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RESUMEN

La recuperacidon primaria, que actualmente la mayor parte de campos petroleros del
Ecuador aplica, es la extraccion de petroleo de los yacimientos utilizando solo la energia
natural disponible en los yacimientos para mover fluidos a través de la roca del

yacimiento hacia pozos productores.

Con el avance tecnolégico, ensayos de laboratorio y la implantacion a nivel mundial, la
recuperacion secundaria, es la extraccion de petréleo adicional mas alla de la
recuperacion primaria de yacimientos. Incluye inyeccion de agua e inyeccion de gas para
mantenimiento de presion, procesos secundarios, procesos terciarios y cualquier otro

medio para complementar los procesos de recuperacion de yacimientos naturales.

En campos del Ecuador la presion de reservorio cada vez es mas baja, producto de la
explotacion continua por décadas de sus yacimientos. La recuperacion secundaria por

inyeccion de agua hoy en dia es una de las técnicas mas utilizadas a nivel mundial.

La implementacion del sistema Dump Flooding en el Pad PM del Campo ESPOL es
totalmente factible, ya que logré incrementar la produccién de petréleo y el factor de
recobro de 13.9% con recuperacién primaria a 26.2% con recuperacion secundaria,

considerando que el célculo se lo realizo al finalizar el contrato en el afio 2035.



ABSTRACT

Primary recovery, currently applied by most oil fields in Ecuador, is the extraction of oil
from reservoirs using only the natural energy available in the reservoirs to move fluids

through the reservoir rock to producing wells.

With technological advancement, laboratory testing and worldwide implementation,
secondary recovery is the extraction of additional oil beyond primary reservoir recovery.
It includes water injection and gas injection for pressure maintenance, secondary
processes, tertiary processes and any other means to complement natural reservoir

recovery processes.

In Ecuador's fields, reservoir pressure is getting lower, as a result of decades of
continuous exploitation of its reservoirs. Nowadays, secondary recovery using water

injection is one of the most used techniques worldwide.

The Dump Flooding system implementation in the PM Pad of ESPOL Field is totally
feasible, it was possible to increase the oil production and the recovery factor from 13.9%
with primary recovery to 26.2% with secondary recovery, whereas the calculation was

made at end the contract in the 2035.
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CAPITULO 1

1. INTRODUCCION

El Ecuador ha sido un pais productor de crudo desde 1928. El inicio de la explotacién de
crudo empezo en el litoral ecuatoriano y luego se extendié a la Amazonia Ecuatoriana,

siendo esta Ultima la zona donde existe la mayor produccion hidrocarburifera del pais.

La recuperacion primaria, que actualmente la mayor parte de campos petroleros del
Ecuador aplica, es la extraccion de petréleo de los yacimientos utilizando solo la energia
natural disponible en los yacimientos para mover fluidos a través de la roca del

yacimiento hacia pozos productores.

Con el avance tecnolégico, ensayos de laboratorio y la implantacion a nivel mundial, la
recuperacion secundaria, es la extraccion de petrdleo adicional mas alla de la
recuperacion primaria de yacimientos. Incluye inyeccién de agua e inyeccién de gas para
mantenimiento de presién, procesos secundarios, procesos terciarios y cualquier otro

medio para complementar los procesos de recuperacion de yacimientos naturales.

En campos del Ecuador la presion de reservorio cada vez es mas baja, producto de la
explotacion continua por décadas de sus yacimientos. La recuperacion secundaria por
inyeccion de agua hoy en dia es una de las técnicas mas utilizadas a nivel mundial, con
un recobro adicional entre 20-25% de petroleo residual que la recuperacion primaria no

alcanzé a producir.

Adicionalmente, las empresas operadoras en Ecuador han basado su filosofia de
inyeccion en base a patrones de obtencion de agua, la mayoria de las veces se ubican
lejos de las instalaciones de superficie y la disponibilidad de ese pozo significa un desafio

adicional.

En el Campo Espol los principales reservorios se encuentran en la formaciones Hollin,
formacién Napo y miembro Arenisca Basal Tena, el miembro arenisca Hollin Inferior
comprende un acuifero infinito que soporta presién el cual servira como productor de

agua para la inyeccion; sin embargo, los otros yacimientos son estratigraficos como el



caso de la arenisca U Inferior y que la caida de presion del reservorio es muy rapida
como el campo Culebra de similares caracteristicas, que “es un sistema de arenisca
canalizada con una gravedad API de 18, una viscosidad de 14 Cp a 4100 psi, una
relacion de movilidad adversa (M>1) y una falta significativa de energia del yacimiento
donde la presion promedio ha disminuido de 4100 registrada en marzo de 1981 a la baja
a 1000 psi en mayo de 2016”.

SPM_Ecuador_Intouch_waterflooding_worflow_Culebra U_6917020_01(2016).

El dump flood complete (DFC es un mecanismo para inyectar agua de un reservorio mas
profundo con un acuifero activo en un reservorio superior agotado usando un pozo
perforado con produccién marginal o cerrado debido a la baja presion. "El reservorio de
Hollin inferior posee un acuifero activo, que en algunas zonas de la cuenca oriente, tiene
un agua muy similar al agua tratada, que se utiliza para inyectarse en otros reservorios
sin causar problemas de taponamiento u otros dafios en la formacién" (Rodriguez et al.,
2015)). Por lo tanto, el reservorio Hollin Inferior es una buena fuente de agua para
proyectos de inyeccion, por ende, incrementar el factor de recobro en la mayoria de los

reservorios.

1.1 Descripcion del problema

Después de haber explotado el campo ESPOL por muchos afios, se observa que las
presiones de los reservorios han disminuido y la saturacion de agua en varios pozos del
campo ha aumentado considerablemente, esto hace dificil extraer el petréleo que
tenemos como reservas probadas. La produccién del campo tiende a bajar en los ultimos
afios, complicando asi los recursos de la siguiente campafa de perforacion,
incrementando exponencialmente la inversion que implica, por lo cual se ve la necesidad
urgente de aplicar un método de recuperacién secundaria para aprovechar al maximo

los pozos ya perforados mejorando el factor de recobro.

La inyeccion de agua ha sido calificada relativamente ineficiente debido a la
heterogeneidad que esta afectando la conectividad entre pozos productores e inyectores,
variaciones de permeabilidad lateral y vertical, fallas con fugas y distribucion de petréleo
no uniforme, resulta en una pobre eficiencia de barrido. El proyecto de recuperacion
secundaria en la Arenisca U Inferior que estamos presentando implementado en un pozo

productor de agua e inyector a la vez con equipos de completamiento dobles (Dump



Flooding), mejorara el barrido de petréleo hacia los pozos productores del éarea,
minimizando asi las migraciones de fluido hacia fuera de los patrones o arreglos de

pOZos.

1.2 Justificaciéon del problema

El crudo es unos de los principales productos de exportacion y sustento a varias deudas
monetarias internacionales que tiene el Ecuador, por lo que es de suma importancia el
maximizar este recurso energético y aprovecharlo en los tiempos actuales donde el

precio del crudo WTI, en promedio es de alrededor de 100 ddlares americanos.

Es primordial extraer la mayor cantidad de crudo posible aplicando el sistema dump
flooding ya que la mayoria de los campos ecuatorianos de baja presion y asi incrementar
la produccion de crudo para mejorar los ingresos monetarios al Ecuador y ayudar al

desarrollo del pais.

En campos maduros, se necesitan soluciones tecnolégicas rentables para desbloquear
oportunidades de desarrollo de yacimientos y revitalizar la produccién. Cuando la
estrategia de explotacibn cambia a recuperacion secundaria, en general, se evalGan
pilotos de inyeccion de agua a pequefia escala antes de una implementacion de campo
mas amplia. Sin embargo, esto todavia requiere inversion en instalaciones de superficie
para el tratamiento de agua y tuberias de inyeccion. Para campos en areas remotas y
ambientalmente sensibles, la inversidbn (tiempo y dinero) puede aumentar
significativamente. SPE-198979-MS, (2020).

El proyecto piloto de waterflooding implementado en Shushufindi a fines de 2014 con
una geometria de patrén de 5 puntos se considera exitosa para probar el concepto y para
la expansion del campo se utilizaron analogias similares de:
SPM_Ecuador_Intouch_waterflooding_worflow_Culebra-U_6917020_01

e Geologia
e Grado de presion, deplecion
e Salinidad del agua

e Recuperacion incremental esperadas



Una vez que se aumenta la energia del yacimiento, las tasas de liquido también se

pueden aumentar mejorando la recuperacion incremental esperada.

1.3 Objetivos

1.3.1 Objetivo General
Determinar la factibilidad técnica de incrementar la produccion de petroleo en el pad PM
del campo ESPOL inyectando agua en el reservorio U Inferior y utilizando la tecnologia

de completaciéon “Dump Flooding”.

1.3.2 Objetivos Especificos

Comprobar geoldgicamente la continuidad del reservorio U Inferior en el

area de influencia mediante registros de pozos.

Analizar petrofisicamente las propiedades de la roca reservorio y de los

fluidos del yacimiento en la Arena U Inferior del Campo ESPOL.

Evaluar la eficiencia de la inyeccion en base a las propiedades del
yacimiento, presion del reservorio y produccién de los pozos vecinos

influenciados por la inyeccion.

Evaluar el comportamiento del sistema Dump Flooding desarrollado en el
pad PM del campo ESPOL para disminuir las facilidades y transporte de

agua en superficie en otras locaciones del campo.

