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Métodos selectivos para el mejoramiento de la productividad
de pozos productores de aceite y gas

Resumen

El capitulo 1 comienza con una descripcion breve de los diferentes tipos de
yacimientos y cudles son los parametros que se usan para clasificarlos, asi mismo,
se habla sobre fluidos que almacenan (Gas, aceite y agua), y de sus propiedades
(densidad, viscosidad, factor de volumen aceite, agua y gas, relacidbn gas en
solucion, etc), también, se describen las propiedades de la roca (porosidad,
saturacion, tension superficial, mojabilidad, presion capilar, permeabilidad),
después se describen los elementos del sistema integral de produccion y se
explican los factores que afectan el indice de productividad, haciendo hincapié en
el factor de dafio a la formacion.

En el capitulo 2 se habla sobre los métodos convencionales de mejoramiento
de flujo en el medio poroso que se utilizan para la remocion del dafio a la formacién
en toda la zona del intervalo productor, de este modo se explican los procedimientos
de la estimulacion matricial acida y no acida y la estimulacion por fracturamiento
hidraulico,

En el capitulo 3 se aborda 4 tecnologias para la remocién del dafio de forma
selectiva, de este modo solo se retira el dafio a la formacién en una zona especifica
del intervalo productor, en cada tecnologia se explica para que tipo de yacimientos
son usadas, la descripcion de la tecnologia, los elementos de la herramienta y la
aplicacion de la estimulacién selectiva.

En el capitulo 4 se realiza un analisis comparativo de los métodos
convencionales y los métodos selectivos para la remocién del dafio a la formacion,
primeramente se describe el planteamiento del problema, los elementos del sistema
para la simulacion (yacimiento-pozo), después las caracteristicas del yacimiento,
fluidos, estado mecanico, el intervalo productor y los casos a simular en el software
comercial (PROSPER). Asi mismo, se describe la metodologia para realizar el
analisis comparativo y los casos a simular.

En el capitulo 5 se presentan los resultados obtenidos de las simulaciones
para los 5 casos y un analisis comparativo.

En el capitulo 6 se presentan las conclusiones y recomendaciones.
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Introduccion

Uno de los principales objetivos de la productividad de pozos es aumentar el factor
de recuperacion del aceite mediante métodos de recuperacion adicional, administracion
integral de yacimientos, arreglos de pozos productores, caracterizacion estatica y dinamica
del yacimiento, pruebas de laboratorio, pruebas de presion-produccion y estimulaciéon de
pozos. En éste Ultimo se busca solucionar los problemas de control de agua, control de gas
y dafio a la formacion, los cuales reducen la productividad de pozos. Tal es la importancia
de la estimulacion de pozos que muchos pozos existen como productores comerciales
debido precisamente a la remocién del dafio a la formacion por medio de una estimulacion.

El dafio a la formacidon es uno de los principales problemas que afecta la
productividad de los pozos de aceite y gas. Se define como cualquier restriccion al flujo de
fluido en el medio poroso en la zona vecina al pozo, causando la reduccién de la
permeabilidad debido a la produccién de fluidos o por la penetracién de fluidos durante las
operaciones de perforacion, terminacion y/o reparacion de pozos. El dafio a la formacion
puede presentarse en cualquiera de las etapas de la vida de un pozo.

Para la remocion del dafio a la formacion se aplican procesos de estimulacién los
cuales permiten la restitucién o creacion de canales de flujo en la zona productora. Estos
canales de flujo facilitan el movimiento de los fluidos de la formacion al pozo. Las
operaciones que generalmente se ocupan para la remocién del dafio son la estimulacion
matricial y el fracturamiento hidraulico, estas operaciones se caracterizan por el bombeo de
fluidos a diferentes presiones que inundan la vecindad del pozo, generando la disolucién
de la roca y creando nuevos canales de flujo, estas operaciones son altamente
recomendables para formaciones que no presentan problemas de conificacion de agua o
de gas. Pero para formaciones con problemas de conificaciéon de agua, estas tecnologias
no son recomendables, ya que, promueven la estimulacion en zonas con agua y el ascenso
del cono.

Una estimulacion selectiva es una operacién que permite mejorar la productividad
de la zona productora en un intervalo especifico. Para formaciones que presentan
problemas de conificacion una estimulacion selectiva puede disminuir la produccién de
agua, al realizar la estimulacion en la zona productora de aceite, los canales de flujo
aumentan y por ende la movilidad del aceite también, lo cual genera que la produccion de
agua disminuya.

En este trabajo se presentan cuatro tecnologias para la estimulacion selectiva de
pozos productores de aceite y gas, y una metodologia para la simulacion de este tipo de
estimulaciones selectiva en un software comercial.
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Capitulo 1. Conceptos basicos de productividad de pozos.

1.1 Clasificacién de yacimientos.

Identificar el tipo de yacimiento desde el inicio de su descubrimiento es de
suma importancia, ya que a partir de las propiedades de los fluidos (densidad,
viscosidad, factor de volumen aceite, agua y gas, relacion gas en solucion, etc) y
las propiedades de la roca (porosidad, saturacion, tension superficial, mojabilidad,
presion capilar, permeabilidad) se realizan los planes de desarrollo del campo, y de
acuerdo a la productividad de los pozos se realizan planes y disefios de
instalaciones superficiales, subsuperficiales y en el medio poroso, de tal modo que
la caracterizacion de los yacimientos ayudara a determinar sus éptimas condiciones
de produccion.

México tiene toda la gama de yacimientos existentes que van desde Aceite
Negro, Volatil, Gas y condensado, gas seco y himedo. !

Gas Seco
y Himedo

Cuencas

. Golfo de Meéxico Profundo

. Sureste ﬁce_ite Neqrp
Aceite Volatil
. Burgos Gas y Condensado
) ) Gas Humedo
Tampico-Misantla Gas Seco
Veracnz
. Sabinas

. Plataforma de Yucatan
Fig. 1 Cuencas de México.?

Los yacimientos petroleros se pueden clasificar segun los hidrocarburos que
almacenan, a partir de su diagrama de fases y de acuerdo al mecanismo de
produccion.
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1.1.1 Clasificacién de yacimiento por el fluido que almacenan.
1111 Yacimientos de bitumen.

Los hidrocarburos en este tipo de yacimientos estan en fase solida o
semisolida, contienen compuestos como azufre y metales, requieren tratamiento
especial antes de la refinacion.

Las caracteristicas del bitumen tienen rangos de viscosidad que van desde
los 10,000 a 1,000,000 cP y densidades menores a los 10 API por lo cual no fluyen
a condiciones normales. !

1.1.1.2 Yacimientos de aceite y gas asociado.

Los yacimientos de aceite y gas asociado de acuerdo a su presion original
con respecto a su presion de saturacion pueden clasificarse como bajo saturado y
saturado.

1.1.1.2.1 Yacimientos de aceite bajo saturado.

En este tipo de yacimiento la
presion inicial es mayor que la presion de
saturacién (Pi>Pb) por lo que, todo el gas
se encuentra disuelto en aceite.

1.1.1.2.2 Yacimientos de aceite saturado.

Este tipo de yacimientos el aceite
no acepta mas gas en solucion bajo
condiciones de P y T existentes (Pi<Pb),
por lo que solo una parte del gas esta
disuelto en el aceite y la otra parte se : "
encuentra libre en la parte superior a la Fig. 3 Yacimiento de aceite saturado. *
gue se conoce como casquete de gas.

1.1.1.3 Yacimientos de gas no asociado.

Los hidrocarburos se encuentran en fase gaseosa a las condiciones
originales de presion y temperatura. Dependiendo de la composicion de la mezcla
de gas, se pueden clasificar en: gas seco, gas himedo y gas y condensado.?!

1.1.1.3.1 Yacimientos de gas seco.

Son yacimientos que contienen hidrocarburos en su fase gaseosa, pero al
producirlos no se forman liquidos por los cambios de presion y temperatura.
Producen esencialmente metano (CH4), aportan pequefias cantidades de
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condensados, su RGC (relaciéon gas condensado) son superiores a los 20,000
m3/m3.

1.1.1.3.2 Yacimientos de gas humedo.

Durante la productividad del yacimiento, la presion disminuye y permite que
el gas se condense en aceite. RGC esta en el rango de 10,000 m3/m3 a 20,000
m3/m3.

1.1.1.3.3 Yacimientos de gas y condensado.

En estos yacimientos los hidrocarburos se encuentran en estado gaseoso,
por caracteristicas especificas de presion, temperatura y composicion. El gas esta
mezclado con otros hidrocarburos liquidos; se dice que se halla en estado saturado.
Presentan RGC de 500 a 15,000 m3/m3 los condensados presentan densidades de
41 a 57 API.
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1.1.2 Clasificacién de yacimientos segln su mecanismo de empuje.
1.1.2.1 Yacimientos de aceite con gas en solucion.

El gas se encuentra disuelto en el petréleo y
por lo tanto, no existe una capa o casquete de gas
libre. A medida que se extrae fluidos por los pozos
productores, la presion del yacimiento se reduce y el
gas disuelto se expande generando la fuerza que
empuja al petréleo.®

Caracteristicas de este tipo de yacimiento:

e RGA aumenta rapidamente.

e Bajarecuperacion final 5%<Fr<25% (Fr: factor
de recuperacion de aceite).

e Con una alta produccion de aceite seguida
por una rapida declinacion.

e La relaciébn gas aceite (RGA) manifiesta un
pico debido a la alta permeabilidad al gas.

1.1.2.2 Yacimiento con casquete de gas.

En estos yacimientos el contenido original de
gas ha sido mayor del que puede disolverse en el
petréleo bajo las condiciones de presion vy
temperatura existentes, el volumen de gas no
disuelto forma un casquete por encima de la zona de
petréleo y a medida que este se produce, la
expiacion de gas ejerce un efecto de piston de arriba
hacia abajo que desplaza el petroleo. Los
yacimientos son producidos por la expansién del
casquete de gas. La eficiencia de la recuperaciéon es
mayor que los yacimientos de gas disuelto?.

Algunas de las caracteristicas de este tipo de
yacimiento son:

e Declinacién gradual de la presion.
e RGA aumenta gradualmente.
e Recuperacion final 20%<Fr<40%.

Fig. 4 El aceite es producido por
la expansién. 3

B. MAP VIEW

Fig. 5 Yacimiento con casquete
de gas.?
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1.1.2.3 Yacimientos con empuje hidraulico.

Se genera cuando existe una capa de agua por * -
debajo de la zona de hidrocarburo, la cual puede ser e
original del yacimiento, o provenir de un afloramiento !
gue la alimenta desde la superficie. Los grandes (I
volimenes que existen en el subsuelo acumulan una _& "\“ :
cantidad considerable de energia que, actuando en e e
forma de pistdén, de abajo hacia arriba, empujan los W

fluidos atreves de los poros.!

e Algunas de las caracteristicas de este tipo de S i )

yacimientos son: N e
e Declinacion gradual de la presion.
e EIl RGA practicamente se mantiene constante. 5 Mas Y

e La relacion agua-aceite aumenta rapidamente Fig. 6 La produccion esta en
en los pozos estructuralmente mas bajos. funcion del avance de agua.
e Recuperacion final. 40%<Fr<70%.

1.1.24 Yacimiento con empuje combinado.
En un yacimiento se tienen actuando varios g -
mecanismos de produccion en forma simultanea. < - >

Un ejemplo es el empuje o desplazamiento por /
gravedad, en algunos yacimientos con mecanismo de B
impulsién por gas disuelto, la inclinacion de la roca es
bastante pronunciada y ese factor facilita que el — =
petréleo se desplace bajo la accién de la gravedad [ \--.;‘
hacia la parte inferior. Al mismo tiempo ocurre la ™. /
migracion de gas libre hacia la parte alta, formandose EANaL L e
un casquete de gas secundario.

Este doble efecto del desplazamiento del 8. MAP VEW
51 la f i6n del ib Fig. 7 Yacimiento con distintos
petroleo y la formacién del casquete contribuyen a ecanismos de produccion. 3

mejorar el porcentaje de recuperacion.

Una vez identificado el tipo de yacimiento y el mecanismo de expulsion
predominante del medio poroso, el método de produccion se selecciona de acuerdo
a la energia predominante en el yacimiento, y siguiendo un control estricto sobre el
comportamiento de la produccion, debe aprovechar al maximo dicho mecanismo de
expulsion para recuperar la mayor cantidad posible de petréleo.
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1.2 Propiedades del sistemaroca fluido.

De acuerdo a las propiedades de los fluidos (densidad, viscosidad, factor de
volumen aceite, agua y gas, relacion gas en solucion, etc) y de la a roca (porosidad,
saturacion, tension superficial, mojabilidad, presién capilar, permeabilidad)
podemos definir el tipo de yacimiento, las propiedades son de gran importancia para
el disefio de las instalaciones superficiales y subsuperficiales, asi mismo, nos
ayudan a entender el comportamiento del yacimiento durante su vida productiva y
las caidas de presion a lo largo del sistema integral de produccion. Estas
propiedades de los fluidos son determinadas por experimento de laboratorio
(andlisis PVT) y por correlaciones®.

1.2.1 Propiedades del gas.

El gas natural es una mezcla de gases hidrocarburos principalmente, que se
encuentra en el subsuelo, cuyo componente en su mayor parte es el metano, el cual
se encuentre en una proporcion mayor al 80%, no siempre esta asociado al petroleo
liquido. La mezcla de gas hidrocarburo contiene impurezas tales como: biéxido de
carbono (C0O2), nitrégeno (N2), cido sulfhidrico (H2S), helio (He) y argén (Ar)*.

1.2.1.1 Peso molecular aparente de una mezcla de gases.
El peso molecular para una mezcla con n-componentes se denomina con el
peso molecular promedio molar la mezcla y se determina con la ecuacion:

J=Ncomp (1)

Ma = z YiM;
j=1
yj. Fraccion molar del componente j.
M;: Peso molecular del componente j.

1.2.1.2 Densidad especifica de un gas.

La densidad relativa de un gas, y, es larelacion de la densidad del gas entre
la densidad del aire seco, ambos medidos a la misma presion y temperatura. La
densidad especifica del gas de formacion se expresa como*:

Pg (2
‘y =
g Paire
1.2.1.3 Ecuacion de estado de los gases ideales y reales.

Un gas es definido como un gas ideal, si las fuerzas intermoleculares tipo
Van Der Waals son despreciadas. Entonces para un sistema:
pV = nRT (3)
2 3
Donde R=Es la constante universal de los gases y es igual a 10.732 {ib/pg"abs)(Jt")

lbm x mol.x °R
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El factor de compresibilidad z esta definido como
_pv (4)
“ = WRT

Vreal ()

Videal
Para un gas ideal, el factor z es constante e igual a 1. Para los gases reales

z es una variable de estado y depende de la presion, temperatura y la composicion
del sistema. Para gases cercanos al punto critico, z se encuentra entre 0.3y 0.4; si
la temperatura y la presiobn aumentan el factor de compresibilidad z incrementa

hasta un valor de 2 o mayor. 4

1.2.1.4 Factor de volumen del gas de formacion.
El factor de volumen de gas de formacion se define como la relaciéon del

volumen de una cantidad de gas a las condiciones del yacimiento al volumen de la
misma cantidad del gas a las condiciones estandar. *
_ V,@c.y _ ZyTy< p@c.e ) (6)
9 V,@c.e P, \z@c.eT@c.e
z,, Factor de compresibilidad real.

A

T,: Temperatura de yacimientos.

B (@ cy. i @c.s.)

P,: Presion del yacimiento.

Para una P@c.e = 14.65 lb/pg?abs y
una T@c. e = 60°F (519.59°R).

Py
Presion (Ib/pg” abs)

Fig. 8 Variacion de la Bg con respecto a la
presién, a T=const.

1.2.15 Coeficiente de compresibilidad isotérmico del gas.
La compresibilidad del gas del t
yacimiento se define como el cambio de
volumen que experimenta un volumen
unitario de gas por unidad de variacion de

presion, a temperatura constante.

10V (7
=5 (5)

T »

Py
Presion (Ib/pg” abs)

Cs.'bfb;pg: abs.)

Fig. 9 €, Como una funcion de la presion
a T=const.
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1.2.1.6 Viscosidad del gas.

Es una propiedad importante para
determinar la resistencia al flujo que
presenta el gas durante su produccién y
transporte. La viscosidad del gas aumenta
con los incrementos de presion. A presiones
bajas la viscosidad del gas (al contrario que
los liguidos) se incrementa con la
temperatura. Sus unidades son los
centipoises, cP. 4

Incremento de T

Viscosidad del gas /4,

Presion

Fig. 10 Comportamiento de la viscosidad
del gas en funcion de la presion a tres
temperaturas diferentes.

1.2.2 Propiedades del aceite.

El petréleo es una mezcla compleja compuesta principalmente de
hidrocarburos que contienen azufre, nitrégeno, helio y oxigeno como componentes
menores. Las propiedades fisicas y quimicas de los crudos varian
considerablemente y dependen de la concentracion de los componentes presentes
en el sistema de hidrocarburos. Una descripcion acertada de las propiedades fisicas
del crudo es de gran importancia tanto en el campo como en la ciencia teoérica,
especialmente en la solucion de problemas de ingenieria petrolera.

1.2.2.1 Presion de burbuja.

Se define como la presion a la cual se forma la primera burbuja de gas al
pasar un sistema del estado liquido al estado de dos fases (liquido-gas), donde la
fase liquida esta en equilibrio como una cantidad infinitesimal de gas libre.

A presiones por debajo del punto de burbuja se forman dos fases en
equilibrio: liquido (crudo con gas en solucion) y gaseosa (gas natural). La fase
liquida estd constituida por crudos saturado con gas natural, por eso a estas
presiones se le llama presién de saturacion. 4
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1.2.2.2 Densidad relativa del aceite.

Es la relacion de la masa de aceite
mas su gas disuelto o gas en solucion, entre
su volumen. La densidad varia con la
temperatura y presion.

La densidad del aceite es un
pardmetro que, junto con el valor de la P -
relacion gas-aceite de produccion y el color
del liquido, ayudan a la identificacion del o e T
tipo de fluido del yacimiento. 4

Densidad (gr/enr’)

Fig. 11 Variacion de la densidad del aceite

con respecto a la presion a T=const.
p, (Ibm aceite/pie3aceite) (8)
Yo = —

pw lbmagua/pie3agua

En la industria petrolera se emplea la densidad en grados API (American
Petroleum Institute) denota la relacion correspondiente de peso especifico y de
fluidez de los crudos con respecto al agua. Su expresion matematica es: 4

41.5 (9)

1
°API = —131.5

Yo
Donde v, es la densidad relativa 60°/60o.

La industria mundial de hidrocarburos liquidos clasifica el petréleo de acuerdo
con su densidad API (parametro internacional del Instituto Americano del Petréleo,
gue diferencian las calidades del crudo) la siguiente tabla muestra la clasificacion
de crudo de acuerdo a su densidad y su densidad en grado API.

Tabla 1. Clasificacién del crudo de acuerdo a su densidad.

_ Densidad Densidad
bzl e ( g/ cm3) grados API
Extrapesado =1.0 10.0
Pesado 10-002 100-223
Mediano 0.92-087 22331 1
Ligero 0.87 - 0.83 31.1 - 30
Superligero < 0.83 > 30

La industria petrolera mexicana también clasifica el petroleo de acuerdo a su
densidad a continuacion se presenta la clasificacion de los crudos mexicanos.

e Olmeca: Superligero con densidad de 39.3 grados API.

e Itsmo: Ligero con densidad de 33.6 APl y 1.3%.

e Maya: Pesado con densidad de 22 grados API.
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1.2.2.3 Factor de volumen del aceite.

El factor de volumen de formacién del aceite, Bo, se define como el volumen
de aceite del yacimiento que se necesita para producir un barril de aceite a
condiciones atmosféricas. El volumen de aceite del yacimiento incluye el gas
disuelto en el aceite. 4

Volumen de aceite + gas disuelto @ c.y. (10)

(o]

volumen de aceite @ c. e.

El volumen de aceite a condiciones de superficie o de tanque se reportan
siempre a 60°F independiente de la temperatura del tanque.

Por arriba de la presion de burbuja, t Liberacion de gas el
el factor de volumen de formacion ' }:””i‘é“ﬁ;iﬂ
disminuye al tiempo que aumenta la presién menos 326 n solucion).
(debido a la compresibilidad del aceite). Por
debajo de la presion de burbuja, el factor de
volumen de la formacion decrece al
disminuir la presién (por ejemplo, se i
vaporizan los componentes ligeros). 7 g

Presion (12/pg? abs)

Expansion del
liquido en el
Yyacimiento.

&

B, (bisi@c.v./bls@e.s.)

Fig. 12 Factor de volumen del aceite en funcién
de la presion, a una temperatura constante.

1224 Relacién gas en solucion del aceite.
La relacion de gas en solucion- i
aceite, Rs, es la relacion del volumen de
gas producido a condiciones estandar
respecto al volumen de aceite producido
a condiciones estandar (medido a
condiciones del tanque de |
almacenamiento), como resultado de la
produccién de un volumen original de ” .
aceite a condiciones de yacimiento. La Presién (iblpg’ abs)
relacion gas disuelto-aceite, Rs, se define Elogl.uciélns pgroamupnor;z‘gt'gnézgr%e'w?na; uﬁg
en téerminos de las cantidades de gas y funcion dela Py T constante.
aceite que se producen en la superficie: 4

R(fF @c.eft’ @c.s.)

v

V,@c.e[ft>@c.e] (11)
V,@c.e[Bls@c.e]

1.2.2.5 Factor de volumen total.
El factor de volumen total de la formacion se define como: 4
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B, =B, + Bg(Rsb —Ry) (12)

Donde:

B - Vorgas@c.y. (Bls aceite de gas en solucion@c.y.> (13)

0 V,@c.e. Bls@c.e.
_ V,@c.y. (Bls gas@c.y.) (14)

9 V,@c.e.\Bls gas@c.e.

R V,@c. e.( Bls gas@c.e. ) (15)

b7y @c. e.\Bls aceite@c. e.
_ Vy@c.e./ Bls gas@c.e. (16)

ST V,@c.e. (Bls aceite@c. e.)

El término R, — R, (Bls_gas@c.e./Bls aceite@c.e) es el volumen del gas
liberado en el yacimiento (gas libre), es decir: 4

Bls gas@c.y. Bls gas@c.e. Bls gas@c.y
By(Rsp = Rs) = B (Bls gas@c. e.) (Rsp = Rs) (Bls aceite@c. e.) - (Bls aceite@c. e)
(17)
1.2.2.6 Coeficiente de compresibilidad isotérmica del aceite.
La compresibilidad del aceite del | *

yacimiento se define como el cambio de Gm2 |H |_-sl|fi':_:

volumen que experimenta un volumen f ' h

unitario de aceite por unidad de variacion de | i

presién a temperatura constante, dividido |%| \ [/

entre su volumen promedio. ’ \m i,

Py

Fig. 14 Comportamiento comin del Co
como funcion de la presion.
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1.2.2.7 Viscosidad del aceite.

La viscosidad es una medida de la
resistencia al flujo ejercida por un fluido. La
viscosidad del aceite generalmente se
expresa en centipoise. La viscosidad del
aceite es afectada por la presion y la
temperatura es decir, un incremento en la
temperatura provoca un decremento en la
viscosidad, una disminucion en la presion
provoca una disminucion en la viscosidad, un
decremento en la cantidad de gas en
solucién en el liquido provoca un incremento
en la viscosidad, siendo la cantidad de gas

en solucion una funcion directa de la presion.
4

i, (cp)

Cambio de composicidn en el
liquido (mas complejas)

/ S1p decrece la u, decrece —
las moléculas se separan y se

mueven una a otra mas
facilmente

Py
Presion (1b/pg’ man)

Fig.

15 Variacion de la viscosidad del

aceite con respecto a la presion, a
temp=const.
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1.2.3 Propiedades de agua de formacién.

El agua de formacion también se conoce como salmuera, el contenido de sal
se encuentran en el rango entre 200,000ppm a 300,000ppm.“ Las concentraciones
de los solidos disueltos en el agua de formacion se reportan en partes por millon,
ppm, y porciento en peso de los solidos. Las partes por millén, ppm, implican gramos
de solido por un millén de gramos de agua de formacion.

_ gr solidos (18)
ppm = 108 gr agua de formacion
1.23.1 Factor de volumen del agua en formacion.

El factor de volumen del agua de formacion representa los barriles de agua
a condiciones de yacimiento que se requieres para producir un barril de agua en la
superficie, es decir: 4

V,@c.y. (Bls agua + gs disuelto@c.y. (19)
- V,@c.e ( Bls agua@c.e. )

La solubilidad del gas en el agua de formacion es sustancialmente menor que
la solubilidad del gas en el aceite. Por lo tanto, la solubilidad del gas tiene un efecto
pequefio sobre el B,,. La concentracion y expansion debido a la reduccion de la
temperatura y presion son pequefas siendo el B,, numéricamente bajo, no mayor
que 1.06 (bpd agua+gas disuelto @c.y.)/ bpd agua@c.e. 4

By,

1.2.3.2 Solubilidad del gas natural en el agua.

El gas natural también se puede disolver en el agua de formacion del
yacimiento. La relaciéon gas en solucidn/agua es la relacion del volumen de gas
producido a condiciones estandar respecto al volumen de agua de formacion
producida en el tanque de almacenamiento en barriles, como un resultado de la
produccion de un volumen de agua originalmente a condiciones de yacimiento, es
decir: 4

R = V,@c.e (20)
WY, @c.e
1.2.3.3 Coeficiente de viscosidad del agua de formacion.

La viscosidad del agua del yacimiento esta en funcion de la presion, de la
temperatura y de los sélidos disueltos en ella. En general, la viscosidad del agua se
incrementa si la presion y la salinidad se incrementan y la temperatura disminuye.
Este parametro es necesario en algunas correlaciones utilizadas para el disefio de
tuberias de produccion, para determinar el valor de la movilidad del agua.
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1.2.4 Propiedades de laroca.

1241

Porosidad.

La porosidad se define como la relacién entre el espacio “vacio” y el volumen
total de la roca en la formacion. La porosidad indica cuanto fluido (agua,
hidrocarburo puede contener la roca). °

Génesis

Primaria Se refiere a la porosidad que se gener6 al
depositar la roca. Por ejemplo la porosidad en
siliclasticos.

Secundaria Es la porosidad generada o alterada

posteriormente a la deposicion, por la accion de las
aguas de formacién, cambios en la composicion
guimica de las rocas o la accion de fuerzas tecténicas;
por ejemplo porosidades por disolucién, dolomitizacion,
fracturamiento.

Capacidad Efectiva

de fluir

Es la porosidad en la cual los poros estan
interconectadas y el fluido contenido en los mismos se
puede producir.

Inefectiva

Los poros que la componen no estan conectados
entre si 0 la conectividad es tan pobre que no permite
gue fluyan los fluidos contenidos en la misma. La
porosidad inefectiva tiene muchos poros pero aislados.

Estos cuatro tipos de porosidad no son excluyentes: puede haber porosidad
primaria efectiva e inefectiva, lo mismo para las porosidades secundarias.

La porosidad total se define como:

¢Total = d)primaria + d)secundaria

¢Total = ¢efectiva + ¢inefectiva

(21)

(22)

La porosidad normalmente se expresa como una relaciéon de volumenes:

_ VolumenFluidos Vg (23)

VolumenTotal Vr
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1.24.2 Saturacion.

La saturacion se define como la fraccion o porcentaje de volumen ocupado

por un fluido (aceite, gas o agua). La saturacion del fluido se define como: 4

volumen total de fluido

Saturaciongyigo =

volumen de poros

La saturacion expresada para cada fluido en el yacimiento.

volumen de aceite

°  volumen de poros

volumen de gas

volumen de poros
volumen de agua

volumen de poros
Donde:
S, = Saturacion de aceite.
Sq = Saturacion de gas.

Sw = Saturacion de agua.

(24)

(25)

(26)

(27)

La saturacion de cada una de estos fluidos estan dentro del rango de cero a
100% y la suma de las tres saturacion debe de ser 1.

So+S,+8, =1

1.2.4.3 Tension superficial.

(28)

La materia en sus diferentes estados (solido. liquido y gaseoso), esta
compuesta de moléculas, las cuales presentan una atraccion mutua llamada fuerza

de cohesion. ®

En la interfase entre un liquido y un sélido
0 entre un liquido y un gas, estas fuerzas son
desbalanceadas causando que exista una
resultante en la interfase, esto crea una energia
libre de superficie. En la figura 16 se aprecia esta
resultante entre la interfase liquido-aire, la cual
es perpendicular a la superficie del liquido. Esta
fuerza sera mayor entre mayor sean las fuerzas
de atraccion entre moléculas del liquido. ©

e iy

% I

LIQUIDO :/ :

Fig. 16 Representacién esquematica
de las fuerzas intermoleculares. ®
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1.24.4 Mojabilidad.

En la interfase entre un liquido y un | mosoo NO MOJADO
solido existen fuerzas intermoleculares en
equilibrio que generan el concepto de
mojabilidad. El solido causa una fuerza de
adhesion, por lo que el liquido es atraido al
sélido. En la Figura 17 se muestra el efecto

A: ANGULO MENOR DE 90° (MOJADO)

de adhesion y cohesion entre la interfase de B: ANGULO MAYOR D€ 90° (NO MOJADO)
i v ; ; Fig. 17 Angulo de contacto en
agua Yy vidrio Figura A y entre el mercurio y condiciones  de  Mojamiento y  no

vidrio Figura B. 6 Mojamiento. ¢

Cuantitativamen la mojabilidad se define como el producto de la tension
superficial por el angulo de contacto, esto es: ©

mojabilidad = o cosa (29)

Donde:
a: Es el angulo de contacto en la interfase.

En la figura 18 se muestra la
mojabilidad en un solido en presencia de
dos liquidos (agua y aceite). Los angulos
de contacto en las interfases son
ampledos para estudiar las condiciones
de mojabilidad.

1. El &ngulo de contacto es menor
de 90°, por lo que la superficie es
mojada por agua.

2. El 4ngulo de contacto es igual a
90°, por lo que la superficie es
igualmente mojada por agua y por
aceite.

El fenomeno de mojabilidad es de
gran importancia para el fluujo de aceite
en un medio poroso. Se ha demostrado
gue si la roca se encuentra mojada por
agua, la permeabilidad al aceite es muy
superior al (_:aso en qu.e la roca se W aceite
encuentra mojada por aceire; por lo tanto
es [nuy Importar?te que el medio poroso Fig. 18 Mojabilidad de un solido en presencia
esté o quede mojado por agua. © de dos liquidos (Agua y Aceite). ®

3. El 4ngulo de contacto es mayor
de _90°, por lo que la superficie es
mojada por aceite..
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1.245 Presion capilar.
Si un tubo de vidrio capil
en agua, el agua se elevara en

muestra en la figura 19 en este caso se define
como presion capilar la diferencia de presiones R 5 R
en la interfase. La presion capilar sera la fuerza J

requerida para soportar la colum

tubo, dividida entre el area del capilar, es decir: &

P, = pgh,
Donde:
P.: Presién Capilar.
p: Densidad.
g: Aceleracioén de la gravedad.
h.: Altura de la columna.

1.2.4.6 Permeabilidad.

ar es sumergido

¢ = Pa— by 1S
el tubo como se 7/ Pa: Presién del aire

Pw: Presién del agua
, ,l “FPw Pc: Presién capilar

na de agua en el o) ] e

(30)

Fig. 19 Efecto de capilaridad. ®

La permeabilidad es la propiedad de la roca que mide la transmisibilidad de

los fluidos a través de la misma.

