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RESUMEN

La mayoria de campos petroleros ubicados en la cuenca oriente ecuatoriana son
considerados campos maduros, llevando asi a implementarse proyectos de
recuperacion secundaria debido a que la recuperacién primaria ya no es factible. Uno
de estos es el campo Shushufindi, donde la presion de sus yacimientos presentaban
una tendencia clara de declinacion, evidenciandose una disminucién de su tasa de
produccion, razon por la que en el afio 2014 se implementd un proyecto piloto de
inyeccion de agua y una extension posterior en el 2019 con el fin de mantener la
presidn e incrementar el factor de recobro del yacimiento U inferior. El presente trabajo
tiene como propdosito analizar los resultados de dicho proyecto; para determinar si su
implementacion pudo cumplir con los objetivos trazados. Primero se realizé una breve
revision de conceptos relacionados a la inyeccion de agua, luego se establecieron las
técnicas de monitoreo y seguimiento para la evaluacion de los pozos inyectores y el
yacimiento, siendo estas el grafico de Hall y el método de la relacion VRR
respectivamente; ademas se realizd un analisis que permitié estimar el aumento del
factor de recobro, en donde se considerd la teoria de curvas de declinacion. Los
resultados obtenidos mostraron que los pozos inyectores desarrollaron
comportamientos normales de operacion y una re-presurizacion del yacimiento. Por
altimo se determina un aumento en las tasas de produccion y un factor de recobro
incremental de petrdleo de 7.6% en el yacimiento U inferior gracias a la implementacion

del proyecto de inyeccion de agua.

Palabras Clave: Inyeccién de agua, monitoreo, evaluacion, factor de recobro.



ABSTRACT

Most of the oil fields located in the eastern Ecuadorian basin are considered mature
fields, thus leading to the implementation of secondary recovery projects because
primary recovery is no longer feasible. One of these is the Shushufindi field, where the
pressure of its reservoirs showed a clear trend of decline and a decrease in its
production rate. This is the reason why in 2014 a pilot waterflood project and an
extension later in 2019 was implemented, in order to maintain pressure and increase
the recovery factor of the lower U reservoir. The present work aims to analyze the
results of said project; to determine if its implementation could reach the objectives set.
First, a brief review of concepts related to water injection was carried out, then the
monitoring and follow-up techniques were established for the evaluation of the injection
wells and the reservoir, these being the Hall plot and the voidage replacement ratio
method respectively. ; Furthermore, an analysis considering the theory of decline
curves allowed estimating the increase in the recovery factor. The results obtained
showed that the injection wells developed normal operating behaviors and a re-
pressurization of the reservoir. Finally, an increase in production rates and an
incremental oil recovery factor of 7.6% is determined in the lower U reservoir thanks to

the implementation of the waterflood project.

Keywords: Water injection, monitoring, evaluation, recovery factor.
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1.

CAPITULO 1

INTRODUCCION

Cuando se perfora un pozo, la variacién de presion dentro de la formacion empuja
los depdsitos de petroleo de las fisuras y poros donde se acumula, hacia el pozo
donde este puede recuperarse. La presion es la clave para recolectar petroleo de
las formaciones rocosas subterrdneas naturales en las que se forma, pero esta
presion inicial es finita. Para continuar recolectando el crudo, la presion debe
mantenerse por otros medios. Estas tacticas se denominan técnicas de recuperacion
secundaria.

Dentro de estas tacticas encontramos la inyeccion de agua, que tiene como objetivo
incrementar el factor de recobro del reservorio y aumentar la presion del yacimiento.
La inyeccion de agua mejora el desplazamiento de petréleo y por lo tanto produce
un mejor barrido del yacimiento, permitiendo que las reservas probadas se
incrementen.

El campo Shushufindi es un campo maduro ubicado en la amazonia ecuatoriana en
el cual mas del 50% de las reservas ya han sido explotadas. La presién como energia
principal ha disminuido por efectos de la produccién en sus yacimientos principales,
lo cual ha generado una disminucién en la tasas de produccién y de reservas de los
mismos.

Un proyecto de inyeccién de agua ha sido puesto en marcha en estos yacimientos
con el fin de incrementar la energia y la produccion. La necesidad de un analisis para
determinar si la implementacién de este proyecto de recuperacion secundaria en el
yacimiento U inferior del campo Shushufindi fue el correcto y llegé a cumplir los
objetivos, se hace cada vez mas presente puesto que la aplicacion no adecuada de
meétodos y la falta de control de los procedimientos en estos proyectos, pueden llegar

a afectar a la recuperacion de las reservas de petroleo.



1.1 Descripcion del problema

A lo largo de la historia petrolera del Ecuador, la produccion de crudo ha sido
sustentada por aquellos campos que se encuentran ubicados en la cuenca Oriente.
Actualmente, la mayoria de estos campos son considerados como campos
maduros, puesto que la recuperacion primaria ya no es viable y por ende deben
realizarse muchos proyectos de recuperacion secundaria.

A pesar de que se ha buscado producir el petréleo de manera mas competente, las
campafias de produccion se fueron tornando mas agresivas. Esto afecto
principalmente a los campos maduros como es el caso del campo Shushufindi, que
ha presentado una caida de presién en sus yacimientos principales, lo que ha
provocado una baja en las tasas de produccién y reservas, razén por la cual se ha
aplicado un proyecto de recuperacion secundaria.

Existen muchos factores problematicos que influyen en el grado de éxito que
deberiamos esperar en un proyecto de recuperacién secundaria, problemas que
pueden aparecer incluso durante la etapa de planificacion. Sin embargo, es
indudable que uno de los principales problemas es la falta de implementacion de
técnicas adecuadas que permitan incrementar el factor de recobro de petréleo en
los campos de la amazonia ecuatoriana.

Esta situacion crea la obligacion al sector hidrocarburifero de realizar evaluaciones
y diagndsticos a estos tipos de proyectos, para asi poder garantizar de manera
constante los ingresos obtenidos por la recuperacion eficaz de las reservas y el

aumento del factor de recobro.
1.1.1 Localizacion del campo

Shushufindi-Aguarico es el campo mas grande de la Cuenca Oriente del
Ecuador, se encuentra ubicado en la provincia de Sucumbios dentro del
Bloque 57 en la region amazoénica del pais, a 250 kilbmetros al este de
Quito y a 35 kilometros al sur de la frontera con Colombia, limita al NE con

Libertador, al SO con Sachay al Sur con Limoncocha.
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Figura 1.1 Localizacion del campo Shushufindi [Petroamazonas EP, 2018]
1.1.2 Historico de produccion

El campo Shushufindi tiene cinco niveles productivos: Napo T Inferior, Napo
T Superior, Napo U Inferior, Napo U Superior y Basal Tena. Los reservorios
principales son Napo T Inferior y U Inferior que han aportado méas del 90%
de la produccion acumulada.

El pozo descubridor (Shushufindi-01) fue perforado en 1968 y la produccién
comercial inici6 en el afio 1972, con 19,200 BPPD sin agua. Con la
campafia de perforacion realizada entre 1972 — 1977 se incremento la
produccion a 120,000 BPPD con bajo corte de agua. Sin embargo, como
comunmente sucede en yacimientos con acuifero lateral, el frente de agua
llego hacia los pozos productores después de seis afios de haberse iniciado
la explotacion, incrementarse asi el corte de agua a partir del afio 1978.
Para el afio 1994, la mayoria de pozos producen de un solo reservorio y
existe una produccion de 140,000 BLPD, 100,000 BPPD y un corte de agua
del 30%. A partir de esa fecha la produccion de petrdleo ha declinado
proporcional al incremento del corte de agua, mientras la produccion de
fluido se ha mantenido en el orden de 130,000 BLPD (Petroamazonas EP,
2014).



1.1.3

En los ultimos afios se han realizado proyectos con el fin de aumentar la

energia del yacimiento e incrementar la produccion del campo.
Caracterizacion de la arena U inferior

Propiedades de laroca

La determinacion de los parametros petrofisicos de la roca se realizé a
partir de los datos de nucleos y de perfiles de los pozos: 02A, 03, 27, 41,
51, 63, 68, 82, 87, 88 para determinar las propiedades de la zona piloto de
la inyeccion en el yacimiento U inferior, para posteriormente ser analizados

en laboratorio.