1.4 Marco teodrico

1.4.1 REVISION DE PROPIEDADES DE ROCA Y FLUIDOS
Los reservorios de petroleo se caracterizan por presentar propiedades fisicas tales como,
porosidad, espesor, saturacion y permeabilidad, viscosidad y muchas mas; las cuales se

mencionan a continuacion:



1.4.1.1 Porosidad
Se define como la relaciéon entre el volumen de poros, Vp y el volumen total de roca Vb.
@ = Vp/ Vb. Es un indicador directo de la cantidad de fluido. La porosidad de un reservorio
puede ser medida con una variedad de técnicas de laboratorio usando nucleos o medidas
de campo incluyendo registros y pruebas de pozo (Martinez, 2016).

1.4.1.2 Espesor de reservorio
Es el espesor de un medio poroso contenido entre dos capas 0 estratos. Y es

representado por la letra “h” (Martinez, 2016).

1.4.1.3 Saturacion

Es la medida del volumen de fluidos en el espacio poroso de una roca, a las condiciones
de presion y temperatura a las que se encuentra el reservorio. Esta definida por la
relacion entre el volumen del fluido, Vf, y el volumen de poros Vp. Sf =Vf/Vp.

La saturacion de agua que encontramos al momento de descubrir el yacimiento se le
conoce como agua inicial, congénita o intersticial. Si el agua presente no fluye se le
conoce como agua irreductible. Saturaciones mayores a ese valor daran resultado a un
flujo de agua junto con hidrocarburos. Esta variable se representa por la letra “S” con un
subindice que indica el tipo del fluido del que se esta hablando, es decir: So- Saturacion

de aceite, Sg- Saturaciéon de gas, Sw- Saturacion de agua (Martinez, 2016).

1.4.1.4 Permeabilidad
Es la capacidad de una roca de permitir el paso de un fluido a través de ella. Como regla
general se asume que buenas permeabilidades indican buenas productividades y altos
recobros (Satter & Igbal, 2016).
En presencia de mas de una fase, existen mas conceptos de esta propiedad para

expresar las condiciones de flujo.

1.4.1.4.1 Permeabilidad al aire
Corresponde a la medida rutinaria en un analisis de nucleos. El valor se obtiene mediante
el uso de un gas (nitrégeno o gas natural). Usualmente se toman como permeabilidades
absolutas, sin embargo si no se realiza la correccién de Klinkenberg, suele estar sobre
estimada (Amyx, Bass, & Whiting, 1960) .



1.4.1.4.2 Permeabilidad absoluta
Es la medida adquirida con un liquido, sea esta agua o petroleo. La permeabilidad

absoluta depende del tamafio de la garganta poral (Cobb & Smith, 2012).

1.4.1.4.3 Permeabilidad efectiva
Puede ser al agua, al aceite o al gas (kw, ko, kg). La permeabilidad efectiva de una roca
depende de la saturacion de los fluidos. Se expresa por la ley de Darcy. Esta propiedad
es muy importante en la inyeccion de fluidos (Cobb & Smith, 2012).

1.4.1.4.4 Permeabilidad relativa
Es la relacion de la permeabilidad efectiva con respecto a la permeabilidad absoluta.

1.4.1.5 Viscosidad (u)
Se define como la resistencia interna de un fluido al movimiento. Este factor controla e

influencia el flujo a través de un medio poroso (Ahmed, 2006).

1.4.1.6 Mojabilidad
La mojabilidad se define como la tendencia a adherirse o mojarse por parte de la
superficie de una roca, a un determinado fluido en presencia de otro inmiscible.
La importancia de esta propiedad radica en que es el principal factor que controla el
lugar, el flujo y la distribucion de fluidos en el reservorio. De la mojabilidad depende la
presion capilar y la permeabilidad relativa de un sistema de inyeccion. (Library, 2022)
(Bidner, 2001).

1.4.1.7 Tension superficial
Es el conjunto de fuerzas que existen en la interface entre dos fluidos inmiscibles.
(Library, 2022).

1.4.1.8 Presion capilar

La presion capilar se expresa como la diferencia de presion que existe en la interface
entre dos fluidos inmiscibles. En otras pablas, se define como la capacidad de atraccién
de laroca al fluido mojante, o la capacidad de repeler al fluido no mojante. (Cobb & Smith,
2012).



1.4.1.9 Factor volumétrico

Es la relacion entre un volumen de fluido a condiciones de reservorio, con respecto a
condiciones de superficie. (Cobb & Smith, 2012).

1.4.1.10 Relacion de movilidad
Es la facilidad con la cual un fluido se mueve dentro de un reservorio. Es una de las
caracteristicas fundamentales en la inyeccion de agua (Cobb & Smith, 2012). Esta
definida en términos de permeabilidad efectiva y viscosidad del fluido desplazante y el
fluido desplazado de acuerdo a la siguiente relacion:

M = Relacién de movilidad (1)

_ Movilidad de la fase desplazante

~ Movilidad de la fase desplazada
k

(E) desplazante

Adesplazada (E

‘u) desplazada

_ Adesplazante _

M

Cuando el agua desplaza crudo:

_kw /b R o
ko /o ko ltw

M

En términos de inyeccion de agua, la relacion de movilidad define como favorable o no
favorable a un proyecto de inyeccion. Cuando M = 1 las movilidades de agua y aceite
son iguales, por ende, ambos fluidos encuentran la misma resistencia a desplazarse. Si
M<1, el petroleo fluye mejor que el agua y es sumamente facil para el agua desplazar
petroleo. En estas condiciones se obtienen altas eficiencias de barrido y recobro. Por el
contrario, cuando M>1, el agua fluye mejor que el crudo y es menos efectiva para
desplazar crudo (G. P. Willhite & Society of Petroleum Engineers of AIME., 1986).

De acuerdo a la literatura, la inyeccion de agua con fines de recuperacion secundaria es

recomendable en relaciones de movilidad de 0.2 a 5 (Cobb & Smith, 2012).

1.4.2 PROYECTO DE INYECCION DE AGUA
Un proyecto de inyeccion de agua debe seguir 5 pasos importantes (P. G. Willhite, 1986):
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e Evaluacién del reservorio

e Seleccién del Plan potencial de inyeccion

e Estimacion de ratas de produccion e inyeccion
e Estimacion de reservas

e Identificaciéon de incertidumbres

1.4.2.1 Evaluacion del reservorio
El propésito de esta etapa es definir la extension areal y vertical del reservorio, asi como
las variaciones de las propiedades de la roca, tales como porosidad y permeabilidad.
Esto incluye determinar el mecanismo de produccién, evaluar las reservas iniciales y
actuales, definir zonas con potencial de hidrocarburo remanente y evaluar las

propiedades del fluido para realizar un pronéstico. (P. G. Willhite, 1986)

1.4.2.2 Seleccidén del Plan potencial de inyeccion

La segunda etapa comprende la conformacion de un plan potencial de inyeccién, también
conocido como “arreglo” o “malla” de recuperacion secundaria. En esta etapa se define
Si se usan proyectos pilotos con pocos inyectores, o planes masivos con un conjunto de
inyectores. La seleccion no depende solamente del lado técnico del arreglo, pues
muchas veces se involucran aspectos ambientales (MAE, 2015). Otro factor importante
es considerar el estado de deplecion del yacimiento y si se ha formado una capa de gas
o la posicién del contacto agua-petréleo (CAP). (P. G. Willhite, 1986)

1.4.2.3 Estimacion de ratas de inyeccion y produccion
Esta variable tiene un componente econdmico alto. Desde el punto de vista técnico
dependen de: la calidad de la roca, del tipo de fluido, del espaciamiento y sobre todo de
la presion del yacimiento. (P. G. Willhite, 1986)

1.4.2.4 Estimacion de reservas
Una vez definido el volumen a inyectar, se pronostica en el tiempo de vida del proyecto,
el valor de reservas a recuperar en cada inyector presente. Una forma de realizar este
tipo de andlisis es mediante balance de materia y la eficiencia de barrido, dividiendo al
reservorio en volumen desplazado por el agua y volumen no desplazado. (P. G. Willhite,
1986)



1.4.2.5 Identificacion de incertidumbres
Para este fin se usan softwares especializados con métodos como el de Monte Carlo,
para definir los factores que podrian generar incertidumbres. Es recomendable realizar
corridas variando algun parametro (de roca o fluido) que muestren los cambios en el

proyecto.

1.4.3 MECANISMO DE PRODUCCION
Los mecanismos de produccion primaria de un reservorio, constituye la fuente de energia
que lleva el hidrocarburo desde el reservorio hasta el pozo productor.

Los mecanismos de produccion primarios son:

e Expansion de roca y fluidos

e Liberacién del gas en solucion
e Capade gas

e Acuifero activo

e Segregacion gravitatoria

e Combinacion de los mecanismos.

