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INTRODUCCION

La tesis rentabilidad de un fracturamiento hidraulico comprende cinco capitulos en los cuales
explica factores fundamentales en el desarrollo de yacimientos petroleros como lo son el
sistema petrolero, propiedades de los fluidos petroleros y la clasificacion de yacimientos para
gue después se presente una explicacion en el disefio y optimizacién sobre un método de
estimulacién conocido como el fracturamiento hidraulico cuyo objetivo es aumentar la
produccion de hidrocarburos en un pozo al menor costo posible y asi maximizar el valor
econdmico de los mismos hidrocarburos; en la parte final de dicha tesis se realizara la
evaluacién econdmica y su mismo analisis planteando un ejemplo de desarrollo de yacimiento
petrolero al cual se le determinara indicadores econémicos como el Valor Presente Neto, la
Tasa Interna de Retorno y el indice de Utilidad para conocer la rentabilidad de un proyecto de
ingenieria petrolera.

Con el crecimiento diario de la demanda mundial de petréleo, las operaciones de estimulacion
de pozos cobran cada vez mas importancia. La necesidad de produccion petrolera hace del
fracturamiento hidraulico, una técnica de incremento de productividad mas usada en los
campos petroleros.

Este tratamiento se emplea durante la etapa de terminacién inicial o posterior a la vida
productiva de un pozo petrolero, creando un canal de alta conductividad en el yacimiento,
muchos de estos son en terminaciones de intervalos nuevos, otros en zonas productivas que
no fueron fracturadas inicialmente o una combinacién de intervalos nuevos y zonas no
estimuladas.

Los beneficios principales del fracturamiento hidraulico han despertado el interés en la
industria petrolera durante mas de 50 afos. Ha sido una técnica aplicada de manera
significativa, la cual restituye o aumenta la productividad del pozo, generando un incremento
en las reservas de hidrocarburos para el pais.

Cualquier duda, sugerencia o comentario respecto al trabajo, mi correo es:
hersystin@hotmail.com



CAPITULO |

SISTEMA PETROLERO.

El logro de obtener el mayor resultado de cualquier empresa petrolera de
exploracién y produccion esta en funcién de la convergencia de eventos geoldgicos
relevantes y sus elementos cuya sinergia forma lo que es el sistema petrolero. El
sistema petrolero brinda la oportunidad de analizar procesos dindamicos de las
cuencas y sus fluidos asociados con el principal objetivo de determinar si la sincronia
de los eventos y elementos geoldgicos pasados fueron adecuados para una
formacion potencial de hidrocarburos y su mima preservacion dentro de los
yacimientos.

1.1. El Sistema Petrolero y sus elementos.

El Sistema Petrolero se estudia como un modelo estatico y dinamico, donde intervienen
elementos de entrada a la cuenca sedimentaria (sedimentos, materia organica), el cual a
siertas condiciones ocurre su transformacion (diagénesis, catagénesis), para la generacién de
aceite y/o gas, y finalmente puede acumularse en una trampa petrolera. Los elementos clave
del sistema petrolero son roca generadora, almacenadora, sello, trampa, migraciony el
sepultamiento necesario para la generacion térmica de los hidrocarburos. Estos elementos
deben compartir las apropiadas relaciones espacio-tempo (sincronia) para permitir que los
hidrocarburos se acumulen y se preserven.

Un yacimiento petrolero es una trampa que contiene hidrocarburos, que ocupan los poros de
la roca almacenadora, y que se comporta como un sistema interconectado hidraulicamente,
por lo general estan a presiones y temperaturas elevadas debidas a las profundidades y fuerzas
de compresién de las formaciones rocosas que rodean a esta trampa. La mayoria de los
yacimientos, en especial los que se encuentran dentro de carbonatos, estdn asociados a
grandes volumenes de agua denominados acuiferos, algunos yacimientos en terrigenos
(arenas) ocasionalmente también llegan a presentar presencia de agua.

1.1.1. Roca generadora.

La roca generadora, debe estar sepultada a profundidades abisales para que la materia
organica contenida pueda generar aceite y/o gas, ademds de que se encuentre en una cuenca
sedimentaria que sufra procesos de subsidencia. Deben cumplir con tres requerimientos
geoquimicos: cantidad, calidad y madurez y tener un porcentaje mayor a 1% de carbono
organico total (COT). Las rocas generadoras que generan HC's temprano son capaces de
expulsarlos antes (ricas en resinas y azufre), como tambien las que generan pocos HC's no son
capaces de expulsarlos sino hasta que han sido craqueados a gas.

Rocas de grano fino son:

> Lutitas > Calizas
» Lutitas calcareas » Limolitas
» Margas > Calizas arcillosas

1.1.1.1. Diagénesis y Geoquimica (la ventana de HC’S).

La diagénesis es el proceso mediante el cual los biopolimeros (compuestos organicos
constituyentes de los seres vivos, tales como carbohidratos, proteinas, etc.) son sometidos a
un ataque bdasicamente microbiano que se realiza a poca profundidad (con presiones
litostaticas de entre 0y 300 bares) y bajas temperaturas (entre 0y 50 °C), produciendo
basicamente gas metano.




1.1.1.2. Tipos de Kerégeno.

El Kerégeno es la fraccidn de la materia orgdnica en las rocas sedimentarias que es insoluble en
acidos, bases y en solventes organicos, ya que estd compuesto basicamente de grasas y ceras.
Del tipo de Kerégeno dependera el donde y cuando se generardn los HC's, si seran liquidos o
gaseosos y su cantidad. La clasificacion del Kerdgeno puede hacerse en base al tipo de materia
organica que lo conforma, teniendo asi:

Kerdgeno Sapropélico. Es obtenido de la descomposicidn y la polimerizacion de la materia
algacea y herbacea principalmente, depositada en condiciones acudticas con bajo contenido
de oxigeno atmosférico. Genera principalmente aceite y tiene una relacién H/Cde 1.3 a 1.7.
Kerogéno Humico. Es obtenido de la descomposicidn de plantas terrestres superiores,
depositadas en medios terrigenos con abundante oxigeno atmosférico. Genera principalmente
gas.

Sapropélico Amorfo Humico Maderaceo o Lefioso
Algaceo Carbonaceo o Inertinita
Herbaceo

Algaceo, es el material que puede ser positivamente relacionado con algas. Quimicamente
consiste de moléculas de bajo peso molecular con menos anillos condensados y mas cadenas
parafinicas largas, con anillos de naftenos.

Herbaceo, es el material que abarca todos los materiales membranosos de las plantas,
incluyendo cuticulas, hojas, polen, esporas etc.

Maderaceo (lefioso), esta formado por los detritos mas lignificados de los remanentes de la
estructura de las plantas (ramas y tallos). Quimicamente consiste de moléculas de alto peso
molecular que contiene anillos aromaticos condensados.

Carbonaceo, estd mas relacionado a la apariencia negra que presentan las particulas que lo
constituyen. Puede provenir de cualquier tipo de Kerégeno retrabajado o sobremaduro.

1.1.1.3. Clasificaciéon quimica del Kerégeno y caracteristicas.
Los Kerdgenos se clasifican quimicamente (Tissot y Durand 1974) en Kerdgeno tipo |, I, lll y IV,

dependiendo de su composicién elemental y de su evolucion.

Kerégeno tipo |
» Presenta poco oxigeno, mucho carbono y es derivado principalmente de productos
algaceos. Es generado por fitoplancton.
» Poco comun, derivado de algas lacustres.
» Se limita a lagos andxicos y raramente a ambientes marinos.
» Tiene gran capacidad para generar hidrocarburos liquidos (aceite).

Kerégeno tipo Il
» Relacionado con materia organica autdctona de origen marino junto con materia
organica de origen continental.
» Es una mezcla de fitoplancton, zooplancton y restos de plantas y animales de origen
continental.
» Fuentes diversas: algas marinas, polen, esporas, ceras de hojas y resinas fosiles y
lipidos bacteriales.
Gran potencial para generar HC's liquidos y gaseosos.
Se asocia a sedimentos marinos de ambientes reductores.
Produce aceite y gas.

Y V V



Kerégeno tipo Il

» Estd conformado principalmente por restos de organismos continentales, por lo que
produce principalmente gas o carbon.

» Puede estar constituido por materia organica de origen marino como también de
organica terrestre (celulosa y lignina) carente de compuestos grasos o cerosos,
sometida a una fuerte oxidacidn.

» Tiene muy bajo potencial generador, principalmente de gas.

» Contiene compuestos poliaromaticos condensados principalmente

» Coninclusiones de Kerdgeno tipo Il puede generar algo de liquidos.

Kerégeno tipo IV
» Serefiere a materia organica rica en inertinita, por lo que no produce aceite o gas.
> Este tipo de Kerégeno no es importante en la generacion de hidrocarburos.
» Consiste principalmente de material organico retrabajado y de compuestos altamente
oxidados de cualquier origen.
» Sele considera como un Kerdgeno sin potencial para generar hidrocarburos.

La madurez térmica es la serie progresiva de cambios fisicos y quimicos que afectan al
Kerdgeno durante el soterramiento y el calentamiento y pude estimular la generacién de
hidrocarburo.

1.1.1.4. Catagénesis

Una vez que se tienen los sedimentos consolidados, se entierran profundamente
(profundidades mayores a 1,000 m normalmente) debido al depdsito de nuevos sedimentos,
generando un aumento de temperatura y presién por lo que el Kerégeno sufre una
transformacion térmica y genera el petréleo (geomondmero), gas himedo y condensado.
Posteriormente, y debido a condiciones mas drasticas de temperatura y profundidad, se
produce la generacién de gas seco metano catagénico.

Las temperaturas que se alcanzan en esta etapa son del orden de 50 ° y hasta 225 °C
aproximadamente, y la presiéon varia de 300 a 1500 bares.

Con relacidn a la temperatura, se produce gas y aceite en los siguientes intervalos:

Gas: de £50 a +225 °C y Aceite: de £60 a +175 °C.

1.1.1.5. Metagénesis

Corresponde a la etapa de generacion del gas seco. No es sindonimo del metamorfismo de las
rocas. Esta considerada también como el inicio del metamorfismo. Esta se desarrolla a
temperaturas mayores a los 225 °C, y es la uUltima etapa dentro de la transformacion de la
materia organica, considerada importante para la generacidn de gas. La generaciéon de metano
acaba alos 315 °C, con profundidades cercanas a los 8 Km, es decir, presiones litostaticas
mayores a 1500 bares. No generan yacimientos que tengan rendimiento econémico.

1.1.2. Migracién
La migracién es el movimiento del petrdleo y gas en el subsuelo y se presenta los siguientes

Casos:

1.1.2.1 Conmigracion.

Es el desplazamiento de los HC's directamente a la formacion de un yacimiento por
acumulacién y segregacién en una trampa.

Se puede considerar dentro de este:




» La migracion primaria.

Inicia con el desplazamiento dentro de la roca generadora y su consecuente expulsién o salida
de ella, siendo la causa principal de la expulsion de fluidos la compactacién, mientras que la
permeabilidad definira la direccidn y distancia. Los fluidos siempre se mueven hacia las zonas
de menor energia (Presion).

Los HC's se transportan a través de sedimentos finos con permeabilidades desde 102 a 10™*
darcy, por lo que los compuestos moleculares mas pequefios pueden escapar mas facilmente.
Las distancias cubiertas por los HC's durante la migracidn primaria son cortas, pueden variar
entre unos centimetros hasta 100 metros o mas, pero no kildmetros y termina en cuanto se
alcanza un conducto permeable (roca almacenadora) para la migracién secundaria.

> La migracion secundaria.

Una vez expulsados los fluidos de la Roca Generadora, estos se mueven mas libremente por
Flotacién (Empuje). Los HC's son mas ligeros que el agua y por ende son capaces de desplazar
el agua hacia abajo y moverse hacia arriba por diferencia de densidades como también por del
tamafio de los gldbulos o cadenas de HC's expulsados.

Si un glébulo de HC's encuentra una garganta de poro, el glébulo debera “escurrirse” para
poder pasar a través de ella. Entre menor sea la garganta de poro mayor debera ser la
deformacidn y solo si la fuerza de flotacidn es suficientemente grande, el glébulo podrd seguir
su movimiento hacia arriba. Si la garganta es muy pequeia vy la presién de flotacién es
insuficiente, entonces el glébulo se atora y podemos decir que se inicia la acumulacion.

Las tasas de HC's migrados durante la compactacién son bajas, pero suficientes para acarrear
aceite disperso a largas distancias en un tiempo geoldgico razonable (6m/100 afios).

La migracidn secundaria se da primero verticalmente como en intercalaciones de areniscas,
aungue de manera tortuosa, hasta que una falla o cambio de facies fuerza el movimiento en
una direccién oblicua.

Se considera que los HC's pueden migrar decenas, e incluso centenas, de kildémetros siendo
casos raros pues requieren de condiciones tectdnicas extremadamente estables y rocas
transportadoras continuas o yuxtapuestas y sin barreras estratigraficas.

La migracion lateral generalmente es obstaculizada por fallas y cambios de facies provocados
por la misma tecténica.

1.1.2.2. Dismigracidn.
La dismigracion estd conformada por los desplazamientos hacia la superficie, que conducen a
la formacion de indicios superficiales.

1.1.3 Roca Almacenadora

Son todas aquellas rocas que debido a sus dos propiedades principales que son la porosidad
(saturacidn relativa y volumen de hidrocarburos y agua) y la permeabilidad (desplazamiento de
los fluidos y la explotabilidad del yacimiento) y tener continuidad lateral y vertical permiten el
flujo y almacenamiento de hidrocarburos, en conjunto con otro tipo de rocas denominada roca
sello.

1.1.3.1 Porosidad.
La porosidad se mide en porcentaje de espacios o huecos que hay dentro de la roca. Se tienen
2 casos:

Vol TOTAL de POROS

POROSIDAD ABSOLUTA = X 100
Vol de ROCA
POROSIDAD EFECTIVA = Vol TOTAL de POROS CONECTADOS X 100
Vol de ROCA



1.1.3.2. Permeabilidad
Es la propiedad que tiene una roca para permitir o no el paso de fluidos a través de ella,
debido a los poros interconectados (se mide en milidarcy).
Una roca tiene permeabilidad adecuada para permitir el paso de los hidrocarburos, cuando:
» Tiene porosidad.
» Tiene poros interconectados.
» Los poros son de tamafio supercapilar.

Un darcy se refiere a 1cm? de fluido de viscosidad de un centipoise que pasa en un segundo a
través de una muestra de roca de seccién de 1cm? y 1cm de longitud, bajo una presién
diferencial de 1 atm. Se distinguen y se miden dos tipos de permeabilidad:
» Permeabilidad horizontal o lateral: corresponde a un flujo de los fluidos paralelamente
a la estratificacidn.
» Permeabilidad vertical o transversal: corresponde a un flujo perpendicular a la
estratificacion.

Permeabilidad horizontal es mayor que la Permeabilidad vertical (5 — 1.0 milidarcys).
La evaluacién de porosidades y permeabilidades de las rocas productivas o de yacimiento mas

comunes se muestra a continuacién (Tabla 1. Levorsen, 1967).

Tabla 1. Evaluacién de porosidades y permeabilidades de las rocas productivas.

POROSIDAD EVALUACION PERMEABILIDAD
(%) (milidarcys)
0-5 Despreciable -
5-10 Pobre -
10-15 Moderada 1.0-10
15-20 Buena 10-100
20-25 Muye buena 100 - 1000
>25 Excelente > 1000

1.1.3.3. Porosidades y permeabilidades secundarias

Las propiedades de porosidad y permeabilidad pueden ser de origen primario pero la mayoria
de los yacimientos presentan caracteristicas secundarias y se agrupan principalmente en tres
grupos:

» Por disolucién.
Esta es debida a la solubilidad del CO;Ca, provocada por la infiltracién de agua dulce cargada
de CO,. La accién de la disolucidn puede intervenir a mas de 30m de profundidad.

» Modificaciones mineraldgicas (dolomitizacién).
Son principalmente las dolomias, debido a la sustitucion de una parte de los iones de Ca++ por
iones de Mg++ que provoca una contraccion que reduce el volumen de conjunto en una
proporcién de 12 a 13%.

» Fracturas o fisuras.
Principalmente se tiene dos tipos:
Rocas que poseen una porosidad intergranular o de matriz despreciable donde la fisuracion
origina la porosidad y la permeabilidad.
Rocas con buena porosidad intergranular donde la fracturacién produjo sélo la permeabilidad.



Dichas propiedades dependen de la litologia y en particular del tamafio y forma de los poros,
asi como también en la naturaleza de los fluidos contenidos.

La mayoria de las Rocas Almacenadoras pertenecen a dos tipos:
> Rocas detriticas (arenas y areniscas)
> Rocas calcéreas (calizas y dolomias)
La calcita y la dolomia son las principales rocas almacén de tipo carbonatado.

Las rocas almacenadoras son el elemento del sistema petrolero mas estudiado, debido a su
importancia econdmica.

Practicamente no existen Rocas almacenadoras homogéneas, generalmente tienen cambios de
porosidad y permeabilidad en sentidos lateral o vertical, por lo que en un yacimiento existen
zonas improductivas que denominamos zonas de desperdicio (waste zones) o también se les
nombra zonas de transicion como se ve en la figura 1. Existen zonas impermeables
intercaladas en el almacén que provocan multiples contactos individuales agua-aceite

te zone -
within reservoi

Figura 1. Zonas de transicidon (waste zones)

1.1.4 Roca Sello

Una roca sello puede ser definida como una roca que tiene gargantas de poros tan pequefias y
estan pobremente conectadas que no permite el paso de hidrocarburos. Es decir que sea
impermeable, sirviendo como cierre a su migracion o desplazamiento.

El espesor de la roca sello es muy variable, puede ser de espesor muy reducido, si tiene
excelente calidad o de espesor mediano o grueso, si es de calidad mediana o mala. El grado de
la tecténica que presenta puede modificar su calidad, de tal forma que en regiones con alto
grado de tecténica se requiere un espesor de roca sello mayor.
Las siguientes dos propiedades son las mas importantes de las rocas sello:
» Espesor
e Los pequefios espesores pueden ser buenos sellos pero deben ser continuos y
no estar rotos en toda la extension del yacimiento.
e Es preferible un sello mas grueso para mantener la estabilidad cuando hay
grandes acumulaciones.
» Extensidn
e Los sellos de extensién lateral amplia (Lutitas y evaporitas transgresivas) son
los mejores sellos de una cuenca.

La presencia de las rocas sello determina la extensidn geografica del Sistema Petrolero.
La migracidn esta confinada a la presencia de superficies sellantes (impermeables).
Se tienen dos tipos de sellos:
» Sellos regionales, confina la migracion de los hidrocarburos dentro de una unidad
estratigrafica.
» Sellos locales, que confinan acumulaciones a nivel yacimiento.



Si un sello filtra HC'’s, la trampa estara vacia al menos que el volumen que ingrese sea mayor a
la tasa de fuga. Los mejores sellos son las evaporitas, en primer lugar la sal.

Las microfracturas en sellos anhidriticos pueden provocar fugas importantes ya que una
fractura de 0.025 mm sobre una columna de 180 m de aceite puede filtrar 150 MMBL en 1000
afios.

Principales rocas sello:

» Calcéreo arcillosas: Lutitas, Marga, » Calizas: Mudstone (sin fractura),
Calizas arcillosas Wackestone

> Peliticas: Lutitas > Hidratos de metano

» Evaporitas: Sal, Yeso, Anhidrita » Microbrechas o Milonita

1.1.4.1 Tipos de Sellos.

» Sellos capilares
Flotacion

La flotacién se crea por la diferencia de densidades entre el agua y los HC's.
A mayor diferencia de densidades mayor fuerza de flotacidn.
A Flotacién = A Pres.Agua — A Pres. Aceite

Las fuerzas resistivas a la Flotacidn son:
a) Tensidén Interfacial HC's-Agua
b) Mojabilidad
c) Radio de la Garganta del Poro

> Fallas sello

Algunas fallas pueden ser excelentes conductos de migracidn ya que pueden llegar a ser las
principales vias de migracién vertical. Sin embargo otras fallas (sellos) pueden propiciar
importantes trampas de HC'’s las cuales requieren ciertas condiciones geoldgicas (figura 2).
Ciertas fallas son conductos pero los HC's que llegan pueden ser mds abundantes que los que
se fugan y el yacimiento se preserva.
Los que propicia a un mejor entrampamiento por falla son los siguientes casos:

e Sellos litoldgicos yuxtapuestos sobre el almacén.

e Existencia de cizallamiento a lo largo de la falla.

e Los echados de las unidades que cruzan la falla.

e Zonas de alta presion sobre el yacimiento (Figura 3).

-FAULT SURFACE

. =— | (Arrastre si)

Figura 2. Fallas sellantes.
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Figura 3. Fallas mediante zonas de alta presion.

» Sellos de presién
Caracteristicas generales de los sellos de presidn:
e El yacimiento puede soportar grandes volumenes de HC’s que sin agua libre.
e Son mas comunes por debajo de los 3,000 m.
e Lapresidn raramente excede 1 psi/ft.
e En general presentan flujos térmicos altos.
e Lassalinidades son menores que en secciones normales.
e Las zonas de transicién son comunes (delgadas o graduales), pero implican fugas o
sellos incompletos.
e Comunmente estan limitados por fallas aunque no es una condicién indispensable.
e Los compartimentos sobrepresurizados a menudo son naturalmente fracturados.
e Presentan problemas durante la perforacion y se incrementan los costos.

Una roca sello es de tal importancia ya que si un sello no es efectivo los HC’'s migraran fuera
del yacimiento y, tarde o temprano, la trampa quedard vacia o con volimenes no comerciales.
Una trampa puede tener un solo sello (anticlinal) o varios sellos (Superior, Inferior y lateral)
Los sellos laterales pueden formarse por cambios de facies o por yuxtaposicién de rocas
distintas (p. €]. los valles de incisién)

La variabilidad estratigrafica lateral del sello incrementa el riesgo de fuga (Figura 4). Por
delgada, que sea cada Intercalacién en un sello es un elemento de riesgo para la filtracion de
los HC's.

Figura 4. Fuga por variabilidad estratigrafica.

1.1.5. Trampas Petroleras.

Una Trampa Petrolera es un rasgo geoldgico que permite la acumulacion del petréleo que
migra y su preservacion por un cierto intervalo de tiempo. La capacidad maxima de una
trampa esta dada por el volumen entre su punto mas elevado y el plano de derrame en el
fondo.

El espacio poroso de las trampas raramente se encuentra completamente saturado de
petrdleo, siempre queda una cierta cantidad de agua residual que no pudo ser desplazada por
los HC's y aunque se tenga ausencia de HC’s la trampa sigue siendo trampa.

Las trampas pueden formarse por la actividad tecténica (Fallas, pliegues, etc.) o por patrones
del depdsito sedimentario (estratigraficas).




Una trampa requiere de la existencia de varios elementos simultdneamente los cuales son:
» Roca almacén. > Area de baja presion.
» Sello. » Cierre.

El cierre de una trampa corresponde a la altura vertical desde la cresta (punto mas alto) hasta
el plano de derrame.
La columna total de hidrocarburos (Gross Pay Zone) es la distancia desde la cima de la
acumulacién de petréleo hasta el punto inferior del contacto agua-aceite.
La columna neta de HC's (Net Pay Zone) es la parte comercialmente productiva del intervalo
anterior.
Los factores mas importantes de una trampa son:

» Su proximidad a las vias de migracion de HC's.

» Laimpermeabilidad de su sello.

» Laaltura del cierre (tamaiio).

Las trampas suelen tener dos ANTICLINE
sellos (superior e inferior) como
se ve en la figura 5.

Figura 5. Sello superior e
inferior de un anticlinal.

Muchas de las trampas tienen tres sellos (superior, inferior y lateral) sin embargo en algunas
trampas el superior es el mas importante pero en general el lateral es critico.

1.1.5.1. Clasificacién de las trampas petroleras.

En la siguiente tabla 2 se ensefia la principal clasificacién de tramas petroleras para después
dar una explicacion de cada una. En el capitulo 3 se explicaran a detalle este tipo de trampas,
pues son parte de la clasificacidon de yacimientos.

Tabla 2. Clasificacion de trampas petroleras

( a) Pliegues anticlinales.
b) Domos.

TRAMPAS ESTRUCTURALES ) c) Fallas normales.

d) Fallas inversas.

\
(
a) Cambios de facies.
TRAMPAS POR VARIACION b) Discordancia: angulares y
DE PERMEABILIDAD < Paleogeomorficas.
c) Variacion causada por
(INCLUYENDO LAS TRAMPAS aguas subterraneas.
ESTRATIGRAFICAS) d) Variacién causada por

\_ truncamiento.

e) Combinacién de elementos
TRAMPAS MIXTAS < estructurales con variacion de

permeabilidad.

f) Hidrodinamicas.
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1.1.5.2. Trampas Estructurales.

Se deben a procesos posteriores al depdsito de los sedimentos como por ejemplo, la
deformacidn de los estratos del subsuelo causada por fallas (fracturas con desplazamiento) y
plegamientos.

1.1.5.3. Trampas estratigraficas.
Este tipo de trampas son producidas por cambios laterales en la litologia o en la calidad del

almacén como también se producen por el cambio de las unidades porosas (primarias, por
solucidn o fracturamiento) a rocas compactas (sellos), dicho cambio puede ser depositacional,
erosional o diagenético.

1.1.5.4. Trampas Mixtas.

La mayoria de las trampas no corresponden a rasgos simples sino que combinan elementos
estratigraficos y estructurales donde también existen combinaciones inimaginables de este
tipo de trampas pero se les considera combinadas cuando, ni los elementos estructurales ni los
estratigraficos por si mismos forman la trampa, por lo que ambos elementos son esenciales.

En general, reconocer una trampa de cualquier tipo no garantiza que contendra HC's, pero el
entendimiento de las complicaciones geoldgicas asociadas a los diferentes tipos de trampas,
puede ayudar a evitar sorpresas durante la exploracidn.

1.1.6. Sincronia y Play.

La sincronia es la relacion precisa en espacio y tiempo de todos los elementos que conforman
el sistema petrolero, para que este pueda existir, es de suma importancia que a lo largo del
tiempo cada elemento que conforma el sistema petrolero se presente de forma ordenada
(ambiente sedimentario, roca generadora, migracidn, roca almacén, roca sello, formacion de la
trampa y preservacion) ya que de lo contrario no se podra acumular de manera exitosa los
HC’s generados.

Niveles de investigacion del petrdleo.

Un Play es un grupo de prospectos o campos similares en cuanto a roca generadora, roca
almacenadora, roca sello y trampas en el subsuelo como lo ha sido explicado anteriormente,
bajo las condiciones de sincronia ya descritas.

Un sistema petrolero puede contener varios plays. Los plays generalmente ofrecen atractivas
condiciones econémicas, sin embargo, algunos prospectos de los plays pueden contener
produccidn de hidrocarburos no comercial; también algunos prospectos de esos plays, pueden
ser considerados no atractivos por la calidad de los hidrocarburos (por el momento de su
descubrimiento), pero en el futuro lejano a largo plazo, con respecto a la fecha de
descubrimiento, puede ser de gran atractivo econdmico, un ejemplo de estos son: los
prospectos de crudo extrapesado (7 a 12 °APIl) de las areas marinas y terrestres, descubiertas
desde 1983 y que al dia de hoy son un gran importancia por el volumen original que
representan para un futuro desarrollo y proceso de esos hidrocarburos (24,500 MMBPCE).

Tabla 3. Niveles de investigacion del petréleo.

Cuenca ::> Sistema ::> Play :> Probabilidad

Sedimentaria Petrolero

El desarrollo de un campo petrolero, exploracion, es realizado por diversas compafiias de
servicios en el cual se llegara a dividir en las siguientes partes:

De una superficie, a realizar un estudio o un desarrollo de campo, se irdn reduciendo de forma
porcentual continuamente de acuerdo a cada uno de los siguientes estudios a realizar:
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» -10% Fotografias aéreas, genera un mosaico a estudiar del campo.
» -20% o -30% Estudios de Geologia superficial, donde estdan mapas geoldgicos, mapas

geograficos, columnas estratigraficas.

» -30% o -40% Estudios de Métodos indirectos. De los cuales se tienen los siguientes dos:
e Gravimetria: variacidon del campo gravitacional producidas por grandes masas de rocas

densas.

e Magnetometria: estudia variacién del campo magnético.

Al final se aplicardn estudios de Métodos directos que es la Sismologia 2D y 3D en donde el
uso de reticulas que se trazan en la zona de interés en un mapa de vista aérea, quedando de 5
a 10 metros las distancias entre las reticulas, con lo cual se puede ubicar de una manera mas
delimitada las trampas que estan en el subsuelo.

Con este proceso se puede realizar una evaluacién del potencial petrolero de algin campo
petrolero con el fin de encontrar zonas con mayor probabilidad de acumulaciones de

hidrocarburos y sean comerciables.

En el mismo desarrollo de un campo petrolero a estudiar se realizaran otras actividades las
cuales cada una de ellas se llevaran a cabo durante un lapso de tiempo, como se muestra en la

siguiente tabla 4.

Tabla 4. Actividades a realizar en el desarrollo de un campo petrolero.

ACTIVIDAD TIEMPO
Adquisicion de fotografias aéreas 1 mes
Interpretacion de fotografias aéreas 6 mese
Geologia superficial de detalle 1-2 afios
Geologia superficial de semidetalle
(Datos de campo)
Interpretacion semisuperficial de 1 afio
semidetalle y generacién de plano
Geologia superficial de detalle 1 afio
Interpretacion de Geologia superficial de detalle 1 afio

Gravimetria, obtencion de datos de campo

2.5 afos (terrestre 1 afio, marina 1 afos, aérea 6 meses)

Interpretacion Gravimetria:

1 afo

Magnetometria, obtencién de datos de campo

2.5 afios (terrestre 1 afio, marina 1 afios, aérea 6 meses)

Interpretaciéon Magnetometria 1 afio
Sismologia 1 afio
Procesado sismico 6 meses
Interpretacidn sismica 1 afio
Integracion geoldgica y geofisica 1 afio

Una compafiia tarda en llevar a cabo el desarrollo de un campo petrolero aproximadamente

en 12 afos.

12




CAPITULO Il

PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS PETROLEROS

Una vez visto los elementos que conforma el Sistema Petrolero, para la localizacion
de yacimientos portadores de HC's, se debera de analizar y estudiar el
comportamiento y las propiedades de los fluidos que contendran estos mismos
yacimientos (Analisis PVT) pues estos iran presentado diversos cambios conforme
comienza la extraccion ante las modificaciones de presion, temperatura y volumen, y
de esa manera tener una mayor precision en el comportamiento de los yacimientos y
los fluidos producidos.

1.1 Comportamiento de gases ideales y caracteristicas.

El gas natural puede ocurrir como tal, en yacimientos de gas libre o asociado con yacimientos
de petrdleo y de condensado. En vista de que el gas natural normalmente se encuentra
presente en los yacimientos de hidrocarburos , es de gran importancia el conocimiento de
ciertas propiedades fisicas del mismo que son fundamentales en el analisis del
comportamiento de yacimientos de petrdleo, gas y condensado.

El concepto de gas ideal es un gas tedrico compuesto de un conjunto de particulas puntuales
con desplazamiento aleatorio que no interactuan entre si.

Se considera que un gas ideal presenta las siguientes caracteristicas:

El nimero de moléculas es despreciable comparado con el volumen total de un gas.
No hay fuerza de atraccién entre las moléculas.

Las colisiones son perfectamente elasticas.

Evitando las temperaturas extremadamente bajas y las presiones muy elevadas,
podemos considerar que los gases reales se comportan como gases ideales.

YV VVY

Los gases reales que mas se aproximan al comportamiento del gas ideal son los gases
monoatdmicos en condiciones de baja presidn y alta temperatura. Empiricamente, se
observan una serie de relaciones entre la temperatura, la presion y el volumen que dan lugar a
la ley de los gases ideales.

Las relaciones que describen el comportamiento Presién, Temperatura y Volumen, PVT, de
gases son llamadas ecuaciones de estado. La ecuacién de estado mas simple, es la lamada ley
de los gases ideales:

pV =nRT ..(2.1)

V' =volumen estandar
n=moles de gas a la presidn p y temperatura T
R= Constante universal de los gases.

Esta ecuacion es el resultado de los esfuerzos combinados de Boyle, Charles, Avogadro y Gay
Lussac, y es solo aplicable a presiones cercanas a la presion atmosférica para la cual fue
experimentalmente obtenida y a las cuales los gases se comportan como ideales.

Debido a que n es igual al peso total de gas, m, dividido por el peso molecular,M, la Ecu 2.1
puede escribirse como:

=m
pV = ” RT ..(2.2)
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Las ecuaciones 2.1y 2.2 son formas de la ecuacién general de los gases ideales.