1.2.4.6.1 Permeabilidad absoluta.

La K es una propiedad intrinseca de la roca y no depende de la naturaleza
del fluido que la sature; siempre y cuando la sature completamente; se define a

través de la Ley de Darcy. ’

dp
dx
q ——> q
¢ L 1
—
0 x
Fig. 20 Desplazamiento lineal
horizontal de un fluido

incompresible. ”

La ecuacion de Darcy define Ila
permeabilidad del medio poroso y su unidad es el
Darcy.

_ qulL (31)
AAP

Es la permeabilidad que posee una roca a
través de la cual fluye un fluido incompresible de
viscosidad igual a 1 cP, con un ritmo de flujo de

3
12 pajo un gradiente de presion de 1 <2,
seg cm

La permeabilidad puede medirse en el laboratorio, inyectando un fluido de

propiedades fisica conocidas a
saturacion. En el campo de man

través del mismo asi como las variaciones de
era indirecta mediante pruebas de presioén o bien

estimarse mediante registros geofisicos. ’

32



1.2.4.6.2 Permeabilidad efectiva.

La permeabilidad efectiva a un fluido es la permeabilidad del medio a ese

fluido cuando su saturacion es menor del 100%.
K,: Permeabilidad efectiva al aceite.

K,: Permeabilidad efectiva al gas.

K, : Permeabilidad efectiva al agua.

A continuacién se presentan una gréfica de
permeabilidades efectivas para un sistema aceite-
agua en un medio poroso mojado por agua. ’

e Enlaregion A sdlo fluye aceite.
¢ Enlaregion B fluye simultaneamente aceite y agua.
e Enlaregion C solo fluye agua.

Notese que si la saturacion de agua tiene un
valor de 0.50 por ejemplo, la permeabilidad efectiva
al aceite es mayor que la efectiva al agua. ’

1.2.4.6.3 Permeabilidad relativa.

La permeabilidad relativa a un fluido es la
relacion de la permeabilidad efectiva de ese fluido
entre la permeabilidad absoluta y depende de:’

k (32)
K.y = ?W

k (33)
Key = ?g

k (34)
Kyo = ?0

00 s M 10

Swc Soc

Fig. 21 Permeabilidad efectiva
para un sistema aceite-agua.

Swi ' Sor

Fig. 22 Permeabilidad Relativa.
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1.3 Productividad de pozos.

Un pozo fluyente es aquel, que con la energia propia del yacimiento, es capaz
de vencer las caidas de presion que ocurren a través del medio poroso, de las
tuberias verticales y de descarga, de los estranguladores y separadores. La
productividad de pozos de aceite y gas se define como la capacidad de aportacion
de fluidos al pozo de una seccion del yacimiento como respuesta a una Ap,

La productividad de yacimientos estard afecta principalmente por las
propiedades del sistema roca-fluidos y también estara afectada por el avance de
contactos de gas-aceite/aceite-agua, emulsiones y la precipitacion de depdsitos
organicos los cuales generaran un dafio a la formacion el cual afectara la
productividad de pozos. Si la formacion productora presenta valores bajo de
permeabilidad, de porosidad efectiva, de presion en el yacimiento, o bien depdsitos
organicos o inorganicos, residuos de materiales de estimulacion no producira en la
forma esperada por lo tanto se deben aplicar métodos correctivos para aumentar su
productividad. Para obtener la productividad de un pozo se requiere el conocimiento
del indice de productividad y la relacién de comportamiento de afluencia. 1°

1.3.1 Sistema integral de produccion.

El sistema integral de produccion es un conjunto de elementos capaces de
trasportar los fluidos del yacimiento hacia la superficie, separar sus componentes
de aceite, gas y agua, para finalmente enviarles a instalaciones para su
almacenamiento.

Los componentes basicos de un Sistema Integral de Produccién son:

Yacimiento.

Tuberia de produccion.
Estrangulador.

Separador.

Tanqgue de almacenamiento.
Valvula de tormenta.
Cabezal de pozo P,,;,.
Gasoductos a refinacion.
Presion de fondo Fluyendo
PWf'

10.Presion de yacimiento P,.®

©CoNoOrWNE

Fig. 23 Sistema integral de produccion.
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Yacimiento.

Se entiende por yacimiento la porcion de una trampa geoldgica que contiene
hidrocarburos, la cual se comporta como un sistema comunicado hidraulicamente.
Los hidrocarburos que ocupan los poros de la roca, se encuentran a alta presion y
temperatura, debido a la profundidad que se encuentra la zona productora.

Pozo.

Es un agujero que se hace a través de la roca hasta llegar al yacimiento; en
este agujero se instalan sistemas de tuberia y otros elementos, con la finalidad de
tener el control del flujo de fluidos entre la formacion productora y la superficie.

Tuberia de descarga.

Las tuberias son estructuras de acero, cuya finalidad es trasportar los fluidos
aportados por el yacimiento.

Estrangulador.

Es un dispositivo que se instala en los pozos productores con el fin de
establecer un control en el flujo de fluidos. Este dispositivo es de vital importancia
en la produccién de yacimiento ya que te permite desde la superficie controlar el
flujo de fluidos y prevenir la conificacion de agua, produccion de arena mantenido el
gasto 6ptimo de produccién.

Separador

El separador es el equipo que separa la mezcla de fluidos que viaja del
yacimiento a la superficie, los separadores pueden separar el gas, agua y aceite, a
los separadores que separan dos fases gas y liquido se les conoce como
separadores bifasicos y a los separadores que separan tres fases se les conoce
como separadores trifasicos. También se les puede clasificar por su forma y
geometria en horizontales, verticales y esféricos.

Tangue de almacenamiento.

Los tanques de almacenamiento son capaces de almacenar la produccion de
aceite de los pozos productores. Los tanques de almacenamiento pueden
clasificarse en terrestres y marino, los tanques de almacenamiento terrestres son
estructuras cilindricas de acero instalados en tierra firme que pueden almacenar
hasta 500,000 barriles de aceite y los tanques de almacenamiento marinos
conocidos como buque-tanque que se encuentras costa fuera. Pemex cuenta con
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dos buque-tanque de almacenamiento para realizar la carga de crudo, el FSO
(Floating Storege and Offloading) con una capacidad de 2.3 millones de barriles y
el FPSO (Floating production Storege and Offloading) con capacidad de 2.2 millones
de barriles, este ultimo con capacidad de mezclar y estabilizacion de crudo. (PMI).

Los yacimientos de gas o0 aceite se encuentras constituidos por fluidos
hidrocarburos altamente compresibles a altas condiciones de presién y temperatura.
La produccion eficiente de los fluidos del yacimiento requiere una apropiada
liberacion de la energia a través del sistema. La productividad del sistema depende
de las caidas de presion que ocurren a largo de éste. Para entender el sistema de
produccion se presentan tres areas de flujo criticas en el yacimiento. Beggs

Flujo del yacimiento al pozo.

El yacimiento es uno de los componentes mas importantes del sistema
integral de produccion. En el yacimiento la perdida de presidén se encuentra en un
rango de 10 a 30% del total. El flujo hacia el pozo depende de la caida de presion
en el yacimiento, es decir, la presion del yacimiento menos la presién de fondo
fluyendo p, — p, . La relacion entre el gasto y la caida de presion en el medio

poroso en muy compleja y depende de parametros tales como propiedades de los
fluidos, propiedades de las rocas, saturacion de los fluidos, dafio a la formacion,
turbulencia y mecanismos de empuje.

Flujo en tuberias.

Una vez que se establece la conexion entre el yacimiento y la superficie por
medio del pozo, los fluidos aportados por el yacimiento viajan a través de tuberias
(verticales, horizontales e inclinadas) hasta llegar a los separadores y tanques de
almacenamiento.

El flujo en un pozo productor puede ser monofésico o multifasico, en la gran
mayoria de los pozos el flujo es multifasico, con al menos dos fases (gas y liquido).

Flujo en estranguladores.

Un estrangulador es una herramienta cuya funcion es la de restringir al paso
de un fluido bajo presion con el objeto de controlar el gasto de pozo en las
cantidades deseadas. Se instala un estrangulador en la cabeza del pozo para fijar
la presion en la cabeza del pozo y, por lo tanto, la presién de fondo fluyendo y el
gasto de produccion.
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1.3.2 indice de productividad.

Para yacimientos en los que la presion de fondo fluyendo es mayor que la
presion de burbuja entonces el comportamiento de la relacién entre el gasto y la
presion es lineal, y definido con la siguiente expresion: 1°

J=1p= 4o (35)
Pws — Pwf
Donde:
e q,: Es el gasto de aceite. [bpd]
e P,.: Presion estatica del yacimiento. [psia]
e P, Presion de fondo fluyendo. [psia]

] = IP: indice de productividad (gasto de produccién de liquidos por unidad de
abatimiento de presion).

J se puede interpretar como el aumento en la tasa de produccién en bpd
ocasionado por una diferencial de presién (o el aumento en la tasa de produccién
por la disminucién de la p,,r en una unidad de presion).

J=IP=tan 6=(OB/0CA)

Presion [psi|———> o

Gomax cuando P,=0

qlbpd) —>

Fig. 24 Comportamiento de afluencia.

En la figura de arriba se observa que cuando el valor de Pwf es cero, se
alcanza el valor maximo de gasto, siendo éste un valor teérico de lo que podria
aportar un pozo (Pwf alcanzara el valor de la presion atmosférica).

37



Si consideramos los efectos que puede tener las propiedades del yacimiento
y empleando la expresion de Darcy para un flujo radial y en unidades de campo, el
indice de productividad se define como:

_ Ckoh(pe - pwf) (36)

o /’loln(re/rw)
e g,: Tasa de produccion de aceite, bpd.

e c: Constante de conversién de unidades de campo a absolutas, 7.08 x 1073,
e k,: Permeabilidad efectiva del aceite md.

e h: Espesor de la formacion productora, ft.

e p.. Presion estética del yacimiento, psia.

e p,s. Presion de fondo fluyendo, psia.

e u,: Viscosidad del aceite, cP.

e 1,: Radio de drene, (ft).

e 1,: Radio del pozo, (ft).

La ecuacién de la tasa de produccion en unidades volumétricas a condiciones
del yacimiento, para llevarla a condiciones normales (60° F, 14.7Ipc) se debe dividir
por el factor de volumétrico B,, quedando como:

_ Ckoh(pe - pwf) (37)
° " loBoIn(r /1)
B,: Factor volumétrico del aceite, m3/m3. Sustituyendo la ecuacién 1.39) a la
ecuacion (1.37), se tiene:

ckoh (38)
HoBoIn(7e /1)
1.3.3 Factores que afectan al indice de productividad.

Una vez que se tiene la condicion de que la presion de fondo fluyendo es
menor que la presion de burbuja, entonces se presenta un comportamiento diferente
de la relacién entre el gasto de produccién y el abatimiento de presion, el gas se
libera y entonces la relaciébn gas-aceite aumenta. ° Lo que resulta en un
comportamiento de afluencia no lineal.

9o ckyh (39)
— = —————— = constante en un momento dado
Ap  poBoIn(r,/7y)

La anterior afirmacién no es completamente cierta, pues solo se cumple
cuando el medio es completamente homogéneo y el contenido de fluidos en
cualquier punto de la formacion permanece constante; estas dos condiciones no se
cumplen en casos reales pues por una parte en la zona cercana al pozo se presenta
una discontinuidad ocasionada por el dafio que ha sufrido la formacién durante la
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perforacion y terminacion del pozo, lo cual implica que el fluido no puede salir al
fondo del pozo a través de todos los canales de flujo que tenga la formacion sino
que su salida es restringida a los disparos hecho en la terminacion; esta
discontinuidad en el medio hace que se originen perdidas de presién adicionales
que no son tenidas en cuenta por Darcy y por ello, al aumentar la tasa de produccion
aumentan las pérdidas de presion, pues aumenta la turbulencia, por ello al aumentar
q disminuye J, por otra parte al aumentar g se debe tener una disminucion en p,,,

y cuando esta presion este por debajo de la presion de burbuja, p,, empieza a
liberarse gas y este gas libre empezara a bloquear el flujo de petréleo, o sea de
acuerdo a las curvas de permeabilidad relativa, k, disminuird, y por tanto q,, lo cual
implica una disminucioén de J.

La variacién de J, con el tiempo puede tener la siguiente explicacion: A
medida que pasa el tiempo de produccion, disminuye la presion de los fluidos del
yacimiento y esto puede hacer que debido a la compresibilidad de la formacion esta
se compacte poco a poco resultando una diminucién en el tamafio de los canales
de flujo a través de la formacion y por tanto una disminucion en la permeabilidad de
la misma. Finalmente, al pasar el tiempo, la presion del yacimiento disminuye y si
esta presion disminuye por debajo de la presion de saturacion, la liberacion de gas
disuelto comenzara y por consiguiente los poros del yacimiento comenzaras a
saturarse de gas, lo cual implica un bloque al flujo de aceite.'* En conclusion J
permanece constante solo mientras la presion del yacimiento, p; no varie
demasiado y siempre y cuando p,,; sea mayor que p,.

La ley de Darcy se considera para prediccion de los gastos de flujo desde el
yacimiento hasta el nivel de los disparos del intervalo productor. Evinger y Muskat °
establecieron la siguiente ecuacion, la cual puede ser aplicada para predecir
cualquier condicion de flujo.

Pe (40)

= LD ™ fpyap
ln(a Pyrs

Donde:

cte: Constante, igual a 0.00708

f(p): Alguna funcion de presion, (adimensional).

h: Espesor de la zona productora, (ft).

K,: Permeabilidad absoluta, (mD).

P,: Presion de la frontera exterior, (psia).

P, 5. Presion de fluido en la pared del pozo, (psia).

q. Gasto de aceite, (bpd).

1. Radio de drene, (ft).

1. Radio del pozo, (ft).
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La ecuacion 40 es aplicable a todos los sistemas porosos, sin embargo, la
solucion, depender4d de las condiciones iniciales y de frontera (dafo,
almacenamiento, fracturas, penetracion parcial) asi como también de la geometria
y tipo de flujo establecidas en el sistema. °

1.3.4 Comportamiento de afluencia.

Una vez que se tiene la condicion de que la presién de fondo fluyendo es
menor que la presion de burbuja, entonces se presenta un comportamiento diferente
de la relacién entre el gasto de produccion y el abatimiento de presion, el gas se
libera y entonces la relacion gas-aceite aumenta. 8 Lo que resulta en un
comportamiento de afluencia no lineal, la Figura 25 representa la curvatura.

Pwf —>

Q, 2

Fig. 25 Comportamiento de afluencia no lineal. °

La expresion que representa este comportamiento, sera la primera derivada
del gasto con respecto al abatimiento de presion:

dq (41)

IPR = ——
dP,¢

Donde:

e [PR: Comportamiento de afluencia.
d Y .,
e -~ Variacion del gasto con la presion.
dPWf
Cuando existe flujo de dos fases en el yacimiento la relacion que representa
al indice de productividad no se cumple, pues el valor de la pendiente cambia
continuamente en funcién del abatimiento en la presion. Esto se entiende ya que el
valor de Pwf es menor que el de Pb; y dado que el abatimiento de presion es
continuo se permite la liberacién del gas.
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Como consecuencia de dicho fendmeno la permeabilidad relativa al gas (krg)
se incrementa por encima de la permeabilidad relativa al aceite (kro), lo que resulta
en un incremento en la relacion gas-aceite instantanea y una disminucion en el
indice de Productividad. A continuacion se mencionan los métodos existentes que
se emplean para la descripcién del comportamiento de afluencia de un pozo.

1.34.1 Método de Vogel.

En 1968 Vogel® propuso la siguiente expresién para predecir el
comportamiento de pozos produciendo con empuje de gas disuelto, usando una
grafica normalizada, con presiones y gasto adimensionales.

2 42
T —1-02(2L)-08(2) (42)
qomax Pws Pws

e p,s: Presion de fondo fluyendo, (psia).

e p,s. Presion estatica del yacimiento, (psia).

e q,. Gasto de aceite medido a la p,,f, (bpd).

e gomax: Potencial del pozo (considerando p,,s = 0)

La Ecuacién 42 puede interpretarse como una solucion general para
yacimeintos con empuje de gas disuelto. Esta ecuaciones aplica a casos donde no
existe dafo a la formacion, es decir la eficiencia de flujo EF = 1. La representacion
grafica de la ecuacién 42 se puede apreciar en la figura 26.

020F

Pas
Pows

040

Relacion dePresiones
-
s

1
o 020 0.9 050 00 100

Relacidn de Gastos 4

o mie

Fig. 26 Curva de afluencia para pozos sin dafio de un yacimiento con empuje por gas disuelto.
EF=1.°

Otra forma de expresar la Ecuacion 42 es en funcion de la presion de fondo

fluyendo:
—01+/08 9o (43)
! T gqomax

Pwr = Pws 0.8
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1.3.4.2 Método de Standing.

La curva de la Figura 29 solo es aplicable para EF=1. Por ello, Standing
(1970) extendio el trabajo de Vogel (1968) y presento un método grafico basado en
el método de Vogel, donde considera eficiencia de flujo, Definidas anteriormente.

Pws — p,wf (44)

Pws — Pwr

EF =

Donde:

. p'wfi Presion de fondo fluyendo con dafio, (psia).

e p,s. Presion estatica del yacimiento, (psia).
e p,s. Presion de fondo fluyendo sin dafio, (psia).

La Fig. 27 muestra el concepto empleado por Standing para establecer la
eficiencia de flujo.

Zona dariada -
Zona sin dario del yacimiento

e
N ————

Fig. 27 Esquema de presiones en funcién del radio de drene para un pozo con dafio. °

La Fig. 28 presentan las curvas de IPR para eficiencia de flujo de 0.5 a 1.5.
De esta ampliacion al método de Vogel es factible obtener:

e El gasto maximo posible para pozos con o sin dafio, o bien, estimulados.
e El gasto para cualquier p,,; y diferentes valores de EF.
e La curva de IPR para pozos dafados o estimulados o sin dafio.
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Fig. 28 Curvas de afluencia para pozos con EF=1 yacimientos con empuje por gas disuelto. °
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1.4 Efecto de dafio.

Se define dafio a la formacion a cualquier restriccion al flujo de fluidos en el
medio poroso, causada por la reduccion de la permeabilidad en la vecindad del
pozo, por la produccion de fluidos o por la penetracién de fluidos durante las
operacion de perforacion, terminacion y /o rehabilitacion del pozo. El efecto del dafio
fisicamente se manifiesta como una caida de presion adicional en el flujo de fluidos
desde el yacimiento hasta el pozo.

1.4.1 Dafio alaformacion y pseudodarios.

El dafio a una formacién productora de hidrocarburo es la pérdida de
productividad o Inyectividad, parcial o total y natural o inducida de un pozo, resultado
de un contacto de la roca con fluidos o materiales extrafios, o de un obturamiento
de los canales permeables asociado con el proceso natural de produccioén.

Es importante sefialar que en condiciones normales de los pozos, sobre todo
a su terminacion, la zona de la formacion vecina a la pared del pozo se encuentra
dafiada debido a la perforacién, a la cementacion de tuberias y al conjunto de
operaciones requeridas para poner el pozo a producir. Por ellos es importante
analiza las causas de la caida de presion que se tienen al llevar los fluidos desde el
yacimiento al fondo del pozo. Esta caida de presion AB., controla en gran medida el
caudal de entrada de fluidos al pozo.

AB. = AP +APrg + APy + AByc + APperr + APy, (149)

APf,,,: Caida de presion requerida para mover los fluidos a través de la formacion en
la zona no alterada.

APy, Caida de presion requerida para mover los fluidos a través de la zona alterada.

AP,: Caida de presion causada por la turbulencia de fluidos al entrar al pozo.

AP,.: Caida de presion asociada con la penetracion parcial de la zona productora
y/o el efecto de inclinacion relativa de la formacion con el eje del pozo.

AP,.,: Caida de presion asociada con la perforacion (penetracion, desfasamiento
y densidad).

AP, Caidas de presion asociada con el flujo de fluidos a través de los tineles de
las perforaciones. 1415

El analisis en esta parte del sistema de produccion consiste en considerar,
de acuerdo a como se presenta la Fig. 29, el flujo de fluidos desde el radio de drene
del pozo, pasando a través de la zona virgen de la formacién y de la zona vecina
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del pozo, generalmente alterada, y de aqui al intervalo perforado a través de los
tuneles de los disparos. 1415

Zona virgen de
permeabilidad Kk

Zona alterada de
permeabilidad kx —=

Zona T
productora N Pwf Pws
Zona
no Zona

alterada  alterada

Fig. 29 Diagrama de un sistema tipico de flujo de un pozo. ©

Para determinar la caida de presion AP,., se requiere registrar la presion del
fondo del pozo y su variacion con el tiempo, lo cual se hace con una prueba de
incremento de presion. El andlisis de la variacion de presion de pruebas de
incremento o decremento, conduce a determinar una presion de fondo fluyendo real
P,¢. Si se considera una terminacion en agujero descubierto y la inexistencia de
alteracién alguna en la vecindad del pozo, el valor de la presion de fondo fluyendo
seria diferente y se podria indicar como P, ¢. 1415

En estas condiciones se define una diferencia de presion entre
P’yr(ideal) y Py s(real).

AP, = P'\r — Py (46)

Van Everdingen y Hurst, relacionaron esta diferencia de presién en régimen
permanente con el llamado “Efecto Skin”, S;

. qu (47)
b= anhS
Esta ecuacion es:
141.2q[bpd])u[cP]B,[adim] (48)
AP, | = di
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La AP, se debe a las caidas de presion adicionales causadas por los efectos
de: la zona alterada de la formacion APy, la turbulencia al llegar los fluidos a los
disparos AP;, la terminacion relativa del intervalo disparado con la zona productora
AP,. y a la restriccion de las perforaciones AP,.,.r y por las restricciones en los
tdneles de las mismas APy, es decir:

AP,=AP;g + AP, + AP, + APy p + AP, (49)

En consecuencia se le puede asociar a cada perdida de presion un factor de
pseudodafio, por lo que el Efecto Skin, S, estd compuesta por los pseudofactores,
algunos de los cuales pueden pueden tomar valores negativos, positivos o ser nulas.

S=S8rqa+St+ Spct Spers + Stp (50)
Donde:

e Syq: Factor de dafio real de la formacion.

e S;: Pseudofactor de dafio por turbulencia.
e S,.. Pseudofactor de dafio por terminacion.

* S,err- Pseudofactor de dafio por las perforaciones.
e Sy, Pseudofactor de dafio por los tineles de las perforaciones.

Dado que las pruebas de presién permiten obtener el efecto Skin o factor de
dafio total S, este valor estara influenciado por el factor de dafio verdadero a la
formacion y los otros pseudofactores, algunos de los cuales pueden tomar valores
negativos, positivos o nulos. Obviamente la estimulacién de pozos solo concierne
con el factor de dafio verdadero, Sy, y el pseudofactor por restricciones en los
tuneles de los disparos, por lo que es de extrema importancia cuantificar los
componentes del efecto Skin y asi estimar el efecto de una estimulacion dirigida a
la remocidon del dafio verdadero de la formacion en la vecindad del pozo y la
eliminacién de la restriccion en los tuneles de las perforaciones.

Considerando el sistema tipico de flujo de un pozo de la Fig. 29, y
suponiendo que el pozo se encuentro terminando en agujero abierto y que los
pseudofactores de dafio son nulos, se tendrd un factor de dafio S debido
exclusivamente al dafio verdadero, por efecto de una zona alrededor del pozo con
una permeabilidad k,, diferente a la zona virgen de la formacion k. 1415
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En estas condiciones considerando el flujo a través de la zona alterada de

radio r, y presion p_, se tiene:

a)

b)

que:

Sik,=k '
2nkh(p, —p Wf) (51)
q= Tx
Sik, <k
B 2tk h(p, — pwf) (52)
q= Ty
uLnﬁ

Combinando estas ecuaciones con las ecuaciones 46 y 47, se demuestra

k 1 53
S = [— - 1] Ln—= (53)
kx rW
De aqui se puede observarse que:

Sik, <k, S> 0, el pozo esta dafiado.
Sik, =k, S=0,el pozo no tiene dafio.
Sik, >k, S<0,el pozo esta estimulado.

La siguiente tabla 2 presenta los valores tipicos de Sy su significado relativo.

Tabla 2. Valores tipicos de Sy su significancia relativa.

Altamente dafiado S>+10
Dafado $>0
Sin Dafio S$=0
Acidificado -1<5<-3
Fracturado —-2<5<-4
Masivamente Fracturado §<-5
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1.4.2 Efecto del dafio.
Para evaluar en forma tedrica y cuantitativa los efectos de los dafios
susceptibles de removerse a través de la estimulacion matricial. Se considera un
pozo en condiciones de flujo permanente, suponiendo un yacimiento radial circular
que no presenta ningun tipo de dafio; es decir, supdéngase que S = 0. En estas
condiciones se puede estimar el potencial ideal y natural de pozo con el empleo de
la ecuacion de Darcy. ©

_ 21kh(Pys — P'uy)

1= uln (:—‘i)
Para aceite:
_ 0.007082k,h(p,, —P',f)
To ™ Bhon (7%)
Para gas:
. 0.007082koh(p,, 2 = P’
.=

re
Para agua (caso de un pozo inyector):

~ 0.007082k,h (', —D,,)

9y = IBWUWL”(:_;)

Donde:

q,: Gasto de produccién de aceite, (bpd).

q4- Gasto de produccion de gas, (@14.7psia, 60°F).

q.,: Gasto de produccién de agua, (bpd).

ko, kg, k,,: Permeabilidad al aceite, al gas y al agua, (mD).
h: Espesor neto productor o inyector (ft).

P,: Presion del yacimiento, (psia).

P’,,s: Presion de fondo influyendo (o inyectando), (psia).

(54)

(55)

(56)

(57)

B, B, Factor de volumen del aceite y agua, respectivamente, (adimensional).

Moo Ko By Viscosidad del aceite, gas y agua, respectivamente, (cP).

7. Radio de drene del pozo, (ft.
T,: Radio de pozo (agujero) (ft).

Z: Factor de compresibilidad del gas [@ P, T] (adimensional).

T: Temperatura del yacimiento, (°R).
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En condiciones ideales es posible estimar el potencial natural de un pozo.
Ahora consideraremos el efecto en la productividad del pozo por la presencia del
dafio verdadero a la formacion. Suponiendo como en el caso anterior, que los
pseudofactores de dafio son nulos y que se trata de un yacimiento bajo saturado.

La Fig. 29 antes mostrada presenta un pozo y una geometria radial circular
con zona de radio de penetracion r, y permeabilidad k, diferente a la permeabilidad

de la formacién k haciendo un balance de presiones se tendra la siguiente:
Pws_ow=(Pws_Px)+(Px_ow) (58)

Aplicando la Ecuaciéon 55 para este caso se tiene (aclarar que para fase
liquida esta es la ecuacién que gobierna el movimiento de fluido).

T,
Boloqoln re
W

P — S——A
ws 0.007k,h

(59)
ow -

Donde k., es una permeabilidad promedio equivalente a las permeabilidades
k. y k. Considerando condiciones de flujo permanente, se tendra:

T, 60
BokogoLn = (60
Pys— P, = ——%
wso X 0.007kh
7 61
BoHoGoLln == (on
P, —Pyy=——"
X W T 0.007k,h
Sustituyendo las ecuaciones 59, 60 y 61 en 58.
T (62)
Bokoqoln = _BoMoGoql e 1, T
0.007k,h ~ 0.007hlk "1, ke 7,
De donde:
Te (63)
N Lnr;
©olpre, 1Ty
kLn SR Ln

En esta ecuacién, puede observarse que si k, - 0,k, — 0, lo cual significa que la
respuesta del pozo dependera de la restriccion en la permeabilidad de la zona alterad,

pudiendo en algunos casos no manifestarse el pozo por la presencia de una zona alterada
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del mismo con muy baja permeabilidad, esto independientemente de que esta zona sea del
pequefa o gran penetracion.

En otro orden de ideas supongase que se tiene el indice de productividad de un
pozo en el cual la formacién no ha sufrido alteracion algun dado por la siguiente ecuacién
ya antes mostrada:

q, (64)

Jy ="
? pws_pwf

Siendo ] este indice y q,, el gasto de produccion original bajo estas condiciones.

Por otro lado su la formacion presenta alguna alteracién en la vecindad del pozo, el
indice de productividad / , que se tendra bajo la misma caida de presion seria:

q, (65)

Jo =
g pws_pwf

Donde g, sera el gasto de produccion bajo condiciones alteradas. De aqui,
considerando la misma caida de presion en ambos casos, se tiene:

2k h (66)
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Sustituyendo la Ecuacién 63 en la siguiente ecuacion.

Te (67)
]_x_ Lnrw
]o_L Q ﬁL &
nrx+kx TlrW

Con esta ecuacion se puede estimar la relacion de indice de productividad
. ..k
conociendo, r,, T, 7y, Y la relacion - 6

X
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1.4.3 Origen del dafio a la formacion.

Estudios de formacion y de campo indican que la mayor parte de las
operaciones que se realizan para la consecucion de un pozo petrolero, originan una
fuente potencial de dafio a la productividad del pozo. El dafio a la formacion puede
ser causado por procesos simples y complejos, presentandose en cualquiera de las
etapas de la vida de un pozo.

El proceso dinamico de la perforacion constituye el primer y mas importante
origen de dafio, el cual puede verse agravado durante la cementacion de tuberias
de revestimiento, en las operaciones de terminacion o reparacion de los pozos, e
inclusive por las operaciones mismas de estimulacion. En estas intervenciones a los
pozos la fuente de dafio la genera el contacto e invasion de materiales extrafios en
la formacion.

Durante el proceso natural de produccion de los pozos, puede originarse
también el dafio, al alterarse las caracteristicas originales de los fluidos del
yacimiento o las de los minerales que constituyen la roca. La investigacion y el
diagnostico de las causas especificas que producen el dafio, son basicas para
prevenirlo o para removerlo. La remocién del dafio ocurrido en una formacion resulta
en lo general dificil y costosa por ello su prevencion debe de ser el enfoque principal
con el que se planee cualquier operacién en un pozo. 161718

1.43.1 Operaciones durante las cuales se produce el dafio.

1.4.3.1.1 Perforacion.

Desde que la barrena entra a la zona productora hasta que se alcanza la
profundidad total del pozo, esta zona esta expuesta a lodos de perforaciéon y
operaciones diversas, que afectaran fuertemente la capacidad de produccién del
pozo.

Cuando se perfora a través de la zona productora, la calidad del fluido de
control y la presion diferencial ejercida contra la formacion son criticas. El dafio y su
efecto en la productividad del pozo resultan de la interaccion del filtrado del lodo con
los fluidos y minerales que contienen la roca y de la invasion de solidos tanto del
propio fluido de perforacion como de los recortes de la barrena. El lodo de
perforacion tiene entre otros materiales arcillas, agentes densificantes y aditivos de
guimicos, todos ellos potenciales dafinos. La invasion de estos materiales depende
de la efectividad del control de pérdida del filtrado y del tamafio relativo de los solidos

y los poros de la formacion. Esta invasion puede variar de pocas pulgadas a varios
ft_16 17 18
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1.4.3.1.2 Cementacion.