1.4.3.1 El mecanismo de expansién de rocay fluidos.
Se establece por encima del punto de burbuja. La explotacion genera disminucion de la
presion del yacimiento y la roca porosa tiende a comprimirse y expulsar el fluido que
contiene hacia el punto de drenaje o de menor presion. El maximo factor de recobro que
se alcanza mediante este mecanismo es del 5% para un yacimiento de petroleo. (Satter
& Igbal, 2016)

1.4.3.2 El mecanismo por liberacion de gas.
Ocurre cuando la presion del reservorio desciende bajo la presion de burbuja, y el gas
generado empuja el petréleo hacia el pozo productor. Por efecto de viscosidad la fase
gaseosa es mucho mas mévil que la fase liquida. El factor de recobro en estos casos
puede alcanzar hasta el 30%.(Satter & Igbal, 2016)



1.4.3.3 Capade gas.

Ciertos reservorios han sido descubiertos con presion original por debajo de la presion
de burbuja y con un casquete de gas formado en la parte superior. En otros casos, el
casquete de gas se forma cuando la explotacion ha hecho que el reservorio descienda
bajo la presion de burbujeo. En cualquiera de los dos casos, la energia de este
mecanismo la genera la expansion del casquete a medida que el reservorio se
disminuye. Elfactor de recobro que puede alcanzar este mecanismo es del 40%.(Satter
& Igbal, 2016)

1.4.3.4 La comunicacion con un acuifero activo.
Le provee de energia natural a un yacimiento de petréleo. Este mecanismo puede tener
un empuje, lateral o de fondo. Existen casos registrados de factores de recobro que han
llegado al 50%.(Satter & Igbal, 2016)

1.4.3.5 Segregacion gravitacional.
Bajos ciertas condiciones tectdnicas, los yacimientos pueden alcanzar buzamientos muy
grandes o fracturarse. En estos casos la permeabilidad vertical es mayor que la
horizontal. Bajo la segregacion gravitacional, el reservorio en produccion declina
continuamente, con una relacién gas petrdleo muy baja en las partes profundas y muy
alta en las superiores. Se han registrado casos hasta del 80% de factor de recobro con
este mecanismo (Satter & Igbal, 2016). (Satter & Igbal, 2016)

1.4.3.6 Mecanismos combinados

En general los yacimientos pueden exhibir mecanismos combinados, o pasar de un

mecanismo a otro por efecto de la deplecion. (Satter & Igbal, 2016)
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Figura 1.1 Gréfica tedrica de Factores de Recobro por Mecanismo de Empuje. Modificada
de (Satter & Thakur, 1994)

1.4.4 RECUPERACION SECUNDARIA POR INYECCION DE AGUA
La recuperacion secundaria por inyeccion de agua se puede llevar a cabo de dos formas
diferentes de acuerdo a la posicion de los pozos productores e inyectores. (Martinez,
2016).

1.4.4.1 Inyeccion Periférica o Externa.
Existen 3 maneras de inyectar periféricamente. 1) Muy cerca del contacto agua-petroleo,
2) en el limite del yacimiento y 3) directamente en el acuifero, como lo muestra la

siguiente figura. (Martinez, 2016).
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aceite aceite aceite aceite

Contacto agua-aceite Limite fisico del yacimiento
aceite aceite

Figura 1.2 Esquemas de inyeccién periférica de agua. Tomada de (Martinez, 2016)

Para asegurar una eficiencia adecuada de la inyeccién periférica se debe considerar las
dimensiones del acuifero, zona saturada de hidrocarburo, volimenes grandes de
inyeccion de agua, y tiempo antes de tener un efecto en los pozos productores. Ademas,
si la inyeccidon se realiza muy tarde en la vida del yacimiento, el volumen poroso
depresionado que se debe llenar antes de tener efecto en la presion del yacimiento,
puede ser considerable y demandar un buen periodo de tiempo para mostrar influencia

de la inyeccion.

1.4.4.2 Inyeccion en Arreglos o dispersa.
Consiste en inyectar agua dentro de la zona saturada de petréleo. Asi, el agua invade
esta zonay desplaza los fluidos (petroleo/gas) del medio poroso invadido hacia los pozos
productores.
Este tipo de inyeccion se realiza a través de un numero determinado de pozos que

forman un arreglo geométrico con los pozos productores e inyectores. El cual puede ser:

1.4.4.2.1 En linea directa.
Donde se trata de colocar una linea de pozos inyectores y una linea de pozos
productores y asi desarrollar el campo. Cada pozo inyector tiene enfrente a un pozo

productor. Grafica A de la jError! No se encuentra el origen de la referencia..
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1.4.4.2.2 Linea alterna.
Donde se tiene una linea de pozos inyectores que no coincide exactamente con una
linea de pozos productores, sino que estos ultimos estan desplazados la mitad de un
espaciamiento. Es decir, cada pozo inyector queda ubicado a la mitad de la distancia

ente dos pozos productores. Gréafica B de la Figura 1.3.

1.4.4.2.3 Arreglos de 5, 7y 9 pozos.

Donde se tiene un pozo productor rodeado de cuatro, seis u ocho pozos inyectores, o
viceversa llamandolos arreglos invertidos. EI campo completo se desarrolla alrededor de
este patréon de pozos. Grafica C de la Figura 1.3.

Por lo tanto, se puede decir que, a través de la inyeccién de agua, es posible aumentar
la recuperacion final de petréleo en la mayoria de los campos o yacimientos, ya sean de
arenas, areniscas o carbonatos. Dependiendo su eficiencia ademas de otros factores
como heterogeneidad del yacimiento, calidad y compatibilidad de agua de inyeccion,
ciclicidad y volumenes de inyeccion, entre otros factores. Sugiriendo siempre tener un

plan de monitoreo adecuado para la toma de decisiones.
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A: Arreglo de pozos B: Arreglo de pozos
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Figura 1.3 Arreglos de inyeccion de agua. Modificada de (Martinez, 2016)

1.45 MECANISMO DE DESPLAZAMIENTO DE FLUJOS INMISCIBLES
Para definir estos conceptos se asume que la inyeccion de agua es igual o mayor al
volumen con que se explota el yacimiento. (Cobb & Smith, 2012).
El volumen de petroleo desplazado se puede calcular en cualquier momento de un

proyecto de inyeccidn si se conocen los siguientes parametros:

o Petrdleo en sitio al inicio de la inyeccion, N
. Eficiencia de barrido areal, E4

. Eficiencia de barrido vertical, E},

o Eficiencia de desplazamiento, Ej,

El petroleo desplazado (Np) puede calcularse mediante la siguiente ecuacion:

ND=N* EA*EV* ED (12)

Si la saturacion de gas al inicio de la inyeccion de agua es despreciable, el petroleo
desplazado N, , equivale al producido. Si existe saturacibn de gas libre, el
desplazamiento de petréleo no se producira hasta que se realice el periodo de fillup o de
llenado (devolver el gas libre a solucion) (Cobb & Smith, 2012).

La determinacion del petrdleo en sitio (N) antes de la inyeccién se podra hacer por

métodos convencionales de volumetria o modelos estaticos.
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La eficiencia de barrido areal (E,) y la vertical (E,) corresponden a la fraccién vertical del
reservorio contactada por el agua. Estos parametros se ven influenciados por el arreglo
y espaciamiento de los pozos, distribucion de presiones, propiedades de la roca y de los
fluidos, y la heterogeneidad del reservorio. La eficiencia areal y vertical determinan la
eficiencia volumétrica, que significa el volumen de reservorio contactado por el agua de
inyeccion (Cobb & Smith, 2012). Finalmente, la E, corresponde a la eficiencia de
desplazamiento y es la fraccion de petroleo que sera desplazada desde la porcion de

reservorio contactada o barrida por el agua.

1.4.5.1 Ecuacion de flujo fraccional
La ecuacion de flujo fraccional relaciona la fraccién del fluido desplazante (agua) en el
flujo total de dos fases o la fraccibn mévil de agua connata en algun punto del reservorio
(Buckley & Leverett, 1942). Se define como el caudal de agua dividido para el caudal

total:
qw qw
f = _—=
v qt 90 + QW

Donde:
o fw = fraccion de agua en el sistema de flujo
. gt = caudal de fluido total [BFPD]
. gw = caudal de agua [BAPD]
. go = caudal de petréleo [BPPD]

Si la tasa de fluido desplazado qt, es igual a la tasa de inyeccidén de agua iw:

At = 40 + qw = Ly

q
fwz-_w

lW
fw, corresponde al corte de agua (wc). Por lo tanto, la fraccién de petréleo fluyente, o
corte de petrdleo es:
q
fo = -_O =1- fu
lW

De acuerdo a la ley de Darcy generalizada para flujo lineal, se obtiene la conocida

ecuacion de flujo fraccional:
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£, = Aw _ Uy * Ly ds
Y g 1 +M
Ho * Ky
Donde:

J qgo = caudal de petréleo a condiciones de reservorio [BPPD]
o gw = caudal de agua a condiciones de reservorio [BAPD]

. po = presion en la fase de petréleo [PSI]

. pw = presion en la fase de agua [PSI]

. s=  distancia al punto de interés del reservorio, medida desde un punto de
referencia [pies]

. A= areade laseccion transversal del reservorio lineal (w * h) [pies?]
o Mo, Hw = viscosidad del petrdleo y del agua [cp]
) Ko, kw = permeabilidad efectiva al petr6leo y agua a la saturacion de agua

existente en a la distancia s [mD]
® o, pw= densidad del petrdleo y agua a condiciones de reservorio [lom/pie’]
o a = angulo medido entre la horizontal y la direccion de flujo en sentido anti
horario [grados]
Despreciando los efectos de la gravedad, la ecuacion se simplifica de la siguiente
manera:
1
fw = Lk,

14+E"te

Ho * ky,
Con lo cual se obtiene la forma mas difundida de la ecuacion de flujo fraccional.

