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RESUMEN

El propésito del presente estudio es establecer si la aplicacion de la inyeccion de agua de baja salinidad (LSW) es efectiva
para las condiciones de reservorio y de fluido de la arenisca U Inferior del Campo Paka Norte del B15. Ademas, busca
evaluar la rentabilidad que podria generar un proyecto con esta técnica de recuperacion mejorada de petréleo.

Para el desarrollo de este proyecto se consider6 un flujo de trabajo con el objetivo de procesar y validar la informacion,
construir el modelo dinamico, realizar el ajuste historico de presiéon y produccion, generar varios casos pronostico y su
respectivo estudio econdémico.

Se estimé un valor de petroleo original en sitio de 79 millones de barriles. La produccion del caso base sefnala que el
campo produciria 7,49 millones de barriles de petréleo hasta el afio 2028 con un factor de recobro de 10,56%. Los
escenarios de produccién senalaron que, en el mejor de los casos, se podria duplicar la produccién acumulada y alcanzar
un factor de recobro cercano al 20%. Los casos de baja salinidad en general mostraron factores de recobro adicionales de
entre 0,5 a 0,6% con respecto a los mismos casos, pero de alta salinidad. El andlisis economico determiné que, en todos
los escenarios analizados, la inyeccion de agua de baja salinidad presentaba mayores VAN y TIR, con menores PRI.

PALABRAS CLAVE: recuperacion mejorada (eor); agua de baja salinidad (Isw); modelo de reservorios; evaluacion
econdmica; screening.

ABSTRACT

The purpose of the present study was to establish if the application of the low salinity water injection (LSW)
is effective for the reservoir and fluid conditions of the lower U sandstone in the Paka Norte oilfield of B15. In
addition, it was looked for evaluating the profitability that oilfield could generate with this EOR technique.

For the development of this project a workflow was considered with the objective of processing and validating the
information, building the dynamic model, making the historical adjustment of pressure and production data,
generating several forecast cases and their respective economic study.

Reservoir model shows that Original Oil in Place was 79 million barrels. The base case pointed out that the oilfield
would produce 7.49 million stock tank barrels of oil until 2028 with a recovery factor of 10.56%. Production
scenarios indicated that accumulated production could be doubled and a recovery factor of around 20% could be
reached. Low salinity cases showed additional recovery factors of 0.5 to 0.6% contrasted with high salinity cases.
The economic analysis determined that low salinity water injection had higher NPV and IRR than high salinity
water injection.

KEYWORDS: enhanced oil recovery (eor); low salinity water (Isw); reservoir model; economic evaluation; screening.




FIGEMPA: Investigacion y Desarrollo / ISSNe: 2602-8484 / ISSNi: 1390-7042 Afio 2019 /Volumen 1/ Numero 1/ junio 2019

INTRODUCCION

En Ecuador, en los ultimos afios, las técnicas de
recuperacion mejorada han ido adquiriendo mayor
importancia debido a la pronunciada declinacion en
la produccion de los campos petroleros del pais. Sin
métodos adecuados que permitan revertir la ten-
dencia, los yacimientos se vuelven cada vez menos
productivos y por ende menos rentables.

Justificacion e importancia

El promedio del factor de recobro esperado por la
SHE para los campos de Petroamazonas EP es de
19%. El campo Paka Norte estara por debajo de la
media.

La inyeccion de agua de baja salinidad ha permiti-
do incrementar el factor de recobro entre 8% y 12%
en la mayoria de los casos, se ha llegado alcanzar
incrementos de hasta el 40% (Chandrashegaran,
2015, p.2).

El modelo de simulacion permitira analizar la apli-
cabilidad de la inyeccion de agua de baja salinidad
en el campo Paka Norte y contribuira en futuros pro-
yectos de explotacion del Activo Indillana mediante
meétodos de recuperacion mejorada.

Agua de baja salinidad

La inyeccion de agua es un método convencional
de recuperacion en el que se inyecta agua en el re-
servorio principalmente por el mantenimiento de la
presion y alcanzar una produccion adicional de pe-
troleo mejorando la eficiencia de barrido.