Tabla 1.1 Propiedades de laroca del yacimiento U inferior [Petroamazonas

EP, 2015]
Arena Profundidad Espesor a (%) Sw (%) Vol. Arena
(Pies) Neto (Pies) Limpia (%)
Ui 9,100 61.76 18.96 21.4 16.01

Propiedades de los fluidos

Para la arena U se cuenta con pruebas PVT en seis pozos, SSF-001, SSF-
027, SSF-041, SSF-082, SSF-087 y SSF-088 distribuidos en diferentes
areas del campo. Todas las muestras son de fondo y fueron conservadas
a condiciones de reservorio.

Los pozos ubicados en el centro y norte de Shushufindi, SSF-087, SSF-
088, SSF-082, tienen propiedades PVT similares en funcion de la
profundidad y presion de saturacion. De manera que se puede concluir de
qué se trata de un mismo fluido y regién de equilibrio. Las propiedades
PVT para esta region son: presion de burbuja 1140 — 1240 psi, relacion gas
en solucion @ Pb 263 — 320 scf/bl, APl @ 60F 25.5 — 31.2, viscosidad del
petréleo a P inicial 2.4 — 2.57 cp.

El pozo SSF-027 esta ubicado al sur del campo, tiene propiedades PVT
diferentes al resto del campo: presion de burbuja 980 psi, relacién gas en
solucion @ Pb 140 scf/bl, APl @ 60F 15- 17, viscosidad del petrdleo a P

inicial 12 cp. Adicional a la diferencia de propiedades PVT en esta area se



tiene un nivel de agua libre original mas bajo y tiene un comportamiento de

depletacion de presion diferente.

Tabla 1.2 Propiedades PVT de la arena U [Petroamazonas EP, 2014]

Pozo | Arena | Fecha P Pb Rs API Uo origen

(psig) | (psia) | (scf/bbl) | @ @ Pi

60F

SSF- U Nov NR 1240 319 27.3 24 PPR
87 1996
SSF- Ui+Us Dec NR 1190 263 255 2.46 PPR
88 1996
SSF- U APR 3869 1325 3339 26.5 1.9 | CORELAB
01 1970 @

9000FT
SSF- ) OCT 2853 977 141 17 12.3 PPR
27 1998 @

9200FT

1.1.4 Piloto y expansién del proyecto de inyeccidén de agua

El proyecto de inyeccién de agua fue implementado el 29 de noviembre de
2014 en la zona centro-norte del campo Shushufindi-Aguarico con el
objetivo de incrementar el factor de recobro del reservorio “U Inferior”,
partiendo del Pad B con un piloto conformado por tres (3) patrones
invertidos de cinco puntos (5), siendo los pozos inyectores: Shushufindi-
244D WIW (SHSB-2441U), Shushufindi-247D WIW (SHSC-247IU) y
Shushufindi-B3 WIW (SHSB-003IU).

Al momento de iniciar la inyeccion, la presion estatica de la arenisca
objetivo U inferior estaba en el orden de los 1,400 psi con tendencia clara
de declinacién. Actualmente la presibn aumentd a valores en el orden de
2,500 psi.

En el afio 2019 se dio inicio a la expansion del proyecto de inyeccion (Fase
[) teniendo como objetivo fundamental apuntar al barrido y re-presurizacion
de las zonas mas prospectiva de “U inferior” y “U superior’, donde se
realizaron 5 conversiones de pozos productores a inyectores, siendo el

arreglo general combinado de inyeccion periférica desde el oeste



(Shushufindi-116DWIW, Shushufindi-235DWIW y Shushufindi-141DWIW)
y el este hacia el centro de la estructura (Shushufindi-292DWIW) y por
arreglos de 5 puntas (Shushufindi-108D WIW) desplazando petréleo desde
el centro hacia los flancos.

La zona hacia donde se planted la expansion es mas frecuente encontrar
la arenisca U inferior desarrollada en I6bulos con algunas barreras
verticales. Debido a esto, la implementacion de la inyeccidén en esta zona
se realiz6 en la medida de lo posible en forma selectiva, para evitar que la
distribucion de fluidos esté controlada por la gravedad y la permeabilidad
creciente hacia la base de la secuencia de U inferior.

En la Tabla 1.3, se detalla los parametros petrofisicos de los pozos
inyectores y también los intervalos de inyeccion.

Tabla 1.3 Petrofisica de los pozos inyectores a la arena U inferior
[Petroamazonas EP, 2020]

Piloto
Pozo Intervalo Espesor | Porosidad | K Estado
(ft) % mD

SSFD 244 9408’ - 9422’ 25,5 12 164 Inyectando
9428’ - 9436’

SSFD 247 9438’ - 9446’ 20 12 170 | Convertido a
9457’ - 9469’ productor

SSFD 003 9099’ - 9102 36 16 451 | Inyectando
9108 - 9117’
9125 - 9150’

Expansion
Pozo Intervalo Espesor | Porosidad | K Estado
(ft) % mD

SSFD 108 9623’ - 9653’ 22 14 200 | Inyectando

SSFD 141 9464’ - 9469’ 24 16 377 | Inyectando
9472’ - 9477
9483’ - 9488’
9504' - 9526'

SSFD 235 9884’ - 9893’ 40 16 484 | Inyectando
9906’ - 9937

SSFD 116 9618’ - 9638’ 40 16 265 | Inyectando




9656’ - 9673’
SSFD 292 9986’ - 10013’ 31 14 339 | Inyectando
10016’ - 10020’
10033’ - 10043’
10059’ - 10067’

Para el desarrollo de procesos en posteriores capitulos es necesario definir
los pozos que sienten el efecto de la inyeccion de agua. La tabla 1.4
muestra los pozos identificados por PAM como principales pozos
influenciados por el piloto y expansion del proyecto.

Tabla 1.4 Principales pozos productores influenciados por inyeccionde

agua en U inferior [Petroamazonas EP, 2019]

Pozo Pozo Productor Ui Influenciado
Inyector

Piloto SHS: 151-150-46-86-205-36-66-49-145-136-208-53-70-206
(SHS-244-
247-003)
Expansion Pozo Productor Ui Influenciado
SHS-108 SHS: 49-66-86-205-87
SHS-141 SHS: 190-84
SHS-116 SHS: 62-234-98-261-233-238-155
SHS-292 SHS: 109-43-159
SHS-235 SHS: 234-81-62-233

1.2 Justificacion del problema

Este proyecto se realiza por la necesidad de conocer si la implementacién del
proyecto de recuperacion secundaria por inyeccién de agua en el reservorio Ul del
campo Shushufindi, fue la apropiada para conseguir los objetivos principalmente
trazados: aumento de la produccién, incremento de las reservas recuperables de
petréleo y la mejora del factor de recobro.

La apariciébn de inconvenientes durante la aplicacion de este tipo de proyectos
provocaria que los campos maduros poco a poco vayan perdiendo su rentabilidad,
en algunos casos hasta llegar al punto en que la produccion de petroleo ya no sea

econdmicamente justificable. Es por ello que se considera fundamental reconocer



y evaluar las diferentes variables que se tuvieron en cuenta para las aplicaciones

de las técnicas y procedimiento usadas en el campo.

Por tal razon, se ha decido hacer un andlisis de los resultados del proyecto en

cuestion. De manera general este analisis abarca un estudio de la caracterizacion

de los yacimientos, estudio del comportamiento que han tenido los yacimientos con

el método de recuperacion secundaria aplicado, la ingenieria de yacimiento, el

comportamiento de la produccién, entre otros.

De esta manera se busca que los resultados de este analisis brinden un aporte

tedrico-practico para proyectos futuros de métodos de recuperacion secundaria por

inyeccion de agua que se lleven a cabo en el oriente ecuatoriano.

1.3 Objetivos

13.1

1.3.2

Objetivo general

Evaluar los resultados del proyecto de Inyeccion de agua implementado en

el campo Shushufindi en el yacimiento U Inferior.
Objetivos especificos

Identificar las técnicas para el monitoreo y seguimiento del proyecto de
inyeccion de agua.

Comprobar el aumento de la produccion en los pozos influenciados por la
inyeccion de agua.

Analizar el comportamiento de la eficiencia volumétrica de reemplazo en el
yacimiento U Inferior luego de la inyeccion de agua.

Verificar el aumento del factor de recobro de petréleo comparando con el

escenario de recuperacion primaria.