Durante la cementacion de la tuberia de revestimiento, se puede causar una
presion diferencial adicional contra las zonas productoras, comprimiendo el enjarre
y aumentando las posibilidades de pérdida de fluidos. Las lechadas de cemento
también producen un alto filtrado y los propios solidos pueden invadir la formacion.
Los fluidos lavadores y espaciadores, y otros productos quimicos contenidos en la
propia lechada de cemento, utilizados normalmente durante la cementacion,
pueden ser fuentes potenciales de dafio a la formacion. Los filtrados de lechadas
con pH elevado, son particularmente dafiinos en formaciones arcillosas,
adicionalmente al entrar en contacto con salmueras de la formacion de alta
concentracion de calcio, pueden provocar precipitaciones de sales.®

1.4.3.1.3 Terminacion.

Durante la terminacién del pozo se llevan a cabo varias operaciones, como
son: la recementacion, limpieza del pozo, asentamiento del aparejo de produccion,
perforacion del intervalo a explorar e induccion del pozo a produccion.

El control del pozo y la recementacion de tuberias propician la inyeccién
forzada de fluidos y sélidos. Si el asentamiento del aparejo de produccion se lleva
a cabo después de haber sido perforado el intervalo de interés, puede ocurrir
perdidas de fluido de control agravandose si este fluido contiene sélidos.

Durante la perforacion del intervalo debe procurarse en general un fluido de
control limpio (libre de solidos), y una presion diferencial a favor de formacién. Aun
con estas preocupaciones, los tuneles de las perforaciones quedan empacados con
detritos de las propias cargas explosivas, de la tuberia de revestimiento del cemento
y la propia formacién. Adicionalmente la zona de la roca alrededor de los tuneles de
la perforacion es compactada y esencialmente adquiere una permeabilidad nula.
Por ambas razones las perforaciones pueden ser completamente bloqueadas.

Durante la limpieza e induccion del pozo pueden perderse fluidos y solidos
qgue invaden la formacion ocasionando también su dafio. En terminaciones
especiales para el control de arena, los empacamientos de arena pueden quedar
dafiados por colocacion deficiente, dejando espacios vacios entre la formacion y el
cedazo, contaminacién de la grava por incompleta limpieza antes de su colocacién
o mal disefio de granulometria de la grava o de la apertura del cedazo.®
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1.4.3.1.4 Estimulacion.

La estimulacién de pozos debe ser cuidadosamente disefiada para evitar que
los fluidos de tratamiento inyectados contra la formacion, pueden dejar residuos por
precipitaciones secundarias o incompatibilidades con los fluidos de la formacion.
Estos residuos causaran dafios dificiles de remover y en ocasiones permanentes.
Los fluidos acidos de estimulacién son las fuentes de mayor potencialidad de dafio.
Una seleccion inapropiada del fluido de estimulacion, o el no tomar en cuenta las
condiciones de los pozos en lo que se realiza una estimulacion, pueden llevar a
dafios severos y en ocasiones permanentes. Al inyectar un acido, los productos de
corrosion de la tuberia son disueltos y acarreados a la formacion. Al gastarse el
acido, estos productos compuestos de fierro, vuelven a precipitarse en la roca.
Asimismo los fluidos de estimulacion llevan productos quimicos (&cidos,
surfactantes, etc.), que pueden cambiar la mojabilidad de la roca, crear emulsiones,
reaccionar con el aceite del yacimiento formando lodos asfalticos, los cuales pueden
causar precipitaciones indeseables, etcétera. ©

1.4.3.1.5 Limpieza.

Normalmente se usan solventes y productos quimicos para remover
materiales diversos (parafinas, asfaltenos, etc.). Estos fluidos son circulados y
entran en contacto con la zona productora pudiendo alterar las condiciones de
mojabilidad de la roca o propiciar dafios por incompatibilidad. A veces se usan
escariadores y fluidos para limpiar el pozo, silos residuos de esta operacion circulan
hacia el fondo y logran penetrar la formacién, también generan dafio. ©

1.4.3.1.6 Reparaciéon de pozos.

El dafio durante estas operaciones es originado por las mismas causas que
intervienen al terminar los pozos. El exceso de presion diferencial contra los pozos.
El exceso de presion diferencial contra las zonas productoras puede ocasionar
perdida de circulacion; el filtrado de fluidos incompatibles con el yacimiento
producira dafio. ©

1.4.3.1.7 Produccion.

Los intervalos disparados son susceptibles de ser taponados por solidos
(arcillas y otros finos) que emigran de la formacioén al ser arrastrados por el flujo de
fluidos al pozo; en formaciones de arenas poco consolidadas este problema es
mayor. Si el yacimiento esta depresionado, sera mucho mas facil dafiar la formacion
con estos solidos.

Durante la produccion de un pozo pueden originarse cambios en la
estabilidad de los fluidos producidos, pudiéndose propiciar precipitaciones
organicas (asféltenos y/o parafinas) o inorganicas (sales) con el consecuente
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obturamiento del espacios poroso y el dafio a la formacién. Asimismo en pozos de
gas pueden ocurrir fenomenos de condensacién retrograda que ocasionan bloqueos
de liquidos en la vecindad del pozo.

En ocasiones es necesario usar productos quimicos para inhibir
precipitaciones o corrosion, su efecto puede alterar las condiciones de mojabilidad
de la roca en forma desfavorable. ©

1.4.3.1.8 Inyeccion de agua.

Generalmente se ocasiona dafio en estos casos cuando el agua no esta
tratada apropiadamente, pudiendo contener solidos por uso inadecuado de los
filtros, por el contenido de sales no compatibles con el agua de formacién, por
incompatibilidad con las arcillas, por bacterias, por geles residuales en la inyeccion
de polimeros, etc.®

1.4.3.1.9 Inyeccion de gas.

El gas generalmente alcanza flujo turbulento en todas las instalaciones antes
de llegar al intervalo abierto, esto ocasiona un efecto de barrido de grasa por roscas,
escamas de corrosion u otros solidos que taponaran los poros del yacimiento.
Asimismo el gas inyectado puede acarrear productos quimicos, residuos de
lubricante de las compresoras u otros materiales, todo lo cual reduce la
permeabilidad al gas y su inyectividad.®
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1.4.4 Mecanismos de dafio.
Considerando la forma mas simple de la Ley de Darcy para flujo radial:
kA OP (68)

qQ=—-———=

u or

Se aprecia que la disminucion de produccion depende basicamente de una
reduccion en la permeabilidad de la formacion a los fluidos, o de un incremento en
la viscosidad de los mismos.

En un sistema de flujo radial, cualquier reduccién en la permeabilidad
alrededor de la pared del pozo resulta en una considerable reduccion en su
productividad (o inyectividad). En una situacion de flujo lineal, como es el caso de
una fractura inducida, un dafio en la cara de la fractura es menos grave debido a la
gran area de flujo; esto no implica que un obturamiento severo de la pared de la
fractura o de la misma fractura implique una considerable pérdida de productividad
0 inyectividad.

Los mecanismos que gobiernan el dafio a una formacion, son:

a) Reduccion de la permeabilidad absoluta de la formacion, originada por
un obturamiento de los espacios vacios interconectados (canales
porosos) o fisuras de la roca.

b) Reduccion de la permeabilidad relativa a los fluidos de la formacién,
resultado de una alteracion de la saturacion de fluidos o de un cambio
de mojabilidad de la roca.

c) Aumento de viscosidad de los fluidos del yacimiento de viscosidad de
los fluidos del yacimiento propiciado por la formacion de emulsiones o
alteracion de los fluidos del yacimiento. 161718

1441 Reduccién en la permeabilidad absoluta de la formacion.

Una roca reduce o pierde su permeabilidad absoluta cuando existe una
disminucién del espacio vacio libre al flujo de fluidos. Esto puede presentarse
Gnicamente por particulas sélidas depositadas en tales espacios o al aumento del
volumen del material solido que compone la roca. Dependiendo de su tamafio, las
particulas sélidas pueden invadir los conductos porosos quedandose atrapadas en
los poros, en sus interconexiones o en fisuras naturales o inducidas. Estas
particulas sélidas pueden provenir de los fluidos de control, de las lechadas de
cemento, de los recortes de la barrena, o estar presentes en la propia formacion.
También los sdlidos pueden crearse por precipitaciones secundarias, reacciones de
los propios fluidos de la formacion, o incompatibilidad de los fluidos extrafios con los
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minerales que constituyen la roca o con sus fluidos. Ademas, también puede
ocasionarse reduccion del espacio vacio de los conductos porosos, por el aumento
de volumen de los minerales contenidos en la propia formacién, como es el caso
del hinchamiento de arcillas.

Cualquier solido presente en los conductos porosos o un aumento de
volumen de los minerales de la roca, propiciaran una disminucién drastica tanto de
la porosidad como del radio medio de los conductos porosos, en consecuencia un
decremento de la permeabilidad absoluta de la roca. ©

1.4.4.2 Reduccién de la permeabilidad relativa.

Esta reduccion puede ser ocasionada por el incremento de la saturacion de
agua cerca de la pared del pozo, como resultado de una alta invasion de filtrado o
simplemente por la conificacion o digitacion del agua de formacion.

La reduccion de la permeabilidad relativa a los hidrocarburos, y
consecuentemente de la productividad del pozo, dependiendo del incremento en la
saturacion de agua y del radio de invasion. Si el filtrado contiene surfactantes
usados en los fluidos de perforacién, cementacién, terminacion, o reparacion, se
puede cambiar la mojabilidad de la roca, y como resultado se reduce la
permeabilidad relativa al aceite. La geometria de los poros, asociada con el area
superficial, afecta a los cambios de permeabilidad relativa; al disminuir el volumen
de los poros con las particulas trasportadas dentro del yacimiento, se aumenta su
area superficial, por lo tanto las posibilidades de aumentar la permeabilidad relativa
al agua, aumentan con el incremento de la saturacion de agua, dejando menor
espacio disponible para el flujo de aceite. En pruebas de laboratorio, se ha
experimentado y se ha encontrado que cuando aumenta el area superficial es mas
dificil de reducir la saturacion de agua.

En lo general en forma natural, las rocas se encuentran mojadas por agua,
un cambio en esta condicidén natural puede resultar de la accién de agentes activos
de superficie llevados por los fluidos de perforacién, cementaciéon, terminacion,
reparacion, limpieza y estimulacion. ©

1443 Alteracién de la viscosidad de los fluidos del yacimiento.

Este fendmeno puede ocurrir debido a incompatibilidad de los fluidos que
invaden la roca con los fluidos de formacion pudiéndose crear emulsiones estables.
La reduccion de productividad dependera de la viscosidad de la emulsion y del radio
del area afectada. Las emulsiones de agua en aceite son mas viscosas que las
emulsiones de aceite y agua. Las emulsiones se forman cuando el filtrado inyectado
hacia la formacion se mezcla con los fluidos contenidos en ésta. Los surfactantes
en unién con sélidos finos (tales como las arcillas de formacion o del fluido de
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perforacion o particulas solidas de hidrocarburos), tienen la tendencia a estabilizar
estas emulsiones. También la mojabilidad del yacimiento y la de las particulas
trasportadas son factores importantes para la estabilidad de la emulsién, y de éstas
también depende la fase continua de dichas emulsiones. Los finos mojados por
agua reducen la tendencia a la estabilidad de la emulsion. Las formaciones mojadas
por aceite, tienden a formar emulsiones mas estables y de viscosidad mas altas que
las mojadas por agua.

Adicionalmente cuando los hidrocarburos son producidos, los cambios de
presion y temperatura al dirigirse estos al pozo pueden ocasionar cambios en su
constitucion, por perdida de ligeros o precipitacion de material parafinico o asfaltico.
Esto promovera una mayor viscosidad de los fluidos ademas de la propensiéon a
formar emulsiones y verdaderos depdsitos semisélidos alrededor de la pared del
pozo. ©

1.4.5 Tipos de dafio.
1451 Dafio por invasion de fluidos.

Las principales fuentes de dafio a la formacion es el contacto de la formacion
con fluidos extrafios. Los fluidos mas comunes son: el fluido de perforacién, los de
cementacion, el fluido de terminacién o reparacion asi como también los fluidos de
terminacion reparacion asi como también los fluidos de limpieza y estimulacion.

El radio de invasion de un fluido en la formacion, depende del volumen
perdido, de la porosidad y permeabilidad de la formacién y de su interaccion con los
fluidos contenidos en la formacion o con los componentes mineralégicos de la roca.
En ausencia de estos dos ultimos efectos, un mismo volumen de fluido perdido
tendrd mayor penetracion en la formacion en zonas de baja porosidad que en las
zonas de alta porosidad. La penetracion de fluidos extrafios a la formacion
comunmente es de 2 ft, aun cuando en algunos casos puede llegar hasta 10 ft o
mas. La severidad del dafio que ocurre por la invasion de fluidos depende de la
composicidn y sensibilidad que la formacién a los mismos

La fuente principal de dafio a la formacion por invasion de fluidos es la propia
perforacion del pozo. El lodo de perforacién forma un enjarre en las paredes del
pozo, debido precisamente al filtrado de fluidos. Este filtrado continua aun cuando
el enjarre ya esta formado, con una velocidad mucho mas baja. El volumen de
filtrado y consecuentemente su penetracion en la formacién, dependiendo en gran
medida del tipo de lodo, el tiempo de exposicion y la presion diferencial.

En forma similar se tiene la invasion de fluidos al cementar, reparar,
estimular, o en procesos de inyeccion de agua. EL dafio ocasionado por estos
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fluidos, es funcién de la composicion de los mismos y de los minerales de la
formacion.

La invasion de fluidos en la formacion causa los siguientes tipos de dafio: ©

1.4.5.1.1 Dafo por acillas.

Aun cuando en la naturaleza se conocen mas de 2000 minerales que
componen las rocas, la mayoria de ellos puede describirse adecuadamente por solo
unos cuantos minerales.

En la tabla 3 se presentan los minerales mas comunes que componen las
principales formaciones sedimentarias productoras de hidrocarburos, incluyendo
contenido promedio por tipos de roca y composicion quimica. Como se observa, el
cuarzo, y los silicatos (feldespatos, micas y arcillas) son los componentes
principales de las arenas y areniscas, asi como los carbonatos constituyen los
principales minerales de caliza y dolomias. En general, la mayor parte de las
formaciones productoras de hidrocarburos contienen en mayor o menor cantidad
arcillas. Estos minerales son potencialmente factores de dafio por su alta
sensibilidad a fluidos acuosos, lo que provoca su hinchamiento y/o migracién. 1°

Tabla 3. Minerales comunes que componen las rocas sedimentarias.

Contenido (% en peso) Compaosicion
Mineral Rocas Silicicas |Rocas Calcéreas Quimica
Cuarzo 70 4 Si0,
Feldespatos 8 2
Ortoclasa SiyAIOgK
Albita SiaAlOgNa
Anorita Si;Al0zCa
Plagioclasa Si, _3Al; ;05 (NaCa)
Micas 1 Trazas
Biotita (AISiz04) K (Mg, Fely (OH),
Muscovita [AlsigOyg) K [All; (OH),
Arcillas 7 1
Caolinita Aly(Si0404) (OH)g
ita Siy _,ALO, (OH); KAl
Smectita (1/2Ca, Naly; (Al, Mg, Fel,
(Si, Alg) Oz (OH) H,0
Clorita (AISi3040) Mgs (Al, Fe) (OH)g
Carbonatos 10 92
Calcita CaCoy
Dolomita Ca, Mg (CO3),
Ankerita Ca (Mg, Fe) (COy),
Sulfatos Trazas Trazas
Yeso CaS0,, 2H,0
Anhidrita CaS0,
Otros 2 1
Halita NaCl
Oxidos de fierro FeO, FeO,, Fe;0,
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La mas importante propiedad de las arcillas, es su capacidad de intercambio
catiénico, que es definida como la habilidad que tiene este mineral para absorber
cationes en sus caras 0 aristas. La estabilidad de los cationes intercambiables
depende grandemente del tipo de catién, asi por ejemplo el tipo de catiébn Calcio
(Ca ++), mas facilmente reemplazara el cation Sodio (Na+). ©

1.4.5.1.2 Daiio por bloqueo de agua.

La invasion de los fluidos base agua propicia que localmente en la vecindad
del pozo se promueve una alta saturacion de la misma, con la consecuente
disminucién de la permeabilidad relativa a los hidrocarburos. El bloqueo de agua no
debe considerarse igual que el hinchamiento de arcillas, aun cuando los dos puedan
ocurrir simultdneamente. Este bloqueo se ve favorecido por la presencia en el
sistema poroso de arcillas como la illita, ya que su area propicia una mayor area
mojada por agua, incrementando la adsorcion de éste a las paredes de los poros y
por ende aumentando las fuerzas retentivas en la formacion. ©

1.4.5.1.3 Dafio por bloqueo de aceite.

Cualquier fluido base aceite que invada yacimientos de gas, especialmente
en zonas de baja permeabilidad, causaran reducciones considerables en la
permeabilidad relativa del gas. Este problema es mas grave que en el caso de
blogueo de agua, dado la mayor viscosidad del fluido que invade la formacion. ©

1.4.5.1.4 Dafio por bloqueo de emulsiones.

La invasion de fluidos, ya sean filtrados de lodos de perforacion, o de
lechadas de cemento, o fluidos de terminacion, reparacion o estimulacion, pueden
intermezclarse con los fluidos contenidos en la formacion pudiendo formar
emulsiones. Estas emulsiones tienen alta viscosidad, particularmente las
emulsiones de agua en aceite. Filtrados con alto pH de lodos o lechadas de cemento
o fluidos acidos pueden emulsificarse con aceites de formacién. Asimismo filtrados
de hidrocarburo de lodos base aceite o fluidos de estimulacion pueden formar
emulsiones con salmuera de formacién. Estas emulsiones si no son estables no
generan dafio a la formacién. Sin embargo algunas emulsiones son estables por la
presencia de agentes activos de superficie (surfactantes, contenidos en los fluidos
de invasién o en los del yacimiento). Adicionalmente la presencia de particulas finas
y otros solidos coadyuva a la estabilizacion de las emulsiones. ©

1.4.5.1.5 Dafio por cambio de mojabilidad.

Esta comprobado que un medio poros mojado por agua facilita el flujo del
aceite. Los fluidos que invaden la formacién pueden tender a dejar la roca mojada
por aceite, lo cual redunda en una disminucién en la permeabilidad relativa al
mismo. Esto es causado generalmente por surfactantes de tipo catidnico o no iénico

59



contenidos en los fluidos de perforacion, cementacion, terminacion, limpieza y
estimulacién. Este efecto produce una reduccién en la permeabilidad relativa a los
hidrocarburos, hasta en un 50% pudiendo ser mayor en las rocas de mas baja
permeabilidad. ©

1.4.5.1.6 Dafio por pelicula 0 membranas interfaciales.

La invasion de fluidos puede ocasionar emulsiones al dispersarse un liquido
inmiscible en otro. Surfactante, particulas finas, presencia de un material asfaltico y
la propia salmuera de la formacion o agua salada de fluido de invasion, pueden
causar membranas rigidas en las interfaces aceite-agua y causar el obturamiento
severo de la formacion. Estas peliculas son altamente resistentes y en general
dificiles de remover. ©

1.4.5.1.7 Dafio por precipitacion secundaria.

La invasion a la formacion de fluidos incompatibles que contienen iones
solubles que reaccionan y precipitan sélidos, cuando se mezclan con agua de la
formacion, conduce al obturamiento de los canales porosos por particulas solidas
precipitadas que puede llegar a ser significante si las concentraciones de iones
incompatibles son altas.

En otros casos durante un tratamiento con &cido a la formacion oxidos y
sulfuros de fierro pueden ser disueltos y el fierro solubilizado en agua es acarreado
a la matriz de la formacion. Al gastarse el &cido a pH superiores a 4, el fierro puede
precipitarse como un gel de hidroxido de fierro dafiando la permeabilidad de la
formacion.

Otro precipitado secundario que se puede generar al contacto de acidos y
algunos aceites de formacion con alto contenido de material asfaltico, son los lodos
asfalticos. Este material es altamente viscoso y practicamente no removible del
medio poroso, causando uno de los mas severos dafios a la formacion. ©

1.45.2 Dafio por invasion de sdlidos.

Uno de los mas comunes tipos de dafio se debe al obturamiento del sistema
poroso causado por los componentes solidos de los fluidos de perforacion,
cementacién, terminacion, reparacion o estimulacion.

Estos materiales solidos estan constituidos por acillas, barita, recortes de la
barrena, agentes de perdida etc. Estas particulas son forzadas a través del camino
tortuoso de los poros de la roca, pudiendo puentearse en las restricciones cuando
su tamafio es mayor a 1/3 del tamafio del area libre al flujo. El proceso de formacién
del enjarre del lodo de perforacion se debe a este fendmeno de puenteamiento. El
puenteamiento causa un obturamiento parcial o total al flujo de los fluidos, y en
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consecuencia, un severo dafio a la permeabilidad de la roca pudiendo reducirla en
un 90% o mas. Este dafio en lo general esta limitado a unos cuantos centimetros
de la pared del pozo, profundidad que depende principalmente del tamafio relativo
de las particulas y los poros.

Los solidos que pueden invaden la formacion pueden ser compresibles o
incompresibles, siendo los primeros los que penetran més, por su facilidad a
deformarse y adjuntarse a la forma y tamafo de las restricciones de los poros.
También la movilidad de las particulas se ve afectada por la mojabilidad y las fases
de los fluidos en los poros. Si estuviesen agua y aceite en un sistema de roca
mojada por agua, las particulas solidas si son mojadas por agua so atraidas a la
pelicula de agua que moja las paredes del poro, no ocurriendo su movimiento y en
consecuencia no causar problemas. Sin embargo, si esta mojada por aceite ellas
se moveran con el aceite resultando el obturamiento de los conductos porosos.
Adicionalmente, el obturamiento por particulas es también afectado por las
velocidades de flujo de los fluidos.

Dependiendo de tamafio, comportamiento y tipo de soélidos estos pueden
removerse en contraflujo, sin embargo muchas veces no es posible alcanzar ciertas
presiones diferenciales y el dafio puede ser mas severo.

Si los sélidos que invaden la formacién son particulas pequefias como
arcillas, oxidos, reprecipitaciones de solidos dentro de la formacion, pueden tener
penetraciones mas profundas sobre todo en formaciones mas permeables,
ocasionando obturamientos mas dificiles de remover. ©

1453 Dafio asociado con la produccion.
La produccion de los pozos propicia cambios de presion y temperatura en la
pared del pozo o cerca del pozo.

Estos cambios pueden conducir a un desequilibrio de los fluidos agua, aceite
y/o gas, con la consecuente precipitacion y depositos de solidos orgénicos
(asfaltenos o parafinas) y/o soélidos inorganicos (sales), generando obturamientos
de los canales porosos y por consecuente dafio a la formacion.

En algunos pozos productores de gas humedo, los cambios en presion y
temperatura pueden originar condensacion retrograda, con la invasion de liquidos
en el medio poroso y por ende una reduccion de la permeabilidad relativa al gas.

Otra fuente comun de dafio asociado con el flujo de los fluidos de la formacion
al pozo es la migracién de los finos (silicatos principalmente), sobre toda la
formaciones poco consolidadas o mal cementadas; esto propicia el obturamiento de
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los canales porosos conduciendo a la pared del pozo y en los tuneles de los
disparos.

Este dafio generalmente se localiza en la formacién cercana a la pared del
pozo y en los tuneles de los disparos

Otro tipo de dafo asociado con la produccion es el blogueo de agua o gas
por su canalizacion o conificacién. Esto reducira la produccion de aceite, e incluso
llega al grado de dejar de fluir. ©

1.4.6 Evaluacion del dafio.

Todos los pozos al inicio de su explotacion o durante la misma, se encuentran
en menor o mayor grado dafiado, por lo que se hace imprescindible la remocion del
dafio. Esta remocion del dafio resulta en lo general dificil y costosa, por lo que el
enfoque basico debe ser su prevencion, o por lo menos su minimizacién. Para lograr
la remocién del dafio es necesario evaluarlo y esto se puede realizar tomando en
consideracion los siguientes puntos:

Revision de operaciones previas a la actual del pozo: Se basa
fundamentalmente en las condiciones en que se perforo la zona productora,
teniendo relevancia el tipo y caracteristicas del fluido de perforacion, asi como sus
pérdidas; manifestaciones de los fluidos del yacimiento; analisis de la cementacion
de la tuberia de revestimiento, asi como de las operaciones subsecuentes de
reparacion, limpieza y estimulacion. Analisis del comportamiento de produccion
desde la terminacion hasta las condiciones actuales, incluyendo el analisis de las
pruebas de formacién y produccion. Lo anterior se debe comparar con el
comportamiento de los pozos vecinos.

Pruebas de laboratorio: los estudios de laboratorio permitird definir la
mineralogia y la distribucion de los minerales de la roca y reproducir las condiciones
de dafio. Para la determinacion del dafio probable de la formacion y del tipo de
tratamiento para la remocion del mismo.

Cuantificacion del dafio: se hace con la finalidad de definir las condiciones
del dafio en la formacion y perforaciones. Para tal efecto debe tomarse en
consideracion de datos de produccion asi como de curvas de variacién de presion
y del analisis nodal, herramientas con lo cual se podria cuantificar el dafio y estimar
el efecto de su remocion. ©
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Para determinar Ap; primeramente se deberd evaluar S, el cual puede
determinarse a partir de una prueba de incremento de presion realizada en el pozo,
tal como se muestra en la Fig. 30. 2!

I Curvaideal
! P

_'}/
Presidn %

162.5q, p, B,
ffi=
k,h
Distorsion Dafio

log t+ At
At
S=1151[pm‘p‘ﬂf-1og - :}
m LT O o

AP pagip = (0.87) (8) (m)

Fig. 30 Método para determinar AP;.

Del analisis de pruebas de incremento de presiéon (Van Everdinger, 1953), se
determind que la ecuacion estandar para evaluar el factor de dafio (método de
Horner) es:

— k (69)
s =1.151 (p(”“”“) Pur _ log—2—+ 3.23)
(D.uctrw
Donde:
_ 162.5q,u,B, (70)
- k,h
Van Everdinger (1953) definié Ap,, como:
Ay, — 162.5q,u,B, (71)
pS - koh S
Por lo cual la expresion final para AP, es:
AP, = 0.87mS. (72)
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Una vez evaluada AP, la eficiencia de flujo EF, podra obtenerse faciimente.
De tal forma que si EF es:

e EF =1 pozo sin dafio.
e EF <1 Pozo con dafo.
e EF > 1 Pozo estimulado.

Dependiendo del tipo y caracterizacion del dafio, los tratamientos de
estimulacion de pozos pueden ser de dos formas: estimulacidbn matricial y
estimulacién por fracturamiento hidraulico, la diferencia entre estos dos tipos de
estimulacidn recaen en el gasto y presion de inyeccion.

Las estimulaciones matriciales se caracterizan por gastos y presiones de
inyeccion por debajo de la presion de fractura, mientras que los fracturamiento se
utilizan gasto y presiones de inyecciones superiores a la presion de fractura.
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Capitulo 2. Métodos convencionales de mejoramiento de
flujo en medio poroso en zona vecinay no tan vecina.

2.1 Estimulacion matricial.

Existen dos técnicas principales de estimulacion de pozos: la estimulacion
matricial y la estimulacién por fracturamiento. Estos dos tipos basicos de
estimulacién son caracterizados por los gastos y presiones de inyeccion. Gastos de
inyecciones a presiones inferiores a la presiébn de fractura caracterizan a la
estimulacion matricial, mientras aquellas estimulaciones superiores a la presion de
fractura, caracterizan a la estimulacion por fracturamiento.

Para definir estos rangos de gasto y presion es comun realizar, previo a
cualquier estimulacién, pruebas de admisién o inyeccién en el intervalo productor,

definiendo asi el comportamiento de la presion al incrementar el gasto de inyeccion.
6

El procedimiento de la prueba

Par | consiste en inyectar a la formacién un
' fluido inerte (agua tratada o fluido oleoso
P limpio) a gastos muy bajos, de 0.5 a 1 barril

; . por minuto, midiendo la presion de
inyeccion. Después se incrementa el gasto

/ de bombeo por etapas, registrando la

presion de inyeccion gasto estabilizado en

‘ /’/ cada etapa. Al continuar con incremento

1 / , de gasto se registrard un cambio brusco de

!/ | la pendiente de la curva, tal como se

‘o _  muestraen el punto A de la figura 31.
FRACTURAMIENTO -

Los procedimientos de estimulacion
matricial son caracterizados por gasto y
presiones debajo de los valores
apreciados en el punto A.

Fig. 31 Comportamiento de la presion de
inyeccion en superficie, durante una prueba
de admision. &

Esto permitird una penetracion del fluido a la matriz, en forma radial circular,
con un consecuente mejor contacto de la zona dafiada cercana a la pared del pozo
con el fluido de estimulacion.

Si la magnitud de la permeabilidad de la formacion se conoce, teéricamente

puede estimarse el gasto maximo de inyeccion al cual la formacion aceptara fluido
sin fracturarse esto aplicando la siguiente expresion.
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_0.007082k,, (P, — Pys) (73)
- T,
Bwqun(ﬁ)

dw

La mayoria de los yacimientos, no puede tolerar gastos de inyeccion muy
altos en entrada radial circular a la matriz. Mayores gastos de inyeccion se logran
por lo general en regimenes de fracturamiento.

Los pozos requieren comunmente de estimulacion al inicio de su explotacion,
debido al dafio ocasionado durante la perforacion y la terminacion, la condicion de
dafio debe de ser removida antes de que el pozo produzca a su potencial natural.
Esta remocion es el objetivo principal de la estimulacion matricial consistiendo en la
inyeccion a gastos y presiones bajas de pequefios volumenes de soluciones de
estimulacién. De pendiendo de la interaccion entre estas soluciones y el tipo de
dafio presente en la roca, la estimulacion matricial se divide entre dos grupos.

a) La estimulacién matricial no reactiva (o no acida), en la cual los fluidos de
tratamiento no reaccionan quimicamente con los materiales o solidos de la
roca. En este caso se utilizan principalmente soluciones oleosas o0 acuosas,
alcoholes o solventes mutuos, con aditivos, principalmente los surfactantes.
Estas estimulaciones comunmente se utilizan para remover el dafios por
bloqueos de agua, aceite o emulsiones; dafios por perdida de lodo, por
depdsitos organicos, etc.

b) La estimulacién matricial reactiva acida, en la cual los fluidos de
tratamiento reaccionan quimicamente disolviendo materiales que dafian la
formacién y los propios solidos de la roca. En este caso se utilizan los
sistemas acidos. Esta estimulacion se emplea para remover algunos tipos de
daflos como los dafios asociados por particulas soélidas (arcillas),
precipitaciones inorganicas, etc. En algunos casos principalmente en
formaciones de alta productividad, la estimulacion matricial reactiva se utiliza
no solo para remover el dafio, sino también para estimular la productividad
natural del pozo, a través del mejoramiento de la permeabilidad de la
formacién en la vecindad del pozo. En este caso se tienen técnicas de
acidificacion matricial en arenas, areniscas y en rocas calcareas.

El éxito de la estimulacion matricial depende primordialmente de la seccion
apropiada del fluido de tratamiento. El proceso de seleccion de un fluido de
tratamiento. El proceso de seleccion de un fluido es complejo, debido a muchos
parametros involucrados como el tipo de dafo, las caracteristicas de la formacion,
las condiciones del pozo, el criterio econémico, etc.