Si se establece una técnica en la que se controla la
composicion del agua de inyeccion, se puede al-
canzar mejores factores de recobro que en las con-
diciones convencionales de inyeccion de agua; a
esta técnica se conoce como inyeccion de agua de
baja salinidad (LSW por sus siglas en inglés).

La técnica de LSW ha sido demostrada en pruebas
de inundacioén de nucleos en laboratorio, algunos de
estos proyectos se han llevado a nivel de campo.

Mecanismos LSW

Migracion de finos: el agua tiende a fluir por canales de
alta permeabilidad, y los finos que migran taponan
las gargantas porales de estos canales, reduciendo
la produccion de agua.

Saponificacion y disolucion mineral: al inyectar agua de
baja salinidad reacciona como una solucioén alcalina,
generando surfactante naturales (jabones) insitu.

Desorcion de materiales organicos: el incremento del PH
hace que materiales organicos adheridos débilmente
en la superficie de la roca se desprendan facilmente.

Efecto de doble capa: es |a accion de las fuerzas electros-
taticas presentes en la superficie de la roca y la arcilla.

Efecto Salting-in: explica la solubilidad de materiales
organicos en la fase acuosa.

Alteracion de la mojabilidad: todos estos mecanismos no
explican por si solos la técnica de accion de la in-
yeccion de agua de baja salinidad por lo que deben
trabajar en conjunto para que se accione el meca-
nismo de alteracion de la mojabilidad

Todos los mecanismos anteriores descritos se re-
presentan en un simulador y son representados me-
diante la interpolacion de curvas de permeabilidad
relativa, ver figura 1.
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Figura 1. Desplazamiento de las curvas de permeabilidad relativa en LSW.
Fuente: Computer Modelling Group, 2017.
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Figura 2. Diagrama de flujo seguido para procesamiento de la informacion.



Screening

Para este proceso se considero el reservorio U Infe-
rior con una @ de 17.4%, K de 200 mD, h de 21.52 fty
Pr de 1760 psi a una profundidad promedio (TVD) de
9600 ft, temperatura de reservorio 200°F. El petréleo
contenido en este yacimiento es de 18.5 APl y u de
7.5 cP a condiciones normales, contenido de arcilla
de 11,4%, presencia de capacidad de intercambio
catiénico igual a 0,219 meg/100 grs, presencia de iones
divalentes como Ca++ y Mg++ entre 1000 ppm vy
6000 ppm (Petroamazonas, 2017, p.6).

Al nucleo tomado del PKNA 014 se realizaron prue-
bas de permeabilidad, donde se inundd el nicleo con
salinidades de entre 2000 ppm y 55000 ppm (mues-
tras de diferentes campos), los resultados muestran
gue la inyeccion de agua de baja salinidad permitira
alcanzar altos factores de recobro. Ademas, se com-
probd que existen movimientos de finos.

Validacion del modelo estatico

El modelo original entregado por Petroamazonas EP
contaba con 508560 celdas, en una configuracion 78
x 163 x 40 (nl, nd, nK) espesor promedio por celda de
1,23 ft reservorio U Inferior.
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Figura 3 Ajuste entre propiedades pobladas y datos de niicleos/pruebas de pozo.

Se cargd 18 pozos en el modelo, el limite occidental
de PKNA coincide con el borde del Bloque 15.

Se valido el poblamiento de facies, en donde se ob-
tuvo un buen cotejo de las propiedades de porosi-
dad y permeabilidad donde se compararon los valo-
res del grid y los valores obtenidos en el nucleo del
pozo PKNA 014, para el resto de los pozos se hizo un
control de los valores de permeabilidad obtenidas
de las pruebas de presion. En el pozo PKNA 001 se
encontraron zonas de lutita en zonas de arenisca,
se procedi¢ a validar los histogramas de facies y los
datos estadisticos, corrigiendo la porosidad, celdas
con porosidades >8% y estén asignadas como lutita

sean considerados como arenisca sucia.