1l.1.1. Gravedad especifica del gas y,

La gravedad especifica del gas se define como la razén de la densidad del gas a la densidad del

aire, ambas medidas a las mismas condiciones de presion y temperatura. Como la gravedad del
gas se mide generalmente a condiciones normales (14.7 lpca y 60 °F), tanto el gas como el aire

se comportan como gases ideales y puede escribirse asi:

Pg
=—=..(23
Ve= - (2.3)
La densidad de un gas se define como la masa por unidad de volumen, asi, la Ecu2 se tiene

_m_pM
Pg= = oF .. (2.4)

Reemplazando la ecuacién 2.4 en la ecuaciéon 2.3 para el gas y el aire a las mismas condiciones

de presién y temperatura se llega a la siguiente expresion:
PMg
RT __ ﬂ — Mg (2 5)

Ve= Mg Mg 28.96°
RT
M, = Peso molecular del gas Ibs/ Ib-mol o gr/gr-mol

M, = Peso molecular del aire, (= 28.96 lbs / Ib-mol)

11.1.2. Comportamiento de una mezcla de gases ideales.

En la ingenieria petrolera es de suma importancia el andlisis de una mezcla de gases tanto en la
produccidon como en la etapa de separacion en las baterias, ya que el gas natural es una mezcla
de gases.

11.1.2.1. Presiones parciales: Ley de Dalton.

John Dalton postuld la ley de presiones parciales:

“La presion total de una mezcla de gases (que no reaccionan entre si) es igual a la suma de las
presiones parciales de todos los gases presentes”

Se denomina presidn parcial de un gas, en una mezcla, a la presidn que el gas ejerceria si
ocupara solo el volumen total del recipiente. Si se toma como ejemplo el aire y se consideran
solo tres de sus constituyentes (el nitrégeno, el oxigeno y el vapor de agua), la presion total del
aire o presidon atmosférica sera:

Pytm = Py + Py + Pyao - (2.6)

En donde:

no2 RT | ng20RT

= 22Dy Py = ML (2.7)

Py, =

Dado que toda la mezcla estd a la misma temperatura y presién, y ocupa el mismo volumen, se

tiene:
_ (no+nn2+ny0)RT _ YnRT

Pym = ..(2.8
atm - S (28)
. .7 . . . Nnp2 RT
Ahora se puede hacer el calculo de la presidn parcial del oxigeno (pg3). Si poz = v
entonces:
T
Po. _ No2Ry

no2 Patm No2
= = Doz __, ), =Ramnoz 5q
Patm »n R‘I/ xn Poz xn ( )
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Finalmente poy = Paim Xo2

no2

Donde X,, es la fraccion molar del oxigeno en el aire o, en este caso Xy, = ————
No2+NN2+NH20

Entonces, la presion parcial del oxigeno en el aire es igual al valor de la presion atmosférica por
la fraccién molar del oxigeno. Lo mismo ocurre en el caso de los otros componentes del aire.
La Ley de Dalton es vélida solo cuando la mezcla y cada componente de la misma se
comportan de acuerdo a la teoria de la mezcla.

11.1.2.2. Ley de los volumenes parciales de Amagat.

Esta ley dice que en una mezcla de gases, el volumen total puede ser considerado como la
suma de los volumenes estandar parciales de los constituyentes de la mezcla:

Viotar = Vi + Vo + V3 4+ -4+ ... (2.10)

El volumen estandar parcial de cada constituyente es el volumen que ocuparia el gas si
estuviera presente solo a una temperatura dada y a la presién total de la mezcla. Se puede
calcular mediante:

Vi = XiVT (211)

En donde X;es la fraccidn mol del i-ésimo componente y esta dado por el cociente entre el

ndmero de moles de " i " (n;) respecto al nimero total de moles (nT):
X = - (2.11)
Ntotal

O también se puede obtener las siguientes ecuaciones simplificadas a partir de la ecuacion de
gases ideales para cada uno de los componentes de una mezcla de gas.

RTn1 RTTLZ RTn3

V, = ; Vo= ——=; V3 = ;
L p 2 p 3 p
Viotal = R;"l + RZ"Z + R;’“ F ot (2.12)

Simplificando:
RT RT RT
Viotar = ? (nl +tn;+nz+-+ nN) = 7 ?=1ni = 7 Notar - (2.13)

Y el volumen parcial del componente "i" se calcula asi:

vV, = %T n; ... (2.13)

Y el célculo de X; siendo la fraccidn mol del i-ésimo componente es la siguiente:

RTY
Vi ( )nl — ni = Xl e (2.14)

p
= 7RT
Vtotal (7) Neotal Ntotal

Si no se conoce el peso molecular del gas, pero se conocen los pesos moleculares de las
fracciones molares de la mezcla, Mi, se determina el peso molecular aparente de la mezcla de
gas:

Mtotal = Z?=1 Xi Mi (215)
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Mi = Peso molecular del componente i en la mezcla, Ibs /Ib — mol o grs/gr-mol.
Xi =componente ien la mezcla, fraccion molar.
n = numero de componentes en la mezcla.

Para el calculo de la densidad de una mezcla de gases ideales se tiene:

M
pg = Pt (2.16)

Su volumen especifico sera el siguiente, conociendo que el volumen especifico, v, es el

. . . vV _ 1
volumen especifico de la unidad de masa de una sustancia v = —= -

P
MmRT RT 1
pV = 2> V= — = — ..
Mtotal P Mtotal Pg

(2.17)

La densidad relativa de una mezcla de gases es la relacién de la densidad del gas a la densidad
del aire seco ambas a las mismas condiciones de presidon y temperatura

P Miotal
—=E M M Ibm
— RT — total __ total 2.18): M _ .
= — = = (2. i = peso molecular del aire ( 28.96
Y,g 14 A;a;re Mgire 28.96 ( ) ’ aire p ( lbmol)

1.2 Propiedades y comportamiento de gases reales.

Los gases reales son los gases que realmente existen y con los que podemos interactuar en el
medio ambiente. La desviacion de estos gases en comparacion a los ideales se da segun la
Teoria cinética molecular, los gases carecen de fuerzas de atraccion y no poseen volumen sus
moléculas, es decir, los gases reales se aproximan al comportamiento ideal a altas
temperaturas y a bajas presiones.

Para predecir el comportamiento de los gases reales en condiciones poco apropiadas para
suponer comportamiento ideal, se deber realizar una correccion de la Ecuacion General de los
Gases, el cual se vera a continuacion.

11.2.1. Ecuacién de estado para gases reales.

El Factor de compresibilidad Z, es un factor de correccién, que se introduce en la ecuacién de
estado de gas ideal para modelar el comportamiento de los gases reales, los cuales se pueden
comportar como gases ideales para condiciones de baja presion y alta temperatura, tomando
como referencia los valores del punto critico.

El Factor de compresibilidad Z se puede entender matematicamente como:

7 = Yactual (5 1)

Videal

Donde

Vactuar = Volumen estandar que se tiene del gas

Videar = Volumen estandar del gas tomado de la ecuacion de gas ideal
Partiendo de esta definicién y recordando que

RT
Videar = S

Sustituyendo en la definicion de Z

PV,
Z = Teal —= P Vypq = ZRT ...(2.20)
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Es decir Z representa un factor de correccién para la ecuacidn de los gases ideales. Con base
en esto se encuentra tres tipos de comportamiento distintos:

» 7=1, comportamiento de Gas ldeal. (altas temperaturas y bajas presiones).

» 7>1, gases como el Hidrogeno y Nedn, dificilmente compresibles (altas temperaturas
y presiones).

» 17<1,gasescomo el 02, Argén y CH4, facilmente compresibles (bajas temperaturas y
altas presiones).

1.2.2. La ley de los estados correspondientes.

Esta ley explica que todos los gases reales tienen un comportamiento (como el factor de
compresibilidad Z) similar cuando son analizados en funcién de la presién, volumeny
temperatura reducidas, es decir es la relacion entre las variables de presién, temperaturay
volumen con sus valores criticos correspondientes.

14 T
=y i b=y 5 Th=f
Pc Ve Tc
B., V., T, = valores de presion, volumen y temperatura reducidos
P., V., T, = valores de presion, volumen y temperatura criticos

11.2.3. Presidn y Temperatura pseudocriticas y pseudoreducidas para mezcla de gases, Ppcy
Tpc, Ppry Tpr

Con el propésito de estudiar el comportamiento de mezclas gaseosas, se ha introducido el
concepto de presion y temperatura pseudocriticas, Ppcy Tpc.

Una serie de métodos o reglas de combinacidn han sido propuestas para determinar estas
propiedades pseudocriticas cuando se conoce la composicién de la mezcla gaseosa. Estos
métodos o reglas de combinacidn suponen que cada componente contribuye a la presiony
temperatura pseudocriticas en proporcidon a su porcentaje de volumen en el gas y a la presion
y temperatura criticas, respectivamente de dicho componente.

Para el célculo de dichas propiedades se tiene el Método de Kay, W.B.

Ppem = Xiz1 Vi Pei - (2.21)
Tpem = Xi=1Yi Tei -(2.22)

Pycm = Presion pseudocritica de la mezcla lpc
Tyem = Temperatura pseudocritica de la mezcla °R
P.; = presion critica del componente i, Ipca

T.; = temperatura critica del componentei °R

y; = componente i en la mezcla, fraccién molar

n = numero de componentes en la mezcla

Una vez calculadas las propiedades pseudocriticas de presién y temperatura se calculan las
propiedades pseudoreducidas de la siguiente manera.

_ P _ T
Por = 5 & Tyr = 7~ .. (223)

Ppc

Donde B, y T, son las propiedades pseudoreducidas de presion y temperatura.
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En funcidon de las propiedades pseudoreducidas se pueden hacer uso de correlaciones para el
calculo de factores de compresibilidad a determinada presion y temperatura para gases
naturales como la correlacién Standing & Katz.

11.2.4. Factor de volumen del gas de formacién, B,

El factor volumétrico del gas de formacién se define como el volumen (generalmente barriles o
pies cubicos) que ocupa en el yacimiento, la unidad volumétrica (generalmente un barril o un
pie cubico) de gas a condiciones normales.

En otras palabras, este factor relaciona el volumen de gases en el yacimiento al volumen del
mismo en la superficie, es decir, a condiciones normales (14.7 lpca y 60°F).

Aplicando la ley de los gases reales pVV = nzRT a condiciones normales y a condiciones de
yacimiento se tiene:

V. @ nz RT @cy

_ Yg@coy. P e

By = foos = mmrm . (2.24)
g s p—l@C.S.

Donde, la misma masa de gas nR se simplifican, y dado que la presién y la temperatura
(p1 & Ty) son a condiciones normales, el factor de compresibilidad z = 1.0 la ecuacién se
reduce a la siguiente:

zp1 T _ (14.7)zT zT cf

ZipT1  (10)(60+460)p 0.02827 D SCF (2.25)

g
En algunos casos se utiliza el inverso de B (Factor de expansion del gas, Eg)

Ey = —=3537 & 2295 (3 76)
Bg zT pc@cy.

La siguiente figura 6 ilustra el comportamiento tipico de Bg y Eg vs. Presion y Temperatura

constante para un determinado gas.
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Figura 6. Comportamiento de B, y E, vs. presion y temperatura constante.

Para calcular Bg y E; a una determinada presion y temperatura, el valor del factor de

compresibilidad, Z , a esas condiciones debe ser conocido.

11.2.5. Compresibilidad del gas, C..
La compresibilidad isotérmica de un gas, czen lpc?, se define como el cambio fraccional en

volumen cuando la presién es cambiada a temperatura constante, esto es:

== (g—Z)T . (2.27)
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Donde, V se refiere a volumen, p a presion y el subindice T a temperatura.

El término compresibilidad de un gas, no debe confundirse con el término factor de
compresibilidad del gas, como cominmente se le denomina al factor de desviacién Z de los
gases.

El cambio en volumen con variacién de presién para gases a condiciones isotérmicas (caso
frecuente en yacimientos), es expresado por la ley de los gases reales:

NnZRT

p
Diferenciando con respecto a la presion a temperatura constante, se tiene:

(Z_Z)T = (Z_;)T ~ =y [% (Z—Z)T - %] . (2.28)

. av .. .
Sustltuyendo(a) en la ecuacion 2.27 se tiene:
T

V=

g=+-1 (Z—Z)T .. (2.29)

1
14 z

Asi, conociendo la relacidn Z vs. P a temperatura constante, se puede determinar el gradiente

a .
(ﬁ) y por lo tanto evaluar ¢4 Para cualquier gas real.
T

Para el caso especial de gases ideales, z = 1.0 & (Z—;) = 0, y la compresibilidad
T

simplemente es el reciproco de la presion:
1
Cg = o (2.30)

Asi, un gas ideal a 1000 Ipca. Tendra una compresibilidad de 1/1000 6 1000x10°Ipc™. La
siguiente figura 7 presenta el comportamiento tipico de Cg VS. Presién a Temperatura

constante.
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Figura 7. Comportamiento de Cg VS. presién a temperatura constante.

o
e

o

Debido a la dificultad de obtener un grafico de Z vs. p a temperatura constante, se reemplazé
la presidn por el producto de la presién pseudocritica y la presion pseudoreducida,

p= (ppc)(ppr) & dp = (ppc)((')ppr), asi, la ecuacion puede ser expresada en términos de
Ppr & Ty, €5tO es:

1 1 0z
= — .. (2.31
Cg (ppc)(ppr) Z Ppc (appT)Tpr ( )
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Multiplicando ambos lados de la ecuacion la presion pseudocritica, py,, se obtiene el producto
(cg)(Ppc), El cual se define como la compresibilidad pseudorreducida, ¢,

1 1 a
C‘r‘ - (Cg)(ppc) = pp_r - ; (apZT>T vee (2.32)
pr

11.2.6. Viscosidad del gas u,

La viscosidad de un gas es, en general, considerablemente mas baja que la de un liquido, ya
que las distancias intermoleculares de un gas son mayores que las de un liquido. Ademas,
todos los gases tienen comportamiento reolégico Newtoniano y se rigen por la ley de
viscosidad de Newton. La siguiente figura 8 presenta el comportamiento tipico de p,vs presion
ante las temperaturas diferentes:

005
é‘ 004 y}‘//
- b2
E 0.03 A }/ﬁr’"‘__
_g.. / / )1
2 ]
& a0z et
e

ool

0 1000 2000 3000 @000 5000 6000 7000

PRESION, Ipca
Figura 8. Comportamiento de p, vs presion a temperaturas diferentes

Los siguientes factores afectan la viscosidad de un gas:

» A bajas presiones (<1000 - 1500 Ipca) a medida que aumenta la temperatura aumenta
la viscosidad del gas debido al incremento de la energia cinética de las moléculas que
producen gran cantidad de choques intermoleculares.

» A elevadas presiones (>1000 - 1500 Ipca) a medida que aumenta la temperatura
disminuye la viscosidad del gas debido a la expansidn térmica de las moléculas. A
elevadas presiones las distancias intermoleculares de los gases son pequenas y un gas
tiende a comportarse como un liquido.

» A cualquier temperatura, la viscosidad de un gas aumenta con el incremento de
presion debido a la disminucién de las distancias intermoleculares.

» A medida que un gas es mas pesado, sus moléculas seran mas grandes y por tanto su
viscosidad sera mayor.

La viscosidad de un gas puede ser determinada experimentalmente o por medio de
ecuaciones. La determinacién de pgen el laboratorio es dificil debido a que su valor es muy
pequeiio (= 0.2 cp) para ser medido con exactitud. Por esta razon, se prefiere utilizar
correlaciones gréaficas o numéricas para su determinacion.

11.2.6.1. Coeficiente de viscosidad del gas.

Es una unidad de resistencia que se presenta ante el flujo ejercido por un fluido.

Si se mide el esfuerzo cortante y el gasto cuando un fluido se encuentra en movimiento entre
dos placas paralelas, en donde una placa se mueve con respecto a la otra para un gasto
cualquiera, se puede encontrar que el esfuerzo cortante, oy, es directamente proporcional al
gasto y donde la constante de proporcionalidad se define como la viscosidad de un fluido, B,
esto es:
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ou
Oxy = Hg P (2.33)

La viscosidad es obtenida de la resistencia que opone un fluido al flujo. Al reciproco de la
viscosidad se llama fluidez, cuyas unidades de campo son cp y se le conoce como viscosidad
dinamica y se calcula de la siguiente manera:

Hqg = PgV... (2.34)

Donde pgq es la viscosidad dinamica en cp, pg la densidad del gas en gr/cm®y ves la viscosidad
cinematica en centistokes (1 centistokes = 1 cm?/100 seg).

La viscosidad de gases puros se calcula de forma experimental en el laboratorio mientras que
la viscosidad de una mezcla de gases conocidos y cuando las viscosidades de cada componente
se conocen a una presion y temperatura de interés, entonces la viscosidad de la mezcla se
puede calcular de la siguiente manera:
1
Yizq HiyiM?
g = —= ... (2.35)

n M2
i=1YiM;

11.3 Propiedades fisicas del petrdleo.

11.3.1. Densidad del petréleo, p,.
La densidad del petréleo, p, en Ibs/ft, a presiones menores o iguales a la presién del punto de
burbujeo (p< py,) se determina con la siguiente ecuacion:

350 Yo+ 0.0764 Y gqRs
Po = .. (2.36)
5.615 B,

P, = densidad del petrdleo, Ibs/ft?

B, = factor volumétrico del petréleo, BY/BN
R=relacién gas disuelto-petréleo, PCN/BN

y,= gravedad especifica del petréleo, (agua=1)
Yga= gravedad especifica del gas disuelto, (aire=1)

350= densidad del agua a condiciones normales, Ibs/Bls
0.0764= densidad del aire a condiciones normales, Ibs/ft>
5.615= factor de conversidn, ft*/Bls

La densidad del petrdleo a presiones mayores que la presion del punto de burbujeo (p>py), se
determind mediante la siguiente ecuacion:

Po = Pob explc,(pp — P)] ... (2.37)

Pop=densidad del petrdleo a py, lbs/ft> p=presion de interés, Ipca

pp= presidn de burbujeo, Ipca c,= compresibilidad isotérmica del
petréleo, Ipc™

11.3.2. Gravedad especifica del petréleo, y,.

La gravedad especifica del petrdleo, y, , se define como la razén de la densidad del petréleo a

la densidad del agua, ambas medidas a la misma presién y temperatura:

Yo = S—v"v ..(2.38)

Esta gravedad especifica (adimensional) normalmente es reportada como 60°/60°, esto
significa que la densidad del petréleo y del agua fueron medidas a 60°F y a presién
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atmosférica. Para el petréleo es de uso comun la gravedad °API (American Petroleum
Institute), definida mediante la siguiente relacion:

Yo

Donde, y-4p;, €s la gravedad °API del petrdleo, °API vy ¥, la gravedad especifica del petrdleo a
60°/60°. Obsérvese que petréleos mas livianos que el agua y, < 1.0, tienen y-,p; mayor de 10,
y mas pesados del agua tienen y-4,p; menor de 10. Al agua, y,, = 1.0, le corresponde una yo4p;
de 10.

Presién de burbujeo, py,.

La presién de burbujeo, se define como la presién a la cual se forma la primera burbuja de gas
al pasar un sistema del estado liquido al estado de dos fases, donde la fase liquida estd en
equilibrio con una cantidad infinitesimal de gas libre.

A presiones por debajo de la presién de burbujeo se forman dos fases en equilibrio: liquida
(crudo con gas en solucién) y gaseosa (gas natural). La fase liquida estd constituida por crudo
saturado con gas natural, por esto a estas presiones se les llama presidn de saturacidn, p;.

11.3.3. Relacién gas disuelto-petréleo, R..

La relacion gas disuelto-petrdleo, R, se define como el numero de pies cubicos normales
(PCN) de gas que pueden disolverse en un barril normal (BN) de petréleo cuando ambos son
llevados a las condiciones de presién y temperatura prevalecientes en el yacimiento, su
comportamiento se muestra en la figura 9.

Se dice que un crudo estd saturado con gas cuando tiene en solucién la maxima cantidad de
gas que él admite, y en este caso, a reducir un poco la presion ocurre liberacién de gas. Si el
crudo tiene una cantidad de gas inferior a la que puede admitir a ciertas condicionesdepy T
se dice que el crudo estd bajosaturado (no saturado), o sea que tiene una deficiencia de gas.
En un crudo, si se dispone de suficiente gas y se puede someter el petréleo a altas presiones y
temperaturas, puede decirse que el gas es infinitamente soluble en el petréleo. Lo que limita la
solubilidad del gas en el petrdleo en el yacimiento, son las condiciones de presiény
temperatura que alli existan y por supuesto la cantidad de gas disponible. Por esta razon, se
encuentran yacimientos con capa de gas inicial (exceso de gas a las condicionesdepy T

existentes) y yacimientos bajosaturados (no saturados).
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Figura 9. Comportamiento de R, vs. presién a temperatura constante.

Obsérvese que R; aumenta con presidn hasta llegar a la presion de burbujeo, py, a partir de la
cual se mantiene constante. La razdn de esto, es que al llegar al punto de burbujeo no existe
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mas gas disponible para entrar en solucién con el petréleo. Asi, por arriba de la presién de
burbujeo el petréleo estd bajosaturado ya que una disminucion de presidn no causa liberacion
de gas (R, es constante); sin embargo, por debajo de la presién de burbujeo el petréleo esta
saturado, ya que una disminucién de presion origina una liberacion de gas debido a que R,
disminuye.

La siguiente relacion representa la relacién gas disuelto-petréleo, Ry:

R. = volumen de gas producido en la superficie @ c.s. (2 40)
5 ™ polumen de aceite que entra al tanque de almacenamiento @ c.s.”
R. = Vg @c.s.
= 1T—
Vo@ c.s.

Los siguientes factores afectan la solubilidad del gas en el petrdleo:
Presion: al aumentar la presion aumenta R;.

Temperatura: al aumentar la temperatura disminuye R;.

Gravedad del petréleo: al aumentar la gravedad °APl aumenta R;.
Gravedad del gas: al aumentar la gravedad especifica del gas aumenta R;.

11.3.4. Factor volumétrico del petrdleo, B,
El factor volumétrico del petrdleo,B,, se define como el volumen que ocupa a condiciones de
yacimiento un barril normal de petrdleo junto con su gas disuelto.

También, puede definirse como el cambio volumen que experimenta la fase liquida al pasar de
las condiciones de yacimiento a las condiciones de superficie como consecuencia de la
expansion liquida y/o liberacidn del gas en solucion.

La siguiente expresidn representa el factor volumétrico del petréleo, B,

__ (Volumen de aceite con su gas disuelto)@ c.y. (2 41)
- volumen de aceite @ c.s. AT

B,

Vo @c.y.

B =
o Vo @c.s.

La siguiente figura 10 presenta el comportamiento tipico de B, vs presion a temperatura
constante.

Bob A 2500 Boi A 3300
ipca = ma\ Ipcacz L310"

130 /
Bo A 1200 /
Ipca = ng/
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DE BURBUJEO

FACTOR VOLUMETRICO DEL PETROLEQ, BY/BN

Bo A 14.7 Ipca ¥y
160 °F = 1.040
.A 4.7 Iakn y
1.00 60 °F = LO0O|
[+ 500 1000 1300 2000 2500 3000 3500

PRESION, Ipca
Figura 10. Comportamiento de B, vs presidn a temperatura constante.

Debido a que no se libra gas en solucion cuando la presion disminuye desde su valor inicial de

3500 Ipca hasta la presion al punto de burbujeo a 2500 Ipca, el fluido de yacimiento
permanece en estado monofasico (petrdleo bajosaturado), sin embargo; como los liquidos son
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ligeramente comprensibles, el volumen aumenta de 1.310 BY/BN a la presién inicial de

1.333 BY/BN a la presidn del punto de burbujeo.

Por debajo de la presion de burbujeo, la expansion liquida continta, pero su efecto sobre el
aumento en volumen es insignificante comparado con un efecto mucho mayor: la reduccién
en el volumen liquido debido a la liberacion del gas en solucién. A 1200 Ipca. El volumen
disminuye a 1. 210 BY/BN, y a la presion atmosférica y 160°F disminuye a 1.040 BY/BN. La
disminucion de 1.040 BY/BN a 1.00 BY/BN a presion atmosférica y 60°F, se debe a la reduccion
o0 merma por efecto de temperatura, ya que la presion se mantuvo constante. Siendo B,
proporcional a Ry, los factores que afectan a R, afectan a B, de la misma manera.

11.3.5. Factor volumétrico total, B,

El factor volumétrico total o bifasico, B;, se define como el volumen que ocupa a condiciones
de yacimiento un barril normal de petréleo mas su gas originalmente (inicialmente) en
solucién.

En otras palabras, este factor incluye el volumen liquido, B,, mas el volumen de la diferencia
entre la relacién inicial gas disuelto-petréleo, Rg;, y la relacion gas disuelto-petréleo a las
condiciones actuales del yacimiento, R;. Si el factor volumétrico del gas es Bgen BY/PCN, para

el gas en solucion, el factor volumétrico total puede determinarse mediante la siguiente
ecuacion:

B: =B, + (Rsi — Ry)By ... (2.42)

Donde

B, = Factor volumétrico total, BY /BN

Factor volumétrico del petréleo, BY /BN
Factor volumétrico del gasapyT,BY/PCN

= Razon gas disuelto — petroéleo a p;, PCN/BN
= Razbn gas disuelto — petroleo a p, PCN/NB

La siguiente figura 11 ilustra el comportamiento tipico de B; Y B, vs. Presidn a Temperatura
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Figura 11. Comportamiento de B; y B, vs. presiéon a temperatura constante

Por arriba la presidn de burbujeo, R;; = Ry, y el factor volumétrico total es igual al factor
volumétrico del petréleo, B = B,. Sin embargo; por debajo de la presion de burbujeo a
medida que la presidn disminuye el B, disminuye pero él B, aumenta debido a que el término

(Rsi - RS)Bg aumenta puesto que B; aumenta y Rg disminuye mientras que Rg; es un valor
constante.
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11.3.6. Compresibilidad del petréleo, c,.

e epe . , . . -1 . .
En general, la compresibilidad isotérmica de un fluido, c en Ipc™, se define como el cambio
fraccional en volumen cuando la presidn es cambiada a temperatura constante, esto es:

v
c= -1 (—)T .. (2.43)

v \dp
Donde v Se refiere a volumen especifico, p a presidn y el subindice T a temperatura.
La compresibilidad del petréleo bajosaturado (petrdleo que esta por arriba de la presién del
punto de burbujeo) se define de la siguiente manera:

Co= -2 ("a_’;f)T =1 (aa_’;)T = -5 (%)T ... (2.44)

Como el volumen de un liquido bajosaturado disminuye a medida que la presién aumenta, ¢,
es positiva. Para algunos crudos de ciertos yacimientos, c, es esencialmente constante por
arriba del punto de burbujeo, mientras que en otros varia con presion.

La siguiente figura 12 presenta el comportamiento tipico de c, vs. Presién a Temperatura
constante para un crudo bajosaturado.
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Figura 12. Grafico c, vs. presion a temperatura constante para un crudo bajosaturado.

La compresibilidad de crudos bajosaturados varia de 5 a 100x10° Ipc’" los valores mayores
corresponden a altas gravedades °API, mayores cantidades de gas disuelto y a mayores
temperaturas. Una compresibilidad de 9.61x10°® Ipc™ quiere decir que el volumen de 1 millén
de barriles de fluido de yacimiento aumentara 9.61 Bls para una reduccién en presién de una

libra por pulgada cuadrada.

Por debajo de la presion de burbujeo, el gas disuelto afecta la compresibilidad. Por lo tanto, la
compresibilidad del petréleo para presiones menores de la presidn de burbujeo, donde el
volumen de petréleo aumenta con presidn debido al gas que se disuelve en el liquido, se
define de la siguiente manera:

¢, = —Bio (%)T + i—i (Z—};j)T ... (2.45)

Ndtese que esta ecuacion se transforma a la ecuacidn anterior para presiones mayores que la
presion de burbujeo debido a que R es constante con respecto a la presion. Especial cuidando
debe tenerse en la evaluacion de esta ecuacion debido a que By se calcula en una variedad de

unidades.

La siguiente figura 13 presenta el grafico completo de c, vs. Presion a Temperatura constante.
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Como se observa, existe una discontinuidad a la presién del punto de burbujeo debido a que
la liberacidn de la primera burbuja de gas causa un cambio drastico en el valor de la
compresibilidad.
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Figura 13. Grafico ¢, vs. presion a temperatura constante.

11.3.7. Viscosidad del petrdleo, p,.

En general, la viscosidad de un fluido es una medida de la friccion interna o resistencia que
ofrecen sus moléculas a fluir (moverse).

En el caso del petréleo deben distinguirse dos tipos de viscosidad: viscosidad de un petrdleo
sin gas en solucidn, y viscosidad de un petréleo a determinada p y T llevando consigo la
cantidad de gas, R, que puede disolverse a esas condiciones. En ambos casos, el efecto de la
temperatura es disminuir la viscosidad, sin embargo; la presion en el primer caso aumenta la
viscosidad y en el segundo la disminuye, ya que el efecto de disminucién de la viscosidad por
gas en solucién es mayor que el efecto por compresibilidad del petréleo.

La siguiente figura 14 ilustra el comportamiento tipico de L, vs presidn a temperatura

constante.
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Figura 14. Comportamiento de p, vs presion a temperatura constante.

Obsérvese que por debajo de la presion de burbujeo la viscosidad disminuye con aumento en
presion debido al efecto del gas que entra en solucidn, pero por arriba del punto de burbujeo
la viscosidad aumenta con presién ya que no ocurre solubilidad adicional de gas y sélo actua la
compresibilidad. También hay que considerar que en yacimientos de aceite negro conforme el
tiempo de produccion incrementa al mismo tiempo decrece la propia energia del yacimiento,
es decir, la presidn de yacimiento disminuird generando una disminucion en la produccion de
aceite, debido a que el gas libre trata de ocupar el espacio para fluir, asimismo la viscosidad del
aceite se incrementara.
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La unidad de medida de la viscosidad dindmica o absoluta, yu, normalmente referida como
viscosidad es el centipoise o poise. Una relacidon entre varios sistemas de unidades esta dado
por:
1 cp = 0.01 poise = 6.72 x10™* lbs/(ft — seg)

La viscosidad cinematica de un fluido, v, es la viscosidad absoluta, y, dividida por la densidad,
p en gr/cm’. Esto es:

v= 4

P

11.3.8. Tensidn interfacial gas-petréleo,o,,:

La tension interfacial gas-petrdleo, gg,, en dinas/cm, se define como la fuerza por unidad de
longitud en la interface entre dos fluidos inmiscibles. La tensién interfacial entre un gas y un
hidrocarburo liquido varia aproximadamente entre 35 dinas/cm a bajas presiones y
gravedades °API a 0 dinas/cm a la presion critica cuando ocurre solubilidad completa. Esta
propiedad requerida para estimar fuerzas de presién capilar en calculos de ingenieria de
yacimientos y es un parametro utilizado en algunas correlaciones en el célculo de flujo
multifasico en tuberias.

Si 0 = 0 se dice que los liquidos son miscibles entre si, como el agua y el alcohol. Un ejemplo
clasico de fluidos inmiscibles se tiene con el agua y el aceite.

En el caso de una interface gas-liquido, se le llama tensidn superficial.

Las siguientes ecuaciones son ajustables para el calculo de la tensién interfacial gas-petroleo a
68 y 100 °F:

Ogg = 39 — 02571VAP1 (246)
0100 = 37.5 — 02571YAP1 (247)

Ogg: tension interfacial a 68°F, dinas/cm Yo4p;: gravedad del petrdleo, °API
O190: tension interfacial a 100°F dinas/cm

Debido a que el efecto de la temperatura sobre g,4 es desconocida, la extrapolacidn mas alla
del rango de temperatura de 100 < T (°F) < 68 no es recomendada. Por lo tanto, se sugiere que
si la temperatura es mayor de 100°F, el valor a 100°F debe ser utilizado. De igual manera, si
T<68°F, utilizar el valor calculado a T= 68°F. Para temperaturas intermedias, utilizar la siguiente
interpolacién lineal entre los valores obtenidos a 68 y 100°F:

_ (T-68)(ge8—T100)

- .. (2.48)

Or = Ogg
Donde, ot es la tension interfacial en el rango de: 68 < T (°F) < 100.

El efecto del gas que entra en solucién cuando la presién aumenta sobre la mezcla gas-
petréleo, es reducir la tensién interfacial.

11.4 Propiedades fisicas del agua

El agua normalmente se encuentra presente en los yacimientos de hidrocarburos, por lo tanto,
es importante el reconocimiento de ciertas propiedades de esta agua connata, intersticial o de
formacion. Esas propiedades al igual que para los crudos pero en menor grado, son afectadas
por presidn, temperatura, cantidad de gas en solucidn y sélidos disueltos.
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11.4.1. Presion de burbujeo, pys.