1.4 Marco tedrico

14.1

Fundamentos tedricos en procesos de inyeccién de agua

El método de recuperacion de petréleo por inyeccién de agua se origind
accidentalmente en el afio 1865, en la ciudad de Pithole al oeste de
Pennsylvania, cuando una fuga de agua proveniente de un acuifero poco
profundo se filtr6 en las formaciones produciendo un aumento en la

produccion de los pozos adyacentes, sin embargo, no fue hasta el afio



1890, cuando los operadores se dieron cuenta de este hecho, (Paris de
Ferrer, 1984).
Este método consiste basicamente en el desplazamiento de los fluidos del
reservorio hasta los pozos productores. En la actualidad este método se
considera el mas efectivo y sigue siendo el mas implementado como
recuperacion secundaria a nivel mundial, lo cual se debe a factores tales
como:
¢ Alta eficiencia de desplazamiento de petréleo, generada por el agua.
¢ Regularidad de la disponibilidad de agua y su relativa facilidad de
inyeccion.
e Costos operativos razonables.
e Inversiones de capital mas bajas que para otros procesos de
recuperacion secundaria 0 mejorada.
Teniendo en cuenta que el desplazamiento se genera con la accién del
petréleo y del agua, los cuales poseen polaridad opuesta, este método es
considerado como un desplazamiento de fluidos inmiscibles, mismo que
involucra el accionar de un fluido desplazante de mayor energia (agua) que
pasa a ocupar el lugar de otro en un medio poroso, a este Ultimo se lo
conoce como fluido desplazado (en este caso, el petréleo).
A medida que se inyecta el fluido desplazante, se crea un frente de
separacion y se comienza a diferenciar dos zonas en el yacimiento: una
zona no invadida, donde se va formando un banco de petréleo debido al
petréleo que es desplazado hacia adelante; y detras de ese banco se tiene
la zona invadida, la cual es formada por el agua inyectada y el petréleo
remanente.
Estos desplazamientos inmiscibles en un medio poroso se pueden dar de
2 tipos:
e Piston sin fuga, cuando no existe movilidad del petréleo remanente
en la zona invadida; y
e Pistdn con fuga, donde el petroleo remanente posee cierta movilidad

y ocurre flujo de dos fases en la zona invadida.



A su vez, en estos desplazamientos se pueden diferenciar 2 fases: antes
de la ruptura, cuando el fluido producido no tiene fluido desplazante; y
después de la ruptura, cuando se producen ambos fluidos (Paris de Ferrer,
1984).

En este método de recuperaciéon secundaria el desplazamiento es un
proceso fluctuante con respecto a la saturacion y tiempo, el cual tiene como
efectos el cambio en: las permeabilidades relativas, las presiones y las
viscosidades de las fases. Para un mejor entendimiento de este método se
procede a describir el mecanismo de desplazamiento en un yacimiento
homogéneo, el cual consta de las siguientes etapas:

Antes de la ruptura

Condiciones iniciales: Etapa previa a la inyeccion en la cual se tiene como
asunciones que los fluidos se mueven horizontalmente y la saturacion a
través del yacimiento es constante. Ademas, considerando que el
yacimiento desarrollé produccion primaria y este eventualmente declind su
presion por debajo de la presion de burbujeo, existira una fase de gas
uniforme a través del yacimiento.

Invasion: Al inicio de la inyeccidn de agua, se presenta una elevacion de la
presion del yacimiento alrededor de los pozos inyectores y declina hacia
los pozos productores. En cuanto se siga inyectando el agua, parte del
petréleo se desplaza hacia adelante para formar un banco de petréleo, el
cual también empuja al gas, aungue bajo ciertas condiciones parte del gas
puede quedar atrapado en dicho banco, ocupando espacio que de otra
manera contendria petroleo residual; detras del banco de petréleo viene el
frente del banco de agua donde se encuentran el agua inyectada y el
petréleo residual junto al gas atrapado.

Llenado: En esta etapa el gas es desplazado (exceptuando el gas atrapado)
de la porcion inundada del yacimiento, para tal efecto, el volumen
acumulado del agua inyectada debe ser igual al volumen del espacio
ocupado por el gas mévil del yacimiento. A lo largo de este proceso, parte
del gas se disuelve nuevamente con el petrleo que va contactando, y el

remanente se produce a traves de los pozos productores.
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1.4.2

Ruptura del agua: Si la saturacion inicial de agua de la formacion es menor
a la necesaria para fluir, la produccion de petréleo sera libre de agua.
Mientras que la ruptura del frente de agua en el pozo se puede detectar
debido a una significativa produccion de agua.

Después de la ruptura

Posterior a la ruptura del frente de agua: En esta etapa, la produccion de
agua aumenta, por lo cual se necesitard de la circulaciébn de grandes
cantidades de agua para poder obtener el recobro gradual del petroleo
detras del frente. El proceso se dara por finalizado cuando los costos de
operacion proporcionen una tasa interna de retorno menor que la minima
establecida. Finalmente, una vez en la etapa de agotamiento de la
inyeccion de agua, la porcidon inundada del yacimiento Unicamente
contendra agua inyectada y petréleo residual (Paris de Ferrer, 1984).

En base a lo descrito sobre el mecanismo se puede observar que, uno de
los principales factores para lograr una eficiente recuperacion de petréleo
es el desplazamiento o barrido, los cuales son: eficiencia de barrido areal
(EA), eficiencia de barrido vertical (Ev), y eficiencia de barrido volumétrico
(EV).

Configuracién y arreglos de pozos

Como se puede observar un aspecto importante en la inyeccién de agua
para la produccion de petroleo, es el arreglo y espaciamiento de los pozos.
Por lo tanto, para este tipo de proyectos es importante un analisis al
esquema de inyeccion, en la cual, la seleccion de pozos es basada segun
en los patrones de arreglos, pero considerando las condiciones del campo
en especifico este puede ser modificado, (Rose, Buckwalter, and Woodhall,
1989). A pesar de que muchos campos ya depletados han sido
desarrollados utilizando un espaciamiento irregular de pozos, gracias al
entendimiento de la mecéanica de reservorio se han obtenido resultados
Utiles para crear modelos de perforacion y espaciamiento uniforme de
pP0ZoS.

Si bien se conoce que la recuperacion del crudo por la inyeccion de agua

es mas efectiva en muchos yacimientos homogéneos y continuos, cuando
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se mantiene la presion por inyeccion en la periferia. Sin embargo, cuando
esta falla por falta de continuidad entre la periferia y el centro del
yacimiento, se recomienda aplicar el proceso de inyeccién y produccion de
los fluidos en patrones o arreglos de pozos (Paris de Ferrer, 1984).

Por lo general, se recomienda usar arreglos de 5, 7 0 9 pozos (ejemplo, en
Figura 1.2) en yacimientos con poco buzamiento o cierto grado de
heterogeneidad en proyectos pilotos de inyeccion de agua, pues han
presentado mejores resultados que los arreglos en linea. Pero, cuando se
desea tener menor niamero de pozos inyectores y mayor eficiencia de
barrido areal, es preferible elegir arreglos de 7 pozos en lugar de arreglos
de 5 pozos. También es favorable usar arreglos en linea en yacimientos

inclinados, pues ayudan a obtener un buen control del frente de barrido.

Q== g o=fo=fa-kg

& G Fal a o fa ‘:— -0
Arreglo de 7 Arreglo de 7
pozos (normal) pozos (invertido)

]
[ [ y——

Arreglo de 9 Arreglode 9
pozos (normal)  POZOs (invertido)

T T &9 Pozo inyector
Gmmgm=be = =i . Pozo preducter
. i —— Limite del patrdn

& oW o o A o A o A L oA L A 4

Arreglo de 5 Conduccidn en
pozos (normal) linea directa

Conduccidn en
linea escalonada

Figura 1.2 Patrones comunes en inyeccién de agua [Rose, E. Buckwalter, J.
and Woodhall, R. 1989]

De acuerdo con las movilidades de los fluidos: desplazante y desplazado;
resulta favorable la siguiente configuracion:
e En caso de que la movilidad del fluido desplazante es mayor que la
del petréleo, usar un arreglo de 7 pozos invertido.
¢ Sila movilidad del fluido desplazante es menor que la del petréleo,
utilizar un arreglo de 7 pozos normal.
¢ Sila movilidad del fluido desplazante es igual a la del petréleo, usar

un arreglo de 5 pozos.
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1.4.3

En la practica, la seleccion final del tipo de arreglo a aplicarse dependera
de la distribuciéon geométrica de los pozos ya existentes lo que podria dar
a un arreglo irregular de pozos (ejemplo, Figura 1.3) y de los andlisis
econdmicos de los planes de explotacion.