Para determinar el espesor de la arenisca U Infe-
rior se realizaron dos cortes estructurales al campo
Paka Norte; de N-S se va perdiendo espesor de la
facie de arena hasta que esta litologia se condensa
totalmente en el pozo PKNA 04 lo que indica que
existe algun tipo de barrera. Por otra parte, de O-E,
mientras se avanza al oriente, se reduce el espesor
de la arenisca.

Para el calculo del Petréleo Original en Sitio (POES),
se estima un valor del contacto agua-petroleo (CAP)
de 8743 ft TVDSS y un factor volumétrico del petro-
leo de 1,153 BY/BN, y de esta manera se obtiene un
POES de 78.547.869 STB, comparado con el POES
reportado en el afio 2016 (igual a 79.500.547 STB),
representa una variacion del 1,2%.

Escalamiento de modelo

® Reducir el numero de celdas del modelo original:
-Modelo grueso
-Reducir tiempos de simulacion.
e Se realiz6 el escalamiento de las capas verticales
de 40-20:
-Arenisca Uinf, relativa homogeneidad.
-No afecta las propiedades de los histogramas
de las facies y de porosidad.

e Se valido los datos PVT del pozo PKNA 015.

¢ Se realizd un Modelo de Fluidos.

e Se realiz6 el proceso lumping que se basa en el
agrupamiento de los componentes, se redujo de
43 a 4.

e Se ajusto los datos PVT para determinar el error
entre los resultados reales y simulados, todo esto
mediante ecuaciones de estado.

e | os resultados muestran un ajuste aceptable del PVT.

Analisis de propiedades roca-fluido

Se procede a normalizar las curvas de permeabili-
dad relativa y se ajusta la curva promedio obtenida
al modelo de Corey.
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Figura 4. Resultado del analisis de permeabilidades relativas para 7 plugs del pozo
PKNA-014.
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Figura 5. Ajuste de la curva promedio de permeabilidades relativas al modelo de
Corey.

Diseiio de proyecto de LSW

Para su efecto se consideraron dos alternativas:

1) Utilizar el agua de Holling del campo Sacha.

2) Construir facilidades en Paka Norte para tratar
agua producida del mismo campo.

Datos recurrentes

De los historiales de WO se evidencio que las forma-
ciones presentaban dafos, debido a taponamientos
de la intake de las bombas eléctricas, por un mal
control de pozos por el agua de formaciéon, manio-
bras en 10s pozos con equipos pescados.

Comunicacioén entre arenas en pozos con comple-
taciones duales por problemas en la completacion.

Figura 6. a) Sdlidos en a entradas de las bombas, b) Hueco en tuberia.
Fuente: Petroamazonas EP.

La figura 7 muestra la presion de reservorio vs el
tiempo, valores obtenidos a partir de la pruebas de
presion realizadas a 13 pozos. Se realizd una regre-
sion, para predecir el valor de la Pr para la fecha
del Ultimo dato histérico de produccion 31 jul, 2018;
valor Pr = 1535,6 psi.
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Figura 7. Historial de presion de reservorio del campo Paka Norte.

Construccion e inicializacion
Consiste en carga de datos obtenidos en las sec-

ciones anteriores de facies, k, @, Sw, trayectorias de
los pozos, CMG_builder.

Figura 8. Detalle 3D del grid y los pozos del campo Paka Norte.

La figura 9 muestra el andlisis de compresibilidad
de volumen de poro del pozo PKNA 014. Se estima
un valor de compresibilidad de 2,47x10-6 psi-1.

Presion neta de confinamiento= Presion lito-estatica
- Pr=6724,5 psi. CAP=8743ft PAM EP, Pr= 2892 psi
@ 9616,2ft, Swi=0,1144 y Pwf, historial de produc-
cion.
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Figura 9. Resultados del analisis de compresibilidad de volumen de poro del pozo
PKNA-014.
Fuente: Petroamazonas EP.

