratorio y simulacion numérica)

que fueron realizadas en esta zona.
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CAPITULO 1
INTRODUCCION

1.1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Un yacimiento de gas condensado puede obstruirse con sus componentes mas valiosos. La
saturacion del liquido condensado puede incrementarse en la region vecina al pozo como
consecuencia de la caida de presion por debajo del punto de rocio, restringiendo en tltima
instancia el flujo de gas. La restriccion en la zona vecina al pozo puede reducir la
productividad del pozo en un factor o més. Este fendmeno conocido como formacion de
bloque o banco de condensado es el resultado de una combinacion de factores incluyendo
las propiedades de las fases de los fluidos, las caracteristicas del flujo de la formacion y las
presiones existentes en la formacion y en el pozo. Si estos factores no se comprenden en las
primeras instancias del desarrollo de un campo petrolero, tarde o temprano el rendimiento

de la produccion se vera afectado.

Los yacimientos de gas condensado exhiben un comportamiento complejo debido a la
existencia de dos fluidos en el mismo: gas y liquidos condensables, lo que los conlleva a
presentar ciertos problemas adicionales durante su produccion, entre los que se destaca un
fenomeno conocido como condensacion retrograda que consiste en la formacion de un
anillo o banco de condensado retrogrado que crece en las cercanias del pozo, cuando la
presion cae por debajo de la presion de rocio. Esto resulta en un incremento de la saturacion
de liquido, comenzando desde el pozo y moviéndose hacia dentro del yacimiento a medida
que transcurre el tiempo, con lo que se puede ver reducida la permeabilidad relativa al gas,

afectando en mayor grado aun, la productividad de los pozos.

Es por esta razon que para optimizar la explotacion de yacimientos de gas

condensado con problemas en el recobro de hidrocarburos, es necesario, aplicar técnicas
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que permitan movilizar el condensado que satura al medio poroso. Existen numerosas
técnicas que pueden ser aplicadas en la solucion de este problema, sin embargo, debido a
las diferencias existentes en cuanto a las caracteristicas de rocas y fluidos en cada

yacimiento, se requiere de un estudio en particular en cada uno de ellos.

Al definir los efectos que causan la condensacion retrograda en las cercanias del
pozo, es posible programar los proyectos de estimulacién que minimicen el impacto de
éstos sobre la productividad. Uno de los procesos de recuperacion secundaria que
regularmente se utilizan consiste en la inyeccion de fluidos a la formacion. La seleccion del
fluido apropiado para la inyeccion, probablemente sea la parte mas compleja del disefio de
cualquier operacion de inyeccion, pues se debe evaluar tanto la capacidad de reduccion del

banco de condensado como la factibilidad econdmica de la aplicacion, principalmente.

Por todo lo antes expuesto, se hace necesario realizar el estudio de los métodos de
inyeccion mas utilizados por la industria petrolera, que permitan reducir la formacion
temprana de condensado y la acumulaciéon del mismo en las cercanias del pozo, con la
finalidad de realizar un andlisis comparativo que permita definir las mejores practicas de
aplicacion de cada técnica en el control del banco de condensado, ofreciendo un mecanismo
de busqueda rapida para la definicion de criterios de seleccion para su respectiva aplicacion

en el yacimiento.
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1.2. OBJETIVOS

1.2.1. OBJETIVO GENERAL

“Evaluar los métodos de inyeccion comunmente utilizados en el mejoramiento de la
productividad de los yacimientos de gas condensado del oriente de Venezuela,

estableciendo las mejores practicas en el control del banco de condensado retrogrado”.

1.2.2. OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Explicar el efecto del banco de condensado sobre la productividad de los pozos de
gas condensado, cuando la presion de yacimiento cae por debajo de la presion de
rocio.

e Describir los métodos de inyeccion de fluidos aplicados para el mejoramiento de la
productividad en pozos de gas condensado cominmente utilizados en el oriente de
Venezuela.

e Analizar la influencia de los diferentes métodos de inyeccioén sobre el banco de
condensado, mediante un estudio comparativo, con la finalidad de sugerir el método
de inyeccion mas idoneo para el mejoramiento de la productividad en pozos de gas
condensado.

e Definir las mejores practicas de aplicacion de cada técnica en el control del banco
de condensado, ofreciendo un mecanismo de busqueda répida para la definicion de

criterios de seleccion para su respectiva aplicacion en el yacimiento.



CAPITULO I1

MARCO TEORICO

2.1. DESCRIPCION YACIMIENTO EN ESTUDIO

La recoleccion de la informacion se realizé considerando el oriente de Venezuela, como
area de estudio, focalizando la investigacion hacia campos de gas condensado, el cual es el
principio fundamental de la busqueda de informacion referente a proyectos de evaluacion
de métodos de inyeccion, utilizados en el mejoramiento de la productividad de los
yacimientos de gas condensado, considerando el control del banco de condensado
retrogrado como objetivo principal de la inyeccion. De acuerdo a lo antes expuesto se

focalizo la investigacion hacia dos areas en particular:

e Area norte de Monagas.

e Area norte de Anzoategui.

A continuacion se refleja la informacidon que comprende cada una de éstas areas.

2.1.1. Area norte de Monagas

El area denominada “Norte de Monagas” se localiza al Este de Venezuela, en la region
norte del Estado Monagas, aproximadamente a 500 Km de la ciudad capital (Caracas).
Comprende una superficie aproximada de 390 kilémetros cuadrados y estd integrada por
tres grandes bloques en sentido Oeste-Este: Santa Barbara, Mulata-El Carito y El Furrial.

Desde el punto de vista de geologia tenemos las siguientes caracteristicas: Estructuralmente

estd definido por anticlinales alargados, originados por los efectos compresivos que



afectaron el area, fallas de tipo inversa, normales y transgresivas. Adicionalmente se

presentan zonas de cizallamiento originadas por estructuras de origen tectdnico
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transcompresional relacionado a la colision de la placa del Caribe con la de Sur América en
la direccién Noroeste-Sureste a partir del Oligoceno tardio. De acuerdo a lo expuesto

anteriormente se presenta la complejidad estructural del area de nuestros yacimientos.

4
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Figura 2.1. Ubicacién Geografica Area Norte de Monagas.

Estratigraficamente estd representada por sedimentos depositados del Cretaceo hasta
el Pleistoceno, con un espesor maximo en la columna de sedimentos de 17,000 pies. La
seccion productora de hidrocarburo es de aproximadamente 3500 pies de arenas
productoras y estd conformada, de mayor a menor edad, por las formaciones de San
Antonio, San Juan (Cretaceo) suprayacentes discordantemente a la formacion Naricual

(Oligoceno) pasando en concordancia a la formacion Carapita (Mioceno Inferior).
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2.1.1.1. Campo El Furrial

El area El Furrial, al este de Venezuela, se encuentra en la zona norte del Estado Monagas,
vecina al campo de Jusepin, 35 km al suroeste de la ciudad de Maturin. Los campos
petroliferos tradicionales de Jusepin y Santa Barbara habian sido descubiertos en 1938 y
1941 con produccion del Mioceno superior. Pequefios flujos de barro y filtraciones de
petréleo y gas al extremo norte de los campos Travieso-Santa Barbara indicaban las
posibilidades de encontrar acumulaciones comerciales de hidrocarburos debajo del bloque
aloctono de Pirital. En la década de los 50 la Mene Grande Oil Company perford siete
pozos exploratorios que penetraron el bloque, pero no alcanzaron objetivos profundos por

dificultades mecanicas.

En 1957 se encontrd petroleo al norte del campo Tacat en arena de la Formacion Las
Piedras, y entre 1957 y 1958, cuando se perforaron cinco pozos exploratorios en el area de

Pirital, el ultimo, productor, descubri6 petrdleo a poca profundidad.
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Figura 2.2. Ubicacion Geografica de El Furrial.
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A partir de 1985 la exploracioén sismica moderna y la interpretacion geologica bajo
nuevos conceptos llevaron al descubrimiento de yacimientos profundos de El Furrial en
1986, Musipan en 1987 y Carito en 1988. El pozo descubridor del area, El Furrial-1X, fue
completado a 4.565m con produccion de 7.500 BPD de crudo con gravedad 28.5°API. El
esfuerzo exploratorio prosiguid hasta principios de 1988 con la perforacion de cinco pozos
exploratorios profundos. Los pozos que siguieron en el sector El Furrial-Musipan
continuaron obteniendo produccion excepcional de 5.000 a 6.000 BPD/pozo que en algunos

sobrepasdé los 7.000 BPD.

El pozo SBC-3E fue completado en 1989 probando el area al norte de la falla de
Pirital con 6.100 BPD, 35°API. El pozo PIC-1E, 7.5 km al noroeste, confirmd esta
acumulacion debajo del corrimiento y fue completado en 1992 con 4.500 BPD, 36°API.

Corpoven descubri6 en 1993 un nuevo yacimiento de crudo mediano (27-29°API) en
el pozo exploratorio SBC-10E (17.500") con considerables reservas de petroleo y gas. La

exploracion siguié con 4 pozos adicionales en el alineamiento El Furrial-Musipan.

Toda el é4rea fue cubierta por la sismica 2D y 3D que, conjuntamente con la
informacion obtenida de los pozos, ha permitido la division en tres bloques principales, El

Furrial, Carito y El Tejero, de este a oeste.

Los yacimientos se encuentran a gran profundidad (14.000' en El Furrial, 15.000' en
Carito y 17.000"' en El Tejero). El pozo PIC-10E, Corpoven, logré una prueba de 2.560
BPD de crudo de 35°API a profundidad mayor de 18.500'".

El Area El Furrial es vecina a El Corozo, San Vicente, Boquerdn, Chaguaramal,
donde se han identificado estructuras geologicas de igual interés petrolifero. Por otro lado,
la presencia de hidrocarburos livianos en el bloque de El Tejero, 1.700' mas bajo que El

Carito, parece indicar la posibilidad de encontrar hacia el oeste yacimientos de crudo mas
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liviano y porosidad similar en los bloques Casupal-Mata Grande y Tonoro a profundidad

aun mayor que en El Tejero.

La seccion productiva, Cretaceo superior al Terciario medio, es clastica, con espesor
de arena entre 200" y 1.200'". El contenido de arcilla en las arenas creticicas es de 15-25% y
para el Terciario es de 12-15%.

La profundidad de los pozos del norte de Monagas varia desde 14.500' en la cumbre
de la estructura hasta mas de 22.000' para los pozos perforados en los flancos de las areas

profundas de Santa Barbara y Pirital.

Los yacimientos contienen hidrocarburos en forma de gas condensado, petroleo
volatil o petroleo negro. Los hidrocarburos de Santa Barbara y Pirital bajan gradualmente la
gravedad API con la profundidad; se observa una zona de fase gaseosa en la parte mas alta
de la estructura, una seccion de petrdleo volatil al centro, y petrdleo negro en la zona

inferior. La gravedad del crudo en el norte de Monagas varia de 23 a 36°API.

El potencial productivo de los pozos es muy alto. El pozo descubridor, El Furrial-1X,
obtuvo sobre los 7.000 BPD con 275.6 m de arena neta petrolifera. El espesor de arenas ha
permitido el disefio de completaciones dobles, logrando produccién superior a 10.000

BPD/pozo.
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YACIMIENTOS
Campo Yacimiento Edad Gravedad
El Tejero La Pica Miocena Sup. Plioceno 23° AFI
Canto MNaricual Cligoceno 2B°
Furrial - Canto Los Jahillos Cligoceno s}
Tejero - Carto Merecure Cligocena 267
Furrial - Carita Caratas Eaoceno 34°

PRODUCCION

S. Barbara-Pirital  Carito-Mulata El Furrial

Profundidad 17.000° 15.000° 14.000°
Temperatura 30°F ans® F Joo* F
Presian 11.000 Ipe 8.5000 Ipc 7.800 Ipc
Asfaltenos 3% 15% 8%
Arena 0.2 bl 0.5 Ibibl 0.1 Ib/bl

Figura 2.3. Tabla contentiva de informacion referente a Yacimientos y Produccion.

La presion de los pozos alcanza 8.000 a 8.500 Ipc a nivel de yacimiento; la presion
superficial de flujo llega a 7.500 Ipc. La temperatura del crudo se encuentra entre 280°F y
320°F. Algunos yacimientos del area presentan dificultades en el manejo del crudo debidas
al deposito de asfaltenos en el yacimiento y en la tuberia eductora. El crudo de El Furrial

muestra 5% de asfaltenos que llega a 15% en El Carito.

Otro factor desfavorable es el porcentaje de arena, basicamente en el bloque El Carito

y el contenido de H»S se acerca en algunos casos a 880 ppm.

El gas que se produce asociado al crudo se comprime y se transfiere al Complejo
Muscar. El gas rico se envia a la Planta de Extracciéon de Santa Barbara y las corrientes
menos ricas van por gasoducto a la Planta de Extraccion de San Joaquin. El liquido es

transportado a la Planta de José para su fraccionamiento.
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2.1.1.2. Pirital - Orocual — Manresa

En la zona norte de Monagas se encontraron flujos de barro y de petrdleo o gas en la
superficie del terreno, y en 1912 los gedlogos demostraron su interés por descubrir
acumulaciones comerciales de petroleo, recomendando a las empresas que solicitaran

concesiones petroleras al gobierno venezolano.

En 1918 la Caribean Petroleum Company (Grupo Shell) perford en el area de
Orocual, por indicacion de los gedlogos de campo, los pozos Molestia-1 y Molestia-2 (el
pozo mas profundo de Venezuela para aquella época, 3.240"). En abril de 1933 la Shell
encontrd petrdleo de la Formacion Las Piedras a 3.040'. Volvid a perforar durante 1944 y

en 1958 comenzo la explotacion del campo Orocual.

En octubre de 1938 la Standard Oil Company of Venezuela descubrio el campo
petrolifero de Jusepin, y en 1941 la Compaiiia Consolidada de Petroleo (Sinclair) encontro
el petréleo de Santa Barbara. Estos campos se extendieron en el alineamiento de

explotacion del Mioceno superior (Revista Petroleum, No. 93, mayo 1996).

Para 1945 la Venezuelan Atlantic encontrd petroleo a 2.500' en Pirital, al norte de
Santa Barbara, que mas tarde se explotd con yacimientos someros, cuando el ultimo de

cinco pozos exploratorios encontro el petroleo de la Formacion Las Piedras.

Al noroeste de Orocual, la empresa Creole Petroleum Corporation descubrié en 1954
el campo Manresa, a 2.640' de profundidad, mediante estudios sismograficos, con

produccion de Las Piedras y del Cretaceo.

En 1985 la exploracion sismica moderna y la avanzada tecnologia de perforacion

lograron descubrir y alcanzar las estructuras profundas del norte de Monagas y encontrar
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excelentes productores en la alineacion El Furrial-Boquerdon (Petroleum, No. 94, junio 1996

y No. 95, julio 1996) y en los viejos campos Orocual, Mauresa, Pirital y Santa Barbara.

PIRITAL - OROCUAL - MANRESA
MAPA DE UBICACION
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Figura 2.4. Ubicacion Geografica de Pirital.

En el norte de Monagas las perspectivas exploratorias se han incrementado
ultimamente debido a los descubrimientos de petroleo liviano en el Cretaceo superior y el

Terceario inferior evidenciados por los pozos del area de El Furrial y del campo Orocual.

La primera etapa productiva de Pirital corresponde a una seccion delgada de la
Formacion Las Piedras, en buzamiento sur, y otra seccion corta de la Formacion Morichito
hacia el sur del campo. El petréleo generado en la Formacion Carapita migrd directamente
a estos horizontes someros, por ausencia de la Formacion La Pica, y fue retenido en el lado
deprimido de las fallas presentes. En Orocual produjo, igualmente, la Formacion Las

Piedras, con gravedad de 27°API. El crudo de Las Piedras en Manresa muestra 18-20°API.
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NORTE DE MONAGAS [ SECCION NORTE - SUR

Figura 2.5. Norte de Monagas

La segunda etapa productiva del norte de Monagas, corresponde a pozos profundos,
entre 14.500' en la cima de las estructuras hasta mas de 22.000' para los pozos perforados

en los flancos del area de Pirital. En Santa Barbara-Pirital la profundidad promedia 17.000'.

El pozo SBC-3E, del norte de Santa Barbara fue completado en 1989 con produccion
de 6.100 BPD de petroleo con 35°API y 47 MMPCN de gas. Muri-1E prob6 8.371 BPD de

crudo.

En Orocual se produce crudo liviano en la zona F (Formacion Naricual). El Cretaceo
(Formacion San Juan) fue probado en el pozo ORC-15, entre 13.500' y 14.000', con
produccion de 1.316 BPD de crudo liviano (37-40°API). El crudo de Santa Barbara-Pirital
muestra temperatura de 310°F y presion de 11.000 Ipc. Contiene 3% de asfaltenos y 0.2
1b/1b de arena.

En Chaguaramal se presentan presiones anormales durante la perforacion. La
acumulacién profunda se encuentra tanto en zonas de fracturas como en sectores que

muestran porosidad primaria del Cretaceo y del Terciario.



33

El proyecto RECOR (Recobro mejorado de crudo) recuperara en Orocual 21
MMMPCN de condensado (42°API) y 10.000 BPD de crudo, mediante la inyeccion de 90
MMPCN de gas a 6.500 Ipc.

2.1.1.3. Jusepin

El Area Santa Barbara-Jusepin est4 situada al norte del Estado Monagas, 30 km al oeste de
Maturin. Comprende los campos Jusepin, Muri, Mulata, Santa Barbara, Travieso, Mata
Grande y Tacat. El area productora puede ser descrita como una sola unidad, aun cuando
las empresas concesionarias dieron diferentes nombres a sus campos petroliferos.

Conforma una extensa franja de rumbo N 60° E, con mas de 45 kilémetros de extension y

7km de ancho.

Al oeste de Jusepin, la Compaiia Consolidada de Petrdleo (Sinclair) perforo en 1941
el pozo productor Santa Barbara No. 1 y en 1942 el pozo Muri No. 1. La perforacion en la
concesion Amana comenzd en 1941. La Mene Grande Oil Company inici6 la produccién
en 1943, Ia Venezuelan Atlantic Refining Company en 1945 y la Phillips Oil Company en
1946.

La extension noreste del campo Jusepin fue descubierta por el pozo J-130,
completado en marzo de 1944. Es una prolongacion estrecha de 7 km de largo por 700
metros de ancho, que fue desarrollada rapidamente; para agosto de 1945 se habian

perforado 53 pozos.
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Figura 2.6. Ubicacion geografica del campo Santa Barbara.

El pozo profundo J-476 (18.473"), también al norte del corrimiento de Pirital,
perforado en 1996 por el consorcio Total-Amoco bajo convenio operativo con Lagoven,
obtuvo excelente produccion del Oligoceno en horizontes profundos del viejo campo de

Jusepin.

La seccion arenosa de la Formacion La Pica comprende dos conjuntos operacionales
productivos: la seccion inferior conocida como Arenas Textularia y una superior
denominada Arenas Sigmoilina; una zona mas alta (Cassidulina) no ha mostrado
produccion. La acumulacion de hidrocarburos en las areniscas de La Pica esta limitada
principalmente por el acufiamiento de las arenas y existe una multitud de trampas
estratigraficas lenticulares. Se conocen 25 areniscas productoras en las zonas de Textularia
y Sigmoilina. Las areniscas individuales son extremadamente finas y hacia el este se tornan
altamente arcillosas. En la extension noreste La Pica solo ha rendido una produccion muy

€scasa.
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El pozo SBC-3E, perforado en 1989, prob¢ el bloque norte del corrimiento de Pirital,
con 6.100 BPD y 35°API. El pozo PIC-IE, 7.5 km al noroeste, confirm6 en 1992 esta
acumulacion debajo del corrimiento con produccion de 4.500 BPD, 36°API, 37 MMPC/D.
Estos pozos abrieron muy favorables expectativas. Los crudos del Area Santa Barbara-
Jusepin tienen gravedad de 22 a 36°API, con promedio de 31°API. El pozo descubridor J-1,
produjo 544 BPD, 32.6°API. El contenido de azufre es moderado. Los pozos productores
de la Formacién La Pica mostraron una fuerte declinacién de la presion y un rapido
descenso en las tasas de produccion. En noviembre de 1964 comenzo6 la inyeccion de gas en
la extension noreste de Jusepin, suspendida en 1966 y reiniciada en febrero de 1978 hasta

febrero de 1982.

2.1.2. Area Norte de Anzoategui

En la parte septentrional de la Cuenca Oriental de Venezuela, al norte del corrimiento de
Anaco y al oeste de la falla de Urica, se encuentra un area extensa caracterizada
estructuralmente por domos y braquianticlinales fallados, varios de los cuales han
demostrado la presencia de acumulacion de hidrocarburos. Han sido agrupados como la
subregion norte de Anzoategui. Comprende el Area Guaribe-Chaparro en el extremo

noroccidental, el Area Mayor de Anaco al sur, y el Area de Urica al este.

El Area Guaribe-Chaparro incluye las zonas Guaribe-Bruzual, Pefialver, Dragal,
Cajigal, Cascaroncito, Casén, Toco Norte y El Chaparro, con escasa prospectividad
petrolifera debido a las pobres caracteristicas petrofisicas de la Formacion Oficina. El Area
Mayor de Anaco encierra los campos asociados al Corrimiento de Anaco, excelentes
productores de hidrocarburos. El Area de Urica tiene un grupo de estructuras ubicadas al
suroeste de la falla de Urica, y al noreste de los campos tradicionales de Anaco. En esta
area de 3.000 km?, se han descubierto las acumulaciones de La Ceiba-Santa Rosa norte,

Rosal, Tacata, La Vieja, Cerro Pelado y Quiamare. Otras estructuras, principalmente hacia
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la parte central del area, que muestran anticlinales asociados a fallas inversas y presentan

condiciones favorables a la acumulacion de petrdleo, no han sido perforadas.
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Figura 2.7. Mapa de Ubicacion del Norte de Anzoategui.

Figura 2.8. Ubicacion Geografica del Norte de Anzoategui.