Pozo inyector - N— = 'z";_';.‘
“ 4
Pozo productor T ms O \
. R A e s LY O,
—— Limite del patrén M — = gy = —

Figura 1.3 Patrones irregulares en inyeccidon de agua [Rose, E. Buckwalter, J.
and Woodhall, R. 1989]

Sin embargo, se debe tener en cuenta que el nimero 6ptimo de pozos para
desarrollar un yacimiento es proporcional a la cantidad de petréleo in situ y
a la productividad por pozo individual, por esta razén yacimientos de mayor
espesor deben desarrollarse con un espaciamiento menor que los
yacimientos delgados. Mientras mas desfavorable sea la razén de
movilidad (M > 1), mas corto deberd ser el espaciamiento para poder

aumentar la eficiencia del barrido (Paris de Ferrer, 1984).
Evaluacion de proyectos de inyeccion de agua

Una vez puesto en marcha el proceso de inyeccién, este debe ser evaluado
ya gque en base al monitoreo y seguimiento se puede determinar factores
claves para comprender el rendimiento del yacimiento e identificar
oportunidades que mejoraran la recuperacion final de petrdleo. Por
ejemplo, un estudio realizado por ingenieros de Chevron en el afio 2007

indicé que la aplicacion de estas practicas ha llevado a contrarrestar las
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144

tasas de disminucién nominal, pues esta base mejor6 de 33% a 18% por
afio sin ninguna perforaciéon de relleno en el area piloto del campo El
Trapial.

Con respecto al seguimiento de la inyeccion de agua, se requieren de
diversas técnicas que permitan evaluar tanto el estado de los pozos
productores como inyectores y el yacimiento. Estas técnicas aplicadas a
pozos de este tipo de proyectos efectuados cronolégicamente segun los
planes establecidos y la informacion disponible, permiten realizar una
evaluacion para determinar el avance, eficiencia del proceso de
recuperacion secundaria. Ademas, se vuelven de suma importancia al
momento de la toma de decisiones para mejorar o corregir el proceso de
inyeccion.

Dentro de las técnicas implementadas en este proyecto encontramos el
método grafico de Hall, el cual permite evaluar el comportamiento de los
pozos inyectores mediante un analisis grafico donde se hace uso de datos
de presiones acumuladas y fluido inyectado, por lo cual se requiere del
registro historico de aquellos.

Ademas, para el seguimiento a nivel de yacimiento se considerara la
técnica denominada relacion VRR por sus siglas en inglés (voidage
replacement ratio) también conocida como eficiencia volumétrica de
reemplazo, misma que permite diagnosticar el comportamiento de la
presién en el yacimiento mediante una relacion entre los fluidos inyectados

y los fluidos producidos.
Revision de casos de estudio

La inyeccion de agua es uno de los métodos de recobro secundario mas
utilizados alrededor del mundo, generalmente contribuyendo
eficientemente a la produccion de petroleo liviano — mediano, sin embargo,
debido a la disminucion de estas reservas, también es utilizado en la
recuperacion de petroleo pesado, la cual, basada en experiencias en
campos del oeste de Canada podrian mejorarse maximizando la inyeccién

de agua y minimizando el espacio entre pozos, como lo manifiesta (Alvarez
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& Sawatzky, 2013) en su articulo denominado “Waterflooding: Same Old,
Same OId?” presentado en SPE Heavy Oil Conference.

Los objetivos claves de este método de recuperacion secundaria es
mantener o elevar la presion del yacimiento y el desplazamiento del
petréleo hacia los pozos productores, estos factores claves se pueden
evidenciar en el trabajo denominado “Evaluacion de Resultados del
Proyecto de Inyeccién de Agua Implementada en los Campos Hormiguero-
Nantu en el Yacimiento “M1” y “U Inferior”. Diciembre 2013” en el cual
(Telenchana, 2014) observo que la presion inicial de la arena M1 (3014 Psi)
gue declind hasta valores de 1000 Psi, incrementé a valores de 2900 Psi,
gracias a la inyeccion de agua, mismo efecto ocurrié en la arena U inferior
la cual presentaba una presion inicial de 3950 Psi y disminuy6 a 2700 Psi,
y por efecto de la inyeccion de agua aumento a 3000 Psi; con este proyecto
se logroé recobros de petroleo de 30,73% y 30,22%, para las arenas
respectivas.

Resultados favorables también fueron obtenidos en el “Proyecto de
Inyeccibn de Agua de Formacion para Incrementar el Factor de
Recuperacion en un Campo X de la Amazonia Ecuatoriana” desarrollado
por (Coérdova, 2016), donde manifiesta que, mediante la implementacién de
un arreglo periférico de 5 pozos invertidos, en el cual el pozo inyector se
encuentra en un area de buenas condiciones petrofisicas, se espera
obtener un factor de recobro final de petréleo del 19,44% en la arena U
inferior, y 21,38% en la arena T inferior, hasta el momento de la rentabilidad
de la inyeccion de agua (limitada por la produccién con 95% de corte de
agua).

No obstante no siempre los planes suelen desarrollarse de manera
perfecta, tal como se reporta en el “Analisis Técnico — Econdmico del Plan
Piloto de Recuperacion Secundaria en Campos Maduros a través de
Inyeccion de Agua” desarrollado por (Miranda, 2016) en el cual, manifiesta
gue en el inicio de la inyeccion se consideraba 3 pozos inyectores, para un
arreglo de 5 pozos invertidos, siendo asi configurado un arreglo de 3

compartimientos contiguos; el cual, motivado por los problemas de
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taponamiento en un pozo productor se decide convertirlo en pozo inyector
y a su vez modificar el arreglo de los pozos, dando asi dos modelos de
inyeccion: el primero, con cinco pozos invertidos; y el segundo, un arreglo
irregular con 3 pozos inyectores.

Este plan, con base en el modelamiento mateméatico genera un aumento
del 4% del factor de recobro con respecto al recobro primario, el cual
mediante un andlisis econémico considerando precios del barril de petréleo
igual a 39,97 USD y 45 USD presentan TIR del 17,28% y 29,17%
respectivamente. Ademas, teniendo en cuenta la tendencia a disminuir del
precio del petrdleo en los afios recientes, concluyen que con un valor de 35
USD por barril el proyecto no seria rentable.

Otra observacion importante se da considerando los resultados de
monitoreo y seguimiento de este plan, en la cual se observo problemas de
taponamiento por espesor de inyeccion y solidos disueltos a un pozo
inyector, por lo cual recomiendan realizar un fracturamiento hidraulico a fin
de reactivar el desempefio de este pozo debido a que por su ubicacion
puede afectar en un barrido eficiente.

La inyeccién de agua puede tener un mejor desempefio en yacimiento de
petroleos pesados como se puede corroborar en el “Estudio de
Recuperacion Mejorada de Petrdleo por Inyeccién de Agua Caliente en un
Yacimiento de Crudos Pesados de un Campo del Oriente Ecuatoriano”,
desarrollado por (Maiquiza, 2008), en el cual indica que si bien los procesos
de inyeccién de agua fria o caliente tienen elementos en comuan, el método
de recuperacion mediante agua caliente permite mejorar la movilidad del
petréleo debido a la reduccién de su viscosidad a causa del aumento de
temperatura dando como efecto una mejor eficiencia en el desplazamiento.
Ademas, realizando una comparacion de los dos modelos, determind que
la eficiencia de recuperacion hasta la ruptura del frente de agua, mediante
la inyeccion de agua caliente es aproximadamente el doble comparada con
el del método convencional, dando como resultados una recuperacion de

296697 y 153831 barriles de petroleo, respectivamente.
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En base a la revision bibliografica descrita, se puede observar la eficiencia
de la inyeccion de agua como método de recuperacion secundaria, tanto
en petréleos liviano, medianos y pesados, el cual dependerd de una
correcta determinacién de pardmetros operacionales, de la seleccion de
pozos tanto productor como inyectores, y analisis de las caracteristicas
roca - fluido. Cabe mencionar que si bien el método puede brindar buenos
resultados en base a la produccién este proyecto seria descartable al no
dar créditos debido a la actual tendencia de la caida del petroleo.
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CAPITULO 2

2. METODOLOGIA

El presente trabajo esta basado en una metodologia descriptiva teérica-practica. Es
descriptivo debido a la descripcion de los métodos y técnicas aplicados en el
proyecto, tales como: métodos de inyeccion, métodos de monitoreo y evaluacion del
proceso de inyeccion y de los fluidos inyectados; tedrico porque para su desarrollo
se utilizaron estudios y trabajos previos, y finalmente, es practico pues el analisis y
los resultados de este proyecto podran servir para realizar un mejor control en futuros
planes de recuperacion secundaria mediante la inyeccion de agua.