Ajuste Historico
La figura 10 muestra una caida de presion abrupta
de 2892 psi hasta 600 psi al 2018.

2000 2005 2010 2015 2020

Figura 10. Presion estatica de yacimiento para la primera inicializacion del modelo
dinamico.



10,000 1— ~ =

;

Liquid Rate RC (bbliday)

:

T
2004 2008 2008 2010 2012 2014 2016 2018 207
Time (Date)

Figura 11. Ajuste de liquido para la primera inicializacion del modelo dinamico.

En el pozo PKNA-004 no se encontrd una litologia de
arenisca U Inferior, Io que podria indicar una barrera
de permeabilidad.

Mecanismo de empuje: hidraulico y gas en solucion. Alta
produccion de agua del campo (10 millones de barri-
les de agua a julio de 2018) aporte de agua por parte
del acuifero analitico tipo Carter-Tracy para soporte
de la presion inicial.
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Figura 12. Ajuste de presion.
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Figura 13. Ajuste de liquido.

Ajuste entre la produccion histérica y la produccion
simulada de petrdleo y agua del campo.
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Figura 14 . Ajuste de la produccion de petroleo.
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Figura 15. Ajuste de la produccion de agua.

Para el ajuste de produccion se consideraron dos
tipos de modificaciones: 1) Caracter Regional y 2)
Carécter local.

Ajuste regional:

e |ncremento de la Kv a un valor del+ 12.5% de la Kh.

e Enbase a un andlisis de sensibilidad se establecio
un valor de contacto agua-petréleo igual a 8739 ft
TVDSS esto para obtener un mejor ajuste.

e Se crearon dos zonas de Kr distintas (centro norte
y sur), a fin de mejorar el aporte de agua en la zona
sur.

Ajuste local:

Cambios en las producciones.

e PKNAO17, completacion dual con comunicacion en-
tre arenas, problemas en la completacion, figura 16.

PKNA-017Ul vs PKNA-017TP

Produccién de liquido (EPD)

dic.-14 abr.-15 jul.-15 oct.-15

—#—Fluido total Ul == Fluido Total Tp

ene.-16 may.-16  ago.-16 nov.-16  mar.-17

Figura 16 Produccion de fluido de las arenas U Inferior y T principal en el pozo

PKNA-017.
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e PKNAOQO5, problema mecanico. Salinidades ba-
jas, producciones de agua altas, SQZ (cementa-
cion forzada), indicio de ingreso de agua de una
formacion aledafia, figura 17.
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Figura 17. Produccion de agua y petréleo en el pozo PKNA-005 con detalle de me-
diciones de salinidad del agua de formacion

e Modificacion de las celdas conectadas al acui-
fero en los pozos con excesiva produccion de
agua.

e Enlamayoria de pozos se requirié ubicar valores
de dafo de hasta 7, esto para lograr acercarse
a la presion reportada. Justificacion de dano, re-
portes confirman existencia de finos en las entra-
das de las bombas).

Con lo antes indicado se obtuvo un buen ajuste de
produccion histoérica.

Predicciones

Tabla 1. Caso Paka Norte.

Caso Base

Consideraciones:

Para el disefio de la tasa de inyeccion y la presion
de cabeza se definié en base a los datos del pozo
PKSB- 013l, BIPD (barriles de inyecciéon por dia)=
4250 bbls, Pcabeza=1850 psi, facilidades de
superficie para inyeccion a construirse similares a
los del campo Paka Sur.

PKNA-002Ul convertirloainyector: pozoabandonado
por alto corte de agua y por bajas reservas, ubicado
en el flanco de la estructura y cerca al contacto
agua- petréleo ideal para empezar el proceso de
inyeccion. Tiene buenas caracteristicas petrofisicas
@ entre 15y 20%, k de 500 a 700 mD, espesor
cercano a los 25 ft.

Fuente: Los costos de conversion de pozos,
perforacion, sidetrack, reacondicionamiento vy
petroleo producido fueron tomados de la propia
empresa (Petroamazonas, 2018), mientras que el
costo de inyeccion fue tomado de Bailey et al. (2000)
y el costo de desalinizacion de Verbeek y Matzakos
(2009).