El primer campo productor, Quiamare, esta ubicado en el anticlinal de Rio Aragua,
que se define en la superficie. Este anticlinal se encuentra en las laderas de las montafias del
norte de Anzoategui, al sur de la Cordillera Oriental, desarrollado en las formaciones
Capiricual y Quiamare del Grupo Santa Inés. El campo fue descubierto en 1942 por la
Mene Grande Oil Company, mediante geologia de superficie e interpretacion sismografica.

El primer pozo alcanzé 6.500' y fue completado en el Oligo-mioceno. Siguieron los
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descubrimientos de La Ceiba (MGO, 1945) con el pozo La Ceiba-1 (9244'), La Vieja
(MGO, 1950, 2.750"), Cerro Pelado (MGO, 1951, 4.400', sismografo y sondeos
estructurales), Tacata (MGO, 1952, 2.200', sismografo), La Ceibita (MGO, 1963, 2.196',

geofisica).

En el Area norte Anzoategui la mayoria de estructuras no han sido investigadas a
profundidad, por lo que existen ciertas posibilidades atractivas de exploracion. La
definicion de nuevas estructuras y de trampas estratigraficas favorables espera la

investigacion por la sismica moderna.

De los campos de Urica solo La Ceiba sobresale en produccion y en reservas. Son
petroliferas las arenas de la Formacion Merecure (Oligoceno) y Oficina (Mioceno).
Contiene 35 horizontes productores, donde la acumulacion de hidrocarburos estd controlada
principalmente por el cierre estructural del domo y, en menor grado, por acufiamiento de las
arenas. La gravedad del crudo varia entre Juan (Cretaceo) rindié cantidades menores de

petroleo.

El campo Quiamare produce de la Formacion Oficina, arenas Naranja K, hasta
Amarillo G, la més profunda alcanzada por los pozos. El crudo tiene una gravedad de 30-
35°API y el condensado 50°API. Las arenas productoras, igual que en La Vieja y Cerro
Pelado son duras, litificadas, con porosidad de hasta 7% y permeabilidad baja (150md). En
Quiamare se observa recementacion de los granos minerales por carbonato de calcio y la

presencia de fracturamiento secundario.

La Ceiba y Cerro Pelado mostraron crudo de 36 y 38.1°API, respectivamente. Tacata

probo petroleo de 37.2°API en la Formacion Carapita (Oligo-mioceno).

El campo La Vieja produjo petroleo con promedio de 25.9°API, 0.56% de azufre y
0.6% de parafina. El pozo descubridor, VZ-2, obtuvo 115 BPD, 26.4°API, baja relacion
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gas-petroleo, 10% de agua y sedimento. En el campo se obtuvo produccion de once
horizontes diferentes de la arena Merecure J, de la Formacion Merecure. Las arenas basales
de la Formacion Las Piedras produjeron en 1950 un total de 4.651 barriles (15,5°API) en el

pozo VZ-2 antes de la completacion en la arena Merecure J,.

2.2. YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO

Los yacimientos de gas condensado son aquellos que estdn formados, o contienen un gas
condensado. Un gas condensado es un fluido monofasico en condiciones de yacimiento
originales. Estd compuesto principalmente de metano [C1] y de otros hidrocarburos de
cadena corta, pero también contiene hidrocarburos de cadena larga, denominados
fracciones pesadas. Bajo ciertas condiciones de temperatura y presion, este fluido se
separard en dos fases, una gaseosa y otra liquida, lo que se conoce como condensado

retroégrado.

Durante el proceso de produccion del yacimiento, la temperatura de formacion
normalmente no cambia, pero la presion se reduce. Las mayores caidas de presion tienen
lugar cerca de los pozos productores. Cuando la presion de un yacimiento de gas
condensado se reduce hasta un cierto punto de rocio, una fase liquida rica en fracciones
pesadas se separa de la solucion; la fase gaseosa muestra una leve disminucion de las
fracciones pesadas. La reduccion continua de la presion incrementa la fase liquida hasta que
alcanza un volumen maximo; luego el volumen de liquido se reduce. Este comportamiento

se puede mostrar en un diagrama de la relaciéon PVT (Figura 2.9).

Esta grafica de la relacion PVT indica el comportamiento monofasico fuera de la
region bifasica, que esta limitada por las lineas correspondientes al punto de burbujeo y al
punto de rocio. Todas las lineas de saturacion de fase constante (lineas de guiones)
convergen en el punto critico. Los niimeros indican la saturacion de la fase de vapor. En un

yacimiento de gas condensado, la condicion inicial del yacimiento se encuentra en el area
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monofasica, a la derecha del punto critico. Conforme declina la presion del yacimiento, el
fluido atraviesa el punto de rocio y una fase liquida se separa del gas. El porcentaje de
vapor disminuye, pero puede aumentar nuevamente con la declinacién continua de la
presion. La cricondeterma es la temperatura maxima a la cual pueden coexistir dos fases.
Los separadores de superficie habitualmente operan en condiciones de baja presion y baja

temperatura.
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Figura 2.9. Diagrama de Fases de un sistema de Gas Condensado.

El volumen de la fase liquida presente depende no so6lo de la presion y la temperatura,
sino también de la composicion del fluido. Un gas seco, tiene insuficientes componentes
pesados como para generar liquidos en el yacimiento aunque se produzca una gran caida de
presion cerca del pozo. Un gas condensado pobre genera un volumen pequefio de fase
liquida - menos de 561 m’ [100 bbl por millén de pies’] - y un gas condensado rico genera
un volumen de liquido mas grande, generalmente superior a 842 m’ por millon de m® [150
bbl por millén de pies’]. No existen limites establecidos en las definiciones de pobre y rico,
y descripciones adicionales (tales como muy pobre) también se aplican, de modo que estas

cifras deben tomarse como meros indicadores de rangos.
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La determinacién de las propiedades de los fluidos puede ser importante en cualquier
yacimiento, pero desempefia un rol particularmente vital en los yacimientos de gas
condensado. Por ejemplo, la relacion gas/condensado juega un papel importante en lo que
respecta a la estimacion del potencial de ventas tanto de gas como de liquido, necesarias
para dimensionar las instalaciones de procesamiento de superficie. La cantidad de liquido
que puede encontrarse inmovilizado en un campo, también es un aspecto econdmico
esencial. Estas y otras consideraciones, tales como la necesidad de contar con tecnologias
de levantamiento artificial y estimulacion de pozos, dependen de la extraccion precisa de
muestras de fluido. Los errores pequeios producidos en el proceso de toma de muestras,
tales como la recoleccion de un volumen de liquido incorrecto, pueden traducirse en errores
significativos en el comportamiento medido, de modo que la extraccion de muestras debe

hacerse con sumo cuidado.

fias condensada :i.no E "M Gas condensado pohire

Temperatura ded yacimiento Tarmparatura 3l yacimienso

Punto /-

|
‘1-\.,_\__\'_
Pragién,
'
.
~5

Temparatura, K Temperatuen, K
Figura 2.10. Diagrama de Fases de un yacimiento de Gas Condensado pobre

(izquierda) y uno rico (derecha).



41

2.3. CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO

La prediccion del comportamiento de yacimientos de gas condensado ha sido muy dificil
debido a los cambios de fases que frecuentemente ocurren en estos yacimientos, tales
como, condensacion retrograda a presiones por debajo de la presion de rocid y
revaporizacion del condensado retrogrado a bajas presiones (a menos de 10000 Ipc).
Dependiendo de las caracteristicas del yacimiento se recomienda del uso del simuladores
composicionales cuando el yacimiento es grande y se tiene una buena informacion sobre las
propiedades de la roca y fluidos del mismo, o de los modelos analiticos sencillos cuando el

yacimiento es pequeio.

2.3.1. Yacimientos subsaturados

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

superficie.

2.3.2. Yacimientos saturados

En este caso la presion inicial es igual a la presion de rocid (Pi=Proc). La mezcla se
encuentra inicialmente en fase gaseosa en equilibrio con una cantidad infinitesimal de
liquido. Tan pronto disminuye la presion del yacimiento ocurre formacion del liquido en el
mismo, a este liquido se le llama CONDENSADO RETROGRADO. En ningiin caso se
debe tener que Pi sea menor que Proc (la muestra PVT no seria representativa de la zona de

gas condensado).


http://ingenieria-de-petroleo.blogspot.com/2008/11/clasificacin-de-los-yacimientos-de-gas.html
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2.3.3. 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 rocid retrograda. Debido a que los
primeros componentes que se condensan son los menos volatiles (mas pesado), el
rendimiento del liquido (BNcond./MMPCN gas de separador) de la mezcla de hidrocarburo
producido disminuye con el tiempo (a medida que la presion del yacimiento cae por debajo

de la presion de rocio).

2.3.4. Yacimientos de gas condensado sin condensacion retrograda en el yacimiento

La presion de este yacimiento se mantiene igual o superior a la presion de rocio retrograda,
no ocurre condensacion retrograda en el yacimiento. La composicion de la mezcla de
hidrocarburo producida no varia y el rendimiento de liquido en superficie permanece
aproximadamente constante. Este comportamiento es similar a los yacimientos de GAS
HUMEDO. La presion de un yacimiento de gas condensado se mantiene por encima de la
presion de rocid retrograda cuando estd asociado a un acuifero activo o estd sometido a un

proceso de mantenimiento de presion.

2.4. CONCEPTOS BASICOS DE INGENIERIA DE YACIMIENTOS PARA LA
APLICACION DE METODOS DE RECUPERACION MEJORADA

2.4.1. Propiedades de las rocas

Antes de definir cudles son las propiedades de las rocas, es importante dar a conocer

algunos conceptos basicos sobre yacimientos tales como:

Los yacimientos pueden clasificarse segun dos criterios:
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2.4.1.1. De acuerdo a su Geologia

Geologicamente los hidrocarburos se acumulan en la naturaleza a través de trampas que
son condiciones geoldgicas de las rocas del subsuelo que permiten la acumulacion del
petréleo o del gas natural. Las trampas pueden ser de origen estructural (pliegues y fallas) o
estratigrafico (lentes, acufiamientos de rocas porosas contra rocas no porosas denominadas

rocas sellos).

Toda trampa presenta como caracteristica principal una roca de yacimiento, limitada
en su tope y base por una roca sello, que impide que los hidrocarburos acumulados puedan
escapar. Aunque generalmente se encuentra asociado al petroleo, existen yacimientos
donde el principal producto es el gas y a los cuales se les denomina yacimientos
gasiferos. De acuerdo a lo mencionado la clasificacion de los yacimientos geoldgicos es la
siguiente:

e Yacimientos estructurales: Son aquellos constituidos por la deformaciéon de los
estratos del subsuelo, causada por fallas (fracturas con desplazamiento) y

plegamientos; generando un anticlinal.

EGAS WPETROLEC MAGUA © RCA POROSA EROCA IMPERMEABLE

Figura 2.11. Representacion de yacimientos estructurales.
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Yacimientos estratigraficos: Son aquellos originados por cambios laterales y
verticales en la porosidad y permeabilidad de la roca. Se forman generalmente

cuando ha desaparecido la continuidad de una roca porosa.

Figura 2.12. Representacion de yacimientos estratigraficos.

Yacimientos mixtos: Son aquellos originados por una combinacién de pliegues y/o

fallas con cambios de porosidad y permeabilidad en las rocas.

FETROLED
Bieild A

Figura 2.13. Representacion de yacimientos mixtos.
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2.4.1.1. De acuerdo al estado de los fluidos en el yacimiento

e Yacimientos de petrdleo: En este tipo de yacimientos el petréleo es el producto
dominante y el gas estd como producto secundario disuelto en cantidades que
dependen de la presion y la temperatura del yacimiento. Reciben el nombre de
yacimientos saturados aquellos en donde existe muy poco gas en solucion con el
petroleo bajo las condiciones de presion y temperatura existentes, lo que ocasiona
que cualquier exceso de gas se desplace hacia la parte superior de la estructura, lo

que forma una capa de gas sobre el petroleo.

Figura 2.14. Representacion de yacimientos de petroéleo.

En yacimientos de petréleos sub-saturados el gas esta disuelto en el petroleo; por lo

tanto a condiciones iniciales no existe capa de gas.

e Yacimientos de gas-petréleo: Son aquellas acumulaciones de petrdleo que tienen
una capa de gas en la parte mas alta del yacimiento. La presion ejercida por la capa
de gas sobre la del petréleo es uno de los mecanismos que contribuye al flujo

natural del petréleo hacia la superficie a través de los pozos.
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Cuando baja la presion y el petréleo ya no puede subir espontaneamente, puede
inyectarse gas desde la superficie a la capa de gas del yacimiento, aumentando la presion y

recuperando volimenes adicionales de petréleo.

Figura 2.15. Representacion de yacimientos de gas-petroleo.

e Yacimientos de gas condensado: Estos yacimientos de hidrocarburos estdn en
estado gaseoso, por caracteristicas especificas de presion, temperatura y
composicion. El gas estd mezclado con otros hidrocarburos liquidos; se dice que se
halla en estado saturado. Este tipo de gas recibe el nombre de gas himedo; durante
la produccion del yacimiento, la presiéon disminuye y permite que el gas se

condense en petroleo liquido.

Figura 2.16. Representacion de yacimientos de condensado.
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Yacimientos de gas seco: En éstos el gas es el producto principal. Son yacimientos
que contienen hidrocarburos en su fase gaseosa, pero al producirlos no se forman
liquidos por los cambios de presion y temperatura. El gas se genera gracias a un
proceso de expansion, parecido al que ocurre en las bombonas, donde la cantidad de

gas esta relacionada con la presion del recipiente.

Figura 2.17. Representacion de yacimientos de gas seco.

Yacimientos de gas asociado: El gas que se produce en los yacimientos de
petréleo, de gas-petréleo y de condensado, recibe el nombre de gas asociado, ya que
se produce conjuntamente con hidrocarburos liquidos. El gas que se genera en
yacimientos de gas seco se denomina gas no asociado o gas libre y sus partes

liquidas son minimas.
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Figura 2.18. Representacion de yacimientos de gas asociado.

2.4.1.2. Medio poroso, estructura y propiedades

Para que los hidrocarburos permanezcan dentro de los yacimientos, las capas o estratos
subyacentes que los cubren, deben ser impermeables. De igual manera, los lados tienen que
impedir la fuga de los liquidos. Ciertas condiciones fundamentales deben estar presentes
para que exista un yacimiento, como son: la porosidad de la roca, el volumen total del
yacimiento que se estima tomando en consideracion su espesor promedio y extension; la
cantidad de hidrocarburos en sitio, dada por el porcentaje de saturacion, o sea el porcentaje

del volumen que forman los poros y que esta ocupado por los hidrocarburos.

Estos factores basicos sirven para estimar el aspecto volumétrico del yacimiento. Para
complementar la apreciacion volumétrica en sitio, es muy importante determinar y aplicar
el factor de recuperacion, que presenta el porcentaje estimado de petroleo que podra

producirse durante la etapa primaria de produccion del yacimiento.

Tanto este factor, como la etapa primaria de produccion, estan intimamente ligados al
aspecto econdmico del desarrollo inicial y la vida productiva subsiguiente del yacimiento.

Desafortunadamente, no es posible extraer todo el petrdleo en sitio del yacimiento; sin
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embargo no se escatiman esfuerzos por estudiar, investigar y aplicar métodos que
conduzcan a la extraccion del mayor porcentaje acumulado durante la primera y segunda
etapas de vida productiva del yacimiento y, quizas, si fuese posible, hasta una tercera y

cuarta etapa.

Al examinar muestras pequeias de rocas de acumulacion, se pueden observar ciertas
variaciones en las propiedades fisicas de la roca de gran interés para el ingeniero de
yacimientos, ya que a partir de estas se puede cuantificar el contenido de hidrocarburos y
determinar la forma mas eficiente desde el punto de vista técnico-econdmico, de extraer la

mayor cantidad posible de hidrocarburos de los yacimientos.

De los andlisis de nucleos (corazones) o de las pruebas que se realizan estos, las tres
caracteristicas de interés consideradas en una roca reservorio desde el punto de vista de
ingenieria de yacimientos, son: porosidad, permeabilidad y saturaciones de petroleo, gas y

agua.

2.4.1.2.1 Porosidad

La porosidad es la caracteristica fisica mas conocida de un yacimiento de petroleo; se
refiere a la medida del espacio intersticial (espacio existente entre grano y grano), y se
define como la relacion entre el volumen poroso y el volumen total de la roca; también se
puede decir que la porosidad de una roca es la fraccion del volumen total de la misma

ocupada por el esqueleto mineral de la misma.

Volumen Poroso (Vp)
8= Ec.1
Volumen Total
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La porosidad representa los volimenes de petroleo y/o de gas que pueden estar
presentes en un yacimiento petrolifero. Todas las operaciones de produccion, y

recuperacion adicional de los hidrocarburos, estan basadas en su valor.

En los yacimientos de petroleo, la porosidad representa el porcentaje del espacio total
que puede ser ocupado por liquidos o gases. Dicha propiedad determina la capacidad de
acumulacion o de depdsito de la arena y generalmente se expresa como porcentaje, fraccion

o decimal.

a) Clasificacion de la porosidad

o Porosidad absoluta: Es el porcentaje de espacio poroso total, con respecto al
volumen total de la roca, considerando los poros que estén o no interconectados
entre si. Una roca puede tener una porosidad absoluta considerable y aun no asi
tener conductividad a los fluidos, debido a la falta de comunicacion entre los poros.
Este es el caso de las lavas y otras rocas igneas con porosidad vesicular.

e Porosidad efectiva: Es el porcentaje de espacio poroso intercomunicado, con
respecto al volumen total de la roca. Por consiguiente, es una indicacion de la
facilidad a la conductividad de los fluidos por la roca, aunque no es una media
cualitativa de este parametro. La porosidad efectiva es una funcion de muchos
factores litoldgicos. Los mas importantes son: tamafio de los granos, empaque de
los granos, cementacion y clases de arcillas. La porosidad efectiva es la que interesa
para las estimaciones de petroleo y gas en sitio.

e Porosidad no efectiva: Es la resultante de la diferencia entre la porosidad absoluta

y la efectiva.

Geologicamente la porosidad puede clasificarse de acuerdo al origen y al tiempo de

deposicion de los estratos de la siguiente manera:
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Porosidad primaria (intergranular): La cual se desarrollo al mismo tiempo que
los sedimentos fueron depositados (areniscas y calizas).
Porosidad secundaria (inducida): La cual se form6 por un proceso geologico
subsecuente a la deposicion del material. Entre estas tenemos:
0 Porosidad en solucion: Se presenta en las rocas cuyos intersticios estan
formados por soluciones (efectos quimicos).
0 Porosidad por fractura: Originada en las rocas sometidas a fracturas
(efectos fisicos).
0 Porosidad por dolomitizacion: Cuando las calizas se transforman en

dolomitas, las cuales son mas porosas.

b) Factores que afectan la porosidad

Existen diversos factores que afectan las propiedades y caracteristicas propias de la

porosidad. Estos factores son los siguientes:

Tipo de empaque: Para un sistema idealizado se supone granos perfectamente
esféricos y de igual diametro.

0 Cubico: @=47,6 %

0 Rombohedral : @=25,96 %

0 Ortorrombico: ©¥=39,54 %

0 Tetra Esferoidal: @=30,91 %

Material cementante: Formado por el cemento que une los granos entre si; este
puede ser transportado en solucion cuando los sedimentos ya estaban depositados,
otras veces es producto de la disolucion de los mismos sedimentos. Materiales

cementantes mas comunes: carbonato de calcio, silice y la arcilla.
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2.4.1.2.2. Permeabilidad

Un factor muy importante en el flujo de los fluidos en un yacimiento, es la permeabilidad
de la roca, que representa la facilidad con que los fluidos se desplazan a través del medio
poroso (red de poros interconectados), sin embargo no existe una determinada relacion de

proporcionalidad entre porosidad y permeabilidad.

La permeabilidad se mide en Darcys, en honor al ingeniero hidraulico francés Henri
Darcy, quien formula la ley que lleva su nombre, que reza: “la velocidad del flujo de un
liquido a través de un medio poroso, debido a la diferencia de presion, es proporcional al

gradiente de presion en la direccion del flujo”.

En la industria se emplea el milidarcy, equivalente a 0,001 darcy. Las rocas pueden

tener permeabilidades que van desde 0,5 hasta 3.400 milidarcys.

a) Clasificacion de la permeabilidad:

¢ Permeabilidad absoluta (K): Es cuando existe una sola fase (fluido homogéneo o
un solo liquido) la cual satura 100% el medio poroso.

e Permeabilidad efectiva (Ke): La permeabilidad efectiva de un fluido, se refiere a
un medio donde fluyen dos o més fluidos (fases) simultaneamente, y se representa
por Ko, Kg y Kw. Esta permeabilidad es funcion de la saturacion del fluido
considerado, y como es ldgico suponer, serd siempre menor que la permeabilidad
absoluta.

¢ Permeabilidad relativa (Kri): Es la relacion entre la permeabilidad efectiva y la
permeabilidad absoluta. Existe K efectiva y relativa a los fluidos que generalmente
se encuentran en los yacimientos; esta permeabilidad también es funcion de la
saturacion del fluido (i=petréleo, gas o agua) y siempre sera menor o igual a la

unidad.
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Kri=—— Ec.2
K
2.4.1.2.3. Ley de Darcy

En 1856, Darcy investig6 el flujo del agua con un centipoise de viscosidad, a través de los
filtros de arena para purificar el agua. Darcy interpretd sus observaciones de tal forma que

obtuvo resultados esencialmente dada por la siguiente ecuacion:

k-A-(AP)
g=1127 - —— = Ec.3
p-L

P; Nucleo de Roca P:

Figura 2.19. Ecuacion de Darcy.

Donde:
K: permeabilidad absoluta (Darcy). u: viscosidad (cp).
A: area (Pies?). L: longitud (pies)

AP: caida de presion (Ipca).

Donde Q representa la tasa o volumen de flujo a través de un cilindro con arena

empacada, que tiene una seccion transversal A y una longitud L, los puntos 1 y 2
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representan la columna hidraulica donde ocurre el diferencial de presion, K y p representan

la permeabilidad y viscosidad respectivamente.