Cabe recalcar que, debido a las restricciones que se dieron por la pandemia de
COVID-19 durante el afo 2020, actividades como visitas de campo quedaron
totalmente prohibidas por parte de las empresas, lo que dificulta la obtencién de
informacion y uso de recursos sofisticados como es el caso de softwares de
simulacion.

Las técnicas implementadas en este trabajo fueron seleccionadas debido su sencilla
pero efectiva implementacion. A pesar de que aun se necesita mucha data especifica
del campo, estas técnicas pueden aplicarse sin la necesidad de recursos

tecnoldgicos elevados.
2.1 Técnicas de Monitoreo y seguimiento para el proyecto de inyeccion de agua
2.1.1 Evaluacién de pozos inyectores

Grafico de Hall
Para la aplicacién del método de Hall se requiere de los siguientes datos:
e Presion de inyeccibn mensual promedio en el fondo del pozo,
(Pwi, PSI).
e Presion promedio del yacimiento, (p, psi).
e Volumenes de inyeccién mensual, (i,,, BWPM).
e Dias de inyeccion en el mes.
Este método considera las siguientes asunciones:
e Se ha producido un llenado de gas (el GOR ha colapsado).

e La relacién de movilidad es 1.



e Lainyeccion en estado estacionario esta presente de tal manera que
la tasa de inyeccion se puede expresar como:

_0.00707kh(P,y;—P)
- Te
u[lnrw+5]

2.1)

lw

En este punto, asumimos que k, h, u, 7., , Y S son constantes. Por lo tanto,

eg se reduce a:

Ly = C(Pwi - p) (2-2)
Donde:
_0.00707kh
€= o] (2.3)

Reorganizamos la ecuacion 2.2:
(Pui —P) =22 (2.4)
Integrando a cada lado de la ecuacién 2.4 respecto a un tiempo dado:
Jy Puwi = PYdt =2 [ iy, dt (2.5)

La integral en el lado derecho es agua acumulada inyectada. Por lo tanto,

la ecuacién 2.5 en:

Jy (Pwi = Pydt == (2.6)
Donde W; es el volumen acumulado de agua inyectada en el tiempo t,
(bbls).

La ecuacion 2.6 muestra que la gréfica de la integral versus W; debe ser
P . 1 . —
una linea recta con pendiente de = Al considerar que tanto P,;y P son

valores promedio del mes, la integral en el lado izquierdo de la ecuacion

2.6, puede aproximarse a:

[y (Pyi — PYdt = ¥ AP * At (2.7)
Donde:

Y. AP = At : Diferencial de presion mensual por At acumulado, siendo At el
namero de dias de inyeccion en el mes.

Una vez establecidas todas estas asunciones, los graficos de Hall se
generaron de los datos de diferencial de presion mensual por At acumulado

vs el volumen acumulado de agua inyectada. Por lo que se previamente se
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procede a construir tablas de datos en una hoja de calculo, que tienen la

siguiente estructura:

Tabla 2.1 Estructura de la tabla para la generacién del grafico de hall

Datos Grafico de Hall
Mes AP At S AP x At i w;
(psi) (dias) (psi*dias x10%) (BWPM) (BW)

Luego se determinaron los cambios de pendiente del grafico los cuales son
causados por variaciones en los condiciones de inyeccién. La grafica 2.3 a
continuacion presenta una representacion idealizada del diagrama de Hall
que muestra varias posibles interpretaciones que podrian resultar de

cambios en la pendiente.
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- | \'\"\H\ /
;\\\\ ya
Tapnnamlentu7
llmpleza maprnplad
~ 30 1
| -
‘ Frar:lur-ammnln"
| Aumentn de extraccidn de un
productor cercana?
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j -Aumento del tamafio del tubing?
~Declinacidn de la presidn del
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/
\A/

" -Poza ubicado en drea
fracturada desde el inicio?

0 0.2 04 0.6 08 1 1.2
Agua acumulada inyectada, 103 bbl

Figura 2.1 Representacion idealizada del diagrama de Hall [Amedu, J. y
Nwokolo, C. 2013]

Un incremento de pendiente puede darse debido a:
e Un pozo productor cercano en comunicacion directa con el pozo
inyector esta cerrado o su tasa de produccion se encuentra reducida
por alguna razén, esto provoca que Ap se reduzca conduciendo a

una disminucion de la tasa de inyeccion.

20



La reduccion del tamafio del tubing en el pozo inyector, que conlleva
al aumento de las pérdidas por friccién y al considerar una misma
presion de inyeccion en superficie la tasa de inyeccidén disminuiria
con lo que la pendiente del grafico de Hall tenderia a inclinarse hacia
el eje Y. Cabe indicar que una reduccién similar en el tamafio del
tubing en el pozo productor podria producir el mismo efecto que en
el inyector.

La represurizacion del yacimiento, provoca también que la pendiente
del gréafico de Hall se incline hacia el eje Y, lo que indica un deterioro
aparente del inyector, ya que cuando aumenta la presion del

yacimiento, Ap se reduce.

Una reduccion en la pendiente puede ser debido a:

Aumento del caudal de un pozo productor evidentemente apoyado
por el inyector, con lo que Ap aumentaria.

Aumento de la tuberia en el pozo de inyeccion como resultado las
pérdidas de presion por friccion disminuyen. En consecuencia, para
una misma presion de inyeccion en superficie, la tasa de inyeccion
aumenta y la pendiente del grafico Hall se inclina hacia el eje X. De
manera similar, el aumento en el tamafio de la tuberia de un pozo
productor en comunicacion con un inyector, provoca que Ap
aumente y hace que la pendiente del grafico de Hall se incline hacia
el eje X.

La estimulacion induce un cambio en la pendiente similar a la
fractura (inclinacion hacia el eje X). Cuanto mayor sea la presion del
yacimiento en el momento de la estimulacion, mas plana sera la
pendiente.

Declinacion de la presion del yacimiento, cuando esta disminuye con
el tiempo, Ap se hace cada vez mayor al igual que la tasa de
inyeccion (con un indice de inyectividad constante) y la pendiente
del grafico de Hall se inclina hacia el eje X, lo que indica una

aparente fractura del inyector.
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2.1.2 Evaluacion del yacimiento

Eficiencia Volumétrica de Reemplazo (Relacion VRR)

Aunque el calculo de la VRR generalmente se evalla mensualmente, para
este estudio se decidid realizar un célculo de VRR diario para realizar un
mejor analisis del yacimiento.

La VRR del yacimiento, evaluado en condiciones de yacimiento, se calcula

usando:

iw* By
VRR = (qo* Bo)+(qw* By)+qo(GOR—R;) By (28)

Doénde:

i,,. Caudal de inyeccién de agua diario, (bbl/d).

q,: Caudal de produccion de petréleo diario, (bbl/d).
q.- Caudal de agua diaria producida, (bbl/d).

GOR: Relacion gas petréleo diaria producida, (scf/bbl).
R,: Relacion de solubilidad, (scf/bbl).

B,: Factor volumétrico de petréleo, (by/bbl).

B,,: Factor volumétrico del agua, (by/bbl).

B,: Factor volumétrico de gas, (by/scf).

En esta ocasion el término de gas no fue considerado, por lo cual la

ecuacion se redujo a:

iw* By
VRR = (do* Bo)+(qw* By) (2.9)

Una vez que se calcularon todos los valores del VRR, se procedio a realizar
gréficas de VRR vs tiempo.
Para el analisis se realizaron las siguientes consideraciones:
e Cuando la VRR instantanea calculada es igual a 1, la presion del
yacimiento se mantiene.
e Silarelacién es mayor a 1, después de tomar en cuenta las pérdidas
de inyeccion, la presion del yacimiento desde el inicio de la inyeccién

de agua aumentara.
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e Debido a las fallas, fugas, la mala unién de la cubierta de cemento,
las arenas discontinuas agotadas antes de la inyeccion de agua, un
tapdn de gas o un acuifero inactivo, es comun perder parte del agua
inyectada en areas fuera del volumen de poro inundable.