La ecuacion de flujo fraccional permite determinar los caudales relativos de petrdleo y de
agua en cualquier punto de un medio poroso. Adicionalmente, incorpora en una misma
ecuaciéon a las propiedades del fluido, roca, rata de inyeccion, gradiente de presion, y
propiedades estructurales del reservorio, que afectan directamente a la eficiencia de
desplazamiento (Cobb & Smith, 2012).
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En un escenario donde la rata de inyeccidn y las propiedades del reservorio permanecen

constantes, el flujo fraccional es funcién solamente de la saturacion.

Al graficar fw vs. Sw se obtiene la curva de flujo fraccional, la cual permite predecir y

analizar el comportamiento de un reservorio durante la inyeccion de agua.

1.0

S

wir

0.0

0 100

Water Saturation, percent

Figura 1.4 Curva tipica de flujo fraccional (Cobb & Smith, 2012).

1.4.6 CONCEPTO DE DUMP FLOODING
El sistema dump flooding convencional es una técnica de recuperacion secundaria que
inyecta agua de una zona de produccion de agua a la zona de produccién de petréleo

en el mismo pozo, basicamente creando dos pozos en uno (Figura 1.5).

El dump flooding se define como el flujo cruzado intencional de agua desde una capa de
alta presién hacia una zona productora de petréleo en agotamiento con el fin de mantener

la presion. Sin embargo, después de la implementacién, es un desafio mantener la
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inyectividad 6ptima en la zona de petroleo inundada sin mediciones y monitoreo directos.
Noman, Mehmood y Majeed (2015).

- = Water injection
| I zone

L % Water Production
‘ = zone

Figura 1.5 Configuracién Dump Flooding convencional. Noman, Mehmood y Majeed (2015).

1.4.7 DISENO DUMP FLOODING MODIFICADO
La razén principal de la modificacion, es que el monitoreo y control en superficie del
caudal y la calidad del agua es un requisito del proyecto para cumplir con las

regulaciones locales.

En algunas areas, donde no hay pozos disponibles para convertirlos en productores de
agua o inyectores en la misma plataforma, la completacion de fondo dump flooding
modificado se disefid para usar un pozo como productor de agua e inyector usando el
mismo sistema de superficie cerrada que tiene el waterflooding convencional, donde un

pozo productor de agua esta conectado a un pozo inyector.

El proceso de ingenieria y disefio aprovecha un acuifero mas profundo de baja salinidad
con agua de excelente calidad. El agua del acuifero se produce a través de una bomba
ESP, que también se utiliza para inyectar el agua con la presion requerida por el

reservorio de petréleo (Figura 1.6.)
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Figura 1.6 Completaciéon Dump Flooding modificada. Las flechas muestran la trayectoria
del flujo desde la formacion de produccion hasta la superficie y luego hacia la formacién
de inyeccion. Esquema completacion Schlumberger.

La completacioén incluye cuatro sartas principales que se muestran en la Figura 1.6. La
completacion de fondo es esencialmente un packer que aisla la zona de produccién de
agua. En la primera seccion de la completacion, incluye otro packer en la parte superior
y unidades de sello en la parte inferior para conectarse a la completacién de fondo. Esta

sarta aisla la zona de petréleo donde tiene lugar la inyeccién de agua.

La siguiente sarta es de la completacion superior, donde el ESP esta conectado a un
soporte de bomba. Esta sarta va hasta la cabeza del pozo y en la parte inferior esta

conectada a la primera seccion de la completacion con unidades de sello. La seccion
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final de la completacion es un InnerString que se coloca dentro de la completacion

superior, como se muestra en el diagrama con flechas de la Figura 1.6.

El agua producida sube a través de la primera seccion de la completacion, cruzando de
la tuberia hacia el anular del revestidor a través de un cross-over de flujo, luego el fluido
pasa por una bomba ESP, para continuar hacia el espacio anular de la completacion
superior mediante otro cross-over de flujo, en superficie, el agua pasa por un manifold
para su medicion y llega al pozo a través del InnerString y la completacion superior para

finalmente inyectarse en la zona de petroéleo.

El sistema cerrado en superficie, donde se mide el caudal de agua con un medidor de
flujo y se verifica la calidad del agua, se muestra en la Figura 1.7. Este sistema se puede
utilizar dado que no necesita tratamiento de agua gracias a la buena calidad del
reservorio utilizado en este estudio (baja salinidad, sin sélidos, O2, H2S o Fe). Ademas,

el sistema evita el contacto con el oxigeno, minimizando futuros problemas de corrosion.

20



D SPD =

|  Flowmeter |

Chemical
Pumps

<— Water producfion line

Dumpflooding
Well

'
)
)
H 1
1

Figura 1.7 Sistema de superficie cerrado Dump Flooding. Se mide el volumen de aguay
se verifica la calidad. Esquema Schlumberger.

Este sistema de superficie para el disefio dump flooding modificado eliminé la necesidad
de tuberias de agua a alta presion para conectar dos pozos (productor de agua e
inyector) en diferentes plataformas; por lo tanto, se minimiza el impacto ambiental,
ademas, el tiempo de construccion de las instalaciones de superficie y la inversion se

reducen drasticamente con esta solucion.

1.4.8 BENEFICIO DEL AGUA DE BAJA SALINIDAD EN WATERFLOODING.

Para los casos descritos en este proyecto de titulacion, la salinidad del agua inyectada
oscila entre 200 y 300 ppm, y la salinidad del agua connata oscila entre 3,000 ppm y
65,000 ppm. Esta implementacién también es de bajo costo en comparacioén con otras
técnicas, y la formacion de la fuente de agua contiene un acuifero virtualmente infinito
(Hollin Inferior), lo que garantiza las altas tasas de inyeccion requeridas para los

yacimientos de petréleo de baja presion.

Morrow y Muckley (2011) explicaron como la diferencia entre la salinidad del agua
connata y la inyectada afecta las curvas de recuperacion, como se muestra en la Figura
1.8. Para los casos en los que no hay cambio en la composicion idnica entre el agua
connata y la inyectada, el aumento en la recuperacion con agua de baja salinidad

muestra claramente las mejoras en la recuperacion resultantes del efecto de baja
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salinidad (LSE con sus palabras en inglés), en el que el agua la baja salinidad ayuda a

disolver los minerales solubles en los carbonatos o areniscas.

100

LSE

Oil Recovery, O0IP
i
o

30 4 LS displacing LS
20 MS displacing MS
T HS displacing HS

O 2 4 6 8 10 12
Injected Brine Volume, PV

Figura 1.8 Recuperacion waterflood vs volumen de poro (PV), mostrando LSE para LSW
en Swi. Los experimentos se realizaron en tapones de nlcleo de la arenisca Berea (De
Morrow y Buckley 2011).

Este efecto se puede aplicar en proyectos nuevos y existentes de inyeccion de agua en
tierra 0 mar adentro. ademas, puede usarse solo o junto con otras técnicas de
recuperacion mejorada de petréleo (eor), por ejemplo, inyecciéon de polimeros, como
habilitador de tecnologia. también puede aliviar los problemas asociados con la inyeccion

de agua convencional, como la formacion de incrustaciones y la acidificacién.

1.4.9 EVALUACION ECONOMICA DE UN PROYECTO DE INYECCION DE
AGUA

Al igual que todos los proyectos vinculados con la explotacién de hidrocarburo, la

inyeccion de agua se analiza por medio de criterios de evaluacion econémica como el

Valor Actual Neto (VAN), la Tasa Interna de Retorno (TIR) y el Periodo de Recuperacion

de la inversion PRI.
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1.4.9.1 Valor Actual Neto (VAN)
Este criterio plantea que el proyecto debe aceptarse si su valor actual neto (VAN) es igual
o superior a cero, donde el VAN es la diferencia ente todos sus ingresos y egresos
expresados en moneda actual (Sapag Chain & Sapag Chain, 1989).

1.4.9.2 Tasa Interna de Retorno (TIR)
Con el criterio de la Tasa Interna de Retorno, se evalla el proyecto en funcion de una
Unica tasa de rendimiento por periodo, con la cual la totalidad de los beneficios
actualizados son exactamente iguales a los desembolsos expresados en moneda actual
(Sapag Chain & Sapag Chain, 1989).

1.4.9.3 Periodo de Recuperacién de la inversion (PRI)

El PRI determina el nimero de periodos en el que se recupera la inversion de un proyecto
(Sapag Chain & Sapag Chain, 1989).
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CAPITULO 2

2. METODOLOGIA

El actual proyecto de titulacion utilizé a la investigacion aplicada, descriptiva y cuantitativa
como parte fundamental de estudio, ya que lleva los conocimientos a la practica y ser (til
para la sociedad, el objetivo principal fue describir los datos que se obtienen de un
fendmeno o la situacién en concreto, la investigacion se basé en datos numéricos que
se utilizaron para realizar mediciones y comparaciones, estas fueron analizadas con

investigacion longitudinal, ya que tienen un tiempo de analisis concreto.

Se realiz6 la caracterizacion geoldgica del area en el proyecto de recuperacion
secundaria del reservorio U Inferior en el campo ESPOL, alcanzando: correlaciones
estructurales y estratigraficas del reservorio U Inferior, mapas estructurales, mapas de
espesor neto de arena, informacién y registros especiales de pozos aledafios,
descripcion e interpretacion del ambiente de depositacion. La incorporacion e integracion
de toda esta informacion, ayudé de manera efectiva y eficiente a la caracterizacion del
reservorio, esto permitié la ubicacion estratégica del pozo a ser utilizado como dump

flooding en la locacion PM del campo ESPOL.