La presién de burbujeo de una salmuera (agua de formacion) saturada con gas, es igual a la
presiéon de burbujeo del crudo existente debido al equilibrio termodindmico entre las salmuera
y el crudo.

Cuando la presidon del yacimiento disminuye por debajo de la presion de burbujeo del crudo, la
salmuera libera parte de su gas disuelto. Por lo tanto, la presion de saturacidn de la salmuera
iguala la presion del yacimiento. Esto es analogo al petréleo, el cual estd saturado a todas las
presiones por debajo de la presién de burbujeo.

En yacimientos de gas, las salmueras se consideran saturadas a todas las presiones del
yacimiento. Asi, la presidn de burbujeo de la salmuera en contacto con gas es igual a la presion
inicial del yacimiento.

11.4.2. Relacién gas disuelto-agua, R,.

La relacion gas disuelto (o gas en solucidn)-agua o solubilidad del gas en el agua, se define
como el nimero de pies cubicos normales (PCN) de gas que puede disolverse en un barril
normal (BN) de agua cuando ambos son llevados a las condiciones de presién y temperatura
prevalecientes en el yacimiento.

Por lo general, el agua de formacidn contiene gases disueltos. La mayoria de estos gases son
hidrocarburos, sin embargo, otros gases tales como CO,, N,y H,S normalmente estan
presentes. La solubilidad de estos gases generalmente disminuye con un aumento en la
salinidad del agua, y aumenta con presion.

La siguiente ecuacion nos permite calcular la Ry, para presiones de1.000 a 10.000 Ipca. Es
recomendable no utilizar esta cuestion a presiones menores de 1.000 Ipca.

Rswp = A+ Bp + Cp? ... (2.49)

Donde

A=8.15839- 6. 12265 x 102 T+ 1. 91663 x 10°T*-2. 1654 X 10T

B=1.01021X10%—-7.44 241X 10° T +3.055 53 X107T%- 2.94883 X10™°T®

C=(-9.02505 + 0. 130 237 T- 8. 53 425X10™* T*+ 2. 34 122X10°T*- 2. 37049 X10° T*) X 10”7

p=presidn, Ipca. T =temperatura, °F

La siguiente ecuacion ajusta la figura 3.2 dentro de un 3% para el siguiente rango de datos:
0< S(%) <30 y 70 < T(°F) <250

R — —0.285854
Rsw _ 1(—0.0840655 ST ..(2.50)
stp

Donde T en °Fy S (salinidad) en porcentaje por peso de sélidos disueltos (1%=10.000 ppm)

11.4.3. Factor volumétrico del agua, B,,.

El factor volumétrico del agua, B,, en BY/BN, en forma similar al petréleo, se define como el
volumen que ocupa en el yacimiento la unidad volumétrica de agua a CN mas su gas en
solucién. El valor de B,, dependen Unicamente de presidn, temperatura y de la salinidad del
agua que afectan la solubilidad tal como se vio anteriormente.

La variacion de B, con presion es diferente a la del petréleo, o sea, que aumenta con
disminucion de presién tal como se ilustra en la siguiente figura 15.
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Figura 15. Comportamiento de B, vs presion a temperatura constante.

Esta figura 15 muestra que cuando la presién del yacimiento es reducida desde su presion
inicial a la presion del punto de burbujeo, el factor volumétrico del agua aumenta debido a la
expansién del agua en el yacimiento. A presiones por debajo de la presion de burbujeo, gas es
liberado, pero el factor volumétrico continla aumentando debido a que la disminucién en el
volumen de agua, resultante de la liberacion de gas, es insuficiente para contrarrestar la
expansion del liquido. Este efecto se debe a la baja solubilidad del gas natural en el agua.

11.4.3. Compresibilidad del agua, c,,.
La compresibilidad isotérmica del agua, c,, en Ipc?, a presiones mayores que la presion del
punto de burbujeo se define de manera similar que para el petrdleo, esto es:

_ 1 an) _ 1 (apw) _ 1 (BBW)
c ___(_ = = (2¢) = —— (22) .. (251
w Vw \ dp T pw \ 9p T By \ 9p T ( )

Esta propiedad es afectada por presién, temperatura y solubilidad del gas en el agua, la cual a
su vez es afectada por la salinidad. Asi, un aumento en presién causa una reduccién en la
compresibilidad, mientras que un aumento en temperatura produce un aumento en esta
propiedad. Por otro lado, a una presién y temperatura dada, el efecto del gas disuelto en el
agua es aumentar la compresibilidad en relacién al agua pura a las mismas condiciones de de p
y T, mientras que un aumento en la salinidad del agua disminuye la compresibilidad.

11.4.4. Viscosidad del agua, W,,.

La viscosidad del agua, p,, en cp., depende de la presidn, temperatura y sélidos disueltos. Asi,
la viscosidad del agua aumenta con un incremento de presién, disminuye con un aumento de
temperatura y aumenta con un incremento en la concentracién de sélidos disueltos. El efecto
de los gases disueltos en el agua podria reducir la viscosidad.

La siguiente figura 16 ilustra el comportamiento tipico de L, vs. Presiéon a Temperatura
constante.
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Figura 16. Comportamiento de p,, vs. presion a temperatura constante.
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11.4.5. Densidad del agua,p,,.

La densidad del agua, p,, en lbs/ft?, puede ser determinada utilizando la misma aproximacién
gue para un sistema gas-petréleo, excepto que los efectos del gas en solucidon normalmente
son despreciados. Esto es:

w 62.4 Yy
P = ‘;—Wl = B—Wy (2.52)

Donde
pw = densidad del aguaa py T, Ibs/ft?
pw1 = densidad del agua a condiciones normales (14.7 Ipca y 60°F), Ibs/ft>.

Y = gravedad especifica del agua, adm.
B,, = factor volumétrico del aguaapy T, BY/BN

La gravedad especifica del agua de formacidn, y,, , puede ser estimada mediante la siguiente
ecuacion si conoce la concentracion de sélidos disueltos:

Yw = 1.0 + 0.695 X 1076 S ... (2.53)

Donde S es la concentracion de sélidos disueltos (salinidad) en mg/litro.
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CAPITULO IlI

CLASIFICACION DE YACIMIENTOS

Los yacimientos petroleros, al ser generados por la naturaleza pueden presentar gran
variacion en cuanto a sus caracteristicas por lo que no todos llegan a ser iguales
respecto a estas, por consiguiente una vez analizado las propiedades PVT de los
fluidos que se logren producir, se conocera mas a detalle el estudio de los
yacimientos petroleros y asi se podran tener mejores decisiones para su explotacion.

11.1. Propiedades de la roca

El estudio de las propiedades de las rocas, yacimiento y su relacién con los fluidos que
contienen ha sido enmarcado dentro del campo de la petrofisica.

Las caracteristicas mas importantes de la roca incluyen su composicion, densidad, tipo de
grano y la distribucién de tamafio del poro, porosidad, permeabilidad, saturacidn de los
fluidos, tensidn interfacial, angulo de contacto, humectabilidad, presién capilary
permeabilidad relativa, entre otras.

111.1.1. Porosidad.

Desde el punto de vista de ingenieria de yacimientos, la porosidad describe el espacio en la
roca no ocupado por algin mineral o material solido, lo que permite el almacenamiento de los
fluidos. Se define de la siguiente manera:

-
¢ = 2. (3.1)

Donde @ es la porosidad; 1, es el volumen que ocupa los poros o espacio vacio y V¢, el
volumen bruto de la roca, el cual incluye el volumen de sélidos y el del espacio vacio.

La porosidad es una fraccidén que varia entre 0 y 1, también puede representarse en
porcentaje; sin embargo, cuando se utiliza en las ecuaciones se expresa como una fraccién. La
proporcién de los espacios porosos en la roca depende del tamafio y empaquetamiento de los
granos que la forman. La porosidad es mayor en los sedimentos no consolidados (arena, grava)
gue en aquellos sometidos a litificacidn (areniscas, conglomerados), ya que la conversion de
los sedimentos en roca sedimentaria origina la pérdida de la porosidad como consecuencia de
la compactacién (espacios destruidos debido a que los granos se aprietan entre si) y la
cementacion (espacios llenos de material cementante para que los granos se junten).

111.1.1.1. Tipos de porosidad.
Se puede clasificar de dos formas:

» Segun la comunicacion de los poros.

La primera clasificacidn tiene que ver con el proceso de litificacion, referido al aislamiento que
experimentan algunos poros cuando se forma la roca. Esto es, a medida que se fueron
depositando los sedimentos y las rocas se fueron formando, algunos de los espacios vacios
guedaron aislados de los otros debido a la excesiva cementacién, mientras que otros quedaron
interconectados. Segun la comunicacién de los poros se distinguen dos tipos de porosidades:

a) Porosidad absoluta

b) Porosidad efectiva
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Ademas una roca puede tener las siguientes porosidades: efectiva (continua e interconectada),
no efectiva (discontinua o aislada), y absoluta o total (la suma de todas las porosidades).

a) Porosidad absoluta.
Se define como la razdn entre el espacio poroso total en la roca y el volumen bruto.
Matematicamente la porosidad absoluta se define segun la siguiente ecuacion:

volumen total-volumen de los granos _ Vi—Vg _ Vp

b =

. (3.2)

volumen total Ve Ve

Donde V}, es el volumen poroso.

b) Porosidad efectiva.
Se define como el porcentaje del espacio poroso que se encuentra interconectado con
respecto al volumen total de la roca, esto es:

volumen poroso interconectado

) = ..(3.3
efect volumen total ( )
Este tipo de porosidad es la de mayor interés para las estimaciones de petrdleo y gas en sitio,
ya que solo los volumenes de hidrocarburos almacenados en los poros interconectados
pueden ser extraidos parcialmente del yacimiento. Representa normalmente un 90 a 95% de la
porosidad total. En la mayoria de yacimientos la porosidad varia lateral y verticalmente y se

encuentra en un rango de 5 a 20%.

> Segun el origen de la porosidad.

a) Porosidad primaria o intergranular.
También conocida como porosidad original, es la que se desarrollo al mismo tiempo que los
sedimentos, y esta conformada por los espacios vacios que quedan entre los granos y los
fragmentos minerales después que se acumulan como sedimentos.

b) Porosidad vugular o inducida.

Llamada también como porosidad secundaria es formada por procesos geoldgicos posterior a
cuando se deposité el material. Se clasifican a su vez en:

e Porosidad formada por la accidn de lixiviacidon de las aguas subterraneas: este proceso
requiere un periodo de erosién suficientemente largo y un relieve superficial por
encima del nivel hidrostatico de manera que permita la accién disolvente de aguas en
percolaciéon. La mayoria de los yacimientos de calizas se debe a este tipo de procesos.

e Porosidad por fractura: es la originada en rocas sometidas a varias acciones de
diastrofismo.

e Porosidad por dolomitizacidn: la resultante de la sustitucién molecular de calcio por
magnesio en las calizas; en otras palabras, las calizas se transforman en dolomias, que
Son mas porosas.

111.1.2. Saturaciones.

Para estimar la cantidad de hidrocarburos presentes en un medio poroso, es necesario
determinar la fraccidn del volumen poroso ocupado por cada uno de los fluidos presentes. Esta
fraccién es precisamente lo que se denomina saturacidn del fluido. Matematicamente, esta

propiedad se expresa por la siguiente relacidn:
volumen total de fluido

saturacion del fluido = ..(3.4)

volumen poroso

Por lo que para cada fluido dentro del yacimiento se tiene:
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volumen de petroleo _ volumende agua __ volumende gas
= ———— — I

S, =

volumen poroso volumen poroso ’ 9 volumen poroso

Donde S, es la saturacion de petroleo, S, saturacion de aguay S, saturacion de gas, cuyos
rangos de saturaciones de cada fase oscila entre 0 y 100 %.

111.1.3. Permeabilidad.

Ademads de los descrito en el capitulo 1, la permeabilidad es una medida de la conductividad
de los fluidos y, por su analogia con los conductores de electricidad, también se define como el
reciproco de la resistencia que un medio poroso ofrece al flujo de fluidos.

Los diferentes tipos de permeabilidades son los siguientes:

» Permeabilidad absoluta (K ,): Es la conductividad de una roca o material poroso cuando
esta saturado completamente al 100% por un solo fluido.

» Permeabilidad efectiva (K,): Es la conductividad de un material poroso a una fase cuando
dos o mas fases estan presentes. Cuando dos o mas fases estan fluyendo simultdneamente
en un medio poroso permeable, como por ejemplo en un proceso de desplazamiento, la
permeabilidad efectiva a una fase dada es menor que la permeabilidad absoluta y es
funcion de la saturacion de la fase.

» Permeabilidad relativa (K,.): Es la razon entre la permeabilidad efectiva y una
permeabilidad base. Se puede utilizar tres bases diferentes, dependiendo del uso de los

calculos:
k k k
Kro =2 kpo= —2—; kyp = ——2>—; ..(3.5
ro k' ro (k)So=100 ’ ro (ko)Sozl—ch ’ ( )

Donde S, es la saturacién de agua connata.

Se necesita una cierta saturacion de la fase mojante para que esta comience a fluir,
denominada saturacion critica de la fase mojante, S¢;, (0 <S¢ < 30). De igual manera, se
necesita una cierta saturacion de la fase no mojante para que comience a fluir, denominada
saturacion critica o de equilibrio de la fase no mojante, S (0 < Sepm < 15).

La permeabilidad relativa a la fase no mojante alcanza el maximo a saturacion de dicha fase
menores del 100%, lo cual indica que una porcién del espacio poroso disponible, aunque
interconectado, contribuye poco a la capacidad conductiva del medio poroso ya que no
permite movimiento de la fase no mojante.

La permeabilidad relativa a la fase no mojante se incremente rdpidamente ante pequefios
incrementos de saturacién de la fase no mojante por encima de la saturacion de equilibrio.

111.1.4. Compresibilidad.

Un yacimiento con miles de pies de profundidad estd sometido a presiones de sobrecarga
causadas por el peso de estratos superiores, por lo que la variacion de la presion se presenta
con la profundidad, y un valor generalizado es aproximadamente una Ipc por pie de
profundidad. En yacimientos consolidados el peso de los estratos genera una fuerza
compresiva que no se transmite a los fluidos dentro del espacio poroso, donde la presidn tipica
puede ser de 0.5 Ipc por pie de profundidad. Esta diferencia de presion entre la presion de
sobrecarga y la presién interna se denomina presion de sobrecarga efectiva.

111.1.4.1. Compresibilidad de la roca matriz.
Se define como el cambio fraccional en volumen del material solido de la roca (granos) por
cambio en la unidad de presion, como se expresa en la siguiente ecuacion:
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C, = —Vlr (Z—‘;)T (3.6)

Donde C, es la compresibilidad de la roca matriz, Ipc * y V., el volumen de sélidos. El subindice
T indica que la derivada se toma a temperatura constante.

111.1.4.2. Compresibilidad del volumen total de la roca.
Se define como el cambio fraccional en volumen del volumen bruto de la roca ocasionado por
cambio en la unidad de presion. Matematicamente se expresa asi:

Cp = —V—lB (‘%)T - (3.7)

Donde Cy es el coeficiente de compresibilidad de la roca, Ipc ™

, ¥ Vg, el volumen bruto.

111.1.4.3. Compresibilidad de los poros.
Se define como el cambio fraccional en el volumen poroso de la roca debido al cambio en
unidad de presién. Viene dado por la siguiente relacion:

C= (‘%’)T .. (3.8)

Donde p es la presién en los poroso, lpc, Cp el coeficiente de compresibilidad de poros, Ipc™; y
V,, el volumen poroso.

11.1.4.4.Compresibilidad total del yacimiento.
Esta compresibilidad se usa extensivamente en las ecuaciones de flujo y de balance de
materiales, y esta definida por la siguiente expresion:

Ct = SoCo + SyCy + SyCq+ Cr ... (3.9)

En general, la compresibilidad de la formacidn tiene el mismo orden de magnitud que la
compresibilidad del petréleo y del agua y, por lo tanto, no tiene un valor fijo.

En la siguiente tabla 5 se presentan valores promedio de compresibilidades para diferentes
formaciones.

Tabla 5. Valores promedio de compresibilidad de la formacion.

Tipo de formacion ¢ (Ipc™)
Calizas (5-6)x10'6
Arena consolidada (4-5)x10’6
Arena semiconsolidada 20x10°

Arena no consolidada 30x10°

Arena altamente no consolidada 100 a 150x10°®

111.2. Clasificaciones de yacimientos petroleros.

Los yacimientos petroleros son estructuras geolégicas generadas principalmente en la era
geoldgica del Terciario-Mesozoico, dichas estructuras geoldgicas se componen principalmente
por poros, donde coexisten las fases agua, petrdleo y gas.

La distribucién de los fluidos (agua, petrdleo y gas) dentro de un yacimiento petrolero estara
en funcién de las densidades de estos mismos fluidos, como también de las propiedades de la
roca. Si los poros son de tamafio uniforme y uniformemente distribuidos, entonces la parte
superior de los poros estara ocupada por la fase del gas, y la parte media de los poros sera
ocupada por petréleo o petrdleo con gas disuelto, y en la zona baja de los poros estard llena
por agua.
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Para el desarrollo y exploracién de yacimientos petroleros requiere de completos estudios del
sistema petrolero, asi como los tipos de formaciones de los yacimientos y los métodos para
obtener datos acerca de las formaciones. Con estudios geofisica se pueden conseguir datos
sobre las propiedades fisicas de las rocas, de esta manera se obtiene informacion para su
localizacién entre otras propiedades fundamentales descritas en los capitulos anteriores. Los
yacimientos petroleros se pueden clasificar como se muestran a continuacion.

111.2.1. Yacimientos Petroleros de Acuerdo a los Tipos de Roca.

Los tipos de roca mas comunes en un yacimiento petrolero se presentan en la siguiente tabla

6.

Tabla 6. Tipos de rocas mas comunes en yacimientos petroleros.

Arenas

Cuya porosidad se debe a la textura de los fragmentos que la forman. Pueden
ser arenas limpias o sucias. Estas con limo, cieno, lignito, bentonita, etc.

Calizas porosas
cristalinas

Su porosidad primaria es muy baja, es porosidad inter-cristalina, puede tener
espacios poros muy importantes debidos a la disolucién.

Calizas ooliticas

Su porosidad se debe a la textura oolitica, con intersticios no cementados o
parcialmente cementados.

Calizas detriticas

Estan formadas por la acumulacién de fragmentos de material calcareo
cementado.

Calizas fracturadas y/o
con cavernas

Son sumamente atractivas por su alta permeabilidad debida al
fracturamiento y a la comunicacién entre las cavernas.

Areniscas

Son arenas cementadas por materiales calcareos.

Calizas dolomiticas o
dolomitizadas

Su porosidad se debe al cambio del mineral calcita a dolomita.

Pizarra

Sedimento inastillable predominantemente de arcilla.

Carbonatos

Proceso quimico y bioquimico con fuentes de piedra caliza.

111.2.2. Clasificacidn basada en la configuracién de las trampas geoldgicas.

Existen diversas formas de entramparse el petréleo: por deformacién local de los estratos, por
variacién de porosidad y de reduccién de permeabilidad, por combinacion de pliegues y fallas,
por la presencia de una discordancia o de un domo salino, entre muchas otras. Las trampas
mas comunes se agrupan en tres categorias: estructurales, estratigraficas y mixtas, estas
ultimas formadas por la combinacion de las dos anteriores o pueden crearse trampas por
factores hidrodindmicos, pero no son las mas comunes.

111.2.2.1. Trampas estructurales.

Hay tres formas bdsicas de una trampa estructural en la geologia del petréleo: anticlinal, fallay

domo salino.

Trampas por anticlinales son los mas comunes e
importantes debido a que son los mas faciles de
detectar y, ademas, porque contienen mas de las %
partes de las reservas de petréleo descubiertas en
el mundo, como se muestra en la siguiente figura
17 (lado izquierdo).

Figura 17. Acumulacién de petrdleo en una estructura
anticlinal.
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Trampas por fallas son igualmente efectivas para
el entrampamiento porque en virtud del
desplazamiento de las capas ofrecen una barrera
abrupta a la migracién de los hidrocarburos. En
cuencas sedimentarias no es facil encontrar los
dos casos aislados: siempre se presentan pliegues
y fallas en combinacioén, lo cual aumenta las
condiciones favorables por el entrampamiento
como se muestra en la siguiente figura 18.

Figura 18. Petréleo entrampado en una falla.

Trampas por domos salinos pueden ser formadas
por una masa de cloruro de sodio, en general de
forma cilindrica y con un didmetro de unos 2 km
cerca de la superficie, aunque el tamafio y la forma
de la cupula pueden variar. La fuente de sal
originaria se encuentra profundamente enterrada
por varias capas de sal formadas por la evaporacion
natural del agua de mar. Luego estas capas de sal
siguen enterrandose por sucesivas capas de
sedimentos hasta que comienzan a fluir hacia la
superficie de la tierra, empujando los sedimentos y
cambidndolos de su posicion original. La siguiente
figura 19 muestra un ejemplo de un domo salino.

Figura 19. Acumulacién de petréleo por domo salino.

111.2.2.2. Trampas estratigraficas.

Son aquellas en donde el factor principal que la origina es la perdida de permeabilidad y
porosidad de la roca yacimiento debido a un cambio litoldgico como por ejemplo de arena a
lutita. La presencia de este tipo de trampas estd relacionada con el ambiente en el cual se
depositaron los estratos y con el sitio que ocupan en la cuenca. Pueden formarse por cambio
de facies o por cambios de permeabilidad y pueden presentarse en forma de cufia alargada
encajada entre dos estratos, como es el caso de los lentes de arena, o bien, en arrecifes
rodeados de sellos impermeables como las calizas porosas, requiere de sellos impermeables a
los lados y en el fondo para impedir la migracion de los hidrocarburos. Las siguientes figuras 20
y figura 21 presentan un ejemplo de estas trampas.

Figuras 20. Petrdleo entre lentes de arena formados Figura 21. Petréleo entrampado en
por dos areniscas rodeadas de lutitas. un arrecife de caliza porosa.

Las trampas estratigraficas se subdividen en dos grandes grupos: locales y regionales. Las

arenas que rellenan los canales fluviales, las arenas de médanos, las barreras de arenas que se
sedimentaron a lo largo de una costa y los arrecifes calcdreos compuestos de algas y corales
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pertenecen al primer grupo. Cuando estos cuerpos rocosos se sedimentan en forma repetida o
ciclica sobre grandes regiones de la cuenca dan origen a las trampas regionales, que son
intervalos porosos o paquetes, cuya extension es determinada por el ambiente sedimentario.

Las trampas primarias son aquellas donde la porosidad de las rocas por ellas conformadas es
la misma que la que adquirieron en el momento de su formacion las cuales pueden ser por
cambios laterales de depdsito o por relieves sepultados, donde se pueden incluir las trampas
locales y las regionales.

Las trampas secundarias son las que ocurren como consecuencia de modificaciones
posteriores a la formacién de la roca, es decir cambios diagenéticos de la misma roca o por
fluidos contenidos. Son producto de alteraciones post-depositacionales que pueden crear
rocas almacenadoras a partir de litologias no-almacenadoras o crear sellos de lo que fueron
rocas permeables.

Trampas por truncamiento se presenta cuando la unidad almacenadora se trunca contra una
discordancia. Son trampas que estdn truncadas por una discordancia y pueden estar sub-
yaciendo a una discordancia o sobre-yaciendo a la discordancia de los estratos generando la
presencia de sellos superiores o laterales, la generacién de espacios vacios en la roca como
consecuencia de la disolucién de algunos minerales o la transformacidn de un carbonato en
dolomia cristalina.

111.2.2.3. Trampas Mixtas.

Este tipo de trampas puede estar formado por la combinacidn de dos o mas trampas
estructurales y estratigraficas y en variadas modalidades, cuya geometria es el resultado de
una combinacién de procesos tectdnicos y cambios en la litologia como se muestra en la
siguiente figura 22 donde en la parte a) se observa una acumulacidn de petréleo entrampado
por una falla inclinada, la cual esta sellada por un esquisto de barro colgante; en la parte b) se
muestra una acumulacion de petréleo entrampado en un anticlinal fallado por debajo la
presencia de un corrimiento contra la pared de la falla.

—

— Petrdleo entrampado

7‘?"“"‘—-— en un anticlinal
\, S
U 7

Petréleo

Petrdleo entframpado en una falla
(a) (b)

Figura 22. Trampas mixtas. a) Fallas inclinadas Figura 22. b) Combinacién de anticlinal y fallas.

Las trampas hidrodinamicas se presentan cuando existen yacimientos en posiciones donde no
existe cierre estructural, se considera que esto se debe a condiciones hidrodindamicas, y no
hidrostaticas, como se ve en la figura 23. El echado del contacto raramente excede unos
cuantos grados y el maximo reportado es de 10 grados pues que si la pendiente del contacto
iguala o excede la pendiente del flanco de la trampa, entonces la trampa serd vaciada. Al
evaluar prospectos con pendientes menores a 5 grados es importante considerar el régimen
hidrodindmico del area ya que una variacion de unos cuantos grados en la pendiente del
contacto agua-aceite puede modificar (aumentar o disminuir) sustancialmente el volumen de
HC’s en ella.
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Figura 23. Trampa hidrostatica comun.

Analizando los diferentes tipos de trampas segun la produccién, Lee y Judson estimaron que el
80% de la produccion mundial de petréleo proviene de anticlinales, 13% de trampas
estratigraficas y 1% de trampas debido a fallas y el 6% proviene de trampas mixtas.

111.2.3. Yacimientos Petroleros de Acuerdo a los Aspectos Geoldgicos.

En yacimientos petroleros los aspectos geoldgicos se clasifican de acuerdo al mecanismo que
genera la acumulacion de hidrocarburos. Los dos grupos principales de aspectos geolégicos
estan formados por fracturados y no fracturados.

111.2.3.1. Naturaleza de los Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF).

Ante superficies planas de discontinuidad se tiene la presencia de fracturas, donde la roca ha
perdido cohesién y a lo largo de los procesos ante alteraciones y deformaciones de la misma
pueden ser llenadas por fluidos. Para representar los medios fracturados y el comportamiento
de los fluidos a través de las fracturas se utilizan diversos modelos geométricos donde de
manera general, se consideran bloques de roca, separados por planos con variacion de
espesor, representando fracturas las cuales poseen una influencia muy baja con la porosidad
de las formaciones pero si llega a repercutir en el sistema su permeabilidad, siendo de esta
manera el desplazamiento manejado solo por las fracturas, mientras los bloques de la matriz
se relacionan con la capacidad de almacenamiento.

Las fracturas naturales pueden ayudar a transformar las rocas con una permeabilidad de
matriz baja, en un yacimiento productivo, pero también pueden complicar la recuperacion de
los hidrocarburos en los yacimientos de alta permeabilidad. No obstante, estos conductos de
alta permeabilidad a veces entorpecen el flujo de fluidos dentro de un yacimiento,
conduciendo a la produccidn prematura de agua o gas y haciendo que los esfuerzos de
recuperacion secundaria resulten ineficaces. Las fracturas naturales también estan presentes
en todo tipo de yacimiento siliciclastico, lo que complica el comportamiento de la produccién
dominado por la matriz.

Ademas, las fracturas naturales constituyen el factor de producibilidad principal en una amplia
gama de yacimientos menos convencionales, incluyendo los yacimientos de metano en capas
de carbdn, los yacimientos de gas de lutitas y los yacimientos de roca basamento y roca
volcanica.

Si bien las fracturas naturales desempefian un rol menos importante en los yacimientos de alta
permeabilidad y alta porosidad, tales como las turbiditas, cominmente forman barreras para
el flujo. Ignorar la presencia de las fracturas no es una practica dptima de manejo de
yacimientos, por lo que es imposible ignorar las fracturas porque el desempefio técnico y
econdmico del yacimiento se degrada.

111.2.3.1.2. Fracturas naturales en el desarrollo de campos petroleros.

La investigacidon de las fracturas naturales deberia iniciarse durante la etapa de exploracién
mediante sismologia 3D. Los afloramientos en superficie correspondientes a la seccidon
prospectiva o los andlogos de yacimientos pueden constituir la base de un cimiento litoldgico,
estructural y estratigrafico sobre el que los gedlogos podran construir modelos conceptuales.
En las regiones de petréleo y gas, las mediciones de pozos constituyen una fuente importante
de informacidn de esfuerzos locales actuales ya que son importantes en los YNF porque
determina en gran medida si las fracturas estan abiertas para conducir los fluidos de
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yacimiento. Ademas, la magnitud y direccién de los esfuerzos horizontales desempefian roles
cruciales en el disefio de los fracturamientos hidrdulicos; tratamientos que constituyen el
método de estimulacion primaria para los YNF.

Levantamientos sismicos de componentes multiples (3D), adquiridos en las primeras etapas
del desarrollo de los campos petroleros, arrojan datos importantes para la determinacion de la
anisotropia azimutal, lo que es esencial para caracterizar las fracturas naturales y colocar los
pozos en forma efectiva.

Los pozos nuevos plantean oportunidades para recolectar datos geoldgicos, geofisicos y
mecdnicos adecuados a partir de diversas fuentes, incluyendo la informacién obtenida con los
registros de pozos, los levantamientos sismicos de pozos, los dispositivos de muestreo y los
nucleos (coronas) de didmetro completo. Otras fuentes de informacidn valiosas que pueden
obtenerse durante las primeras etapas del desarrollo de campos petroleros incluyen las
pruebas de flujo inicial, las pruebas de incremento y caida de presién.

La informacion sobre las fracturas naturales también es importante en la etapa de perforacién
y terminacién de pozos. Durante las operaciones de disparos y de cementacion, las fracturas
naturales abiertas pueden producir problemas de pérdida de circulacion, pérdida de costosos
fluidos de perforacién, y la pérdida potencial de pozos, las cuales podrian ser tratadas
mediante una cementacién forzada para esto se correrian registros de cementacién para
localizar zonas afectadas.

Herramientas MWD (Measurement While Drilling) pueden monitorear los parametros de
perforacion criticos en tiempo real, permitiendo que los ingenieros de perforacién reduzcan
los problemas de pérdida de circulacion. Ademas, la tecnologia LWD (Logging While Drilling),
tal como el servicio de generacién de imagenes durante la perforacion y la herramienta de
Resistividad frente a la Barrena, ayudan a identificar las fracturas naturales de inmediato
después de perforar mas alla de las mismas.

Cuando termina la etapa de construccién y evaluacion de pozos, se realiza el disefio de un
programa de terminacién y estimulacion de pozos para anular el dafio causado por las
operaciones de perforacidon y cementacion. El bombeo de fluidos reactivos—acidificacién,
utilizando diversas formulaciones de acido clorhidrico [HCI] o agentes quelantes—en las
fracturas naturales es mas comun en los yacimientos carbonatados para remover el dafio
producido en la regidn vecina al pozo y mejorar la conectividad y conductividad del sistema.
Durante la estimulacién de las rocas carbonatadas utilizando fluidos reactivos, las zonas con
permeabilidades mas altas cominmente admiten la mayor parte del fluido de tratamiento y
las zonas con permeabilidades mds bajas quedan sin tratar.

Los procedimientos convencionales incluyen métodos de divergencia que se basan en el uso
de particulas sdlidas para puentear y restringir el flujo hacia zonas altamente permeables o
fracturadas. Como puede ser el bombeo de sal de roca o escamas de acido benzoico en la zona
de pérdida para provocar la divergencia dentro de la formacidn, y se emplean bolillas de
obturacion para la divergencia mecanica desde el interior de los tubulares hacia los disparos.
La divergencia basada en la viscosidad utiliza fluidos energizados y acidos o fluidos gelificados
con surfactantes viscoeldsticos o polimeros para desviar el tratamiento y proveer control de
pérdida de fluido dentro de la formacién.

Alternativamente, el tratamiento de estimulaciéon por fracturamiento hidrdulico de los YNF
requiere que la trayectoria de la fractura principal se mantenga abierta con apuntalante y sea
conductiva. El control de la tasa de pérdida de fluido y la colocacién efectiva del apuntalante,
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minimizando al mismo tiempo el dafio producido a la red de fracturas naturales, resultan
criticos para el logro de operaciones de estimulacion y produccién dptimas.