Dada esta amplia variedad de condiciones, se han desarrollado un gran
namero de fluidos de tratamiento, los cuales pueden aplicarse en situaciones
especificas.
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La seleccion del fluido 6ptimo, es decir, aquel que reporte mayores ventajas
para la solucion de un problema dado, debe basarse en la consideracion de todos
los parametros relativamente, como son: la mineralogia de la formacién, la
identificacion, la identificacion y evaluacion del dafio, la experiencia que se tiene en
el area, los resultados de pruebas especificas de laboratorio y de su compatibilidad
con la roca de formacion y sus fluidos.

En el caso de que el tipo de dafio no se puede identificar plenamente, la
estimulacion matricial no reactiva no debera aplicarse, sélo quedando indicada la
estimulacién matricial reactiva. Esto debido a que existe una gran posibilidad de
utilizar fluidos de estimulacion contraindicados, corriéndose el riesgo no solo de no
remover el dafio, sino agravarlo.

2.1.1 Estimulacién matricial no reactiva.
2111 Fendmenos de superficie.

El flujo de fluidos a través de medio porosos esta fuertemente afectada por
fenémenos de superficie, que representan fuerzas retentivas de los fluidos en la
roca. La accion de la estimulaciébn matricial no reactiva concierne principalmente
con la alteracion de estas fuerzas retentivas; manifiestas en los fenémenos de
tensién superficial e interfacial, mojabilidad y capilaridad. Por ello, en principio,
reviste importancia el discutir estos fendmenos, para posteriormente comprender
los alcances de la estimulacion matricial no reactiva.

2.1.1.2 Surfactantes.

Los agentes activos de superficie o surfactantes son compuestos de
moléculas organicas, caracterizadas por estar formados por dos grupos quimicos,
uno afin al agua (polar), llamado hidrofilico, y otro afin al aceite (no polar) llamado
tipofilico. Estos productos, mezclados con fluidos acuosos, oleosos, alcoholes o
solventes mutuos, pueden afectar favorablemente o desfavorablemente el flujo de
hidrocarburos hacia el pozo.

Para comprender la accion de los
surfactantes, es necesario analizar la
estructura de sus moléculas. Como se
observa en la figura 32 un surfactante
tiene dos grupos, uno afin al agua y uno
afin al aceite; dada esta estructura los e podug
surfactantes tienden a orientarse en un

liquido buscando el acomodo mostrado. Fig. 32 Representacién esquematica de un
surfactante. ©
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Puesto que el grupo hidrofilico es YOS

z nnann_ INTERFASE
mas soluble en agua que el grupo AGUA o AGUA-AIRE
tipofilico, las moléculas de surfactante se LS

“ N7 SURFACTANTE

orientan en la interface agua-aire con el
grupo afin al aceite en el aire y con el
grupo afin al agua en el agua figura A.
Esto altera la naturaleza de la interface
agua-aire 'y dependiendo de Ia
efectividad del surfactante, la interface
se convierte en una combinacion de aire-

A

b
s 1330008004 INTERFASE
AGUA =~ > | AGUA ACEITE

\ p : 3
AIRE — INTERFASE Q% =27
22" SURFACTANT
12849554~ ACEITE AIRE c SN
ACEITE 7 Zz

agua y surfactante. Como el aceite tiene L =7 SURFACTANTE
menor tencion superficial que el agua, la 8 _ -
tension superficial del agua con Fig. 33 Orientacion de los surfactantes en la

surfactante serd menor que la tension interfase.

superficial del agua pura, quiza tan baja
como la tension superficial del aceite. En
el caso de las figura 33 se produce un
efecto semejante.

2.1.1.2.1 Clasificacion de los surfactantes

Se clasifican de acuerdo a la naturaleza iénica del grupo soluble en agua. De
esta forma los surfactantes se dividen en: anibénicos, cationicos, no iénicos y
anfotéricos. 1722

Tabla 4. Clasificaciéon de surfactantes.

CLASIFICACION |DESCRIPCION | CARGA SOLUBLE | GRUPO QUIMICO | APLICACIONES
EN AGUA
— NO EMULSIFICANTES
ANIONICO E NEGATNA FOSFATOS RETARDADORES
—— NO EMULSIFICANTES
FOSFONATOS LIMPIADORES
NO EMULSIFICANTES
COMPUESTOS DE
CATIONICO e POSITIVA INHIBIDOS DE
AMINAS CORROSION
BACTERISIDAS
NO EMULSIFICANTES
INHIBIDOS DE
NO-HONICO Qo | SIN CARGA
J— CORROSION
ESPUMANTES
LA CARGA
SULFATO DE AMINA | VISCOSIFICANTES
ANFOTERICO @ ::';i’:_”:;;‘m INHIBIDOS DE
FOSFATO DE AMINA CORROSION

Por sus caracteristicas los surfactantes se acomodan en las interfases entre
liguido, gases y solidos, de esta manera los surfactantes funcionan por el
mecanismo de adsorcién, creando efectos diferentes dependiendo del tipo de
surfactante y las caracteristicas del gas, liquido y sélido. 1722
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2.1.1.2.2 Uso de los surfactantes en la estimulacion no reactiva.

Los surfactantes generalmente se mezclan entre si con un solvente. Se
mezclan surfactantes aniénicos- anioénicos, anidnicos-no, anionicos, catiénicos-
catidnicos, catidnicos-no iénicos y no iénicos-no iénicos.

La molécula del surfactante es parcialmente soluble tanto en fluidos oleosos
COmMO en acuosos; sin embargo, la solubilidad preferencial de los surfactantes
depende de la relacion de sus grupos solubles en agua y en aceite, un incremento
en la relacion de los grupos solubles en aceite propicia una mayor solubilidad en
aceite, por el contrario un aumento de los grupos solubles en agua produce una
mayor solubilidad de agua. Algunos surfactantes son solo dispersables en agua.

El uso de los surfactantes para el tratamiento de pozos se ha hecho
imprescindible en todo tipo de estimulacion. Especificamente en la estimulacion
matricial no acida, la accion de los surfactantes se manifiesta principalmente en los
siguientes fenémenos. 17227149

Disminucion de las fuerzas retentivas de los fluidos en el medio poroso.
La accion bajo tensora de los surfactantes permite reducir las fuerzas capilares
responsables del atrapamiento de los fluidos en el medio poroso. Este efecto es de
mayor importancia en formaciones de baja permeabilidad, en pequefios poros,
donde las fuerzas retentivas son las causantes de que los hidrocarburos del
yacimiento no fluyan con la energia disponible.

Mojamiento de la roca cuando la formacion en la vecindad del pozo es
mojada por aceite, el aceite se adhiere a la pared de los poros incrementando el
espesor de la pelicula que moja la roca (capa limite) con la consecuente disminucién
del area libre al flujo del aceite y/o gas. Adicionalmente se elimina el efecto de
resbalamiento que produce una pelicula de agua adsorbida en la pared del poro.
Todo trae como consecuencia una reduccion considerable de la permeabilidad a los
hidrocarburos, entre el 15 y el 85%, de aquella que tuviera la roca si esta mojada
por el agua. Los surfactantes alteran la mojabilidad de la roca favorable o
desfavorablemente en funcion del tipo y caracteristicas de la roca.

Tabla 5. Accion de los surfactantes idnicos y cationicos.
Accion de los surfactantes Accion de los surfactantes
anioénicos. cationicos.

% Mojarén de agua la arena, la lutita o la arcilla < Mojaran de aceite la arena, lutita o arcilla.
cargadas negativamente. < Mojaran de agua la caliza o dolomia, cuando su
% Mojarén de aceite la caliza o dolomia cuando su pH es menor a 8.
pH es menor de 8 (condicidon normal). % Mojaran de aceite la caliza o dolomia, si el pH es
% Mojaran de agua la caliza o dolomia, si el pH es 9.5 0 mayor.
9.5 0 mayor debido a que estos s6lidos cambian % Romperan emulsiones de aceite en agua.
su carga superficial. < Emulsificaran el agua en aceite.
% Romperan emulsiones de agua en aceite. « Dispersaran las arcillas o finos en aceite.
Emulsionaran el aceite en agua.
Dispersaran las arcillas o finos en agua.

®
o

®
o
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2.1.1.3 Tipos de dafio susceptibles de remover con estimulacion
matricial no reactiva.

Varios tipos de dafio a la formacion pueden ser tratados con estimulacién
matricial no-reactiva. Debe tenerse extremo cuidado en la seleccién y uso de los
surfactantes. Un surfactante especifico puede prevenir o disminuir un tipo de dafio
y crear otro.® Los dafios que pueden removerse con estimulacién matricial no acida
son:

2.1.1.3.1 Bloqueo por agua.

Como ya fue mencionado, el bloqueo de agua es causado por el incremento
de la saturacion de agua en la vecindad del pozo, con la consecuente reduccion de
la permeabilidad relativa a los hidrocarburos. El problema es mayor cuando se
pierden grandes cantidades de agua. La productividad en lo general se restablece
por si sola lentamente, pero puede resistir lentamente y persistir durante meses o
afos, siendo el problema de mayor magnitud en formaciones de baja permeabilidad
y/o en la presencia de arcillas tipo illita. Adicionalmente este bloque puede
producirse durante la produccién del pozo por canalizacion o conificacion del agua
de formacion en el intervalo productor. ©

El blogueo de agua puede prevenirse siempre y cuando en los fluidos
acuosos que invaden la formacion se adicionen surfactantes bajotensores en
concentraciones de 0.1 al 0.2% en volumen.

Un bloqueo de agua usualmente puede ser removido inyectando a la
formacion matricialmente una solucion acuosa o acida alcohdlico, este ultimo
apropiado para pozos de gas, con una concentracion de 1 a 3% de un surfactante
gue permita bajar efectivamente la tension superficial e interfacial y asegure el
Mojamiento de la formacién por agua.

2.1.1.3.2 Bloqueo por aceite.

En pozos de gas la invasion de fluidos base aceite causara que una nueva
fase invada la formacién con la consecuente reduccién de la permeabilidad relativa
al gas. Este bloque causa mayor dafio en formaciones de baja permeabilidad y
puede también presentarse en los casos de condensacion retrograda. La inyeccion
matricial de soluciones acuosas con solventes mutuos o alcoholes, de surfactantes
de 1 a 3% en volumen disminuira las fuerzas retentivas del aceite que bloquea la
formacion, permitiendo una rapida disminucion de la saturacion de la fase oleosa.
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2.1.1.3.3 Bloqueo por emulsion.

La formacion de emulsiones en el medio poroso causa en los general altas
viscosidades, particularmente las emulsiones agua en aceite. Esto reduce
drasticamente la productividad de los pozos y en lo general es relativamente mas
facil prevenirlas que removerlas. ©

La inyeccion de soluciones de desemulsificante del 2 al 3% en volumen en
fluidos oleosos acuosos o0 con solventes mutuos puede usarse para romper una
emulsion. La emulsion se rompe al adsorberse el surfactante en la interfase
disminuyendo la tension interfacial y propiciando la consecuente coalescencia de
las gotas de la fase dispersa. ©

2.1.1.3.4 Roca mojada por aceite.

Cuando la formacion en la vecindad del pozo queda total o parcialmente
mojada por aceite, se produce un dafio significante a la productividad del pozo.
Ademas el mojamiento por aceite puede resultar en mayor tendencia al bloqueo por
agua o emulsiéon.® Es comun que los fluidos que invaden la formacion en las
diferentes operaciones en los pozos, contengan surfactantes, los que dependiendo
del tipo de surfactante y los minerales que conforman la roca, pueden propiciar el
Mojamiento de la misma por aceite. °

Como en los casos anteriores la prevencion del problema debe siempre
contemplarse. Los surfactantes cationicos son dificiles de remover de rocas
silicicas. La remocion efectiva serd siempre costosa e implica la inyeccion de
solventes mutuos para remover la fase mojante de aceite, seguida de una solucion
acuosa de un surfactante con fuertes propiedades mojantes por agua. °

2.1.1.3.5 Peliculas o membranas interfaciales.

Para remover este tipo de dafio, es necesario utilizar solventes con alta
concentracion de surfactante que permiten disminuir la consistencia de las peliculas
rigidas formadas en las interfases agua-aceite. °

2.1.1.3.6 Depadsitos organicos.

Algunos aceites crudos tienen tendencia a ocasionar depdsitos organicos
formados por hidrocarburos de alto peso molecular (parafinas o asfaltenos). Estos
depdsitos pueden formarse en la roca, en las perforaciones y/o en la tuberia de
produccion. El dafio ocasionado por los depdsitos organicos es removido al
resolubilizarlos con solventes aromaticos y un surfactante dispersor. También es

recomendable la adicion de pequefias cantidades de alcoholes o solventes mutuos.
6
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2.1.1.3.7 Perdida de lodo.

El dafio ocasionado por grandes volumenes de lodo perdidos durante las
operaciones de perforacion, en general es un problema dificil de eliminar. La
solucién mas indicada consiste en la inyeccidén de soluciones acuosas u oleosas de
surfactantes y otros quimicos que pueden reducir la viscosidad del lodo y dispersar
los sélidos. ©

2114 Seleccion de surfactante en la estimulacion matricial no reactiva.

Como se menciond anteriormente, los surfactantes en general alteran en
forma favorable o desfavorable el flujo de los fluidos en el medio poroso. En la mayor
parte de los casos es mas dificil remover un dafio que prevenirlo. Es por ello que la
seleccién de los surfactantes adecuados permite tanto prevenir como remover
determinados tipos de dafio de las formaciones.

En general las areniscas son mas susceptibles a ser dafiadas que las rocas
calcareas; sin embargo, en todos los casos es recomendable que los fluidos y
productos quimicos utilizados en las diferentes operaciones de los pozos, se
sometan a pruebas de compatibilidad con los fluidos de la formacién, y de ser
posible con ndcleos representativos. Si en estas pruebas se promueve un dafio, es
posible suponer que se puede presentar en la formacién. En estas condiciones
deben seleccionarse a través de pruebas de laboratorio, surfactantes que permitan
prevenir el dafio. ©
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2.1.2 Estimulacion matricial reactiva.

La estimulacion matricial reactiva o acidificacion matricial, consiste en la
inyeccion a la formacion de soluciones quimicas a gastos y presiones inferiores a la
presion de ruptura de la roca. Estas soluciones reaccionan quimicamente
disolviendo materiales extrafios a la formacion y parte de la propia roca.

El objetivo principal de esta técnica es remover el dafio ocasionado en las
perforaciones y en la vecindad del pozo y eliminar obstrucciones en el mismo.
Adicionalmente, en formaciones de alta productividad la acidificacion matricial no
solo se emplea para remover el dafio, sino también para estimular la productividad
natural del pozo. Esto se logra disolviendo parte de los sélidos de la roca, con el
consecuente mejoramiento de la permeabilidad natural de la formacion en la
vecindad del pozo.

Asi como en el caso de la estimulacion matricial no reactiva, los surfactantes
son los productos activos, en la estimulacion matricial reactiva los &cidos
constituyen el elemento bésico. ©

2.1.2.1 Acidos.

Los &cidos son sustancias con pH menor de 7 que se ionizan en iones
hidrogeno y un anion, cuando estan en solucién en el agua. Los iones hidrogeno
son los elementos activos que reaccionan con minerales disolviéndolos. Por
ejemplo, el gas cloruro de hidrogeno, HCI, en agua se ioniza convirtiéndose en acido
clorhidrico. Si este acido se pone en contacto con otros minerales como los
carbonatos, estos reaccionaran y se formaran otros compuestos; cloruro de calcio,
agua y bioxido de carbono. Si los minerales son silicicos, el acido fluorhidrico los
disolvera.

En la estimulacion reactiva de pozos se utilizan acidos que reaccionan con
los minerales que contienen las formaciones. Estas reacciones son procesos de
cambios quimicos entre reactantes (acidos y minerales), para dar productos de
reaccion.

Un acido requiere principalmente que los productos de reaccidon sean
compuestos solubles en agua y removibles de la formacion; ademas de ser
controlables sus efectos dafinos, ser seguros de manejarse, encontrarse
disponibles en grandes cantidades y tener bajo costo.

Entre los acidos mas comunes utilizados en la estimulacion de pozos estan
los inorganicos: acido clorhidrico y acido fluorhidrico, y los organicos: acido acético
y férmico. Con excepcién del &cido fluorhidrico, los deméas se usan basicamente
para estimular formaciones calcareas. El fluorhidrico es el Unico que disuelve
minerales silicicos. %3
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2.1.2.1.1 Acido clorhidrico (HCI).

El acido clorhidrico es una solucién del gas cloruro de hidrogeno en agua.
Este gas se disocia en agua rdpidamente y completamente hasta un limite del 43%
en peso a condiciones estandar. El cloruro de hidrogeno se disocia en agua
rapidamente por lo que se le considera un &cido fuerte, esta caracteristica le permite
disolver mayor volumen de roca calcarea, dando como resultado productos de
reaccion solubles en agua. La principal desventaja del acido clorhidrico es su alta
corrosividad que puede ocasionar dafio severo a las tuberias del pozo y al equipo
de acero. Esta accion agresiva del acido clorhidrico restringe su aplicabilidad a altas
temperaturas, del orden de 300°F.

El &cido clorhidrico reacciona con rocas calcareas compuestas
principalmente de minerales como la calcita y la dolomia. La estequiometria de las
reacciones entre acido clorhidrico y estos minerales son las siguientes. ©

Para caliza (mineral calcita):

2HCI + CaC0; © C,Cl, + H,0 + co,

Aci Carbon Clor Ag Bioxi
do ato de calcio uro de ua do de
clorhidric calcio carbono
(0}

Para dolomia (mineral dolomita):
4HCI CaMg(C0s), o C,Cl, MgcCl, 2H,0 2C0,

) Carbonato Cl Clo y |
cido doble de calcio y oruro de ruro de gua i6xido
clorhid magnesio calcio magnesio de
rico carbon

(6]

Los cloruros de calcio y magnesio de estas reacciones se disuelven en el
agua original del &cido y en el agua adicional que se forma de la reaccion. Estos
cloruros incrementan la viscosidad de la solucion del acido gastado. En general la
reaccion con caliza es mas rapida que con la dolomia.
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2.1.2.1.2 Acido fluorhidrico (HF).

El &cido fluorhidrico es el Unico acido que permite la disolucion de minerales
silicicos como las arcillas, los feldespatos, el cuarzo, etc. A causa de la mayor area
superficial de las arcillas, el HF reacciona preferentemente con estos minerales
antes que con los otros, como el cuarzo. Ademas de atacar estos compuestos de
silice, el &cido fluorhidrico también reacciona con los minerales calcareos y con los
iones positivos de la salmuera de la formacion; en estos casos, los productos de
reaccion resultan en precipitados insolubles que se quedaran en el medio poroso y
actuaran obturando los espacios libres. Las reacciones del HF con los carbonatos
hacen que este acido sea de uso exclusivo en formaciones silicicas, con contenido
de material calcareo menor del 20%. Sus aplicaciones se restringen principalmente
a la remocion del dafio ocasionado por las arcillas.

Para la estimulacion de pozos el 4cido fluorhidrico generalmente se utiliza en
solucién con &cido clorhidrico. La accion corrosiva de la mezcla de HF-HCI es
comparables con las del HCL, por lo que los inhibidores de corrosion similares
deben utilizarse.

Para evitar el contacto del &cido fluorhidrico con material calcareo o salmuera
de la formacion, se debe inyectar previamente un volumen de HCL que disuelva los
carbonatos y desplace la salmuera de la zona en que entrara el HF para reaccionar
con los minerales de silice de la roca. ®

2.1.2.1.3 Acido Acético.

Este acido fue el primero de tipo organico empleado en la estimulacién de
pozos. Su caracteristica principal es que es un acido deébil debido a que su
ionizacion en agua es parcial y ocurre lentamente. Esto propicia que reaccione
lentamente con los carbonatos y con el acero, por lo que es utilizado como &cido
retardador y es indicado en la remocion de incrustaciones calcareas y en la
estimulacién de calizas y dolomias con alta temperatura. Es utilizado como fluido de
limpieza o de terminacién antes de los disparos. Una adecuada proteccién puede
tenerse hasta por 7 dias a temperaturas de 175°F o 3 dias a 250°F. Su baja
reactividad lo hace imprescindible cuando se encuentran en el pozo accesorios con
partes de aluminio o de cromo.

El acido acético se presenta como acido acuoso o como no acuoso (glacial).
El acido aceético glacial es tanto soluble en agua como en aceite. Disuelto en fluido
oleoso se usa para remover blogueos de agua, en formaciones altamente sensitivas
al agua y para alcanzar penetraciones profundas en la formacion antes de gastarse.
Este acido no reacciona hasta que esta en contacto con agua y se produce
ionizacion.
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El 4cido acético se utiliza también mezclado como acido clorhidrico o con
fluorhidrico, en la estimulacion de pozos de alta temperatura. Se emplea en lo
general en soluciones al 10% en peso y equivale por su poder de disolucion a un
HCL al 6% constando aproximadamente el doble de un HCI. A presiones mayores
de 500 psi, el acido quedara con una actividad de 40% y por tanto disolvera adn
menor cantidad de roca. ®

2.1.2.1.4 Acido Férmico.

Este &cido es también un acido organico usado en la estimulacion de pozos.
Es mas fuerte que el &cido acético, aunque apreciablemente mas débil que el acido
clorhidrico; es un acido intermedio entre el HCl y el acético. Este acido es menos
facil de inhibir que al acido acético y puede usarse hasta temperaturas de 350°F.
Se utiliza también solo o en combinacion con el acido clorhidrico o el fluorhidrico.
Se emplea generalmente como &cido retardador y en concentraciones hasta del
10% en peso.

Se emplea principalmente en la acidificacion de rocas calcareas en pozos de
alta temperatura y a la concentracion del 10% disuelve la misma cantidad de caliza
que lo que disuelve una solucién al 8% de acido clorhidrico.

Hasta concentraciones del 10% los productos de reaccion son solubles en
agua; sin embargo, a mayor concentracion el formato de calcio es un precipitado
gelatinoso. ©

2.1.2.2 Aditivos.

Todos los &cidos utilizados en la estimulacion de pozos requieren de un
acondicionamiento para ser empleados con seguridad y evitar reacciones
indeseables o dafios por incompatibilidad con la formacion y/o sus fluidos.

Los aditivos deben seleccionarse para las condiciones de cada pozo por
cuanto a tipo y concentracion de los mismos. Esta seleccion en lo general, se lleva
a cabo en el laboratorio debiendo ser cuidadosa, ya que los aditivos representan el
mayor costo de la estimulacion y por otra parte la ausencia de ellos puede propiciar
inseguridad en el manejo de los acidos, destruccién del equipo del pozo y dafio
severo a la formacion.

Los problemas mas importantes que el &cido puede propiciar son:

1. Corrosion del acero del equipo de bombeo y del equipo subsuperficial y
superficial del pozo.

2. Dafio de la formacion por emulsiones, lodos asfalticos, liberacion y dispersion
de finos, alteracion de la mojabilidad de la formacion, precipitaciones
secundarias, etcétera.
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Para evitar estos problemas que puede causar el acido, y asegura la
remocion de los productos de reaccion del medio poroso, se utilizan los aditivos.
Ademas de los aditivos requeridos para evitar los problemas de corrosion y dafio,
en ocasiones es necesario la utilizacion de otros aditivos para adecuar el sistema
acido, a las condiciones del pozo y la formacion.

Los acidos y sus aditivos en general son sustancias peligrosas de manejarse,
por lo que es conveniente tener siempre a mano instructivo sobre su toxicidad y las
instrucciones y recomendaciones sobre las precauciones en su manejo.?’28

2.1.2.2.1 Inhibidores de corrosion.

Los inhibidores de corrosion son utilizados para retardar temporalmente el
deterioro del metal causado por la accion de los acidos. Los inhibidores son
compuestos que se adsorben a las superficies metalicas formando una pelicula que
actia como una barrena entre el 4cido y esta superficie.

Estos productos solo disminuyen la corrosividad de los acidos sobre los
aceros, llevandola a limites tolerables, recomendados por el American Petroleum
Institute (API) y la National Association of Corrosion Engineers (NACE).

Estos inhibidores trabajan bajo el mecanismo de adsorcion en la superficie
metalica, interfiriendo el contacto del metal con el acido. Estos productos son mas
costos que los inorganicos y son degradados a altas temperaturas mayores a 200°F.
Para mayores temperaturas se han desarrollado ciertos aditivos llamados
intensificadores los cuales no pueden considerarse como inhibidores tales como el
yoduro de cobre y otros. La accion de estos productos es sinérgica con los
inhibidores de corrosién organicos evitando su degradacion a altas temperaturas.

El comportamiento de los inhibidores de corrosién depende de varios
factores, entre los principales estan los siguientes.

Tipo de metal: Generalmente entre mas dureza tenga el metal es mas dificil
inhibir la accién corrosiva del acido.

Temperatura: A mayor temperatura es mas dificil proteger la superficie
metalica. Para temperaturas altas sera necesario utilizar mayor cantidad de inhibidor
y se tendra menor proteccion. Aun con el uso de intensificadores.

Tipo de concentracion del acido: Entre mas fuerte sea el acido y mayor su
concentracion los inhibidores son menos efectivos.

Tipo de contacto: A medida que el tiempo de contacto entre acido y la
superficie metélica es mayor, especialmente a temperaturas altas, la proteccion con
inhibidor sera mas dificil.
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La concentracion del inhibidor no puede ser incrementada ilimitadamente,
dado que dependiendo de las condiciones de presion y temperaturas, el tipo de
acero y el tipo y concentracion del acido, se llega a una concentracion del inhibidor
en donde, a mayor concentracion del mismo no se tiene proteccién adicional y para
algunos productos, ésta puede disminuir.

Los factores antes mencionados deben tomarse en cuenta en experiencia de
laboratorio para determinar y seleccionar los inhibidores mas apropiados para una
estimulacion en particular. 2224

2.1.2.3 Seleccion de fluidos en la acidificacién matricial.

La seleccion de fluido de tratamiento es el paso previo mas importante en el
disefio de una estimulacién matricial reactiva. El proceso de seleccién depende de
factores como: el tipo de dafio, las caracteristicas de la formacion y sus fluidos, las
condiciones del pozo, la rentabilidad de la estimulacion, etc.

El fluido seleccionado debera eficientemente remover el dafio e incrementar
la permeabilidad natural de la formacién, sin propiciar dafios adicionales. ©

Independientemente de lograr la seleccion debe también basarse en la
experiencia del area y en los andlisis de evaluacion de los resultados que se hayan
obtenido, que necesariamente involucran tanto los fluidos de la estimulacion como
las técnicas de aplicacion. ©

2124 Técnicas y disefio de estimulacion matricial reactiva.
La estimulacién matricial reactiva o acidificacién matricial, normalmente se
utilizan bajo las tres técnicas siguientes:

1 Tratamientos de limpieza.
2 Acidificacion matricial en areniscas.
3 Acidificacion matricial en rocas calcareas.

2.1.2.4.1 Tratamiento de limpieza.

Las causas de la baja o nula productividad inicial de los pozos, se debe en lo
general, por una parte al obturamiento en y alrededor de los tuneles de las
perforaciones y por otra al dafio verdadero a la formacién ocasionado en las
operaciones previas. Obviamente estas obstrucciones deben eliminarse para que el
pozo se manifieste a su potencial natural. En pozos de explotacién también puede
presentarse una baja productividad por obturacion de las perforaciones, en las
tuberias del pozo o dafio a la formacion.

El objetivo de los tratamiento de limpieza es eliminar las obstrucciones
presentes ene | pozo y en las perforaciones, y remover el dafio en la vecindad
inmediata a la pared del pozo.
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Esta técnica es aplicada en la mayoria de los pozos a su terminacion e
involucra la utilizacion de pequefios volimenes de acido, inyectados a la formacion
en régimen matricial. El fluido de tratamiento con propdsitos de limpieza es
usualmente el 4cido clorhidrico entre el 5y 15% en peso, independientemente del
tipo de formacion.

La accion corrosiva del &acido debe ser inhibida adecuadamente con
inhibidores de corrosion. El uso de surfactante adecuados permitira la dispersion de
los sélidos insolubles para facilitar su remocion y prevendra la generacion de dafios
adiciones a la formacion.

En los casos de alta temperatura, cuando se tienen aleaciones especiales en
los accesorios del pozo o cuando es necesario dejar el &cido en el pozo por periodos
largos de tiempo, deben emplearse los acidos orgéanicos. ©

2.1.2.4.2 Acidificaciéon matricial en areniscas.

Los obijetivos principales de este tipo de estimulacion son: eliminar el dafio
de la formacion alrededor del pozo, debido principalmente a la invasion de particulas
sélidas y al hinchamiento, dispersion, migracién o floculacion de las arcillas, e
incrementar la permeabilidad natural de la formacién en la zona vecina al pozo.

En el caso de que un pozo se encuentre dafiado, la respuesta del pozo a la
acidificacion matricial generalmente es muy buena dependiendo del dafio, sin
embargo, si la formacién a estimular con esta técnica no esta dafiada, se puede
esperar una respuesta con un incremento maximo de produccion de 1.3 veces. Este
incremento en general no es suficiente para justificar econémicamente la
estimulacién, sin embargo, se justificaria en el caso de pozos de alta productividad.

En este tipo de estimulacién se utiliza comiunmente la mezcla HCI-HF, siendo
el 4cido fluorhidrico el que reacciona con el material silicico. En formaciones con
alta temperatura, también pueden utilizarse mezclas HF-acidos organicos.

Dadas las caracteristicas de reaccion del HF, estos tratamientos sestan
limitados a penetraciones del orden de 1 a 3 ft de la pared del pozo.

Ademas de reaccionar el HF con los compuestos de silice, también
reaccionara con los carbonatos y con la salmuera de la formacion. Por presentarse
estas reacciones indeseables, este tipo de técnicas de acidificacion consiste de la
inyeccion de cuando menos tres tipos de fluidos: un fluido de prelavado, el fluido de
estimulacion y un fluido de desplazamiento.

El bombeo consiste iniciar con un fluido de prelavado que tiene como objetivo
eliminar de la zona en que tratara el HF, el agua de la formacion y el material
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calcareo. A continuacion bombear el acido fluorhidrico que disolvera el material
silicico que dafia o compone la roca y finalmente bombear un fluido que desplazara
dentro de formacion, fuera de zona critica (vecindad del pozo), los posibles
productos dafiinos de reaccion y dejara acondicionada la zona critica para facilitar
la remocion de fluidos

FLUIDO DE DESPLAZAMIENTO

SISTEMA DE ESTIMULACION HF
FLUIDO DE PRELAVADO
[ FLUIDO DE FORMACION

Fig. 34 Técnica de estimulacién matricial reactiva en areniscas.

FORMACION DE
ARENISCA

s ivivies
=\ AAST

2.1.2.4.3 Acidificacién matricial en rocas calcareas.

Los objetivos de la estimulaciéon son remover o sobrepasar el dafio e
incrementar la permeabilidad natural de la formacion. Como en todos los casos de
estimulacién matricial, la presién de inyeccion debe mantenerse debajo de la
presion de factura. La respuesta del pozo a la acidificacién matricial, dependera
principalmente del dafio de la formacién pudiendo esperar buenos resultados en
caso de formaciones con severos dafos.