Condiciones actuales, 8 pozos activos

Conversion
a Inyector

Perforacion nuevos pozos

Caso 1 PKNA 002 MA MA NA NA A NA
Caso 2 PKNA 002 A PKNA D10 PKMA 014  PKMA 017 PKNA 007 NA
PKNA D02  PKMA-013 PKNAO10  PKMA 014  PKMAO17  PKNA 007 NA
PKNA 002 NA PKMA 010  PKNA D14  PKNA D17  PKNADD7  PKNAD10  PKNAO20 PKNAO21  PKMA 022
Tabla 2. Costos del proyecto usados para el analisis economico.
Costos del proyecto
Inversion inicial Trabajos en pozos Operacion
Conversion de Inyeccion de agua
pozo PKNA- $ 800.000  Peforacién $ 3.600.000 y (por barril}g $ 2,00
002U a inyector P
Facilidades de ¢ 1.50000  sSidetrack  § 1300000  Desalinizacion(por o 0,13
inyeccion barril)
Total $ 2000000 Reacondicion o 500000 | etroleoproducido o 17,26
amiento (por barril)
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Figura 18. Ubicacion y detalle de las propiedades petrofisicas del pozo PKNA-002UI.

Para el resto de los casos se considero la reincorpo-
racion de pozos cerrados por condiciones mecani-
cas leves (PKNA-010 y PKNA-014) y un re- entry en
un pozo con serios problemas mecanicos (PKNA-
017. Para el caso 3, se escogio el pozo PKNA- 013
debido a su ubicacion cercana a los pozos del sec-
tor norte del campo y su ubicacion relativamente
baja a nivel de estructura.

Para el caso 4 se hace una combinacion general de
los casos previos y la perforacion adicional de 4 po-
z0s en el sector noroccidental del campo.

RESULTADOS

Tabla 3. Resumen resultados casos.

[+=L11 -9 Prod Cum Qil _CMG BPPD FR
2028 MM BBLS %
7,49 122,58 10,56

1308

Prod Cum Qil_CMG BPPD FR
MM BBLS BBLS %

Caso 1
2028

LSW 10,02 878 14,11 1685
9,65 774 13,69
Diferencia 0,37

2028 MM BBLS BBLS %

LSW 10,66 994 15,02 1575
1027 868 14,48
Diferencia 0,39

2028 MM BBLS BBLS %

LSW 11,15 1092 15,79 1599
10,74 997 15,13
Diferencia 0,41

2028 MM BBLS BBLS %

LsSw 14,08 1589 19,84 1479
13,54 1485 19,02
Diferencia 0,54

Evaluacion Econémica:

Los proyectos de baja salinidad para cualquiera de
los escenarios son mas rentables al tener valores
actuales netos y tasas internas de retorno mas altas;

esto se traduce en periodos de recuperacion de la
inversion mas cortos, ver tabla 4.

Tabla 4. Resumen Evaluacion Econdmica.

VAN TR PRI (afios)

Casol Alta salinidad $ 7.578.569,74 44% 29

Baja salinidad $ 10.811.805,99 51% 264

Alta salinidad $ 10.108.223 49 75% 161
Caso2 . -

Baja salinidad $ 13 654 052 66 79% 157
Caso3 Alta salinidad $ 11.914.473 02 57% 282

Baja salinidad $ 16.021.473 82 62% 217
Casod Alta salinidad $ 33.678.906,61 70% 275

Baja salinidad 5 39.044.648 36 74% 27

DISCUSION

e  Produccion acumulada entre los casos de LSW
y HSW muestran diferencia entre 400.000 a
500.000 barriles, lo que es equivalente a perforar
un nuevo pozo en cada uno de los casos.

e Convertir el pozo PKNA-002I, permite recuperar
un volumen adicional de 2,5 millones de barriles,
FR incremental del 4%, razén inicio del proyecto.

e Desarrollen las estrategias de los casos 3y 4 a
fin de reactivar los pozos que actualmente se
encuentran cerrados y perforar pozos en la zona
centro-norte del campo. Se obtendria una produccion
acumulada de hasta 6,59 millones de barriles,
llegando a duplicar el factor de recobro original, que
a condiciones actuales se ubica al 10%.