Las fracturas naturales pueden limitar significativamente la capacidad para colocar grandes
volumenes de apuntalante dentro de una fractura creada hidrdulicamente. Se utilizan diversas
técnicas para limitar la dilatacién de las fracturas naturales y las correspondientes pérdidas de
fluido durante el tratamiento por fracturamiento hidrdulico, entre éstas se encuentran la
reduccion de la presidn neta de la fractura mediante el control de la tasa de inyeccidn del
fluido de tratamiento o el uso de fluidos de baja viscosidad y la incorporacidn de particulas
adecuadamente clasificadas para puentear dinamicamente las fisuras dilatadas. Ademas, el
dafio a la conductividad dentro de la fractura hidraulica creada y el sistema de fracturas
naturales puede reducirse mediante la reduccién del volumen total de polimero utilizando
geles de fracturamiento reticulados con bajo contenido de polimeros, incrementando las
relaciones rompedor-polimero a través del empleo de rompedores encapsulados, o
reemplazando el fluido de fracturamiento polimérico por sistemas de fluidos surfactantes
viscoelasticos que no producen dafo.

111.2.3.1.3. Clasificacién de las fracturas.

Los tipos de fracturas se dividen en dos grupos relacionados con su modo de formacién: las
fracturas por esfuerzo de corte (cizalladura) que se forman con la cizalladura paralela a la
fractura creada vy las fracturas por esfuerzos de traccidon que se forman con una traccion
perpendicular a la fractura creada.

Las fracturas por esfuerzo de corte y las fracturas de traccién se forman con una orientacién
gue se relaciona con las tres direcciones de esfuerzos principales; a saber, el esfuerzo de
compresion principal maximo, o1, el esfuerzo de compresidn principal minimo, 03, y el
esfuerzo intermedio, 02, como se muestra en la siguiente figura.

La figura 24. (Izquierda) muestra el esfuerzo de compresion
principal maximo, o1, el esfuerzo de compresién principal
_\ minimo, 03, y el esfuerzo intermedio, 62. También se indica el

'\ [/ fracturamiento resultante. Las fracturas por esfuerzo de
traccion (verde) se forman paralelas a 01 y 02. El angulo agudo
03— o que se forma entre dos fracturas por esfuerzo de corte (rojo) se
\ denomina angulo conjugado. El angulo que se forma entre la
m fractura por esfuerzo de corte y 01 se denomina angulo diedro.
Entre la fractura por esfuerzo de corte y 03, se forma un angulo
obtuso, mientras que las fracturas por esfuerzo de corte son
paralelas a 02.

[

Figura 24. Diagrama de esfuerzos principales y creacién de la fractura.

Las fracturas por esfuerzo de corte se crean bajo un alto esfuerzo diferencial y en pares
conjugados, formando un dngulo agudo con o1. Las fracturas de traccidn, término que a veces
se utiliza en forma indistinta con el término fracturas de extension, se forman perpendiculares
a 03 y bajo esfuerzos diferenciales relativamente bajos, cuando el valor de 63, después del
ajuste por la presidon de poro—el esfuerzo efectivo local—resulta de traccion.

111.2.3.1.4. Porosidad en YNF.

Para representar los medios fracturados se utilizan diversos modelos geométricos, el mas
simple de ellos considera la separaciéon de los bloques rocosos por planos de anchura variable
gue representan a las fracturas. El desplazamiento de fluidos se modela como un proceso
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controlado por la geometria de las fracturas, mientras que la capacidad de almacenamiento de
la capa productora se relaciona con la porosidad interna de los bloques.

La porosidad de las rocas en los YNF se agrupa en tres patrones geométricos: fracturas,
cavidades y la combinacién de ambos, denominado el patrén mixto.

La morfologia de estos patrones, asi como las dimensiones de fracturas y cavidades, no
siempre son facilmente cuantificables, en parte debido a la extensidon y compleja distribucion
de la porosidad.

Como ya se menciond, la geometria de los patrones de porosidad determina, por un lado, la
intensidad de los flujos sub-superficiales de las substancias a través de los YNF y, por el otro, su
capacidad de almacenamiento de hidrocarburos. La apertura, distribucidn y conectividad de
los patrones de fracturas y cavidades, conjuntamente con la permeabilidad de las rocas, son de
importancia primordial para la primera, mientras que la morfologia, el didmetro efectivoy la
continuidad de los poros, son rasgos decisivos para la segunda.

111.2.3.2.Yacimientos no Fracturados .
Los yacimientos no fracturados se clasifican en dos principales grupos: de deformacién
estructural de la roca (trampas estructurales) y los reposicidnales (trampas estratigraficas).

111.2.4. Yacimientos petroleros de acuerdo a las propiedades de los fluidos producidos.

Para designar los fluidos de yacimientos, a menudo utilizan términos de uso comin como
bitumen, petrdéleo pesado, petréleo negro, petrdleo volatil, gas condensado, gas himedo y gas
seco. Sin embargo, estos términos no tienen limites precisos de aplicacién, y, por lo tanto,
resulta dificil emplearlos en las dreas de transicidn entre petréleo volatil y gas condensado o
entre petréleo volatil y petréleo negro. Por esta razon, en la industria petrolera la relacién gas-
petrdleo junto con la gravedad del petréleo a condiciones estandar, constituyen las
propiedades mas importantes de los yacimientos de hidrocarburos para clasificarlos en
yacimientos de petrdleo y yacimientos de gas. Las siguiente tablas 7 muestra propiedades de
distintos fluidos monofasicos.

Tabla. 7. Caracteristicas de diferentes tipos de fluidos petroleros.

Tipo de fluido Color del liquido Grados RGA Fase en el Bo % molar
en el tanque API (PCN/BN) yacimiento* (@ Pb) de C7+
BITUMEN NEGRO/OSCURO <10 NO GAS LiQuipo <1.05 > 45
Visc>10000 cp
PETROLEO
PESADO NEGRO/OSCURO 10-25 <100 LIQUIDO -Pb <1.2 >35
PETROLEO
NEGRO NEGRO/OSCURO 30-40 100 -2500 LIQUIDO -Pb <2.0 >20
PETROLEO
VOLATIL COLORES VARIOS 40-50 > 3000 LiQUIDO -Pb >2.0 20-12.5
GAS APENAS 3000 -
CONDENSADO COLOREADOS 50-70 100000 GAS-Pd <125
GAS HUMEDO INCOLORO 60-70 > 100000 GAS <4
SIN
GAS SECO SIN LiQUIDO LIQUIDO 100000 GAS 0 <0.7

*Fase en el yacimiento:

Liquido sin punto de burbujeo.
Liquido con punto de burbujeo, Pb.
Gas con puto de rocio frente al cambio de fase, Pd.

Gas sin cambio de fases frente a cambios de temperatura.
Gas seco no hay cambio de fases a temperatura de yacimiento o de

superficie.
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111.2.5. Yacimientos petroleros de acuerdo al diagrama de fases.

De acuerdo a las caracteristicas termodindmicas de una mezcla natural de hidrocarburos y
segln su comportamiento en el diagrama de fases, se puede realizar su clasificacion.

Segun los diagramas de fases de presién y temperatura, los yacimientos de hidrocarburos se
clasifican bdsicamente en cuatro tipos.

111.2.5.1. Yacimientos de gas o de una sola fase gaseosa.

Si la temperatura del yacimiento es mayor que la temperatura cricondentérmica de la mezcla
de hidrocarburos.

111.2.5.2. Yacimientos de punto de rocio o de condensacion retrograda
Si la temperatura del yacimiento es mayor que la temperatura critica y menor que la
temperatura cricondentérmica.

111.2.5.3. Yacimientos de punto de burbujeo, bajosaturado o de gas disuelto
Si la temperatura del yacimiento es menor que la temperatura critica de la mezcla de
hidrocarburos y ademas en el yacimiento no se alcanza la presion de saturacion.

111.2.5.4. Yacimientos con capa de gas o yacimientos saturados.

Si la mezcla de hidrocarburos se encuentra dentro de la envolvente en la regién de dos fases.
Teniendo en cuenta que la mayoria de las operaciones de produccién de yacimientos son
isotérmicas, a continuacion obsérvese en el diagrama de fases de presion y temperatura las
zonas que corresponden a cada uno de estos yacimientos cuando la presion disminuye a
temperatura constante. Esta clasificacion se encuentra graficamente en el figura 25.
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Figura 25. Clasificacidn de los yacimientos segun su diagrama de presién-temperatura.

111.2.5.5. Yacimiento de aceite negro y gas disuelto de bajo encogimiento.

La palabra negro no es quizas la mas apropiada, ya que el petrdleo producido no siempre es
negro, sino que varia en la gama de negro, gris y parduzco, en general, de colores oscuros. El
factor volumétrico del petrdleo inicial en la formacion es de 2 BY/BN o menor. El diagrama de
fases de un petrdleo negro se presenta en la siguiente figura 26.
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Figura 26. Diagrama de fases para un petréleo negro o de baja merma.

La temperatura critica de crudo es mayor que la temperatura del yacimiento.

La linea vertical AC es la reduccidn isotérmica de la presion del yacimiento a medida que el
petréleo es producido. En el punto A el petrdleo no estd saturado con gas. Los yacimientos en
esta region (presion del yacimiento mayor que la presion de burbujeo del crudo) se denomina
yacimientos no saturados. La region de dos fases cubre un amplio intervalo de presiony
temperatura. Debido a la baja compresibilidad de los liquidos del yacimiento, la presién
disminuye rapidamente con la produccién, alcanzandose el punto de burbujeo A" en el cual el
petrdleo estd saturado con gas. Si las condiciones iniciales de presidn y temperatura
corresponden al punto de burbujeo, el yacimiento se encuentra saturado. A medida que
continua la reduccidn de la presion (hacia el punto B) se forma la fase de gas coexistiendo en el
yacimiento las dos fases: liquida y gas.

111.2.5.6. Yacimiento de aceite volatil.

Los petrdleos volatiles o casi criticos son fluidos muy livianos que se presentan en estado
liquido en el yacimiento, puesto que la temperatura de este es muy cercana a la temperatura
critica del fluido. Estos petréleos exhiben una presién de saturacién cercana a la del punto de
burbujeo y tienen un alto grado de encogimiento que por lo general alcanza un 40% del
espacio poroso del hidrocarburo para una reduccién de presién de solo 10 Ipc. Este fendmeno
se comprende facilmente a partir del diagrama de fases de la siguiente figura 27.

Liguido i

Punte critico

Temperatura =————————ee e
Figura 27. Diagrama de fases para un petrdleo volatil o de alta merma.

En la figura las lineas de calidad cercanas al punto critico y a la temperatura del yacimiento se

encuentran muy juntas y casi paralelas al punto de burbujeo. La linea AA” representa la
reduccién isotérmica de la presidn hasta el punto de burbujeo. Cualquier disminucién de la
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presiéon por debajo de ese punto cortara rapidamente la linea de calidad del 75%, indicando el
alto grado de encogimiento de estos crudos.

Los petrdleos volatiles o de alto encogimiento contienen menos moléculas pesadas que los de
bajo encogimiento, y son crudos de colores verdosos hasta anaranjado oscuro.

111.2.5.7. Yacimiento de gas condensado o retrégrado.
Los yacimientos de gas condensado contienen mds componentes pesados que el himedo y

usualmente se encuentre a profundidades mayores de 5000 pies. Un diagrama de fases tipico
de gas condensado se presenta en la siguiente figura 28 en donde las condiciones del
yacimiento se indican con la linea AE.

Liquido n Mo saturado
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Condiciones -
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Temperalura '——'——'b
Figura 28. Diagrama de fases para un gas condensado o retrogrado.

A medida que el petrdleo se mueve desde el yacimiento, la presion y la temperatura decrecen
gradualmente hasta alcanzar las condiciones del separador en la superficie, lo cual se
representa siguiendo la linea A’-Separador. Si estas condiciones son bastantes cercanas ala
curva de puntos de burbujeo, aproximadamente el 85% de petrdleo producido permanece
como liquido en condiciones de superficie. El remanente de los hidrocarburos es producido
como gas.

Si las condiciones originales de presién y temperatura del yacimiento se encuentran dentro de
la envolvente (punto D, por ejemplo) como se muestra en la siguiente figura 29, se habla de
yacimientos con capa de gas. En estos, originalmente existe liquido (petréleo) en equilibrio con
una capa primaria de gas en la parte superior o alta de la estructura geoldgica del yacimiento.
El gas se encontrara en el punto de rocio y el petréleo en el punto de burbujeo.
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Figura 29. Diagrama de fases para un yacimiento con capa de gas.
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En esta figura se puede ver que la temperatura del yacimiento esta entre la temperatura del
punto critico y el punto cricondentérmico del sistema, la presion inicialmente esta por encima
de la presidn de rocio correspondiente a la temperatura del yacimiento. El gas denso en un
yacimiento de condensado contiene liquido disuelto en cantidades que dependen de las
condiciones de deposicién y de la presion y temperatura del yacimiento.

Cuando este se encuentra en el punto A, solo existe una fase a (p; , T;, ). A medida que la
presion del yacimiento declina durante el proceso de explotacidn, ocurre la condensacion
retrograda. Cuando alcanza el punto B en la curva de punto de rocio, comienza a formarse
liquido y su cantidad se incrementara a medida que la presion del yacimiento disminuya del
punto B a D. Los componentes mas pesados son los que comienzan a condensarse cuando la
presiéon declina isotérmicamente a lo largo de la linea BD. El liquido condensado moja la
formacidn y no puede extraerse con el gas producido. En consecuencia, es recomendable
mantener las condiciones iniciales de presion de un yacimiento de gas condensado para que
las fracciones de liquido permanezcan como gas hasta que ellas alcancen la superficie. Cuando
se produce la transmision a las condiciones del separador en la superficie, se producira
entonces mas hidrocarburos liquidos.

La maxima cantidad de liquido ocurre en el punto D y debido a una posterior reduccién de la
presion, el liquido se revaporizara. Esta mezcla contendra mas hidrocarburos livianos y menos
hidrocarburos pesados en comparacién con el petrdleo volatil. A medida que el yacimiento
continla en produccidn, la racién gas-petréleo, RGA, tiende a aumentar por la pérdida de
algunos componentes pesados del liquido formado a Tj,.

111.2.5.8. Yacimiento de gas hiumedo.

Un gas hiumedo normalmente contiene componentes de hidrocarburos mas pesados. En la
siguiente figura 30 se muestra un diagrama de fase tipico donde se observa lo siguiente: la
regién de dos fases (area interior a la curva envolvente) es mds extensa que la correspondiente
al gas seco y el punto critico se encuentra a una temperatura mucho mayor.
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Figura 30. Diagrama de fases para un yacimiento de gas humedo.

La temperatura de yacimiento (en condiciones iniciales el punto A) excede al punto
cricondentérmico, de modo que en este caso, durante la explotacion (siguiendo la linea
isotérmica AB), el fluido en el yacimiento siempre permanecerd en estado gas en una sola fase.
Las condiciones de presion y temperatura en la superficie (separador) se encuentran en la
regidn de las dos fases, de modo que una fase liquida se formara o condensard a medida que
el fluido es transportado hasta el separador, siguiendo el comportamiento sefialado con la
linea A-Separador.

La palabra humedo en la expresién gas humedo significa que el gas contiene algunas moléculas
de hidrocarburos mas pesados que, en condiciones de superficie, forman una fase liquida.
Entre los productos liquidos producidos en esta separacidn se tienen el butano y el propano.
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111.2.5.9. Yacimiento de gas seco.

También conocido como gas natural, consiste fundamentalmente de metano con poca
cantidad de etano y, posiblemente, muy pequefios porcentajes de otros componentes de
hidrocarburos pesados. También puede contener vapor de agua, que se condensara cuando las
condiciones lo determinen. Un diagrama de fase tipico para un yacimiento de gas seco se
presenta en la siguiente figura 31.

ToTperatyry —————
Figura 31. Diagrama de fases para un yacimiento de gas seco.

En la figura 92, se observa que tanto en condiciones de yacimiento durante la etapa de
explotacién (linea isotérmica AB) como en condiciones de superficie, en el separador el
sistema se encuentra en estado gaseoso, fuera de la linea envolvente.

La temperatura del yacimiento es mayor que el punto cricondentérmico al igual que la
temperatura de superficie en el separador, por lo que no se condensaran hidrocarburos
liguidos en este sistema, no en el yacimiento ni en la superficie.

11.2.6. Yacimientos petroleros de acuerdo al tipo de empuje de desplazamiento.

La cantidad de petréleo que puede ser desplazado por la energia natural asociada al
yacimiento varia con el tipo de yacimiento por lo que a continuacion se presenta estas
diferentes fuentes de energia. Dentro de esta clasificacidon de yacimientos se encuentras dos
grupos: yacimientos con empuje por desplazamiento los cuales son hidraulico y por casquete
de gas; yacimientos con empuje por agotamiento los cuales son por gas disuelto y por drenaje
gravitacional.

111.2.6.1. Yacimientos con empuije por agua.

Un yacimiento con empuje por agua tiene una conexién hidraulica entre él y una roca porosa
saturada con agua, denominada acuifero, que puede estar por debajo de todo el yacimiento o
de parte de él. A menudo, los acuiferos se encuentran en el margen del campo como se
muestra en la siguiente figura 32.

(a) (b)
Figura 32. Yacimientos con empuje por agua a) condiciones iniciales, b) en produccién.
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El agua en un acuifero esta comprimida, paro a medida que la presién del yacimiento se
reduce debido a la producciéon de petrdleo, se expande y crea una invasién natural de agua en
el limite yacimiento-acuifero. La energia del yacimiento también aumenta por la
compresibilidad de la roca en el acuifero. Cuando este es muy grande y contiene suficiente
energia, todo el yacimiento puede ser invadido con esa agua manejando apropiadamente las
tasas de extraccidn. La extension del acuifero y su capacidad energética no se conoce hasta
gue se tienen datos de la produccién primaria, a menos que se cuente con una extensa
informacién geolégica sobre él. Se puede obtener una medida de la capacidad del empuje con
agua a partir de la presion del yacimiento a determinada tasa de extraccién de los fluidos. Si,
manteniendo la presién del yacimiento, el acuifero no puede suministrar suficiente energia
para alcanzar las tasas deseadas de extraccion de los fluidos, se puede implementar un
programa de inyeccion de agua en el borde de este para suplementar su energia natural.

Se concluye que yacimientos con un fuerte acuifero son por su naturaleza invadidos por esta
agua. No obstante, su heterogeneidad puede limitar el efecto de este empuje en algunas
porciones del mismo. Las recuperaciones de aceite varian entre el 30 y 75% del volumen
original de aceite cuando no se presentan aceites con altos valores de viscosidad.

111.2.6.2. Yacimientos con empuje por gas en solucidn.
El petréleo crudo bajo ciertas condicione de presién y temperatura en los yacimientos puede

contener grandes cantidades de gas disuelto. Cuando la presién disminuye debido a la
extraccion de los fluidos, el gas se desprende, se expande y desplaza el petrdleo hacia los
pozos productores, pero inicialmente se acumula en forma de pequefias burbujas aisladas, las
cuales por motivo de la misma declinacidn de la presién, llegan a formar posteriormente una
fase continua, que permitira el flujo de gas hacia los pozos, tal como se observa en la siguiente
figura 33.

A =) A [y A A

(b)
Figura 33. Yacimientos con empuje por gas en solucién a) condiciones iniciales, b) en produccién.

La eficiencia de este mecanismo de empuje depende de la cantidad de gas en solucidn, de las
propiedades de la roca y del petréleo, y de la estructura geoldgica del yacimiento. En general,
los recobros que se logran son bajos, en el orden de un 10 a 30%, debido a que el gas en el
yacimiento es mas movil que la fase petréleo. A medida que la presidn declina, el gas fluye a
una tasa mas rapida que la del petrdleo, provocando un rapido agotamiento de la energia del
yacimiento, lo cual se nota por el incremento de las relaciones gas-aceite RGA del campo. Los
yacimientos con empuje por gas en solucidn son, usualmente, buenos candidatos para la
inyeccién de agua. El orden de recuperacién en este tipo de yacimientos es bajo
aproximadamente entre 5 y 35% del aceite contenido a la presién de saturacion.

111.2.6.3. Yacimientos con empuje por casquete de gas.

Cuando un yacimiento tiene una capa de gas muy grande, debe existir una gran cantidad de
energia almacenada en forma de gas comprimido que provoca la expansiéon de la capa a
medida que los fluidos se extraen, de modo que el petréleo se desplaza por el empuje del gas
ayudado por el drenaje por gravedad. La expansion de la capa de gas esta limitada por el nivel
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deseado de la presion del yacimiento y por la produccién de gas después que los conos de gas
llegan a los pozos productores como se muestra en la siguiente figura 34.
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Figura 34. Yacimientos con empuje por casquete de gas a) Condiciones iniciales, b) En produccién.

Los yacimientos con capa de gas muy grande no se consideran como buenos candidatos para la
inyeccion de agua; en su lugar, se utiliza la inyeccién de gas para mantener la presidén dentro
de la capa. Cuando en tales yacimientos existe una zona de agua en el fondo, se puede aplicar
un programa combinado de inyeccidn de agua y gas, tal como se presenta en la siguiente
figura 35.

_Pozo de Pozo de Pozos de Pozo de Pozo de J
inyeccion produccion inyeccién produccion inyeccion
e agua

Figura 35. Yacimiento con empuje combinado de inyeccidon de agua y gas.

Si la presidn del yacimiento se encuentra a su presidn inicial, al ser inyectado el gas no llegard a
la zona de aceite, sin embargo si lo lograra atrds o en el frente de avance del gas libre y por
consiguiente, sus condiciones de saturaciones iniciales de aceite en la parte inferior de la
estructura se mantendran, hasta que el gas inyectado llegue a esa zona. La produccién de
aceite proviene de los pozos localizados en la zona de aceite, pero el aceite producido es
remplazado, por el que se mueve adelante del frente del gas, por lo que de esta manera el
proceso obliga al aceite a moverse hacia la parte inferior del yacimiento.

Se deben de tomar precauciones con estos programas combinados de inyeccion, ya que existe
el riesgo de que el petrdleo sea desplazado hacia la regidn de la capa de gas y quede
entrampado al final de la invasidn. La recuperacion en este tipo de yacimientos esta en el
orden del 20 al 40% del aceite contenido pero en condiciones favorables puede llegar a ser del
60%.

111.2.6.4. Yacimientos con expansién de la roca y de los fluidos.

Un petrdleo crudo cuando es altamente bajosaturado, mucha de la energia del yacimiento se
almacena por la compresibilidad de la roca y de los fluidos y, como consecuencia, la presién
declina rapidamente a medida que se extraen los fluidos hasta que se alcanza la presién de
burbuja. Entonces, el empuje por gas en solucion se transforma en la fuente de energia para el
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desplazamiento de los fluidos. El aceite, el agua congénita y la roca se expanden, desalojando
hacia los pozos productores el aceite contenido en el yacimiento. Dada la baja compresibilidad
del sistema, el ritmo de declinacién de la presion con respecto a la extraccion, es muy
pronunciado.

Un yacimiento bajosaturado se puede identificar por los datos de presién del yacimiento
realizando un analisis de sus fluidos o mediante un andlisis PVT. Estos yacimientos son buenos
candidatos para la inyeccién de agua cuando se busca mantener alta su presidn e incrementar
la recuperacion de petréleo.

111.2.6.5. Yacimientos con drenaje por gravedad.

El drenaje por gravedad puede ser un método primario de produccidn en yacimientos de gran
espesor que tienen una buena acumulacion vertical y en los que tienen un marcado
buzamiento. No obstante, dicho migracion es relativamente rapida comparada con el drenaje
del petréleo, de forma que las tasa de petrdleo son controladas por la tasa del drenaje del
petréleo. Tal proceso es lento porque el gas debe migrar a la parte mas alta de la estructura o
al tope de la formacién para llenar el espacio inicialmente ocupado por el petréleo y crear una
capa secundaria de gas. El drenaje por gravedad es el desplazamiento de los fluidos del
yacimiento debido a la distribucién de estos mismos a causa de sus densidades como se
muestra en la siguiente figura 36.

Capa Roca
(Impermeable)

Base Roca
(Impermeable)

Figura 36. Yacimiento con drenaje por gravedad.

En este tipos de yacimientos se establecen condiciones favorables al drenaje por gravedad
también cuando se tiene un elevado relieve estructural, cuando ante a abatimientos de
presion el movimiento de los fluidos no es influenciado totalmente y cuando en los
yacimientos se tienen altas permeabilidades.

111.2.6.6. Yacimientos con empuje combinado.

En la mayoria de los yacimientos se presenta mas de un tipo de empuje durante su vida
productiva, bien sea en forma alterada o simultanea. En ambos casos, se dice que el
yacimiento produce por empuje combinado.

Es conveniente hacer notar que en todos los tipos de empuje estan presentes las fuerzas de
gravedad y capilar, alterando positiva o negativamente la accion de tales empujes. En caso de
yacimientos de gran espesor y/o de buzamiento pronunciado. El efecto de gravedad puede
hacer que el gas que sale de la solucién con el petrdleo fluya hacia la parte mas alta de la
estructura, en contracorriente con el petréleo, originando asi una capa de gas secundaria o
engrandeciendo la original. Esto dara un empuje adicional no existente en la capa de gas
secundaria o aumentara la efectividad de la capa de gas original. Por otro lado, un fuerte
empuje con agua abrumara completamente un empuje por gas en solucién al mantener la
presién por encima del punto de burbujeo.

En la siguiente tabla 8 muestra los rangos de recuperacién para los diferentes tipos de
empujes.
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Mecanismo de empuje Recuperacion (%)
Expansion del sistema roca-fluidos 3-7
Expansion de gas en solucién 5-30
Expansion por casquete de gas 20-45
Acuifero asociado al yacimiento 35-75
Segregacion de fluidos <80
Empujes combinados 30-60

Tabla 8. Rangos de recuperacion para los diferentes tipos de empujes.

111.2.7. Comportamiento de los yacimientos y diferentes tipos de recuperacidon.

Una de las funciones principales de la ingenieria de yacimientos es predecir el comportamiento
futuro de los yacimientos y estudiar los diferentes métodos de recuperacidn primaria,
secundaria y terciaria o incluso estimulaciones. A tal efecto, se utilizan elementos o
parametros que representan su historia de produccion, los cuales pueden clasificarse en
esenciales o fundamentales, como la presidn, la relacion gas-petrdleo y la produccidn
acumulada; y, en secundarios, como la tasa de produccion, el indice de productividad y el
recobro final.

Estos métodos de recuperacion se refieren a las diferentes etapas de produccién de un
yacimiento. Muskat define la recuperacién primaria como el periodo de produccién que
comienza con el descubrimiento del yacimiento y continta hasta que las fuentes de energia
natural para expulsar el petréleo no mantienen tasas de produccion que resultan econémicas.

Debido a que la presién del yacimiento siempre declina durante la recuperacion primaria, esta
también se conoce como agotamiento de presion. La energia original hace que los fluidos
lleguen a los pozos aunque se requiera una energia externa, como el levantamiento artificial,
para llevar los fluidos hasta la superficie.

En la recuperacion primaria también se puede incluir los métodos de mantenimiento de
presiéon mediante la inyeccion de fluidos en el yacimiento durante la historia de produccion
primaria. El principal efecto del mantenimiento de presion es disminuir la declinacién de la
presién del yacimiento y, por lo tanto, conservar su energia y aumentar la recuperacion del
petréleo. Usualmente los fluidos inyectados son agua y gas.

111.2.7.1. Métodos convencionales de recobro, inyeccién de agua y gas.

La recuperacion secundaria se define como la inyeccion de fluidos después que el yacimiento
ha alcanzado completamente el agotamiento de su energia original para expulsar los fluidos
contenidos en él. Este tipo de recuperacidn requiere re-presurizar o aumentar la presién del
yacimiento. Los fluidos inyectados mas populares son el agua y el gas. Otros son la inyeccién
enriquecida de gases, nitrédgeno, diéxido de carbono, vapor, surfactantes, entre otros.

Si se inyecta otro fluido en el yacimiento después de las operaciones de recuperacién
secundaria, se tiene la recuperacién terciaria en donde los fluidos inyectados incluyen CO,,
gases enriquecidos, polimeros y soluciones de surfactantes. Debido a que ellos no estan
originalmente presentes en el yacimiento, la recuperacidn terciaria se le conoce también como
recuperacion mejorada, pero como se sefialo antes, estos fluidos también se inyectan en
procesos secundarios.

111.2.7.2. Tipos de Inyeccién de Agua.
De acuerdo con la posicién de los pozos inyectores y productores, la inyeccién de agua se
puede llevar acabo de dos formas:
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» Inyeccidn periférica o externa
Consiste en inyectar el agua fuera de la zona de petrdleo, en los flancos del yacimiento. Se
conoce también como inyeccidn tradicional y en este caso el agua se inyecta en el acuifero
cerca del contacto agua-petréleo.

Ventajas:

e Se utilizan pocos pozos.

e Norequiere de pozos adicionales, ya que se pueden usar pozos productores viejos como
inyectores. Esto disminuye la inversidn en areas donde se tienen pozos perforados en
forma irregular o donde el espaciamiento de los pozos es muy grande.

e Rinde un alto recobre de petréleo con un minimo de produccién de agua. Es este tipo de
proyecto, la produccion de agua puede ser retrasada hasta que el agua llegue a la Ultima
fila de pozos productores, asi disminuye los costos de instalaciones de produccién de
superficie para la separacion agua-petréleo.

Desventajas:

e Una porcién de agua inyectada no se utiliza para desplazar el petrdleo.

e No es posible logra un seguimiento detallado del frente de invasién, como si es posible
hacerlo en la inyeccién de agua en arreglos.

e Enalgunos yacimientos, no es capaza de mantener la presién de la parte central del mismo
y es necesario hacer una inyeccidn en arreglos en esa parte de los yacimientos.

e Puede fallar por no existir una buena comunicaciéon entre la periferia y el yacimiento.

e El proceso de invasion y desplazamiento es lento.

» Inyeccidn en arreglos o dispersa
Consiste en inyectar agua dentro de la zona de petréleo. El agua invade esta zona y desplaza

los fluidos (petréleo-gas) del volumen invadido hacia los pozos productores. También se le
conoce como inyeccidén de agua interna, ya que el fluido se inyecta en la zona de petrdleo a
través de un numero apreciable de pozos inyectores que forman un arreglo geométrico con los
pozos productores.

La seleccidn del arreglo depende de la estructura y limites del yacimiento, de la continuidad de
las arenas, de la permeabilidad, de la porosidad y del nimero y posicién de los pozos
existentes.

Se emplea particularmente, en yacimientos con poco buzamiento y una gran extensién areal.
Con el objetivo de obtener un barrido uniforme, los pozos inyectores se distribuyen entre los
pozos productores, para lo cual se convierten los pozos productores existentes en inyectores,
o se perforan pozos inyectores interespaciados.

Ventajas:

e Genera una invasidn mas rdpida en yacimientos de bajos buzamientos y bajas
permeabilidades efectivas, ya que la distancia inyector-productor es pequefia.

e Elevada eficiencia de barrido areal.

e Permite un buen control del frente de invasidn y del factor de reemplazo.

e Elvolumen de la zona de petrdleo es grande en un periodo corto.

Desventajas:

e En comparacidn con la inyeccion externa, este método requiere una mayor inversion,
debido al alto numero de pozos inyectores.

e Requiere mejor descripcidn del yacimiento.
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e Exige un mayor seguimiento y control y, por lo tanto, mayor cantidad de recursos
humanos. Es mas riesgosa.

111.2.7.3. Tipos de inyeccidn de Gas.
Las operaciones de inyeccidn de has se clasifican en dos tipos:

> Inyeccidn de gas interna o dispersa
Este proceso se refiere a la inyeccidén de gas dentro de zona de petréleo. Se aplica, por lo
general, en yacimientos con empuje de gas en solucién, sin capa de gas inicial y donde no hay
tendencia a desarrollarse una capa de gas secundaria. El gas inyectado emerge junto con el
petréleo al poco tiempo de haber sido inyectado.
Se aplica en yacimientos con pozo buzamiento y relativamente delgados.
Generalmente se requiere un nimero elevado de puntos de inyeccion. La permeabilidad
efectiva al gas debe ser preferiblemente abaja. La seleccidn de dichos pozos y el tipo de
arreglo depende de la configuracion del yacimiento con respecto a la estructura, al nimeroy a
la posicidn de los pozos existentes, de la continuidad de la arena y de las variaciones de
porosidad y permeabilidad.

Ventajas:
e Es posible orientar el gas inyectado hacia las zonas mas apropiadas.

e Lacantidad de gas inyectado puede optimizarse mediante el control de la produccién e
inyeccién de gas.

Desventajas:

e Eficiencia del recobro mejora muy poco como consecuencia de la posicidén estructural o
drenaje por gravedad.

e Eficiencia de barrido areal inferior a la que se logra en operaciones de inyeccidn externa.

e Los canales de gas formados por la alta velocidad de flujo originan que la eficiencia del
recobro sea inferior a la que se logra por la inyeccidn externa.

e Los pozos de inyeccién requeridos aumentan los costos de operacién y de produccion.