La caracterizacion petrofisica de los reservorios implicados: U Inferior y Hollin Inferior,
ayudo a entender de mejor manera el comportamiento del yacimiento, se analiz6 los
resultados petrofisicos convencionales de porosidad y permeabilidad, logrando clasificar

y caracterizar diferentes tipos de roca segun rangos de permeabilidad.

Con ideas claras en la caracterizacion geoldgica, petrofisica y arreglos de inyeccion de
agua. Modificada de (Martinez, 2016), se aplico el mecanismo dump flooding, que
permitié optimizar costos asociados a la perforacién de un pozo inyector y facilidades de
superficie requeridas para un sistema de inyeccion, en este caso especifico, a través de
un mismo pozo se utilizé el agua producida de Hollin Inferior e inyectada en la arenisca
U Inferior para fines de mantenimiento de presion en el reservorio y mejoramiento en el
factor de recobro. Con este mecanismo no se tiene la necesidad de almacenar el agua

producida en superficie, asi como de perforar un pozo inyector adicional.
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Se estimo ratas de inyeccion y produccion con analisis nodal, esta variable tiene un
componente econdémico alto, desde el punto de vista técnico dependen de: la calidad de

la roca, del tipo de fluido, del espaciamiento y sobre todo de la presion del yacimiento.

Una vez definido el volumen a inyectar, se pronostica el tiempo de vida del proyecto y el
valor de reservas a recuperar en cada inyector presente. Una forma de realizar este tipo
de andlisis es mediante balance de materia y la eficiencia de barrido, dividiendo al

reservorio en volumen desplazado por el agua y volumen no desplazado.

Fue necesario el monitoreo constante en pozos cercanos y asi tener el seguimiento de
la efectividad del sistema en el mantenimiento de presion y aumento del factor de
recobro, con ayuda de datos historicos de produccion del Pad PM del campo ESPOL, se
analizé el incremental de petréleo con recuperacion primaria y secundaria para comparar

la eficiencia del proyecto con inyeccion de agua en el reservorio U Inferior.

Se utiliz6 software de soporte para el desarrollo del presente proyecto como Petrel,

Techlog y OFM, como también la ayuda de tablas de calculo y graficas comparativas.

21 UBICACION.

El PAD PM del campo ESPOL se encuentra localizado en la Cuenca Oriente del Ecuador
dentro del corredor estructural-petrolifero central o también llamado Corredor Sacha —
Shushufindi. La cuenca oriente esta en una posicién de cuenca ante pais transarco de

los andes ecuatorianos.
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Figura 2.9 Cuenca Oriente con sus tres corredores estructurales-petroliferos (Baby,
Rivadeneira, & Barragan, 2014)

2.2 GEOLOGIA.
2.2.1 GEOLOGIA REGIONAL
2.2.1.1 Sintesis Geologia Regional

La cuenca oriente presenta una secuencia sedimentaria y volcanica, de edades del
paleozoico al cuaternario, con espesores que oscilan entre los 8,000 a 12,000 metros,
estos sedimentos descansan sobre un substrato precambrico; el detalle de las
secuencias se muestra en la columna tecténo-estratigrafica y eventos geodinamicos que
controlan el desarrollo de la cuenca oriente y sus sistemas petroliferos (Figura 2.10),
desarrollada entre el cratbn guayano - brasilefio al este y el arco volcanico andino al
oeste, donde evoluciona en una serie de eventos tectonicos y sedimentarios. La cuenca

se extiende desde Venezuela al norte, hasta Bolivia al sur.
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Figura 2.10 Columna tecténo-estratigrafica y eventos geodinamicos que controlan el
desarrollo de la cuenca oriente y sus sistemas petroliferos (Baby, Rivadeneira, &
Barragan, 2014)

2.3 DECLINACION DE LA PRESION DEL YACIMIENTO

La presion original del yacimiento U Inferior fue de ~ 3759 psi. Este valor se registr6 en
el aflo 1988, al inicio de la explotacion del reservorio en el pozo PM-001. Con la
perforacion de dos pozos en el afio 2012, la presion habia descendido hasta
aproximadamente ~1480 psi. En la ultima campafia de perforacion entre el 2018 y 2019
se perfor6 5 pozos, la presion del reservorio fue de ~ 991 psi, lo que indica que el
reservorio declind en un ~ 73% del valor inicial y un acumulado de petréleo por

recuperacion primario de 7.9 Mbbl previo al inicio de la inyeccién en marzo del 2019.

27



HISTORIAL DE PRESIONES ESTATICAS U INFERIOR

4500 pws  HISTORICO DE PRESION U INFERIOR PAD PM - CAMPO ESPOL PRE INYECCION Pws.MP: 991 psi

§2400-:

- '\\\ |

a ]

a | |

¥ 1600 -1 ! IS N N ! | I N e — ‘

aoo_: I — ! S N S — ! - - ! I S S —_—

0 |

T T T T T T T T T T T T T T T s 9 T T T L 3
198889 90 91 92 93 94 95 96 97 98 99200001 02 03 04 05 06 07 08 09 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19
15 Cumulative Ol Volume : 13659 Mbbl
1 Cumulative Oll Volume ( Mbbl )
12000 — F
9000 — - | 7982Mbbl
3 °
6000 —
: -~
.
3000 — -
g e 9 - - -~ -
0 ' T 1 T T
[} 3000 6000 9000 12000 15000 0
Cumulative Oil Volume ( Mbbl )

TVDSS rozO PAD | FIELD |RESERVOTIO| FECHA TIPO TEST | Pws@® (Datum) luVlﬂéN
-8696 PM-001 PM ESPOL Ul 3/18/1995 | Sensor Estatico 2947 SIN INYECCION
-8696 PM-001 PM ESPOL ul 7/22/1997 | Sensor Estatico 2703 SIN INYECCION
-8652 | PM-008WDW | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1155 SIN INYECCION
-8652 | Pm.coswow | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1154 SIN INYECCION
-8652 | PM-0OSBWDW | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1154 SIN INYECCION
-8652 | PM-00BWDW | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1153 SIN INYECCION
<8652 | PM-0OBWDW | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1153 SIN INYECCION
-8652 | PM-008WDW | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1153 SIN INYECCION
-8652 | PM.OOSWDW | PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1153 SIN INYECCION
-8695 PM.002 PM ESPOL ul 9/15/2012 | Sensor Estatico 1480 SIN INYECCION
-8695 PM-002 PM ESPOL ul 10/12/2019 | Sensor Estatico 991 SIN INYECCION
-8672 PM-004H PM ESPOL ul 11/2/2018 Echometer 1133 SIN INYECCION

Figura 2.11 Historial de Presiones estaticas en el yacimiento U Inferior Pad PM - Campo
ESPOL. (Fuente ESPOL, 2022)

En la Figura 2.12 Y 2.13 indica la presion inicial de reservorio y su declinacion luego de
perforar 6 pozos productores del reservorio U Inferior al 2019.
Caida de presion ~ 2700 PSI.
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Figura 2.12 mapa de presion inicial de reservorio U Inferior Pad PM campo ESPOL.
(Fuente ESPOL, 2022)
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-8696 PM-001 PM ESPOL ul 3/18/1995 | Sensor Estatico 2947 SIN INYECCION

-8696 PM-001 PM ESPOL ul 7/22/1997 | Sensor Estatico 2703 SIN INYECCION

-8652 PM-008WDW PM ESPOL ul 8/11/2018 XPT 1155 SIN INYECCION
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-8695 PM-002 PM ESPOL ul 10/12/2019 | Sensor Estatico 991 SIN INYECCION

-8672 PM-004H PM ESPOL ul 11/2/2018 1133 SIN INYECCION

Figura 2.13 mapa de presiones 2022 reservorio U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente
ESPOL, 2022)

La tasa de declinacion aumenta a medida que se incrementa la perforacion, por tal motivo
la implantacion de recuperacion secundaria con inyeccidén de agua es la estrategia que
se aplicé al Pad PM del Campo ESPOL.
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2.4 CONTINUIDAD DEL RESERVORIO.

De acuerdo a la jError! No se encuentra el origen de la referencia., la declinacién en
el yacimiento es uniforme en toda el &rea, por lo que se asume que a pesar de su caracter
estratigrafico, el reservorio U Inferior en el Pad PM del Campo ESPOL, esta asociado

una sola unidad hidraulica con cambios laterales de facie que estan comunicados.

Para corroborar la existencia de un reservorio comunicado, se usaron correlaciones
geoldgicas, petrofisica y datos de produccion de los pozos perforados, como el grado
°API (17-18) del hidrocarburo y la salinidad promedio del agua de formacion (33000 -
35000 [ppm CI]). (Fuente OFM 2022, ESPOL)

2.4.1 ANALISIS GEOLOGICO Y ESTRATIGRAFICO DEL Pad PM - Campo
ESPOL.

Estructuralmente se observa un anticlinal ligeramente ondip hacia la parte norte del PAD

PM, sin presencia de fallas que indiquen saltos considerables (Figura 2.14).