¢ Elvolumen de agua perdida varia de un reservorio a otro, pero segun
estudios realizados por varios autores, se pierde del 10 al 50 por

ciento del agua inyectada.
2.2 Estimacion del aumento del factor de recobro de petrdleo.
2.2.1 Curvas de declinacion

Considerando el historial de produccion reportado para el yacimiento U
inferior entre el aflo 2010 y el afio 2014 (hasta el mes de octubre, en el cual
se implementa el primer pozo inyector denominado SSFD-003IUl), se
realiz6 una prediccion aplicando la teoria de curvas de declinacion,

aplicando la siguiente férmula:

Do (& (2.10)

qi
En la cual se tiene a Diy D, mismas que son las tasas de declinacién inicial
y a cualquier periodo, expresados en dias-1, meses-1, aflos-1. Mientras
que gi y g son las tasas de produccion inicial y a cualquier periodo,
expresados en BPPD, BPPM, BPPA; ademéas del exponente de declinacion
n, el cual es adimensional, (Cuaical, 2017).
Para el presente trabajo se considero la teoria de la curva de declinacion
exponencial, la cual es la mas usada debido a su simplicidad, cabe recalcar
que esta curva considera una declinacion constante por lo cual el
exponente n sera 0, dando asi una igualdad entre las declinaciones inicial
y a diferentes periodos.
Las ecuaciones en las cuales se basa este método son presentadas a
continuacion.

q = qe Pt (2.11)

Dit =In (%) (2.12)
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Mismas que pueden ser corroboradas en el articulo de (Gentry y McCray,
1978), donde t es referida a los periodos de produccion sean estos dias,
meses, afios.

La figura 2.4 presenta a continuacion una grafica de prediccion de

produccion aplicando la declinacion exponencial.

3000,00 Distribucién Produccién, Area 2

0
I

=== Produccién Primaria

= Produccion Secundaria
2500,00 fl l @ Inicio Inyeccion

# Respuesta Inicial

‘ Tasa Pico-Ruptura
2000,00

1500,00

1000,00

Produccién diaria de Petréleo (BPPD)

500,00

0,00
jun 65 dic73 may 79 dic84 may 90 oct 95 abr01 oct 06 abr12

Figura 2.2 Ejemplo de curva de historial de produccién y declinacion
exponencial [Forero, Castro y Vivas, 2012]
El procedimiento es el siguiente:
1) Graficar el historial de produccién desde el afio 2010 hasta el 2014.
2) Definir un periodo de produccion que represente la actual
declinacion de la produccion.
3) Determinar la ecuacion 2.11, con valores acordes al periodo de
produccion definido.
4) Estimar los caudales de produccion desde la fecha posterior a
octubre del 2014.
5) Estimar los valores de petréleo acumulado, acorde a las tasas de
prediccién (declinacién), hasta la fecha de agosto del 2020.
Una vez estimada la produccién a la fecha de agosto del 2020 se procede
a determinar el factor de recobro, que se hubiera alcanzado con la

recuperacion primaria, a través de la siguiente ecuacion.

__ Producciéon acumulada (SB)

Fr = (2.13)

POES (SB)
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Para la estimacion del factor de recobro considerando la implementacion
del proyecto de inyeccion de agua se considero el historial de produccion
desde la fecha del 1 de junio del 2010 hasta la fecha del 19 agosto del 2020.
Donde la produccién de petréleo ya incorpora el efecto debido al proyecto
piloto y la extension.

Finalmente, para determinar el aumento del factor de recobro se realizo la

diferencia de los valores alcanzados en los dos escenarios.
AFr = Frcon la implementacién de inyeccion —

Frsin la implementacion de inyecciéon (2 . 14)
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CAPITULO 3

3. RESULTADOS Y ANALISIS

3.1 Evaluacion del proyecto de inyeccién de agua

Se realiz6 un analisis y evaluacion del comportamiento que ha tenido el
yacimiento U inferior con la implementacién del piloto y la extension del proyecto
de inyeccién de agua. Los datos mas representativos del andlisis se detallan a

continuacion.
3.1.1 Evaluacion y seguimientos de pozos inyectores

En los siguientes puntos se presentan las curvas de Hall generadas
mediante la informacién del historial de presion y caudal de inyeccion de
cada pozo inyector del proyecto. Dicha grafica, posee una o varias
pendientes las cuales permiten observar posibles casos a favor o en contra
de la inyeccién, aumento de pendiente (pérdida de inyectividad) y

disminucién de pendiente (aumento de inyectividad).

SSFD-003I1UI SHSV-2921UI SHSF-1411UI
_® 3/octubre/2014 | _® 12/agosto/2019 | | ® 12/agosto/2019

SSFD-2441UI SHST-1161UI SHST-2351Ul

_* 30/noviembre/20 | | ® 15/julio/ 2019 | | * 19/agosto/2019
14

SSFD-247I1UlI SHSH-108I1U1

|+ 13/julio/2015 | | * 28/abril/2019

Figura 3.1 Cronologia de inicio de inyeccion
Cabe recalcar que para el proyecto piloto también se consideroé inicialmente
el pozo SSFD-2461Ul como pozo inyector, en noviembre de 2014, el cual

actualmente se encuentra cerrado debido a problemas de taponamiento.



3.1.1.1 Grafico de Hall de pozos inyectores del piloto
SSFD-003IUI
Este pozo fue quien inicié el proyecto piloto de inyeccion de agua con
4273 BAPD @ 1600 psi, mismo que muestra la siguiente Hall plot.

SSFD-003WIW
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Volumen acumulado de agua inyectada (BW)

Figura 3.2 Gréfico de hall pozo SSF-003
Como se puede observar el pozo presenta un pendiente practicamente
constante hasta la fecha julio de 2019 (9002628 barriles acumulados de
agua inyectada) en el cual se reduce el caudal de inyeccién y aumento
del diferencial de presion dando asi un aumento de la pendiente.
Considerando el registro de caudal y presion de inyeccion hasta el 19 de
agosto de 2020 se tiene las siguientes condiciones de operacion promedio
4706 BAPD y 1383 psi.
SSFD-2441UlI
El presente pozo comenzd su operacibn como pozo inyector con un
caudal de 8330 BAPD @ 1580 psi en noviembre del 2014.
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Figura 3.3 Gréfico de hall pozo SSF-244
La Figura 3.3, muestra el Hall Plot del pozo en el cual se puede observar
una pendiente constante y un poco elevada hasta los 5000000 barriles
acumulados de agua inyectada (septiembre del 2016).
A partir de octubre del mismo afio la pendiente disminuye sefialando una
mejora en la inyectividad pasando de inyectar 8000 BAPD a 15000 BAPD
a causa del cambio del FRV y la conversion del pozo SHSH-246 en un
pozo reinyector (reduccion de contrapresion en el sistema de PIA).
Notamos que si bien la pendiente aumenta ligeramente al final de la
gréafica esta presenta un comportamiento normal de inyeccion.
El pozo a la fecha de 19 de agosto del 2020 presenta un caudal promedio
de 9997 BAPD (19943979 barriles acumulados de agua inyectada) y 1622
psi.
SSFD-2471UI
Este pozo inicia su inyeccién con 2270 BAPD @ 84 psi, el cual

considerando un mes de operacion se refleja en 46037 BAPM y 1231 psi.
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3.1.1.2

SSFD-247WIW
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Figura 3.4 Gréfico de hall pozo SSF-247
Como se puede observar en la Figura 3.4, el Hall Plot muestra una curva
con diferentes pendientes esto debido a problemas por inconsistencia y
mala calibracion del medidor de flujo. Razoén por la cual se realiza una
limpieza del medidor en las fechas de agosto de 2016 y marzo de 2017
(563239 y 881719 barriles acumulados de agua de inyeccion,
respectivamente). En la Hall plot del presente pozo se puede evidenciar
al final que la pendiente retoma valores altos lo cual es resultado de la
disminucién de inyectividad.
Cabe recalcar que este pozo se mantuvo como inyector hasta febrero del
2019, para pasar a ser convertido en un pozo productor de petroleo.
Como pozo inyector mantuvo un promedio de 1156 BAPD y 1707 psi en
sus condiciones operacionales y finalizo con un acumulado de Inyeccion
de 1.47 MMBISs.