Normalmente se utiliza HCI al 15%, pudiéndose tener mejores resultados con
acidos de mayor concentracion hasta el 28%, siempre y cuando la temperatura
permita la inhibicién apropiada del &cido. Los &cidos concentrados permitirdn mayor
penetracion de la solucion reactiva y en formaciones de alta permeabilidad se
pueden emplear con el mismo objetivo acidos retardados (gelificados,
emulsificados, espumados, etc). A altas temperaturas se pueden emplear acido
acético o férmico, o mezclas de HCI y acidos organicos.

Dado que la velocidad de reaccion del acido en formaciones calcareas es
controlada por la velocidad del ion H* a la superficie del mineral calcareo, cuando el
acido es inyectado a la matriz de la roca y/o a través de fisuras naturales, reacciona
rapidamente con las paredes de los poros, aumentando su diametro. Esto
incrementa la conductividad hidraulica del poro, siendo el aumento mayor en los
poros de mayor tamafio, ya que estos poros reciben mayor volumen de 4cido. A

80



medida que continda el pazo del 4cido, los poros mas grandes crecen rapidamente
que los mas pequefios y en poco tiempo por ellos pasa todo el acido. Este
crecimiento continuo y preferencial de los poros, o fisuras, mas grandes da lugar a
los llamados “agujeros de gusanos”.

En el caso de las calizas se tiene una velocidad de reacciéon mayor al acido
que la de la dolomia, esta eficiencia de la estimulacion aumenta con el incremento
de los gastos de inyeccion, propicidndose grandes y pocos agujeros de gusanos. A
gastos bajos se generan mas agujeros de poca longitud y se propicia la ramificacion.
En dolomias donde la velocidad de reaccion es menor, la eficiencia de la
estimulacién disminuye al incrementarse los gastos de inyeccion. Asimismo la
penetracion tiene a reducirse, la disolucion es mas uniforme y hay menos tendencia
a formar agujeros de gusano preferenciales.

Las evidencias que se tienen indican que el efecto de la acidificacion matricial
en formaciones calcareas esta confinado a distancia de 5 a 10 ft de la pared del
pozo. Debido a lo impredecible del proceso de acidificacibn matricial en rocas
calcares, su disefio se basa mas en estadisticas de campo que en modelos
matematicos o experimentales. ©
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2.2 Estimulacion con Fracturamiento hidraulico.

El fracturamiento hidraulico consiste en la inyeccién de un fluido fracturante,
altamente viscoso, por encima de la presion de fractura de una formacion, con el
objeto de generar en ella canales de flujo (fracturas) y colocar un elemento de
empaque (arena) que permita incrementar la conductividad de la formacion y, por
ende, el flujo de fluidos hacia el pozo.

Las dos razones por las cuales se fracturan los pozos son: para incrementar
su produccion e incrementar su inyectividad.

Asumiendo que un pozo tenga gas o petréleo para producir, y suficiente
presion de reservorio para fluir hacia las fracturas, la estimulacion generalmente
incrementa su produccidon y resulta el rapido retorno de la inversion, pues las
reservas son recuperadas en un breve periodo de tiempo. Los pozos nuevos que
son fracturados, a menudo responden a primera instancia con una productividad de
varios cientos de veces superior a la productividad inicial. A medida que nuevas
técnicas de tratamiento producen fracturas mas extensas y con mayor
conductividad, se obtendran mayores incrementos de produccién.

Hay dos factores en juego uno es economico y el otro es el area de drene.
Extendiendo el tiempo antes de llegar al limite econémico, la recuperacion final de
un pozo es obviamente incrementada. Si no fuera por las técnicas de estimulacion
de acidificacion y fractura, muchos pozos nunca llegarian a ser comercialmente
productivos. %2

o
A
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Fig. 35 Fracturamiento Hidraulico de un pozo vertical. 32
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2.2.1 Productividad de un pozo con fracturamiento hidréulico.

El Fracturamiento hidraulico con apuntalante esta dirigida a aumentar la
productividad del pozo. Por incremento del radio efectivo del pozo, para pozos
terminados en formaciones carbonatadas o clasticas de baja permeabilidad. La
ecuacion para flujo radial de pozos es:

_ kh(P.—Pyy) _ kh(P.—Pyp) (74
141.204,B, [In ~+ S| 141.24,B, [ln ﬁ]

Factores que incrementan la productividad debido a un fracturamiento
hidraulico:

Incremento de la capacidad de impemeabe
flujo de la formacién (K,h) La fractura  seundsy
puede incrementar la altura efectiva de la
formaciéon (h) o conectarlo con una zona
con una alta permeabilidad (K).

Evitar efectos de flujo que 1k
. ~ T T
incrementen el dafio (S) cercano al pozo. /f 3 \

Incremento del radio del pozo (r,,)
para un radio efectivo del pozo r',, donde 'meemeabe

., . I;onm:ljon Fracture
', €s una funciéon de la longitud de la ouncs Wellbore /

.. L Fa
conductividad de la fractura L. ?mélh P
Ly (75) w/ * p.
! _ T,
Tw = — .

Fig. 36 Geometria del fracturameinto
hidraulico con apuntalante. 3

La alta conductividad de las fracturas permite el flujo de fluidos al pozo cuyo
radio efectivo ha sido ampliado a un valor igual a la mitad de la longitud de la
fractura. Por otro lado, si, el radio del pozo es usado, el mejoramiento de la
produccion puede ser expresado como un dafio negativo.

El incremento de la produccidn por estimulacion con fracturamiento hidraulico
es mucho mayor en el caso de formaciones con baja permeabilidad. 3°
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2.2.2 Criterios parala seleccion de pozos candidatos a un
fracturamiento hidréulico.
Los pozos con fracturamiento hidraulico tendran un dafio negativo por lo cual
incrementaran su productividad. La estimulaciébn de pozos con fracturamiento
hidraulico sera considerada cuando:

e El pozo esté conectado hidraulicamente a reservas producibles.

e La presion de yacimiento sea lo suficientemente alto para mantener el flujo
cuando se estén produciendo esas reservas (0 que sea econdémicamente
rentable para justificar la instalacion de un sistema artificial).

e EL sistema de produccion tenga la capacidad para procesar la produccion
extra.

Los criterios minimos de seleccion son parecidos a los criterios para una
estimulacion con fracturamiento hidraulico y son resumidos en la siguiente tabla. 3°

Tabla 6. Criterios minimos de seleccion para una estimulaciéon con fracturamiento hidraulico.

Parametros Yacimiento de Yacimiento de gas.
aceite.

Saturacion de >40% >50%

hidrocarburos.

Porcentaje de agua. <30% <200 bpd/mmscf

Permeabilidad. 1-50 mD 0.01-10 mD

Presion de yacimientos. | <70% Presion Dos veces la presion de
original. abandono.

Espesor del yacimiento. | >10m >10m

Sistema de produccion. 20% de capacidad.

2.2.3 Tipos de fracturamiento hidraulico para estimulacion de pozos.
2.2.3.1 Fracturamiento Hidraulico con apuntalante.

El fracturamiento hidraulico con -l
apuntalante es aplicable para formaciones R
en arenas Yy carbonatos. El agente
apuntalante formara canales altamente T
conductivos desde la  profundidad
requerida del yacimiento al pozo. Skin ‘ ot gy
fracing (Creacion de fracturas cortas pero ~— Gontelments
altamente conductivas) este témino se D %% Fractiameno noieo con
aplica a la permeabilidad media del
yacimiento (k>100mD). 3°

Proppant
(settling due to
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2.23.2 Fracturamiento hidraulico con acido.
El fracturamiento hidraulico con &cido es utilizado para yacimientos
naturalmente fracturados con calcita como cementante.

En la Figura 38 se muestra el Calcte cemented
antes y el después de un Low e
fracturamiento acido en una formacién peimeatity ~+—natural racture
con fracturas naturales rellenadas de Linkes fomatons
cementante conocido como calcita. En %t —= kg Ac incoluble

H H . illin not 1
la imagen se aprecia el incremento en connected | Open channel
. fracture 4—:— created by

el ancho de las fracturas, el residuo de D 1/ a0 desotng
acido insoluble y la creacion de L L
nuevos canales al disolver la calcita ~ Prior toAcidisation After Acidisation

A (Limited fracture conductivity) (Acidised channel is highly
con é.C|d0 3 conductive)

Fig. 38 Fracturamiento Hidraulico con acido. 3
2.2.4 Mecanicadelaroca.
2241 Esfuerzos en sitio.

Existen 3 esfuerzos principales que actian en la tierra orientadas en angulo
recto una a otra. Por debajo de los 500 m, en un ambiente tecténico relajado, el
esfuerzo vertical es la fuerza con mayor intensidad (o,,), este puede ser cuantificado
mediante los datos del registro de densidad desde la profundidad de interés hasta
la superficie. %

En la siguiente figura 39 se Typically | oy>0H>0n
muestra como la roca es sometida a e |
una sobrecarga, generando una il e i e
deformacion longitudinal y lateral. /’a/j“fg:z;;az_::,;;’jo /1% _\\

Efectos similares ocurren en la 2, 2n Q/el;waff \

N : = AR = 14 \

depositacion de los sedimentos de |c- - r2= s

una cuenca. La magnitud de la
tension  vertical a  cualquier [ gk
profundidad esta relacionada con el —— A < —
peso de la masa de roca V

Maxirnum Minimum

Suprayacente. Este valor puede ser ] Q@D b
N g Stress (op,)

Overburden Stress (o)

determinado mediante el registro de i 2

densidad, en caso de no tenerlo se

puede usar el valor de 1.0 a 1.1 psi/ Fig. 39 Esfuerzos presentes en laroca. %
ft.

La propagacion de una fractura hidraulica es en direccion de menor
resistencia, es decir se producira mas facilmente en la direccion perpendicular a la
tensiébn minima. Las propiedades de la roca para predecir el esfuerzo maxima y
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minima vertical a partir del esfuerzo vertical se denomina coeficiente de Poisson (v)
y es la relacion entre la deformacion lateral (e,) y la deformacion longitudinal (e,). 3

—&y — Deformacion Lateral (76)

vV = = ; ; ;
&  Deformacion longitudinal

El signo negativo es por convencion, declara que existe una expansion, de esta
forma el Coeficiente de Poisson sera un numero positivo.

En la siguiente figura 40 se muestra como la roca es sometida a una
sobrecarga, generando una deformacion longitudinal y lateral. Efectos similares
ocurren en la depositacion de los sedimentos de una cuenca. La magnitud de la
tension vertical a cualquier profundidad esta relacionada con el peso de la masa de
roca Suprayacente. Este valor puede ser determinado mediante el registro de
densidad, en caso de no tenerlo se puede usar el valor de 1.0 a 1.1 psilft.

COwerburden Strass (o)

f—d—| jr
N I .
— Longitudinal Strain
N N T g
I s ¥ d,
Original ' _4_ Exe T
Undafgrmad ! I
Geomatry f — - Lateral Strain
ay/2 : g« %
: ¥ {f
= ] —
M AN

Ceformed Gaometry
Due o Overburden Sirass

Fig. 40 Relacion de Poisson. 3%

Si la tensién horizontal s6lo depende del comportamiento elastico de la roca,
la carga de sobrecarga puede relacionarse con los esfuerzos horizontales a través
del efecto de Poisson. En una zona tecténicamente relajada, los dos componentes
de la tension horizontal tendran el mismo valor dentro de una litologia especifica: 3°

(77)

v 1
Op =0y = (1_17)% zgav,Siv=0.25

Las variaciones de la litologia y a su vez, las variaciones en la relacién de
Poisson, conducen a cambios abruptos en las tenciones horizontales a medida que
aumenta la profundidad.
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La siguiente figura 41 ilustra los
resultados de la deposicion de
una formacion con litologia
constante. Las fuerzas
tectonicas resultantes de los
movimientos de la corteza
terrestre  han inducido un
componente adicional de tension
(0tec) de modo que los dos
componentes horizontales ya no
son iguales. %

Otros  procesos geoldgicos,
como la litificacién y elevacion
conducen a patrones de
esfuerzos anormales.

La presencia de un esfuerzo
minimos horizontal implica que
habra una direcciéon preferida a
la propagacion de la fractura. La
fractura crecera en la direccion
‘mas facil” (requiere la menor
cantidad de energia). %

2.2.4.1.1 Esfuerzo efectivo.

(dcfll )

-— Depth

Insitu Stress Magnitude —»

Original Level Ground Surface

Current Ground Level

Horizontal
Induced
Fractures

} Oy > O >0y

}0H>cv>uh

—=\Ttec*— o, > 0y >0
QOverburden Stress Gradient
o,= pgh
=1-1.1 psimt
OH, max™ %h* Otec

o= _0o,(=0330y)

U

______ Original Stress

Today's Stress after erosion lowers ground level

Fig. 41 Magnitudes de esfuerzos en sitio. 3

Vertical
Induced
Fracture

Los fluidos presentes en los poros de la matriz de la roca generan un empuje
vertical hacia arriba que disminuyen el esfuerzo total aplicado. Esto significa que el
esfuerzo efectivo ¢” generado por los granos de la matriz de la roca es menor al
esfuerzo total. Esto fue cuantificado por Karl von Terzaghi®® como:

e o: Esfuerzo total.
e P: Presion de poro.

og=0c—P

e ¢ Esfuerzo efectivo (el cual determinara el fallo elastico de la roca).

(78)

Posterior a esta suposicion, Handin propuso que la cementacion entre granos
no permite que la presion de poro contrarreste completamente la carga aplicada.
Para ello integro un factor de correccion a que lo denomino constante elastica.

oc=ca—P

(79)

Donde la constante elastica a puede variar entre 0 — 1, pero tiene un valor
tipico de 0.7 para los yacimientos de petréleo. 3°
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Fig. 42 Esfuerzo efectivo sobre una fractura apuntalada. 3
2.2.4.1.2 Iniciacion de la fractura y programa de perforacion.

Como se ha mencionado con anterioridad, la propagaciéon de un fracturamiento
hidraulico es perpendicular al esfuerzo minimo en Sitio. Se puede decir que: 3°

FPP ~ ¢’ + P + Resistencia a la fractura (80)
PPF: Fracture Propagation Pressure

Debido a que la presion de propagacion de la fractura tiene que superar las
fuerzas que impiden la division de la roca, es decir el esfuerzo minima horizontal de
la roca y su resistencia a la fractura (La cohesion entre los granos de la formacion
que debe ser superado para que la fractura se propague).

La Fracture Initiation Pressure (FIP) es la presién necesaria para iniciar la
propagacion de la fractura, generalmente esta es mayor a la PPF. Esto es debido a
que la presién inicial de la fractura requiere energia adicional para superar las
tensiones de traccion presentes alrededor del pozo més cualquier presion adicional
requerida para superar el hecho de que la perforacion esta orientada a la direccion
preferente a la propagacion de la fractura.

2.2.4.1.3 Recoleccioén de datos.

Antes de llevar a cabo el fracturamiento hidraulico, se realiza la adquisicion
de datos, la minima adquisicion de datos consiste en la definicibn de las
propiedades roca-fluido de la formacion. Para definir la presion de tratamiento se
pueden ocupar dos técnicas llamadas Microfrac y Minifrac.
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Estas dos técnicas dependen
de los volimenes bombeados, para
al Microfrac volumenes menores a 5
m3, para el Mini frac voliumenes
menores a 50 m3,

La figura 43 muestra la
configuracion del pozo para un
tratamiento de este tipo y puntos de
presion importantes.

El fluido se bombea a una
velocidad constante y la presion del
tratamiento es medido al tiempo
requerido. Las mediciones de
presion de fondo de pozo son
mucho mas precisas que las
mediciones de la superficie, ya que
no se estiman los componentes de
la cabeza ni de la caida de presion
por la presion hidrostatica. 3°

2.2.4.2 Tamafo de la fractura.

Tubing head
treatment
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e
A

pressure guage

s s

Bottom

hole treating
pressure
(BHTP)

Minimum in-situ stress acting on fracture walls

e
P :
%}g perforation —» MPjraci,

&P fracture friction ™

Fig. 43 Configuracion para un tratamiento minifrac o

microfrac. 3°

A mayores volumenes de fluido fracturante se crearan fracturas mas largas.
Este punto de vista debe de ser analizado para yacimientos con contactos de agua
0 gas cercanos a los intervalos productores debido a que, un fracturamiento
hidraulico debe de ser controlado para evitar las canalizaciones de fluidos no

deseados.

Generalmente en un fracturamiento se asume que:

e La fractura es iniciada desde las perforaciones (los disparos) en el punto

medio de la zona de aceite.

e La fractura se propaga radialmente (en la practica, esto implica que la
formacion es homogénea con un gradiente de esfuerzos igual a la carga
hidrostética del fluido de fracturacion).

El valor maximo de la longitud media de la fractura (Ls) es ligeramente menor
que la mitad de la altura de la columna de aceite. 3°
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2.2.4.2.1 Contencion de la fractura.

El disefio del fracturamiento hidraulico debe de ser disefiado de tal modo que
evite el contacto con fluidos no deseados dentro de una sola capa de formacion.
Otro aspecto que se debe considerar es, si el fracturamiento esta contenido dentro
de la zona productiva es decir, si el crecimiento de la fractura hacia arriba y/o hacia
abajo es retrasado por los cambio de las propiedades en las capas de la formacion.

Propiedades importantes de la formacion.

Formation

Poisson's
Ratio (v)

Minimum insitu stress (o)

Shale

0.25

Sand

0.15

Shale

0.25

Fig. 44 Contraste de esfuerzos en sitio. 3

Propiedades importantes de la formacion.

e Esfuerzo minimo In-situ: para formaciones permeables (generalmente
arenas) La relacion de Poisson es menor en comparacion con las capas de
lutitas (roca sello). La resultante de la tension In-situ ayudara a la contencion
de la fractura hidraulica.

e La resistencia de la fractura: incrementara los valores de la resistencia esto

implica que es mas dificil la propagacion de la fractura en la zona.

e Filtracién: altas perdidas de fluido retardaran la propagacion de la fractura a
través de la zona.

Modelos 3D de la propagacion de la fractura estan disponibles para predecir
el crecimiento simultaneo lateral y vertical de la fractura hidraulica. 3°
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2.2.4.2.2 Crecimiento de los limites de la fractura.

Si el limite de la zona productora es
capaz de contener una fractura, esta
dependera de la magnitud del
mecanismo de contencion de la
fractura (contraste del minimo e
esfuerzo en sitio y el limite de
espesor).

> 500 psi
Stress Contrast

Fcrmamr_;/ : \' .‘\ S N
lFracture lenglﬁ—»
0 120 240 360

Fig. 45 El crecimiento ascendente de la fractura en
el limite de la formacidn. 3

Formation 5

Las siguientes figuras muestran la
contencion de la fractura para 3
valores diferentes del contraste de  ** |
esfuerzos. Inicialmente la fractura se
propaga radialmente en la zona
productora hasta alcanzar los limites £ 50t = ;
de la capa, después de lo cual se 0 120 240 360
alarga con mayores contrastes de Fig. 46 Alto crecimiento de la fractura sobre los
esfuerzos generando formas mas !imites delaformacion. *

alargadas.

«s— Depth

L o] e 200 psi
TR Stress Contrast

sace TN}

Las lineas consecutivas que
crecen desde el lado izquierdo se
refieren a la forma de la fractura al
aumentar el tiempo y volumen de
bombeo del fluido fracturante. 3°

| 4 50 psi
Stress Contrast

1 | I
0 120 240 360
Fig. 47 Crecimiento ascendente de la fractura sin
obstaculos. %

2.2.4.2.3 Altura de la fractura.

El conocimiento de la altura de la fractura es muy importante en el disefio y
ejecucion del tratamiento de un fracturamiento hidraulico. Hay una serie de posibles
técnicas de medicidén que pueden ser utilizados para medir este parametro:

I.  Correr un registro de temperatura después del tratamiento para medir la zona
de menor temperatura generada por la entrada del fluido desde la fractura.

[I.  La profundidad a la cual el fluido entra al pozo desde la fractura puede ser
medido mediante un registro de produccion a través del intervalo perforado
para medir el perfil de flujo (spinner a flow meter log) o el ruido inducido de
flujo (noise log) o cambios de temperatura.
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lll.  EL apuntalante puede emitir una ligera emision radioactiva. Se puede correr
un registro de rayos gama, después de retirar el exceso de apuntalante del
pozo y medir la altura de la fractura apuntalada.

IV. Lafractura puede ser observada fisicamente en una terminacién con agujero
descubierto usando:

a) Un Microscanner en formacion (es un registro de resistividad, puede ayudar
a diferenciar entre la formacion y la fractura).

b) Una camara en pozo (Esta cAmara genera una imagen de la pared del pozo
usando video o sefiales acusticas).

V. Medicién sismica. Esto implica la triangulacion de eventos sismicos emitidos
desde la punta de la fractura que se propaga. Estos eventos simicos se
miden con geodfonos instalados en la superficie o en el pozo.

VI.  Uso de un Inclinometro (tiltmeter) en superficie (solo para pozos terrestres).
Estos dispositivos son muy sensibles y miden los cambios en la topografia
de la superficie debido a la propagacion del fracturamiento hidraulico. Estos
cambios indican la longitud y propagacion de la fractura hidraulica. 3°

2.2.4.2.4 Geometria de la fractura alrededor del pozo.

Algunos estudios han encontrado que los disparos deben estar orientados en
un rango de 10° a 20° dentro del plano normal del minimo esfuerzo para que la
fractura inicie en los disparos y se extienda. Otros estudios muestran que, si no se
orientan en la direccion sefalada y los pozos son direccionales, la fractura puede
crecer en forma de “S”. En realidad, es muy dificil predecir las caidas de presion
cerca del pozo en agujeros desviados debido a la incertidumbre de la geometria de
fractura cerca de la vecindad del pozo.3®

2.24.3 Modelado de la forma de la fractura.

Varios programas (comerciales) estan disponibles para predecir la forma
(altura, longitud y anchura) de la fractura hidraulica. Tales como los modelos 2D,
P3D vy fully 3D.

® 2D: Estos modelos utilizan dos ecuaciones analiticas dimensionales,
donde se requiere la altura de la fractura. Esta clase se utiliza
ampliamente en los programas de ingenieria, ya que requieren un
reducido conjunto de dato en comparacién con los otros.

(i) P3D o programa pseudo tridimensional: Estos programas combinan
una serie de rutinas analiticas y numéricas para predecir la altura y
anchura de la fractura (la anchura varia independientemente).
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(i)  Fully 3D: Estos programas de 3 dimensiones son programas de
modelado numérico complejo, requieren muchos de datos vy
procesamiento de computacion de alta resolucion. La altura de la
fractura, anchura, longitud y forma puede variar de forma
completamente independiente.

2.2.4.3.1 Ancho de la fractura.

La fractura creada también debe de ser lo suficientemente ancha para admitir
al agente apuntalante que proporcione la trayectoria permeable de flujo desde el
yacimiento hasta el pozo después de que el tratamiento de fracturamiento hidraulico
ha terminado.

En el bombeo del apuntalante cuando la fractura no es lo suficientemente
amplia, conducird a un bloqueo de apuntalante prematuro screen out (particulas del
apuntalante en la boca de la fractura). Los modelos de fractura 2D se utilizan para
predecir el valor del ancho de la fractura.

(81)

ISP

(ISIP — FCP)

~ viscosidad * velocidad de la bomba
Wmax Modulo de Youngs

e ISIP: Presién de cierre instantanea (Instantaneous Shut-In Pressure).
e FCP: Presion de cierre de la fractura.
* Wy La maxima amplitud de la fractura en la boca de pozo.

El 1/4 significa que los cambios en la viscosidad o en la velocidad de la bomba
sobre los rangos practicos tienen un efecto limitado en el ancho de la fractura, Por
otro lado las propiedades mecanicas de la roca de formacién tienen un impacto
mucho mayor.

() EL médulo de Young puede variar por un factor de 100, de 1 x105 psi en
formaciones blandas (Dolomias carbonatos etc) a 1x 107 psi en
areniscas fuertes como segun la profundidad a la que se encuentre,
formaciones de baja permeabilidad.

(1 La resistencia de la fractura, que controla la facilidad de (o exceso de
presion requerido) para generar la propagacion de la fractura y por lo
tanto el valor del termino (ISIP-FCP). 3°
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2.2.5 Creacion de la fractura con apuntalante.

La longitud y anchura de la fractura inicial
se crea mediante el bombeo del fluido fracturante
conocido como Pad. Los fluidos fracturantes mas
comunes son a base agua, soluciones
poliméricas (geles) - Que presentan
propiedades reologicas No Newtonianos Yy
Propiedades favorables para evitar la pérdida de
fluido. Esto es a menudo precedido de un fluido
fracturante de sacrificio (un fluido de baja
viscosidad).

Aproximadamente el 50-80% del volumen
total del fluido bombeado se escapa a la
formacién mientras que solo el 20-50% de
volumen crea la fractura.

EL apuntalante y el Gravel Pack son de
tamafio similar y el mismo material se puede
utilizar para ambas aplicaciones. Particulas de
apuntalante  son agregadas a bajas
concentraciones al fluido fracturante una vez
que:

La fractura es lo suficientemente ancha
para admitir al agente apuntalante sin causar una
Screen out.

La fractura creada estd llegando a su
longitud de disefio. 3

/

-
- R
-

bttt
=)= >
EE RN

Fracture Leak-off

Fig. 48 Creacion de la fractura. La
pérdida de fluido limita la velocidad
de creacidn de la fractura. %

Fracture Leak-off

Fig. 49 Inyeccion de la lechada del
fluido apuntalante: La longitud de la
fractura contintia creciendo. %

La concentracion del apuntalante se incrementa desde el inicio hasta el
final del trabajo las concentraciones varian hasta un 40% del volumen inicial
bombeado, debido a esto se consigue una concentracion uniforme del
apuntalante. Esto ocurre porque la baja concentracién de apuntalante en la
lechada inicial que se bombea estara mas concentrada ya que se desplaza hacia
la punta de la fractura y las pérdidas de fluido fracturante son mayores. La
segregacion del apuntalante mas denso también se producira debido a la
influencia de la gravedad. Esto proceso continuara hasta que el cierre de la

fractura esté terminado. 3°

94



Fracture containing boundary

1 Ibigal La primera etapa del
proppant Pad apuntalante €s llegar
a la perforacion.

0 ol e
. . - - La concentracion de apuntalante aumenta
v 1ihga ™, conforme crece la fractura, esto =e debe a
e fug?:'gal | ﬂ.mme ! Fee las perdidas de fluido durante el trabajo de
¥ iwlesko® inyeccion
~
=" - —— Debido a que la densidad del apuntalante es
mayor que la del fluido fracturante, éste se
segrega en la parte inferior de la fractura
) ol B

La sedimentacion del apuntalante continuara
hasta que la fractura cierre por completo.

Perfil de concentracion del tratamiento

. con apuntalanete.

(i)
Fig. 50 Desarrollo del perfil del apuntalante durante un fracturamiento hidraulico. 3°

La lechada con apuntalante en la pared de
la formacion es desplazada hacia la longitud de
los disparos y la inyeccion de fluido se detiene.
Esto ocurre casi al mismo tiempo que el primer
apuntalante llega a la punta de la fractura. Habra
una minima estimulacion del tratamiento si los
volimenes finales de la lechada con

apuntalanete tienen un desplazamiento mayor al

de la boca de pozo. Debido a que el pozo pierde
la comunicacion con la fractura hidraulica. Por
otro lado, bajos niveles del desplazamiento de la
lechada dejaran grandes cantidades de
apuntalante en la boca del pozo al final del defluido continda. 3
tratamiento.

Fracture Leak-off

Fig. 51 Se deja de inyectar cuando se
llega al tope de la fractura. La pérdida
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Este dafio tendra que ser removido antes
de poner el pozo a producir con una limpieza
especial con tuberia flexible. 3°

La degradacion de la viscosidad por la
accion de los aditivos quimicos afiadidos al fluido
del fracturamiento ayuda a la produccién de los
fluidos de fracturamiento y a la posterior
produccion de hidrocarburo. 3°

o

Fig. 52 La fractura se cierra sobre el
apuntalante. 3%

Un programa especializado se requiere para el disefio del tratamiento, ya que
ademas de las predicciones de la forma de la fractura que se ha descrito
anteriormente, también debe optimizarse el trasporte del agente de sostén dentro
de la fractura. 3
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Capitulo 3. Técnicas y métodos para mejoramiento de flujo
en medio poroso de manera selectiva en el intervalo
productor.

3.1 Tecnologia ultrasdnica para estimulacién de pozos.

3.1.1 Planteamiento del problema.

Durante la perforacion, intervenciones en pozos y su misma produccion, la
zona cercana a la cara de la formacion se ve afectada en la permeabilidad, y por
tanto en el flujo de fluidos hacia el pozo; este es el efecto de dafio a la formacion.

Para corregir este dafo, la v

estimulacién ultrasénica crea un efecto de el fppesat o
remocion de la capa de dafio mediante
excitacion con vibraciones elasticas de
frecuencia ultrasénica emitida hacia el
medio liquido del espacio poroso,
restableciendo la  permeabilidad vy
estimulando el flujo de aceite y gas hacia el
pozo, y por ende recuperando la
productividad del mismo. La tecnologia
ultrasonicos esta basada en la emision de
pulsos ultrasénicos que generan efectos de
cavitacién y resonancia, que combinados
causan la eliminacién de materiales que
provocan el dafio en la cara de la
formacién, reduciendo y restaurando su I3:6ig. 53 Efecto de la tecnologia Ultrasonico.
permeabilidad, y por ende la productividad

o inyectividad del pozo. 3¢

El ultrasonido irradia & formacion
Iniciando la cavitacion y resonancia

Se restaura el espacio poroso y la
permeabididad

3.1.2 Descripcion de la tecnologia.

El concepto de resonancia se refiere a cuando dos 0 mas cuerpos oscilan a
la vez, bajo la accién de fuerzas externas relativamente débiles que actian de modo
periodico sobre estos; la cavitacion es la formacion y accion de cavidades en el
interior de un liquido expuesto a un estimulo ultrasonico intenso. En un medio liquido
las ondas ultrasonicas generadas crean ondas de compresion y depresion, lo que
origina el fenébmeno de implosién (aparicion de una burbuja, expansiéon lenta,
contraccion rapida y emisién de energia), que es el instante en el cual la velocidad
de la burbuja alcanza la velocidad del sonido en el liquido, formando asi una
discontinuidad.3¢
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3.1.3 Herramienta de la tecnologia.

Generados Ultrasonico PG20250

* Dimensiones del generador 550x730x690 mm.
* Alcance del ultrasonido: 20 khza mas de 2 m
desde la pared del pozo; 4.5 a 14 Kw/m3,

) T?empo de fe_lllo ma:S de 400~0 horas; Fig. 54 Generador Ultrasonico
* Tiempo de vida mas de 3 afnos. PG20250. 36

Sonda Ultrasonica. e
» Radiador piezoceramico eléctrico y
dispositivos electrénicos TIT-44.

* Radiador piezoceramico eléctrico y
dispositivos electrénicos TIT-76.

* Tiempo de fallo mas de 500 horas.
 Tiempo de vida mas de 1 afio.

Fig. 55 Sonda ultrasénica. %

Cable Geofisico PSKOVGEOCABLE

* Longitud de 2500 m.

» Capacidad 1000 voltios y hasta 6 amperes.

» Temperatura maxima de trabajo150 °C.

* Diametro nominal 10.25 mm (0.404“ £ 0.0107).