PM-007 PM-005
e 4

PM-006H

PM-008WDW @&

PM-OO4H‘\

PM-002
PM-OOSQ @ PRODACTVO
@ PROD EN ARENA
O rozomacmvo
- ABANDONADO
"y @ rrooDUAL
PM-001 # OuUMPFLOCONG
MAPA ESTRUCTURAL TOPE U INFERIOR| & WYECTOR ACTIVO
INYECTOR INACTIVO
Scale Confour inc o
1:16000 @, INYECTOR SELECTIVO)
PROD DE AGUA
0 200 400 800m ® oisPosaL AcTvo
T oisPosAL NACTIVO
we00 e

Figura 2.14 Mapa Estructural al tope U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente ESPOL,
2022)

En las correlaciones estructurales, tanto E-O y N-S se puede apreciar de mejor manera

gue no presenta saltos considerables que cierren estructuralmente la continuidad del
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reservorio U Inferior, e impida la comunicacion hidraulica entre pozos. (Figura 2.15,
Figura 2.16)

Correlaciones estructurales Pad PM — Campo ESPOL
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Figura 2.15 Correlacion Estructural E-O, U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente ESPOL,

2022)
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Figura 2.16 Correlacion Estructural N-S, U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente
ESPOL, 2022)
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Estratigraficamente la continuidad lateral y espesor de U Inferior es constante tanto este-

oeste como norte-sur (espesor promedio 50ft), se observa ligeros cambios laterales de

facie en la parte media del reservorio identificados en la perforacion como areniscas con

matriz arcillosa y finas intercalaciones de caolinita y sedimentos carbonosos.
Correlaciones estratigraficas Pad PM — Campo ESPOL
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Figura 2.18 Correlacién Estratigrafica N-S, U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente
ESPOL, 2022)
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La distribucion de arenisca, es uniforme en todo el PAD PM, esto se ajusté con datos

de los pozos perforados, observando mayor desarrollo hacia la parte NO-SO del pozo
inyector PM-008WDW. (Figura 2.19)

Estudio de nucleos de campos vecinos, indica que el ambiente de depdsito de U Inferior

es un sistema estuarino dominado por mareas Yy direccion de deposicion SE-NO
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Figura 2.19 Mapa de distribucién de arena U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente
ESPOL, 2022)

2.4.2 ANALISIS PETROFISICO DEL Pad PM - Campo ESPOL.

Para la caracterizacion petrofisica del reservorio y confirmar la continuidad en U Inferior,

se analiz6 la calidad de roca en funcion de la permeabilidad y porosidad total que se

adquiri6 con registros eléctricos en los pozos perforados, saturacibn de agua,

resistividades, densidades y correlaciones petrofisicas que confirmen comunicacion

efectiva en el reservorio (Figura 2.20).

POZO RESERVORIO TOPE BASE NET GROSS NET PAY | Vsh Promedio | PHIE Promedio | Sw Promedio K Promedio

PM - 001 U INFERIOR 9521 9574 53 50 0.15 0.18 0.06 1297.1
PM - 008WDW | U INFERIOR 9521 9574 53 50 0.15 0.18 0.06 1297.1
PM - 002 U INFERIOR 9550 9604 54 42 0.10 0.17 0.05 906.9
PM - 003 U INFERIOR 9544 9602 58 51 0.15 0.19 0.07 1335.5
PM - 004H U INFERIOR 9535 9593 57 37 0.11 0.18 0.04 1116.0
PM - 006H U INFERIOR 9528 9547 19 9 0.13 0.16 0.02 720.5
PM - 005 U INFERIOR 9552 9606 54 47 0.09 0.17 0.05 821.0
PM - 007 U INFERIOR 9538 9596 59 55 0.14 0.14 0.11 382.4

Figura 2.20. Datos petrofisicos U Inferior Pad PM campo ESPOL. (Fuente OFM ESPOL 2022)
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La calidad de roca que se tiene en el Pad PM para U Inferior es tipo 0 a 3, se lo determiné
segun ensayos realizados a nucleos de campos vecinos segun lo demuestra la Figura
2.21.

Tipos de Roca para Campo ESPOL

Tipo de Roca |Permeabilidad K (mD) |Porosidad Total PHIT (%) |Probabilidad

2a 300 < K <= 700 >15 Comun

3 10 < K <=100 >5 Comun

Figura 2.21. Tipo de roca para el Campo ESPOL. (Fuente ESPOL, 2022)

Las propiedades petrofisicas de la roca en el reservorio U Inferior mantienen sus
caracteristicas en toda el area analizada, tanto E-O, como N-S, segun se puede

observar en las correlaciones de las Figuras 2.22 y 2.23.
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Figura 2.22. Correlacién Petrofisica E-O, U Inferior Pad PM - Campo ESPOL. (Fuente ESPOL,
2022)

34



— — - P e o 5 —
| o [ ]
XI
© PV-001 [SSTVD] - - HPMO0BWDW[SSTVD] |+ © PNFO06H [SSTVD] e © PN-007 [SSTVD]
£lSP) =T b= RT fuo fSP. 3 2500 e Ll D 2 e o e L R (Y 2 = =RT Ju
[T | o[ ——] == | = . b= H =
o J s S
] | P S i ::
| e i
| L '
a | \ =i N t -
?J % { 4 7 E“ S B \‘x
oLy $ § L S 14 y )L
\/ { B Tt’,_ L P { |
) e/ ? b ] ;
| e | ¢ \
| | : £ U |
) { p
S ¢ N {&ia =L o I8 \
( ) g 3 Hi ! \ :
o =1 B iz e ‘ ;: | \ | -
o ( § 3 i |
& LIS / [ g ) ) {
S RN ) i SRl ! :
SHOT 11| [ {a | )E & | o
o @t { {H] Sal -l ‘ !]; oy ‘
8 | § |
=diy | B - R L g |
1 { [ 1 { -] - b
; | L » e |
f A 3 )
\ ld i € { I |
( 4 L o ‘
} “ o ) ( \ £ "——
. il é =

Figura 2.23. Correlacién Petrofisica N-S, U Inferior Pad PM - Campo ESPOL. (Fuente ESPOL,
2022)
2.4.3 MODELO ESTATICO CAMPO ESPOL
Con los datos obtenidos en la perforacion de nuevos pozos se actualizd el modelo
estatico para el Pad PM del Campo ESPOL, observando continuidad del reservorio U
Inferior. Permeabilidad, porosidad y saturacion de agua no presentan variaciones
drasticas, confirmando que el reservorio es de tipo estratigrafico con variaciones laterales

de facie e hidraulicamente comunicadas.

MODELO ESTATICO DE POROSIDAD EFECTIVA CAMPO ESPOL

Figura 2.24. Modelo Estatico Porosidad Efectiva - Campo ESPOL. (Fuente ESPOL, 2022)
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MODELO ESTATICO DE PERMEABILIDAD CAMPO ESPOL

Figura 2.25 Modelo Estatico Permeabilidad - Campo ESPOL (Fuente ESPOL, 2022)

MODELO DE SATURACION DE PETROLEO CAMPO ESPOL

Figura 2.26 Modelo Estéatico Saturacion - Campo ESPOL. (Fuente ESPOL, 2022)

Los valores proporcionados por el modelo se indican a continuacion:
Porosidad Efectiva (%): 0.15 - 0.20

Permeabilidad (mD): 100 => 2000
Saturacion de agua (%): 0.01 — 0.15
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2.5 FACTOR DE RECOBRO POR RECUPERACION PRIMARIA.
A partir del volumen de produccion previo al inicio de la inyeccion de agua, el Factor de
Recobro (FR) por concepto de recuperacion primaria se calculé en 13.9%.

El valor se obtuvo mediante la formula:

ZaND o0 (2.4)
FRantes de lars = W X 100%

Donde:
FR ntes ae 1a Rs- Factor de Recobro antes de la inyecciéon de agua.
Np: Volumen acumulado de produccion de petréleo por recuperacion primaria.

POES: Petréleo Original en Sitio del area de inundacion calculado por modelo.

El acumulado de petréleo de U Inferior se obtuvo mediante la suma de todos los pozos

involucrados en el area de estudio, antes del inicio de la inyeccion de agua.

7.9 [MMbls]

FRantes de tars = m X 100%

FRantes detars = 13.9%
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PAD PM - CAMPO ESPOL 70241 62804 75796352 65211272 56705455

Figura 2.27 Delimitacidn area calculo POES - Campo ESPOL. (Fuente ESPOL, 2022)

2.6 CONFORMACION DEL PATRON DE INYECCION PARA RECUPERACION
SEGUNDARIA.

La deplecion de la presidon del reservorio, el incrementar la produccién de petréleo y

factor de recobro, extender el periodo de explotacién del campo en el reservorio U

Inferior, hizo que la recuperacion por inyeccion de agua sea la estrategia perfecta para

cumplir con el objetivo.
Con el resultado de los estudios previos que confirman la continuidad y comunicacién

hidraulica del reservorio U Inferior en el Pad PM, se decidi6 utilizar un patrén de inyeccién

7 pozos (Figura 2.28).