Gréfico de Hall de pozos inyectores de la extension del proyecto
Ademas de los pozos del proyecto piloto, también se realiza una

evaluacion a la extension, misma que empieza con el pozo SHSH-108IUI.
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SHSH-108IUI
De acuerdo a registros del pozo, este empezd su inyeccion con un caudal

igual a 300 BAPD @ 600 psi, el cual considerando los dias restantes del
mes representa 12500 BAPM.

El comportamiento del Hall plot desarrollada por el pozo es mostrada en

la Figura 3.5.
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Figura 3.5 Grafico de hall pozo SSF-108

Como se puede observar, la curva al inicio presenta una pendiente baja,
pero aproximadamente a partir de los 150000 barriles de agua inyectada
esta incrementa su pendiente, esto debido al cierre de los pozos SHS-066
y SHS-086 dado entre el mes de mayo y junio de 2019, la cual se mantiene
constante hasta aproximadamente el mes de agosto.

En septiembre debido a la disminucion del caudal debido al WO del pozo
SHSR-049, se puede apreciar una pendiente alta entre los 700000 y
800000 barriles de agua inyectada, misma que empieza a disminuir
debido a la reactivacion de los pozos antes mencionados a mediados de
octubre.

Cabe recalcar que en septiembre del 2019 se realiza cambio de tramo de

spoll de descarga de unidades de inyeccion. Ademas, en enero del
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presente afo se incrementa tanto la produccién como la inyeccion por lo
cual se puede apreciar un aumento de la pendiente a partir de los 1200000
barriles de agua inyectada.

Para este pozo se tiene una inyeccién promedio de 4340 BAPD @ 1168
psi.

SHST-116l1UI

El pozo inicia operaciones de recuperacién secundaria con 6240 BAPD
@ 1160 psi. La informacion tomada de registros de presion y caudal de
inyeccion de este pozo es procesada para obtener el Hall plot mostrada
en la Figura 3.6.

Como se puede observar la curva Hall plot del pozo SHST-116l1UI,
llustracion 5, presenta un incremento en la pendiente a los 550000 barriles
acumulados de agua inyectada, esto debido a la disminucién del caudal

con el objeto de manejar el colchén de agua en la Estacién Norte.
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Figura 3.6 Gréafico de hall pozo SSF-116
Entre octubre y noviembre del 2019 (576140 y 737773 barriles
acumulados de agua inyectada, respectivamente) existe una regulacion
del caudal a 7200 BAPD ademas de la reduccion de la presion de

inyeccion, lo cual es reflejado en una disminucion de la pendiente, misma
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gue se mantiene constante con un ligero aumento a los 1800000 barriles
acumulados de agua inyectada.

Este pozo hasta el 19 de agosto de 2020 presenta un caudal promedio de
6274 BAPD y una presion de inyeccion de 455 psi.

SHSV-292|UI

Las condiciones de operacion al inicio del pozo se desarrollaron con un
caudal de 6183 BAPD @ 1780 psi, y a la fecha 19 de agosto del 2020 con
4766 BAPD @ 2065 Psi.

Acorde a los valores de presion e inyeccion se obtiene el coeficiente Hall
y el acumulado de agua inyectada con lo que se genera el siguiente Hall
plot, Figura 3.7.
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Figura 3.7 Grafico de hall pozo SSF-292
Como se puede observar, al inicio de la inyeccidon se presenta una
pendiente pronunciada, pero por no tan prolongada, debido a que a inicios
de la operacion se procede a apagar el pozo productor SHSF-10B para
repotenciar VSD.
Sin embargo, en diciembre del 2019 se desarrolla una para limpieza de la
linea de 4” con lo cual se mejora la inyectividad y se corrobora con una

disminucién de la pendiente a partir de los aproximados 850000 barriles
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acumulados de agua inyectada, posterior a aquello se presenta un
aumento de la pendiente al mes de marzo (1450000 barriles acumulados
de agua inyectada) misma que sigue aumentando con lo cual se puede
intuir a un eventual taponamiento.

Este pozo presenta un promedio de inyeccion de 6774 BAPD y 1659 psi
de presion de inyeccion.

SHST-2351UlI

Este pozo inicid la inyeccién con las siguientes condiciones de operacion:
7800 BAPD @ 900 psi, dando asi una presion de inyeccion promedio en
el mes de 863,08 psi y 99865 BAPM. Ademas al principio de la inyeccién

se reduce su caudal por manejo de colchdn de agua en la Estacion Norte.
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Figura 3.8 Grafico de hall pozo SSF-235
De acuerdo a la figura 3.8, se puede definir a esta curva como una
pendiente casi constante, tan solo desarrolla un leve aumento de la misma
aproximadamente a los 1600000 de barriles acumulados de agua
inyectada.
Este pozo a la fecha del 19 de agosto operé con 5100 BAPD @ 364 psi,
dando asi un promedio de 5553 BAPD y 137 psi durante la inyeccion.
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SHSF-1411UI

El inicio de inyeccion de este pozo se desarroll6 con 1343 BAPD de
inyeccién @ 1860 psi, que considerando el resto de dias del mes registra
una inyeccién de 15595,75 BAPD.
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Figura 3.9 Gréfico de hall pozo SSF-141

Entre septiembre y octubre se presenta una inyeccion de 0 BAPD debido
a que se realiza trabajo de pesca para recuperar standing valve.

El comportamiento de la curva en la Figura 3.9 presenta una pendiente
baja y constante hasta diciembre del 2019 (120000 barriles acumulados
de agua inyectada), fecha en la que se desarrolla una limpieza de la linea
de 4” y ademas se disminuye la presion de inyeccién (variacién en el
diferencial de presion) reflejando asi un aumento de pendiente hasta
enero del 2020 (160000 barriles acumulados de agua inyectada).

En esta fecha se aumenta la inyeccion y es reflejada en una disminucion
de la pendiente que posteriormente vuelve a elevarse sustancialmente,
con lo cual podria estar a expensa de un taponamiento del pozo.

Este pozo presenta una caudal promedio de 1413 BAPD y 1846 psi en su

presiéon de inyeccion hasta la fecha de 19 de agosto del 2020.
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3.1.2 Comportamiento de la presion en el yacimiento

3.1.2.1 Evaluacién a nivel yacimiento (VRR)

Voidage Replacement Ratio

Instantaneous Voidage Replacement Ratio

Figura 3.10 Grafico VRR del area del yacimiento U inferior influenciado
por lainyeccidon de agua

Como se logra observar en la figura 3.10, la curva del VRR instantdneo
muestra picos con valores mayores a 1 en la mayoria del tiempo,
denotando asi un aumento de la presion del yacimiento. Sin embargo,
esto también nos indica que parte del agua se esta direccionando a otros
lugares o pueden existir pérdidas de agua por zonas de robo, fracturas en
el yacimiento o existe mala calidad en la unién del cemento.

Los valores VRR menores a 1 que se determinaron, en los cuales la
produccion de fluido fue mayor que lo inyectado; se deben a que en
muchos casos se regula la tasa de inyeccién debido a controles del
colchén de agua que se realizan en la estacién Norte. No obstante se
determind un periodo corto de VRR igual a 35, esto debido a que entre los
meses de abril y mayo del presente afio se apagaron los pozos
productores por motivos de problemas con el sistema de oleoductos del
Ecuador (SOTE y OCP). Este valor extremadamente alto, tiene su origen
considerando la formula del VRR instantaneo, donde se presenta valores
en el numerador igual al caudal de inyeccion y en el denominador igual a
0 (ausencia de produccion), dando asi una indeterminacion.

Considerando todos los valores de VRR se obtiene un promedio de 1,39

con lo cual se determind que existe una re-presurizacion del yacimiento,
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especialmente en la zona cercana al piloto cuya presion al inicio de la
inyeccion fue de 1400 psi, mientras que actualmente est4 presenta

valores cercanos a 2500 psi.
3.1.3 Comportamiento de la produccién en el yacimiento U inferior

Desde el afio 2014, afio en el que se implementd el proyecto piloto de
inyeccion de agua en el campo Shushufindi, se ha presenciado un aumento
de la produccién en los pozos productores aledafios al sector donde se
ubican los pozos inyectores. Con la llegada de la expansion del proyecto e
incorporacion de 5 pozos inyectores en el afio 2019, la produccién de la
zona centro sur del yacimiento U inferior, también mostré una elevacion en

sus tasas de produccion.
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Figura 3.11 Proyecto piloto de inyeccidon de agua [Petroamazonas EP, 2019]
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Figura 3.12 Expansion del proyecto de inyeccion de agua [Petroamazonas
EP, 2019]

A continuacion se van detallar los datos mas relevantes de la situacioén de
los pozos en respuesta al proyecto de inyeccion, luego de

aproximadamente 5 meses de implementarse la extension.