Fig. 56 Cable geofisico. 3¢
3.1.3.1 Restricciones de la tecnologia ultrasdnica para estimulacion del
pozo.
e Para RGA mayores a 10 m3/m3 @C.Y.
e Para viscosidades mayores a 10cp @C.Y.
e Para pozos productores que tengan mas de 80% de corte de agua.
e Para densidad API de hidrocarburos menores a 20°API.
e Para formaciones con porcentaje de arcilla mayor a 5%.
e Para yacimientos con temperaturas menores a 150°C.
e Para yacimientos con presiones de fondo fluyendo menores a 255 kg/cm2.36

3.1.4 Aplicacion de la estimulacion.

Dos pozos se estimularon con la tecnologia pulsos ultrasénicos en el Activo
Integral Aceite Terciario del Golfo, se observd un incremento de produccion
posterior a la estimulacion selectiva, siendo del orden de 450% (274 vs 60 bpd) para
el primero pozo y de orden de 300% (116 vs 39 bpd) para el segundo. La respuesta
positiva de la estimulacion para el primer pozo duro 10 dias y para el segundo pozo
aunque solo se estimul6 el 21% del intervalo de interés la respuesta positiva del
pozo dur6 21 dias. 3¢
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3.2 Meétodo de estimulacion con la herramienta MaxPERF.

3.2.1 Planteamiento del problema.

La mayoria de los pozos de petroleo y gas del mundo han sido dafiados en
algun grado. Ya sea por la invasion de fluidos de perforacién o cementaciéon en el
intervalo productor. Para la remocion del dafio se emplean disefios de estimulacion
que pueden estar limitados debido a factores tales como los limites de zona y
espesor del intervalo productor.

Penetrators Canada Inc. Ha desarrollado sistemas de terminacion y
estimulacion que proporcionan un método mas eficiente y limpio para establecer la
comunicacién entre el pozo y el yacimiento, tanto para pozos productores como
inyectores. La herramienta MaxPERF se puede aplicar para perforar multiples
tuneles radiales de hasta 72 pulgadas de longitud desde el pozo al yacimiento.
Primero la herramienta crea un agujero en la tuberia de produccion de hasta 1
pulgada de didmetro después con una broca de diamante se crea un tanel que
atraviesa la formacién de hasta 0.70 pulgadas de didmetro. La herramienta puede
ser utilizada en agujero descubierto o entubado para pozos verticales, direccionales
y horizontales. Este sistema presenta una oportunidad para drenar la zona del
yacimiento mediante una estimulacion mecanica que tiene como objetivo la creacion
de canales de flujo, de manera limpia y sin dafio adicional por presencia de fluidos
para la perforacione.

Fig. 57 Estimulacion con la Herramienta MaxPERF. 3°
3.2.2 Descripcion de la tecnologia.

La herramienta MaxPERF perfora un tinel a la vez, cada tanel puede ser
perforado en un tiempo aproximado de 10 a 20 minutos, es capaz de realizar
multiples tineles en un solo recorrido y requiere menos de un 1 m2 de fluido de
control para la perforacion. 3. El niUmero de tineles dependera de la profundidad
del pozo, la litologia de la roca y el tipo de fluidos, generalmente la herramienta es
capaz de crear de 4 a 8 tineles por recorrido. Actualmente la herramienta MaxPERF
se puede utilizar con tuberias de 4.5%y 7”. Como fluido de control se puede utilizar
agua dulce, agua salada, metanol, aceite, diésel y acido. La rotacion de la tuberia
reorienta la herramienta para colocarla en la orientacion deseada.
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3.2.3 Herramienta de la tecnologia.
La herramienta MaxPERF consiste en cuatro
componentes, ademas de accesorios tales como un ancla,
el filtro y valvula de circulacion. Estos componentes son:

= Tubing

Circulating
© Valve

La seccion de control. Consiste en un conjunto de
valvulas de accionamiento hidraulico de este modo el
operador de la herramienta puede accionarla desde la
superficie.

Anchor

- Filter

La seccion de motor y de perforacion. Esté es la que se
encarga de desarrollar la rotacién, extencion y retraccion
de la minibroca de punta de diamante requerida para la
perforacion de los tuneles.

_ Control
Section

La seccion de molienda. Se ubica en el extremo inferior
de la herramienta, la cual mediante un accionamiento
hidraulico perfora la tuberia de produccion con un diametro
de 17 para que la mini broca pueda perforar la formacion.

. Motor
Section

Actualmente la herramienta MaxPERF puede perforar
tuberias de 4.5” a 7” de diametro externo, para diametros
mayores se puede disefiar por encargo. La herramienta
MaxPERF puede ser corrida con tuberia flexible, ademés
la compafiia Penetrators Canada Inc. Ha desarrollado e
implementado en la herramienta MaxPERF una serie de
dispositivos de indicadores hidraulicos que funcionan en
tiempo real. De este modo, el operador puede saber en
qué tiempo la herramienta ha terminado de perforar y la
taza de perforacion en la formacion.

_Drill
Section

Min
Section

4
-

Fig. 58 Herramienta
MaxPERF. 3°

3.2.4 Aplicacién de la estimulacion.

Renegade Petroleo y Gas Ltd. ha utilizado la herramienta de perforacion MaxPERF
en numerosas formaciones en el sureste de Saskatchewan, en Canada. Se
realizaron ocho penetraciones con la herramienta MaxPERF, teniendo como
objetivo mantenerse lo mas lejos de la zona de agua. El gasto de produccion inicial
fue muy bueno entre +/- 29m3 / d de aceite y después de una pocos meses la tasa
de produccion se mantuvo estable en +/- 16m3 / D con un corte de agua <5%.
Dieciséis meses después el pozo producia aceite de +/- 11m3 / D y la produccion
acumulada de aceite era mas de 6300m3. **°
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3.3 Fracturamiento radial con propelente de deflagracion
progresiva GasGun™,

3.3.1 Planteamiento del problema.

Un yacimiento de gas y condensando puede obstruirse por sus componentes
mas valiosos. La saturacion del liguido condensado puede incrementarse en la
regién vecina al pozo, como consecuencia de la caida de presion por debajo del
punto de rocio, restringiendo en ultima instancia el flujo de gas.

Durante el proceso de produccién del yacimiento, la temperatura de
formacién normalmente no cambia, pero la presion se reduce. Cuando la presién de
un yacimiento de gas y condensado se reduce hasta cierto punto, denominado
presion de saturacién o presion del punto de rocid, una fase liquida rica en
fracciones pesadas se separa de la mezcla de hidrocarburos. La reduccion continua
de la presion incrementa la fase liquida hasta que alcanza un volumen maximo
provocando que la produccion de gas se vea afectada.

La tecnologia de estimulacion GasGun™ usa propelentes soélidos,
frecuentemente referidos como explosivos de bajo poder, para generar gas a alta
presién en un régimen rapido. Dicho régimen de deflagracion esta disefiado de
acuerdo a las caracteristicas de la formacion, para que sea, suficientemente rapido
para que cree multiples fracturas radiales de 3 a 15 metros de longitude a partir del
pozo, pero no tan rapido que ocasione la pulverizacion y compactacion de la roca
como es comun que suceda con los explosivos de alto poder, tales como la
nitroglicerina.

El patron radial de las multiples fracturas elimina el dafio a la formacién o
blogueo, e incrementa la permeabilidad de la formacién en la vecindad del pozo.

El Fracturamiento radial con propelente de deflagracion progresiva
GasGun™, es un sistema que fue aplicado en pozos de Estados unidos, Canada y
otros paises; se ha utilizado en pozos con diferentes caracteristicas: inyectores,
productores de aceite, gas, gas-condensado y con producciones marginales. La
herramienta se selecciona de acuerdo a cada pozo; ya que se tiene diversos
tamarios y arreglos. 42

3.3.2 Descripcion de la tecnologia.

GasGun™ es un sistema de estimulaciéon a base de propulsores sélidos,
fundamentado en la tecnologia de balistica que utiliza el sector militar de los Estados
Unidos. Incorpora un disefilo superior al usar propulsores de deflagracion
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progresiva, los cuales son muchas veces mas efectivos al crear fracturas y
aumentar la permeabilidad de la formacion.

EL tratamiento de estimulacion GasGun™ para pozos de aceite y gas, es un
explosivo propelente solido el cual genera alta presion de gas con el objetivo de
crear fracturas en la formacion del yacimiento. La herramienta, es normalmente
corrida con equipo de cable, contiene un propelente solido que rapidamente genera
alta presion de gas cuando es encendido.

Para la ejecucién de GasGun™ se debe de tomar un registro para su
colocacion y determinar el intervalo de interés y posteriormente llenar el pozo con
un fluido de control con rangos de 300 a 8000 ft respecto al cartucho de propelente
sélido, la columna de fluido mantendra la generacion de gas direccionada a la zona
perforada.

El cartucho de GasGun™ es iniciado mientras es suspendido por el equipo
de cable. Una vez que GasGun™ fue colocado sobre los intervalos de perforacion
y de interés. El GasGun'™ liberara gas con una presion progresiva hasta de 20,000
psias. El tiempo del proceso de liberacion toma 100 milisegundos. La herramienta
es la que detona y el gas es el que genera la entrada de un flujo extremadamente
alto.

El gas sale del cartucho y penetra la pared del pozo donde entra a todos los
tuneles de perforacién y crea el fracturamiento radial. El cartucho gastado es
regresado a la superficie donde puede volver a ser usado.

El modelo de fracturas multiples remueve el dafio de la formacion y aumenta
la permeabilidad de forma radial a los disparos del pozo.

Explosives

Hydraulic

Fig. 59 Estimulacion Radial GasGun™, 4!
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3.3.3 Herramientas de la tecnologia.
Propelente o propulsor sélido.

Pistolas GasGun™,

Tapones

Unidad de registros electricos.

¥

A 42 - - : :
Cordon Detonante. Fig. 60 Equipo GasGunTM en superficie. 42

3.33.1 Restricciones de la estimulacién con fracturamiento radial con
propelente de la deflagracién progresiva GasGun™,

e GasGun™ no debe ser disparado en un pozo donde la temperatura de fondo
sea mayor a 138°C (280°F). Existe la posibilidad que el GasGun deflagre por
arriba de esa temperatura.

e El diametro de TP minimo es de 2.875” el cual usa el sistema GasGun™ de
o

e El didmetro de TR minimo es de 4.5” 0 a 3.875” en agujero descubierto para
la remocion del dafio con el sistema GasGun™ de 3.375”.

e En la mayoria de los casos el GasGun™ no debe ser disparado en un pozo
que no pueda tener una columna minima de fluido de 100m Se recomienda
un nivel éptimo de fluido de 300m.

e Mantener un colchén minimo de 30m de aire entre la parte superior de la
columna de fluido y el arbol de vélvulas del pozo.

e El sistema GasGun™ no debe ser utilizado en intervalos cercanos a
empacadores, teniendo la limitante de 50m de distancia entre éstos.

e No es recomendable que GasGun™ sea disparado en un pozo con un liner
colgado sin cementar.

* El GasGun™ viene en un diametro estandar de 3 %" y una longitud de 2, 4,
6,8y 10". %

3.3.4 Aplicacion de la estimulacion.

La tecnologia de estimulacion con propelente de deflagracion progresiva
GasGun™ se prob6 en el pozo Hamilton A de la formaciéon Arbuckle en mayo del
2002 en Estados Unidos de América, antes de la aplicacion de la tecnologia el pozo
producia de 2 a 3 bpd de aceite y 12 bpd de agua, después de la estimulacién con
GasGun™ el pozo aumento a 18 bpd de aceite y 272 bpd de agua, sin la aplicacién
de otro tratamiento como. Para julio del 2003, el pozo producia 18 bpd de aceite y
272 bpd de agua sin sistema artificial de produccion. Desde la aplicacion de
GasGun™ el pozo ha aumentado la produccién aceite en 10,900 barriles. 4°
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3.4 Método de estimulacion Termo-Pulsos.

3.4.1 Planteamiento del problema.

La explotacion de yacimientos de crudos pesados y extrapesados que son
caracteristicos por sus capas de aceite de baja viscosidad representan un reto
tecnoldgico para la industria petrolera dado que el promedio este tipo reservas
representa poco mas del 50% a nivel mundial. Por otro lado el factor de
recuperacion promedio es de 30% a 40%, EL objetivo de los métodos de
recuperacion mejorada es disminuir la saturacion residual de aceite que tiene el
yacimiento, el cual se encuentra en los poros de la formacion retenida por las
fuerzas capilares y viscosa, que impiden que fluya hacia los pozos. Para el caso de
los yacimientos naturalmente fracturados que se encuentran en México, el problema
es mas complejo debido a que la saturacién de aceite residual se encuentra
preferentemente en los blogues de la matriz y la interacciébn matriz fractura (el cual
aun es un tema en desarrollo), por lo que los volimenes de aceite residual de estos
yacimientos son considerables.

Las comparfias en Rusia han analizado los campos que requieren la
implementacion de algan método de recuperacién mejorada. Estos campos tienen
grandes cantidades de aceite remanente por lo cual no pueden ser extraidos por
métodos convencionales. Estos yacimientos estdn caracterizados por aceites
VISCOSO0S y muy viscosos, con mezcla de parafinas, bitumen y resinas que restringen
el flujo de aceite hacia el pozo. Actualmente los pozos son rehabilitados por el
método térmico de inyeccidn de vapor y agua caliente.

Generalmente este tipo de extraccion es posible por los métodos
convencionales de inyeccion de vapor o inyeccion de agua caliente. Este tipo de
métodos son altamente costosos, ya que requieren generadores de vapor o
calderas de agua y de aislamiento térmico en tuberias y terminaciones especiales.

Una nueva tecnologia ha sido desarrollada llamada "Thermal Shock" la cual
es una mezcla de “termita” en polvo la cual genera un pulso intenso de calor en el
fondo del pozo el cual promete ser una solucion para aumentar el factor de

recuperacion de aceite y para la produccion de crudos pesados y extrapesados. 43
44
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3.4.2 Descripcién de la tecnologia.

La tecnologia de termo pulsos consiste en un cartucho con termita el cual
contiene una mezcla de aluminio y 6xido de hierro el cual se caracteriza por tener
altas temperaturas de combustion.

Los cartuchos con termita son colocadas en la cara de la formacion por medio
de un cable geofisico y la ignicion comienza con un pulso de corriente, el cual es
controlado en superficie. Una vez iniciada la ignicion una onda de combustion viaja
del interior de la tuberia a la formacion aproximadamente a 2m/s, la temperatura de
combustion es aproximadamente de 2000°K en el interior del tubo y la temperatura
en el exterior de la tuberia es de 450-500°K. Este choque térmico provoca un
sobrecalentamiento intenso de los fluidos de la formacion, evaporando el agua
congénita y a su vez un impacto hidraulico del fluido de seguridad con el que es
llenado el pozo, estos dos efectos remueven el dafio generado en la perforacion y
la terminacion, también promueven la generacion de canales de difusién en el medio
poroso. El efecto de la temperatura permite reducir la viscosidad del aceite,
permitiendo su movilidad al pozo y su pronta produccién.*3 44

3.4.3 Herramientas de la tecnologia.
Cartuchos. i “”*' : o

Cable geofisico.

Unidad terrestre.

N .
Fig. 61 Unidad Terrestre. *

3.4.3.1 Restricciones de la estimulacién con latecnologia Termo-Pulsos.

e Se requiere un espesor minimo de la formacién productora de 3.5 metros.

e Latemperatura del yacimiento no debe ser mayor a 150°C.

e El corte de agua no debe ser mayor a 10%.

e El gasto actual del pozo, no menor a 20 bpd.

e Elfluido en condiciones de bajo-saturacion en el yacimiento.

e La densidad del aceite a condiciones de superficie. 16°API. 4344

e EIDIdelaTR4a6yelDldelaTP. Mayora?2 7/8.

e Cualquier valvula o empacador debe de estar a 50 metros de distancia del punto
de detonacién. 4344

105



3.4.4 Aplicacién de la estimulacion.

Una experiencia positiva del uso de
termo-pulsos fue en el campo
Vishansky Belarus en combinacion de
un tratamiento acido en los meses de
junio-julio del 2007. El incremento de
extraccion total de la recuperacion de
aceite fue aproximadamente de 3800
toneladas. Con esta extraccion se
calculan ganancias de $2.6 millones de
dolares ($93 dpd). En comparacion con
el valor de un cartucho (cerca de $5000
dolares) los resultados son altamente
positivos, la produccion de aceite se
prolongo6 por 1.5 afios.

La primera posicion corresponde a
enero 2007, mientras que la posicion 24
a diciembres, 2008. 4344

Daily output, tons

3 6 9 12 15 18 21 24
t, months

Fig. 62 Promedio de la produccién diaria por
mes, estimulacién con termo-pulsos, julio del
2007. 44

Después de la estimulacion con termo-pulsos es posible realizar alguna
estimulacion matricial reactiva o no reactiva. La productividad de los pozos
estimulados aumenta con la tecnologia termo-pulsos, debido al desarrollo de

nuevos canales de flujo. 4344
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Capitulo 4. Analisis comparativo de las técnicas y
metodos.

4.1 Planteamiento del Problema.

Se tiene un pozo de aceite de 180 ft de espesor neto con dafio 2, el cual tiene
invasion de agua en los ultimos 90 ft, el corte de agua aumenta conforme a la
profundidad hasta llegar al contacto agua/aceite, el yacimiento se encuentra
bajosaturado y es aceite negro, se supone un yacimiento homogéneo.

Se plantea realizar una estimulacion para aumentar la productividad del
yacimiento de forma selectiva a la mitad del intervalo productor de la capa de aceite,
La siguiente figura muestra la forma en que se van a discretizar las capas para la
entrada de datos.

TP | TR

CONO DE AGUA

Fig. 63 Configuracion del pozo Garcia.
A continuacion se presentan la informacién del pozo utilizada para la

simulacién y los casos a simular.
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4.2 Informacion del Pozo Garcia.

4.2.1 Caracteristicas del fluido.

Tabla 7. Caracteristicas del fluido.

Densidad del aceite producido. 30 °API
Densidad relativa del gas de formacion. | 0.75

RGA en formacion. 400 scf/STB
Salinidad. 80,000 ppm
Densidad relativa del agua. 1.05
Presion de burbuja. 175 Kg/cm?
% mol de Co2. 0

% mol de H2S. 0

% mol de N2. 0
Temperatura de fondo. 250°F

4.2.2 Caracteristicas del yacimiento.

Tabla 8. Caracteristicas del yacimiento.

Temperatura del yacimiento. 250°F
Espesor del yacimiento. 300 ft
Intervalo disparado del yacimiento. | 180 ft
Dafio. 2
Permeabilidad del yacimiento. 150 md
Area de drenen. 100 Acres
Radio del pozo. 0.354 ft
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4.2.3 Estado Mecanico.

Tabla 9. Estado mecanico de la Tuberia de produccion.

TP

Didmetro interno.

Profundidad (ft).

EMR.

0

3.992

7800

Tabla 10. Estado mecanico de la Tuberia de revestimiento.

TR

Diametro interno.

Profundidad (ft).

8.3

8000

4.2.4 Intervalo productor.

Tabla 11. Intervalo productor.

7700-8000 mD.

Media 7850 mD

7700-8000 mV

Media 7850 mV

4.2.5 Gradiente Geotérmico.

Tabla 12. Gradiente geotérmico.

MD (ft). | Temperatura (°F).

0 100
30 100
8000 250
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4.3 Casos a simular del pozo Garcia.

Se presentan 5 casos de estudio de acuerdo a la informacion del pozo
Garcia, donde el pardmetro que varian es el dafio de la formacién el cual se puede
remover mediante una estimulacién convencional o una estimulacion selectiva.

4.3.1 Caso A pozo totalmente dafiado.

Consiste en un yacimiento de 180 ft con
dafo 2, el cual estd completamente
disparado, el 50 % del intervalo
productor se encuentra invadido por
agua. Para fines de nuestra simulacién
en PROPSER el yacimiento es dividido
en 12 capas. Las primeras 3 capas
representan el 50% del yacimiento con
dafio 2 y que no ha sido invadido por
agua, el otro 50% esta dividido en 9
capas con dafio 2 y que ha sido
invadido por agua.

4.3.2 Caso B pozo totalmente estimulado.

Consiste en un yacimiento de
180 ft con dafio 0, el cual esta
completamente disparado, el 50 % del
intervalo productor se encuentra
invadido por agua. Para fines de
nuestra simulacion en PROPSER el
yacimiento es dividido en 12 capas Las
primeras 3 capas representan el 50%
del yacimiento con dafio 0 y que no ha
sido invadido por agua, el otro 50% esta
dividido en 9 capas con dafio 0 y que ha
sido invadido por agua.

Capa. | Espesor | Corte de | Dafio.
(ft). agua.

1 30 0% 2

2 30 0% 2

3 30 0% 2

4 10 13% 2

5 10 16% 2

6 10 21% 2

7 10 26% 2

8 10 32% 2

9 10 41% 2

10 10 51% 2

11 10 64% 2

12 10 80% 2
Tabla 13. Tabla del caso A (formacién con dafio

2).
Capa. | Espesor Corte de Dafio
(ft). agua.

1 30 0% 0

2 30 0% 0

3 30 0% 0

4 10 13% 0

5 10 16% 0

6 10 21% 0

7 10 26% 0

8 10 32% 0

9 10 41% 0
10 10 51% 0
11 10 64% 0
12 10 80% 0

Tabla 14. Tabla del caso B (formacion

sin dafio).
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4.3.3 Caso C pozo selectivamente estimulado un intervalo.
Para este caso la capa No. 2 con espesor 30 sin corte de agua es estimulada
hasta reducir el dafio hasta a 0, las demas capas permanecen con el dafio 2.

Tabla 15. Tabla del caso C (formacién con dafio 2, la segunda capa sin dafio).

Capa. | Espesor (ft). | Corte de Dano.
agua.
1 30 0 2
2 30 0 0
3 30 0 2
4 10 13% 2
5 10 16% 2
6 10 21% 2
7 10 26% 2
8 10 32% 2
9 10 41% 2
10 10 51% 2
11 10 64% 2
12 10 80% 2

4.3.4 Caso D pozo selectivamente estimulado dos intervalos.

Para este caso las capas No. 1, 2 y 3 con espesores de 30 ft sin corte de
agua son estimulados hasta reducir el dafio hasta a 0, las demas capas permanecen
con el dafio 2.

Tabla 16. Tabla del caso D (las 3 primeras capas sin dafio y las 9 capas restantes con dafio 2).

Capa. | Espesor (ft). Corte de agua. | Dafo.
1 30 0 0
2 30 0 0
3 30 0 0
4 10 13% 2
5 10 16% 2
6 10 21% 2
7 10 26% 2
8 10 32% 2
9 10 41% 2
10 10 51% 2
11 10 64% 2
12 10 80% 2
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4.3.5 Caso E pozo selectivamente estimulado dos intervalos.

Para este caso las capas No. 1, 2, 3, 4, 5y 6 con espesores de 30 ft sin corte
de agua son estimulados hasta reducir el dafio hasta a 0, las demas capas
permanecen con el dafio 2.

Tabla 17. Tabla del caso E (las 6 primeras capas sin dafio y las ultimas 6 con dafio de 2).

Capa. | Espesor (ft). Corte de agua. | Dafo.
1 30 0 0
2 30 0 0
3 30 0 0
4 10 13% 0
5 10 16% 0
6 10 21% 0
7 10 26% 2
8 10 32% 2
9 10 41% 2
10 10 51% 2
11 10 64% 2
12 10 80% 2
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4.4 Descripcion del simulador.

4.4.1 Modelado de pozos.

El simulador permite representar, disefiar, optimizar y predecir el
comportamiento de pozos de petroleo, gas seco y humedo, y condensado
retrogrado.

El programa esta disefiado para permitir la creacion de modelos de pozo
confiables y consistentes, con la habilidad de agregar todos los aspectos de
modelado del pozo, a saber, PVT (caracterizacion del fluido), correlaciones VLP
(para los célculos de la pérdida de presion en la linea de flujo y la tuberia de
produccion) e IPR (influjo del yacimiento).

Presenta caracteristicas Unicas de concordancia que permiten ajustar los
datos PVT, las Correlaciones de flujo multifasico y la grafica de IPR, para
corresponderse a datos medidos en campo, logrando un modelo de pozo
consistente, ideal para ser usado en predicciones. La interfaz del usuario, mostrada
en la Figura 64, presenta seis sub-ventanas funcionales que agrupan los diferentes
datos necesarios para el modelo del pozo, cuyas principales caracteristicas se
describen a continuacion:

Resumen de Opciones (Options Summary): En esta ventana se describen las
principales caracteristicas y opciones activadas en el disefio del pozo, por ejemplo,
el tipo de fluido (petroleo, gas o condensado retrogrado), el tipo de pozo (productor
o inyector), el tipo de terminacion (agujero abierto o entubado, pozo simple o
multilateral, produccion por la tuberia o el anular), la presencia de empaques de
grava, entre otras. Las opciones activadas en esta area definen los datos necesarios
en el resto de las ventanas.

Datos PVT (PVT Data): Agrupa todos los datos PVT del fluido producido, asi
como la presion y temperatura del yacimiento. Tiene la opcion de ingresar datos a
diferentes presiones y temperaturas, para ajustar las correlaciones del programa.
También permite crear tablas con todos los datos disponibles, a partir de las cuales
el programa interpolara los datos necesarios.

Datos de IPR (IPR Data): Presenta la grafica del comportamiento de influjo
del yacimiento o IPR. Los datos de entrada necesarios dependen del modelo de
yacimiento seleccionado por el usuario, y la manera de tratar el factor de dafio
causado por la perforacion del pozo.

Datos de Equipo (Equipment Data): En este apartado se definen las
caracteristicas mecanicas del pozo, como su desviacion de la vertical, los equipos
colocados en superficie (cabezal, tuberias y estranguladores) y el disefio de la
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terminacion mecanica (todos los equipos de fondo). También se colocan en este
apartado un gradiente geotérmico de la formacion y las capacidades calorificas de
los fluidos a producir.

Resumen del andlisis (Analysis Summary): Es un sumario de los calculos que
pueden realizarse con el programa. Incluye un apartado para el funcionamiento
actual del sistema, uno para ajustar las correlaciones de flujo vertical con pruebas
de pozo reales, comparacion de correlaciones de flujo vertical, calculo de presién
de fondo a partir de presidon de cabezal, creacion de curvas VLP de tres y cuatro
variables, entre otras cosas.

La ultima ventana muestra la informacién del programa (nimero de la
version, fecha de creacién, soporte del programa), asi como los datos de la casa de
Software Petroleum Experts (direccion, teléfonos, correo electronico, pagina web).

Fig. 64 Interfaz del usuario (5 recuadros).
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4.5 Metodologia del simulador.

En este capitulo se describe la metodologia empleada para la realizacion de
las curvas IPR obtenidas a partir del enfoque de multicapas del simulador, las cuales
simularan el comportamiento de la productividad de un yacimiento en estado
estacionario el cual ha sido invadido por agua y que contiene dafio. Asi mismo, se
presentan las Propiedades de los fluidos presentes en el yacimiento, el estado
mecanico del pozo, las caracteristicas del yacimiento y las consideraciones para el
calculo de la productividad de un pozo invadido por agua y con dafio.

4.5.1 Recopilacion de datos.
Datos indispensables para la simulacion del pozo con entrada de agua y
dafo:

Propiedades de los fluidos: Tipo de fluido, RGA, Gravedad especifica del
aceite, gravedad especifica del gas, Salinidad del agua, Porcentaje de H2S, CO2y
N2. Factor de compresibilidad del gas, viscosidad del gas, factor volumétrico de
formacion (gas, crudo y agua) y saturaciéon del agua.

Condiciones del yacimiento: presion, temperatura, espesor del intervalo
productor, dafio, permeabilidad, presion de abandono, area de drene, porosidad,
radio del pozo,

Estado mecanico del pozo: diametro del estrangulador, diametro interno y
externo de la tuberia Tp, y Tr. Desviacién del pozo, Equipos superficiales y equipos
de fondo de pozo, gradiente geotérmico.

4.5.2 Realizar la simulacién de un pozo con entrada de agua con dafio.

Para realizar la simulacion de un pozo con entrada de agua y con dafio. La
interfaz del simulador estd compuesta por seis ventanas, tal como se explica en la
seccién 4.4 Descripcion del simulador. Los datos de entrada se muestran en las
impresiones de pantalla.

A continuacion se muestra la metodologia aplicada para la simulacién de un
pozo con entrada de agua y con dafio.

4.5.3 Efectuar el resumen de opciones (Options Summary).

En este apartado se describen las principales caracteristicas de disefio del pozo y
la imagen de la interfaz del simulador:

Descripcion del Fluido:

e Fluido: gas seco y humedo.
e Método: crudo negro (black oil).
e Separador: separador simple.
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e Emulsiones: No
e Hidratos: deshabilitar advertencia.
e Viscosidad del Agua: usar correlacion por defecto.
e Modelo de viscosidad: Fluido Newtoniano.
Pozo:

e Tipo de Flujo: flujo por la tuberia de produccion (tubing).
e Tipo de Pozo: productor.
Sistema Artificial:

e Ninguno
Tipo de Célculos:

Predecir: presién y temperatura (sobre tierra).
Modelo: aproximacion rigurosa.
Rango: sistema completo.

e Salida: mostrar datos calculados.
Terminacion del Pozo:

e Tipo: agujero entubado.
e Control de arena: Ninguno
Reservorio:

e Tipo de entrada: Pozo simple.
e Conificacién de gas: No

System Summary (Pozo verticalB.Out)

‘ Done | Cancel | Repart | Export | Help ‘ Daleslamp| u
 Fluid Description - Calculation Type
Fluid |0 ard '/ ater - Predict |Pressure and Temperature (offshore] |
Method | Black O - Model [ Aough &pprosimation |
Range |Fu|\ System j
Separatar ‘Smg\e-ﬁlage Separator ﬂ Output |5how calculating data ﬂ
Emulsions ‘Nn j
Hydrates ‘Disab\eWaming ﬂ
Water Viscosity ‘Use Default Correlation j
Wiscasity Model [Mewtorian Flud |
el i~ well Completion
Flow Type ”Tublng Flow = Type ” Cased Hole ~|
el Type ‘Producer j Sand Control |None j 2
[~ Artificial Lift [ Reservair
Methad | Mone - Inflow Type [Single Branch |
Gas Coning |No ﬂ
i~ User infarmation i Comments (Crtl-Enter for new linef
Company ‘
Field |
Location ‘
Wl ‘Tulnma\:}
Platform |
Analyst ‘
Date | martes . 30 de septiembre de 2008 ~|

Fig. 65 Resumen de opciones del sistema (recuadro 1).

116



4.5.4 Ingresar los datos PVT (PVT Data).

Se ingresan los datos de PVT del fluido producido, tal como se muestra en la
figura 66. Parametros de entrada: La relacién gas/aceite, Gravedad especifica del
aceite, Gravedad especifica del gas y salinidad del agua.

Impurezas: Porcentaje molar del H2S, CO2y No.

Otro pardmetro que se debe escoger es la correlacion para el calculo de las
propiedades Pb, Rs y Bo. Ademas se debe de escoger la correlacion para el calculo
de la viscosidad del aceite.