38



PATRON DE INYECCION

7 Pozos

PROD ACTIVO
PROD EN ARENA
POZO INACTIVO
ABANDONADO

PROD DUAL

® p)\-001

DUMPFLOOONG

we@®@4o0e

MAPA ESTRUCTURAL TOPE U INFERIOR]
= INYEC TOR INAC TWO
Scale Contour inc
1:16000 10 B, NYECTOR SELECTIVO|
e R — PROO OE AGUA

0 200 400 600m W oisPosAL ACTIVO
- — -
1T oisrosaL macTvo
PETRI

INYECTOR ACTIVO

116000

Figura 2.28 Patron de inyeccion Pad PM - Campo ESPOL. (Fuente ESPOL, 2022)

2.6.1 POZO INYECTOR IMPLENTANDO SISTEMA DUMP FLOODING.
La no disponibilidad de agua a corto plazo en la cercania del pozo para la expansién de
recuperacion secundaria y el disefio de completacion para usar un mismo pozo como
productor de agua de Hollin Inferior e inyectar en U Inferior, hizo que el sistema Dump

flooding sea la mejor alternativa para implementar en el Pad PM del campo ESPOL.
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Figura 2.29 Esquema completacién Dump Flooding). (Fuente
PETROAMAZONAS, 2018)

Los beneficios de utilizar este sistema fueron: implementar la expansion de inyeccion de

agua en el Pad PM, acelerar la produccién del campo y adicionar volimenes

recuperables.
El impacto ambiental fue minimo, ya que no requirié de facilidades adicionales para el

transporte de agua, evitando construir lineas de alta presion en comunidades sensibles.
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La optimizacion de costos fue otro factor clave en el desarrollo de esta estrategia, ya que

al utilizar dos completaciones en el mismo pozo redujo costos.

t+ A+ Tl
; |

=

{ Hollin

_ | .'“(

ﬂ ' Form, receptora
| ?'

1l
11

Construccién de lineas de inyeccién

Mayor tiempo de implementacion

(Licencias 18 meses) § 1
4

SNX

Planta de tratamiento ’

Inyector y Fuente de agua en mismo Pad
Menor costo de facilidades de superficie
Menor tiempo de implemetacién (4-5 meses)

KN K

Hi = Productora de agua

Figura 2.30 Solucion técnica — Fuente de agua. (Fuente PETROAMAZONAS, 2018)

Esta grafica nos indica que el implementar el sistema Dump Flooding es considerable en
razén de tiempo, la construccion de facilidades y aprobacion de licencias ambientales

toma mayor tiempo.

El pozo PM-008WDW por tener buenas propiedades petrofisicas en el Miembro Hollin

Inferior es el productor de agua que se inyecta en U Inferior del mismo pozo.

Hollin Inferior:

Zona abierta: 11386ft — 11456ft  70ft

Presion de reservorio: 4000 psi (XPT 2018)

Tipo de roca: 1y 2a (permeabilidad promedio entre 200-500 mD).
Acuifero activo.

Salinidad Promedio: 230 ppm NaCl

A continuacién, se observa la petrofisica del reservorio productor de agua.
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CAPITULO 3

3. RESULTADOS Y DISCUSION

Bajo la recuperacion primaria, U Inferior pudo haber sido abandonado en el corto plazo
debido a la deplecion del yacimiento, consecuentemente se hubieran abandonado

reservas de petréleo considerables.

Hasta marzo del 2019 previo al inicio de la inyeccidén de agua, se han producido cerca
de 7.9 [MMBIs] de U Inferior en el Pad PM del campo ESPOL con recuperacion primaria,
lo que significa que el agua inyectada es un buen método de recuperacién secundaria
para incrementar el factor y produccion de petréleo durante el tiempo de contrato en
2035.

3.1 INICIO DE LA INYECCION PAD PM CAMPO ESPOL.

La inyeccién en el Pad PM del campo ESPOL inicié en marzo del 2019 utilizando el
sistema Dump Flooding en el pozo PM-008WDW, la produccién de agua del reservorio
Hollin Inferior es inyectada en U Inferior, La condicion del pozo inyector en cuanto a
petrofisica y presion de inyeccién permitieron que la admision al inicio del proyecto fuera
de 1800 BAPD, al mes de mayo del mismo afio incrementé a 4000 BAPD y para
septiembre del 2022 la produccién de agua es de 5000 BAPD, la presién de inyeccién
en U Inferior es de 2200-2500 psi, lo que indica que le recepcion del agua inyectada en
el reservorio es eficiente, a continuacion se detalla el histérico de inyeccion en U inferior
(figura 3.32).
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Figura 3.32 Histérico produccion-inyecciéon de agua pozo PM-008WDW (Fuente ESPOL, 2022).

3.2 ANALISIS DE PRESION PAD PM CAMPO ESPOL.

Los resultados de presion en U Inferior en el pad PM del campo ESPOL luego de la

inyeccion ha incrementado de 991 psi, que se registro en el 2019 a una presion promedio

de ~1200 psi a la fecha del analisis en octubre del 2022.

Con los datos de presion registrados en los pozos productores al 2022, se elabordé mapas

(Figura 3.34) y observa que la distribucion de la presion es uniforme en todo PAD PM,

se concluye que la inyeccion de agua por recuperacion secundaria esta haciendo efecto

positivo en el reservorio, mas adelante se detalla los datos de produccion pozo a pozo

gue confirman la eficiencia del sistema Dump Flooding.

TWVDSS POZO PAD FIELD RESERWVOTIO FECHA TIPO TEST Pws@& (Datum) INYECCIOMN

-8695 PM-O02 P ESPOL ui 5/6/2020 Sensor Estatico 1325 COM INYECCION
-8689 PM-OO03 P ESPOL ui 10/12/2019 | Sensor Estatico 1221 COM INYECCION
-B689 PM-OO03 PR ESPOL ui 5/6/2020 Sensor Estatico 1373 COM INYECCTION
-Ba72 PM-004H PR ESPOL ui 10/12/2019 | Sensor Estatico 1008 COM INYECCION
-Be72 PM-004H P ESPOL ui 5/68/2020 Sensor Estatico 1208 COM INYECCION
-Be72 PM-004H P ESPOL ui 1/2/2022 Sensor Estatico 1241 COM INYECCION
-8672 PR-004H P ESPOL ui 6/24,/2022 Sensor Estatico 1084 COM INYECCION
-8663 PR-006H P ESPOL ui 10/12/2019 | Sensor Estatico 1163 COM INYECCION
-8663 PR-006H P ESPOL ui A 1772020 | Sensor Estatico 12049 COM INYECCION
-B663 PM-0O06H PnAa ESPOL i 1/2/2022 Sensor Estatico 1221 COMN INYECCION
-B688 PM-005 PnAa ESPOL i 10/12/2019 | Sensor Estatico 1253 COMN INYECCION
-B688 PM-0O0S P ESPOL i 5/10/2020 Sensor Estatico 1298 COMN INYECCION
-8688 PMM-O05 P ESPOL ui 1/2/2022 Sensor Estatico 1230 CON INYECCION
-8688 PMM-O05 P ESPOL ui 7S3/2022 Sensor Estatico 1193 CON INYECCION
-5664 PMM-OO07 P ESPOL ui 10/12,/2019 | Sensor Estatico 1139 CON INYECCION
-5664 PMM-OO07 P ESPOL ui AfAT7/2020 | Sensor Estatico 1178 CON INYECCION
-8664 PM-OO7 P ESPOL ui 1/2/2022 Sensor Estatico 1165 COM INYECCION

Figura 3.33 Datos de presidon pozos productores luego de lainyeccion (Fuente ESPOL,
2022).
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Figura 3.35 Historico de presiones Pad PM- Campo ESPOL (Fuente ESPOL, 2022)
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3.3 EFECTO DE LA INYECCION EN LOS POZOS PRODUCTORES.

Los pozos influenciados por la inyecciéon han demostrado que el desplazamiento ha sido
eficiente, el incremento de presion en el reservorio, mayor produccién de petréleo, el
incremento en presion de entrada a la bomba (PIP), el aumento en el corte de agua y la
variacion de salinidades en el agua recuperada en la mayoria de pozos, esto indica la

efectividad del sistema Dump Flooding en el Pad PM del campo ESPOL.

PM-008WDW
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Figura 3.36 Pozos influenciados por lainyeccion Pad PM- Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL, 2022)

3.3.1 ANALISIS POZO A POZO
A continuacién, se detalla graficamente el comportamiento de cada pozo con su historial
de produccién, los datos fueron obtenidos de OFM (Fuente ESPOL 2022).
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Pozo PM-002

Y PM-002 P
Cumulative Oil Volume : 1578 Mbbl Liquid : 527 bbl/d
Water Cumulative Volume : 140 Mbbl Oil : 358 bbl/d BSW:32%
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TestPIP : 220 psi  TestHz : 58.00 Lab.API : 17.70 APl Lab.Salinity : 31100.00

Figura 3.37 Historial de produccién pozo PM-002 Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL, 2022)

Logra mantener la PIP estabilizada, el efecto de inyeccion esta reflejado en el incremento

de produccién y BSW, en este caso con salinidad de agua de formacion.