Tabla 3.2 Estado de los pozos del area de la expansion del proyecto de

inyeccion de agua

Pozo | Estado Comentario BPPD BAPD Fecha
prod
ul
SHS-
cerrado En espera de WO EWO

036
SHSR- ] )

049 Abierto | Leve incremento + 6 bppd 173.7 1756.3 | 12/18/2019
SHS- ] ]

066 Abierto Sin respuesta 130.2 489.8 12/17/2019
SHS- ] )

086 Abierto Sin respuesta 133.2 14.8 12/21/2019
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SHSW- | Abierto Incremento + 130 bppd
401.93 | 1345.58 1/1/2020
205
SHS- | Abierto Sin respuesta
1649 1649 12/19/2019
087
SHSE-
084 Abierto Incremento + 112 bppd 207.4 97.6 12/20/2019
SHSV- . )
190 Abierto Sin respuesta 356.2 2383 12/21/2019
SHST-
109 Abierto Sin respuesta 910.65 490.35 | 12/18/2019
SHST-
098 Abierto Sin respuesta 647.4 132.6 12/24/2019
SHST- _ Leve incremento + 18 12/18/2019
Abierto 396.9 548.1
062B bppd
SHST- . 12/15/2019
261 Abierto Incremento + 453 bppd 950.8 747.12
SHST- . 1/2/2020
196 Abierto Incremento + 174 bppd 1156,24 30
SHST- .
034 Abierto Incremento + 95 bppd 352 235 12/15/2019
SHS-
081 Abierto Sin respuesta 346.5 703 12/26/2019
SHST- _
933 Abierto Incremento + 210 bppd 452.4 127.6 12/15/2019

La tabla 3.2 fue construida a partir del analisis de las pruebas de produccién
gue se registran diariamente en el campo. En esta tabla se aprecia que 8
pozos productores fueron influenciados por la expansion del proyecto de
inyeccion de agua, estos pozos son SSFD: 49, 205, 84, 62B, 261, 196, 234
y 233, siendo los pozos SFFD 205, 84, 261,196 y 233 los que mejor
respuesta han obtenido. Estos pozos se encuentran en las cercanias de los
pozos inyectores, razon por la cual presentaron mayor respuesta en
produccion. Sin embargo, se encuentra el caso del pozo SSFD 196 que no
habia sido considerado dentro del rango principal de influencia de los pozos

inyectores pero ha demostrado un aumento en la produccion desde el inicio

de la inyeccion del pozo SHST-116.
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3.1.4 Analisis de declinacion y factor de recobro

Partiendo del método de curvas de declinacién se determind el aumento
del factor de recobro, mediante una comparaciéon del valor que se
alcanzaria en el caso de no haber realizado la implementacion del proyecto

de inyeccién de agua (piloto mas extension).

Historial de Produccidn de Petréleo Historial y Prediccién de Produccion de Petréleo

Figura 3.13 Historial de produccion con la implementacién de la inyeccidn
de agua y prediccién de declinacion sin laimplementacion de la misma.
Como se logra observar en la parte izquierda de la figura 3.13, la produccién
de U inferior fue incrementando desde el afio 2010 debido al aumento de
pozos productores. Sin embargo, a inicios del 2014 comienza a declinar por
lo gue se implementa la inyeccion de agua a partir de octubre del 2014 con
los pozos pilotos, eventualmente en el 2016, la produccion comienza a
declinar nuevamente dando paso a la ejecucion de la extension de la

recuperacion secundaria iniciada en abril del 2019.

En la curva de la parte derecha de la figura 3.13 corresponde a la prediccion
de la declinacion de produccion de petréleo sin considerar la
implementacion de inyeccién de agua, en cuyo caso se obtendria un caudal
8544 BPD a la fecha del 19 agosto del 2020.

Considerando dichos perfiles de produccion y el POES del yacimiento en
estudio (370 MMBbl), mismo que es determinado y reportado en los
informes de PAM, se obtuvieron los siguientes resultados para los 2
escenarios planteados.

Considerando la implementacion de la inyeccion de agua, se obtiene los

siguientes valores:
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Npcon la implementacién de inyeccién @ 19/08/2020
= 94357257,4 Barriles de petréleo.

94,36 MMBbl
370 MMBbl
Mientras que sin la implementacion del proyecto, se obtuvo:

) £100% = 25,50%

Frcon la implementacién de inyecciéon — (

Npsin la implementacion de inyecciéon @ 19/08/2020
= 66240208,8 Barriles de petréleo.
66,24 MMBbl

Frsin la implementacioén de inyeccion = (

370 MMBbl

) *100% = 17,90%

Factor de Recobro de Petréleo
Con la Implementacién Inyeccién de Agua

Factor de Recobro de Petréleo
Sin la Implementacion Inyeccion de Agua

Factor de recobro (%)
Factor de recobro (%)

Figura 3.14 Factor de recobro con y sin la implementacion de la inyeccion

de agua.

Comparando las curvas de factor de recobro para cada caso de la figura
3.14, se determind un factor de recuperacion incremental de petroleo igual
a 7,6 %, dado entre el 2014 y 2020. Esto se evidencia a continuacion en la
figura 3.15.
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Figura 3.15 Comparacion de las curvas de factor de recobro de petroleo

cony sin laimplementacion de la inyeccion de agua.
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CAPITULO 4

4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

4.1 Conclusiones

1.

Los pozos inyectores han presentado una disminucion de caudal y/o
presién de inyeccion debido a eventualidades como apagado de pozos
productores por WO, manejo de colchon de agua en las estaciones y
demas inconvenientes menores, lo cual ha permitido que estos hayan
desarrollado comportamientos normales, y no se llegue al cierre 0 su

inactividad total.

Actualmente los pozos SSFD-003 WIW, SHSV292IUl y SHSH-141DWIW
presentan una disminucion considerable en su inyectividad. A los dos
tltimos pozos mencionados se les ha realizado una limpieza de lineas en
el pasado, lo que puede indicar que han presentado problemas de

taponamiento y esté ocurriendo nuevamente.

El'VRR promedio igual a 1,39 describe que existi6 mayor cantidad de agua
inyectada que fluido producido. Esto indica perdida o fuga del agua
inyectada en zonas de “robo”, muy probablemente a causa del acuifero
lateral que se tiene como principal mecanismo de produccion en U inferior,
el cual eventualmente gracias a su restablecimiento ayuda a mejorar la
presion de yacimiento, de 1400 psi (inicio de la implementacién de
recuperacion secundaria) a aproximadamente 2500 psi en zonas

cercanas al piloto.

La expansion del proyecto de inyeccion de agua permitié el aumento de
produccién de petroleo a pocos meses de su implementacién, no solo en
pozos de primera y segunda linea de influencia, sino también en pozos
aledafios como es el caso del pozo SSF-196 con un incremento de 174

bppd a inicios del afio 2020.

A través del analisis de curvas de declinacion y factor de recobro, se ha
determinado que con la inyeccion de agua se obtiene un recobro

incremental del 7% en comparacion con el caso de recuperacién primaria.



6. Aunque los gréaficos de Hall y VRR son técnicas relativamente faciles de
usar, son herramientas muy efectivas para controlar y monitorear un
proyecto de inyeccion de agua, que nos permiten evaluar el éxito de la
inyeccion, detectar problemas y proponer soluciones mediante ingenieria

de las areas.
4.2 Recomendaciones

1. Prevalerse de los eventos de workover/wellservices de los pozos inyectores
y productores aledafios, para identificar las causas del aumento o
disminucién de inyectividad que se refleja en las graficas de Hall.

2. Generar reportes de presion de yacimiento de manera frecuente y junto
con los gréficos VRR, detectar anomalias en el comportamiento de la

presidon en el area influenciada por la inyeccion.

3. Validar la informacion de los pozos y el campo, para la correcta
determinacién de resultados de la recuperacion secundaria que permita
realizar la evaluacién y monitoreo del proceso de manera veraz.

4. Utilizar de manera adicional los resultados de las simulaciones realizadas
por la empresa (si se encuentran disponibles) para evaluar de mejor manera
el escenario actual del proyecto y comprobar si los valores esperados han
sido alcanzados.
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