PVT - INPUT DATA (Pozo verticalB.Out) (Qil - Black Qil matched)

Dene || Cancel [ Tables MatchDatal Hegressmn‘ Enna\almns| Ealcu\ale| Save || Open | Composiion) Help

Gas Gravity ‘EI 75 3p. gravity
“wiater Salinity ‘ 20000 Ppm

‘JQseTables H Expart | | |
Input P Conelation
Solution GOR ‘mn sel/STR ‘ Pb, fis, Bo ‘E\asu -
il Giravity ‘ a0 AP ‘ Dil¥iscosity ‘ Petrosky ot al =

Impuiie

Mole Percent H25 ‘n percent ‘
Mols Percent CO2 ‘ 0 percent ‘
Mole Percent N2 ‘ 0 percent ‘

Fig. 66 Datos PVT (recuadro 2).
4.5.5 Obtener la curva de comportamiento de afluencia (IPR Data).

En esta ventana se obtuvo la curva IPR estimada. Se selecciona el método
de yacimiento con capas mdultiples (Multilayer Reservorir) y se introduce la
temperatura del yacimiento y el modelo de compactacion de la permeabilidad como
se presenta en la figura 67.

Inflow Performance Relation (IPR) - Select Model

Done Valdate | Calculate | Feport | Transfer Data Sand Faiuie

Cancel | Resst | o | Ewot |

Help Test Data Sensitivity

i | Model and Global Yariable Selection

Reservoir todel Mechanical / Geomebical Skin Dreviation and Partial Penetration Skin

Fetkowich
MultiRate Fetkovich

ones
MultiRate Jones
Tr:

Reservai Temperatue [250 deg F

Compastion Permeabilly Reduction Mol [He =

Fig. 67 Seleccion del modelo del yacimiento para obtener la curva de comportamiento de
afluencia (recuadro 3).

El modelo de yacimiento con capas multiples (Multilayer Reservorir) permite
discretizar al yacimiento hasta en 50 capas. Cada capa puede tener diferente
presion de yacimiento, modelo de flujo y propiedades del fluido. La gravedad
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especifica del aceite, RGA, y corte de agua que se puede introducir para cada capa.
Las propiedades de los fluid producidos en el pozo se determinan a partir de la suma
de las contribucion individuales de cada capa.

Como siguiente paso se da click en entrada de datos (Input Data) figura 68,
donde se escoge el modelo de flujo (para el caso el modelo de Darcy), la presion de
las capas, el espesor de las capas, el dafo de las capas, y en el apartado de datos
de la capa (Layer Data). Se introduce para cada capa, los datos PVT y datos IPR;
RGA, gravedad especifica del aceite y gas y corte de agua respectivamente y
Permeabilidad del yacimiento, area de drene, factor de forma Dietz (depende de la
forma del area de drene) y radio de pozo.

Es en este apartado donde cambiaremos el dafo para el caso B, C, Dy E.
tal y como se especifica para cada caso en el capitulo “4.3 Casos a simular del pozo
Garcia’.

Inflow Performance Relation (IPR) - Input Data

Dore | vaidate | Calculate | Repart | Transfer Data | SandFalre |

Cancel | FReset | ot | Expon |

Help TestData | Sensiiviy 18:0001

~

. Layer Model Layer Pressuie Layer Height Layer Skin Layer Dala

A

psig feet

1 Daicy 500 ] Z Layer 1 Dals

2 Darcy ES €l E Layer 2Dale

3 Daioy =30 L E Layer 3Data

4 Daicy E3 i E Layer 4 Dals

5 Darcy E2] i Z Layer5Dats e — —_
5 Daicy 545 0 E Layer 6 Dats

7 Daicy E] 0 2 Layer 7Data

5 Darcy Es i Z Layer BDals Lyl - By

3 Darcy 3560 0 z Layer Dt [ ome | Coee ] hao |
0 Dacy ] 10 K Leyer 10Data one nee sieae B
11 Daicy ] i E Layer 11 Dala

12 Darcy 375 0 E Layer 12Date

13

14

15

15

& PR Data

18 © 2

e
&l Cut | _Copy | Faste | Delete | _Insett Dietz Shape Faclar
 MechiGeom Skin | Dev/PP Skin ; Sand Control | Rel Perms | Viscosity , Compaction j ‘welBore Radius |0 354 fest

Fig. 68 Entrada de datos de cada una de las capas (Modelo para calcular el comportamiento
de afluencia, presién de la capa, espesor de la capa, dafio de la capa, caracteristicas PVT del fluido por
capa, etc).

Para simular el pozo con entrada de agua y dafio, se utilizaron 12 capas las
cuales simularan el yacimiento, las primeras 3 capas tienen un espesor de 30 ft con
0% de corte de agua cada una y las otras 9 capas tienen un espesor de 10 ft con
diferentes cortes de agua los cortes de agua, se enlistan a continuacion. Todas las
capas tienen dafio 2.

Tabla 18. Tabla del caso A para simular.
Capa | Corte de agua | Dafio
1 0 2
2 0 2
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3 0 2
4 13% 2
5 16% 2
6 21% 2
7 26% 2
8 32% 2
9 41% 2
10 51% 2
11 64% 2
12 80% 2

Por ultimo en el proceso de construccion de la curva IPR estimada para el
pozo se procede al dar click en calcular (Calculate) y se adquiere el comportamiento
de afluencia por capa, figura 69.

Finish Main Annotate Scales Labels Replot Output Colours Options Variables TestData Results Help

| IPR plot MultiLayer Reservoir (Tutorial 3 19/08/2015 - 12:25:27)

[ 357499

Tayer 1 -
L AOF :  66489.4 (STB/dhy)

AGF (Layer 1):  11253.3 (STB/day)

(
AJF (Layer 2) 10150.0 {STB/day)
AGF (Layer3):  10947.2 (STB/day)
; AGF (Layer4): 3496 3 (STB/da})
288125 A% ] SRR I AQF.(Layer 8. 3522 2.(8TBial). |
: ACQF (Layer 6):  3563.2 (STB/day)
ACF (Layer 7):  3606.0 (STB/da})
AGF (Layer 8) 3669 2 (STB/day)

AQF (Layer9): 37426 (STB/da})
AOF {bayer 10): 3845 5 (STB/day)
; AOF (Layerd1):  3999.3 (STE/da})
EEIES SR | TR | gy g e AOR- fLayer 12 47478 {STBay) [

Pressure (psig)

soz7as].. W} Ah o S S S N

16622 3 33244 6 49867 66489 3

[ Rate (STB/day) |

Fig. 69 Curvas de comportamiento de afluencia por capa del pozo Garcia.

4.5.6 Definir las caracteristicas mecanicas del pozo (Equipment Data).

En esta ventana se definen las caracteristicas mecéanicas del pozo (los
equipos y condiciones), desviacion del pozo, equipo de superficie, equipo de fondo,
gradiente geotérmico y capacidades calorificas de los fluidos figura 70.
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EQUIPMENT DATA (Pozo verticalE.Out)

| Does | E.w:-.'dl A | Edk | Su-ﬁayl
Pl epuet | Egecel | Fest | Help |

frput Diats

| _[Dewiston Suvey

| _| Sutace Equpment

_ | | rowmihcie E quiprnent
| | Gecthermal Gradsent

| __| Average Hest Capacites

reaabde Suf e E quepsesnt [!aa

Fig. 70 Datos del estado mecéanico del pozo Garcia (recuadro 4).

45.6.1 Ingresar los datos de la desviacion del pozo (Deviation Survey).

El simulador calcula el desplazamiento y el angulo de desviacién del pozo,
por lo que se necesitd agregar la profundidad medida (Measured Depth) y la
profundidad vertical verdadera (True Vertical Depth) inicial y final de cada
terminacion, como se muestra en la figura 71.

DEVIATION SURVEY (Pozo verticalB.Out)

Done Cancel | tain | Help | Filter | ‘

(Input Data

Curnulative
Displacement

Measured True Vertical
Depth Depth

Angle ‘

[fieet] [feet] | [feet] | [degrees]
1_|[@ 0 o [0
2 |[&00 000 i |0 |

Fig. 71 Desviacion del pozo, Ingresar los datos de los equipos en superficie (Surface
Equipment).

Se deshabilita esta opcién Figura 72, ya que la simulacion se realiza desde
el fondo del pozo hasta el cabezal, (no se toman en cuenta las instalaciones
superficiales.

ECANPMENT DATA (Pozo werticalB. Owt)

[ hons | E-:ncell Al | Edi T
Fepart | Export || Rieast | Help

Irget Dot
| ¥ vton Survey

_| _IE e |
_I W Doerducte Eoungaiend
| W Goeothemal Gracbert

J ¥ Aversge Hest Capaciies
Dissbls Sufsce Equipment ['ve: =)

Fig. 72 Deshabilitar equipo de superficie.

45.6.2 Ingresar los datos del equipo de fondo (Downhole Equipment).
En esta seccion se detallan los caracteristicas (diametro interno, profundidad,
rugosidad) de cada uno de los equipos que se encuentran a lo largo del pozo, tales
como: valvula de seguridad (SSSV), camisas, niples, tubos, guia de reentrada,
tuberia de produccion (tubing), tuberia de revestimiento (casing), etc. Para los datos

120



de entrada del estado mecanico no se consideran mas restricciones que las que
provee el pozo.

DOWNHOLE EQUIPMENT (Pozo verticalB.Out)

Dore | Eancel| I ain | Help | Inzert | Delete| Copy | Coutt | Paste | All | Import| Export| Fiepart | Equipment|
—Input Data
Measured Tubing Tubing Tubing Tubing Casing Casing Fate
Label Tupe Depth Inzide Inzide Outgide Outgide Inzide Inzide I ualtiplier
Diameter | Roughness| Diameter |Roughness| Diameter | Roughness
[feet] [inches] [inches] [inches] [inches] [inches] [inches]
B (| [WelHead Hmasz Tree 0
2 | | Tubing Tubing 7800 3992 n.oote 1
3 | | Casing Caszing a000 83 n0.oma 1
P
5

Fig. 73 Equipos de fondo, (se introducen elementos del pozo a sus respectivas
profundidades).

4.5.6.3 Ingresar el gradiente geotérmico de la formacién (Geothermal

Gradient).

El simulador hace el calculo del perfil de temperaturas a lo largo del pozo. Se
solicitaron los valores de profundidad medida y temperatura de la formacion, tanto
en el cabezal como en el fondo del pozo. Ademas del coeficiente de transferencia
de calor total, que se supuso un valor intermedio de literatura para tuberias de acero
de 8 BTU/h/pie2/°F, como se puede visualizar en la Figura 74.

GEOTHERMAL GRADIENT (Pozo verticalB.Out)

Dane I Eancell I ain | Help | | mpart | Plat |
Inzert | Delete | Copy | Cut | Pazte | Al |
—Input Data
Formation Formation Overall Heat
Meazured Depth | Temperature Tranzfer
[feet) [deg F) Coefficient
110 100 m BT U A2/
2130 100 J g
2| =000 250
4
5

Fig. 74 Gradiente Geotérmico de formacién, (se introduce el registro de temperatura).

45.6.4 Ingresar las capacidades calorificas de los fluidos (Heat
Capacities).

Esta opcion muestra las capacidades calorificas de los fluidos producidos,
aceite, gas y agua. Las cuales se muestran en la Figura 75.

Average Heat Capacities (Pozo verticalB.O...

Donel Eancel| Main| Help | Default|

—Input Parameter

Cp Ol ||[(82E] BTUbF
Cp Gaz |0.51 BTU/bAF
Cp'wiater |1 BTU/RF

Fig. 75 Capacidad Calorifica de los fluidos.
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4.5.7 Efectuar el resumen del analisis (Analysis Summary).

Para realizar el andlisis de los resultados se procede a dar click en la opcion
System 3 variables (recuadro 5) figura 64.

Fig. 64 Interfaz del usuario.

Una vez que se despliegue la ventana System 3 variables (Matched PVT)
figura 76, introduciremos los datos y las opciones para el ajuste, Presion en la
cabeza del pozo (Top Node Pressure), Correlacion para el equipo de superficie,
Correlacion para el levantamiento vertical, el nodo solucion, Método de flujo,
Interseccion en la cabeza.

Fig. 76 Interfaz 3 variables (recuadro 5).
Después de hacer click en continue, aparece la interfaz select variables figura
77

Fig. 77 Continuacion del select variables (en este apartado se pueden hacer andlisis de
sensibilidad variando hasta dos parametros tales como Py, Pwh, % agua etc).
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Sin hacer modificaciones a la interfaz damos click en continue y aparece una
interfaz como la de siguiente figura 78.

T SYSTEM 3 VARIABLES (Pozo verticalB.Out) (Matched PVT)
| Calculate | Plot | Sensiivity || Sensiiviiy PvD | Report | Export | Dptions | Done | Main Lift Curves | Help ‘
[~ Rissul ariable
UnuidRate | Ol Rate [VLP PvessulTPR Pressue| WelHead
ressue
STB/dsy | STB/dw | poo | pea | e
T 05708 | 368798 | HEAT | 280 lution
2|[214147 183083 [24180  aase5 250 Soluton Detals
3||eew mme |mmis  ames 260 0K FStS 1SS ST B
BERE e 2 D Gasfele | 4512 | MMsclidy
HIEE e N IS OlRate) 112802 | STE/day
5|[1os474  emesz  |z7e13s  airsol | 2% WaleRale | 25570 | 5TB/day
B o e Sohdion Node Presswe | 304515 | pg
jd Welhead Presaure | 25000 | i
B||1arm03 sz |mesy  so0s7e |20 e T T Tt
| 51| S8 8 SB35 SS14.58 1) (292245 ) 250 First Node Temperatus | 163.95 | dec
T0||1e%a3  [15087  |®1249 | 283209 |20
T||2007 170789 |wraaae | z7mse | a0
T2 (22 e7es1 |47 220|280 " F”E“m‘ w5 ‘
13|27 |20uEE 417217 | 2se2d7 |20 T
10||z7ams2 | izms  |4aos23 24383 | om0
15|| 20606 |oarsEs  |4ee559 | 234|250
16| ;%621 [ 25465 [49%830 | 222594 |20
17| 3meas | znas  [sienel | znasz |20
16]|375  2mvoa5 546364 200018 | 250
19| (37865 ands22 (57425 1es2s3 | 2%
EE 333 32078  |804582 178278 | 250 ‘
T

Fig. 78 Tabla del ajuste VLP/IPR.

En la figura 79 aparece el ajuste de la VLP vy los resultados de las
correlaciones usadas, para obtener este resultado le damos click en calculate y se
despliega la gréfica de IPR y la VLP.

7

SYSTEM Plot (C\Users\lsaac\Desktop\lsaac\Tesis\Simulacfon\Pozo verticalB.Out)

Finish

045,22

4524.27]

202291

1511.2¢]

Fig.

Main Annotate Scales Labels Replot Output Colours Options Variables TestDats Help

Inflow (IPR) v Outflow (VLP) Plot (Tutorial 3 19/08/2015 - 16:65:29) |

——
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Solution Foint
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First Node Z Facior

First Node Interfacial Tension
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de trasporte.

79 El simulador gréfica la curva de comportamiento de afluenciay la curva de capacidad
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Capitulo 5. Resultados de la simulacion.
5.1 Obtencién de las curvas VLP/IPR.

La obtencion de las curvas VLP/IPR se realiz6 mediante la metodologia
mostrada en la seccién 4.5, con los datos de entrada de la seccion 4.2 Informacién
del pozo Garcia.

La curva de comportamiento de afluencia obtenida en la seccion datos IPR
(IPR data) para cada capa se construyen con datos de la prueba de presion y
produccion de un registro PLT (presion y gasto por estaciones), con lo que es
posible obtener la aportacion de cada capa y determinar su dafio. Se pueden
asignar diferentes propiedades PVT pero como el caso de estudio es un yacimiento
de espesor de 180 ft las propiedades PVT se conservaran iguales.

El espesor del yacimiento se debe dividir en capas para determinar el
comportamiento de afluencia de cada una de ellas y poder sensibilizar la variacion
de su comportamiento considerando la modificacion del dafio de acuerdo al andlisis
realizado. En el simulador es posible dividir el intervalo productor hasta en 49 capas,
sin embargo entre mayor sea el nimero de capas el andlisis serd mas laborioso y
tardado y si se considera un numero de capas relativamente pequefio se podria
perder precision en el analisis, por lo que se recomienda utilizar un nimero de capas
moderado. Para el caso de estudio se consideraron 12 capas las primeras 3 capas
con un espesor de 30 ft y las siguientes 9 con un espesor de 10 ft. De este modo la
interfaz grafica del simulador se graficaran 13 curvas IPR, las primeras 12
pertenecientes al IPR de cada capa y la gréfica no 13 pertenece a la suma de las
12 capas.

El ajuste de las curvas VLP/IPR se divide en 5 grupos que presentan los
diversos comportamientos presentados en la simulacion de los pozos. La curva VLP
de los casos permanece constante, pero la curva de comportamiento de afluencia
tiene un comportamiento variable, dado que, la producciénciéon de agua y aceite
disminuyen o aumentan segun la zona estimulada.
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5.1.1 Curvas VLP/IPR caso A pozo totalmente dafado.

Este caso representa la productividad del yacimiento dividida en 12
secciones, ademas el yacimiento presenta dafio debido a las operaciones durante
la perforacion y terminacion del pozo en un grado de 2. La grafica muestra el IPR
de cada una de las capas con dafio 2 del caso A.

3574.99 :
' AOF: 384477 (STBIday)
ADF (Layer 1): 60552 (STBiday)
ADF (Layer2):  5084.2 (STB/day]
AOF (Layer3):  6113.0 (ST8/day]
MOF (Layer4): 20986 (STBI
2681.24] CADF(Laver 5). . 204 (ETBMav) ).
AOF (Layer6): 21386 (STBI

AQF (Layer7):  2164.3 (STB/day]
KOF (Layer8):  2196.0 (STB/day]
ADF (Layer9):  2245.9 (STBiday)
5 AQFfhayer 10):  2307.3 (STHiday]
E AGF (Laygrd1): 23090 (STB/day]

2l TTETAIE R AGF-Aayer 1971 - 25588 S (ETB Ayl - | - oo oo e
2 H :
& :
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e I N (O S SRS SR SRR
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| | 1e-6 ; ;
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Fig. 80 Curva de comportamiento de afluencia del yacimiento con dafio 2 en las 12 capas,
caso A.

La siguiente figura muestra el ajuste de la VLP/IPR para el caso A.

[] 2335 8¢
i "o J
a T T e et S
§
=
PABIATE e ...
| | 0 : H
38.4477 5633.08 19237.7 288223 28417
I Liquid Rate (STB/day) ]

Fig. 81 Ajuste de curva VLP/IPR para el caso A.
El nodo solucion donde la curva VLP/IPR se intersectan se encuentra a

2768.18 psig con un gasto de liquido de 11759.18 (STB/day).
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La siguiente tabla 19 muestra el potencial de cada capa junto con su gasto

de aceite y agua para el nodo solucién del yacimiento.

Tabla 19. Tabla de gastos de produccidn del liquido, aceite, agua y gas de cada capa del caso

A.
Gasto de |Gasto de |Gasto de |Gasto de
liquido aceite agua gas
Capa | [bpd] [bpd] [bpd] [bpd]
1 [1926.1 1926.1 0 0.77043
2 |1956.8 1956.8 0 0.78272
3 11987.4 1987.4 0 0.79495
4 |655.7 570.4 85.2 0.22818
5 |657.4 552.2 105.2 0.22088
6 |657.9 519.7 138.2 0.20789
7 |658.4 487.2 171.2 0.19488
8 |658.3 447.6 210.6 0.17905
9 |656.3 387.2 269.1 0.15489
10 |653.7 320.3 3334 0.12812
11 |649 233.7 415.4 0.09346
12 |642.3 128.5 513.8 0.051382
11759.3 |9517.1 2242.1 3.806832

La tabla 19 nos indica que el gasto total de liquido es de 11759.3 bpd de este
total, el 80.93% pertenece a un gasto de aceite, es decir 9517.1 bpd de aceite que
pertenece al potencial de las 12 capas, por otro lado el 19.06% pertenece al gasto
de agua lo cual indica que se producen 2241.1 bpd de agua.
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5.1.2 Curvas VLP/IPR caso B pozo totalmente estimulado.

Este caso representa la productividad del yacimiento dividida en 12
secciones con las mismas caracteristicas del caso A, con la diferencia que el dafio
se ha reducido a 0 debido a una operacion de estimulacion en las 12 capas del
yacimiento. La figura 82 muestra el IPR de cada una de las capas con dafio O para
el caso B.

[ 357499

; AOF:
ADF (Layer 1)
-f—):OF(Layer 2): 7607.
AOF (Layer 3)

26871.24]

AOF (Layer 73 :
AOF (Layer 8)
AOF (Layer 9):

= -D.QF fayer 10)
E | 1 : ACF (Laygrd1):  2098.5 (STB/day}
2 178750 Reeemmdpomnmmz e e e L #GIF-Aoayar 4835 - - 3474 5 (B TEEayh - |- oemm e mme e
Z ' :
@
goarde) Ny o] O SO

120148 240296 36044 4 48059 2

I Rate (STB/day) ]

Fig. 82 Curva de comportamiento de afluencia del yacimiento con dafio 0, caso B.

La curva IPR en color verde representa la suma de las 12 capas con dafio 0.
De la grafica podemos denotar un aumento en el potencial del pozo debido a la
remocion del dafio.

La siguiente figura muestra el ajuste de la VLP/IPR para el caso B.
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Fig. 83 Ajuste de curva VLP/IPR para el caso B.
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El nodo solucion donde la curva VLP/IPR se intersectan se encuentra a
2875.48 psig con un gasto de liquido de 12953.7 (STB/day).

La siguiente tabla 20 muestra el potencial de cada capa estimulada junto con
sSu gasto de aceite y agua para el nodo solucion del yacimiento.

Tabla 20. Tabla de gastos de produccién del liquido, aceite, agua y gas de cada capa del caso

B.
Gasto de Gasto de Gasto de Gasto de
liquido aceite agua gas
Capa (bpd) (bpd) (bpd) (bpd)

1 21195 21195 0 0.84781
2 2159.5 2159.5 0 0.8638
3 2199.2 2199.2 0 0.87969
4 723.5 629.5 94.1 0.25179
5 725.4 609.4 116.1 0.24374
6 725.6 573.2 152.4 0.22929
7 725.8 537.1 188.7 0.21483
8 725.1 493 232 0.19722
9 721.7 425.8 295.9 0.17032
10 717.4 3515 365.9 0.14061
11 710.4 255.7 454.6 0.10229
12 700.5 140.1 560.4 0.056037

12953.6 10493.5 2460.1 4.197427

La tabla 20 nos indica que el gasto total de liquido es de 12953.6 bpd de este
total, el 81.00% pertenece a un gasto de aceite, es decir 10493.5 bpd de aceite que
pertenece al potencial de las 12 capas, por otro lado el 18.99% pertenece al gasto
de agua lo cual indica que se producen 2460.2 bpd de agua.
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5.1.3 Curvas VLP/IPR caso C pozo selectivamente estimulado un

intervalo.

Este caso representa la productividad del yacimiento dividida en 12

secciones con las mismas caracteristicas del caso A, con la diferencia que el dafio
se ha reducido a O debido a una operacion de estimulacion en la capa No. 2 del
intervalo productor de aceite, por lo tanto solo una parte del yacimiento fue
estimulada de forma selectiva por algun método de estimulacion no convencional
mencionado en el capitulo 3. La Figura 84 muestra el IPR de cada una de las capas

y de la capa estimulada.
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Fig. 84 Curva de comportamiento de afluencia del yacimiento sin dafio en lacapa 2y con
dafio en las demas capas, caso C.

La curva IPR en color verde representa la suma de las 12 capas y la curva
azul turquesa (layer 2) representa la IPR de la capa No. 2 que fue estimulada.

La siguiente figura muestra el ajuste de la VLP/IPR.
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Fig. 85 Ajuste de curva VLP/IPR para el caso C.
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El nodo solucion donde la curva VLP/IPR se intersectan se encuentra a

2784.97 psig con un gasto de liquido de 12025 (STB/day).

La siguiente tabla 21 muestra el potencial de cada capa estimulada junto con
sSu gasto de aceite y agua para el nodo solucion del yacimiento.

Tabla 21. Tabla de gastos de produccién del liquido, aceite, agua y gas de cada capa del caso

C.
Gasto de Gasto de Gasto de Gasto de
liquido aceite agua gas
Capa (bpd) (bpd) (bpd) (bpd)

1 1890.4 1890.4 0 0.75617
2 2404.5 2404.5 0 0.96182
3 1952.1 1952.1 0 0.78082
4 643.7 560 83.7 0.22401
5 645.3 542.1 103.3 0.21684
6 645.8 510.2 135.6 0.20407
7 646.2 478.2 168 0.19128
8 646 439.3 206.7 0.17572
9 644 379.9 264 0.15198
10 641.2 314.2 327 0.12567
11 636.4 229.1 407.3 0.091639
12 629.4 125.9 503.5 0.050354

12025 9825.9 2199.1 3.930373

La tabla 21 nos indica que el gasto total de liquido es de 12025 bpd de este
total, el 81.71% pertenece a un gasto de aceite, es decir 9825.9 bpd de aceite que
pertenece al potencial de las 12 capas, por otro lado el 18.28% pertenece al gasto
de agua lo cual indica que se producen 2199.1 bpd de agua.
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5.1.4 Curvas VLP/IPR caso D pozo selectivamente estimulado tres
intervalos.

Este caso representa la productividad del yacimiento dividida en 12
secciones con las mismas caracteristicas del caso A, con la diferencia que el dafio
se ha reducido a 0 debido a una operacion de estimulacion en la capa No. 1, 2y 3
del intervalo productor de aceite, por lo tanto solo 3 partes del yacimiento son
estimulados de forma selectiva por algun método de estimulacion no convencional
mencionado en el capitulo 3. La grafica muestra el IPR de cada una de las capas y
de la capa estimulada.
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Fig. 86 Curvas de comportamiento de afluencia del yacimiento sin dafio en lacapal,2y 3y
con dafio en las 9 capas restantes, caso D.
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La curva IPR en color verde representa la suma de las 12 capas, la capa No.
1, 2y 3 fueron estimuladas.

La siguiente figura muestra el ajuste de la VLP/IPR.
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Fig. 87 Ajuste de curva VLP/IPR para el caso D.
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El nodo solucion donde la curva VLP/IPR se intersectan se encuentra a
2814.49 psig con un gasto de liquido de 12558.9 (STB/day).

La siguiente tabla 22 muestra el potencial de cada capa estimulada junto con
Su gasto de aceite y agua para el nodo solucion del yacimiento.

Tabla 22. Tabla de gastos de produccién del liquido, aceite, agua y gas de cada capa del caso

D.
Gasto de Gasto de Gasto de Gasto de
Capa liquido aceite agua gas
(bpd) (bpd) (bpd) (bpd)

1 2286.6 2286.6 0 0.91465
2 2325.7 2325.7 0 0.93028
3 2364.5 2364.5 0 0.94581
4 622.4 541.5 80.9 0.2166
5 624 524.2 99.8 0.20967
6 624.4 493.3 131.1 0.1973
7 624.7 462.3 162.4 0.18491
8 624.4 424.6 199.8 0.16983
9 622.1 367.1 255.1 0.14682
10 619.1 3034 315.8 0.12135
11 614.1 221.1 393 0.088424
12 606.8 121.4 485.4 0.048543
12558.8 10435.7 2123.3 4.174187

La tabla 22 nos indica que el gasto total de liquido es de 12558.8 bpd de este
total, el 83.09% pertenece a un gasto de aceite, es decir 10435.7 bpd de aceite que
pertenece al potencial de las 12 capas, por otro lado el 16.90% pertenece al gasto
de agua lo cual indica que se producen 2123.3 bpd de agua.
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5.1.5 Curvas VLP/IPR caso E pozo selectivamente estimulado seis

intervalos.
Este caso representa la productividad del yacimiento dividida en 12

secciones con las mismas caracteristicas del caso A, con la diferencia que el dafio
se ha reducido a 0 debido a una operacion de estimulacion en la capa No. 1, 2, 3,
4, 5,y 6 del intervalo productor de aceite, por lo tanto solo 6 partes del yacimiento
son estimulados de forma selectiva por algin método de estimulacidon no
convencional mencionado en el capitulo 3. La grafica muestra el IPR de cada una
de las capas y de la capa estimulada.
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Fig. 88 Curva de comportamiento de afluencia del yacimiento sin dafio en las 6 primeras
capas y con dafio en las 5 restantes, caso E.

La curva IPR en color verde representa la suma de las 12 capas y la capas
1, 2,3, 4,5,y 6 fueron estimuladas.

La siguiente figura muestra el ajuste de la VLP/IPR.
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Fig. 89 Ajuste de curva VLP/IPR para el caso E.
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El nodo solucion donde la curva VLP/IPR se intersectan se encuentra a
2832.50 psig con un gasto de liquido de 12754.6 (STB/day).

La siguiente tabla 23 muestra el potencial de cada capa estimulada junto con
Su gasto de aceite y agua para el nodo solucion del yacimiento.

Tabla 23. Tabla de gastos de produccién del liquido, aceite, agua y gas de cada capa del caso

E.
Gasto de Gasto de Gasto de Gasto de
liquido aceite agua gas
Capa (bpd) (bpd) (bpd) (bpd)

1 2237.8 2237.8 0 0.89511
2 2277.1 2277.1 0 0.91083
3 2316.2 2316.2 0 0.92647
4 763.1 663.9 99.2 0.26555
5 765 642.6 122.4 0.25705
6 765.3 604.6 160.7 0.24185
7 611.5 452.5 159 0.181
8 611.1 415.5 195.5 0.16622
9 608.7 359.1 249.6 0.14366
10 605.6 296.7 308.9 0.1187
11 600.4 216.1 384.2 0.086455
12 592.9 118.6 474.3 0.047435

12754.7 10600.7 2153.8 4.24033

La tabla 23 nos indica que el gasto total de liquido es de 12754.7 bpd de este
total, el 82.11% pertenece a un gasto de aceite, es decir 10600.7 bpd de aceite que
pertenece al potencial de las 12 capas, por otro lado el 16.88% pertenece al gasto
de agua lo cual indica que se producen 2153.8 bpd de agua.
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5.2 Anadlisis de los resultados.

Latabla 24, 25 y 26 muestra los gastos de liquido, aceite y agua de los casos
A, B, C, Dy E considerando un dafio inicial de 2 a 0 y que dicho dafio haya sido
removido totalmente en las capas seleccionadas de acuerdo a los casos analizados,
el caso A representa las condiciones actuales del yacimiento, el caso B, representa
las condiciones del yacimiento totalmente estimulado, el caso C representa las
condiciones del yacimiento estimulado mediante un método selectivo ubicado en la
capa 2 de los disparos, el caso D representa las condiciones del yacimiento
estimulado mediante un método selectivo ubicado en la capa 1, 2 y 3 de los
disparos, el caso E representa las condiciones del yacimiento estimulado mediante
un método selectivo ubicado en la capa 1, 2, 3, 4, 5y 6 de los disparos.

Gasto de liquido (STB/day)

Capas B C D E

1 (30ft) 1926.1 2119.5 1890.4 2286.6 2237.8
2 (30ft) 1956.8 2159.5 2404.5 2325.7 2277.1
3 (30ft) 1987.4 2199.2 1952.1 2364.5 2316.2
4(10ft) 655.7 723.5 643.7 622.4 763.1
5 (10ft) 657.4 725.4 645.3 624 765
6 (10ft) 657.9 725.6 645.8 624.4 765.3
7 (10ft) 658.4 725.8 646.2 624.7 6115
8 (10ft) 658.3 725.1 646 624.4 611.1
9 (10ft) 656.3 721.7 644 622.1 608.7
10 (10ft) 653.7 717.4 641.2 619.1 605.6
11 (10ft) 649 710.4 636.4 614.1 600.4
12 (10ft) 642.3 700.5 629.4 606.8 592.9
Total 11759.3 12953.6 12025 12558.8 12754.7

Tabla 24. Gasto de produccion de liquido de los casos A, B, C, Dy E S=2.