La ley establece que la velocidad de un fluido homogéneo a través de un medio
poroso saturado 100% con dicho fluido, es proporcional al gradiente de presion e
inversamente proporcional a la viscosidad del mismo.

a) Consideraciones de la Ley de Darcy

¢ Fluido incompresible, flujo horizontal:

Flujo horizontal rectilineo en estado estable donde comunmente se hacen todas las medidas
de permeabilidad. Considere un bloque de un medio poroso como el de la figura; aqui Q, el
volumen de la tasa de flujo, estd uniformemente distribuida sobre la cara de influjo de area
“A”. Si el bloque esta 100% saturado con un fluido incompresible y es horizontal, entonces
las condiciones generales y la ecuacion para este tipo de fluido con su respectivo flujo son

las siguientes:

Figura 2.20. Representacion de fluido incompresible flujo horizontal.

k-A-(P1-P2)
q = Ec. 4
gL

e El fluido es incompresible.
e El fluido es homogéneo.

e El fluido no reacciona con el medio poroso.
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e El flujo es viscoso.

e El flujo esta en equilibrio dinamico.

e El flujo es lineal.

e El flujo es isotérmico.

e El flyjo es horizontal.

e La viscosidad es independiente de la presion.

e Fluido incompresible, flujo radial:

Este modelo supone la consideracion de elementos cilindricos a través de los cuales fluye el

fluido incompresible hacia el pozo.

FLUWO .f:lé.DIAL

Figura 2.21. Representacion de fluido incompresible flujo radial.

_k-A-(Pe— Pwf)

- Ec.5
u-1n(ZE) )

q

e Fluido compresible, flujo horizontal:

El flujo de un fluido compresible, tal como un gas, en el cual la densidad cambia con la
presion, puede ser medido usando la misma ecuacion original; pero la tasa de flujo

resultante estard medida a una presion promedio.
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+ po
k'A-[Fl__F_1
= £ / Ec.6
4 L

¢ Fluido compresible, flujo radial:

Se utiliza la misma ecuacion de flujo radial, pero la tasa de flujo es medida a una presion

promedio.

FLUJO RADIAL

Figura 2.23. Representacion de fluido compresible flujo radial.
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Todas las ecuaciones descritas hasta ahora estdn en unidades de laboratorio. Para
transformarlas en unidades de campo es necesario considerar las siguientes equivalencias;

una vez incluidas estas equivalencias las ecuaciones quedan de la siguiente forma:

Fluido incompresible, flujo horizontal:

k-A-(P1—P2)

= 1,127 Ec.8
q yL c
¢ Fluido incompresible, flujo radial:
k-h-(Pe—Pw
qg=307- ( s ) Ec.9
weLn(50)
e Fluido compresible, flujo horizontal:
koA (Pl ; P2 )
q=1127- Ec.10
gL
¢ Fluido compresible, flujo radial:
k-h-(Pe—Pw
q =3.07- ( 2 Ec.11

wtn(75)
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2.4.1.2.4. Valores Promedio de Permeabilidad

El medio poroso no presenta homogeneidad en toda su extension y a su vez esto conlleva a
la variacion de la permeabilidad, en sentido tanto vertical como horizontal; esta puede ser
considerada suponiendo que el medio poroso estd formado por estratos paralelos y en series

respectivamente, de modo de poder obtener un valor representativo de la permeabilidad.

e Capas en paralelo, flujo horizontal

Transformando el paquete de arenas anterior en uno de permeabilidad promedio,

tenemos que:

I

Figura 2.24. Representacion permeabilidad capas en paralelo.
Las condiciones generales de este problema son las siguientes:
o qt=ql+q2+q3
e KI#K2#K3 #Kt



L1=L2=1L3=L

P1=P2=P3=P

hl1 #h2#h3+#h

Finalmente sustituyendo en la ecuacion general de Darcy, se obtiene lo siguiente:

Capas en Paralelo, Flujo Radial

tenemos que:

Pwf

Transformando el siguiente paquete de arenas en uno de permeabilidad promedio,

Pe

Pwf

Pe
Figura 2.25. Representacion permeabilidad capas en paralelo flujo radial.

Las condiciones generales de este problema son las siguientes:

59
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o qt=ql+qg2+qg3
o KI#£#K2#K3#Kt
e rl=r2=r3=r

e PI=P2=P3=P
e hl#h2#h3#h

Finalmente sustituyendo en la ecuacion general de Darcy, se obtiene lo siguiente:

LNe
-
=

Kp = Ec.13

hi

1

£ | =

| .
'.l

™~

e Capas en serie, flujo horizontal

Figura 2.26. Representacion permeabilidad capas en serie flujo horizontal.

~]

>n, Li

Kp = I Ec.14
v S
i1 K

e Capas en serie, flujo radial
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Figura 2.27. Representacion permeabilidad capas en serie flujo radial.

Ln(Z2
Kp = (F'“”] Ec.15

" Ln (r:'rj 1)

2.4.1.2.5. Compresibilidad

La compresibilidad de cualquier material (sélido, liquido o gaseoso) para un intervalo de
presion dado y a una temperatura dada, es el cambio de volumen por unidad de volumen

inicial, causado por una variacion de presion que ocurre sobre el material.

La compresibilidad de la roca y de los fluidos se convierte en un mecanismo de
expulsion de los hidrocarburos. Este parametro es de gran importancia ya que, al iniciarse
la produccion del yacimiento y manifestarse la caida o abatimiento de la presion, se
expanden la roca y los fluidos. La expansion de la roca provoca una disminucion del
volumen agregado de poros interconectados; la expansion de los fluidos tiende a
contrarrestar el vaciamiento ocurrido por la produccion de los fluidos, el cual causo la caida
de presion. Ambos efectos concurrieron en la misma direccion, es decir, expulsar fluidos

del volumen de poros interconectados.
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e Compresibilidad total de la roca: Es el cambio en volumen por unidad de
volumen (cambio fraccional en volumen) por unidad de presion diferencial.

e Compresibilidad del poro (efectiva): Es el cambio en el volumen poroso de la
roca (cambio fraccional en volumen) por Ipc de presion diferencial (cambio en
presion) entre la existente en el interior de los poros y el exterior de la roca.

e Compresibilidad de la matriz de la roca (granos): Es el cambio en volumen de la
parte solida (granos) de la roca por unidad volumétrica de granos (cambio fraccional

en volumen) por Ipc de presion diferencial.

2.4.2. Propiedades de los fluidos

Para iniciar una discusion sobre el comportamiento de los fluidos en los yacimientos,
primero se nombraran ciertos parametros que tienen gran influencia en este
comportamiento, como son la presion, viscosidad de los fluidos y la temperatura del
yacimiento, luego se hara una breve descripcion de los diferentes tipos de fluidos y por

ultimo el desplazamiento de los fluidos dentro de los yacimientos.

2.4.2.1. Presion del yacimiento

Es muy importante la presion del yacimiento porque es ésta la que induce al movimiento
del petroleo desde los confines del yacimiento hacia los pozos y desde el fondo de éstos a la
superficie. De la magnitud de la presion depende si el petroleo fluye naturalmente con
fuerza hasta la superficie o si, por el contrario, la presion es solamente suficiente para que
el petroleo llegue hasta cierto nivel en el pozo. Cuando se da este caso, entonces se recurre

a la extraccion de petroleo del pozo por medios mecénicos.

A medida que el pozo se produce hay decaimiento de la presion. En el transcurso de

la vida productiva del pozo, o del yacimiento en general, se llega a un limite econémico de
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productividad que plantea ciertas alternativas. Anticipadamente a la declinacion
antiecondmica de la presion se puede intentar restaurarla y mantenerla por inyeccion de gas
y/o agua al yacimiento, con fines de prolongar su vida productiva y aumentar el porcentaje
de extraccion de petroleo del yacimiento econémicamente, o abandonar pozos o abandonar

el yacimiento en su totalidad.

La presion natural del yacimiento es producto de la naturaleza misma del yacimiento;
se deriva del mismo proceso geologico que formod el petrdleo y el yacimiento que lo
contiene y de fuerzas como la sobrecarga que representan las formaciones suprayacentes
y/o agua dindmica subyacentes que puede ser factor importante en la expulsion del petroleo
hacia los pozos. De igual manera, el gas en solucion en el petrdleo o casquete de gas que lo
acompafie representa una fuerza esencial para el flujo del petrdleo a través del medio

poroso.

2.4.2.2. Temperatura del yacimiento

El conocimiento del gradiente de temperatura es importante y aplicable en tareas como
disefio y seleccion de revestidores y sartas de produccion, fluidos de perforacion y fluidos
para reacondicionamiento de pozos, cementaciones y estudios de produccién y de

yacimientos.

La temperatura estd en funcion de la profundidad; mientras mas profundo esté el
yacimiento, mayor la temperatura. Si el gradiente de temperatura es de 1 °C por cada 30
metros de profundidad, se tendra para un caso hipotético de un estrato a 1.500 metros, una
temperatura de 50 °C mayor que la ambiental y si la temperatura ambiental es de 28 °C, la

temperatura del estrato sera 78 °C, y a 3.000 metros seria 128 °C.
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2.4.2.3. Viscosidad de los crudos

La viscosidad de los crudos esta sujeta a cambios de temperatura, asi que un crudo viscoso
se torna mas fluido si se mantiene a una temperatura mas alta que la ambiental. Esta
disminucién de la viscosidad hace que la friccion sea menor y, por ende, facilita el flujo y

hace que la presion requerida para el bombeo por tuberia sea menor.

2.4.2.4. Fluidos de los yacimientos

Los yacimientos de hidrocarburos, béasicamente estan compuestos por cinco tipos de
fluidos, que comprenden gases, liquidos y compuestos intermedios que dependen de las
condiciones de presion y temperatura del yacimiento. Estos fluidos pueden ser
caracterizados e identificado mediante un diagrama de Presion vs. Temperatura, que se
construye una vez obtenido una muestra de los mismos, a través de los pozos, y analizados

en el laboratorio, cuando se perforan y descubren un nuevo yacimiento.

2.4.2.4.1. Diagrama de fases

e Diagrama de fases de una sustancia pura:

A continuacion se muestra un diagrama Presion vs Temperatura de una sustancia pura y

posteriormente se definen cada uno de los puntos de interés de dicho diagrama:
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Figura 2.28. Diagrama de fases de una sustancia pura.

Los puntos de interés del diagrama anterior son los siguientes:

0 Punto critico: Limite maximo de la linea de presion de vapor.

65

0 Temperatura critica: Temperatura por encima de la cual un gas no puede

convertirse en liquido sea cual fuere la presion aplicada.

O Presion critica: Presion por encima de la cual gas y liquido no pueden

coexistir sea cual fuere la temperatura aplicada.

O Punto triple: Punto en donde tanto la fase sélida, la liquida y la gaseosa

coexisten bajo condiciones de equilibrio

e Diagrama de fases para los diferentes tipos de yacimientos.

Los yacimientos de hidrocarburos, bdsicamente estdin compuestos por cinco tipos de

fluidos, que comprenden gases, liquidos y compuestos intermedios que dependen de las

condiciones de presion y temperatura del yacimiento. Estos fluidos pueden ser

caracterizados e identificados mediante un diagrama de Presion vs. Temperatura, que se

construye una vez obtenido una muestra de los mismos, a través de los pozos, y analizados

en el laboratorio, cuando se perforan y descubren un nuevo yacimiento.

El comportamiento de los fluidos de los yacimientos durante su vida productiva es

determinado por la forma de su diagrama de fase y la posicion de su punto critico. El
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conocimiento del comportamiento de una mezcla de dos componentes servirda como una

guia para el comportamiento de las mezclas de multicomponentes.

4000 YACIMIENTOS
DE PETROLEQ

3500

127 °F
m
HCIE TERMICD = 250°F

3000

Te

2500

2000

PRESION DEL YACIMIENTO Lpea

100 150 200 250 300 350
TEMPERATURA DEL YACIMIENTO °F

[&
4]
=]

Figura 2.29. Comportamiento de fluidos en los yacimientos.

Los puntos de interés del diagrama anterior son los siguientes:

0 Punto critico: Punto en el cual todas las propiedades del liquido y gas son
idénticas.

O Punto cricondentérmico: Temperatura por encima de la cual no puede
formarse liquido aunque se aplique la presion que se desee.

O Punto cricondenbarico: Presion por encima de la cual ningun gas puede
formarse a pesar de que se aplique cualquier temperatura

O Punto de rocio: Presion a la cual solo existe una infima cantidad de
Liquido. Anélogo al Punto de Burbujeo.

O Punto de burbuja o burbujeo: Presion a la cual se comienza a liberar la

primera burbuja de gas.

Ahora se discutird los cinco tipos de fluidos de un yacimiento petrolifero. Para

iniciar, se definiré la forma tipica de sus diagramas de fase y se veran varias reglas sencillas
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que pueden ayudar a determinar el tipo de fluido obteniendo datos de produccion

disponibles.

e Yacimiento de gas seco:
0 T yacimiento > T cricondentérmica.
0 La mezcla de hidrocarburos se mantiene en fase gaseosa en el yacimiento y
en la superficie.
0 El gas es mayoritariamente metano.

0 Sodlo se pueden extraer liquidos por procesos criogénicos (Bajo 0°F).

¢ Yacimiento de gas humedo:
0 T yacimiento > T cricondentérmica.
0 La mezcla de hidrocarburos permanece en estado gaseoso en el yacimiento.
En la superficie cae en la region bifasica.

0 Liquido producido es incoloro y de API > 60°.

e Yacimiento de gas condensado:
0 T critica <T yacimiento < T cricondentérmica.
0 La mezcla de hidrocarburos se encuentra en fase gaseosa o en el punto de
rocio a las condiciones iniciales del yacimiento.
0 El gas presenta condensacion retrograda durante el agotamiento isotérmico
de la presion.
0 Se puede definir como un gas con liquido disuelto.
0 Lareduccién de Py T en el sistema de produccion hace que se penetre en la
region bifasica y origina en la superficie:
0 Condensado: Incoloro — Amarillo.
API 40° - 60°
RGC: 5000 - 100.000 PCN/BN
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e Yacimiento de petroleo de alta volatilidad:

0 T yacimiento ligeramente inferior a T critica.

0 La mezcla de hidrocarburos a condiciones iniciales, se encuentra en estado
liquido cerca del punto critico.

0 Equilibrio de fase en estos yacimientos es precario. Alto encogimiento del
crudo cuando la presion del yacimiento cae por debajo de la presion de
burbujeo.

o0 El liquido producido tiene las siguientes caracteristicas:

Color amarillo oscuro a negro.

API > 40°

RGP entre 2.000 - 5.000 PCN / BN
Bo>1,5BY /BN.

e Yacimiento de petroleo de baja volatilidad (petroleo negro):
0 T yacimiento << T critica.
0 El liquido producido tiene las siguientes caracteristicas:
Color negro o verde oscuro.
API <40
RGP <2.000 PCN /BN
Bo < 1,5 BY/ BN

A continuaciéon se muestra en un diagrama Presion Vs. Temperatura, el

comportamiento de los diferentes y tipos de yacimientos, descritos anteriormente.
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Figura 2.30. Diagrama de diagrama Presion Vs. Temperatura.

e Yacimiento de petroleo saturado:

Reciben el nombre de yacimientos saturados aquellos en donde existe muy poco gas en
solucion con el petroleo bajo las condiciones de presion y temperatura existentes, lo que
ocasiona que cualquier exceso de gas se desplace hacia la parte superior de la estructura, lo

que forma una capa de gas sobre el petroleo.

P yacimiento < 6 = P burbujeo

e Yacimiento de petroleo sub-saturado:

En yacimientos de petroleos sub-saturados el gas esta disuelto en el petréleo; por lo tanto a

condiciones iniciales no existe capa de gas.

P yacimiento > P burbujeo
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2.3.2.5. Propiedades de los liquidos del yacimiento

Los liquidos difieren de los gases en que tienen menos fluidez (mayor viscosidad) y menos
cambios volumétricos con cambios de temperatura y presion. Un liquido es un fluido que
tiene un volumen definido para una masa fija bajo condiciones dadas. De esta manera, un

liquido asumira la forma, pero no necesariamente llenara el envase que lo contenga.

Existen varios parametros que son de gran importancia para el estudio del

comportamiento de los liquidos de un yacimiento petrolifero; entre los cuales tenemos:

2.3.2.5.1. Gravedad especifica

El liquido obtenido en la superficie a condiciones de tanque, proveniente de la produccion
de los pozos, es una mezcla compleja de hidrocarburos. Si conocemos la composicion de
esta mezcla se puede calcular su densidad y una vez obtenida esta, se puede calcular la
gravedad especifica la cual nos da una idea del tipo de crudo que tiene el yacimiento; ya

que a partir de la gravedad especifica se tiene la °API.

Q

— — 131,55 Ec.16

La gravedad especifica se calcula a partir de una relacion de densidades; es decir, de
la division de la densidad del fluido del yacimiento entre la densidad de un fluido de

referencia que es el agua, y por lo tanto este es un valor estandar (1 gr/cm’ o 62,43 1b/ftY).

a
GE = Ec.17

pw
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2.3.2.5.2. Factor volumétrico del petroleo (Bo)

Antes de hablar acerca del factor volumétrico del petrdleo es necesario definir lo que
representa el factor volumétrico en general, y no es mas que la relacion que existe entre un
fluido (petrdleo, gas o agua) a condiciones de yacimiento y a condiciones de superficie o
condiciones normales (determinadas condiciones base de presion y temperatura a las que se
acostumbra a medir los fluidos producidos de un yacimiento, bien sea para céalculos de

ingenieria o para la venta; las mas usada son: 14,7 Ipca y 60°F).

El factor volumétrico del petroleo o factor volumétrico del fluido de formacion es un
factor que representa el volumen de petréleo saturado con gas, a la presion y temperatura
del yacimiento, por unidad volumétrica de petréleo a condiciones normales. También se le
denomina factor monografico, ya que en el yacimiento, lo que en la superficie seria

petréleo y gas, se encuentra en una sola fase liquida.

Se identifica por el simbolo fo y se expresa generalmente en barriles de yacimiento
(BY) por barril a condiciones normales (BN). Debido a que la temperatura y el gas disuelto
aumentan el volumen del petroleo fiscal, este factor serd siempre mayor que la unidad. El
Bo representa el volumen y las condiciones de presion y temperatura originales del barril de
petroleo en el yacimiento tal y como se definié anteriormente; pero posteriormente cuando
ese mismo barril de petroleo llega a la superficie significa que su volumen de liquido se ha
reducido, que ha liberado gas, ya que su presion y temperatura han cambiado y por ende se

cumple la siguiente relacion:

Volumen del Liquido que Volumen del liquido que

entra al tanque en la superficie deja el yacimiento
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2.4.2.4.2. Factor volumétrico del gas (Bg)

Es un factor que representa el volumen de gas libre, a presion y temperatura del yacimiento,
por unidad volumétrica de gas libre a condiciones normales. Se expresa con el simbolo gy
sus unidades generalmente son barriles de yacimiento (BY) por pie cubico de gas a

condiciones normales (PCN).

Volumen de Yacimiento

Bg = Ec.18

Volumen a Condiciones Standard

Tal y como se menciond anteriormente por lo general el factor volumétrico del gas se
expresa en barriles de yacimiento (BY) por pie cibico de gas a condiciones normales
(PCN); sin embargo para algunos calculos tal es el caso de balance de materiales se
requiere el Bg en pies cubicos de yacimiento (PCY) por pie cibico de gas a condiciones
normales (PCN). Para poder realizar estos célculos se utilizan las dos ecuaciones detalladas

a continuacion:

Z T rBarriles de Yacimiento
Bg = 0,00504- [ Ec.19
PCN
Z-T [Pie® de Yacimiento
Bg = 0,0282- Ec.20

PCN

Donde:
» Z: Factor de compresibilidad del gas.
» T: Temperatura (°R).
» P: Presion (Ipca).
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2.4.2.4.3. Solubilidad del gas en el petrdleo

Es la cantidad de gas que se encuentra en solucion en un petréleo crudo a determinadas
condiciones de presion y temperatura. Generalmente se expresa en pies cubicos de gas a
condiciones normales (PCN) disueltos en un barril de petroleo, también a condiciones

normales (BN) y se denomina Rs (Relacion Gas-Petréleo en Solucion).

Para un mismo gas y petréleo a una temperatura constante, la cantidad de gas en
solucion aumenta con la presion; y a una presion constante, la cantidad de gas en solucion

disminuye a medida que la temperatura aumenta.

2.4.2.4.4. Factor volumétrico bifasico o de formacion Total (pt)

Es un factor adimensional que representa el volumen en el yacimiento a determinada
presion y temperatura, de la unidad volumétrica de petrdleo a condiciones normales mas su

gas originalmente en solucion (a presion de burbujeo).

El volumen en el yacimiento estara formado por petrdleo saturado con gas (a las
condiciones del yacimiento) mas gas libre (diferencia entre el gas original menos el gas en
solucion para saturar el petroleo). De alli que también se le denomina factor volumétrico
bifasico; este factor se expresa con el simbolo Bt y sus unidades son las mismas que las del

Factor Volumétrico del Petrdleo.

2.4.3. Interaccion roca fluido

Existen dos propiedades fundamentales de la roca, relacionadas con: la capacidad de

almacenamiento de los fluidos (porosidad) y la conduccién de los mismos (permeabilidad).
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Para ello es necesario determinar la fraccion del volumen poroso ocupado por cada
uno de los fluidos presentes; dicha fracciéon de volumen de poros, ocupando por agua,

petrdleo o gas, es precisamente lo que se denomina saturacion del fluido.

2.4.3.1. Saturacion de fluidos en el yacimiento

Se cree que el petréleo en su proceso migratorio, desplazo parte del agua que originalmente
saturaba la roca. De esta manera, una roca reservorio normalmente contendra hidrocarburos
mas agua denominada (agua connata) ocupando el mismo o el espacio poroso vecino. Para
determinar la cantidad de hidrocarburos acumulados en el volumen poroso del yacimiento

es necesario cuantificar la saturacion de fluido (petroleo-gas-agua) del material rocoso.