> Inyeccidon de gas externa
Se refiere a la inyeccidn de gas en la cresta de la estructura donde se encuentra la capa de gas,

bien sea primaria o secundaria. Por lo general, se lleva a cabo en yacimientos donde ocurre
segregacion debido a la influencia de las fuerzas de gravedad.

Se usa en yacimientos de alto relieve estructural, para permitir que la capa de gas desplace el
petréleo. Se aplica en yacimientos con altas permeabilidades verticales, > 200 md.

Los pozos de inyeccidn se colocan de manera que se logre una buena distribucién areal del gas
inyectado, a fin de obtener mayores beneficios del drenaje por gravedad. La cantidad de pozos
requeridos para un determinado yacimiento depende la inyectividad y de los puntos de
inyeccion requeridos.

Ventajas:

e La eficiencia de barrido areal es superior.

e Los beneficios obtenidos del drenaje por gravedad son mayores.

e Elfactor de conformacién o eficiencia de barrido vertical es generalmente mayor.

Desventajas:
e Requiere buena permeabilidad vertical del yacimiento.

e Es necesario controlar la produccion de gas libre de la zona de petrdleo.

52



e Intercalaciones de lutitas, como las barreras, son inconvenientes para la inyeccion de gas.

111.2.8. Sistemas artificiales de produccién.

Son equipos adicionales a la infraestructura de un pozo, que suministran energia adicional a
los fluidos producidos por el yacimiento desde una profundidad determinada. Los Sistemas
Artificiales de Produccidon son otra area de la ingenieria petrolera de gran importancia en la
produccion de hidrocarburos en el proyecto ATG (Aceite Terciario del Golfo). Debido a la baja
energia de los yacimientos, éstos aportan cantidades bajas de crudo y en muchas ocasiones los
fluidos no tienen la energia suficiente para llegar a la superficie. Esto hace que el nivel de
fluido dentro del pozo genere una contrapresidon que inhibe la produccién del yacimiento y en
muchas ocasiones la nulifique.

Clasificacién de los Sistemas Artificiales de Produccion.

» Bomba superficial - Con sarta de varillas<_ -Bombeo mecanico

- Cavidades progresivas PCP
- Sin sarta de varillas f -Bombeo Electrocentrifugo BEC
-Sistema combinado BEC & PCP
-Bombeo Hidraulico BH tipo Piston
-Bombeo Hidraulico BH tipo Jet

» Sin bomba superficial / - Bombeo Neumatico Continuo
- Bombeo Neumatico Intermitente
- Plunger Lift

La seleccidn de SAP estara en funcidon de las siguientes caracteristicas:

Caracteristicas de Produccion.
eindice de Productividad Relativo IPR.

eGasto de liquido q. Localizacion.
eproduccién de agua %w. eCosta Afuera.
eRelacidon Gas-Aceite. eZona Urbana.
eAislada.
Propiedades de los Fluidos. eConjunto de pozos.
eViscosidad del aceite .
* Viscosidad del gas pg, Caracteristicas del Pozo.
e Factor de volumen del gas B, eProfundidad.
¢ Factor de volumen del aceite B, eDidmetro Interno y Externo de las
tuberias.
Caracteristicas del Yacimiento, Método de *Tipo de terminacién.
empuje. eDesviacion.
eExpansion de los fluidos.
eSegregacidn gravitacional. Problemas Operacionales
eEmpuje hidraulico. eArena.
eExpansidn capa de gas. eParafina.
eCarbonatos.
Instalaciones en la Superficie. eCorrosién.
eLineas de flujo. eEmulsiones.
eCabezales de distribucidn. eTemperatura de fondo.

*Presién en el separador.
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CAPITULO IV

DISENO DE UN FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

En yacimientos donde se presenta una baja permeabilidad una opcién
econémicamente viable es la estimulacion mediante el fracturamiento hidraulico
para aumentar de forma considerable la produccion. Incluso en los yacimientos con
mayores permeabilidades, la estimulacion es una forma efectiva de mejorar la
produccidn o acelerar la recuperacidn, especialmente durante periodos de aumento
de los precios del petrdleo y el gas, o cuando la viabilidad econémica de un proyecto
exige un rapido retorno de la inversion. Esta técnica como también los SAP’s y
métodos de inyeccidn, estan orientadas en la terminacion de pozos y en
reparaciones mayores y llegan a ser dificiles de realizar en yacimientos terrigenos
para productividad de pozos.

Los fracturamientos hidraulicos convencionales tienen por objetivo conectar la mayor cantidad
de zonas productivas posibles con un solo o varios tratamientos llevados a cabo durante
operaciones independientes. Histéricamente, las zonas productivas que se extienden a través
de cientos de pies se agrupan en “etapas”, y cada etapa se estimula mediante un tratamiento
independiente. Estos trabajos de fracturamiento hidrdulico masivo, bombeando directamente
a través del revestimiento o de la tuberia de produccién estandar, estan destinados a
maximizar la altura de la fractura y optimizar su longitud. Las acidificaciones de la matriz y los
fracturamientos hidraulicos son técnicas comunes de estimulacién de yacimientos utilizadas
para incrementar la productividad, aumentar la eficiencia de recuperacion y mejorar la
rentabilidad de pozos.

El fracturamiento hidraulico que utiliza un material apuntalante se ha convertido, en la ultima
década, en una de las operaciones mas importantes en la terminacién de pozos. En México, su
uso mas frecuente se ha dado en la cuenca de Burgos, cuyos pozos de gas producen en
formaciones de arenisca de baja permeabilidad; aunque también se ha usado en pozos del
paleocanal de Chicontepec y en algunos de la Cuenca de Veracruz, donde predominan las
formaciones carbonatadas.

Ante la evolucion de esta técnica de estimulacidn, actualmente se dispone de una gran
variedad de fluidos, segun lo requiera la situacion. Los equipos son cada vez mas sofisticados
en cuanto a capacidad y precisidon de mezclado, asi como en cuanto al control de presion,
gasto, dosificacion de aditivos y materiales apuntalantes. Incluso se ha llegado a utilizar tuberia
flexible para realizar estas operaciones.

1V.1 Consideraciones fisicas del fracturamiento.

1V.1.1. Proceso del fracturamiento.

El proceso consiste en aplicar presién a una formacion, hasta que se produce en ésta una falla
o fractura. Una vez producida la rotura, se continlda aplicando presién para extenderla mas alla
del punto de falla y crear un canal de flujo de gran tamafio que conecte las fracturas naturales
y produzca una gran area de drene de fluidos del yacimiento.

El efecto de incremento de drene de fluidos decrece rdpidamente. Esto se debe a que la fisura
se cierra y el pozo vuelve a sus condiciones casi originales y para evitarlo se utiliza la técnica de
inyectar el fluido de fractura con apuntalante, el cual actiia como sostén de las paredes
abiertas de la fractura evitando que se cierre.
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Para controlar la operacion, se deben registrar continuamente los valores de:

> Presion. » Dosificacion de aditivos.
» Gasto. » Condiciones del fluido fracturante (control
» Dosificacion del apuntalante. de calidad).

En superficie se deben monitorear las siguientes presiones:

» Presion de rotura (B.): Es el punto en que la formacién falla y se rompe.

» Presion de bombeo o presidn de superficie (P;): es la necesaria para extender la fractura,
manteniendo el gasto constante.

» Presidn de cierre instantanea (P,;): es la que se registra al parar el bombeo, cuando
desaparecen todas las presiones de friccion, quedando sélo las presiones interna de la
fractura y la hidrostatica del pozo.

La presion de fractura (Pr) es la presion requerida en el fondo para mantener abierta o
extender la fractura creada cuando se empieza a cerrar al ser suspendido el bombeo del fluido
de tratamiento. Puede variar durante la operacién.

La presion para extender la fractura se calcula de acuerdo con la siguiente ecuacién.

Pr=P;+ Py..(4.1)

Donde P, (Kg/cm?) es la presion hidrostatica y se calcula de la siguiente forma:
P, =0.4334+ p *D ..(4.2)

Ddnde p es la densidad en Ibs/gal, D la altura en ft.

La pérdida por friccion en la tuberia (Pryictp, psi) puede ser calculada mediante un diagrama
de Moody, si el fluido es newtoniano. Para fluidos no newtonianos (geles), el calculo de la
pérdida de carga por friccion es mucho mds complejo.

Una vez definidas las presiones y pérdidas por friccion, se puede obtener la presion de
tratamiento en superficie (P, psi) y la potencia hidraulica (Pyyp). La presidn en superficie
sera:

Ps = Pf + Pfrictp + PfricP - Ph (43)

Donde Pyricp son perdidas por friccion en los disparos en psi. Y la potencia hidraulica (Pyyp)
es:

Ps*Q;
40.8

Pyyp = .. (4.4), Q; es el gasto de inyeccion del fluido fracturante en bl/min.

1V.1.2. Comportamiento de la roca matriz.

Hay diversos modelos que representan el comportamiento mecanico de la roca, el modelo mas
generalizado es el lineal elastico debido a su simplicidad siendo solo de dos pardmetros. Este
modelo se fundamenta en los conceptos de esfuerzo normal (o) y deformacion (¢), los cuales
relacionan la Ley de Hooke expresada en la siguiente ecuacion lineal.

o =Ee ..(4.5)
Donde E es el primer parametro elastico conocido como modulo de elasticidad (Young).

El segundo parametro es la relacién de Poisson v, el cual es una relacion entre los esfuerzos y
deformaciones longitudinales bajo la seccidn de una carga uniaxial, es decir, la relacién entre la

55



expansion lateral (&;) con la contraccién longitudinal o axial (g,) de la roca cuando se somete
a compresion.

v= 5—; .. (4.6)

Cuando se incluyen los efectos de la porosidad y los fluidos contenidos en la roca en el modelo
eldstico, éste se convierte en un modelo poroeldstico.

1V.1.3. Reaccidn de la presidon de yacimiento en el estado de esfuerzos.
Dentro de un medio poroso saturado por fluido a una presién de yacimiento p, los esfuerzos
principales efectivos estan definidos por la siguiente expresion:

og=Xi—ap ..(4.7)

Parai = 1,2,3 y donde o; es el esfuerzo efectivo, ), i esfuerzo total de la roca, a pardmetro
experimental 0.85 < a < 1, gy sera el esfuerzo efectivo vertical, o, esfuerzo efectivo
horizontal y o3 esfuerzo efecto de menor magnitud.

Dos casos son particularmente interesantes respecto a la variacién de la presion de
yacimiento: la inyeccidn de fluidos al yacimiento y la declinacién natural de presién del
yacimiento. En el primer caso, durante el fracturamiento el primer fluido a inyectar es un
filtrante, el cual generard una disminucion en la presion efectiva, permitiendo iniciar la
fractura mas facilmente. Un analisis similar permite establecer que la disminucién de presién
de poro en un yacimiento maduro incrementa el esfuerzo efectivo de la roca.

1V.1.4. Reaccién de la temperatura en el estado de esfuerzos

La magnitud del esfuerzo normal de la roca (o) varia proporcionalmente a cambios de
temperatura (4t). Por ello, al entrar el fluido fracturante a menor temperatura, que los fluidos
contenidos en el yacimiento, este disminuye el esfuerzo efectivo de la roca y hace mas facil el
inicio de la fractura hidraulica.

1IV.1.5. Orientacidon de la fractura.
La direccidon de la fractura estd relacionada al estado original de los esfuerzos y al mecanismo
que la ocasiona, el estado original de esfuerzos
cumple la siguiente condicion:

G,> 0y > 0op ... (4.8)

Bajo esta condicion y para el caso particular donde la
fractura hidraulica es generada por tension, la
orientacion de la fractura estara en direccion
perpendicular independientemente de las
condiciones de terminacion incluyendo la orientacion Direccién
preferencial de los disparos, como se muestra en la N onie”
siguiente figura 37 (derecha) en la cual se muestra
una fractura creada por tension.

Figura 37. Direccion de fractura por tension.
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1V.2 Mecanica de la geometria de la fractura.

1V.2.1. Tortuosidad y reaccidn en la vecindad del pozo.

En pozos desviados, disparados inadecuadamente o mal disefiados, se observa en la vecindad
del pozo grandes pérdidas por friccion.

Esas pérdidas en la vecindad del agujero son atribuidas a efectos como la tortuosidad (cambio
o giro imprevisto o repentino de fractura), alineacién inadecuada de la fase de disparos,
puntos estrechos inducidos de la roca y fracturas multiples. Todo esto puede causar el
incremento de la presidn neta y la probabilidad de arenamiento causado por el ancho limitado
de la fractura cerca del pozo y asi generan la disminucién de la eficiencia en el tratamiento.

1V.2.2. Geometria de fractura alrededor del pozo.

Estudios han definido que los disparos deben estar orientados entre 10° a 20° dentro del plano
normal del minimo esfuerzo para que la fractura inicie en los disparos y logre extenderse. Ya
gue si no se dirigen en la direccidn sefialada y los pozos son direccionales, la fractura puede
crecer en forma de “S”.

1V.2.3. Disparos y efecto de desviacion.

Los tres supuestos componentes en la pérdida de presién en la vecindad del agujero son:
» Lafriccidn a través de los disparos.

» Los giros de la fractura (por ejemplo la tortuosidad).

» Lafriccién por un desalineamiento de los disparos.

1V.2.3.1. Friccion en los disparos.
Un pozo disparado de manera deficiente tiene un efecto significativo en la ejecucion y
evaluacion de un tratamiento de fractura debido a que los disparos afectan la presiéon de
rompimiento y de tratamiento, generando un arenamiento.

Si los disparos son de la fase y tamafio adecuado, este efecto es despreciable, de otra manera
el efecto se toma constante durante todo el
tratamiento.

1V.2.3.2. Tortuosidad.

Se puede entender como un camino “retorcido” que
conecta el pozo a la parte principal de la fractura. En la
siguiente figura 38 se muestra cdmo una fractura
puede cambiar y girar para alinearse con el plano
preferente de fractura.

El ancho de fractura es proporcional a la diferencia
entre la presién en la fractura y el esfuerzo contra el
cual se abre. Cuando la fractura se abre contra un
esfuerzo mayor que el minimo in situ, el ancho de la
fractura se reduce con relacién a aquélla que gira. Este
proceso de reduccién del ancho de fractura restringe el
flujo y podria causar un arenamiento.

Fractura
plana

Figura 38. Tortuosidad en la
fractura.

1V.2.3.3. Desalineamiento de fases.

Gran parte de los disparos no estan alineados con el plano preferencial de fractura, a menos
de contar con la informacién respecto a la direccidn de esfuerzos de un pozo en particular y de
los accesorios necesarios para perforar la tuberia.
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Si la fractura no comienza en los disparos, el fluido se comunicard con la fractura a través de
canales angostos alrededor de la tuberia de revestimiento, atravesando el micro anillo (A) y
pasando el area restringida antes de entrar al cuerpo principal de la fractura, con tal velocidad
que erosionan los puntos estrechos. Esto canales pueden generar elevadas presiones debido a
las restricciones de la anchura causando arenamiento debido al punteo o taponamiento del
apuntalante, cuando éste requiere entrara a la fractura como se muestra en la siguiente figura
39.

Restriccion

Figura 39. Desalineamiento entre
disparos y el plano de la fractura provoca
puntos muy ajustados.

1V.2.4. Evaluacion de la fractura durante la operacién.

La evaluacién depende de pardmetros como la capacidad de presién de la formacion la cual
indica la presidn a la cual la fractura se mantiene confinada, y la presidn neta P,.;, la cual es la
presiéon de fondo en el pozo a nivel de los disparos (P, = Py + P;) menos la presién de cierre
de fractura (P,;) y estd definida por la siguiente ecuacion:

Preta = Py — P ... (4.9)

Cuando la presién neta alcanza la capacidad de presién de la formacién, la fractura pierde
confinamiento.
Los factores que controlan el confinamiento de la fractura son:
> El contraste de esfuerzos entre los esfuerzos horizontales del yacimiento con los de las
formaciones adyacentes. (Propagacion vertical de la fractura fuera de la formacion)
» Ladiferencia entre los esfuerzos horizontales con el esfuerzo vertical (sobrecarga) en
el yacimiento.
» Exceso del esfuerzo actuando en fracturas naturales, lo que ocasiona su aperturay
consecuentemente alta pérdida de fluido.

1V.2.5. Mddulos de diseiio.

Los procedimientos de disefio se basan en dividir en dos partes la columna de fluido inyectado,
siendo la primera parte la que se pierde por filtracién y la otra es la que ocupa la fractura
creada. Las diferencias entre estos métodos de disefio de fracturas hidraulicas constan en las
ecuaciones utilizadas para la descripcion de eventos fisicos. Estos métodos se dividen en tres
grupos los cuales estdn en funcién de la forma en la que calculan el espesor de fractura.

Grupo 1. Modelos desarrollados por Perkins y Kern (1961) y Nordgren (1972). En ellos se
supone que el espesor de fractura es proporcional a la altura de la misma.

La determinacién de la geometria de fractura ante la presencia de filtracién es mas compleja.
Sin embargo, puede ser determinada a través de un proceso de ensayo y error.

Grupo 2. Modelos desarrollados por Kristianovich y Zheltov (1955), Letirant y Dupuy (1967),
Geerstma y Deklerk (1969) y Daneshy (1973). Estos modelos proponen que el ancho de
fractura es proporcional a la longitud de la misma, a diferencia de Perkins y Kern y Nordgren,
gue proponen la proporcionalidad con la altura de la fractura.
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Grupo 3. Modelos tridimensionales y pseudo tridimensionales. Estan limitados debido a que se
requiere especificar la altura de la fractura o asumir que se desarrollard una fractura radial,
también la altura de la fractura varia del pozo a la punta de la fractura, esto puede remediarse
usando modelos planos tridimensionales (3D) y pseudo tridimensionales (P3D). En los modelos
3D, los calculos del flujo total de fluidos bidimensional (2D) en la fractura son acoplados a la
respuesta eldstico tridimensional (3D) de la roca, mientras que en los modelos pseudo
tridimensionales, por acoplamiento u otra manera, se aproximan a la elasticidad 3D.
A diferencia de los modelos de los grupos 1y 2 descritos, los modelos planos 3D y pseudo 3D
consideran los datos de las propiedades de las zonas confinantes para predecir el ritmo de
crecimiento de la fractura. Los parametros mas importantes para el disefio de un tratamiento
de fractura utilizando estos modelos pseudo 3D incluyen:

e Propiedades mecanicas de la roca. e Propiedades del fluido del yacimiento.

e Propiedades petrofisicas. e Propiedades del yacimiento.

1V.2.6. Proceso de propagacién de la fractura.
La interpretacion de las pendientes en una grafica logaritmica de presion neta vs tiempo
permiten evaluar el comportamiento de la fractura. La teoria que soporta este criterio de
evaluacidn esta fundamentada en analisis de flujo de fluidos en medios porosos, en la
siguiente figura 40 se muestran las tres etapas tipicas que se presentan en la evolucién de la
geometria de la fractura.

La primera etapa indica el desarrollo inicial
de la fractura, usualmente es corta en
tiempo, termina cuando la fractura queda
verticalmente confinada por formaciones
adyacentes (superior e inferior). En esta
etapa es aplicable el modelo KGD. Durante
la segunda etapa, el incremento en presiéon
indica que la fractura se esta propagando
longitudinalmente (obedece al modelo
PKN). La tercera etapa presenta cuando la
presidn neta se aproxima a la magnitud
del esfuerzo minimo de alguna de las
barreras verticales.
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Figura 40. Evolucién geométrica de la
fractura durante el bombeo.

La etapa de desplazamiento es importante ya que se debe evitar un sobre desplazamiento que
lave la cara de la fractura, perdiendo conductividad; por lo que, en todo caso, es importante
verificar los volUmenes para desplazar, haciendo preferible limpiar un tapdn de arena a lavar la
cara de la fractura.

1V.3. Tipos de fluidos fracturantes y caracterizacidn.

Para cualquier operacion de fracturamiento hidrdulico, se requieren propiedades especiales
del fluido, por lo cual se adicionan productos con funciones especificas, ya sea como parte
constituyente de la formulacidon del fluido, o bien se agregan una vez que el fluido este
preparado. Las propiedades que debe cumplir un fluido fracturante son:

Bajo coeficiente de pérdida.

Alta capacidad de transporte del apuntalante

Bajas perdidas de presidn por friccion en las tuberias y altas en la fractura.

Facil remocién después del tratamiento

Compatibilidad con los fluidos de formacion.

Minimo dafio a la permeabilidad

YVVVVVY
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La siguiente tabla 9 muestra la clasificacion de los tipos de fluidos fracturantes y sus
condiciones preferibles de uso.
Tabla 9. Clasificacion de fluidos fracturantes.

FLUIDO
FRACTURANTE COMPOSICION
BASE TIPO DE FLUIDO PRINCIPAL CONDICIONES
GEL, GUAR,
AGUA Fluido lineal HEC,CMHPG Fracturas cortas, baja temperatura
Activador +
GUAR, HPG,
Fluidos activados CMHPG, CMHCG Fracturas largas, alta temperatura
Aguay
Espuma base agua espumante + N2 Formaciones de baja presién
Acido y
ESPUMA Espuma base 4cido | espumante + N2 | Baja presion, formaciones sensibles al agua
Metanol y Formaciones de baja presién con
Espuma base alcohol | espumante + N2 problemas de bloque de agua
Aceite, aceite en Formaciones sensibles al agua, fracturas
ACEITE Fluidos lineales gel cortas
Gel de Ester Formaciones sensibles al agua, fracturas
Fluidos activados fosfatado largas
Emulsiones con agua | Agua + aceite +
externa emulsificador Bueno para control de pérdida de fluido.

1V.3.1. Fluido base agua.

Los fluidos base agua son los mas usados en los tratamientos de fracturamiento hidraulico
debido a su bajo costo, accesibilidad y elevado desempefio y sencillo manejo, muchos
polimeros solubles en agua pueden ser utilizados para proporcionar una alta viscosidad capaz
de mantener el apuntalante a temperatura ambiente, pero a medida que esta aumenta las
soluciones se adelgazan considerablemente, sin embargo, el aumentar la concentracidn de
polimeros puede neutralizar los efectos térmicos, pero no resulta econémico, ni practico por el
dafio que provoca en la parte frontal de la fractura. La inconveniencia de utilizar esta tipo de
fluido fracturante es la presencia de material arcilloso en la roca, la distribucién y contenido de
la misma afecta la sensibilidad de la formacion de fluidos acuosos la cual se manifiesta como
expansion y dispersidon-migracion de las arcillas y por consiguiente una reduccion del flujo de
fluidos a través de los poros y fracturas inducidas.

1V.3.2. Fluidos base espuma.

Son simplemente una emulsién de gas en liquido, las burbujas de gas proveen una alta
viscosidad y son capases de transportar el apuntalante, la formacion de una espuma estable
tiene propiedades de viscosidad similares a un fluido base aceite gelado.

Los tratamiento fracturantes comunes son disefados para lograr una calidad de espuma 70, 75
y 80% (fase gaseosa), las burbujas son creadas por turbulencia cuando el liquido y el gas son
mezclados, las emulsiones de gas en agua pueden ser estabilizadas con surfactantes que
cubran las burbujas de gas.

Las desventajas que presenta este fluido es que las pequefias variaciones en la velocidad de la
mezcla de agua o gas pueden causar la pérdida de la estabilidad de la espuma por ejemplo al
usar CO, o N, donde la desnidad de la espuma es alta y por lo tanto se requiere una presién de
bombeo elevada, otra desventaja es la dificultad de transportar altas concentraciones de arena
en espumas fracturantes.

La principal aplicacion de este tipo de fluido es en pozos poco profundos y de bajas presiones
gue requiere un fluido energetizado o que son sensibles al agua, donde la espuma debe ser
utilizada.
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1V.3.3. Fluido base aceite.

Los primeros fluidos base aceite estabilizadoss fueron disefiados por la necesidad de contar
con fluidos de fracturamiento para formaciones altamente sensibles a las soluciones acuosas,
ademads no causan dafio y el flujo de retorno es incorporado directamente a la produccién
pues el fluido comunmente utilizado es el petréleo crudo por facil disponibilidad y bajo costo.
Sin embargo son inflamables e impactan de manera severa el ambiente, ademas hay mucha
perdida de carga en las tuberias cuando se bombea a altos caudales, lo que genera un excesivo
consumo de potencia en las bombas, esto restringe el uso de estos fluidos en pozos poco
profundos y con bajo gradiente de fractura.

Por otra parte el asentamiento del agente apuntalante no es eficiente sobre todo a altas
temperaturas, lo que genera la posibilidad de arenamiento y no permite obtener anchos
considerables de fractura, ademas la alta perdida de fluido por filtrado, no permite obtener
una fractura de gran extensién.

Los fluidos base diesel o keroseno aportan altos valores de viscosidad, lo que ayuda a
transportar mas arena y alcanzar geometrias de fractura mayores en ancho y longitud y por
consiguiente una mayor conductividad, su inconveniente es el manejo y almacenamiento pues
es de alto riesgo al ser muy volatiles y contaminantes.

Actualmente, se han disefado fluidos base hidrocarburos gelificados, que generan
propiedades similares a las descritas por los geles de base acuosa, estos fluidos tienen las
siguientes ventajas:

Buena capacidad de acarreo de agente apuntalante.

No dafian formaciones sensibles al agua.

Son compatibles con los fluidos de formacién.

Poseen una pérdida de carga por friccidon, hasta del 90% menos que el fluido no
gelificando.

Se tiene menor perdida de fluido por filtrado.

Mantiene alta viscosidad en condiciones de altas temperaturas.

Una vez roto el gel se puede recuperar con la produccién.

YV V VY
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1V.3.4. Fluidos base alcohol.

El metanol e isopropanol han sido un componente de fluidos fracturantes base agua y base
acido, como también se han empleado exclusivamente como un fluido fracturante. Al alcohol
reduce la tension superficial del agua, usualmente es usado para la remocién de obstrucciones
de agua. En fluidos fracturantes, el alcohol se usa ampliamente como estabilizador de
temperatura. El principal beneficio es que muestra una baja tension superficial, miscibilidad
con agua, remocién de blogue de agua y compatibilidad con formaciones que son sensibles al
agua.Por otro lado el uso de este fluido crea inconvenientes, especialmente el peligro sobre el
personal que respira los vapores del alcohol como también de su combustién.

1V.3.5. Fluidos emulsionados.

Una emulsion de aceite y agua tienen buen control de pérdida de fluido, mostrando una gran

capacidad de acarreo de apuntalante y sirve para tener una buena limpieza. Su uso es amplio

en el area de tratamientos por fractuamiento hidraulico a su buen resultado costo-efectividad.

Los dos tipos bdsicos de emulsiones son:

» Aceite externo: El aceite es la fase continua y el agua es emulsificada en aceite teniendo
propiedades de viscosidad similar a los fluidos base aceite, como resultado proporcionan
una alta presion de friccion en relacidn con la alta viscosidad.

» Agua externa: El agua es la fase continua y el aceite es la fase discontinua, debido a la baja
viscosidad del agua en comparacién a la del aceite, se presenta menores perdidas de
presién por friccion.
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Polimeros viscosificantes.

» Goma guar: Es usada para viscosificar el agua empleada en fracturamientos, polimero de
alto peso molecular, al agregarse al agua se hinchay se hidrata, lo que crea un medio para
gue las moléculas del polimero se asocien con las del agua, desarrollandose y
extendiéndose en la solucién.

> Hidroxipropil guar (HPG): Se deriva del Guar con Oxido de Propileno, contiene de 2 a 4%
de residuos insolubleses, mas estable que el Guar a temperaturas mayores a los 150 °Cy
mas soluble en alcohol.

» Carboximetilhidroxipropil guar (CMHPG): Es activado con aluminatos (que lo hacen mas
econdmico que un fluido HPG activado con zirconatos o titanatos). Es también activado
con zirconatos, lo que le permite mayores viscosidades y trabajar en altas temperaturas.

» Hidroxietil celulosa (HEC) o el Hidroxipropil celulosa (HPC): utilizados cuando se requieren
fluidos limpios. Estos fluidos tienen una cadena de unidades de azlcar glucosa, el HEC.
Pueden ser activado a PH de 6 a 10 con zirconatos o con lantdnidos.

» Carboximetilhidroxietil celulosa (CMHEC): Este polimero provoca una activaciéon con iones
metalicos como aluminatos, zirconatos o titanatos en ambientes con PH de
aproximadamente de 2 a 4.

» Goma xantana: Esta solucidn se comporta como un fluido ley de potencias aun a bajos
esfuerzos de corte, donde las soluciones de HPG llegan a ser newtonianos.

Aditivos.
Los aditivos de los fluidos fracturantes y los sistemas de fluido se caracterizan por los
siguientes propdsitos:

1) Obtener las propiedades necesarias para la buena funcién del fluido fracturante.

2) Generar datos de entrada para el simulador de disefio de fracturas.

3) Controlar la calidad antes o durante el tratamiento.
Se usan para romper el fluido, una vez que el trabajo finaliza, para controlar la pérdida de
fluidos, causar el menor dano a la formacion, tener manejo del PH, mejorar las variaciones de
temperatura y tener un control de bacterias. Algunos aditivos se dan a continuacion.

» Activadores de viscosidad: Son agentes reticuladores que unen las cadenas formadas por el
polimero y elevan considerablemente la viscosidad, activando el fluido. Entre los mas
comunes se tienen los boratos, aluminatos, zirconatos.

» Quebradores: Reducen la viscosidad del sistema fluido apuntalante, partiendo el polimero
en fragmentos de bajo peso molecular. Los mas usados son los oxidantes y las enzimas.
Entre los primeros se encuentran los oxidantes de persulfato de amonio, potasio y sodio.
Su descomposicion depende de la temperatura, produce radicales de sulfatos altamente
reactivos que atacan el polimero, reduciendo su peso molecular y propiedad viscosificante.
Por debajo de 125 °F es muy lenta, si se usa sdlo el persulfato; sin embargo, puede
acelerarse con la adicién de aminas. Por arriba de esta temperatura, la generacién de
radicales sulfatos ocurre muy rdpidamente.

» Aditivos para pérdida de filtrado: La efectividad de los aditivos dependera del tipo de

problema de pérdida ya sea por pérdida por una matriz de permeabilidad alta o pérdida
por microfracturas. En formaciones de alta permeabilidad, los polimeros y aditivos pueden
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ser capaces de penetrar la mayoria de los poros y formar un enjarre interno. La harina
silica es un aditivo efectivo de pérdida de filtrado ayudando a formar un enjarre.
Generalmente las formaciones con baja permeabilidad tienen abiertos los poros mas
pequefios. El rango de tamafio de poro puede variar ampliamente, lo que beneficia a los
aditivos de pérdida, ya que se tiene un amplio rango de tamafio de particulas, de tal
manera que esos espacios puedan ser puenteados.

Bactericidas: Evitan la pérdida de viscosidad causada por bacterias que degradan el
polimero. Los polisacaridos empleados para espesar el agua, son fuentes para la
generacion de alimento para las bacterias las cuales disminuiran el peso molecular del
polimero causando pérdida en la efectividad del gel. Una vez que se introduce dentro del
yacimiento, algunas bacterias pueden sobrevivir y reducir los iones de sulfatos a acido
sulfhidrico. Materiales como glutaraldehidos, clorofenatos, aminas cuaternarias e
isotiazolinas, son usadas para el control de bacterias.

Estabilizadores: Se adicionan al gel lineal (fluido fracturante sin activar) para ofrecer mejor
estabilidad al fluido, cuando se presentan altas temperaturas de operacidn, normalmente
arriba de 200 °F. Por lo general, ayudan a mantener la viscosidad del gel reticulado a estas
temperaturas, retardando la degradacion. Suelen ser compuestos salinos, como el
tiosulfato de sodio (Na25203), que favorecen la formacion de uniones intermoleculares.

Surfactantes: Son substancias que, a bajas concentraciones, absorbe la interface de dos
liquidos inmiscibles, como pueden ser dos liquidos (aceite y agua), un liquido y un gas o un
liquido y un sélido. Empleados para estabilizar emulsiones de aceite en agua, para reducir
las tensiones superficiales o interfaciales, ademas ayudan a la limpieza del fluido
fracturante.

Controladores de pH: Se emplean para proporcionar y mantener un determinado nivel de
pH, que permita el proceso de reticulacién (activacién). Usualmente son sales, como el
acetato de sodio, bicarbonato de sodio o carbonato de potasio, y se suministran para
facilitar la formacién del gel lineal (fluido sin activar), mejorando la hidratacidn, es decir, la
incorporacién del solvente en la cadena polimérica.

1V.3.6. Caracterizacion de los fluidos fracturantes.