Gasto de aceite (STB/day)

Capas B C D E

1 (30ft) 1926.1 2119.5 1890.4 2286.6 2237.8
2 (30ft) 1956.8 2159.5 2404.5 2325.7 2277.1
3 (30ft) 1987.4 2199.2 1952.1 2364.5 2316.2
4 (10ft) 570.4 629.5 560 541.5 663.9
5 (10ft) 552.2 609.4 542.1 524.2 642.6
6 (10ft) 519.7 573.2 510.2 493.3 604.6
7 (10ft) 487.2 537.1 478.2 462.3 452.5
8 (10ft) 447.6 493 439.3 424.6 415.5
9 (10ft) 387.2 425.8 379.9 367.1 359.1
10 (10ft) 320.3 351.5 314.2 303.4 296.7
11 (10ft) 233.7 255.7 229.1 221.1 216.1
12 (10ft) 128.5 140.1 125.9 121.4 118.6
Total 9517.1 10493.5 9825.9 10435.7 10600.7

Tabla 25. Gasto de produccién de aceite de los casos A, B, C, Dy E S=2.
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Gasto de agua (STB/day)

Capas A B C D

1 (30ft) 0 0 0 0 0
2 (30ft) 0 0 0 0 0
3 (30ft) 0 0 0 0 0
4 (10ft) 85.2 94.1 83.7 80.9 99.2
5 (10ft) 105.2 116.1 103.3 99.8 122.4
6 (10ft) 138.2 152.4 135.6 131.1 160.7
7 (10ft) 171.2 188.7 168 162.4 159
8 (10ft) 210.6 232 206.7 199.8 195.5
9 (10ft) 269.1 295.9 264 255.1 249.6
10 (10ft) 333.4 365.9 327 315.8 308.9
11 (10ft) 415.4 454.6 407.3 393 384.2
12 (10ft) 513.8 560.4 503.5 485.4 474.3
Total 2242.1 2460.1 2199.1 2123.3 2153.8

Tabla 26. Gasto de produccion de agua de los casos A, B, C, Dy E S=2.

De acuerdo a la tabla 27, en el caso B al estimular todo el intervalo se obtuvo
un aumento de liquido 1194.3 [bpd] de los cuales 976.4 [bpd] son de aceite y 218
[bpd] son de agua, en el caso C con la estimulacion selectiva en el intervalo
productor No 2 se obtuvo un aumento de liquido de 265.7 [bpd], un aumento de
aceite de 308.8 [bpd] y el gasto de agua disminuyo 43 [bpd] en comparacion con el
caso base, en el caso D con la estimulacion selectiva en el intervalo productor No
1, 2 y 3 se obtuvo un aumento de liquido de 799.5 [bpd], un aumento de aceite de
918.6 [bpd] y el gasto de agua disminuyo 118.8 en comparacion con el caso base y
en el caso E con la estimulacién selectiva en los intervalos productores No 1, 2, 3,
4, 5y 6 se obtuvo un aumento de liquido de 995.4 [bpd], un aumento de aceite de
1083.6 [bpd] y la disminucion del corte de agua de 83.4 [bpd] en comparacién del
caso base.

Comparacion de liquido. Comparacion de aceite. Comparacion de agua.
Capas |B-A C-A D-A E-A B-A C-A D-A E-A B-A C-A D-A E-A
1 (30ft) 193.4 -35.7 360.5 311.7 193.4 -35.7 360.5 311.7 0 0 0 0
2 (30ft) 202.7 447.7 368.9 320.3 202.7 447.7 368.9 320.3 0 0 0 0
3 (30ft) 211.8 -35.3 377.1 328.8 211.8 -35.3 377.1 328.8 0 0 0 0
4 (10ft) 67.8 -12 -33.3 107.4 59.1 -10.4 -28.9 93.5 8.9 -1.5 -4.3 14
5 (10ft) 68 -12.1 -33.4 107.6 57.2 -10.1 -28 90.4 10.9 -1.9 -5.4 17.2
6 (10ft) 67.7 -12.1 -33.5 107.4 53.5 -9.5 -26.4 84.9 14.2 -2.6 -7.1 22.5
7 (10ft) 67.4 -12.2 -33.7 -46.9 49.9 -9 -24.9 -34.7 17.5 -3.2 -8.8 -12.2
8 (10ft) 66.8 -12.3 -33.9 -47.2 45.4 -8.3 -23 -32.1 21.4 -3.9 -10.8 -15.1
9 (10ft) 65.4 -12.3 -34.2 -47.6 38.6 -7.3 -20.1 -28.1 26.8 -5.1 -14 -19.5
10 (10ft) 63.7 -12.5 -34.6 -48.1 31.2 -6.1 -16.9 -23.6 32.5 -6.4 -17.6 -24.5
11 (10ft) 61.4 -12.6 -34.9 -48.6 22 -4.6 -12.6 -17.6 39.2 -8.1 -22.4 -31.2
12 (10ft) 58.2 -12.9 -35.5 -49.4 11.6 -2.6 -7.1 -9.9 46.6 -10.3 -28.4 -39.5
Total 1194.3 265.7 799.5 995.4 976.4 308.8 918.6| 1083.6 218 -43| -118.8 -88.3

Tabla 27. Tabla comparativa de los gastos de produccion de los casos A, B, C,Dy E S=2.
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La figura 88 muestra los gastos de liquido, aceite y agua. Al estimular todo el
intervalo (caso B) tenemos un aumento del gasto de liquido, aceite y de agua. Al
estimular la segunda capa (Caso C) tenemos un aumento de liquido donde aumenta
el aceite y disminuye el agua con respecto al caso base, Al estimular las primeras 3
capas (caso D) el gasto de liquido aumenta con respecto al caso base y con
respecto al caso B es menor en 394.5 [bpd], por otro lado, en cuanto al gasto de
aceite son similares con una diferencia de 57 [bpd] (Caso B gasto de aceite 10493.5
y Caso D gasto de aceite 10435.7), mientras que el gasto de agua disminuyo con
respecto al caso base, es decir se producira menor cantidad de agua de 2242.1 a
2153.8 [bpd] 88.3 [bpd] menos. Para el caso E comparado con el caso D, el gasto
de liquido aumenta ligeramente, donde el gasto de aceite se compara 10600.7 con
10435.7 [bpd], asi mismo el gasto de agua también aumenta 2153.8 y 2123.3
respectivamente.

Gasto de produccidn de liquido, aceite y agua para los casos
A,B,C,DyEs=2
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® Gasto de Liquido [Bls/dia] 11759.3 12953.6 12025 12558.8 12754.7
m Gasto de aceite [Bls/dia] 9517.1 10493.5 9825.9 10435.7 10600.7
® Gasto de agua [Bls/dia] 2242.1 2460.1 2199.1 2123.3 2153.8

Fig. 90 Grafica de gastos de produccién de liquido, aceite y agua paralos casos A,B,C,DyE

con dafio de 2 a 0 respectivamente.
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La figura 91 muestra el comportamiento de afluencia y la curva de capacidad
de trasporte del liquido, aceite y agua, para el caso Ay D.

Comparacion de gastos de liquido, aceite y agua para los
Casos A con S=2yelcasoD
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2900 - |PR del Aceite Caso A
IPR del Agua Caso A

2 2400
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Caso A, caso base todo el intervalo productor se encuentra dafado s=2 (180 ft).
Caso D, aplicacion de estimulacidn selectiva en las 3 primeras capas s=0 (90 ft) y en las

9 capas restantes s=2 (90 ft).

Fig. 91 Ajuste de la curva de capacidad de trasporte con las curvas de comportamiento de
afluencia para la produccidn de liquido, aceite y agua de los casos A y D con S=2 respectivamente.

En la figura de arriba se muestra el cambia del comportamiento de afluencia
del caso A al caso D, aumentando la productividad del yacimiento y manteniendo
casi el mismo corte de agua pero aumentando la productividad del aceite, este

efecto se debe a la estimulacion selectiva.
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Las tablas 28, 29 y 30 muestran el resultado de una simulacién idéntica a los
de las tablas 25, 26 y 27, con la distincion de que estas simulaciones se realizaron
variando el valor del dafio, considerando un dafio inicial de 5 a 0 y que dicho dafio
haya sido removido totalmente en las capas seleccionadas de acuerdo a los casos
analizados. La tabla 28, 29 y 30 muestra los gastos de liquido, aceite y agua de los
casos A, B, C, Dy E con un factor de dafio 5 respectivamente, el caso A representa
las condiciones actuales del yacimiento, el caso B, representa las condiciones del
yacimiento totalmente estimulado, el caso C representa las condiciones del
yacimiento estimulado mediante un método selectivo ubicado en la capa 2 de los
disparos, el caso D representa las condiciones del yacimiento estimulado mediante
un método selectivo ubicado en la capa 1, 2 y 3 de los disparos, el caso E
representa las condiciones del yacimiento estimulado mediante un método selectivo
ubicado en la capal, 2, 3,4, 5y 6 de los disparos.

Capas Gasto de liquido (STB/day)
A B C D E

1 (30ft) 1686.3 2119.5 1625.1 2454.8 2350.2

2 (30ft) 1709 2159.5 2684.5 2493 2388.9

3 (30ft) 1731.7 2199.2 1671 2531 2427.4
4 (10ft) 573.2 723.5 552.5 512.5 800.8

5 (10ft) 574.7 725.4 553.9 513.8 802.8

6 (10ft) 575.6 725.6 554.6 514.3 803.3

7 (10ft) 576.5 725.8 555.4 514.8 492.8

8 (10ft) 577 725.1 555.7 514.8 492.7

9 (10ft) 576.4 721.7 554.8 513.5 491.2
10 (10ft) 575.4 717.4 553.5 511.6 489.1
11 (10ft) 573.3 710.4 550.9 508.3 485.5
12 (10ft) 569.8 700.5 546.9 503.4 480.2
Total 10298.9 12953.6 10958.8 12085.8 12504.9

Tabla 28. Gasto de produccion de liquido, de los casos A, B, C, D y E s=5.

Capas Gasto de aceite (STB/day)
A B C D E

1 (30ft) 1686.3 2119.5 1625.1 2454.8 2350.2

2 (30ft) 1709 2159.5 2684.5 2493 2388.9

3 (30ft) 1731.7 2199.2 1671 2531 2427.4

4 (10ft) 498.7 629.5 480.6 445.9 696.7

5 (10ft) 482.8 609.4 465.3 431.6 674.4

6 (10ft) 454.7 573.2 438.2 406.3 634.6

7 (10ft) 426.6 537.1 411 380.9 364.7

8 (10ft) 392.3 493 377.9 350.1 335.1

9 (10ft) 340.1 425.8 327.3 302.9 289.8
10 (10ft) 282 351.5 271.2 250.7 239.7
11 (10ft) 206.4 255.7 198.3 183 174.8
12 (10ft) 114 140.1 109.4 100.7 96
Total 8324.6 10493.5 9059.8 10330.9 10672.3

Tabla 29. Gasto de produccién de aceite, de los casos A, B, C, Dy E s=5.
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Capas Gasto de agua (STB/day)
A B C D E

1 (30ft) 0 0 0 0 0

2 (30ft) 0 0 0 0 0

3 (30ft) 0 0 0 0 0
4(10ft) 74.5 94.1 71.8 66.6 104.1

5 (10ft) 92 116.1 88.6 82.2 128.4

6 (10ft) 120.9 152.4 116.5 108 168.7

7 (10ft) 149.9 188.7 144.4 133.8 128.1

8 (10ft) 184.6 232 177.8 164.7 157.7

9 (10ft) 236.3 295.9 227.5 210.5 201.4
10 (10ft) 293.5 365.9 282.3 260.9 249.4
11 (10ft) 366.9 454.6 352.6 325.3 310.7
12 (10ft) 455.8 560.4 437.5 402.7 384.2
Total 1974.4 2460.1 1899 1754.7 1832.7

Tabla 30. Gasto de produccion de agua, de los casos A, B, C, Dy E s=5.

De acuerdo a la tabla 30, en el caso B al estimular todo el intervalo se obtuvo
un aumento de liquido 2654.7 [bpd] de los cuales 2168.9 [bpd] son de aceite y 485.7
[bpd] son de agua, en el caso C con la estimulacion selectiva en el intervalo
productor No 2 se obtuvo un aumento de liquido de 659.9 [bpd], un aumento de
aceite de 735.2 [bpd] y el gasto de agua disminuyo 75.4 [bpd] en comparacion con
el caso base, en el caso D con la estimulacién selectiva en el intervalo productor No
1, 2 y 3 se obtuvo un aumento de liquido de 1786.9 [bpd/dia], un aumento de aceite
de 2006.3 [bpd] y el gasto de agua disminuyo 219.7 en comparacion con el caso
base y en el caso E con la estimulacion selectiva en los intervalos productores No
1, 2, 3, 4,5y 6 se obtuvo un aumento de liquido de 2206 [bpd], un aumento de
aceite de 2347.7 [bpd] y la disminucion del corte de agua de 141.7 [bpd] en
comparacion del caso base.

Capas Comparacion de liquido. Comparacion de aceite. Comparacion de agua.
B-A C-A D-A E-A B-A C-A D-A E-A B-A C-A D-A E-A
1 (30ft) 433.2 -61.2 768.5 663.9 433.2 -61.2 768.5 663.9 0 0 0 0
2 (30ft) 450.5 975.5 784 679.9 450.5 975.5 784 679.9 0 0 0 0
3 (30ft) 467.5 -60.7 799.3 695.7 467.5 -60.7 799.3 695.7 0 0 0 0
4 (10ft) 150.3 -20.7 -60.7 227.6 130.8 -18.1 -52.8 198 19.6 -2.7 -7.9 29.6
5 (10ft) 150.7 -20.8 -60.9 228.1 126.6 -17.5 -51.2 191.6 24.1 -3.4 -9.8 36.4
6 (10ft) 150 -21 -61.3 227.7 118.5 -16.5 -48.4 179.9 31.5 -4.4 -12.9 47.8
7 (10ft) 149.3 -21.1 -61.7 -83.7 110.5 -15.6 -45.7 -61.9 38.8 -5.5 -16.1 -21.8
8 (10ft) 148.1 -21.3 -62.2 -84.3 100.7 -14.4 -42.2 -57.2 47.4 -6.8 -19.9 -26.9
9 (10ft) 145.3 -21.6 -62.9 -85.2 85.7 -12.8 -37.2 -50.3 59.6 -8.8 -25.8 -34.9
10 (10ft) 142 -21.9 -63.8 -86.3 69.5 -10.8 -31.3 -42.3 72.4 -11.2 -32.6 -44.1
11 (10ft) 137.1 -22.4 -65 -87.8 49.3 -8.1 -23.4 -31.6 87.7 -14.3 -41.6 -56.2
12 (10ft) 130.7 -22.9 -66.4 -89.6 26.1 -4.6 -13.3 -18 104.6 -18.3 -53.1 -71.6
Total 2654.7 659.9] 1786.9 2206 2168.9 735.2| 2006.3| 2347.7 485.7 -75.4| -219.7| -141.7

Tabla 31. Tabla comparativa de los gastos de produccion de los casos A, B, C,Dy E s=5.

140



La figura 88 muestra los gastos de liquido, aceite y agua. Al estimular todo el
intervalo (caso B) tenemos un aumento del gasto de liquido, aceite y de agua. Al
estimular la segunda capa (Caso C) tenemos un aumento de liquido donde aumenta
el aceite y disminuye el agua con respecto al caso base, Al estimular las primeras 3
capas (caso D) el gasto de liquido aumenta con respecto al caso base y con
respecto al caso B es menor en 867.8 [bpd], por otro lado, en cuanto al gasto de
aceite son similares con una diferencia de 162.6 [bpd] (Caso B gasto de aceite
10493.5 y Caso D gasto de aceite 10330.9), mientras que el gasto de agua
disminuyo con respecto al caso base, es decir se producira menor cantidad de agua
de 1974.4 a 1754.7 [bpd] 219.9 [bpd] menos. Para el caso E comparado con el caso
D, el gasto de liquido aumenta ligeramente, donde el gasto de aceite se compara
10330.9 con 10672.3 [bpd], asi mismo el gasto de agua también aumenta 1754.7 y
1832.7 [bpd] respectivamente.

Gasto de produccidn del liquido, aceite y agua para los casos A,

B,C,DyEs=5
14000
12000
— 10000
©
Q.
2, 3000
6000
4000
2000
0
Caso A Caso B Caso C Caso D Caso E
M Gasto de Liquido [Bls/dia] 10298.9 12953.6 10958.8 12085.8 12504.9
B Gasto de aceite [Bls/dia] 8324.6 10493.5 9059.8 10330.9 10672.3
B Gasto de agua [Bls/dia] 1974.4 2460.1 1899 1754.7 1832.7

Fig. 92 Grafica de gastos de produccién del liquido, aceite y agua para los casos A,B,C,Dy
E con dafio de 5 a O respectivamente.
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La figura 92 muestra el comportamiento de afluenciay la curva de capacidad
de trasporte del liquido, aceite y agua, para el caso Ay D.

Comparacion de gastos de liquido, aceite y agua para los
CasosAconS=5yD

3400 = |PR del Liquido Caso A

- |PR del Aceite Caso A

2900
— IPR del Agua Caso A
2 2400
2 VLP Caso A
c
:g 1900 = |PR del Liquido Caso D
4]
a 1400 —— |PR del Aceite Caso D
e |PR del Agua Caso D
900
—VLP Caso D
400

0 5000 10000 15000 20000 25000 30000 35000 40000
Gasto de Produccién [bpd]

Caso A, caso base todo el intervalo productor se encuentra dafiado s=5 (180 ft).
Caso D, aplicacién de estimulacion selectiva en las 3 primeras capas s= 0 (90 ft) y en las 9

capas restantes s=5 (90 ft).

Fig. 93 Ajuste de la curva de capacidad de trasporte con las curvas de comportamiento de
afluencia para la produccién de liquido, aceite y agua de los casos Ay D con S=5 respectivamente.

En la gréfica de arriba se muestra como cambia el comportamiento de
afluencia del caso A al caso D, aumentando la productividad el yacimiento y
manteniendo casi el mismo corte de agua pero aumentando la productividad del
aceite, este efecto se debe a la estimulacion selectiva.
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Capitulo 6. Conclusiones y recomendaciones.

Se desarroll6 una metodologia para la simulacion de un yacimiento con
conificacion de agua hasta la mitad de los disparos productores, esta simulacion se
realizé6 en un simulador comercial, el cual permite la simulacién de yacimientos
multicapas para predecir el comportamiento de los pozos productores de aceite y
gas en régimen estacionario. La metodologia descrita para la simulacion multicapas
permite la integracion de la productividad de diferentes intervalos, con diferentes
propiedades del fluido y formaciéon. Asi mismo, permite la optimizacion y prediccion
del comportamiento del pozo. Con esta metodologia es posible realizar el analisis
de sensibilidad del dafio por capas para determinar la productividad del pozo por la
remocion de dicho dafio. La remocién del dafio mediante una estimulacion selectiva
se puede lograr con alguna de las tecnologias de estimulacion selectiva que se
presentaron en este trabajo,

Conclusiones de los casos A, B, C, Dy E con dafo de 2 a 0
respectivamente simulados.

De acuerdo a los resultados de las simulaciones del caso B, al realizar una
estimulacion convencional en un yacimiento con corte de agua, esté nos removera
todo el dafio, permitiendo que aumente la productividad de liquido del yacimiento,
esto aumentara el flujo de aceite y el flujo de agua y conforme pasé el tiempo, el
agua invadira todo el intervalo productor de aceite debido a su alta movilidad con
respecto a la del aceite, por lo cual la conificacion aumentara y la productividad de
aceite disminuira gradualmente.

Para el caso C, al realiza una estimulacién selectiva en un yacimiento con
corte de agua este nos removera el dafio en el intervalo seleccionado. Para el caso
C se eligio una de las secciones superiores, la capa No 2, al remover el dafio de
forma selectiva en este intervalo, la productividad de éste se incrementé de mayor
forma que en la estimulacion convencional de la capa No. 2 del caso B y aunado a
este efecto el corte de agua disminuye.

En el caso D se seleccionaron las 3 primeras capas superiores, capas No 1,
2y 3, al remover el dafio de forma selectiva en estos 3 intervalos, la productividad
de éstos se incrementd de mayor forma que en el caso B (todo el intervalo
estimulado) de las capa 1y 2 y aunado a este efecto el corte de agua disminuye
aun mas que en el caso C. Esta disminucion del corte de agua se debe a que el
dafio en las capas inferiores, donde predomina el flujo de agua, no fue removido y
representa una restriccion al flujo de agua.

En el caso E se seleccionaron las 6 primeras capas superiores, capas No 1,
2, 3,4, 5y 6, al remover el dafio de forma selectiva en estos 6 intervalos, la
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productividad de éstos se incrementd de mayor forma que en los casos A, B, CyD.
la productividad de aceite se incrementd y la produccion de agua disminuyo con
respecto del caso A pero ligeramente mayor que en el caso D, esto se debe a que
las 3 primeras capas (zona de aceite) fueron estimuladas y las 3 siguientes (zona
de aceite con produccion de agua, pero en este caso los cortes de agua eran los
menores) también.

De este modo, con el caso E-A (Estimulacion selectiva en las 6 primeras
capas comparado con el caso base) se obtendria una mayor produccion de aceite,
pero se produciria menos agua que en el caso B-A (pozo estimulado en todo el
intervalo disparado, comparado con el caso base), estos son dos beneficios que
indican que podria ser la condicibn mas deseable, sin embargo, el caso D-A
(estimulacion selectiva en las 3 primeras capas comparado con el caso base) podria
ser considerado el de mayor conveniencia, puesto que el caso D (Estimulacién
selectiva en las 3 primeras capas) ofrece un incremento de produccion de aceite
1.55% menor que el caso E (Estimulacién selectiva en las 6 primeras capas) pero
se produciria 1.41% menos agua que el caso E (Pozos con s=2), el caso E podria
ser de mayor elegibilidad, ademas que a la medida en que se incrementa la
produccion de agua, el perfil del corte de agua en el pozo se modifica, por lo que,
aunqgue en el caso E-A (Estimulacion selectiva en las 6 primeras capas comparado
con el caso base) reducimos la produccion de agua respecto al caso D-A (pozo
completamente estimulado comparado con el caso base), pero como se esta
incrementando la produccion de liquido, las fuerzas inerciales crecen, mismas que
propiciaran que no sea posible que se retrase la irrupcion plena del agua, como si
podria suceder en el caso D-A (estimulacion selectiva en las 3 primeras capas
comparado con el caso base).

Conclusiones de los casos A, B, C, Dy E con dafio de 5 a 0
respectivamente simulados.

De este modo, con el caso E-A (Estimulacion selectiva en las 6 primeras
capas comparado con el caso base) se obtendria una mayor producciéon de aceite,
pero se produciria menos agua que en el caso B-A (pozo estimulado en todo el
intervalo disparado, comparado con el caso base), estos son dos beneficios que
indican que podria ser la condicion mas deseable, sin embargo, el caso D-A
(estimulacion selectiva en las 3 primeras capas comparado con el caso base) podria
ser considerado el de mayor conveniencia, puesto que el caso D (Estimulaciéon
selectiva en las 3 primeras capas) ofrece un incremento de produccion de aceite
3.19% menor que el caso E (Estimulacion selectiva en las 6 primeras capas) pero
se produciria 4.2% menos agua que el caso E (Pozos con s=2), El caso E podria
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ser de mayor elegibilidad, ademas que a la medida en que se incrementa la
produccion de agua, el perfil del corte de agua en el pozo se modifica, por lo que,
aunque en el caso E-A (Estimulacion selectiva en las 6 primeras capas comparado
con el caso base) reducimos la produccion de agua respecto al caso D-A (pozo
completamente estimulado comparado con el caso base), pero como se esta
incrementando la produccion de liquido, las fuerzas inerciales crecen, mismas que
propiciaran que no sea posible que se retrase la irrupcion plena del agua, como si
podria suceder en el caso D-A (estimulacién selectiva en las 3 primeras capas
comparado con el caso base).

Conclusiones de las técnicas y métodos de estimulacion selectiva.

La tecnologia de estimulacion mediante pulsos ultrasénicos, representa una
opcién para la restauracion de la permeabilidad de la formacién al ser una
herramienta que puede ser instalada y operada por medio de la unidad de cable y
no requiere la inyeccion de fluidos al yacimiento. Por otro lado la disponibilidad de
la herramienta y de una planta de energia son elementos esenciales para la
operacion de la estimulacion en el pozo. Asi mismo, la temperatura de operacion
(formacion) representa una gran limitante al solo ser operable a 90°C. En caso de
tener dafio por obstruccion de solidos organicos la limpieza no tendria mucha
durabilidad, dado que esta tecnologia es recomendable para pozos con obstruccién
por solidos inorganicos de la formacion.

De las estimulaciones realizadas en dos pozos del AIATG a pesar de haber
obtenido un alto porcentaje de recuperacion de hidrocarburo este no se prolongé
por mas de 10 y 21 dias respectivamente. La baja productividad del pozo posterior
a la estimulacion PU se pudo haber generado a la baja presién de fondo fluyendo
del pozo, dado que los pozos candidatos ya tenian una alta declinacién, por otro
lado la energia del yacimiento no fue suficiente para arrojar los sedimentos
organicos o inorganicos que se depositaron en el fondo del pozo y a corto tiempo
volvieron a obturar los poros de la formacion. 36

Conclusiones de la herramienta MaxPERF.

La herramienta MaxPERF ha tenido aplicaciones exitosas en Canada y
Estados Unidos, donde ha sido aplicada en litologias de tipo shale, dolomias y
arenas, se ha probado hasta 3100 m de profundidad y 100°C. Por otro lado, la
herramienta ha realizado hasta 20 agujeros en una misma operacion (capaz de
realizar hasta 30 agujeros), la capacidad de la herramienta MaxPERF para realizar
agujeros a diferentes fases del pozo permiten realizar agujeros de forma radial que
aumenta la capacidad de flujo del yacimiento asi como la disminucion de la
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tortuosidad, de forma limpia y recuperando los recortes en superficie. La
herramienta MaxPERF puede ser colocado con tuberia flexible y la operacion por
agujero dura de 10 a 20 minutos, El tiempo de operacién de la herramienta puede
durar mucho tiempo, dependiendo el nimero de agujeros que se pretendan generar
esto podria traer problemas operacionales si el herramienta llegara a atorarse.

De acuerdo a la informacion publicada, la aplicaciéon de la tecnologia
MaxPERF en la formacion Saskatchewan, ayudo a disminuir la produccion de agua,
debido a que se estimularon las zonas superiores de aceite alejAndose de la zona
de agua, dejando el dafo de la formacion y realizando una estimulacion selectiva.
Esta estimulacion selectiva prolongo hasta por 16 meses la produccion con lo cual
la herramienta MaxPERF es recomendable para el control de agua. Sin embargo,
no se presenta informacion que nos ayude a comparar el antes y el después de la
aplicacion de la tecnologia de la herramienta maxPERF.

Conclusiones de la tecnologia GasGun™.

El fracturamiento radial con propelente de deflagracion progresiva GasGun™
representa una solucion de tipo selectiva ideal para yacimiento de gas pero que
también ha sido aplicada en yacimientos de aceite, una vez que el cartucho ha sido
colocado en la zona de interés comienza la deflagracion, la cual genera una
combustion rapida que libera el gas y aumenta la presiébn generando asi las
multiples fractura, el detalle con esta tecnologia es el crecimiento vertical hacia
abajo que si bien el gas es direccionado por el fluido de control para que se penetre
la formacion a la profundidad de la colocacion del cartucho, no se sabe como crece
la fractura en la direccion vertical hacia abajo. Esto podria canalizar el contacto agua
aceite, y aumentar la produccién de agua.

Conclusién de la tecnologia Termo-pulsos.

La tecnologia de termo pulsos consta de un cartucho con termita, el cual
contiene una mezcla de aluminio y 6xido de hierro el cual se caracteriza por tener
altas temperaturas de combustion. Esta tecnologia aplicada a yacimientos de aceite
pesado ayudara a disminuir la viscosidad del fluido aumentando su movilidad, el
funcionamiento de la tecnologia Termo-pulsos crear un impacto en la zona inferior
del pozo mediante un pulso de energia de gran alcance, que es una combinacién
de altas temperaturas y choques hidraulicos que causan una reduccion de la
resistencia hidraulica en el interior del pozo. El pulso de calor afecta la zona de los
disparos y produce una serie de vibraciones a la mezcla liquido-vapor, que esta
influida por las ondas conceéntricas de presion que se extiende desde el eje del pozo
a la periferia y afecta a la zona vecina. Esto da lugar a ampliar los canales y grietas
en la zona de interés.
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De acuerdo a la informacién publicada, la aplicacion de la tecnologia Termo-
pulsos en el campo Vishansky, no se puede determinar con certeza cual de las dos
estimulaciones (termo-pulsos y matricial acida) beneficiaron mas la recuperacion de
aceite, lo que si es un hecho es que las dos aplicadas, primero termo-plulsos y
después la estimulacién matricial acida aumento la productividad de 2 toneladas por
dia a una maxima de 18 toneladas por dia, prolongando la vida productiva del pozo
por 18 meses.

Se concluye que una estimulacion selectiva puede ser mucho mas favorable
que una estimulacion convencional (estimulacion matricial o fracturamiento
hidraulico), siempre y cuando se tenga la aportacion de agua conificada en la
vecindad del pozo. Asi mismo, se concluye que existen al menos 3 tecnologias
capaces de lograr la estimulacion selectiva en pozos de aceite y gas, por lo cual, se
recomienda implementar la estimulacion selectiva utilizando la tecnologia que
permita remover en mayor proporcion el dafio a la formacion y que proporcione la
mayor relacion beneficio/costo. Es recomendable la aplicacion de tratamientos
selectivos pero siendo conservadores en los incrementos de producciones, se
pueden incrementar los gastos de produccion, pero esos gastos de produccion son
momentaneos, lo que quiere decir, que ha cierto tiempo el agua puede invadir
completamente la zona de aceite, por ello se recomienda ser conservador en los
incrementos de produccion.

Recomendaciones.

Se recomienda que para la construccion de las curvas de comportamiento de
afluencia del modelo multicapas, se estime la presion por capa, asi mismo que se
obtenga los espesores de aceite y el dimensionamiento del cono de agua, también,
gue se realicen muestreo de los fluidos para andlisis PVT por capa o por zonas del
intervalo productor y que se obtengan nucleos de los intervalos productores para
caracterizar las unidades de flujo (unidades de flujo litologicas y petrofisicas) y asi
saber que zonas tienen mayor permeabilidad, todo esto para tener un modelo mas
robusto y consistente el cual nos permita ajustar los datos de campo con el
simulacion.

Se recomienda pedir informacion a las empresas que presentan los métodos
selectivos para definir la ventana operativa de las tecnologias. Ya que la informacion
presentada aqui es informacion de articulos y de sus propias paginas de internet.
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