Para poder realizar este procedimiento nos basamos en las siguientes formulas:

S5f=50+5g+ 5w =100% Ec.21
Sl=5%50+5w//5g=1-5I Ec.22
Vo Vw V

50 = Sw= — ng_g
Vp Vp Vp

La determinacion de la saturacion de los fluidos presentes en los diferentes estratos
de un yacimiento puede realizarse, al igual que la porosidad y la permeabilidad de dos
formas diferentes:

e Mediante registros de pozos, los cuales miden propiedades eléctricas y radioactivas
(registro eléctricos, neutrén, FDC, entre otros.) que permiten identificar los fluidos
contenidos en el yacimiento.

e En el laboratorio, haciendo uso de los Métodos de la retorta y de extraccion.
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e Por solventes.
La distribucion de fluidos en un yacimiento, es el resultado de la segregacion natural,

producto de las diferencias de densidades en los fluidos que saturan el medio poroso.

a) Factores que afectan la saturacion

Entre los factores que afectan principalmente la saturacion de los fluidos en el yacimiento

se encuentran:

¢ Fluido de perforacion: Invasion de barro y filtrado dentro de la formacion,
lo cual altera las condiciones originales de saturaciones de fluidos.

e Expansion de fluidos: Cuando la muestra se recupera en la superficie, el
agua, petroleo y gas presente en la muestra se expanden y salen expulsados
de la misma. Asi el contenido de fluidos de la muestra en la superficie, no es

el mismo que existe en el yacimiento.

Finalmente se puede decir que, los valores de saturacion obtenidos directamente de
muestras de nucleos generalmente no son confiables en la determinacion de la cantidad de
cada fluido en la roca. Sin embargo, esa informacion es util en la obtencién de

correlaciones que ayudan en el estimado de la distribucion inicial de fluidos.

e Medio poroso con multiples saturaciones de fluidos

Cuando existe un solo fluido presente en el yacimiento, solamente hay que considerar las
fuerzas originadas por la interaccion roca-fluido. Para el caso general de dos o mas fluidos
presentes, hay que tomar en cuenta otras fuerzas y factores presentes en el flujo de los

fluidos, tales como los que se definiran a continuacion:
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2.4.3.2. Tension superficial e interfacial

Cuando se estudian sistemas multifasicos, es necesario considerar el efecto de las fuerzas
que actian en la interfase cuando dos fluidos inmiscibles estdn presentes. En las regiones
limitrofes entre dos fases siempre existira un desbalance de fuerzas moleculares. El

resultado neto de este esfuerzo es una tendencia a reducir el area de contacto.

Tal y como se observa en la siguiente figura, las moléculas inferiores ejercen su
fuerza de atraccion en todas las direcciones, mientras que las moléculas localizadas en la
superficie del liquido estdn sometidas a una fuerza de atraccion dirigida hacia el liquido;
por lo tanto, los liquidos tienden a ajustarse a si mismo creando un area superficial minima;
ademads, se comparten como si estuvieran recubiertos con una membrana elastica (menisco)

que tiende a contraerse.

PELITULA SUPERF 1AL

Y .
E AIRE
N MOLECULAS
MEN/BCR T Exmimiones

AN
P N RS 2
N LY L -
ERCATAT
—Em

e

IE'I'HDL.!Q“;7 MOLETULES IHTERIGRES

; Vs
MOLECULAS

Figura 2.31. Tension superficial.

Si imaginamos una linea de longitud unitaria sobre la superficie del liquido, fuerzas
opuestas e iguales actuaran a uno u otro lado sobre dicha linea (F1 y F2). A dichas fuerzas
se le denominan Tension Superficial, siendo sus unidades por unidad de longitud
(dinas/cms). El término de Tension Superficial esta reservado a la tension ejercida en la
superficie de un liquido, el cual est4 en contacto con su vapor o con aire y eso representa el

trabajo necesario para crear una membrana nueva en la superficie.
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El término de Tension Interfacial es utilizado para definir la tension de la superficie
de separacion o interfase entre dos liquidos inmiscibles, pero en sentido estricto, la tension
superficial es también tension interfacial, en la figura que se muestra a continuacion se

pueden apreciar ambas tensiones.

Tension Superficial

Tension Interfacial

Figura 2.32. Tension superficial e interfacial.

2.4.3.3. Humectabilidad o mojabilidad

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 dicho so6lido; con referencia al yacimiento: la superficie solida se
refiere al volumen del grano; y los fluidos por lo general son petroleo y agua. Esta tension
de adhesion ocurre cuando existe mas de un fluido saturando el yacimiento, y es funcion de

la tension interfacial.

Otro término sin6nimo utilizado es el de mojabilidad, denominandose fluido mojante
o humectante al que presenta mayor tensiéon de adhesion con la roca del yacimiento. En la
siguiente figura pueden observarse dos liquidos, agua y mercurio, en contacto con una

superficie solida (varilla de vidrio) y la mojabilidad de cada liquido con respecto al solido.
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Varilla de
Vidrio

Varilla de

Vidrio
—'—"'_'f'_'_'_'_'_\_\___\_\\"‘—\—.

Figura 2.33. Ejemplo de Mojabilidad.

La varilla de vidrio al sacarla del agua estd “mojada” mostrando que cierta agua es
mas adhesiva al vidrio que al agua misma. Caso contrario sucede con el mercurio; por
consiguiente, un liquido moja un so6lido cuando la adhesion del liquido al sélido es mayor a
la cohesion de las particulas del liquido entre ellas mismas. La Mojabilidad depende de tres
factores principalmente: el fluido mojante, el tipo de material y por tltimo la condicion de

la superficie del material. Para el caso de Petroleo-Agua-Solido tendremos el siguiente

comportamiento:
Petréles /

SUPERFICIE DE LA ROCA
D = ANGULO DE CONTACTO

ENRE — T

e [ S .

HIDROFILO QLEQFILD
(Bw <907 (Ew =907

Figura 2.34. Mojabilidad.
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Segun lo plasmado en la figura cuando existe una tension de adhesion positiva (0
>90°) indica que la superficie solida estd preferencialmente mojada o humectada por agua;
para valores de 6> 90°, la roca tiende a humectarse con petroleo; y para valores de 0

cercanos a 90°, la roca presenta igual preferencial de mojabilidad con los dos fluidos.

En base a esto podemos identificar claramente dos tipos de yacimiento segin su
mojabilidad:

e Hidrofilos:
« Angulo de contacto < 90.
* Mojados preferencialmente por agua.
* El agua se desplaza por los canales de flujo pequenos.
* El petrdleo se desplaza por los canales mas grandes.
* Abarca la mayoria de los yacimientos petroliferos.

e Oledfilos:
« Angulo de contacto mayor de 90°.
* Mojados preferencialmente por petréleo.
* El petrdleo se desplaza por los canales mas pequeios, el agua por los

mas grandes.

* Pocos yacimientos son oleofilos.

e No hay yacimientos Gaséfilos.

Es importante sefialar que las fuerzas de atraccion del fluido mojante tienden a ocupar
los espacios mas pequefios, y el no mojante los espacios mas abiertos, tal y como se

muestra a continuacion en la figura anexa.
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Figura 2.35. Mojabilidad en el medio poroso.

2.4.3.4. Presion capilar

Las fuerzas capilares presentes en el yacimiento, se originan por la acciéon molecular de dos
o mas fluidos inmiscibles (petroleo, agua y gas), que coexisten en dicho medio poroso.

Estas son realmente las fuerzas retentivas que impiden el vaciamiento total del yacimiento.

La evidencia mas comun de la existencia de los fenomenos capilares, es la que se
observa al colocar un tubo capilar en un recipiente con agua y ver como el agua sube en el
capilar, hasta alcanzar el equilibrio. Esta situacion es bastante similar a la que ocurre en un
yacimiento, si se consideran los canales porosos como tubos capilares de diferentes
diametros, distribuidos irregularmente a través del yacimiento y conteniendo tres fluidos

inmiscibles: agua, petroleo y gas.

En la siguiente figura se muestra un recipiente que contiene petroleo y agua. Si se
introduce un tubo capilar de vidrio, el cual se considera preferiblemente mojado por agua;
el agua ascenderd en el capilar, una altura h por encima su nivel en el recipiente. Este

ascenso se debe a las fuerzas de adhesion entre el tubo y los liquidos inmiscibles, y es
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balanceado por la accion de la gravedad sobre la masa de petroleo y agua. La condicion de
equilibrio es este sistema, se logra cuando las fuerzas que empujan el agua hacia arriba,

sean iguales a las fuerzas que tienden a mantener los fluidos (petrdleo y agua) en equilibrio

hidrostatico.
]
CAPILAR 4
N T Petrd
_ A j/uqumo
“ L\ g
Figura 2.36. Presion capilar.
Donde:

* 6= Angulo de contacto agua-soélido.
* r=Radio del capilar.

* h= Altura hasta la cual sube la columna de fluido.

La tension de adhesion es la fuerza que tiende a jalar el liquido hacia arriba a través
de las paredes del tubo; esta fuerza es balanceada por el peso de la columna de liquido que
sube hasta una altura h. Por encima de la interfase, la presion del liquido (Pob) es mayor

que la presion por debajo de ella (Pwb).
Con referencia a la figura 2.36, la interfase petroleo-agua en el envase (Pto.“A”) es
horizontal, por lo tanto la Pc=o, y se cumple que: Pwa=Poa; por lo tanto para la relacién de

presiones en el punto “B” debemos considerar las siguientes densidades. po y pw:

Pob=Poa—po-g-h Ec.23
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Pwb=Pwa—pw-g-h Ec.24
Pob—Pwb =Pc= (pw—po)-g-h Ec.25
Pe = [Gdte, — Gdte_]-h Ec.26

En funcion de Tension interfacial (o):

2-owo-cosf
Pc = Ec.27
-

Finalmente podemos definir la presion capilar como la resistencia capilar a la
penetracion dentro del tubo (saturado con un fluido mojante) de un liquido el cual no moja
la sustancia en el tubo. Como tal, la presion capilar se llama también la presion de

desplazamiento del tubo.

2.4.3.5. Saturacion de agua connata

Se conoce como agua connata a la que permanece adherida a las paredes de los poros y que

no se desplaza; esta se puede determinar a través de:

*  Muestras de ntcleos obtenidas con un lodo a base de petroleo.
* Registros eléctricos.

* Data de presion capilar.
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2.4.3.6. Histéresis capilar

La histéresis esta representada por el historial de las curvas de presion capilar vs
saturaciones que se llevan a cabo en el medio poroso. La tension interfacial y la
mojabilidad pueden ser diferentes cuando la interfase fluido-fluido esta avanzando o

retrocediendo sobre una superficie sélida. Este fendmeno se denomina histéresis.

2.4.3.7. Drenaje

El drenaje es el proceso por el cual la fase no-mojante desplaza, del medio poroso, a la fase
mojante. Es un proceso forzado (generalmente no espontdneo) pues las fuerzas capilares
tienden a retener la fase mojante dentro de la estructural capilar. En este proceso siempre
existe una presion umbral (presion a la cual la fase mojante comienza a ser desplazada)

asociada a las fuerzas capilares originadas en los capilares de mayor diametro.

ACEITE

I - Drenaje

AGILLA, G, AGLUA,

Presion Capilar

Saturacion de Fase Mojante

Figura 2.37. Desplazamiento de petrdoleo por agua en un sistema mojado por petroleo

(Drenaje).
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2.4.3.8. Imbibicion

La imbibicion es el proceso espontdneo de desplazamiento, con una fase mojante, de la fase
no mojante. Este proceso no requiere aplicacion de fuerzas externas al sistema roca-fluidos,

por lo que no existen presiones umbral.

+ + +

AGLA AGUA AGELA

Figura 2.38. Desplazamiento de petro6leo por agua en un sistema mojado por agua.

(Imbibicién).

2.4.3.9. Permeabilidades relativas

Hasta ahora hemos visto como la permeabilidad absoluta “K” es una propiedad de la roca,
cumpliéndose para esto un fluido homogéneo saturando 100% la roca; cuando fluyen mas
de un fluido cada uno de ellos tiene su propia conductividad o facilidad para fluir que

dependera de la saturacion presente.

Se entiende por permeabilidad relativa el cociente entre la permeabilidad efectiva de
un fluido, a un valor de saturacion dado, y la permeabilidad absoluta; es decir la

permeabilidad efectiva del mismo fluido a una saturacion de 100%.

Las permeabilidades relativas se determinan por lo general para sistemas bifasicos
agua — petroleo y gas — petrdleo, con agua connata inmovil, representandose graficamente

un par de curvas de permeabilidades relativas de las fases mojante y no mojante vs.
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saturacion de la fase mojante, es decir, curvas de Kro y Krw vs Sw, Kro y Krg vs. So, tal

como se ilustra en la figura 2.39.

Kro max.

Krw max.

PERMEABILIDAD RELATIVA

Swe |+ Sorw-»|

SATURACION DE AGUA

Figura 2.39. Permeabilidades relativas.

La figura muestra resultados tipicos en un sistema agua-petréleo con el agua (fase

mojante) desplazando el petroleo, a continuacion se explicaran los puntos de interés del

grafico:

Para que la fase mojante agua en la curva comience a fluir (Kr > cero), se requiere
alcanzar un cierto valor de saturacion denominado saturacion critica o de equilibrio,
Swc o Sc.. Este valor normalmente oscila entre 0 y 30%.

De manera similar existe una saturacion residual para la fase no mojante (Snc o
Sorw); que es el valor de saturacion del fluido desplazado, al cual cesa de fluir.

Los End Points, son los puntos en donde hay las méaximas saturaciones de los
fluidos del sistema.

Punto de corte entre las curvas de permeabilidad relativa que es el indicativo, en
forma cualitativa, de dos aspectos importantes: en primer lugar, si la saturacion de
agua determinada a partir de registros de pozos es mayor o igual a la saturacién
correspondiente a dicho punto de corte, la produccion de petrdleo del pozo sera

baja, y declinara rapidamente, aumentando al mismo tiempo la produccion de agua;
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en segundo lugar, mientras mayor sea el desplazamiento de la curva de la fase
mojante hacia la derecha y hacia abajo, serd mayor la mojabilidad preferencial de la

roca con respecto al agua.

2.4.3.10. Razon de movilidad

La razon de mobilidad que existe entre el agua y el petroleo esta dada por las siguientes

ecuaciones:

Kw
— = Aw = Mobilidad del Agua Ec.28
uw
Ko ) i
— = Ao = Mobilidad del Petrdleo Ec.29
[o
Aw . )
o = M = Razon de Mobilidad Ec.30
o

2.4.3.11. Corte de agua o flujo fraccional de agua

De interés en el desplazamiento de petréleo y agua, es el calculo de la cantidad de agua que
produce un pozo en relacion a la tasa total de produccion. Esta cantidad se conoce como

corte de agua y se puede calcular a partir de la siguiente ecuacion:

W w
fw = q e Ec.31

gotqw gt

Ademas tenemos las siguientes ecuaciones para las tasas de agua y petroleo:
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Donde:
* Kw/Ko=Permeabilidades efectivas del agua y petréleo.
* H= Altura.
* Pe= Presion estatica del yacimiento.
* Pwf=Presion de fondo fluyente.
* uw/po= Viscosidad del agua y petréleo.
*  Bw= Factor volumétrico del agua (BY/BN).
* Bo= Factor volumétrico del petréleo (BY/BN).
* Re=Radio estatico del yacimiento.
* Rw=Radio del pozo.
Asumiendo flujo continuo en donde la suma de la tasa de agua mas la tasa de petrdleo

conforman la tasa de flujo total tenemos que:

P = Ec.34
W= Ko aw Bw
Kw uo fo

2.4.3.12. Relacion Gas-Petréleo de Produccion

Otro parametro importante es la Relacion Gas-Petroleo de Produccion “Rp”, la cual se
define como el volumen de gas producido por cada barril de petrdleo obtenido en superficie

y se expresa en pies cubicos normales (PCN) por barriles normales (BN).
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Rp = (E) + Rs Ec.35

-Bg Ec.36

T
=]

g0 08 Ko h- (Pe — Pw)
oo on (2]

Ec.37

Donde:
* Bg=Factor volumétrico del gas (PCN/BY).
* Bo= Factor volumétrico del petréleo (BY/BN).

Sustituyendo ambas ecuaciones de tasa en la ecuacion general de relacion gas-

petrdleo de produccion obtenemos la siguiente:

Rp=fo-fg-—-—+Rs Ec.38

2.4.3.13. Factor mecanico de daiio (Skin factor “S”)

Daiio en el pozo es un término descriptivo aplicado cuando, la permeabilidad es reducida
cerca de la cara de la arena. Esta reduccion de la K puede ocurrir, durante la perforacion y
completacion, debido a los fluidos utilizados en esas operaciones. Las consecuencias reales
incluyen, taponamiento de lo poros por materiales finos que se hallan en los fluidos de

perforacion y la reaccion de la roca de la formacion con el filtrado.
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La estimulacion usualmente es resultado, de intentos deliberados para mejorar la
produccion del pozo. Las técnicas comunes incluyen, acidificacion y fractura hidraulica. La
acidificacion consiste en disolver los materiales cementantes y la roca cerca del pozo
mediante la inyeccion de sustancias 4cidas, a través de las perforaciones del revestidor. La
fractura hidréaulica es la creacion de fracturas en la formacion, con la inyeccion de fluidos
especiales a alta presion, usualmente acompafiada por arena y algin otro agente

divergentes.

Cuando un pozo se estd perforando un AP (+) siempre se mantiene dentro del pozo
para prevenir influjo de los fluidos del yacimiento. Debido a esto, los fluidos de perforacion
invadiran parcialmente la formacion y ocasionan una zona dafiada en la vecindad del pozo.

En base a esto el Factor de dafio (adimensional) se define por la siguiente ecuacion:
K —Ka ra
S5=———Ln(—) Ec.39
Ka

Donde:
» K=Permeabilidad inalterada.
» Ka= Permeabilidad alterada.
a) Interpretacion del factor de dafio “S”
e Un factor de dafio (S) positivo indica una restriccion de flujo (dafio),
mientras mas alto los valores de mas severa es la restriccion.
e Un factor de dafio (S) con un valor negativo indica estimulacion y

valores absolutos altos, (S) indican mas efectividad en la estimulacion.
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2.4.3.14. Indice de productividad

El indice de productividad es una medida del comportamiento del pozo y mide el potencial
del mismo, o lo que es lo mismo su habilidad para producir y se puede calcular a partir de

cualquiera de las siguientes ecuaciones:

g
| =———— Ec. 40
(Pe — Pwf) c
; 7.08-K-h e a1
- = €
Iu-ﬁc--f_n(r—w]
7.08-K-h
PI = - Ec.42

p-ﬁo~[Ln(;—i)+5‘]

La cuantificacion del indice de productividad es importante por dos de sus
aplicaciones mas comunes; la primera tiene que ver con la estimacion preliminar de la tasa
de produccion que pueda lograrse por pozo para programar el nimero aproximado de pozos
requeridos para producir un volumen de reservas en un tiempo definido. La segunda
aplicacion conduce al diagnostico de problemas en los pozos, al notar cambios repentinos

en el comportamiento de sus indices de productividad.
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El estudio propuesto se realiz6 en varias etapas, su desarrollo se sustenté en la
busqueda de informacion necesaria relacionada con los métodos de inyeccion,
utilizados en el mejoramiento de la productividad de los yacimientos de gas
condensado. Con el fin de obtener los fundamentos tedricos necesarios para el
desarrollo del proyecto y alcance de los objetivos planteados se revisaron libros de
texto, manuales, tesis de grado, papers, publicaciones en internet, entre otros. Es
importante sefialar que para la revision bibliografica fueron considerados desde los
fundamentos basicos de ingenieria de yacimientos, necesario para solidificar los
basamentos tedricos de los métodos de inyeccion, hasta el soporte técnico de
aplicacion de los mismos en campo. A continuacion se muestra el desarrollo de los

objetivos especificos planteados en el estudio:

3.1. EXPLICACION DEL EFECTO DEL BANCO DE CONDENSADO SOBRE
LA PRODUCTIVIDAD DE LOS POZOS DE GAS CONDENSADO

Como base del estudio, fue necesario conocer principalmente el efecto del
condensado retrégrado en la productividad del pozo, para cumplir con este objetivo se
procedid a describir detalladamente el principio de formacién del banco de
condensado, asi como sus consecuencias e incidencias en la capacidad de produccion

de los pozos.

Inicialmente se realizd un analisis del comportamiento de las fases de un gas

condensado basado en el punto de vista de ingenieria quimica e ingenieria de
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petroleo, es decir se realizd el analisis para explicar la formacion del banco de

condensado apoyado en diagramas de Presion vs. Temperatura, donde la isoterma en

ambos escenarios permite explicar el principio de la formaciéon del banco de

condensado.

3.1.1. Comportamiento de fases de un gas condensado, segun ingenieria quimica

Para explicar el efecto del banco de condensado sobre la productividad de los pozos

fue conveniente explicar primeramente el comportamiento de fases de un gas

condensado mediante un diagrama de fases generalizado.

Presibn, lpca

lr.lu
Punto '
e, e
= ‘ :
ﬁ,ﬁ" : . .-E
g\tﬂ ,.M g:
g :EQE
ot | / 3
i e
11"""“‘“ ,/‘h;f
e i |
DS, S

Figura 3.1. Isoterma ABD

Algunas mezclas de hidrocarburos existen naturalmente a una temperatura entre

la critica y la cricondentérmica como se observa en la figura 3.1 (isoterma ABD). A
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la presion del punto A, la mezcla se encuentra en fase gaseosa y al disminuir la
presion isotérmicamente se alcanza el punto de rocio. Dentro del é4rea rayada la
disminucion de presion produce condensacion de parte de la mezcla. A este fenomeno
se le llama condensacion retrograda isotérmica, para diferenciarlo del fendémeno
normal donde la condensacion ocurre por compresion del gas. La zona de
condensacion retrograda esta delimitada por los puntos de maxima temperatura de las
lineas de isocalidad. Por debajo de la zona retrograda, la disminucién de presion
produce vaporizacion del condensado retrogrado hasta que se alcanza nuevamente la

curva de rocio.