La caracterizacion de fluidos fracturantes ayuda a descubrir si una nueva composicién renueva
un sistema existente o si logra tener un desempefio similar a un costo menor, ademas permite
obtener datos claves en el desempefio en propiedades y areas criticas, tales como: reologia,
pérdidas por friccidén en tuberias, ritmo de pérdida de fluidos, conductividad de fractura y dano
a la formacién; mismos que pueden usarse en el diseiio de la fractura y simuladores de
produccion, y que deben definirse antes de utilizar el fluido de tratamiento en el campo. Los
principales parametros a evaluar en un fluido fracturante son:

>

Modelo ley de potencias: Este modelo es el mas usado para representar el
comportamiento de los fluidos de fractura en los simuladores de disefio de fracturas. En
este modelo se ha encontrado que existe una relacidn entre el esfuerzo y la velocidad de
corte caracterizada en funcién de tipo de fluido presente (Newtoniano y No Newtoniano),
consistencia del fluido y su viscosidad.

Reologia de la lechada: La determinacidn de este parametro en los fluidos fracturantes es
un problema considerable debido a la dependencia sobre la composiciéon del fluido,
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geometria de flujo, temperatura, tiempo y tamafo del apuntalante, densidad y
concentracién.

» Filtrado: Es otro parametro importante a vigilar en el disefio de un tratamiento por
fracturamiento, pues con este se tendra el control y manejo de qué tan rapido se perderdn
los fluidos en la fractura hacia la formacidn. Sin esta informacion, seria imposible disefiar
un tratamiento que proporcione una geometria de fractura especifica.

1V.3.7. Seleccién de un fluido fracturante.
En la seleccidn del fluido fracturante se deben considerar principalmente la disponibilidad,
costo y calidad técnica. Como también los siguientes factores:

» Temperatura de fondo del pozo: Se relaciona con el tiempo de bombeo, pérdida por
filtrado y limpieza de la formacion, una vez extraido el fluido. Debido a la dependencia de
la estabilidad del fluido con la temperatura, si el fluido no mantiene la viscosidad a la
temperatura de fondo del pozo, se da una fuerte pérdida de fluido por filtrado a la
formacidn y la posibilidad de que se produzca un arenamiento.

» Capacidad de transporte del apuntalante: Se debe evaluar la capacidad de dispersién del
fluido a la temperatura de fondo de pozo para garantizar el transporte del apuntalante al
interior de la fractura y reducir la posibilidad de arenamiento. La seleccién técnica del
fluido de fractura estara en funcién de la compatibilidad con los fluidos y propiedades de
la roca, en la capacidad del fluido para trasmitir la presién hidraulica dentro de la fractura,
extender la fractura dentro de la formacion, crear suficiente anchura de la fractura como
para permitir la colocacidn del agente apuntalante dentro de la fractura, controlar su
depositacion y asegurar la limpieza del pozo después de la fractura.

» Perdida del fluido: Hay un cierto grado de dependencia de la permeabilidad de la
formacidn ante la pérdida de fluido, pero el control de pérdida de liquido para casi
cualquier sistema de fluido que fractura puede ser mejorado usando los aditivos.

1V.4. Tipos de apuntalantes y caracteristicas.

El apuntalante es el Unico elemento en trabajos de fracturamiento que permanecera en la
fractura manteniéndola abierta y ademads de sostener las paredes de la fractura, crean una
conductividad (permeabilidad en Darcys por cada pie de longitud de fractura apuntalada) en la
formacion. Los factores que afectan la conductividad de fractura son:

Composicidn del apuntalante.

Propiedades fisicas del apuntalante.

Permeabilidad empacada del apuntalante.

Efectos de la concentracién de polimeros después del cierre de la fractura.
Movimientos de finos de formacién en la fractura.

La degradacion del apuntalante a lo largo del tiempo.

VVVVYVY

Las propiedades fisicas importantes del apuntalante y de las que dependera la conductividad
de la fractura son:

» Resistencia > Redondez y esfericidad

» Distribucidn y tamafio del grano » Densidad

» Cantidad de finos e impurezas
Es necesario rebasar los esfuerzos in situ para abrir y propagar un fracturamiento hidraulico.
Una vez al poner en produccion el pozo, estos esfuerzos cerraran la fractura confinando el
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apuntalante. Si no es adecuada la resistencia del apuntalante, el esfuerzo de cierre triturara el
apuntalante, creando finos que reduciran la permeabilidad y la conductividad.

Los apuntalantes son disefiados para soportar los esfuerzos de cierre de la formacidn, y se
deben seleccionar de acuerdo con los esfuerzos a que estaran sometidos, a las caracteristicas
de la formaciéon y a la dureza de la roca tomando siempre en consideracion el factor costo-
beneficio para el tipo y tamafio. Los apuntalantes de mayor tamafio proporcionan empaques
mas permeables, mientras que en formaciones sucias o sujetas a migracién de finos se usan
apuntalantes mds pequefios para resistir la invasion de finos, aunque estos apuntalantes
ofrecen una conductividad inicial baja, el promedio de conductividad a lo largo de la vida del
pozo es mayor.

Los apuntalantes grandes presentan mayor problema en su colocacién pues se requiere una
fractura ancha para los granos mayores y el ritmo de colocacidn de las particulas aumenta con
el incremento del tamafio. Si la distribucién del tamafo de los granos es tal que el rango de
medicién contiene con un alto porcentaje de granos pequeiios, la permeabilidad empacada
con el apuntalante (y su conductividad) se reduciran en comparacién con la empacada con
granos mas pequefios.

La esfericidad y la redondez del apuntalante son factores importantes en la conductividad de la
fractura. La esfericidad es una medida y la redondez de un grano de apuntalante es una
medida de la forma relativa de las esquinas de un grano o de su curvatura.

Si los granos son redondos y casi del mismo tamaiio, los esfuerzos sobre él se distribuyen mas
uniformemente y asi resistiran mayores cargas antes que se fracturen.

La densidad del apuntalante influye en su transporte, porque el ritmo de colocacién aumenta
linealmente con la densidad, asi al tener una alta densidad son mas dificiles de suspender en el
fluido fracturante y transportarlos a la fractura.

1V.4.1. Tipos de apuntalantes.
» Arena Natural: Adecuada en pozos relativamente someros, de bajo gasto y permeabilidad.
Es de bajo costo.

» Arena resinada: Aparentemente las resinas deben ser mandadas al pozo parcialmente
precuradas durante el proceso de fracturamiento y son disefiadas de esta forma para que
terminen de curarse a condiciones temperatura del yacimiento asi se reducira el retorno
de arena a superficie.

» Cerdmicas: Los apuntalantes con cerdmica pueden ser divididos en tres grandes grupos:
e Cerdmica ligera (LWC): Carbo Econoprop y Carbo Lite.
e Ceramica de resistencia intermedia (ISC): CarboProp.
e Ceramica de alta resistencia (HSC) “Hecha de Bauxita de alta densidad”: Carbo HSP.

La cobertura de ceramica puede ser aplicada a cualquier arenas para el control de finos o
control de retorno de arena a superficie. Para esfuerzos de cierre de la formacién superior a
los obtenidos por arenas resinadas o blancas, se recomienda el uso de ceramicas, se
recomiendo en pozos con altos esfuerzos de cierre de la formacidn y temperatura. La siguiente
tabla 10 presenta los apuntalantes mas comunes utilizados en México y algunas de sus
caracteristicas.
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Tabal 10. Apuntalantes de mayor uso en México.

TIPO DE ARENA RESISTENCIA (PSI) MALLA NOMBRE COMERCIAL
Cuarcitica Hasta 4000 20/40: 16/30: 12/20 OTAWA, UNIMIN, VOCA
Sintética Hasta 8000 20/40; 12/20 ECONOPROP, VALUEPROP
Sintética Hasta 10000 20/40: 16/20 NAPLITE, CARBOLITE

intéti Hasta 12000 20/40:- 16/30 CARBOPROP, INTERPROP
Sintética Hasta 14000 20/40 CARBOHSP, SINTERED
BAUXITE
Cuarcitica curable cublerta Hasta 5000 20/40; 16/30 SUPERLC, ACFRAC SB
con resina EXCEL
Cuarcitica curable cublierta Hasta 6000 20/40; 16/30 SUPERDC,ACFRAC SB
con resina PRIME
Sintética curable cubierta Hasta 10000 20/40 MAGNAPROP, CERAMEX E
con resina
Sintética curable cubierta Hasta 12000 20/40 DAYNAPROP, CERAMEX |
| conresing
Sintética curable cubierta Hasta 14000 20/40 HYPERPROP, CERAMEX P
conresing

1V.4.2. Seleccidén del apuntalante.

El objetivo mas importante para seleccionar el apuntalante es que optimice la permeabilidad
o conductividad con la mejor relacién costo-beneficio.

El apuntalante con la permeabilidad mas alta no es siempre la mejor opcién, ademas debe
considerarse su volumen y costo requerido para obtener una conductividad éptima o deseada.
El volumen relativo de apuntalante en Ib/md ft® refleja la cantidad de apuntalante requerido
para alcanzar una conductividad especifica, esto se expresa en la siguiente ecuacion:

=220 410
Donde p,, es densidad del apuntalante, ¢, porosidad del apuntalante y ks permeabilidad de la
fractura. A medida que el esfuerzo se incrementa, el volumen relativo de apuntalante (1}-,)
también aumenta; esto, por el bajo esfuerzo del apuntalante debido a la pérdida de
permeabilidad y porosidad como se ve en la figura 41 a). El producto de ;. y el costo de cada
apuntalante graficado contra el esfuerzo de cierre refleja la rentabilidad para alcanzar la
conductividad deseada, como se muestra en la siguiente figura 41 b).
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Figura 41. Seleccidn apuntalante Figura 41. Seleccidn apuntalante
a) V. vs. esfuerzo de cierre. b) Costo relativo de apuntalante vs. esfuerzo de cierre.

1V.5. Metodologia de diseio.

El disefio de un tratamiento involucra un proceso de optimizacidn iterativo en donde se busca
balancear la ganancia neta ante el incremento de produccidn con su costo asociado. El costo
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del trabajo depende del tipo y volumen del fluido fracturante, aditivos y del control de pérdida
de filtrado, tipo y cantidad de agente apuntalante y nivel de potencia requerida para su
bombeo de inyeccién.

Para la realizacion de un trabajo de fracturamiento, debe contarse con una cantidad de
informacién previa y con una serie de herramientas como:

Registros geofisicos.

Analisis pre y postfractura de pozos vecinos.

Estudios de laboratorio sobre propiedades de la formacion.

Caracteristicas del fluido de fractura y del apuntalante.

Resultados del analisis de la presidn transitoria del yacimiento para estimar su
permeabilidad y dafo.

Simuladores del comportamiento de la produccidn del yacimiento.

Modelos para el disefio de fracturas hidraulicas.

Analisis de pruebas micro y minifrac.

YV VVY

YV V V

1V.5.1. Consideracion del disefio.

El analisis petrografico de la roca de yacimiento es un factor clave para obtener buenos
resultados, para ello los siguientes elementos deben ser considerados:

>

Litologia y mineralogia de la formacidn: Estudiar valores de porosidad y permeabilidad
para el andlisis de conductividad y longitud de fractura. Asi mismo, la resistencia de la roca
gobierna el espesor de fractura y asi determina el procedimiento de colocacién del agente
apuntalante.

Geometria de la fractura: El mdédulo de Young analiza el ancho de fractura y la posibilidad
de formar fracturas altamente conductivas. La relacion de Poisson estudia el esfuerzo
horizontal que actua sobre la roca y el gradiente de fractura. Los esfuerzos horizontales en
los estratos limitantes se relacionan con la posibilidad de que la fractura se extienda por
encima o por debajo de la zona de interés.

Fluidos y energia del yacimiento: La viscosidad del crudo, su inclinacién a formar
emulsiones, el contenido de asfaltenos y caracteristicas para formar parafinas deben
considerarse en la seleccion y preparacién del fluido de fractura. Debe conocerse la
presidon de yacimiento, ya que es un factor el cual genera la expulsién del fluido de fractura
después de terminado el tratamiento.

Configuracion fisica del pozo: Los pozos candidatos a trabajo de fracturamiento deben
contar con ciertas caracteristicas en su terminacion y sistema de conexiones, si se hard un
trabajo de fracturamiento a un pozo viejo, debera modificarse de acuerdo con las
limitaciones impuestas por las condiciones de terminacién de dicho pozo.

1V.5.2. Parametros y seleccion de las variables de disefio.

Los principales parametros son los siguientes:

>
>

>

Modulo de Young (E).

Altura de fractura (Hy), usualmente controlada por los diferentes esfuerzos in situ
existentes entre los diferentes estratos.

Factor de intensidad de esfuerzo critico (KIC) (toughness). Resistencia aparente de la
fractura, donde domina la presion requerida para propagar la fractura.

Pérdida de fluido, relacionada con la permeabilidad de la formacién y las caracteristicas de
filtrado del fluido fracturante.

Gasto de inyeccidn de fluido fracturante de la bomba (Q;).
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» Viscosidad del fluido (i), afecta la presidn neta en la fractura, la pérdida de fluido y el
transporte del apuntalante.

Y en el disefio de un fracturamiento hidraulico se presentan cambios en las siguientes

variables:

» Base del fluido. > Tipo de apuntalante.

» Viscosidad del fluido. » Concentracion del apuntalante.
» Propiedades de pérdida de filtrado. > Propiedades fisicas de la

» Friccidn en la tuberia. formacioén.

» Volumen de fluido. » Temperatura del fluido en la

» Gasto de inyeccion. fractura.

El volumen bombeado y el tipo de apuntalane serdn especificados como parte del disefio y el
gasto de inyeccidn es usualmente predeterminado.

1V.5.3. Seleccién del gasto de inyeccidn.

Para reducir los tiempos de pérdida de fluido, se deberan establecer gastos de inyeccion
elevados ya que de esa forma se aumentara la eficiencia del tratamiento pues también
incrementara el ancho y altura de la fractura, mejorando directamente la capacidad de
transporte del apuntalante ante el incremento de la velocidad de la mezcla, de esa forma se
evitardn mayores caidas de presién por friccién, menos degradacién de la viscosidad y se
reducira el tiempo de bombeo. Al aumentar la presidn en la superficie por consiguiente
aumentara el HHP de las bombas generando un mayor costo en el tratamiento.

1V.5.4. Seleccidn del modelo geométrico
Un paso importante en el disefio de la fractura es simular su geometria y la colocacidon del
apuntalante. La simulacién permite al ingeniero de disefio:

» Asegurarse de que la adicion de apuntalante no cause un arenamiento no deseado.
» Determinar el fluido de tratamiento y volumen de apuntalante requerido.
» Asegurar que la concentracidn de apuntalante proporcione una adecuada
conductividad.
Su operacidn se basa en una teoria de geometria de fractura, un modelo de pérdida de fluido,
un modelo de viscosidad de fluido y un modelo de transporte del agente puntalante.

1V.5.5. Seleccidn del tamafio del tratamiento.
Las otras consideraciones principales del disefio son:
» Volumen del tratamiento. » Tipo de apuntalante.

Cuanto mayor es la longitud apuntalada de la fractura y mayor es el volumen de apuntalante,
mayor es la produccion, salvo limitantes por factores como el didmetro de la tuberia de
produccion, el limite de conductividad realizable en la fractura, el crecimiento de la altura de la
fractura y el radio de drene del pozo.

Dentro de estos limitantes, el volumen del tratamiento estara en funcion preferentemente de
la penetracién y longitud 6ptima de la fractura, determinada por los factores econdmicos. Un
grafico de VPN contra la penetracidn de diversos apuntalantes con concentraciones de arena
de 10, 14 y 16 libras por galdn (ppg) se muestran en la siguiente figura 42. En la grafica se
puede observar que el menor VPN es para una concentracion de arena de 10 ppg y la mayor
rentabilidad a un afo se alcanza entre 500 y 600 pies de penetracion.
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Figura 42. VPN vs. penetracion para varios tipos y concentraciones de apuntalante.

En la figura 108 se observa que la mayor permeabilidad lograda por concentracién de
apuntalante se alcanza con 16 ppg a 900 pies, se observa que el VPN aumenté en un 35%.
Aungue el maximo VPN es obtenido para una penetracidn especifica, el querer una
penetracion adicional tendrd un costo mayor.

1V.5.6. Procedimiento en el disefio de un fracturamiento.

El objetivo en el disefio de un tratamiento de fractura es optimizar el gasto de producciény la
recuperacion de la reserva de un pozo para maximizar su rentabilidad.

Un procedimiento basico para la optimizacién econdmica es el siguiente:

1. Seleccidn del sistema de fluidos aplicable a la formacion.
2. Seleccién del apuntalante basandose en su resistencia y conductividad.

3. Determinacién del volumen a bombear y la programacién de inyeccién de material
apuntalante. El gasto de inyeccion y el volumen de apuntalante se utilizan para la
programacion del transporte, en la cual se modela el efecto de la adicion de apuntalante en su
penetracion y concentracién a lo largo de la fractura.

4. Determinacién del maximo gasto de bombeo permitido, basandose en la limitante de
presion de los cabezales y tuberias. El gasto de inyeccidon dptimo es un balance entre la
reduccidn de la pérdida de fluido y el incremento del HHP cuando el gasto se incrementa.
Debera ser considerada la degradacién de algunos fluidos fracturantes en el disefio.

5. Seleccion de un modelo apropiado de la propagacion de la fractura y conductividad (ejemplo
3Dy P3D) para las caracteristicas de la formacion y comportamiento de la presiéon sobre la
base del esfuerzo in situ, prueba de laboratorio, tratamientos de calibracién y analisis de
registros.

6. Determinacion de la penetracion y conductividad de la fractura para una seleccion en el
volumen del tratamiento y concentracién del apuntalante por medio de un simulador. Los
simuladores permiten realizar combinaciones de las variables a ser consideradas, y comparar
el efecto de varias variables para obtener un disefio éptimo ante una determinada situacién.
Esto ultimo generalmente se hace considerando el calculo del valor presente neto (VPN),
comparando las ganancias de la produccion predicha con los costos del tratamiento. El analisis
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de una prueba minifrac, realizada justo antes del trabajo de fractura, puede ayudar a
determinar los valores de pérdida de filtrado para los fluidos reales a utilizar.

7. Determinacion del gasto de produccién y recuperacién acumulada en un determinado
periodo seleccionado para una penetracién de apuntalante y su correspondiente
conductividad.

8. Calculo del valor presente de los ingresos netos de la produccién basada en un gasto
discontinuo (por ejemplo: la suma del valor presente para cada afio del periodo seleccionado).

9. Célculo del costo total del tratamiento, incluyendo los costos asociados con los fluidos,
apuntalante y HHP.

10. Célculo del VPN para la fractura, pero sustrayendo el costo del tratamiento del ingreso
neto descontado del pozo (paso 9 menos paso 8).

11. Repeticion del ciclo del proceso hasta que el VPN decrece o se llega a la maxima longitud.

12. Construccion de curvas mostrando el VPN de la fractura con otros criterios econémicos y
tratamientos de fractura para la seleccién de la opcidon mas viable y rentable.

El ciclo se puede repetir para otros materiales o condiciones, tales como concentraciones de
los liquidos y aditivos, gastos de la inyeccidn, tipos de apuntalantes y concentraciones maximas
o con otros modelos de la geometria. El nimero de iteraciones dependerd de la exactitud
requerida y la exactitud de los parametros de entrada para determinar los limites. Un numero
de modelos econdmicos combinan la geometria y los tipos de yacimientos para hacer estudios
detallados en una cantidad de tiempo razonable.

1V.6. Terminaciones de pozo para fracturamiento hidraulico.

1V.6.1. Fracturamiento hidraulico con tuberia flexible.

En muchos campos, los operadores, en forma intencionada y accidental, pasan por alto
algunas zonas productivas durante las fases iniciales de desarrollo y se centran solo en los
horizontes mas prolificos. Estos intervalos de producciéon marginal contienen importantes
volumenes de hidrocarburos que se pueden producir, especialmente de formaciones
laminadas y de yacimientos de baja permeabilidad.

Por lo general, las zonas pasadas por alto presentan menores permeabilidades y requieren
tratamientos de fracturamiento para lograr una produccidon comercial sustentable.

La condicién mecanica de los pozos puede ser una limitacién ya que si no se consideran los
fracturamientos hidraulicos durante la planificacién del pozo, es posible que no se disefien
adecuadamente los tubulares de terminacién de modo que puedan soportar las operaciones
de bombeo a alta presién. Asimismo, las acumulaciones de incrustaciones y la corrosién
derivadas de una prolongada exposicidn a los fluidos de formacion y a las temperaturas y
presiones del yacimiento, pueden poner en riesgo la integridad de los tubulares en los pozos
mas antiguos. Al escoger las estrategias de terminacion, se debe considerar el espesor, la
calidad, la presidn y el estado de agotamiento del horizonte productivo, asi como también el
costo que implica el fracturamiento de tal horizonte.

Las operaciones de fracturamiento con tuberia flexible solucionan muchas de las limitaciones
asociadas con la estimulacién de zonas pasadas por alto o marginales mediante técnicas
convencionales, lo cual convierte en econdmicamente viable la explotacidn de reservas
adicionales.
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Sartas de tuberia flexible de alta resistencia transportan fluidos de tratamiento y apuntalantes
hasta los intervalos de interés y protegen los tubulares de pozos existentes de las operaciones
de bombeo a alta presion, mientras que herramientas especiales de fondo de pozo aislan en
forma selectiva las zonas disparadas existentes con mayor precision. Para estimular zonas
dejadas de lado en pozos existentes, el fracturamiento convencional exige aislar las zonas
productivas inferiores mediante un tapdn de arena o una herramienta mecanica de fondo de
pozo, como un tapdn puente recuperable o perforable. Los disparos superiores quedan
herméticamente sellados mediante cementacidn forzada que normalmente es dificil de lograr,
requiere tiempo adicional de equipo de reparacion y agrega costos a la terminacion del pozo.
También existe el riesgo de que los disparos sellados a presién se reabran durante las
operaciones de bombeo a alta presién reduciendo la eficacia de la estimulacién.

En el fracturamiento de varias zonas agrupadas en varias etapas, la divergencia de los fluidos y
el emplazamiento de apuntalante son problematicos en formaciones discontinuas y
heterogéneas. Los tratamientos convencionales, como se ve en el ejemplo de cuatro etapas
(figura 43 izquierda), maximizan el crecimiento
vertical de las fracturas, por lo general a costa de
sus longitudes y de la completa cobertura del
intervalo (lado izquierdo de la imagen). Algunas
zonas quedan sin tratar o pueden no ser
adecuadamente estimuladas. La estimulacién
selectiva con tuberia flexible, en este caso nueve
etapas, superan estas limitaciones, permitiendo
disefar fracturas dptimas para cada zona de un
intervalo productivo (lado derecho de la imagen).

Figura 43. Comparacion entre fracturamiento
convencional y fracturamiento selectivo.

1IV.6.2. Estimulacidn selectiva con tuberia flexible (TF).

El emplazamiento selectivo de apuntalante en todos los intervalos productivos reduce el
tiempo de terminacién del pozo y aumenta su productividad. Los mejores candidatos pueden
ser pozos con varias zonas de baja permeabilidad.

Una solucion para el aislamiento de las zonas, consiste en utilizar tuberia flexible con un
empacador mecanico de anclaje por tension y tapones de arena. Primero se tratan las zonas
mas profundas anclando el empacador encima del intervalo a fracturar.

El programa del apuntalante para cada zona incluye arena extra para dejar un tapdén de arena
en los intervalos fracturados una vez finalizado el bombeo y previo al tratamiento de la zona
siguiente. Cada tratamiento se efectla con un desplazamiento incompleto y los pozos se
cierran para dejar que la arena extra decante y formara un tapon.

Mediante una prueba de presidn, se verificaba la integridad del tapdn de arena y se vuelve a
colocar el empacador encima del siguiente intervalo. Este procedimiento se repetia hasta
estimular todos los intervalos de interés como se muestra en la siguiente figura 44.

71



Figura 44. Fracturamiento con TF con un solo empaque mecanico de anclaje por tension y tapones de
arena.

La tuberia flexible se puede utilizar para estimular pozos
con disparos abiertos encima de las zonas pasadas por
alto y en pozos con revestimientos de produccién
debilitados por la corrosiéon. Después de disparar la zona
objetivo, se fija un empacador mecanico de anclaje por
tension con tuberia flexible para aislar los disparos
superiores y el pozo como se muestra en la siguiente
figura 45 (derecha).

Figura 45. Fracturamiento hidraulico con TF con un solo
empacador mecanico de anclaje por tension para proteccién
de TRYTP.

Se llegan a estimular zonas pasadas por alto ubicadas entre
disparos abiertos en pozos con dafios en el revestimiento
7‘ ‘ turami cerca de la superficie, mediante la colocacién de un tapén
puente debajo de la zona objetivo para aislar la zona inferior
antes de asentar un empacador mecdanico de anclaje por
tensidn con la tuberia flexible destinada a aislar la zona
superior y proteger el revestimiento. Esta técnica eliminé las
costosas operaciones de reparacién del pozo y de
cementacién forzada de los disparos. Como se muestra en la
figura 46 (izquierda)

Figura 46. Fracturamiento hidrdulico con TF con un solo empacador
y tapones puente mecanicos.
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Las primeras técnicas con empacadores mecanicos de anclaje por tensién mejoraron los
resultados de las estimulaciones, pero seguian requiriendo mucho tiempo, y eran limitadas por
el hecho de tener que colocar y retirar tapones, por lo que se desarrollo una herramienta de
aislamiento de intervalo (straddle packer), operada por tuberia flexible y que sellara arriba y
abajo de un intervalo para eliminar operaciones independientes destinadas a emplazar arena o
colocar tapones puente con una unidad operada a cable como se muestra en la figura 47 a
continuacién.

Figura 47. Fracturamiento hidrdulico con TF en varias etapas con aislamiento de intervalo.
D i T | D i
mecanica mecanica Esta modificacién permitiéo mover
e rapidamente la sarta de tuberia flexible
de una zona a otra sin extraerla del
pozo. Sobre un empacador mecanico
ﬂ'{f de anclaje por tensidn, se agregaron
el sellos del tipo copa de elastémero para
aislar los intervalos disparados y
eliminar las distintas operaciones de
colocacién de tapones. Sin embargo, se
T necesitaron otras modificaciones para
i q reducir adn mas el tiempo y los costos.
ratamento Se desarrollé una herramienta de
Conjunto aislamiento de intervalo con copas de
D erer elastémero arriba y abajo de un
4 empalme roscado con orificios, o
—Conuro— mandril, para poder tratar varias zonas
en un solo viaje como se muestra en la
e imagen.
En la figura 48, la herramienta
|§ (izquierda) utiliza un solo empacador
_ = mecanico de anclaje por tensién sobre
P %’:ﬁﬂﬁ.ﬁ:ﬂ e ntomaio condes . UNa zoNa aislada con tapones de arena
sellosuperiores slemencsdessle 5 tapones puente de la zona inferior. La
Figura 48. Herramientas de aislamiento de TF. herramienta (centro) incluye una copa

sellante superior de elastdmero sobre
la zona a estimular y un empacador inferior para aislar la zona de abajo. Esta herramienta fue
seguida por un disefio de aislamiento de intervalo con copas de sello de elastdmero en la parte
superior e inferior de un empalme roscado con orificios; asi aumenté la velocidad de los
movimientos del empacador y redujo costos operacionales (derecha). Estas herramientas
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especiales eliminaron operaciones del equipo de reparacidn y de herramientas operadas a
cable, porque no se requieren tapones de arena ni tapones puente. Las tuberias flexibles
pueden pasar rapidamente de una zona a otra sin sacarlas del pozo.

1V.6.3. Fracturamiento hidraulico con empaque de grava en pozo entubado.

El fracturamiento hidrdulico combinado con empaque de grava y las terminaciones con
cedazos combinan operaciones de estimulacion y control de la produccién de arena en zonas
productivas estratificadas o yacimientos con granos pobremente clasificados o de baja
transmisibilidad.

- Ee— : ;
R Figura 49. Fracturamiento y empaque de grava en pozo
de produccion entubado.

1V.6.4. Fracturamiento hidraulico en agujero descubierto.

Los pozos terminados en agujero descubierto y en formaciones no consolidadas, las
operaciones de fracturamiento convencionales pueden incluir la instalacién de una sarta de
terminacién—habitualmente un liner ranurado o disparado— para garantizar la integridad del
pozo. El pozo entero puede ser estimulado por fracturamiento mediante el bombeo del fluido
de tratamiento por la tuberia de revestimiento o la sarta de fracturamiento, aplicando una
practica conocida como bullheading. En una terminacién en agujero descubierto, es casi
imposible efectuar un tratamiento de estimulacién efectivo a lo largo del pozo horizontal
utilizando los métodos tradicionales de bombeo forzado. Esto se debe a que es dificil colocar
los fluidos y acidos de fracturamiento en forma precisa dentro de la formacidn. Habitualmente,
con la utilizaciéon de los métodos estandar, sélo se tratan las secciones superiores, o el taldn,
del pozo y es poco el fluido que alcanza los intervalos intermedios o inferiores.

6,500

Poaro de trstasiento

7.000 1

7.500 1

Profundidad, pies

8,000 1

8,500 v v v - v - v v
—500 0 500 1,000 1,500 2,000 2,500 3,000 3,500

Distancia a lo largo del pozo, pies
Figura 50. Fracturamiento de pozo horizontal terminado en agujero descubierto.

En la figura 50 se muestra un ejemplo del tratamiento de un pozo horizontal terminado en

agujero descubierto en la Formacidn Barnett Shale, donde los sensores de componentes
multiples, colocados en los pozos de monitoreo (verde), indican que casi todo el tratamiento
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fue absorbido en el talén, o seccion superior, del pozo (azul). Como resultado, la mayor parte
de la formacion Barnett Inferior quedd sin tratar.

1V.6.5. Fracturamiento hidraulico sin malla o cedazo.

Las terminaciones de pozos sin cedazos utilizan técnicas distintas a las empleadas para los

empagques “internos” convencionales, evitando las limitaciones de productividad que genera

pues no restringen el tamafio del pozo frente a los intervalos productivos, son disefiados a fin

de evitar fallas en los tineles de los disparos (perforaciones, cafioneos, punzados) con la

produccién de sélidos de formacidn, este tipo de terminacién mantienen la productividad del

pozo y el influjo libre de arena, mediante la combinacién de una o mas de las siguientes 6

tecnologias probadas en campos petroleros:

> Fase, orientacion y tamafio optimo de los disparos.

» Fracturas hidraulicas anchas con el control del crecimiento longitudinal de la fractura
(arenamiento inducido),(TSO, por sus siglas en ingles) a través de todos los disparos.

» Control del contraflujo de apuntalante.
» Consolidacion quimica o estabilizacion de la formacién.
» Cementacidén de intervalos permeables indeseados, previamente empacados.
» Tratamientos selectivos con tuberia flexible.
Control del contrafiujo
de apuntalante
Fractura apuntalada Cemento m;;lﬂ:ﬂ ?g Las fibras PropNET

mantienen 2 los granos del
apuntalante en su lugar

[
-y

Empaque “extemno”

(
| A .
Acaite 7 )
< Grano de arena ' ;
formacion fegha,

ldela
Consolidacion de
Ia formacion

Figura 51. Fracturamiento hidraulico sin malla o cedazo.

1V.6.6. Fracturamiento hidraulico con terminacién en pozos horizontales.

En los pozos verticales, los tratamientos de fracturamiento hidraulico permiten incrementar el
contacto con los yacimientos varios cientos de veces. En los pozos horizontales, el rendimiento
es exponencial. Si bien los resultados de la perforacidn de pozos de alto dangulo y largo alcance
son alentadores, muchos de estos tratamientos a menudo no proveen los beneficios
econdmicos o los incrementos de produccién esperados.
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Pozo vertical de Pozo horizontal de Pozo vertical de 100 pies Pozo horizontal de 2,000 pies

100 pies sin tratar 2,000 pies sin tratar tratado con fractura de 150 pies tratado con 10 fracturas de 75 pies
[ — [
l |
i il -
222 pies? 20 x vertical 270 x vertical 1,013 x vertical
de contacto 13.5 x horizontal 50 x horizontal

Figura 52. Mejoramiento de contacto con la formacién en pozos verticales y horizontales.

En la figura 52 se muestra el mejoramiento del contacto con la formacidn en pozos verticales y
horizontales. Un pozo vertical de 8 1/2 pulgadas de diametro y 31 m [100 pies] de espesor, se
traduce en aproximadamente 20.6 m2 [222 pies2] de contacto con la formacidn (extremo
izquierdo). Un pozo horizontal de 8 1/2 pulgadas de didmetro y 610 m [2,000 pies] de largo
perforado dentro de la formacién, incrementa el contacto con la formacién 20 veces mas que
el pozo vertical de 100 pies (centro, a la izquierda). Una longitud de fractura de 45 m [150 pies]
en el pozo vertical, incrementa el contacto con la formacion 270 veces con respecto al del pozo
vertical sin tratar, y 13.5 veces con respecto al del pozo horizontal de 2,000 pies sin tratar
(centro, a la derecha). Cuando el pozo horizontal de 2,000 pies es tratado con diez fracturas de
23 m [7 pies] de longitud, el contacto con la formacién aumenta hasta 1,013 veces con
respecto al del pozo vertical sin tratar y 50 veces con respecto al del pozo horizontal sin tratar
(extremo derecho).