Pozo PM-003
PM-003
Cumulative Oil Volume : 1347 Mbbl Liquid : 456 bbl/d
Water Cumulative Volume : 90 Mbbl Oil : 310 bbl/d BSW:32%
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Test.PIP : 227 psi  Test.Hz: 55.00 Lab.API : 18.50 APl Lab.Salinity : 34500.00

Figura 3.38 Historial de produccién pozo PM-003 Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL. 2022)

El incremental en la produccion de petréleo es evidente, el corte de agua tiende a
aumentar posterior a la inyeccién, pero es agua de formacién que esta siendo barrida

por el desplazamiento, PIP estable.
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Pozo PM-004H

PM-004H
Cumulative Oil Volume : 1945 Mbbl Liquid : 2226 bbl/d
Water Cumulative Volume : 776 Mbbl Qil : 1046 bbl/d BSW:53%
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Figura 3.39 Historial de produccién pozo PM-004H Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL, 2022)
Mantiene la produccion de petrdleo, la PIP tiene a subir y estabilizar, el agua de inyeccién

se comunica con este pozo al tener valores de salinidad menores que el agua de

formacion.
Pozo PM-005
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Cumulative Oil Volume : 530 Mbbl Liquid : 386 bbl/d
Water Cumulative Volume : 237 Mbbl Oil : 216 bbl/d BSW:44 %
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Figura 3.40 Historial de produccién pozo PM-005 Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL, 2022)

Produccién de petréleo y PIP estabilizada posterior a la inyeccion, el corte de agua
incrementa con salinidad de agua de formacién indicando que el desplazamiento es

eficiente.
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Pozo PM-006H

PM-006H
Cumulative Oil Volume : 1856 Mbbl Liquid : 3025 bbl/d
Water Cumulative Volume : 1585 Mbbl Qil : 484 bbl/d BSW:84%
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Figura 3.41 Historial de produccién pozo PM-006H Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL, 2022)

El agua de inyeccion tiene mayor comunicacion con este pozo, ya que el corte de agua
incrementd de manera directa y la salinidad es baja, la produccion de petréleo declina

lentamente y la PIP esta estable.

Pozo PM-007
PM-007
Cumulative Oil Volume : 350 Mbbl Liquid : 415 bbl/d
Water Cumulative Volume : 77 Mbbl Qil : 216 bbl/d BSW:48 %
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Figura 3.42 Historial de produccion pozo PM-007 Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM
ESPOL. 2022)

La produccion de petréleo incrementa una vez iniciado la inyeccion, el corte de agua se

ve meses después de la inyeccion que tiende a subir, PIP estable.
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Como se puede observar en la grafica (Figura 3.36), el incremento en la produccion de
petréleo posterior al inicio de la inyeccion del pozo PM-008WDW fue efectivo, el
incremento de PIP o estabilizacion del mismo en los pozos fue otro de los parametros
que indican la influencia del agua inyectada esta barriendo el crudo que no pudo ser

extraido por la recuperacion primaria.

El corte de agua increment6 de igual manera en los pozos posterior a la inyeccion, la
salinidad del agua recuperada se ve mas afectada en los pozos que tienen linea directa
en area de flujo siendo los pozos horizontales PM-004H, PM-006H y en el pozo PM-007,
registrando valores de 2200 — 3800 ppm NacCl.

La salinidad promedio (31000-35000 ppm NaCl) recuperada en los pozos productores
gue no se ha visto todavia disminucion en la salinidad indica que esta todavia barriendo
agua de formacion del acuifero de capa que tiene U Inferior, ya que esto se ve reflejado

en el incremento del corte de agua y la estabilizacion del PIP de cada pozo.

3.3.2 FACTOR DE RECOBRO POR RECUPERACION SECUNDARIA.
Luego del andlisis en el comportamiento del yacimiento U Inferior el factor de recobro al
finalizar el contrato al afio 2035 es 26.2% los datos utilizados para el POES fueron

calculados con el modelo realizado para el campo ESPOL.

El valor del volumen de petréleo en sitio antes de la inyeccion (POESai), se obtuvo

mediante la diferencia entre el petréleo original (POES) y la producciéon acumulada (Np).

POES,; = POES — Np (35)

Donde:
POES,;: Petréleo en Sitio Antes de la Secundaria,
POES: Petroleo original en sitio,

Np: Acumulado de petroleo recuperacion primaria.

Para los siguientes analisis se utilizaron los valores obtenidos del modelo. Por lo tanto:
POES,; =56.7—17.9
POAS,; = 48.8 [MMBIs]
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Hasta el afio 2019 el valor calculado de POESa.i era de 48.8 [MMBO].
El acumulado de petrdleo que se recuperaria segun lo calculado por perfiles al Pad PM

del Campo ESPOL hasta el final del contrato al aflo 2035 son de 7009 Mbbl en el caso

medio (Figura 3.43).
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Oil.CalDay: Pad PM

Water.CalDay (bbl/d): Pad PM

Oil.CalDayRVTotal (bbl/d) Low/Medium/Hihg: Pad PM
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Figura 3.43 Historial de produccidn vs casos de reservas recuperadas Pad PM - Campo
ESPOL (Fuente OFM ESPOL, 2022)

El acumulado de petréleo de U Inferior se obtuvo mediante la suma de todos los pozos

involucrados en el area de estudio a octubre 2022, posterior a la inyeccion de agua.

Valor acumulado de petréleo con recuperacion Primaria y Secundaria 13659 Mbbl a
octubre del 2022.
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Figura 3.44 Acumulado de petréleo incluido recuperacion primariay secundaria octubre
2022 Pad PM - Campo ESPOL (Fuente OFM ESPOL, 2022)
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Por lo que el factor de recobro con recuperacion secundaria en el proyecto sin realizar

mas perforaciones en el Pad PM seria:

Zn Nppozo al final del proyecto (3'6)

POESai

FRRS = X 100%

Donde:

FRys: Factor de Recobro Recuperacion Secundaria final del proyecto.

Np: Volumen acumulado de produccién de petréleo recuperacion secundaria al final del
proyecto.

POAS,;: Petréleo Original en Sitio del &rea de inundacion previo a la inyeccion.

El factor de recobro al final del proyecto por recuperacion secundaria:

pp. o (3779 +70[MMbls]
RS~ 48.8 [MMbls] 0

FRRS = 262%

Al final del proyecto el Pad PM en el caso medio calculado finalizaria con una produccion
diaria de petréleo de 507 BPPD y 6209 BAPD de agua.

El agua recuperada por la produccion de los pozos del reservorio U Inferior, se la utiliza
previo tratamiento quimico en la inyeccion para recuperacion secundaria en otros pozos

del campo ESPOL o se envia a reinyeccion en pozos disposal.
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CAPITULO 4

4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.
4.1 CONCLUSIONES.

La implementaciéon del sistema Dump Flooding en el Pad PM del Campo ESPOL es
totalmente factible, ya que lograria incrementar la produccion de petréleo y el factor de
recobro de 13.9% con recuperacion primaria a 26.2% con recuperacion secundaria,
considerando que el célculo se lo realizo al finalizar el contrato en el afio 2035.

Geologicamente la distribucién y continuidad de arenisca, es uniforme en todo el PAD
PM, esto se ajustd con datos de los pozos perforados, observado mayor desarrollo hacia
la parte NO-SO del pozo inyector PM-008WDW. Otro factor que corrobra la continuidad
geoldgica del reservorio es la declinacion uniforme en el yacimiento, por lo que se
asume que a pesar de su caracter estratigrafico, el reservorio U Inferior esta asociado
una sola unidad hidraulica con cambios laterales de facie que estdn comunicados.
Estudio de ndcleos de campos vecinos, indica que el ambiente de depdsito de U Inferior
es un sistema estuarino dominado por mareas y direccion de depositacién SE-NO.

Para la caracterizacion petrofisica del reservorio, se confirmd efectivamente la
continuidad en U Inferior mediante el andlisis de la calidad de roca, se analizé la calidad
de roca en funcién de la permeabilidad y porosidad total que se adquirié con registros
eléctricos en los pozos perforados, saturacion de agua, resistividades, densidades y

correlaciones petrofisicas que confirmen comunicacion efectiva en el reservorio.

Los resultados de presion en U Inferior en el pad PM del campo ESPOL luego de la
inyeccion ha incrementado de 991 psi que se registré en el 2019 a una presién promedio
de ~1200 psi a la fecha del andlisis en octubre del 2022, los pozos influenciados por la
inyeccion han sido eficientes, el incremento de presion en el reservorio, mayor
produccion de petroleo, el incremento en presion de entrada a la bomba (PIP), el
aumento en el corte de agua y la variacion de salinidades en el agua recuperada en la
mayoria de pozos, por lo tanto, esto indica la efectividad del sistema Dump Flooding en
el Pad PM del campo ESPOL.
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La no disponibilidad de agua en el corto plazo en la cercania del pozo para la expansion
de recuperacion secundaria y el disefio de completacion para usar un mismo pozo como
productor de agua de Hollin Inferior e inyectar en U Inferior, hizo que el sistema Dump

Flooding sea la mejor alternativa para implementar en el Pad PM del campo ESPOL.

El impacto ambiental fue minimo, ya que no se requirié de facilidades adicionales para
el transporte de agua, evitando construir lineas de alta presibn en comunidades

sensibles.

La optimizacién de costos fue otro factor clave en el desarrollo de esta estrategia, ya que

se redujeron los costos al utilizar dos completaciones en el mismo pozo.

4.2 RECOMENDACIONES.

Se sugiere continuar con la recuperacion secundaria en el campo ESPOL
implementando mas sistemas Dump Flooding por su factibilidad de agua para la
inyeccion proveniente del mismo pozo que se va a inyectar, el valor agregado en relacion
a la reduccion costos lo hace atractiva al momento de incrementar produccion de petréleo

gue un sistema pozo a pozo de inyeccion tradicional.

En vista de los buenos resultados obtenidos por la inyeccién de agua, se recomienda
perforar mas pozos de desarrollo en el reservorio U Inferior en el Pad PM hacia el N - E
del pozo inyector PM-008WDW vy al E del pozo PM-006H y asi aprovechar la influencia

de inyeccion incrementando la produccion de petréleo.
Abrir nuevamente el intervalo de produccién del reservorio U Inferior del pozo PM-001

cerrado en el afio 2012 con una produccién de 179 BPPD y 4% de BSW para evidenciar

si la inyeccion incrementa la produccion del pozo.
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