A temperaturas entre la critica y la cricondertérmica se observan (figura 3.1)
dos presiones de rocio: retrograda y normal. Siguiendo la linea de agotamiento de la
presion ABD, a la presion de rocio retrogrado (B) la cantidad infinitesimal de liquido
se forma por un cambio de fases de gas a liquido y a la presion de rocio normal (D),
por un cambio de fases de liquido a gas. Para un gas condensado, la presion de rocio

normal es menor a 0 Ipcm (vacio).

La diferencia mas notable entre un gas y un liquido es la densidad, y la cual esta
ligada a la distancia que separa las moléculas. La energia cinética y la repulsion
molecular son algunos de los factores fisicos que controlan el comportamiento de
fases y tienden a dispersar las moléculas. A elevadas temperaturas, mayor es la
tendencia a separarse las moléculas produciendo disminucion de la densidad.
Mientras que la presion y la atraccion molecular tienden a mantener juntas a las
moléculas; entre mayor sean estas fuerzas, mayor es la tendencia de los hidrocarburos
a aumentar su densidad. De este modo tanto en los liquidos como en los gases a alta
presion, las densidades son altas. Y esto hace que los gases a alta presion tengan un
comportamiento similar al de los liquidos y sean capaces de disolverlos. La

disolucion implica la mezcla intima de las moléculas.
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Es dificil imaginar la "disolucion" de un liquido en un gas a presion atmosférica
pues en el mismo volumen en que el gas tiene apenas 1 molécula, una fase liquida

puede contener cientos de moléculas.

Sin embargo en los gases a muy alta presion (2.845 Ipc o mas) las distancias
moleculares son tan pequefias que el gas y el liquido pasan a tener cantidades
similares de moléculas por unidad de volumen y es perfectamente razonable aceptar

que una fase gaseosa en esas condiciones puede disolver moléculas mas pesadas.

Por esto cuando la presion disminuye por debajo de la presion de rocio, las
fuerzas de atraccion entre las moléculas livianas y pesadas disminuye debido a que
las moléculas livianas se apartan mucho de las pesadas. Ya que la atraccion entre las
moléculas de los componentes pesados se hace mas efectiva produciendo su
condensacion. Una mayor reduccion de presion permite a las moléculas de
componentes pesados su normal vaporizacion hasta alcanzar nuevamente el punto de

rocio.

3.1.2. Comportamiento de fases de un gas condensado, aplicada a la Ingenieria

de Yacimientos

Los yacimientos de gas condensado se han formado a altas presiones y altas
temperaturas y por lo tanto se deberia encontrar a mayores profundidades que los
reservorios tipicos de petroleo y gas. Muchos reservorios de gas condensados se
encuentran en el rango de 3.000 a 8.000 Ipca y 200 a 400°F. Estos yacimientos de gas

condensado tienen un amplio rango de composicion en sus fluidos.
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TRAYECTORIA DE
LA PRESION EN EL 1
RESERVORIO iz

PRESION

TEMPERATURA

Figura 3.2. Diagrama presion Vs. Temperatura

Una vez que la produccion inicia, la presion del reservorio empieza a reducirse
y cuando se alcanza la presion del punto de rocio, se genera la primera gota del
liquido. A medida que la presion de fondo fluyente disminuye a una temperatura
constante, (en el diagrama de fase se muestra como la linea continua 1-2-3) el
porcentaje de condensado acumulado en el reservorio incrementa hasta almacenar un
maximo. Este proceso es conocido como condensacion retrograda posteriormente, la
fraccion de condensado empieza a disminuir, a medida que la presién continua

reduciéndose, como consecuencia de la revaporizacion.

El término de condensacion retrograda se utiliza para describir el
comportamiento anomalo de una mezcla que forma un liquido por la disminucion

isotérmica de la presion o por un aumento isobdarico en la temperatura.

La region de comportamiento retrogrado esta definida por la linea de isocalidad
constante que presenta un maximo con respecto a la temperatura o presion. La figura

3.1 muestra que para que ocurra el fendmeno retrogrado, la temperatura debe estar
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entre la temperatura critica y la cricondentérmica. Si la condicién inicial del
reservorio fuera representada por el punto 1 en el diagrama de fase de la figura 3.1,
entonces la declinacion isotérmica de la presion durante el agotamiento del
yacimiento seguiria la linea 1-2. Debido a que la presion inicial del yacimiento esta
sobre la presion del punto de condensacion, el sistema hidrocarburo existe como una
fase simple (fase vapor) y permanece asi durante la declinacion de presion isotérmica
1-2. A medida que la presion del reservorio cae por debajo del punto 2, el punto de
condensacion sera alcanzado y pasado y una fase liquida se desarrollara en el
yacimiento. El liquido continuara aumentando y alcanzara un maximo que ocurre
entre los puntos 2-3. Sin embargo, a medida que la presion declina, la curva del punto
de condensacion puede ser cruzada otra vez, lo cual significa que todo el liquido que
se formd, debe vaporizarse y se logrard un sistema conformado exclusivamente por

vapor en el punto de condensacion mas bajo.

El comprender el fenomeno de flujo multifasico, es importante para caracterizar
y desarrollar los reservorios de gas condensado. Cuando la presion del pozo cae
debajo del punto de condensacion del liquido, ocurre la caida del liquido debido a la
condensacion retrograda. Esto resulta en un incremento de la saturacion de liquido,
comenzando desde el pozo y moviéndose hacia adentro del yacimiento en funcion del
tiempo. Dependiendo del valor de la saturacion critica del condensado (Scc), la fase
liquida puede ser movil o inmdvil. Aun, si el liquido es inmovil, este puede reducir la
permeabilidad relativa al gas, en una magnitud que por ahora no es factible de
comprender y estimar. A medida que la formacion de liquido continta, el flujo que se
produce es mas pobre en liquidos ya que mucho de los componentes pesados se

deposita en el reservorio.

Basado en lo antes sefnalado, se procedi¢ a explicar el efecto de la formacion
del banco de condensado en la productividad de los pozos. Conceptualmente, el flujo

de los yacimientos de gas condensado puede dividirse en tres regiones, aunque en
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ciertas situaciones no estan presentes las tres. No obstante, se realiz6 un andlisis de
estos efectos sobre la productividad de los pozos de gas condensado con la finalidad
de establecer una explicacion loégica al problema de formacion de condesado

retrogrado.

Es importante resumir cuales son los problemas mas comunes que presentan los
yacimientos de condensado:
e Acumulacion de liquido en pozos y formacion.
e Dispersion de gas condensado en zonas invadidas por agua.
e Irrupcién prematura del gas seco inyectado en los pozos de

produccion.

Para los efectos de la evaluacion de los diferentes métodos de inyeccion de
fluidos, se consideraran tnicamente los problemas asociados a la explotacion de gas

condensado considerando la acumulacién de liquidos en pozos y formacion.

A continuacién se explica cada uno de estos problemas por separado, ya que
son la base de aplicacion de los diferentes métodos para el mejoramiento de la

productividad.

3.1.3. Acumulacion de liquido en los pozos

Los liquidos pueden provenir de la condensacion de hidrocarburos (condensado) o del
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, éstos se acumulan en el

fondo del pozo produciendo una compresion adicional sobre la formacion que afecta
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negativamente la capacidad productiva de los mismos. En pozos con baja presion de

fondo fluyente, el liquido puede matarlo.

Existen varios métodos que pueden ayudar a levantar el liquido:

0 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 este levantar la columna
de liquido.

0 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 al liquido, el gas fluye a la superficie por el anular.

0 Hacer fluir el pozo a la atmosfera para alcanzar altas tasas de flujo que

levanten el liquido desde el fondo.

Para los efectos de la evaluacion de los diferentes métodos de inyeccion de
fluidos, se consideraran unicamente los problemas asociados a la explotacion de gas
condensado considerando la acumulacion de liquidos en la formacion, ya que
estaremos analizando los métodos que ofrecen una solucion cuando se tiene la

formacion de un banco de condensado.

3.1.4. Acumulacion de liquidos en la formacion

Una de las caracteristicas basicas de los yacimientos de gas condensado es la
formaciéon de condensado retrogrado cuando la presion de la mezcla cae por debajo
de su presion de rocio durante el agotamiento isotérmico de presion del yacimiento.
La acumulacién de condensado retrogrado puede ocurrir en zonas cercanas al pozo o

en el yacimiento.
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e En las zonas cercanas al pozo de produccién cuando la presion de
fondo fluyente es menor que la presion de rocio (Pwf<Proc) y la
presion promedio del yacimiento es mayor o igual a la presion de rocio
(P>Proc).

e 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 presion en los alrededores del pozo debido al dafio de la
formacion por los fluidos de perforacion y el segundo caso se presenta
cuando el yacimiento de gas condensado es producido por agotamiento
de presion y la presion del yacimiento cae por debajo de la presion de

rocio.

> En las 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 del pozo cuando la
presion de fondo cae por debajo de la presion de rocio, este banco crece en la medida
en que cae la presion, disminuyendo la productividad del pozo y generando una
pérdida de componentes pesados en la superficie. En el peor de los casos la saturacion
de condensado (Sc) alrededor del pozo puede alcanzar valores de 50-60%, superiores
a las medidas en las pruebas CVD (sin medio poroso), generando reducciones de
productividad de los pozos de 2 a 10 veces la existente antes de la condensacion
retrograda. Es importante destacar que la reduccion de productividad es severa
cuando Kh<1000 mD-pie y es poca cuando Kh> 1000 mD-pie. Estudios demuestran

que la alta saturacion del anillo de condensado reduce severamente la permeabilidad
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relativa al gas condensado (Krg) disminuyendo la tasa de produccién (qg). Cuando la
presion promedia del yacimiento cae por debajo de la presion de rocio, la
condensacion de las moléculas mas pesadas empobrece el gas condensado remanente
y al fluir este a través del anillo vaporiza el condensado disminuyendo su saturacion e

incrementando Krg.

En resimen:
A Pwf<Proc<Py — » SCT, Krgl, qgl
A Pwf<Py<Proc —» SCL KrgT, qu

> Desarrollo de anillo de condensado

Al caer la presion de fondo fluyente por debajo por debajo de la presion de rocio se
forma una un anillo de condensado alrededor del pozo que bloquea parcialmente el
flujo de gas condensado hacia el mismo. Conceptualmente, el flujo en los
yacimientos de gas condensado puede dividirse en tres regiones de yacimiento
cuando la saturaciéon del condensado alcanza un valor critico, aunque en ciertas

situaciones no estan presentes las tres.
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Existe una Zona 3, que se considera lejos del pozo productor (dentro
del yacimiento) donde la presion del yacimiento es mayor que la
presion del punto de rocio, solo hay una fase de hidrocarburo presente
que es el gas condensado ( P>Proc, Sc=0 y Sg + Swi = 1). El limite
interior de ésta region esta donde la presion de punto de rocio del gas
iguala a la presion del yacimiento original, pero no es fijo sino que se
desplaza hacia afuera a medida que el pozo produce hidrocarburos y la
presion de formacion cae.

Mas cerca del pozo encontramos una Zona (2), es la region de
segregacion de condensacidon, comienza a ocurrir la condensacion
retrograda (P<Proc) el liquido se separa de la fase gaseosa, pero su
saturacion continiia siendo suficientemente baja, como para que se
mantenga inmovil, sigue existiendo flujo de gas monofasico, aunque
se encuentran presentes ambas fases.

En la Zona (1), la mas cercana al pozo productor, fluye tanto la fase
gaseosa como la fase de condensado, simultineamente y a diferentes
tasas y saturaciones: Sc > Scc y Sc + Sg + Swi = 1. Esto ocurre cuando
la saturaciéon del condensado excede la saturacion critica, y ambas
fases fluyen hacia el pozo. En esta region la Sc se estabiliza y el
condensado retrogrado que se forma al fluir el gas condensado por la
zona cercana al pozo (P<Pwf), empuja un volumen de condensado
igual al formado, el cual al mezclarse en el pozo con el gas
condensado producido genera una composicién igual a la de gas
condensado original del yacimiento. Sin embargo, la Krg es menor que

la original debido a que en la region se mantiene Sc >0.
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> En todo el yacimiento

Al caer la presion promedia del yacimiento por debajo de la presion de rocio
retrégrada ocurre la precipitacion de condensado en forma de pequefas gotas que se
acumulan en los canales porosos mas pequefios de la roca. Para que el condensado
retrogrado alcance cierta movilidad en el yacimiento se necesita que su saturacion sea
mayor que la saturacion critica de condensado (30 — 40%) lo cual es dificil de
alcanzar ya que el volumen de condensado retrogrado raras veces excede un valor de

20% vol.

3.2. DESCRIPCION LOS METODOS DE INYECCION DE FLUIDOS
APLICADOS PARA EL MEJORAMIENTO DE LA PRODUCTIVIDAD EN
POZOS DE GAS CONDENSADO COMUNMENTE UTILIZADOS EN EL
ORIENTE DE VENEZUELA

Los métodos de inyeccion fueron descritos detalladamente, mencionando en alguno
casos: ventajas, desventajas, criterios de aplicacion, fundamentos de aplicacion entre
otros, considerando como premisa aquellos métodos utilizados (estudio conceptual o
experiencia de campo) en el mejoramiento de la productividad de los yacimientos de
gas condensado del oriente de Venezuela, para el control del banco de condensado

retrogrado.

3.2.1. Inyeccion de gas seco

La inyeccion de gas a alta presion es un proceso miscible, que significa que el gas
inyectado se mezclara con el petrdleo del reservorio para formar una fase homogénea
simple. El proceso de recuperacion miscible reducirda la saturacion residual de

petroleo virtualmente a cero en las partes del reservorio que son barridas por el fluido
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miscible. Pobres eficiencias de barrido son comunes, sin embargo los procesos
miscibles son usualmente més costosos que la inyecciéon de agua o inyeccion
inmiscible de gas. La minima presion para desplazamiento miscible del petroleo con
gas de alta presion es aproximadamente 3000 psi; de esta manera la profundidad del
reservorio estd limitada a un minimo de 5000 pies. El petroleo del reservorio debe
contener suficiente cantidad de hidrocarburos intermedios (C2-C6) y debe estar
substancialmente bajosaturado con respecto al gas inyectado a la presion de

inyeccion. La gravedad del petrdleo no debe ser menor de 40°API.
e Ciclaje de gas seco

El ciclaje de gas en yacimientos de gas condensado consiste en separar en superficie
los componentes livianos (C1 — C2, gas seco) de los pesados (C3+) y reinyectar al
yacimiento el gas seco separado, para poder licuar el (C3+) y separarlo de la mezcla
(C1 — C2) es necesario usar un procedimiento criogénico como el que se realiza en
San Joaquin, Edo. Anzoategui. Como se inyecta una masa de fluidos menor que la
producida, el factor de reemplazo (FR) es menor que uno y el mantenimiento de
presion no es total (100%). Para lograr un mantenimiento total de presion es
necesario suplementar el gas separado del gas condensado producido, con gas seco de

otros yacimientos.

a) Objetivos:
e Mantener la presion del yacimiento lo suficientemente alta (usualmente arriba
o cerca del punto de rocio) para minimizar las perdidas del liquido por
condensacion retrograda.
e Alcanzar elevada tasa del desplazamiento (100%), a escala microscopica.
e Recuperar el gas condensado a tasas de flujo econdémicas e impedir el

desperdicio del gas seco producido cuando no se tiene mercado para el gas. A
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la terminacion de la operacion de ciclaje el yacimiento se ha convertido en

uno de gas seco con alto potencial econémico.

b) Ventajas:

En yacimientos uniformes o ligeramente heterogéneos el ciclaje permite
recuperar hasta un 50% del GOES. Por agotamiento natural s6lo se alcanza a
recuperar un 30% del GOES.

Las altas presiones de mantenimiento permiten recuperar el gas condensado
en menos tiempo que por agotamiento natural. Ademas impiden la formacion
de condensado retrogrado cerca del los pozos de produccion y mantienen la
productividad de los mismos.

La reinyeccion del gas seco permite impedir el desperdicio de este recurso

energético cuando no se tiene mercado para el gas.

¢) Desventajas:

Durante el ciclaje no se dispone del gas seco para la venta. La disponibilidad
del gas seco se retrasa hasta el agotamiento del yacimiento luego de suspender
la inyeccion.
Un proyecto de ciclaje requiere de gastos adicionales como son:
0 Numero mayor de pozos productores e inyectores
0 Sistema de compresion y distribucion de gas.
e Aunque la presion sea mantenida por encima de la presion de
rocio, el recobro de liquido durante el ciclaje es menor del
100%.
e Grandes variaciones ariales y/o verticales de permeabilidad
producen rapida canalizacion del gas inyectado a los pozos de
produccion recuperdndose el volumen de condensado. En estos

casos es preferible el esquema de agotamiento natural.
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e Problemas de inyectividad en los pozos. Residuos de
lubricantes usados en los compresores puede fluir a través de
las tuberias para quedar retenido en el medio poroso cerca de
los pozos de inyeccion. Esto disminuye drasticamente la

inyectividad del gas.

3.2.2. Inyeccion de diéxido de carbono

La inyeccion de CO; es uno de los procesos mas usados. A presiones requeridas para
recuperacion miscible, el CO; dentro del reservorio es liquido (a bajas temperaturas)
o un fluido supercritico. Aunque el CO; no es miscible con muchos petroleos, este
puede crear un frente de desplazamiento miscible en el reservorio a medida que se
mezcla con los hidrocarburos. En adicion al desarrollo de la miscibilidad, el CO,
puede también contribuir a la recuperacion 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 petrdleo recuperado. La factibilidad econdmica del proceso estd determinada por

los precios locales del CO,.

Modelos fisicos de reservorio y pruebas de laboratorio son usadas para disefiar
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 petroleo

puede causar la coexistencia de cuatro fluidos separados y fase solida.

Usualmente dos fases predominaran: Una fase volatil y rica en CO, y una fase
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

primariamente de la fase rica en CO,. Por encima de 120 °F, el sistema completo
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estara en la fase vapor a alta presion 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.

a) Caracteristicas generales y mecanismos del proceso de inyeccion del CO;

Para comprender acertadamente la forma como el CO, desplaza el condensado
almacenado en la roca es importante describir el comportamiento que exhibe dicho

componente cuando estd en contacto con los fluidos presentes en el yacimiento.

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 su 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 formacion produce un aumento de la
permeabilidad de la roca del yacimiento debido a la disolucion de los compuestos
carbonatados que contenga. Ello obedece que el CO, en presencia de agua forma
acido carbodnico, el cual reacciona con los carbonatos de calcio y magnesio presentes
en las 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.
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b) Presion minima de miscibilidad

La miscibilidad entre el fluido del yacimiento y el gas desplazante suele alcanzarse
después de multiples contactos entre el gas inyectado y el crudo del yacimiento. Es
posible analizar este mecanismo utilizando un diagrama terciario similar al que se
muestra en la figura. Se observa que la posicion de los vértices representa el metano y
el CO,, los hidrocarburos intermedios (C2 — C6) y los hidrocarburos més pesados
(C7). Las mezclas de petroleo y gas se representan como sistemas ternarios. La curva
binodal, se une con el punto critico P y delimita las zonas de una y dos fases, y
algunas lineas de enlace, las cuales unen las composiciones en equilibrio de cada
componente entre las fases, por ejemplo la linea L1-G1. También se traza la linea
critica de enlace, pasando por el punto critico, cuya pendiente viene dada por la

tendencia que se observa en las otras lineas de union.

Al considerar el sistema formado por el gas de inyeccion y el crudo A, y poner
ambos en contacto, se forma una mezcla M1 que es bifasica y que se separa en las
fases liquidas L1 y gaseosa G1. Al seguir la inyeccion del CO,, la mezcla gaseosa
Gl1, de una alta movilidad se desplaza hacia adelante para ponerse en contacto,
dejando atras un liquido residual de composicion L1. Al entrar en contacto G1 con el
crudo A, se genera una nueva mezcla de composicion dada por M2, la cual se separa
en L2 y G2. G2 es empujado nuevamente hacia delante y contacta una porcion
diferente del crudo A, formando una mezcla M3, la cual cae en la zona de dos fases.
El gas se enriquece cada vez mas y se desplaza sobre la curva de rocio hasta alcanzar

el punto P. Al tener esta composicion, el gas es miscible con el crudo A.
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Figura 3.4. Diagrama terciario.

Con el crudo B, nunca podra ocurrir la miscibilidad aunque se realicen
multiples contactos con el gas desplazante, la mezcla siempre caerd en la zona de dos
fases. Para que el crudo B alcance miscibilidad es necesario subir la presion para que
la zona bifasica disminuya y se modifiquen las pendientes de las curvas de equilibrio,

incrementandose asi la vaporizacion de los hidrocarburos intermedios.

La linea critica de uniéon permite detectar si un crudo puede alcanzar la
miscibilidad. Los crudos ubicados a su izquierda seran inmiscibles, los localizados a
la derecha seran miscibles al primer o multiple contacto. Si esta linea pasa por el
punto que representa el crudo, como es el caso del crudo A, la presion a la que se hizo

el diagrama ternario es la menor presion a la cual dicho crudo puede logar un
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desplazamiento miscible con el gas inyectado. Esta presion se conoce como presion

minima de miscibilidad (PMM).

La PMM, es un parametro de interés en la seleccion de yacimientos candidatos
a ser sometidos a la inyeccion de CO,, el cual permite determinar bajo qué
condiciones ocurrird el desplazamiento (miscible, dindmicamente miscible o
inmiscible). La miscibilidad depende de la pureza del CO,, de la composicion del
petréleo y de la temperatura del yacimiento. La PMM aumenta en presencia de
metano y nitrégeno, porque reducen la capacidad extractiva del CO, y disminuye si
encuentra etano o hidrocarburos intermedios, un aumento de la temperatura del
yacimiento también produce un aumento de la PMM. Una gravedad °API baja refleja

poco contenido de hidrocarburos extraibles y, por ende, una PMM alta.