La perforacion de pozos horizontales es potencialmente la técnica de terminacién mas
importante para el fracturamiento hidrdulico. Estos pozos se perforan normalmente
verticalmente hasta una profundad especifica y horizontalmente cientos o miles de pies
adicionales, se clasifican basandose en su radio de giro los cuales pueden ser radio pequefio,
mediano y largo.

Tipos de terminacion para pozos horizaontales:
» Terminacion de pozo abierto:
e Terminacion de hoyo abierto natural en formaciones competente sin agua ni
gas.
e Terminacion de hoyo abierto pseudo con revestimientos ranurados.

» Terminacidn de pozo con revestimiento y cementado:
e Terminaciéon Premium.
e Terminacion de pozo con hoyo abierto horizontal.

Este tipo de terminacidn se usa en formaciones
consolidadas y competentes con un grado de
permeabilidad que va de media a alto. Como se ve
en la figura 53 (izquierda)

Figura 53. Terminacién de pozo con hoyo abierto horizontal.
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» Terminacion horizontal de Forro perforado (pseudo hoyo abierto)

Se usa un revestimiento perforado previamente
cuando se requiere una estimulaciéon minima o
ninguna, y se usa un forro /revestimiento
segmentado no cementado para evaluar el hoyo
abierto del pozo de perforacion y la estimulaciéon
posterior selectiva, si se la requiere como se ve en
la figura 54 (izquierda)

Figura 54. Terminacién horizontal de Forro perforado.

» Terminacion horizontal con revestimiento y cementado.

La terminacion con revestimiento y cementado es
un método de tipo Premium (de gran calidad y
costo). Esto significa que se debe de perforary
estimular el pozo.

Los costos de estas operaciones son elevados por
lo que se usan solamente cuando no se pueden
solucionar de ninguna otra manera los problemas
relacionados con la combinacién de hoyo de
pozo/formacidn, el diagrama se muestra en la
figura 55 (izquierda).

Figura 55. Terminacion horizontal revestimiento y cementado.

1V.6.7. Terminacidn horizontal de pozo para multiples zonas con Packers Plus.

Con el fin de minimizar el nimero de intervenciones o herramientas introducidas en los pozos
horizontales y de alto angulo, es preferible tratar las zonas utilizando equipos que formaran
parte del disefio de terminacidn permanente. Una forma de hacerlo es terminar el pozo
utilizando tuberia de revestimiento convencional con camisas deslizables. En terminaciones en
agujero descubierto, ese tipo de sistema incluye empacadores para agujero descubierto
operados hidraulicamente para crear un sello contra la pared del pozo. En pozos cementados o
terminados en agujero descubierto, cada zona se trata a través de las camisas de
deslizamiento. Los objetivos del cemento y de los empacadores para agujero descubierto son
los mismos: proveer aislamiento entre zonas de diferentes presiones de tratamiento y
garantizar el tratamiento a lo largo de toda la extensién del pozo.

Las multiples etapas de fracturamiento pueden efectuarse en un solo viaje mediante el
aislamiento de la formacién objetivo con empacadores para agujero descubierto. El fluido de
tratamiento se suministra a través de los orificios de fracturamiento de la seccién tubular
existente entre los empacadores (extremo superior). Durante las operaciones con el servicio
StageFRAC (extremo inferior), se bombea una bolilla (rojo) en el pozo con la fase final del
fluido de tratamiento, la cual se asienta en una superficie de apoyo dentro de una camisa de
deslizamiento. El incremento de presion resultante abre la camisa. Luego, el fluido es forzado a
ingresar en el intervalo situado por encima de la bolilla asentada y la superficie de apoyo. Al
mismo tiempo, la bolilla y |la superficie de apoyo forman un sello que actia como tapon
aislando la zona inferior tratada previamente. Mediante el empleo de didmetros cada vez mas
grandes de la superficie de apoyo y la bolilla es posible tratar toda la formacién en forma
uniforme en una sola intervencién, desde la zona mas profunda hasta la mas somera. Esto se
puede observar en la figura 56.
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Orificios de fracturamiento Empacadores para agujero descubierto

Figura 56. Multiples etapas de fracturamiento en un solo viaje con empacadores.

1V.7. Optimizacion Econdmica en el disefio de un fracturamiento hidraulico.
El procedimiento mas usado para terminar el mejor tratamiento de disefio para un
fracturamiento hidraulico a un pozo implica tres etapas:
1) Determinar el mejoramiento de la productividad que pueden ser obtenidos por medio
de varios tratamientos de fracturamiento.
2) Estabilizar el costo del tratamiento y los ahorros relativos afectados por el incremento
en el gasto producido en el post fracturamiento.
3) Combinar los principales hallazgos de las dos primeras etapas para determinar el
tratamiento que entregara la maxima ganancia neta.

IV.7.1. Estimacién del Valor Presente (Present Worth, PW) de la produccién futura.
PW, el valor presente acumulado de la produccién, serd muy aproximado por la siguiente
relacion:

T qo(t) dt
PW = Nuw Jy e

. (4.11)

Donde N, es el valor del precio del aceite, q,(t) es el gato de produccién expresado como
una funcidn del tiempo, a es la tasa de interés en forma decimal.

La integracion indica que cada barril de petrdleo es convertido a su valor econémico
descontado al tiempo que es producido.

La ecuacidn anterior puede ser desarrollada de la siguiente manera cuando
(1—at)t=1-at+ (at)? — (at)?® + -

Y siempre que (a-t) < 1, porlo que se puede llegar a la siguiente expresion:

PW = N, fOT{qo(t) - [1—at + (at)? — (at)® + - ]}dt ... (4.12)

Otra integracidn aproximada puede ser obtenida dejando de lado todos los factores at que
son elevados a potencias mayores que 1y subtituyendo goe™ por q,(t) dode m es la
pendiente de la curva de declinacién.

PW = Ny, qo f, €™ (1 —at)dt ... (4.13)

O por la siguiente ecuacion:
PW = Ny qo f, €™dt — aNn,qo f, te™dt ... (4.14)

La formula usada para calcular el valor presente de una produccion fututa es la siguiente:
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PW = Ny, (N,) — % [e™t(mT — 1) + 1] .. (4.15)

Donde PW es valor presente acumulado de la produccién en ddlares.
A partir de que m es un nimero negativo se presentara la siguiente ecuacion:

_ @+imiT
g|(mt)

PW = Ny (N,) — o [1 ..(4.16)

m2

La vida operativa de un pozo con un gasto de produccién de abandonamiento dado, si el
historial de produccién del pozo presenta una declinacidn constante, se calcula asi:

qo = qoe™" ... (4.17)

Si m es un valor negativo esta ecuacion se convierte en la siguiente:

Im|t=In (Z—O) ... (4.18); donde g, es el gasto de produccién de abandono.

a

1V.7.2. Interés en los costos de extraccidn.
El interés acumulado (I.) perdido sobre el dinero pagado por los costos de extraccion es
calculado de la siguiente manera:

Interes perdido en costo de extraccion = Y,;aL(t — t;)At; = al ... (4.19)

T T
J— Tdt — f tdt
0 0

El interés acumulado en costos de operacidn son calculados con la siguiente formula:

aLT?
-

I, = (4.20)

1V.7.3. Mejoramiento de la productividad y variables en el tratamiento.

La relacion de productividad después del fracturamiento y antes del fracturamiento es una
funcién del radio de fractura, capacidad de fractura y caracteristicas de la formacién. Con esta
metodologia se asume que, debido a la creacion de una fractura, la permeabilidad en una zona
alrededor del pozo difiere a otra que estd a distancia. Este sistema es ilustrado en la siguiente
figura 57:

k.= permeabilidad de la formacién.
r.=radio de drene.
ki=permeabilidad de la fractura.
ri=radio de fractura.

rw=radio del pozo.

Figura 57. Radioy
Permeabilidad de fractura.
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k. es la permeabilidad original dela formacion antes del tratamiento y kf es la permeabilidad
de la formacién que viene del pozo al radio de fractura. Esto puede ser mostrado con la
siguiente ecuacion.

.. (4.21)

k .=
promedio 1 TN 1 o

Donde ks es la permeabilidad efectiva horizontal situada en el radio de la fractura.

Para el propdsito de los célculos se tiene una estimacion suficientemente precisa de ky de la
siguiente manera:

_ keh+ksw
ky = PR (4.22)

Después de obtener la permeabilidad promedio, el gasto de produccidn estabilizado mediante
un fracturamiento hidraulico puede ser calculado asi:

_3.07 h kprom Ap

= .. (4.2
0= )

Un grafico que muestra el uso de estos calculos usando esta técnica se muestra en la figura 58
para las condiciones de yacimiento en el ejemplo que se desarrollard a continuacién.

razon gastos de produccion, gf/q20

ke=1.5 md, pe=2000 psi
80 120 140 160

radio de fractura, rf

Figura 58. Efecto de la permeabilidad de formacidn y radio de fractura sobre razén de produccion.

El siguiente ejemplo es presentado solo para demostrar una metodologia de analisis y para
mostrar que factores en el tratamiento, pueden afectar notablemente las ganancias netas.
Los elementos que mayor afectan el tratamiento de un fracturamiento, que han sido
estudiados para entregar una ganancia maxima, son explicados a lo largo del ejemplo como
también un metodologia para su evaluacion. Para el desarrollo de calculos de nuestro ejemplo
se consideran los siguientes datos de pozo, yacimiento, tratamiento y costos:
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Condiciones del pozo.

TP OD, in 27/8
TR OD, in 5%
Didmetro de pozo, in 6
Profundidad del pozo, ft 5,000
Gasto de abandono, BLD 5
Condiciones del yacimiento. BI
Permeabilidad de la formacién, k., | 1.5 Maximo aumento debido a la 39,000
md fractura, Bl
Espeso de la formacion, ft 15 Gasto de produccion antes del 20
Radio de drene, 1, ft 660 tratamiento q, (20), BLD
Viscosidad del aceite, cp 2 Razon de permeabilidades agua- 1/10
Compresibilidad del aceite Ninguna aceite
Condiciones de flujo Estado Porosidad de la formacién 15%
estacionario, Se presenta un porcentaje Declinacion
flujo radial constante de declinacién en la Exponencial
Presidn estatica de yacimiento, psi | 2,000 produccion.
Presion fondo fluyendo, psi 20
Recuperacion Final, Np, BI
Sin aumento debido a la fractura, 36,000
Caracteristicas del fluido fracturante Coeficiente de pérdida de fluido, | 0.0078
Viscosidad, cp del aceite, cu ft/ sq ft/min
Aceite 3 Capacidad de fractura, k¢, md-ft | 300
Agua, dentro de tuberia 1 Ancho de fractura durante el 0.10
Agua, dentro de la formacion 0.75 fracturamiento, in
Geometria de la fractura
Simétrica
Orientacién de la fractura alrededor
del pozo
Presion durante el 2,500
fracturamiento a la formacion,
psi
Factores econémicos.
Costos de extraccion 26 — 40 bbl/min $200
Primeros 20 BLD $150/me | 41— 70 bbl/min $250
s
Cada adicion BLD $0.50 Costos por renta de tanques de
almacenamiento
Precio neto del aceite antes de costos de S2 Tanque de 250 bbl $100
extraccion pero después de impuestos y
regalias.
Camion de bombeo, costo por camién $500 Tanque de 500 bbl $125
Tasa de interés anual 4% Distribucion de produccion Ningun
a
Costo de equipos mezcla de arena Costo de agente apuntalante, por | $0.016
bl
0-12 bbl/min $100 Costo de aditivo para pérdidade | $0.25
fluido, por BI
13 — 25 bbl/min $125
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Este ejemplo no asume algun factor de dafio “s” por lo que solo las variables que controlan la
fractura son establecidas, y la capacidad de la fractura asumida (300 md-ft) es considerada
respectivamente fracturando con arena como agente apuntalante.

Se ha notado que, para las condiciones establecidas en la formacién, un incremento en el radio de
fractura genera un incremento en la productividad del pozo.

La productividad del post fracturamiento en una formacién dada es afectada por el factor dafo
“s”, penetracién de la fractura y la capacidad de transporte de los fluidos de la fractura. La
metodologia del calculo de radio de fractura que se describira es usada para determinar los
efectos de la tasa de bombeo, volumen de fluido de tratamiento, caracteristicas de la formaciéon y
caracteristicas de los fluidos fracturantes en los radios de fracturas. Un ejemplo grafico de los
datos obtenidos, en funcidn de nuestro fluido fracurante y ancho de fractura, es mostrado en la
figura 59
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30 40
qgi TASA DE BOMBEO, BPM

Figura 59. Curvas tipicas de radio de fractura vs tasa de bombeo.

Los cdlculos hechos en Excel para el ejemplo de este pozo fueron variados para cubrir el rango de
las tasas de inyeccion de 0 bbl/min a 70 bbl/min y volimenes de tratamiento de 5000 gal a 50000
gal. Se encontrd que para baja pérdida de fluido, fluido de fracturamiento base aceite, y para
permeabilidades de formacion de 1.5 md, la permeabilidad no fue un factor mayor en los calculos
de radios de fractura ya que no se presenté una fuerte pérdida de fluido fracturante a la
formacion.

Ya que la permeabilidad de la formacion no influencié significativamente en los cdlculos de los
radios de fractura para el ejemplo, cuando una pérdida baja de fluido, usando como fluido 3-cp de
aceite, es posible construir una seria de curvas aplicadas a la formacidn establecida como se
muestra en la figura 59.
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1V.7.4. Ahorros relativos.

Con el fin de que el operador reciba la maxima ganancia neta de un tratamiento de

fracturamiento, es necesario hacer un balance econdmico entre los costos, para realizar el

tratamiento, y el monto de ahorro, resultado del mismo incremento ante la tasa de produccién
por el tratamiento. Este tipo de analisis permite hacer la evaluacion de la tasa de bombeo,
volumen de tratamiento, caracteristicas del fluido fracturante y los costos del pozo.

Consideraciones tedricas basicas:

» Ahorro relativo: Es la diferencia entre los costos de produccion de un pozo sin fracturamiento
y de un pozo fracturado (ambos producidos hasta al limite econdmico), adicionando el
incremento en valor actual de petréleo que proviene del pozo fracturado debido a su
recuperacion de forma mas rapida.

» Ganancia neta: Es la diferencia entre los ahorros relativos y la inversion requerida para realizar
la fractura.

Se presentan tres factores bdsicos al hacer la estimacion de los ahorros relativos a causa de un
tratamiento de fracturamiento.
1) Laeliminacion de una parte de los gastos de operacion que podrian haber sido generados
si el pozo no fuera fracturado.
2) Elincremento del valor presente de las reservas de petréleo como resultado del
tratamiento del pozo.
3) Elvalor que se deriva del incremento de la recuperaciéon de aceite debido al
fracturamiento.

Para relacionar los primeros dos puntos es necesario asumir un historial de produccién de cada
pozo. El tiempo de produccidn de cada pozo en el ejemplo fue estimado en un grafico de
produccidon acumulada contra gasto de produccién. Poniendo por caso de comparacion, un pozo
sin tratamiento con un gasto de produccién inicial de 20 BLD, fue usado en todos los calculos
econdmicos. Una grafica de gasto de produccidn contra tiempo se convierte en una linea recta
cuando se grafica en forma semilog como se muestra en la figura 60, en esta grafica no se
considera el tratamiento del fracturamiento.

Historial de produccion, POZ0O qi=20 BLD
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Figura 60. Historial de produccion grafica semilog.
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1V.7.5. Reduccién en gastos de operacion.

Menor tiempo es requerido para recuperar una reserva fija a través de un pozo cuya productividad
ha sido incrementada por un tratamiento de fracturamiento. Los gastos de operacién eliminados
por incremento de la productividad y la declinacién de la vida operativa del pozo se les atribuyen a
las ganancias del tratamiento. Esto fue estimado para el ejemplo ilustrado en la figura 61 donde
mensualmente los costos varian como una linea recta de $150/mes para el pozo con una
produccidn inicial de 20 BLD a $200/mes. El interés sobre los gastos de operacidn fueron también
afiadidos al final de los costos de extraccién de las figuras. Para el ejemplo mostrado, los gastos
ahorrados de operacién por el fracturamiento es la diferencia entre el total de gastos de operacion
acumulados durante la vida del pozo sin tratamiento de 20 BLD, y los gastos correspondientes
para un pozo produciendo gastos hasta de 140 BLD debido al fracturamiento, esta informacién
esta graficada en la Curvall.

CURVA (II) INCREMENTO DE
PW AL FRACTURAR EL POZO
DE 20 BLD

CURVA () AHORRO POR
GASTOS DE OPERACION
GRACIAS AL
FRACTURAMIENTO

@ CURVA (111}, (I+1) AHORRO
TOTAL AL DEBIDO AL
FRACTURAMIENTO DEL POZO
DE 20 BLD
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RAZON GASTO DE PRODUCCION, qo/q20
Figura 61. Efecto del la fractura sobre ahorros relativos.

1V.7.6. Incremento en el valor presente de la reserva de aceite.

El incremento de este valor por razones de la aceleracidn en gastos de produccién fue calculado
en el ejemplo, asumiendo una tasa de descuento del 4%. Estos datos para varias razones de gastos
de producciones iniciales para el pozo de produccion de 20 BLD son graficados en la Curva Il.

La Curva lll es el ahorro relativo del incremento de produccion por el tratamiento de fractura de
un pozo con 20 BLD de aceite. Como es visto, esta curva es la suma de la CurvalylaCurvallyesla
base para todas las comparaciones econémicas.

Un resumen de estos datos es presentado también en la tabla 11.
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Tabla 11. Ahorros calculados por incrementos de produccién mediante el fracturamiento.

pozo q=20 BLD |pozo gqf |TOTAL COSTO POR COSTO POR  |AHORRO POR EXTRAC.JCOSTO POR COSTO POR |INTERES AHORRADO |TOTAL AHORRO TOTAL

PW PW CURVAII EXTRAC. EXTRAC. CURVA I-a NTERES NTERES CURVA |-b CURVA | CURVA Il
gf |MDL MDL MDL pozo q=20 BLD |pozo gf MDL pozo q=20 BLD |pozo gf MDL MD MDL
20 $61.81| $61.81 $0.00| $16,407.65 $18,923.49 -$2.52 $3,449.89 -$0.46 $0.000 $0.000)
30 561.81) 5Se4.71 $2.90) $16,407.65|  $14,674.95 5173 $2,074.70) 50.92 $2.649 $5.545
40 $61.81  $66.30) $4.48) $16,407.65|  $12,165.10 $4.24 $1,425.72| $1.57 $5.808 $10.283
50 $61.81| $67.30 $5.49 $16,407.65|  $10,477.08 $5.93 $1,057.51] $1.93 $7.864 $13.353
60 $61.81) $68.00 $6.19|  $16,407.65 $7.16 2,991.23 $824.46 $2.17 $9.324] $15.512
66 $61.81| $68.33) $6.51 $16,407.65 $7.75 2, 23 $722.65 $2.27 $10.015 $16.530|
70 $61.81| $68.52 $6.70) $16,407.65 $8.0% $2,991.23 $665.81 $2.33 $10.420 $17.123
30 $61.81| $68.91) $7.10) $16,407.65 $8.84 $2,991.23 $551.98 $2.44 $11.278 515.375'
S0 $61.81| $69.23] $7.41 $16,407.65 $9.45 $2,991.23 $467.03 $2.52 $11.969 $19.352|
100 $61.81) $69.48 §767| 41640765 $9.95 $2,991.23 $401.64 $2.59 $12,540 $20.208|
110 $61.81| $69.69) $7.88) $16,407.65 $10.38 $2,991.23 $350.03 $2.64 $13.021 SZO.SC‘C‘I
120 $61.81|  569.87 $8.08) $16,407.65 $10.75 $2,991.23 $308.46 52.68 $13.432 521.485'
130 $61.81| $70.02 $8.21 $16,407.65 $11.07 $2,991.23 $274.40 $2.72 $13.788 521.995'
140 $61.81| $70.16] $8.34) $16,407.65 $11.35 $2,991.23 $246.08 $2.75 $14.099 $22.44l|

1IV.7.7. Efecto del incremento de la recuperacion final.

En el trazado de las curvas de la figura 61 fue asumido que el tratamiento de la fractura no
incremento las reservas recuperables. Debido a que el incremento en la recuperacion final es
usualmente atribuido al fracturamiento, el efecto de este factor podria tenerlo sobre la ganancia
neta y las condiciones dptimas del tratamiento deberan ser investigadas también.

En este ejemplo es asumido que el incremento de la recuperacion final de aceite es una funcién
compleja del incremento en los radios de fractura. También es asumido que el incremento de la
recuperacion final sigue una constante declinacidn y que la producciéon acumulada y la vida de
produccidon fueron extendidas por la recuperacion adicional.

1V.7.8. Efecto de los radios de fractura sobre los ahorros relativos.

Para determinar los efectos de la permeabilidad y los radios de fractura sobre los ahorros
relativos, es necesario combinar la informacién obtenida cuando la productividad que viene del
fracturamiento es calculada por la formula de permeabilidad discontinua (figura 58), con la
informacién obtenida cuando los ahorros relativos son determinados por varios incrementos en
gastos de produccién (figura 61). Una combinacion de graficos de datos de las figuras 58 y 61 es
mostrada en la figura 62, donde los ahorros relativos para un rango de radios de fractura son
determinados, bajo los parametros en el desarrollo de este ejemplo.

Asi, después de los célculos de los ahorros relativos que se presentaran debido a varios radios de
fractura (figura 62) y las condiciones de tratamiento necesarias para producir estas fracturas
(figura 59), es posible después calcular la ganancia neta restando los costos del tratamiento.
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Figura 62. Efecto de permeabilidad de formacién y radio de fractura sobre ahorro relativo total.

1V.7.9. Costos del tratamiento de fractura.

Los factores que determinan los costos de tratamiento para fractura son la tasa de bombeo,
volumen de tratamiento, tipo de fluido fracturante, el fluido apuntalante de fractura y el nimero
de unidades de bombeo. El nimero de unidades de bombeo (hydraulic horsepower, HHP)
requeridos para lograr una determinada tasa de bombeo es influenciado por la longitud y el
tamafio de las unidades tubulares, las propiedades de los fluidos y la presién de fracturamiento en
el fondo del pozo. Las perdidas por friccién en tuberia de produccion y tuberia de revestimiento
durante el bombeo de aceite de 3 cp fueron calculadas para el ejemplo presentado. La presién
superficial (perdida por friccion mas presion de inyeccidén en fondo del pozo menos la presién
hidrostatica) y la tasa de bombeo dictamina el nimero de unidades de bombo requeridas.

Los costos por renta de tanques de almacenamiento para el alojamiento del volumen total de
fluidos para el fracturamiento deben ser incluidos. El costo de los equipos de mezcladoras debera
de ser determinados para varias tasas de bombeo consideradas.

1V.7.10. Relacién de ahorros con los costos de tratamiento.

Después de haber sido calculados los costos del tratamiento, después es necesario restar estos
costos de los ahorros relativos del fracturamiento para determinar la ganancia neta que podria ser
obtenida. Condiciones dptimas de tratamiento pueden ser determinadas por medio de graficas
que muestran los ahorros relativos y costos de tratamiento como una funcién de la tasa de
bombeo o el radio de fractura. Esto fue logrado para los calculos del ejemplo mediante la figura
63, la cual ilustra un tratamiento para una TR de 5 1/2 in. La figura 63 muestra que cuando la tasa
del incremento de ahorros que provienen de un pozo fracturado es igual a la tasa de incremento
de los costos por el tratamiento, gastos adicionales para crear un radio de fractura mayor no
pueden ser justificados como necesarios. Por ejemplo, los puntos a los cuales la pendiente de la
curva del costo por tratamiento para fracturamiento iguala la pendiente de la curva de ahorros es
marcado en los puntos Ay A" paraTRde 5 1/2 in. Pasando estos puntos, el incremento de los
gastos no traerd un correspondiente retorno adicional; por lo tanto se representa las condiciones
Optimas del tratamiento. Deduciendo el costo del tratamiento y los ahorros en el punto dptimo
nos da la maxima ganancia neta.
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Figura 63. Curvas de costo por tratamiento vs ahorros relativos.

Otro método grafico para determinar el disefio dptimo de un tratamiento con diversas variables
de tratamiento y condiciones de yacimientos se muestra en la figuras 64. Se debe de aclarar que
de las figuras presentadas fueron incluidas solo para ilustrar los propdsitos del ejemplo, esas
curvas son representativas de las condiciones hipotéticas en el ejemplo y no deben de ser usadas
en el disefio de tratamiento para fracturamiento en otros yacimientos y condiciones de pozos.
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Figura 64. Ganancia neta total debido al fracturamiento.
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1V.7.11. Factores que afectan la ganancia.

1V.7.11.1. Efecto de la permeabilidad y reduccidn.

Basado en las condiciones de la formacion asumidas, la informacidn obtenida en la figura 58
demuestra que el estado de depresién del yacimiento (p,) y la permeabilidad deben de ser
primordialmente consideradas en el diseiio de programa del fracturamiento.

Formaciones con baja permeabilidad requieren volimenes mayores y altas tasa de inyeccion de
tratamiento, para lograr la mdxima ganancia neta, que hacerlo con formaciones de permeabilidad
mayor con una productividad igual de prefracturamiento. Calculos similares han mostrado que si
la capacidad de transporte de los fluidos de una fractura fuera incrementada por encima de lo
asumido en el ejemplo mostrado, la economia de los tratamientos de pozos con altas
permeabilidades llegaria ser mejorada considerablemente.

1V.7.11.2. Importancia de la tasa de bombeo.

La tasa de bombeo 6ptima mostrada en la figura 64 ocurre cuando la tasa de bombeo es a 32
bbl/min para TR de 5 1/2 in. El rdpido incremento de la pendiente de la curva costo-fractura es
generado por el incremento de presidn en la superficie a altas tasas de bombeo. Esas altas
presiones, causadas por mayores pérdidas por friccién en la parte profunda de los elementos
tubulares, requieren un equipo de bombeo adicional. El efecto global es un rdpido incremento en
los costos de tratamiento. Ya que el fluido con 3 cp fue usado en la construccién de la figura 63, el
uso de un fluido con alta viscosidad podria causar un aumento aun mayor en el costo por
tratamiento para una tasa de bombeo. Por lo tanto, el tamafio de los elementos tubulares tiene
una mayor influencia sobre la pendiente de la curva de costos y en consecuencia en la tasa de
bombeo dptima. Estos y otros cdlculos han mostrado que para obtener un maximo beneficio, la
tasa de bombeo es incrementada conforme al tamafio de los elementos tubulares generando que
el volumen del fluido fracturante sea mas grande.

1V.7.11.3. Importancia del tamaino de los elementos tubulares.

De las figuras 63 y 64 muestra que las tasas de inyeccién mayores que 32 bbl/min para TR de

5 1/2 in y bajo las condiciones asumidas deben de ser evitadas, ya que la ganancia que proviene del
fracturamiento es enormemente reducido debido a la alta energia de bombeo gastada en superar
las perdidas por friccion ante altas tasas de bombeo. Las pérdidas por friccion se convierten
incluso mas significantes ante el incremento de profundidad del pozo. Cuando se programé la
ganancia del fracturamiento en el pozo con TRde 5 1/2 in, ninguna disposicion de costo fue hecha
para la extraccion y corrida de tuberia, ya que el trabajo del fracturamiento a menudo puede
llevarse a cabo simultdaneamente por bombeo a través del espacio anular de la tuberia de
revestimiento y a través de la tuberia.

1V.7.11.4. Efecto del volumen de tratamiento.

Como lo mostrado en las figuras 63 y 64, el volumen total del fluido fracturante inyectado tiene un
efecto significante en la ganancia neta. El volumen optimo (para las condiciones estudiadas) varia
por el rango de 10,000 a 20,000 gal a una tasa de bombeo de 32 bbl/min. Los célculos del ejemplo
en la figura 64 y figura 65 muestra que el volumen te tratamiento optimo para un fluido
fracturante dado es independiente del tamafio de los elementos tubulares del pozo a través de los
cuales el fluido serd bombeado.
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Figura 65. Ganancia neta total para diversos volumenes de fluido fracturante.

1V.7.11.5. Efecto del tipo de fluido fracturante.

El efecto del fluido fracturante (aceite de 3cp) sobre la ganancia neta realizada del tratamiento por
fracturamiento es mostrado en las figuras 63 y 64. Los resultados mostrados de ganancia neta que
proviene usando agua como fluido fracturante para la formacién con 1.5 md de permeabilidad es
similar con la que se obtiene usando aceite con aditivos para perdida de fluido.

1V.7.11.6. Deficiencia de la productividad.

El incremento en las tasas de produccién después del tratamiento de un fracturamiento
usualmente es atribuido a la eliminacion del efecto dafo del pozo, el cual no se extiende a una
distancia apreciable en la formacién. Ningun calculo fue incluido en el ejemplo para demostrar los
efectos de dafio de la formacion. Sin embargo, si la fractura evita cualquier ineficiencia del pozo, la
ganancia sera incrementada.

1V.7.11.7. Orientacidn de la fractura.

Fue asumido en el ejemplo usado en este estudio que solo un fracturamiento horizontal fue
implicado. El efecto de fracturas multiples horizontales o verticales puede ser evaluado en una
manera similar con el método presentado aqui.
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1V.7.12. Aumento de la recuperacidn final.

Esto ha demostrado que el fracturamiento hidraulico puede incrementar la recuperacién final
considerablemente, con mayores cantidades de aceite recuperable, se presentara un incremento
en la ganancia neta derivada del trabajo de fracturamiento.

Si esto es asumido, como ha sido notado en las experiencias de campo, las reservas adicionales
resultantes de un fracturamiento son recuperadas en los primeros meses después del tratamiento,
principalmente como un resultado del incremento del valor presente del aceite.

Los cdlculos fueron hechos para la formacidn y las condiciones de fracturamiento asumidas, en la
figura 64. La figura 66 muestra que cuando un incremento en las reservas finales son asumidas la
tasa de bombeo optima es incrementada a 38 bbl/min de 32 bbl/min. El volumen de tratamiento
Optimo es también incrementado. La ganancia neta que proviene del fracturamiento aumenta de
$13,559 DL a $15,735 DL. Otros calculos similares han mostrado que esa tendencia general es
valida para otras condiciones. Es decir, la tasa de bombeo y el volumen de tratamiento requerido
para conseguir la maxima ganancia de un fracturamiento son mayores para yacimientos donde no
hay incremento en la recuperacion.
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CAPITULO V

EVALUACION ECONOMICA.

La planeacidn y evaluacion de proyectos es de suma importancia para cualquier tipo de
empresa debido a la necesidad y manejo de recursos. Las empresas dia a dia mejoran
sus iniciativas para seguir maximizando los resultados de sus planes mediante la sinergia
en las brigadas de trabajo. Unos de sus objetivos es determinar la rentabilidad del
proyecto o su utilidad mediante prondsticos de produccién que a su vez seran evaluados
mediante criterios econémicos y asi determinar un plan de plan de negocios para
después llevarlos al mercado.

V.1. Planeacidn y Evaluacién de Proyectos. Conceptos Tedricos.

Un proyecto es la busqueda de una solucién inteligente al planteamiento de un problema o
necesidad tendente a resolver, entre muchas, una necesidad humana.

Un proyecto de inversion se puede describir como un plan que, si se le asigna determinado
monto de capital y se le proporciona insumos de varios tipos, podra producir un bien o un servicio,
atil al ser humano o a la sociedad en general.

Para la realizacién de proyectos de inversioén se requiere de un pensamiento estratégico el cual
trata los valores, las convicciones filoséficas de los ejecutivos encargados de guiar a su empresa en
un viaje exitoso; mision, el concepto general de su empresa; visién, cémo debe ser su empresa en
el futuro; y estrategia, la direccién en que debe avanzar su empresa.

La planeacion a largo plazo proyecta los resultados futuros segln experiencias actuales o pasadas,
es un proceso que se ocupa del futuro y del presente, apoya la comunicacién y planeacion de
funcionamiento cruzado, reiine al equipo administrativo para transportar la misidn, visiony la
estrategia en resultados tangibles en el futuro.