CONCLUSIONES

e POES presentado por Petroamazonas para el
campo Paka Norte.
e Buen ajuste entre las propiedades petrofisicas
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pobladas en el modelo estatico del campo Paka
Norte y las propiedades petrofisicas obtenidas del
nucleo del pozo PKNA-014 o de las pruebas XPT.
Se encontré una anomalia en el poblamiento en
la zona del pozo PKNA-001.

El contacto agua petréleo muestra variaciones
de +/- 2 pies en todos los pozos, a excepcion
del pozo PKNA-017 que muestra un valor fuera
de tendencia.

El campo ha presentado una declinacion
abrupta de presion.

Pozos con completaciones duales presentaron
problemas de comunicacion entre arenas.

El ajuste de la presion de fondo fluyente de los
pozos requirid de la adicion de valores de dafio
(skin) de hasta 7.

En base a los resultados de los 4 casos
(presentacion anterior).

Las condiciones de mojabilidad del campo Paka
Norte sefialan una tendencia de mojabilidad
medianamente mixta con tendencia al agua
lo que limita la accion de la inyeccion de baja
salinidad.

Los parametros del agua de formacion indican
una presencia de alrededor de 7000 ppm de
iones divalentes (Ca2+ y Mg2+) lo que, segun la
literatura, promueve una mejor interaccion con el
agua de baja salinidad y la superficie de la roca.
Tomando en consideracion el andlisis
econdmico, el caso mas atractivo a corto
plazo seria el escenario 2 ya que el periodo
de recuperacion de la inversion es de algo
mas de afo y medio con una tasa interna de
retorno del 89%, mientras que el resto de los
casos tendrian periodos de recuperacion de la
inversion cercanos a los 3 afios y TIR menores.
Para un proyecto a mediano plazoy con el dinero
suficiente para implementar la perforacion de
pozos, el caso mas atractivo seria el caso 4 ya
que el VAN es de 39 millones de dodlares siendo
el TIR de 74% vy el periodo de recuperacion de
la inversion de 2,7 afios.

RECOMENDACIONES

Desarrollar un estudio a profundidad para
establecer la profundidad del contacto agua
petroleo, ya que el valor que toma la empresa
actualmente tiende a ser demasiado optimista.
Desarrollar un analisis de tipos de roca en
conjunto con las pruebas de presion capilar
con la finalidad de mejorar la caracterizacion
petrofisica del reservorio U Inferior.

Ampliar la frontera del modelo en el limite
occidental, para evitar afectar el rendimiento
de los pozos ubicados muy cerca del limite del

Blogue 15.

e Efectuar un estudio detenido de las presiones
del reservorio ya que la cercania de los
pozos del campo Sacha podrian causar una
despresurizacion mayor a la prevista en este
trabajo.

e Realizar un andlisis de inyeccion de polimero
para evaluar si esto permitiese mejorar la
eficiencia de barrido y asi alcanzar un factor de
recobro mas alto.

e Desarrollar estudios de inundacion de agua
de baja salinidad en el nucleo de la arena U
Inferior del pozo PKNA-015 a fin de corroborar
la interpolacion de las curvas de permeabilidad
relativa.

e Realizar un anélisis mineraldgico de la formacion
U Inferior para poder confirmar la presencia y el
porcentaje de calcita;

e Extrapolar el presente analisis a otros campos
de Petroamazonas EP a fin de identificar
potenciales prospectos para implementar la
técnica de inyeccion de agua de baja salinidad.

e Definir los costos reales que tomaria la
implementacion de las facilidades de inyeccion
para el Campo Paka Norte con el fin de contar
con estimadores econémicos mas confiables.
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