¢) Formacion de Emulsiones Crudo/ CO,/Agua

Aun cuando no se ha profundizado algunos autores han sefialado la posibilidad de
que bajo ciertas condiciones el sistema crudo/ CO, / Agua puede formar emulsiones a
medida que el frente de CO, se desplaza a través de yacimiento, e infieren que el CO,
presente en la interfase crudo/agua es capaz de impartir cierta estabilidad a la
emulsion lo que podria traer como consecuencia la formacidon de emulsiones estables
y viscosas. En el Intevep ha realizado pruebas fuera del medio poroso en condiciones
de laboratorio cercanas a las del yacimiento con el crudo del campo Nipa, Didxido
decarbono y agua de formacidn, para determinar la presencia de emulsiones y
caracterizarla en cuanto a su viscosidad y estabilidad. Los resultados de este estudio
indicaron que las emulsiones formadas no presentaron viscosidades altas y la

estabilidad de las emulsiones fue relativamente baja.
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d) Disolucion de carbonatos y movimientos de finos por efectos de H,CO3

Las formaciones de areniscas generalmente contienen materiales silicios, arcillas y un
contenido bastante moderado de carbonatos, mientras que los constituyentes
principales de los yacimientos de carbonato son: el carbonato de calcio (calcita),
magnesio (dolomita) y hierro (siderita). Cada uno de estos materiales se presenta en
diferentes proporciones y reaccionan de manera distinta frente a los cambios que se
producen en el medio segun los fluidos empleados en la inyeccion para incrementar la

recuperacion.

El efecto neto de los procesos de inyeccion depende del tipo de roca, de los
fluidos de inyeccion, de las velocidades de inyecciéon y de las condiciones del

yacimiento.

Se ha estudiado el efecto del agua carbonatada sobre los compuestos
carbonatados presentes en el yacimiento, pues debido a las reacciones que alli

ocurren, se originan bicarbonatos solubles en agua.

e) Criterios de seleccion del proceso CO,

El proceso de desplazamiento miscible de petréleo por efectos del CO, se conoce
desde hace varios afnos. No obstante, algunos problemas inesperados han entorpecido
e impedido la generalizacién de los proyectos de campo de escala completa que se

han implantado.

Esto no significa que el método del CO, tenga un futuro prometedor pues los
problemas son muchos y el proceso aun no es considerado una técnica probada de
recuperacion de petroleo. Con el fin de mejorar la posibilidades de éxito, cada
proyecto debe planearse y ejecutarse cuidadosamente tomando en consideracion los

criterios de seleccion y aplicacion del método.
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f) Criterios para la aplicacion del CO,

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

rendimiento que se obtendra.

En este 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 petroleo de menos de 25
° API usualmente se considera desfavorable para la recuperacion mejorada del
petroleo utilizando la inyeccion de CO,. Esto no excluye automaticamente a todos los
yacimientos que tienen petrdleo 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:

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

e 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.

e La presencia de una capa es usualmente, un factor desfavorable. Si la presion
del yacimiento esta considerablemente por debajo de la presion 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.
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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.

Un pre-requisito esencial es garantizar una fuente de CO, adecuada y
confiable a un costo razonable. Existe interés en el nitrogeno y gas
combustible como métodos alternos e inyeccion 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 del yacimiento simulado sobre una arenisca inundada con agua, llego
a la conclusion de que la razon Kv/Kh es uno de los pardmetros 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 (15-25 pie)
son técnicamente ventajosas debido a que disminuyen la tendencia a
contrarrestar la gravedad, pero las zonas de mas espesor tienen mayor
volumen de petrdleo.

La profundidad es importante debido a que la presion minima de miscibilidad
esta usualmente por encima de 1200 psi y requieren una profundidad mayor
de 2500 pie, para no exceder el gradiente de la fractura. La temperatura no se
considera, generalmente un factor importante.

El limite inferior de la gravedad del petroleo recomendado esta en el rango de
25° a 30° API, dependiendo parcialmente de si el petroleo es aromatico,
asfaltico, etc. La viscosidad del petréleo en el yacimiento en la mayoria de los
proyectos del CO; ha sido aproximadamente de 1cp.

El CO; puro es mejor para la inyeccion, pero raramente esta disponible. La

contaminacion con metano aumenta la presion de miscibilidad, aunque puede
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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.

El andlisis de las experiencias en el campo con la inyeccion del CO; indica que

se ha utilizado para recuperar el petrdleo adicional, bajo el amplio rango de las

condiciones siguientes:

Areniscas, piedras calizas, dolomitas y calcedonias.

A profundidades de 10800’ sin limitaciones de profundidades conocidas.

En formaciones con permeabilidades promedio tan bajas como 0,2 mD.

A temperaturas del fondo del pozo hasta de 240°F sin limitaciones conocidas.
A espesores que varian entre 8 y 600 pie con considerable variacion en la
heterogeneidad.

Donde los crudos varian en gravedades de 16 - 45°API.

Donde los crudos fueron desplazados misciblemente.

Para crudos que varian en viscosidad de 0,15 a 188 cp.

En yacimientos con saturaciones de petroleo de 28% a 45%

Con espaciamientos hasta de 51 acre por pozo.

Cuando la mezcla inyectada contiene hasta 29% de sulfuro de hidrégeno.

Aun cuando con esta tabla no se tiene la intencion de ofrecer una guia estricta,

la misma contiene los parametros del yacimiento que caen o estan cerca del limite de

los valores considerados econémicamente factible para ese tipo de procesos. Es de

hacer notar que estos criterios de jerarquizacion son restricciones de caracter

econdmico, mas que limitaciones técnicas. A continuacion se describen los

fundamentos que propone Klins para signar el intervalo dado en la tabla a cada

parametro:
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PARAMETROS DE JERARQUIZACION RANGO DE VALOHES |
Viscosidad (cp) en condiciones da < 12
yacimienta.
Gravedad ("AP1) =30
Saturacién de petréleo actual (3:VP) >25
Concentracién de petréleo (Bis/acre-pie) >300
Porosidad X saturacion de petrdleo (adim) ! >0,40
Profundidad (pies) > 3000
Temperatura del yacimiento (°F) No critico
Presion actual (Ipc) > 1500
Espesor neto (pies) Mo critico
Permeabilidad (md) No critico
Transmibilidad (md-pie/cp) No critico

Figura 3.5. Tabla resumen de rango de valores en la inyeccion de CO,.

Viscosidad<12 cps: El flujo fraccional y el barrido areal estan directamente
relacionados con la viscosidad, puesto que la curva de flujo fraccional se
mueve hacia la izquierda al incrementarse la viscosidad del petroéleo. El flujo
de gas para una saturacion de gas dada, es significativamente mayor, retarda
la recuperacion de hidrocarburo y acorta el tiempo de la irrupcion del gas.
Esto causa problemas en el manejo del mismo. La alta relaciéon de movilidad,
inherente a los desplazamientos por gas, se incrementa al aumentar la
viscosidad del petroleo reduciéndose de este modo la eficiencia areal de
barrido. La gran mayoria de lo proyectos de CO, son operados en yacimientos
con viscosidades de 2 CP o menos.

Gravedad API>30: Los yacimientos con gravedades API mayores de 30 son
usualmente viscosos en relacion con el CO, inyectado. Esto conduce a retardar

la respuesta del yacimiento al proceso y a un barrido mas pobre debido al



115

adedamiento viscoso. Ademas, la creacion de un banco miscible de crudos
con un alto porcentaje de hidrocarburos intermedios (C5 a C20),
especialmente de C5 a C12. Crudos con gravedades °API menores a 30,
usualmente tienen poco contenido de estos componentes, necesarios para
formar el banco miscible.

Petroleo residual>30 Bls/acre-pie: Determinar la saturacion de petroleo de un
yacimiento candidato a recuperacion mejorada es quizas la tarea mas critica
para predecir su factibilidad econémica. La saturacién de petrdleo puede ser
insuficiente para el éxito economico de proyecto.

Profundidad>30’: La miscibilidad es una funcién directa de la presion y la
temperatura del yacimiento. Si se requiere una presion minima de 1500 Ipc
para obtener miscibilidad y si se acepta como regla general un gradiente de
presion de 0,5 Ipc/pie, la profundidad minima requerida es de 3000 pie.
Presion 1500 Ipc: Algunas correlaciones indican que pueden existir casos
especificos en los cuales la miscibilidad ocurre a presiones menores de 1500
Ipc. Sin embargo, 1500 Ipc es quizds un minimo prudente para asegurar la
miscibilidad en sitios lejanos del pozo inyector, donde las presiones son
menores. Adicionalmente se presentan otras consideraciones sobre la
caracteristicas generales deseables para proyectos de inyeccion miscible o
inmiscible de CO:

0 Espesores pequefios y /o altos buzamientos: Si el CO; es mas ligero
que el petréleo del yacimiento, o es inyectado con agua, los efectos de
segregacion gravitacional son adversos para la eficiencia de recobro
en caso de deslazamientos inmiscibles.

0 Sin embargo, en desplazamientos miscibles, las mezclas de los fluidos
(CO;, y petréleo) hace que la diferencia de gravedad entre ellos sea
menor y, por lo tanto se hace méas estable el frente del desplazamiento

(banco miscible)
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e Baja permeabilidad vertical en yacimientos horizontales: En yacimientos

horizontales con alta Kv, los efectos de segregacion gravitacional entre el CO,

y el crudo pueden ser severos, evitando que se forme un frente miscible de

desplazamiento.

e Disponibilidad del CO,: Uno de los factores critico en los proyectos de

inyeccion de este gas, luego de un analisis preliminar de la aplicacion potencia

de este método de recuperacion mejorada es la disponibilidad del mismo. Para

todos los proyectos concebidos en USA se pueden requerir de 40 a 50 MMPC

de CO; por dia. Un proyecto comercial puede requerir cerca de 100 MMM

PCN/D. las posibles fuentes de este gas son:

0]

0]
0]
0]

Gases de chimenea.

Plantas de amoniaco u otras plantas quimicas.

CO; sintético.

Fuentes naturales tales como CO,, separado de los gases acidos
producidos en el capo o depositos naturales de CO,.

CO; producto de plantas de tratamiento de carbon.

El CO; sintético y el separado de estos procesos y su subsiguiente compresion y

transporte al capo pueden resultar econdémicamente prohibitivos. La fuente mas viable

de CO, parece ser los yacimientos existentes o futuros descubrimientos. Ademas de

la disponibilidad, la pureza del gas es una variable importante, pues la contaminacion

con otros gases incluyendo el nitrogeno y el metano incrementan la presion minima

de miscibilidad y crean propiedades adicionales de seguridad y produccion.

3.2.3. Inyeccion de nitrogeno

Para poder aplicar este método se deben cumplir ciertas condiciones, por un lado, el

crudo del yacimiento debe: ser rico en fracciones comprendidas entre el etano y el

hexano o hidrocarburos livianos, que se caracterizan por tener una gravedad API >



117

35°, tiene un factor volumétrico alto o la capacidad de absorber el gas inyectado en
condiciones de yacimiento y est4 saturado de metano. Por el otro, el yacimiento debe
estar a una profundidad igual o mayor a los 5.000 pies, con la finalidad de mantener
las altas presiones de inyeccién (mayores o iguales a 5.000 Ipc) necesarias para

alcanzar la miscibilidad del crudo con el nitrégeno sin fracturar la formacion.

a) Propiedades fisicas del nitrogeno

El nitrogeno es menos compresible que el gas condensado. Un PCN de nitrégeno
ocupa 38% mas volumen a 2.900 Ipc y 140°F que 1 PCN de gas condensado. Por
ejemplo una tasa de inyeccion de 12.000 MPCN de nitrogeno esta en capacidad de
reemplazar 16.500 MPCN de gas condensado manteniendo la presion constante a

2.900 Ipc.

La densidad del nitrogeno es menor que la del gas condensado por lo tanto la
inyeccion de nitrogeno a tasas moderadas permite al nitrégeno permanecer en la parte
alta de la estructura debido a las fuerzas de gravedad. La viscosidad del nitrogeno es

aproximadamente igual a la del gas condensado.

A temperaturas entre 150 y 250°F y presiones entre 3000 y 7000 Ipc el factor de

compresibilidad del nitrogeno es 35-20% superior al del gas natural.

b) Efectos de la variacion de la permeabilidad

Como en todos los tipos de desplazamiento, la variacion de permeabilidad afecta muy

negativamente el recobro de gas condensado del yacimiento. Un resumen de los
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recobros de condensado segln la inyeccion de nitrégeno, calculados son los

siguientes:

e Yacimientos homogéneos: 81% GOES.

e Yacimientos medianamente heterogéneos (K max / K min = 10), 62% GOES.

e Yacimientos completamente heterogéneos (K max / K min = 100), 51%
GOES.

e Agotamiento natural, 35% GOES.

Las tasas de produccion de condensado y gas seco permanecen constante hasta
que ocurre la ruptura de nitrégeno en los pozos de produccion, en la medida que el
yacimiento es mas heterogéneo la declinacion de la tasa de condensado es mas rapida.
Estudios demuestran que la inyeccion del nitrégeno es una alternativa mejor al
agotamiento de presion en yacimiento de gas condensado con una riqueza mayor que

100 BN/MMPCN y moderadamente heterogéneos.

¢) Generacion y costo del nitrégeno

El método criogénico para producir nitrogeno del aire es mas econdémico y utilizado
en paises como USA. El método consiste en condensar el aire y luego separar el

nitrogeno del oxigeno por destilacion fraccionada.

d) Localizacion de pozos inyectores

Debido a que el nitrogeno es més liviano que el gas condensado y el petréleo se debe
inyectar por los pozos buzamiento arriba del yacimiento ( en la capa de gas) con el fin
de aprovechar el efecto positivo de las fuerza gravitacionales en el desplazamiento
del gas condensado. En proyectos realizados en campo los pozos inyectores y

productores tienen completacion doble. En los inyectores en nitrogeno se inyecta por
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el anular y el petroleo se produce por la tuberia, en los productores el gases produce

por el anular y el petréleo por la tuberia.

3.3. ANALISIS DE LA INFLUENCIA DE LOS DIFERENTES METODOS DE
INYECCION SOBRE EL BANCO DE CONDENSADO, MEDIANTE UN
ESTUDIO COMPARATIVO, CON LA FINALIDAD DE SUGERIR EL
METODO DE INYECCION MAS IDONEO PARA EL MEJORAMIENTO DE
LA PRODUCTIVIDAD EN POZOS DE GAS CONDENSADO

Luego de realizar la descripcion de los métodos de inyeccion comunmente utilizados
en los yacimientos de gas condensado, se analizé cada una de las mismas de acuerdo
al efecto que causan en la formacion del banco o anillo de condensado alrededor de
los pozos, tomando en cuenta las propiedades de las rocas y los fluidos del
yacimiento. Estas definiciones constituyeron la base fundamental del analisis
comparativo del estudio realizado, con el cual se pudo sugerir la técnica de inyeccion
con mejores resultados, para minimizar los efectos causados por la condensacion

retrégrada en la productividad de pozos de gas condensado del oriente del pais.

La influencia de los diferentes métodos sobre el banco de condensado resulta
ser la base fundamental de la aplicacion de los mismos, la mayoria de estos métodos
se utilizan para el mantenimiento de la presion en el yacimiento, para que ésta no
caiga por debajo del punto de rocio y origine la formacién de esta acumulacion de
liquido mejor conocida como banco de condensado. Los métodos que estaremos

analizando son los siguientes:

3.3.1. Inyeccion de gas seco (ciclaje de gas)
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Una forma de vaporizar parcial o totalmente el condensado retrogrado cerca de los

pozos es inyectando gas seco (CHy) por varios dias o semanas, dependiendo del grado

de condensacion que haya ocurrido, y luego colocar el pozo en produccién a elevadas

tasas para remover el liquido bloqueador.

a) Mecanismos de desplazamiento

Desplazamiento miscible del gas condensado por el gas seco al primer
contacto. De esta manera el ciclaje de gas o el mantenimiento de presion por
inyeccion de gas seco en yacimientos de gas condensado es un caso especial
de desplazamiento miscible. Este es uno de los factores que explica la
efectividad del proceso de ciclado.

Vaporizacion de condensado retrogrado por multiples contactos con el gas
pobre. El gas seco vaporiza componentes livianos e intermedios del
condensado retrogrado cerca de los pozos de inyeccion. Estos componentes se
mezclan con el gas seco y lo enriquecen. Luego de multiples contactos, el gas
seco se ha enriquecido en hidrocarburos intermedios y se forma un solvente
que es miscible con el condensado retrogrado.

Expansion de los fluidos. Si durante el ciclaje ocurren caidas de presion
porque el factor de reemplazo no es de 100%, cierto volumen de gas
condensado y gas seco se produce por el mecanismo isotérmico de expansion.
También puede ocurrir influjo de agua al yacimiento si este tiene un acuifero

asociado.

b) Influencia de varios factores sobre el comportamiento de inyeccion de gas en

yacimientos de gas condensado

Factor de reemplazo, (FR): Viene dado por la siguiente ecuacion:
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Volumen de gas inyectado
FR =

= Ec.43
Volumen de gas condensado producido

Si solo se inyecta el gas residual que queda luego de extraerle los liquidos al
gas condensado el factor de reemplazo serd menor que uno, y la presion del
yacimiento declinard, produciéndose condensacion retrograda si esta cae por debajo
de la presion de rocio. Para poder mantener aproximadamente constante la presion del
yacimiento es necesario mezclar el gas residual con otro gas disponible de tal manera

de tener un factor de reemplazo unitario en el proyecto.

Un estudio de simulacion del proyecto de ciclaje de gas mostré que un
reemplazo muy bajo prolonga la vida del proyecto, aumenta el gas atrapado en la
zona invadida por el agua del acuifero y aumenta las pérdidas de liquido por

condensacion retrograda.

e Presion de mantenimiento

En una operacion de ciclaje en la cual la presion de yacimiento esta siendo mantenida
por encima de la presion de rocio, la eficiencia de desplazamiento de gas condensado
por gas seco (Ed) es virtualmente 100% debido a la miscibilidad que ocurre entre los
dos gases ya que la movilidad de ambos fluidos es similar ( M=1.0), si la presion de
mantenimiento es menor que la de rocio (P < Proc), y Ed<100%, debido a la
inmovilidad del condensado retrégrado y a la incompleta revaporizacion del liquido

por el efecto del gas.

Resumiendo, a medida que la presion de mantenimiento cae por debajo de la
presion de rocio el porcentaje de recobro disminuye.

¢ Riqueza del gas condensado
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Intevep, realizd un estudio de simulacion composicional para evaluar el efecto de la
riqueza del gas condensado sobre la produccion por agotamiento natural y ciclaje de
gas, como resultado se observo que la recuperacion de condensado por ciclaje de gas
es muy superior (3-4 veces) al obtenido por el agotamiento natural. Comparando los
resultados para los diferentes tipos de gas condensado se puede observar que el mayor
beneficio del ciclaje de gas se obtiene para el gas condensado mas rico. Se pude
concluir que mientras mayor sea la riqueza del gas condensado, mas efectivo es el

ciclaje de gas en comparacion con el agotamiento natural.

e Inicio de la inyeccion de gas

En el ciclaje de gas seco el recobro es mucho mayor cuando la inyeccion de gas se
inicia temprano. La diferencia en el recobro de liquido en inyectar el gas desde el
principio de la vida productiva del yacimiento y después de ocho afios de agotamiento
natural es mayor de 40%. Lo anterior se debe a la condensacion retrograda ocurrida

durante los ocho afos de agotamiento natural.

3.3.2. Inyeccion de diéxido de carbono (CO,)

La disolucion del dioxido de carbono en una fase liquida de hidrocarburos produce

los efectos siguientes:

e Reduce la viscosidad (mejorando la relacién de movilidad). Esta reduccion es
mas significativa a medida que la viscosidad es mayor.

e Incrementa la densidad.

e Ejerce un efecto acido sobre la roca.

e Puede vaporiza y extraer porciones del condesado retrogrado.
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e El condensado es trasportado cromatograficamente a través de los poros de la
roca.

e Reduce la tension interfacial, tanto para el sistema gas condensado retrogrado
como para el sistema agua-condensado retrogrado lo que se traduce en una

disminucidn de la saturacion residual del crudo.

a) Mecanismos de desplazamiento

Debido a las propiedades del diéxido de carbono existen diferentes mecanismos por
los cuales se puede desplazar el crudo de un yacimiento. Cuando la presion del
yacimiento disminuye, el CO; disuelto en el crudo se desprende expandiéndose y
originando una fuente adicional de energia, similar a la proporcionada por el gas de
solucion en el crudo. Adicionalmente el CO, vaporiza ciertos componentes con los
cuales se pone en contacto. La vaporizacion se lleva a cabo por encima de una cierta
presion critica que depende de la temperatura del sistema. Esta fraccion de
hidrocarburos vaporizados incluye componentes ligeros (C2-C5) e intermedios (C5 —

C30). La cantidad extraida dependera del tamafio del tapon del COs.

Si la presion es lo suficientemente alta al entrar en contacto el CO; y el crudo
(banco de condensado) podran formar una sola fase, por lo cual el hidrocarburo es
desplazado por un proceso miscible, de esta forma se puede obtener una recuperacion
teorica del 100%. La presion de miscibilidad esta por lo general a varios cientos de
libras por encima de la presion a la cual se inicia el mecanismo de extraccion, y

dependera de la temperatura del sistema y de la composicion del crudo.

Comunmente en condiciones tipicas de yacimiento, el CO; y el petrdleo en el
mismo no son directamente miscibles; a través de contactos multiples mediante la
transferencia de masa entran los fluidos inyectados y desplazados, se generan zonas

contiguas de una sola fase, lo cual favorece el recobro de crudo.
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b) Efectos de la inyeccion del CO; en las propiedades del yacimiento

Durante un proceso de inyeccion del CO,, es factible que ocurran una serie de
cambios quimicos y fisicos en las rocas y fluidos del yacimiento, los cuales pudieran
generar importantes efectos que disminuyen la eficiencia del proceso. Previo a la
implantacion de cualquier proceso de inyeccion de CO, deben ser revisadas estas

consideraciones a nivel de laboratorio.

Aun cuando es dificil predecir si algunos de estos problemas pudieran
presentarse y en que extension afectaria las operaciones de produccidn, es ventajoso
conocer las posibilidades que ocurran. Esto podria significar la diferencia entre un
proyecto con frecuentes declinaciones y uno que responda a problemas operacionales

con soluciones estratégicas.

3.3.3. Inyeccion de nitréogeno (N3)

Con la inyeccion de N se logra desplazar el frente miscible a lo largo del yacimiento,
moviendo asi un banco de crudo hacia los pozos productores. Dicho frente miscible

se forma por la vaporizacién de componentes livianos en el crudo.

a) Eficiencia de desplazamiento

A presiones superiores a la presion de rocio, el nitrégeno es tan eficiente como el gas
seco en el desplazamiento miscible del gas condensado. Por debajo de la presion de
rocio el desplazamiento es inmiscible y el recobro de liquido es sustancialmente
menor que en el caso del desplazamiento miscible. En base a estudios de laboratorio y
simulacion numéricas hallaron que la diferencia de recobro de liquido entre
desplazamiento miscible a P>Proc, ¢ inmiscible a P<Proc, es del orden de 30%

GOES, esta diferencia aumenta con el aumento de las riquezas del gas condensado, lo
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anterior muestra que el mantenimiento de presion con nitréogeno a P> Proc es vital en

la maximizacion de la recuperacion de liquido.

Estudios de laboratorio realizados indican que la contaminacion del gas
condensado con nitrogeno aumenta la presion de rocio. Estos estudios también
reflejan que si la presion se mantiene cerca de la presion original de rocio ocurre una
condensacion retrograda del orden del 12% para un gas condensado que genera en

superficie una RGC de 4.812 PCN/BN.

Considerando lo anterior se procedid a realizar un analisis comparativo de los
métodos de inyeccion de fluidos estudiados, para poder sugerir la técnica de
inyeccion con mejores resultados, y asi lograr minimizar los efectos causados por la
condensacion retrograda en la productividad de pozos de gas condensado del oriente

del pais.

3.4. DEFINICION DE LAS MEJORES PRACTICAS DE APLICACION DE
CADA TECNICA EN EL CONTROL DEL BANCO DE CONDENSADO,
OFRECIENDO UN MECANISMO DE BUSQUEDA RAPIDA PARA LA
DEFINICION DE CRITERIOS DE SELECCION PARA SU RESPECTIVA
APLICACION EN EL YACIMIENTO.

Para cumplir con la etapa final de estudio, se procedid a establecer las mejores
practicas tanto conceptuales como operacionales, producto del andlisis comparativo
de las técnicas aplicadas para el control del banco de condensado. Inicialmente se
realiz6 una revision de las recomendaciones de cada una de las aplicaciones, tanto
conceptuales como operacionales. Finalmente, se realizé una tabla contentiva de la

informacion, y se pudo establecer un mecanismo de busqueda rapida para la
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definicién de criterios de seleccion, considerando la aplicacion de cada técnica en el

yacimiento.

Para establecer las mejores practicas de aplicacion de cada método fue
necesario explicar inicialmente cuales son los esquemas de explotacion de

yacimientos de gas condensado, a continuacién se muestran estos esquemas:

3.4.1. Esquemas de explotacion de yacimientos de gas condensado

Basicamente el esquema Optimo de explotacion de cada yacimiento de gas
condensado depende de las caracteristicas propias del yacimiento y de las condiciones

econOmicas imperantes. Los esquemas mas utilizados se mencionan a continuacion:

3.4.1.1. Agotamiento natural de las reservas

Involucra los mecanismos de produccion que se mencionan a continuacion:

e Expansion del gas.
e Expansion del agua connota y de la roca.

e Empuje hidraulico.

3.4.1.2. Mantenimiento de Presion

e Ciclaje del gas separado del condensado o inyeccion de gas seco de una fuente
diferente al yacimiento en explotacion.

e Inyeccion de Agua.
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e Inyeccion de gases inertes como nitrogeno (N;) y gases producto de la

combustion (N, + COy).

Bésicamente éstos son los métodos utilizados para evitar la condensacion
retrograda en yacimientos de condensado ya que como se menciona durante la vida
productiva de los yacimientos de condensado se presentan ciertos problemas
adicionales durante su produccion, entre los que se destaca un fendémeno conocido

como condensacion retrograda.

Los métodos de mantenimiento de presion se complementan desinflando el

yacimiento (agotamiento de presion) al finalizar la inyeccion.

Basado en lo antes expuesto, a continuacién se muestran los factores y
consideraciones necesarias para llevar a cabo un proyecto de recuperacion basado en

la inyeccién de fluidos.

3.4.2. Factores y consideraciones generales necesarias para realizar el estudio

técnico econémico de una propuesta

Algunos autores sefalan que los siguientes factores, se deben tener en cuenta en el

estudio técnico econdmico de seleccion del método dptimo de explotacion:

a) Caracteristicas de la formacion y de los fluidos:
e Presencia o no de una zona de petréleo negro.
e Volumen de reservas y de productos que se pueden obtener de la misma.
e Propiedades y composicion de los fluidos del yacimiento.

e Variacion arial y vertical de permeabilidades.
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e Tipo de mecanismo primario de produccion, expansion de los fluidos y/o
Empuje Hidraulico.
b) Desarrollo del yacimiento y costos de operacion.
c¢) Disponibilidad de fluidos a inyectar y costos de operacion e instalacion de la
planta.
d) Demanda del mercado de gas y condensado.
e) Valor futuro de los productos.

f) Andlisis econdmico global.

Todos los factores antes mencionados son tomados como base para la
realizacion de un estudio técnico-econdémico para definir las mejores practicas de
aplicacion de cada técnica en el control del banco de condensado, permitiendo
asegurar conceptualmente el éxito del mismo. Para finalizar el estudio se planteo la
idea de realizar una tabla que mostrara las condiciones basicas para la aplicacion de
cada método, para establecer un mecanismo de busqueda rapida para la definicion de
criterios de seleccion, considerando la aplicacion de cada técnica en el yacimiento.

Dicha tabla se muestra a continuacion:
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(Ciclaje
de Gas
Seco)

Desplazamiento
miscible del gas
condensado por
el gas seco al
primer contac-
to.
Vaporizacion
de condensado
retrogrado por
multiples con-
tactos con el
gas pobre.

El gas in-
yectado  a-
yuda a

mantener la
presion  del
reservorio 'y
retarda la
condensacion
retrograda.
Al mismo
tiempo
desplaza el
gas humedo
hacia los po-
zos de pro-
duccion.

La reinyec-
cion del gas
seco impide
el desperdi-
cio de este
recurso  e-
nergético
cuando no se
tiene
mercado
para el gas.

El ciclaje de
gas en yaci-
mientos de gas
condensado
consiste en
separar en su-
perficie los
componentes
livianos (C1 —
C2, gas seco)
de los pesados
(C3+) y rein-
yectar al yaci-
miento el gas
seco separado,
para poder li-
cuar el (C3+) y
separarlo de la
mezcla (C1 —
C2) es nece-
sario usar un
procedimiento
criogénico

Experiencias
de
simulacion y
campo
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al reducir la
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es garantiza
una fuente de

En el proceso
de inyeccion
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Miscible del
gas condensa-
do.

asi un banco
de crudo
hacia los po-
zos produc-
tores. Dicho
frente misci-
ble se forma
por la vapo-
rizacion de
componentes
livianos en
el crudo.

de métodos
criogénicos se
puede produ-
cir nitrogeno
por la con-
densacion del
aire.

nitréogeno y es
necesario ha-
cer una inver-
sion adicional
para separar
los hidrocar-
buros del
nitrogeno.




CAPITULO IV

DISCUSIONES, CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

4.1. DISCUSIONES

4.1.1. EXPLICACION DEL EFECTO DEL BANCO DE CONDENSADO
SOBRE LA PRODUCTIVIDAD DE LOS POZOS DE GAS CONDENSADO

Debido a la formacion de un bloque de condensado en la region vecina al pozo no
todos los yacimientos de gas condensado estdn limitados por presion, aunque todos
estos campos experimentaron este fendmeno. El grado en que la segregacion de
condensado constituye un problema para la produccion, depende de la relacion 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 de 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 condicion es tipica de formacion 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 pequefia fraccion
de la caida de presion total, lo que es habitual en formaciones con valores de Kh
altos, la caida de presion adicional en el yacimiento como consecuencia del bloque de
condensado tendra probablemente poco impacto sobre la productividad del los pozos.
Como pauta general, se puede asumir que el bloque de condensado duplica la caida

de presion en el yacimiento para la misma taza de flujo. Conceptualmente, el flujo de
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los yacimientos de gas condensado puede dividirse en tres regiones de

yacimientos, aunque en ciertas situaciones no estan presentes las tres regiones.

Las dos regiones mas proximas a un pozo pueden formarse cuando la presion
del fondo de pozo estd por debajo del punto de rocid del fluido. La tercera region, que
se forma lejos de los pozos productores, existe solo cuando la presion del yacimientos
estd 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 presion de punto de rocio, solo existe y fluye una fase de hidrocarburo:
el gas. El limite interior de esta region tiene lugar donde la presion es igual a la
presion del punto de rocio del yacimiento original. Este limite no es fijo, sino que se
desplaza hacia afuera a medida que produce poco hidrocarburo y la presion de
formacion cae, desapareciendo finalmente cuando la presion en el limite exterior cae
por debajo del punto de rocio. En la segunda region, la region de segregacion de
condensado, el liquido se separa de la fase gaseosa, pero su saturacion continia
siendo suficientemente baja como para que se mantenga inmovil; sigue existiendo
flujo de gas monofasico. La cantidad de liquido que se condensa es determinada por
las caracteristicas de la fase del fluido, la saturacion 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 region, usualmente se aproxima a la saturacion critica del
liquido para el flujo, que es la saturacion residual del petroleo. En la primera region,
la més cercana a un pozo productor fluye tanto la fase gaseosa como la fase
condensada. La saturacion del condensado en esta region es mayor que la saturacion
critica, la dimension de esta region oscila entre decenas de pies para el condensado
pobre o cientos de pies para los condensados ricos. Su tamafio es proporcional al
volumen de gas drenado y al porcentaje de condensacion del 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 contiene gas pobre con baja condensacion de
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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 corresponde al bloque de condensado en la zona vecina al pozo y
controla la productividad del mismo. La relacion gas/condensado circulante, es
basicamente constante y la condicion PVT se considera una region de expansion a
composicion constante. Esta condicion simplifica las condiciones existentes entre la
permeabilidad relativa al gas y la permeabilidad relativa al petréleo; lo que hace que
la relacion entre ambas sea una funcion de las propiedades PVT, no obstante, en la
region vecina al pozo se producen efectos de permeabilidad relativa adicionales por la
velocidad del gas, y en consecuencia la fuerza viscosa es extrema. La relacion entre la

fuerza viscosa y la fuerza capilar se denomina ntimero capilar.

El bloque de condensado se inicia por la existencia de un gradiente de presion
mas pronunciado cerca del pozo con tiempos de prueba més 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 presion 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.

Cuando la saturacion liquida excede la saturacion critica del condensado, tanto
la fase de gas y la fase liquida son mévil. El movimiento de la fase liquida reduce la
permeabilidad relativa al gas de manera drastica y por lo tanto, reduce la
productividad del pozo y la caida de estos liquidos en el reservorio llega a ser
irrecuperable. Una vez que el liquido es movil, la composicion del flujo producido
(GOR) alcanza un valor constante (mayor GOR que el fluido original). Una vez que

ocurre el fendémeno de la caida del condensado estos liquidos no pueden ser
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revaporizados ni producidos, aun si la presion del yacimiento fuera incrementada por

inyeccion de gas hasta alcanzar una presion por sobre el punto de condensacion.

En resumen el comportamiento de los campos de gas condensado puede
dividirse en tres regiones cuando la presion de fondo de pozo Py, cae por debajo de la
presion del punto de rocié Py. Lejos de un pozo productor (3), solo hay una fase de
hidrocarburos presente; gas. Mas cerca del pozo (2), donde la presion del yacimiento
es mayor que P existe una region entre la presion del punto de rocio y el punto, Ry, en
la que el condensado alcanza la saturacién critica para iniciar el flujo. En esta region
de segregacion de condensado se encuentran presentes ambas fases pero solo fluye
gas. Cuando la saturacion del condensado excede la saturacion critica, ambas fases

fluyen hacia el pozo (1). A continuacion se resume las tres regiones del yacimiento.

= Presitn del yacimierto

Py —

Presion del punto de ok

Presion

L Distancia

Figura 4.1. Regiones del comportamiento de condensado.



137

4.1.2. DESCRIPCION LOS METODOS DE INYECCION DE FLUIDOS
APLICADOS PARA EL MEJORAMIENTO DE LA PRODUCTIVIDAD EN
POZOS DE GAS CONDENSADO COMUNMENTE UTILIZADOS EN EL
ORIENTE DE VENEZUELA

Son numerosos los métodos utilizados para controlar o solucionar los problemas que
producen la reducciéon de la productividad de yacimientos de gas condensado,
causados por la condensacion retrograda, no obstante una vez realizada una
exhaustiva busqueda de informacion, de inyecciones de fluidos realizadas en el
oriente del pais, se observaron experiencias desarrolladas en campo y algunas otras
realizadas de forma conceptual (estudios de simulacién); los métodos de inyeccion de
fluidos utilizados para el control de condensado resultantes de la revision se

mencionan a continuacion:

e Inyeccion de gas seco.
e Inyeccion de Dioxido de Carbono (CO»).

e Inyeccion de Nitrogeno (N»).

A continuacion se analizan los métodos considerando sus aplicaciones tanto
conceptuales (simulacién) como operacionales (experiencia de campo), ubicadas en

el oriente del pais.

4.1.2.1. Inyeccion de gas seco

La recuperacion de condensado por el proceso de inyeccion de gas a alta presion es
una funcion de la presion de inyeccion. Altas recuperaciones son obtenidas en el
laboratorio pero generalmente no son alcanzadas en el campo, debido principalmente

a la baja eficiencia de barrido. Aunque un incremento en la presion incrementard la



138

recuperacion de hidrocarburo, esto incrementara también los requerimientos del gas y

costos de inyeccion.

Experiencias de laboratorio y campo han mostrado la capacidad que tiene el

metano para vaporizar el condensado retrogrado. Cook, Walker y Spencer, realizaron

pruebas de laboratorio sobre gasificacion de condensado (45 °API) con gas seco,

dependiendo de la presion, el volumen del gas inyectado y la temperatura, se alcanza

a gasificar hasta un 75% del condensado original. Se comprobd que el volumen de

condensado gasificado es proporcional a la presion y a la cantidad de gas inyectado.

La inyeccion de gas seco permite:

Mantener la presion del yacimiento lo suficientemente alta (usualmente arriba
o cerca del punto de rocio) para minimizar las perdidas del liquido por
condensacion retrograda.

Alcanzar elevada eficiencia de desplazamiento (100 %) a escalas
microscopicas.

Recuperar el gas condensado a tasas de flujo econdmicas e impedir el

desperdicio del gas seco producido cuando no se tiene mercado para el gas.

En Venezuela, G. Rojas, de acuerdo a las experiencias de campo propias y

obtenidas en otros paises propuso el siguiente procedimiento de estimulacion:

a.
b.

Inyectar de 0,3 a 0,5 MMPCN por pie durante una o dos semanas.

Cerrar el pozo por una semana para que se logre el equilibrio termodinamico y
se cambien las facilidades de inyeccion a produccion.

Poner el pozo en produccion hasta alcanzar tasas similares a las que se tenian
antes de la inyeccion. Si la estimulacion arroja buenos resultados se debe

repetir el ciclo.
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Las experiencias de campo realizadas en el oriente del pais son numerosas en
cuanto a los proyectos de inyeccion de gas seco, tanto de forma continua
(mantenimiento de presion) como en el ciclaje de gas. A continuacién se muestra una
experiencia de campo en el norte de Monagas en el cual se utilizd esta técnica de

inyeccion.

El proyecto de inyeccion, inicid operaciones en Diciembre de 1996, teniendo
como objetivo la inyeccion de 600 MMPCN/D de gas a alta presion (8.500 psi en
cabezal) a fin de mantener una presién de yacimiento de 7.500 psi, para mitigar la
condensacion de hidrocarburo en la capa de gas (yacimiento Sub-Saturado con capa
de gas), obteniéndose a través de la inyeccion factores de reemplazo mayores o
iguales a uno, asociados a una producciéon de 200 MBPD y con un crecimiento

progresivo hasta llegar a los 300 MBPD en el afio 2005.

Para la implantacion de este proyecto, se realizaron mds de 60 corridas de
prediccion para evaluar los efectos de diferentes tasas de inyeccidon y produccion,
numero y posicioén de pozos inyectores, tipos de fluidos a inyectar y diferentes fechas

de inicio del proyecto.

De acuerdo a la evaluacion técnico-economica, la inyeccion de gas fue
seleccionada debido a su mayor recobro final y una mejor rentabilidad arrojada por

las evaluaciones economicas para el momento.

También se analizaron ciertas consideraciones técnicas de yacimientos, entre
las cuales se encuentra la presencia de una capa de gas condensado de gran magnitud,
lo cual representa una ventaja para la inyeccion de gas, debido a que al entrar en
contacto con el gas condensado del yacimiento origina la vaporizacion de los
hidrocarburos. Una porcion de hidrocarburo vaporizado es desplazado en forma

gaseosa para posteriormente condensarse y obtener un mayor recobro de liquido.
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Como se puede notar, este es una de los proyectos que se implemento en el
oriente y que continia brindando beneficios en la recuperacion de petroleo y control

del condensado retrogrado.

e Ciclaje de gas seco

El contenido de liquidos de muchos reservorios de gas condensado constituye una
parte importante y apreciable de la acumulacion de hidrocarburo, y como
consecuencia de la condensacion retrograda, un alto porcentaje de este liquido puede
quedarse en el yacimiento al tiempo de abandono. Debido a lo anterior, las
operaciones de reciclo de gas han sido adoptadas en muchos yacimientos de gas
condensado. En tales operaciones, el liquido condensado se remueve del gas himedo
producido, generalmente en una planta y el gas saliente o el gas seco se devuelve al
reservorio a través de pozos de inyeccion. El gas inyectado ayuda a mantener la
presion del reservorio y retarda la condensacion retrograda. Al mismo tiempo
desplaza el gas humedo hacia los pozos de produccion. Considerando que los liquidos
removidos representan parte del volumen de gas humedo, si se inyecta parte del gas
seco, la presion del reservorio disminuira lentamente. Al final de las operaciones de
reciclo, es decir cuando los pozos de produccion han sido invadidos por el gas seco,
la presion del reservorio se agota por deplecion para recuperar el gas y parte de los

liquidos remanentes en porciones no barridas.

PDVSA Gas tiene varios yacimientos de gas con pierna de petrdleo ubicados en
el area de Anaco. Los campos donde se encuentran estos yacimientos son Santa Rosa,
San Joaquin, Santa Ana, El Toco y La Ceibita. Cuando la zona de petrdleo es muy
pequefia en comparacion con el tamafio de la capa de gas condensado, el yacimiento
puede ser estudiado como uno de gas condensado sin presencia de petroleo negro
pero cuando se tiene una produccion significativa de petroleo negro a través de pozos

localizados buzamiento abajo del contacto gas condensado-petroleo, se debe tener en
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cuenta la presencia de petrdleo en la escogencia del mejor esquema de explotacion

del yacimiento.

Aunque las operaciones de reciclo parecen ser una solucion ideal al problema
de condensado retrogrado, existe un numero de consideraciones practicas que la
hacen poco atractiva:

= Se limita la venta de gas y los ingresos a largo plazo por la venta de
gas pueden verse alterados.

= Las operaciones de reciclo requieren gastos adicionales generalmente
mayor nimero de pozos, un sistema de compresion y de distribucion
para los pozos de inyeccion y una planta de recuperacion del liquido
de alta eficiencia.

= Debe comprenderse que ain cuando la presion del reservorio pueda
mantenerse por encima del punto de rocio, la recuperacion del liquido
en operaciones de reciclo puede ser mucho menor del 100%.

= El éxito y la eficiencia del barrido del gas seco inyectado dependera de

la heterogeneidad del reservorio y el grado de compactacion.

4.1.2.2. Inyeccion de Dioxido de Carbono (CO3)

Este método no se ha implementado con frecuencia en el oriente de Venezuela,
debido principalmente a la disponibilidad del mismo en esta zona. Sin embargo, su
eficiencia puede discutirse a través de las pruebas realizadas por el Intevep, las cuales

arrojaron los siguientes resultados:

e En general el andlisis de estas aplicaciones de campo indican que se obtiene

un gran incremento en la recuperacion cuando se trata de un proceso de
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inyeccion de CO; continuo y secundario en yacimientos de poco espesor,
donde los efectos de la capa de gas no controlen la eficiencia de barrido.

El la mayoria de los proyectos, el CO, se ha inyectado en forma gaseosa.
Pocos proyectos han usado la inyeccion de CO, forma liquida, ya que pueden
presentarse problemas de inyectividad originados por la formacion de
hidratos.

El 80% de las pruebas de campo con inyeccion de CO, se han realizado en
yacimientos con profundidades menores de 7000 pies. La aplicacion de
inyeccion de CO; en yacimientos mas profundos trac como consecuencia un
aumento en los costos de compresion del mismo, ademas de que las altas
temperaturas presentes en los mismos aumentarian los valores de presion
minima de miscibilidad.

Los arreglos mas utilizados en las pruebas de campo son los de 5 pozos
invertidos y, en menor numero, los de 9 pozos también invertidos, y los
arreglos en linea recta. En general, es posible afirmar que el tipo de arreglo de
pozo mas adecuado se debe escoger en base a las caracteristicas de cada
yacimiento en particular.

Los procesos de inyeccion alterna CO,/H,0, se han aplicado, mayormente, en
yacimientos que presentan valores altos de porosidad y permeabilidad, o con
un alto grado de heterogeneidad. Los yacimientos altamente fracturados no
son buenos candidatos para la inyeccion de CO,.

Solo un 3% de los proyectos sometidos a inyeccion de CO, presentaron
salinidades menores de 1000ppm. Se conoce alta solubilidad de CO, en el
agua y ademas que su solubilidad disminuye al aumentar la concentracion de
electrolitos en la fase acuosa. Esto hace recomendable que en la formacion
hayan ciertas concentraciones de electrolitos en formacion.

Los proyectos de campo realizados en yacimientos carbonatados, han

presentado problemas de canalizacidon severa hacia los pozos productores. Se
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ha comprobado que la mezcla de CO, y agua disuelve las calizas y dolomitas
de yacimientos de carbono, lo cual agrava los problemas de canalizacion.

e El tamafio 6ptimo de los tapones de CO; se encuentra entre el 20% y 40% del
volumen poroso. Cualquier cantidad adicional inyectada continta
incrementando la recuperacion del crudo, pero también incrementa la relacion

COy/crudo en los pozos productores.

A continuacidn se mencionan algunos de los inconvenientes mds frecuentes que

se han presentado durante la inyeccion de CO,.

e Inyectividad

En la aplicacion del proceso de recuperacion con el CO; se ha presentado problemas
en algunos proyectos, como consecuencia de la declinacion en la tasa de inyeccion lo
cual se puede deber a un aumento anormal de la presion del banco de CO,, cerca de
los pozos inyectores, y no a dafios en la formacion. La solucién mas acertada en este

caso es convertir pozos inicialmente productores en pozos inyectores.

Otro problema de inyectividad puede ser el que ocurre cuando la inyectividad
de CO, es menor que la esperada. Aun no se sabe ciertamente a que se debe este
problema, pero entre las causas que lo pueden originar se mencionan las siguientes:

* Un valor estimado de permeabilidad relativa al gas demasiado alto.
* Un taponamiento en las lineas de superficie por formacion de

hidratos durante los meses de invierno.

e C(Canalizacion del CO,.
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Otro problema que ha surgido durante algunas pruebas de campo es la rapida
canalizacion del CO; hacia los pozos productores. Este fendmeno se debe, entre otros
factores a las heterogeneidades presentes en la formacion. La alta movilidad del CO,
que en algunos casos puede ser 8 veces mayor, contribuye ampliamente a la
canalizacion, dando como resultado una alta relacion CO,/Crudo en los pozos

productores y una baja eficiencia de recuperacion.

Generalmente los problemas de canalizacion se eliminan utilizando procesos de
inyeccion alterna de COj/agua en distintas relaciones, dependiendo de la severidad

del problema.

En algunos casos se pueden realizar inyecciones de CO, con una solucién que
contenga un agente de alta permeabilidad o con una solucidon que contenga un
entrecruzador organico, el cual forma, in-situ, un gel polimero rigido que bloquea los

canales de alta permeabilidad.

e Corrosion.

En general los problemas de corrosion que se presentan en los procesos de inyeccion

de CO; son mas severos que los detectados en procesos de inyeccion de agua.

En algunos proyectos de Inyeccion continuo de CO,, la corrosion ha sido
minima ya que la deshidratacion de CO, desde su origen es una medida suficiente
para controlarla en los sistemas en los sistemas de distribucion de dicho gas. Sin
embargo se han tomado ciertas precauciones como recubrimientos internos de la
tuberia o el uso de aceros especiales para el caso de que existan altas concentraciones
de agua.

Las condiciones mds severas de corrosion se han presentado en los procesos de

inyeccion alterna de CO,/Agua. La solucién mas indicada en este caso es el uso de
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lineas de distribucion separadas. De usar la misma tuberia para la inyeccion alterna de
COy/agua, debe realizarse un secado previo a la inyeccion de CO,, utilizando alcohol
metilico y aire caliente. Otras formas de evitar la corrosion son: Mediante el uso de
recubrimientos internos en las tuberias., programa de tratamiento quimico con

inhibidores de corrosion.

e Experiencia de campo.

El campo Santa Rosa, al noreste de la Ciudad de Anaco, inicidé su produccion en
mayo de 1.960. Este yacimiento fue objeto de inyeccion de gas seco después del
cuarto afio de la produccion primaria hasta el reciente afio 2.000, cuando la presion
del yacimiento era de casi 2,300 psi, con 29,7 MMBEqv de liquido producido. La
interrupcion de este proceso de inyeccion se realizd debido a problemas ocasionados
por derrame de gas en la mayoria de los yacimientos de la zona de Anaco, lo cual
favorecio el surgimiento de nuevos problemas principalmente por la condensacion de

liquido cerca de los pozos.

En vista de esto, se realizd un proyecto piloto que consistio en una serie de
pruebas de laboratorio que fueron programadas para evaluar la inyeccion ciclica de
COa, en condiciones supercriticas a 400 °F, en el control del banco de condensado en

este yacimiento.

Los beneficios del proceso supercritico resultaron positivos favoreciendo la
recuperacion final:
v" Se experimentd una mayor movilizacion de las fracciones mas pesadas, sobre
todo hacia el pseudo-componente C5+. Esto es debido principalmente a que el
gradiente de calor ejercido provoca una mayor revaporizacion de las

fracciones mas pesadas en la parte superior de la fase CO,-gas.
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v" Se mejora el radio de movilidad entre los hidrocarburos liquidos in situ y el
CO,, haciendo mas viscosa la fase de gas, mientras que se reduce la
viscosidad de los liquidos. Esto, a su vez, promueve una mayor difusion de
calor s6lo por el aumento del area de contacto disponible, asi como también se
reduce la canalizacion del COs.

v La miscibilidad no es un objetivo principal para este proceso. En lugar de ello,
se supone que se produzcan multiples contactos para desarrollar la
vaporizacion de las fracciones de C5+ y la transferencia de masa de los
hidrocarburos residentes in situ a la fase de CO, rica en gas, que a su vez, es
acelerada por el aumento de los efectos del gradiente de temperatura.

v' A bajas temperaturas de CO, (con comportamiento de liquido) es posible
extraer fracciones de C5 a C30 de aceites crudos. Esto también es posible a

altas temperaturas, donde el CO, se comporta como un vapor.

Los resultados experimentales en estas pruebas, también se realizaron para
evaluar los efectos de miscibilidad y solubilidad del CO, con la temperatura. Como se
esperaba, la presion minima miscibilidad se incrementd con la temperatura puesto
que los cortes de gasolina (C5-C12) estan menos disponibles en las fracciones

preferentemente removidas de C5-C30 al aumentarse la temperatura.

Sin embargo, la respuesta de la solubilidad con la temperatura presenté una
tendencia directamente proporcional, es decir, un aumento de la solubilidad con la
temperatura. Esto indica que ademads de la difusion de calor, la transferencia de masa
y en ultima instancia los efectos de vaporizacion, la recuperacion final de liquido
también se ve favorecida por un mayor efecto en la solubilidad del CO, a
temperaturas mas altas.

Los resultados experimentales de este proyecto indican un exitoso proceso de
recuperacion de condensado, mostrando un factor experimental de recobro final en

exceso del 65%.
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4.1.2.3. Inyeccion de nitrogeno

Resultados de pruebas conceptuales, de desplazamiento de fluidos del campo Carito
Venezuela a 7.500 Ipca y 300°F con (100% de Nitrégeno), gas seco y mezcla de gas 'y
nitrogeno, muestran que el desplazamiento de gas condensado, con nitrégeno es
miscible y se alcanza una eficiencia de desplazamiento (Ed) de 96% en cambio el
desplazamiento de condensado liquido con nitrogeno es inmiscible y la eficiencia de
desplazamiento (Ed) so6lo alcanza valores de 50%, sin embargo el gas hace un
desplazamiento miscible del condensado alcanzandose una eficiencia de

desplazamiento (Ed) de 90%.

Pruebas de laboratorio realizadas por PDVSA Intevep, también muestran que la
mezcla de gas condensado con nitrégeno incrementa la presion de rocio. Una muestra
de gas condensado del pozo MUC-76 del campo carito se mezclo con 0,4, 5y 9 % de
nitrégeno obteniéndose presiones de rocio de 7.500, 8.125 y 9.160 Ipca,

respectivamente.

Afortunadamente el experimento de desplazamiento de gas condensado por
nitrogeno en columnas empacadas por arena, muestran que las pérdidas de liquido por
efecto del nitrégeno es insignificante en medios porosos debido a que el nitrégeno
solo se mezcla con el gas condensado en el frente de invasion ya que se ha observado

que el desplazamiento es tipo piston sin fugas.

La inyeccion de un tapén de CHy delante del nitrogeno disminuye la mezcla del
nitrégeno con el gas condensado reduciendo la condensacion retrograda generada por
la mezcla nitrogeno-gas condensado. Resultados de estudios de simulacion

composicional muestran que la integridad del tapon de CHs es afectada
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negativamente por la heterogeneidad de la roca, adedamiento y canalizacion del
nitrogeno. Por esta razon es necesario optimizar el volumen de CH4 a inyectar antes
del nitroégeno. Para el caso de yacimientos uniformes los recobros de condesados con
diferentes gases fueron:

e Inyeccion de nitrégeno continua: 45 -65 % GOES.

e Inyeccion de gas seco continua: 75 — 83% GOES.

e Tapodn de Gas seco (20%) + Inyeccion de nitrégeno continua: 58 -75%

GOES.

En este caso la inyeccion de un tapon de CH4 de 20% VP seguido por inyeccion
continua de nitrogeno logré recuperar 10% GOES mas que la inyeccion de nitrogeno

continua (sin tapon de CHy).

4.1.3. ANALIZAR LA INFLUENCIA DE LOS DIFERENTES METODOS DE
INYECCION SOBRE EL BANCO DE CONDENSADO, MEDIANTE UN
ESTUDIO COMPARATIVO, CON LA FINALIDAD DE SUGERIR EL
METODO DE INYECCION MAS IDONEO PARA EL MEJORAMIENTO DE
LA PRODUCTIVIDAD EN POZOS DE GAS CONDENSADO

Es importante destacar que el estudio realizado consider6 la aplicacion de los
métodos tanto conceptual como operacionalmente, motivo por el cual fueron
considerados algunos unicamente con estudios conceptuales y de laboratorio,
realizados en pozos perteneciente al oriente del pais. En el desarrollo de este trabajo
de investigacion se explicaron cada uno de estos métodos de inyeccion por separado,
apoyando las explicaciones en ejemplos practicos que muestran su aplicacion en

ambos sentidos (conceptual y operacional).
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Los métodos de inyeccion de fluido estudiados estdn fundamentados en el
principio de miscibilidad con los fluidos del yacimiento, en este caso el condensado
retrogrado representa un problema grave de acumulacion de fluidos en el medio
poroso, razén por la cual los yacimientos de gas condensado tienen problemas de
productividad. Los métodos antes descritos mejoran notablemente el efecto del
condensado retrogrado en las cercanias de los pozos de produccion, y en el mejor de
los casos algunos de ellos, inyectados de forma preventiva mantienen la presién por

encima del punto de rocio evitando la acumulacién de liquido retrogrado.

La disponibilidad de los fluidos de inyeccion resulta ser un factor critico para la
evaluacion econdmica de la aplicacion de cada método, ya que de esto depende la
seleccion de uno u otro método. No obstante la aplicacion de nuevas técnicas que
contribuyan con el aumento de la productividad de los pozos de gas condensado en la
actualidad se encuentra limitada a los costos de operacién y no a la eficiencia en la
remediacion de dafios ocasionados por la condensacion retrograda, si se consideran
cada uno de los fluidos a inyectar por separado, podemos notar que tanto el Nitrogeno
como el CO,, resultan ser a simple vista costosos y dificiles de extraer ya que algunos
de ellos ameritan de procesos previos para su obtencion, es por esta razon que para el
caso de inyeccidon de gas a alta presion o ciclaje de gas, el fluido de inyeccion es el
mas versatil y disponible, lo que disminuye los costos totales de inyeccion. La
inyeccion de nitrogeno ha sido descrita como un proceso de tecnologia probada
técnica y econdmicamente. La mayor desventaja de la inyeccion de nitrogeno es que
llega un momento en que el gas aparece contaminado con nitrégeno y es necesario
hacer una inversion adicional para separar los hidrocarburos del nitrogeno. Aunque
en Venezuela se ha aplicado la inyeccion de Nitrogeno en Occidente, no se ha
realizado hasta el presente ningin proyecto de campo en el oriente, debido
basicamente a la relativa abundancia de gas seco, solo se han desarrollado proyectos

conceptuales en esta area del pais.
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De acuerdo a lo expuesto anteriormente y producto del estudio, el uso de la
inyeccion de gas para pozos de gas condensado que muestran una reduccioén
substancial en la productividad debido a una acumulacion de condensado en la zona
cercana al pozo, bloqueo por agua o el efecto combinado de altas saturaciones de
condensado y agua, resulta ser el método mas idoneo. Historicamente 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 estd disponible para la venta hasta el final de proyecto
cuando se termina la inyeccion y se agota la presion, no obstante esta condicion no
representa una desventaja en Venezuela ya que el gas de reinyeccion no estd limitado

por esta causa (venta de gas).

Es importante destacar que las condiciones de un yacimiento a otro varian y
debe realizarse un proyecto previo a la implantacion de estos métodos a manera de
simulacién numérica, soportada por una evaluacion econdmica que considere todos
los aspectos necesarios para realizar la debida evaluacién del método y asi evitar
descartar otros métodos que pueden ser aplicados y que pueden resultar beneficiosas

para la recuperacion de gas condensado y control del condensado retrogrado.

4.1.4. DEFINICION DE LAS MEJORES PRACTICAS DE APLICACION DE
CADA METODO EN EL CONTROL DEL BANCO DE CONDENSADO,
OFRECIENDO UN MECANISMO DE BUSQUEDA RAPIDA PARA LA
DEFINICION DE CRITERIOS DE SELECCION PARA SU RESPECTIVA
APLICACION EN EL YACIMIENTO
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De acuerdo a los principios generales para la aplicacion de los métodos de
recuperacion de hidrocarburo y el mejoramiento de la productividad en los mismos,
se deben estimar una serie de consideraciones, las cuales son estimadas como mejores
practicas en el disefio de operaciones que involucran la inyeccion de fluidos. A

continuacion se muestran estos principios:

e Tiempo: Este factor es critico en lo que respecta al tiempo para el inicio de la
inyeccion fisica del fluido. Es necesario conocer que la necesidad de
inyeccion obedece a objetivos especificos. El tiempo Optimo para iniciar un
proyecto de inyeccion estd relacionado comunmente con el proceso mas
apropiado para el yacimiento seleccionado. El tiempo considerado para la
inyeccion, tanto continua como ciclica depende fundamentalmente de los
resultados obtenidos de simulaciones numéricas, ya que el volumen inyectado
de fluido esta directamente relacionado con el tiempo de inyeccion.

e Fluidos de inyeccion: En los proyectos de inyeccion ciertos parametros del
yacimiento deben ser considerados previos a su seleccion. Estos en muchos
casos son fijos y escapan al control del ingeniero. Entre los parametro
necesarios que son inherentes al yacimiento, se encuentran:

* Propiedades de las rocas.

* Propiedades de los fluidos del yacimiento.
» Propiedades de interaccion roca-fluido.

= Estratificacion geoldgica.

= Fallamiento, si existe.

* Profundidad.

» Geologia del yacimiento.

* Presion de yacimiento.

* Presion de fondo fluyente.

= {ndice de productividad.
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=  Composicion de los fluidos en el yacimiento.

= Saturaciones.

Con estos parametros definidos y conociendo la saturacion de los fluidos en el
yacimiento se puede realizar la seleccion del fluido a inyectar, de acuerdo a criterios
especificos de aplicacion. Para seleccionar el fluido adecuado se deben considerar
diferentes opciones, en cuanto al fluido a ser inyectado. Para seleccionar el fluido
adecuado se deben realizar sensibilidades considerando los siguientes aspectos:

e Presion de inyeccion.
e Tasa de inyeccion.
e Patro6n de inyeccion.

e Tiempo de inyeccion.

El ingeniero debe evaluar estos aspectos y tomar la mejor opcion. La seleccion
del fluido de inyeccion apropiado para un yacimiento determinado es probablemente

la parte mas dificultosa del disefio de cualquier operacion de inyeccion.

¢ Recuperacion esperada: Para estimar este parametro se deben tener
definidos los siguientes aspectos:

= (Cantidad de condensado original en sitio.

» La recuperacion por declinacion de presion que ocurre antes del inicio
de la inyeccion, ya que se debe considerar y representar la fase inicial
de agotamiento, de tal forma de inicializar el modelo.

» Saturacidon de condensado al inicio de la inyeccion y la saturacion
residual de condensado después del proceso de desplazamiento y
como se distribuye en el yacimiento.

» Tasa de produccion y tasa de inyeccion.
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El analisis del yacimiento seleccionado para realizar la operaciéon es
fundamental y estd basado especificamente en la recoleccion de informacion del
yacimiento, también las pruebas de pozos deben ser consideradas para operaciones de
inyeccion. Es importante destacar que los datos deben ser validados y confiables, ya
que de la calidad de la informacion suministrada al simulador dependen los resultados
que se obtengan, es de esta forma que se pueden descartar muy buenas tecnologias

por manejar datos poco confiables que no representan la realidad del pozo.

¢ Recoleccion de Datos y Pruebas: es necesario elaborar un programa de los
requerimientos de datos durante la vida de un yacimiento y las condiciones
bajo las cuales deben ser tomados asi como el tiempo en que se debe hacer la
recoleccion de datos. Continuamente a medida que se tiene mas conocimiento
del yacimiento el programa debe ser modificado. Los datos que se obtienen
son los siguientes:
= Limites del campo y geometria del yacimiento.
= Propiedades de las rocas.
= Localizacion de los contactos si estuvieran presentes.
= Caracteristicas de los fluidos del yacimiento.
= Condiciones de presion y temperatura inicial del yacimiento.

* Informacién general, tal como productividad promedio por pozo.

Adicionalmente:
* Andlisis de ntcleos.
* Pruebas de presion periddicas.
* Muestras de los fluidos del yacimiento.
* Pruebas de produccion periodicas.
* Medidas del indice de Productividad.

* Analisis especial de nucleos.
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» Historia de produccién mensual de fluidos por pozo.

e Tipo de inyeccion: Con datos apropiados y validados puede reconoce
tempranamente el tipo de programa de inyeccion que podria proveer la mejor
recuperacion economica. Las caracteristicas de las rocas y los fluidos son
datos importantes que deben ser considerados para la inicializacion del
programa.

0 Contenido de agua intersticial.

Propiedades de permeabilidad relativa.

Relaciones de movilidad.

Indicadores de fracturas naturales y sistemas de fallamiento.

Variacion areal y vertical de la porosidad y permeabilidad.

O O O O O

Continuidad de la formacién.

e Prediccion: Se debe emplear las técnicas apropiadas que proporciones

resultados reales y concordantes con proyectos similares.

e Economia: Cuando se realizan las predicciones se deben considerar
todos los factores que originan gastos e inversiones y evaluar todas las
opciones disponibles, asi como fuentes de financiamiento si es
necesario. La evaluacion econdomica permite determinar la factibilidad
de aplicacién un determinado método y es concluyente en cuanto a la
decision de aplicar el método en campo y establecer la posible

masificacion del mismo.

Una vez realizada la revision de las recomendaciones generales para cada una
de las aplicaciones, se procedio a establecer algunas condiciones basicas para la

aplicacion de cada método mediante la elaboracion de una tabla contentiva de la
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informacion, y se pudo establecer un mecanismo de busqueda rapida para la
definicion de criterios de seleccion, considerando la aplicacion de cada técnica en el

yacimiento.
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4.2. CONCLUSIONES

e El gas inyectado ayuda a mantener la presion del yacimiento y retarda la
condensacion retrograda, al mismo tiempo desplaza el gas humedo hacia los
pozos de produccion. Este tipo de inyeccion es la mas recomendada para este
tipo de yacimientos.

e El comprender el fenomeno de flujo multifasico, es importante para
caracterizar y desarrollar los reservorios de gas condensado, bédsicamente
cuando la presion del pozo cae debajo del punto de condensacion del liquido,
ocurre la caida del liquido debido a la condensacion retrograda.

e La condensacion retrograda es un fendmeno que ocurre en yacimientos de gas
condensado cuando la presion cae por debajo del punto de rocio.

e Lainyeccion de gas a alta presion es un proceso miscible, que significa que el
gas inyectado se mezclaré con el petrdleo del yacimiento para formar una fase
homogénea simple.

e El contenido de liquidos de muchos reservorios de condensado constituye una
parte importante y apreciable de la acumulacion de hidrocarburo, y como
consecuencia de la condensacion retrégrada, un alto porcentaje de este liquido
puede quedarse en el reservorio al tiempo de abandono.

e Mantener la presion del yacimiento lo suficientemente alta (usualmente arriba
o cerca del punto de rocio) es un factor clave para minimizar las perdidas del
liquido por condensacion retrograda.

e La mayor desventaja de la inyeccion de nitrogeno es que llega un momento en
que el gas aparece contaminado con nitrégeno y es necesario hacer una
inversion adicional para separar los hidrocarburos del nitrogeno.

e Con la inyeccion de nitrogeno se logra desplazar el frente miscible a lo largo

del yacimiento, moviendo asi un banco de crudo hacia los pozos productores.
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La disponibilidad de los fluidos de inyeccién resulta ser un factor critico para
la evaluacion econémica de la aplicacion de cada método.

La aplicacion de nuevas técnicas que contribuyan con el aumento de la
productividad de los pozos de gas condensado en la actualidad se encuentra
limitada a los costos de operacion y no a la eficiencia en la remediacion de
dafios ocasionados por la condensacion retrograda.

Los métodos de inyeccion de fluido estudiados estan fundamentados en el

principio de miscibilidad con los fluidos del yacimiento.
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4.3. RECOMENDACIONES

Es importante senalar que el estudio realizado se fundament6 en experiencias
conceptuales y operacionales realizadas en el oriente del pais, es
recomendable realizarlo a nivel de toda la region, asi se podran ampliar los
criterios en base a experiencias ocurridas en occidente.

La disponibilidad de los fluidos de inyeccion es un factor critico cuando se
realiza la evaluacion economica del método a aplicar, por lo tanto para el caso
de realizar estudios de inyeccion de fluidos se recomienda explorar la
disponibilidad del mismo antes de realizar los estudios de simulacion.

Debe realizarse un proyecto previo a la implantacion de estos métodos a
manera de simulacion numérica, soportada por una evaluacion econdémica que
considere todos os aspectos necesarios para realizar la debida evaluacion del
método y asi evitar descartar otros métodos que pueden ser aplicados y que
pueden resultar beneficiosas para la recuperacion de gas condensado y control

del condensado retrogrado.
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