La planeacion tactica es el compromiso presente de los gerentes y empleados de elaborar planes
para la empresa como un todo, asi como para sus unidades interdependientes, produce resultados
susceptibles de medicion. Esta planeacidn constituye un proceso progresivo para dirigir los
problemas o las oportunidades, sirve para establecer planes anuales y constituye la fuente vital de
informacién para la preparacién del presupuesto.

La misién se considera como una expresion muy general de lo que quiere ser la empresa y se
considera como primer punto de referencia para la actuacion empresarial. La misién se define de
una forma general, vaga y a menudo poética, responde a la pregunta ¢Para qué existe la empresa?
La visidn define y describe la situacidn futura que desea tener la empresa. Su propésito es guiar,
controlar y alentar a la organizacion en su conjunto para alcanzar el estado deseable de la
organizacién. Responde a la pregunta ¢En qué queremos que se convierta la organizacién en los
proximos afios?

La estrategia en una empresa es la consigna que determina la direccion hacia la que se debe
avanzar, la fuerza impulsora.

Los objetivos deben estar en consonancia con la filosofia general de la empresa, es decir, con su
mision y visidn, y son elegidos por la empresa una vez evaluados su situacién interna y el entorno.
Los objetivos basados en la maximizacidn de beneficios se miden con relacién a alguna variable,
como beneficios por unidad de capital invertida expresado como un porcentaje.

Beneficio obtenido

Rentabilidad = X 100

Capital invertido
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La evaluacién de un proyecto de inversidn, cualquiera que este sea, tiene por objetivo conocer su
rentabilidad econdmica y social, de tal manera que asegure resolver una necesidad humana en
forma eficiente, segura y rentable. Sélo asi es posible asignar los recursos econémicos necesarios a
la mejor alternativa, camino u opcién para ejecutar dicho proyecto.

La estructura general para la formulacién y evaluacién de proyectos es la siguiente:

» Introduccion, marco de desarrollo y objetivos: Toda persona que pretenda realizar el estudio
y evaluacidn de un proyecto, la primera parte que deberd desarrollar y presentar en el estudio
es la introduccioén, la cual debe contener una resefa histérica del desarrollo, objetivos y los
beneficios, ademas de precisar cudles son los factores relevantes que influyen directamente
en el mismo producto.

> Estudio de mercado: Es la primera parte de la investigacion formal del estudio. Consta
basicamente de la determinacién y cuantificacion de la demanda y oferta, el analisis de los
precios y el estudio de la comercializacion.

> Estudio técnico: Esta parte puede subdividirse a su vez en cuatro partes, que son:
determinacion del tamafio optimo de la planta, determinacidn de la localizacion éptima de la
planta, ingenieria del proyecto y andlisis administrativo.

» Estudio econémico: Su objetivo es ordenar y sistematizar la informacién de caracter
monetario que proporciona las etapas anteriores y elaborar los cuadros analiticos que sirve de
base para la evaluacidon econédmica. Comienza con la determinacidn de los costos totales y de
la inversidn inicial.

» Evaluacion econémica: Esta parte describe los métodos actuales de evaluaciéon que toman en
cuenta el valor del dinero a través del tiempo, como son la tasa de retorno y el valor presente
neto como también se anotan sus limitaciones de aplicacion.

> Analisis del riesgo: Los objetivos del analisis del riesgo son el determinar, con alguna medida
cuantitativa, cual es el riesgo al realizar determinada inversion monetaria y administrar este
riesgo de tal forma que pueda prevenirse la bancarrota de una empresa o el fracaso de un
proyecto.

» Administracion de la seguridad y proteccién ambiental: Su funcion primordial es detectar,
evaluar y controlar los riesgos para la salud de los trabajadores o riesgos que se puedan
presentar a la organizacidn respetando, al mismo tiempo, al medio ambiento.

Formulaciény
evaluacion de proyectos

Introduccion, marco de

desarrollo v obietivos

Estudio de Estudio Seguridad y Evaluacién Andlisis de
mercado técnico proteccidn econdémica riesgo
ambiental

Resumen y conclusiones

Retroalimentacion

Tabla 12. Formulacion Yy Evaluacién Decisidn sobre el proyecto
de proyectos.
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Planeacién y evaluacion de proyectos de una empresa petrolera de exploracidn y produccién.
Para la ejecucidn de algln proyecto petrolero se requiere de un proceso dinamico que involucra
una serie de decisiones y operaciones, mediante las cuales a un yacimiento petrolero se le
identifica, cuantifica, desarrolla, explota, monitorea y evalla en todas sus etapas de produccion,
desde su descubrimiento, pasando por su explotacién, hasta su abandono, es decir el objetivo de
la administracién integral de yacimiento es aplicar los recursos disponibles (humanos, tecnoldgicos
y financieros) para lograr el maximo beneficio econdmico de los hidrocarburos, a través de la
optimizacidn en operaciones de recuperacidon, minimizando la inversion del capital y los costos de
operacion. El éxito de la Administracién Integral de Yacimientos requiere del esfuerzo efectivoy la
sinergia del equipo integrado y multidisciplinario, como se observa en la siguiente tabla 13.

Administracion
7'y

Ing. Quimica y CO, Geologia y Geofisica

Ing. Produccién y Operacidn Ing. Yacimientos

Servicio Equipo Economia

AlY
\ |ng Disefo y Construccion

Investigacion y Desarrollo

Ing. Perforacién Area de Trabajo

Tabla 13. Sinergia de equipos

Multidisciplinarios integrados. Juridico Proteccion Ambiental

Proceso de la Administracidn Integral de Yacimientos.

El proceso de la Administracion Integral de Yacimientos involucra el establecimiento de un
objetivo o estrategia; y el desarrollo de un plan, el cual debe ser implantado y monitoreado a fin
de evaluar sus resultados. A continuacion se muestra la tabla 14 con los componentes del proceso
de administracién de yacimientos.

Proceso de
administracion
de yacimientos.

iy Retroalimentacion «------------- -
v I :
p .
1. Establecimiento 2. Desarrollo del 3. Implantacién 4. Monitoreo 5. Evaluacion
de la Estrategia Plan
G

Tabla 14. Componentes de la Administracion Integral p |

de Yacimientos. 6. Terminacion
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1. Establecimiento de la estrategia.
Se deberan definir los siguientes puntos:
Caracteristicas del yacimiento

- Conocimiento de la geologia. - Comportamiento histérico de produccién.
- Mecanismos de empuje. - Propiedades roca-fluidos.
Herramientas tecnoldgicas y tecnologias disponibles
- Geofisica y Geologia. - Ingenieria de produccioén.
- Geoquimica. - Perforacién y Terminacion.
- Administracion bases de datos. - Ingenieria de yacimientos.
Entorno total
- Contexto corporativo. - Contexto econémico.
- Contexto politico. - Contexto social.

2. Desarrollo del plan.
La planeacién es fundamental para la administracién de un yacimiento, debido a que implica

desarrollar una estrategia integral para alcanzar los objetivos, esta consta de las siguientes partes:

a) Estrategias de desarrollo y agotamiento.
Establecer como se va a desarrollar el yacimiento, nUmero de pozos, con qué espaciamiento,
esquemas de recuperacidn primaria, secundaria o terciaria, o alguna estimulacién de pozos.

b) Consideraciones ambientales.
En el desarrollo y la operacién de un campo, deberdn incluirse las consideraciones ambientales y
ecoldgicas, como también todas las especificaciones emitidas por las agencias reguladoras.

c) Adquisicidn y analisis de datos.
El conocimiento del yacimiento comienza a través de la adquisicidn y analisis de datos, lo cual se
debera de actualizar continuamente.

d) Estudios geoldgicos y modelos numéricos.
Obtenidos de mediciones de nucleos y registros de pozos, extrapolados al yacimiento. Estos
estudios son fundamentales para la geoestadistica y los modelos de simulacién numérica.

e) Prondstico de produccidn y reservas.
La viabilidad econémica de un proyecto de recuperacion de petréleo es altamente influenciada
por el comportamiento de produccién del yacimiento bajo las condiciones actuales y futuras de
operacion.

f) Requerimientos para instalaciones.
Las instalaciones son el enlace fisico con el yacimiento (perforacién, terminacion, bombeo,
inyeccion, procesos y almacenamientos). El disefio y mantenimiento apropiado de las instalaciones
tiene un profundo efecto sobre la productividad.

g) Optimizacion econdmica.
Es la meta final seleccionada por la administracién de yacimientos eligiendo la opcidn mas
rentable cuyo objetivo sea la de maximizar el valor econédmico de los hidrocarburos.

h) Aprobacion por la administracion.
El soporte gerencial y la confianza en el personal de campo son esenciales para el éxito del
proyecto.

3. Implantacidn.
Para la ejecucién y éxito del plan es indispensable establecer un riguroso seguimiento y evaluacion

de las actividades definidas, y vigilar que se realicen en forma, tiempo y calidad, debido a la
importancia que presentan los efectos que ejercen sobre todo el sistema.
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Procedimiento para mejorar el éxito de la implantacién del plan:
a) Iniciar con un plan de accion.
b) Adaptarse a circunstancias como aspectos econdmicos, legales y ambientales.
c) Elplan debe contar con soporte gerencial.
d) Revisiones periddicas con todos los integrantes del grupo multidisciplinario.

4. Monitoreo.
Se requiere de un continuo monitoreo y supervisién del comportamiento del yacimiento en
cuestion de forma integral, a fin de determinar si se comporta conforme al plan de administracidn.
Las principales dreas donde se realiza la supervision y monitoreo donde interviene la adquisicién y
administracién de la informacidn son las siguientes:

a) Produccidn de aceite y gas.

b) Inyeccién de gas y agua.

¢) Presiones de fondo de pozo, estaticas y fluyendo.

d) Pruebas de produccion e inyeccidn.

e) Perfiles de produccién e inyeccidn y otras supervisiones eventuales.

5. Evaluacidn.

De manera semejante a la parte de monitoreo, continuamente se deberda de evaluar todo
proyecto para determinar el momento preciso en el cual los beneficios de dicho proyecto ya no
llegan a ser los suficientes como para continuar con este mismo.

6. Terminacion.
Finalizacion del proyecto y registro de su trayectoria para revisiones y acciones futuras.

V.2. EJEMPLO DE DESARROLLO DE CAMPO.

A continuacidn se presenta la descripcion general de nuestro ejemplo a desarrollar.

Se presenta un YACIMIENTO DE ACEITE Y GAS DISUELTO DE BAJO ENCOGIMIENTO (ACEITE NEGRO)
cuyo MECANISMO DE DESPLAZAMIENTO DEL ACEITE ES MEDIANTE EMPUJE POR GAS DISUELTO,
en el cual se registran las siguientes propiedades:

PROPIEDADES PETROFISICAS PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS
Area yacimiento 31.000 km2 ‘ DENSIDAD ACEITE 31 °API
TIPO DE YACIMIENTO ESTRATIGRAFICO RGA 99.570 m3/m3
TIPO DE ROCA ARENAS ARCILLOSAS 559.183 cft/Bl
Porosidad 22% Presion inicial 280.000 Kg/cm?2
Sw 25% 3982.551 Ib/pg2
Permeabilidad 1.50 md Presion Burbuja 180.000 Kg/cm?2
Espesor neto h 150.0 m 2560.212 Ib/pg2
Viscosidad 6.40 Cp
Temperatura 85 °C
Boi 1.36 m3/m3
Fr 35%

Los estudios exploratorios se comenzaron a realizar en el afio 2004 teniendo un costo total de
1,458.013 MMDP (Millones de Pesos) hasta al afio 2009.

En el campo se realizd la perforacién de un pozo exploratorio en el ailo 2010 teniendo un costo
total de 997.560 MMDP. Dicho pozo fue terminado y disparado con las siguientes caracteristicas
de tuberias de revestimiento:
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TR DIAMETRO, in PROFUNDIDAD, ft

CONDUCTORA 16 30
SUPERFICIAL 95/8 350
EXPLOTACION 61/2 2200

V.2.1. Datos iniciales de yacimiento y produccidn.
La primera produccién de nuestro pozo exploratorio se presenté el 1-Enero-2011 con los
siguientes gastos:

El pozo exploratorio registré las primeras producciones siguientes

Produc. inicial aceite 1° dia (1-Enero-2011) 24.500 MBLD 3,895.19 m3D
Produc. inicial gas asociado 1° dia 13.700 MMPcD 387,847.00 m3D
Produc. inicial aceite 2° dia (2-tero-2011) 24.494 MBLD 3,894.25 m3D
Produc. inicial gas asociado 2° dia 13.697 MMPcD 387,753.92 m3D

Al registrar las primeras dos producciones de nuestro pozo exploratorio se determind la
declinacion exponencial que presentaria este y asi poder realizar nuestro prondstico de
produccion.

GASTO PRODUCCION COMNSTANTE DECLINACION
qi= 24.5 MBLD ) _ at / qf \.
q = 24.494 MBLD qg = aqi (e ‘ | 2
g = qie ) )
a=—
t

Asi se obtuvieron las siguientes constantes de declinaciones:

DECLINACION EXPOMENCIAL DE PRODUCCION |

DECLINACION DIARIA 0.024 %
DECLINACION MENSUAL 0.720 %
DECLINACION ANUAL 8.761 %

A partir de nuestros primeros datos de produccidn obtenidos el 1-Enero-2011 se proyectard a
futuro cual sera nuestra produccién hasta el 31-Diciembre-2011 para asi determinar una
produccidon promedio de nuestro pozo exploratorio durante el afio 2011 que fue de 23.46 MBLD
de aceite y 13.119 MMPCD de gas.

Al obtener nuestra produccién promedio anual después se proyectard a futuro cual serd nuestra
produccidon promedio anual hasta al aino 2021, siendo nuestro horizonte de estudio en explotacion
de nuestro campo, declinando anualmente. El cambio de unidades se generé mediante los
siguientes factores de conversién:

FACTORES CONVERSION
Im3----= 6.28951 BL
L1PC----> 0.02831 m3
1BPCE----> 4634 Pc

Con nuestros datos petrofisicos y propiedades de los fluidos de nuestro YACIMIENTO ACEITE Y GAS
DISUELTO DE BAJO ENCOGIMIENTO (ACEITE NEGRO) cuyo MECANISMO DE DESPLAZAMIENTO DEL
ACEITE ES EMPUJE POR GAS DISUELTO LIBERADO con un Fr del 35% se determinaron los siguientes
parametros:
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AREA DEL YACIMIENTO

Vol. De aceite @ cy

Vol. De aceite @ cs

RESERVA RECUPERABLE

AREA DE DRENE

Después de determinar el volumen de nuestra reserva recuperable de HC's 2P, se debera de
estimard el nimero 6ptimo de pozos para su explotacion y después poder estimar costos. Se dice
gue en la realidad no se puede determinar un nimero exacto de pozos para el inicio de la
produccidn puesto que una vez que comienza a fluir la produccién se presentan diversos cambios
en esta y en especial cuando llega su maximo en la produccién primaria a causa del
depresionamiento del mismo yacimiento. El cdlculo del nimero éptimo de pozos se da por la
siguiente expresién matematica:

Reserva Recuperable 2P BL

#P0Z0S = (5.1
Produccion TOTAL pozo exploratorio aiio de estudio (2021)BL ( )
PRODUCCION ANUAL POZ0 EXPLORATORIO |
AflOS 2004 2021 |TOTAL (2004-2021)
PRODUCCION INICIAL DE ACEITE ANUAL MBLD 0.202 180.557
PRODUCCION PROMEDIO ACEITE MBLD 172.900
Np MMBL 63.189
PRODUCCION INICIAL DE GAS ANUAL MMPcD 100.997
PRODUCCION PROMEDIO GAS MMPcD 0 96.733
Gp MMPc - 2 1,3 35,334.039
Gp MMEBPCE - 7.502
PRODUCCION TOTAL MMEPCE 0.000 70.781

V.2.2. Movimiento de equipos.
Una vez determinado el nimero éptimo de pozos que se requerirdn para explotar nuestro
yacimiento, de forma inmediata se debera de poner en contacto con la gente de perforacién para
ver los equipos de perforacién que se tienen disponibles. En el caso de que no se tengan equipos
disponibles se buscaran los nuevos contratos para poder rentar o comparar los equipos de
perforacion de acuerdo al presupuesto que se tenga para dichos pozos a perforara (inversion).
Este movimiento estara principalmente en funcidn de cuantos pozos cada equipo tendra que
perforary a su vez dependera de cudnto tiempo le llevara acabo realizar las operaciones de
perforacion, terminacion y el “roll” del mismo equipo para realizar las mismas operaciones con el
siguiente pozo. En nuestro ejemplo supondremos las siguientes fechas de operaciones:

» El primer equipo comenzara sus operaciones el 28-Julio-2011

» El segundo equipo comenzara sus operaciones el 18-Sep-2011

> El tercer equipo comenzara sus operaciones el 13-Enero-2012
Con los siguientes intervalos de tiempo para cada operacion:

> Perforacién: 312 DIAS

> Cambio de equipo de perforacién al de terminacién: 5 DIAS

> Terminacién: 55 DIAS

> Movimiento de equipo para operar al siguiente pozo: 20 DIAS
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En la siguiente tabla 15 se muestran las fechas de operacién para los equipos.

Tabla 15. Movimiento de equipos.
PARA LA PERFORACION DE LOS 17 POZOS DESARROLLO SE REQUERIRAN 3 EQUIPOS

MOVIMIENTO EQUIRPOS 5 CAMBIO ETAPA
PERFORACION TERMINACION DiAS DE PRODUCCION MOV. EQUIPOS
312 DiAS 55 DiAS DURANTE EL ARlO 20 DiAS
EQUIPO1L NICIO FIMAL NICIO FINAL NICIO NICIO FINAL
POZO1 28-Jul-11| 04-un-12| 08-lun-12 03-Ago-12| 03-Ago-12| 31-Dic-12 150 03-Ago-12| 23-Ago-12
POZO2 23-Ago-12|  O1-ul-13|  06-lul-13 30-Ago-13| 30-Age-13| 31-Dic-13 123 30-Ago-13| 19-Sep-13
BOZO3 18-Sep-13|  28-Jul-14| 02-Ago-14 26-Sep-14| 26-Sep-14| 31-Dic-14 ag 26-Sep-14| 16-Oct-14
POZO4 16-Oct-14| 24-Ago-15| 29-Ago-15 23-Oct-15| 23-Oct-15| 31-Dic-15 69 23-Oct-15| 12-Mow-15
POZOS 12-Nov-15| 19-Sep-16| 24-Sep-16 18-Nov-16| 18-MNov-16| 31-Dic-16 43 18-Mov-16| 08-Dic-16
POZOE 08-Dic-16| 16-0ct-17| 21-Oct-17 15-Dic-17| 15-Dic-17| 31-Dic-17 16 15-Dic-17| 04-Ene-18
PERFORACION TERMINACION DiAS DE PRODUCCION MOV, EQUIPOS
EQUIPOZ NICIO FIMAL NICIO FINAL NICIO NICIO FINAL
POZO7 18-5ep-11|  26-Jul-12| 31-Jul-12 24-5ep-12| 24-Sep-12| 31-Dic-12 a8 24-Sep-12| 14-Oct-12
BOZOSR 14-Oct-12| 22-Ago-13| 27-Ago-13 21-Oct-13| 21-Oct-13| 31-Dic-13 71 21-Oct-13| 10-Mov-13
BOZO 10-Nov-13| 18-Sep-14| 23-Sep-14 17-Nov-14| 17-Nowv-14| 31-Dic-14 44 17-Mov-14| 07-Dic-14
POZO10 07-Dic-14| 15-Oct-15| 20-Oct-15 14-Dic-15| 14-Dic-15| 31-Dic-15 17 14-Dic-15| 03-Ene-16
POZO11 03-Ene-16| 10-Mov-16| 15-How-16 09-Ene-17| 08-Ene-17| 31-Dic-17 356 08-Ene-17| 28-Ene-17
POZO12 20-Ene-17| 07-Dic-17| 12-Dic-17 05-Feb-18| 05-Feb-18| 31-Dic-18 329 05-Feb-18| 25-Feb-18
BOZOL3 25-Feb-18| 03-Ene-18| 08-Ene-18 04-Mar-18| 04-Mar-18| 31-Dic-18 302 04-Mar-18| 24-Mar-19
PERFORACION TERMINACION DIAS DE PRODUCCION MOV, EQUIPOS
EQUIPO3 NICIO FINAL NICIO FINAL NICIO NICIO FINAL
POZO14 13-Ene-12| 20-Mov-12| 25-Now-12 15-Ene-13| 19-Ene-13| 31-Dic-13 346 19-Ene-13| 08-Feb-13
POZOLS D8-Feb-13| 17-Dic-13| 22-Dic-13 15-Feb-14| 15-Feb-14| 31-Dic-14 319 15-Feb-14| 07-Mar-14
POZOLE 07-Mar-14| 13-Ene-15| 18-Ene-15 14-Mar-15| 14-Mar-15| 31-Dic-15 282 14-Mar-15| 03-Akr-15
POZOL7 03-Akr-15| Do-Feb-16| 14-Feb-16 09-Akr-16| Do-Abr-16| 31-Dic-16 266 02-Abr-16| 28-Abr-16

V.2.3. Pronéstico de produccion.

En cuanto a los dias de produccién de cada pozo, se piensa que se cierra al 31 de diciembre de su
afio correspondiente, pero no es asi y asumimos, en teoria, que el pozo sigue produciendo los dias
gue tiene el afio 2013 y los venideros.

Se recuerda que es un proyecto nuevo de desarrollo de campos y se esta proyectando su
produccidn, no tenemos historia del yacimiento, ni modelo estatico ni dindmico y aun teniéndolos
seria una proyeccion, solo que mas tangible.

Se multiplica la produccidn del promedio dia del pozo de referencia que ya esté produciendo al
momento de terminar el pozo en cuestion, por ya incluir esta cifra la declinacién del promedio
anual diario; por ejemplo el pozo descubridor da 21.492 MBLD en 2012, este valor se multiplicara
por los dias que fluyo el pozo 1 a partir de la fecha de finalizar su terminacion hasta fin de afo
(3-Agosto-12 al 31-Diciembre-2012) y su resultado debe dividirse entre el nimero de dias del afo
(365 0 366) para obtener el promedio anual diario de produccidn, lo anterior es debido a que
cuando tengamos el prondstico de produccion total este dato servira para calcular el promedio de
ingresos y poder evaluar la rentabilidad del proyecto, afio a afio hasta al 2021. De la misma
manera se realizard lo mismo con 16 pozos restantes.

Asi se obtuvo la siguiente produccién total de BPCE (BARRILES DE PETROLEO CRUDO
EQUIVALENTE) de los 17 pozos desarrollo y el pozo exploratorio:

PRODUCCION TOTAL DE LOS 3 EQUIPOS Y EL POZO EXPLORATORIO

Afi0S 2020 2021 | TOTAL (2004-2021)

Np MIMEBL 2 372.09

Gp MIMPc 4 9 7.3 7 3 3 319,878.70

Gp MMEPCE 1.03 7.97 68.73
PRODUCCION TOTAL ANUAL MMEPCE 9.59 74.29 640.82

V.2.4. Reserva remanente y tiempo de recuperacién.
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Es el volumen de hidrocarburos medido a condiciones atmosféricas, que queda por producirse
econémicamente de un yacimiento a determinada fecha, con las técnicas de explotacion
aplicables. En otra forma, es la diferencia entre la reserva original y la produccién acumulada de
hidrocarburos en una fecha especifica. De igual manera es de suma importancia determinar el
tiempo que nos tomard, de acuerdo con nuestros prondsticos de produccidn, recuperar todo lo
gue nos sobre de reserva remanente en nuestro yacimiento en funcién al ritmo de explotacién.

RESERVA REMANENTE

PRODUCCION TOTAL DELOS 3 EQUIPOS Y EL POZ0 DESCUBRIDOR 540.82 [MMBPRCE |

Reserva Recuperable 1,241.85 |MMBEFRCE

RESERVA REMAMEMNTE 501.13 |MMBPCE

TIEMPO DE RECUPERACION DE LA RESERVA REMANENTE = [Reserva Remanente) / (Produccion total ultimo afio de explotacican) | g.2|aflos

V.2.5. Evaluacidn econdémica.
La evaluacién econdmica se realizara con los siguientes indicadores:

:

Datos OPERACION ¥ MANTEMIMINETO 5.2 0IxB
FRECIO DEL ACEITE 104 OLKE TRANSPORTE 1.80 DIxEB
PRECIO DEL GAS 21 OL X MPs TASA IMPOSITIVA 60%

FaRIDAD 131 PESOS < DOLAR TASA DE DESCUENTO 11%

V.2.5.1. Flujo de efectivo.
El primer concepto que se debera abordar es el flujo de efectivo, el cual se compone por los
ingresos debidos a la produccion de hidrocarburos y el costo que genera producir estos mismos.

AflOS 2004 2005 2020 2021 | TOTAL (2004-2021)
MMEBL - - 66.32 60.62 372.087
GAS MNP - - ] 319,878.695
INGRESOS Mp MIMDL > 3 > 59,497.016
INGRESOS Mp MMDP 3 3 3 779,410,914
INGRESOS Gp MMDL 3 3 3 2,591.017
INGRESOS Gp MMDP 3 3 3 33,942.328
TOTAL INGRESOS MMDL X ANO 3 3 5 5 62,088.034
TOTAL INGRESOS MMDP X ARC 3 3 5 5 813,353.243

V.2.5.2. Costos por Operacién y Mantenimiento.

» Costos por Operacion.

Costo por mover un barril desde el yacimiento a las instalaciones.

» Costos por Transporte.

Costo por mover un barril desde las instalaciones a entradas de almacenamiento y terminales.

ANOS 2004 2005 2020 2021) TOTAL (2004-2021)
MMDL 5 5 $ 526.683 | & 481393 | § 4,543.405
MMDP 5 5 $ 6899551 |5 6306245 |85 59,518.599

V.2.5.3. Los costos por impuestos.

Estos costos estaran determinados por la tasa impositiva respecto a los ingresos totales obtenidos.

ARIOS 2004 2005 2020 2021)] TOTAL {2004-2021)
TOTAL INGRESOS MMDL X ARIO = = 5 - 1[8 62,088.034
TOTAL INGRESOS MMDP X ARC 3 3 3 5 813,353.243
COSTO POR IMPUESTO 602 MMDL X AflQ 5 $ $ 5 37,252.820
COSTO POR IMPUESTO 60% MMDP X ARlD 5 5 5 5 438,011.946

V.2.5.4. Inversiones Estratégica y Operacional.
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Los egresos de fondos o inversiones fueron las siguientes:

TOTAL (2004-2021) MANTENIMENTD & POZOS 5 2,158.494 |
5 1,458.013 FARMTEMIMIEMT O A INST ALACIONES 5 1,282.279
5 397560 MAMTEMMIENTO & DUCTOS s 804.000
5 20,043.000 MANT. INFRAESTRUCTURS DE LA PERFORACION | | § 70.563
s 1,921,680 DESARROLLO TECHOLAGICD i 37.839
CAPACITACION : 4.487
5 ST SEGURIDAD INOUSTRIAL 5 32.493
5 800.000 FABNT. SEGURIDAD INDUSTRIAL s 50.014
5 1,016.000 FROTECCION ECOLOGICA 5 180.380
$ 1,063.000 MANT. PROTECCIAN ECOLAGICA 3 51.634
s 1,970.654 ADMIMISTRACION 5 73.848
Bl 5 1,250.774 GESTION DE ACTIVOS i 84.191
E ACION DE POZOS 5 4,612.247 SERVICIOS GENERALES 5 106.147

Los precios para cada uno de los elementos en ambas inversiones fueron estipulados de manera
aproximada solo para el desarrollo y bajo las condiciones de nuestro ejemplo.

V.2.5.5. Depreciacion.

En la inversidn estratégica se depreciaran todas las unidades excepto los estudios exploratorios,
mientras que de la inversidn operacional se deprecié todas las unidades excepto los
mantenimientos. Al obtener los totales anuales afio a afo, de dichas unidades a depreciar, se
divide entre los afios a los cuales se piensa llevar a cabo la depreciacidn en este caso fueron 20
afios y se proyectan hasta al afio de estudio de nuestra evaluacion (2004-2021) y al final se
obtienen los mismos totales afo a afio de las proyecciones al depreciar. Los resultados fueron los
siguientes:

DEPRECIACION ARO 2004 2005| | TOTAL (2004-2021)
MMDP 5 0.610 | & 1299 ([ & 13.890.000
MIMDL $ 0.047 | 5 0.099 || 5 1.060.305

Los ingresos incluyen el valor de la produccién o ventas, el valor de rescate de los activos y los
egresos incluyen todos los costos asociados al proyecto, y por supuesto las inversiones necesarias
para el desarrollo de estudios, la perforacién de pozos y la infraestructura necesaria.

V.2.5.6. Método del Valor Presente Neto, VPN.

El método del valor presente es uno de los criterios econdmicos mas ampliamente utilizados en la
evaluacidon de proyectos de inversion.

Consiste en determinar la equivalencia en el tiempo cero de los flujos de efectivo futuros que
genera un proyecto y comparar esta equivalencia con el desembolso inicial.

S St
VPN =S, + ).t —— .. (52
I aror 2
VPN = Valor presente neto n = Numero de periodos de vida del proyecto
Sp = Inversion inicial i = Tasa de descuento

St = Flujo de efectivo neto del periodo t

*Si el VPN > 0 el proyecto es rentable (Se esperan ganancias).

Si el VPN =0 el proyecto no gana pero tampoco pierde. (Al menos se recupera el capital invertido
y el correspondiente a la tasa empleada).

*Si el VPN < 0 el proyecto no es rentable (Se esperan pérdidas).
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La tasa de descuento es una tasa interbancaria, es un porcentaje del valor del dinero de los activos
de una empresay estd en funcién de estos mismos activos y pasivos de la empresa. Cabe
mencionar que una evaluacién financiera, utilizando el método del valor presente neto, puede
realizarse sin incluir impuestos como también incluyendo impuestos al realizar el flujo de efectivo.

V.2.5.7. indice de utilidad

Es importante mencionar que otro criterio discriminante es el analisis de la razon VPN / VPI.
En donde el VPI es el valor presente de la inversién. Esta razén nos indica cual es la utilidad por
cada unidad monetaria invertida.

V.2.5.8. Tasa Interna de Retorno, TIR.

Es el porcentaje que logramos recibir por cada unidad de dinero invertido, es un indicador
importante para la evaluacién de proyectos de inversidon, matematicamente cosiste en igualar a
cero todos los flujos de efectivo correspondientes a sus periodos y obtener el VPN al resolver la
funcidn polinomial deducida.

_ ©on VPN
TR = 21 fom

... (5.3)

La evaluacién de nuestro proyecto fue la siguiente:

Aflo 2004 2005 2020 2021| TOTAL [2004-2021) |
FLUJO EFECTIVO MMDL -2.649 -53.641 6623.093 6033.880
FLUIC EFECTIVO DESCONTADO VPN MMDL -5.499 -10.550 2589.131 2125.039| § 27,114,512 |
FLUJO EFECTIVO DESCONTADO ACUMULADO |MMDL -53.499 -16.050 24989.473 27114512
VPI MMDL 5.499 10.550 18.558 22.286| & 4,333.?33'
INDICE DE UTILIDAD WPN/VPI 6.249
TIR 100%
Aflg 2004 2005 2020 2021| TOTAL (2004-2021) |
FLUJO EFECTIVO MIMDL -2.602 -5.542 2438.798 2220.967
FLUJC EFECTIVO DESCONTADO VPN MIMDL -5.402 -10.365 953.386 782.190| § 7,331.199 |
FLUJC EFECTIVO DESCONTADC ACUMULADO |MMDL -5.402 -15.767 £549.009 7331.199
VPRI MIMDL 5.499 10.550 18.558 22.286| & 4,333.?'33|
INDICE DE UTILIDAD VPN/VFI 1.690
TIR 55%
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Figura 67. Comparacion de graficos de VPN con y sin impuestos del proyecto petrolero.

Como conclusién en la evaluacidn de nuestro proyecto petrolero, se puede ver en la figura 67, que
el VPN total sin impuestos llegd a ser de 27,114.512 MMDL lo cual resulta rentable
econdmicamente pero al realizar nuestra evaluacidon econdmica con impuestos nos arroja un VPN
total de 7,331.199 MMDL, es decir menos del 50%, sin embargo nuestro proyecto y aun a pesar de
esa gran diferencia aun sigue siendo rentable.

V.3. Evaluacidn econdmica considerando solo el pozo exploratorio.
A continuacion se presenta el desarrollo de campo y evaluacién econémica considerando solo el

pozo exploratorio asumiendo las mismas condiciones iniciales, para que mas adelante se compare
el mismo desarrollo pero suponiendo un fracturamiento hidraulico en el mismo pozo exploratorio.
Conociendo el prondstico de produccidn anual, los elementos para realizar la evaluacion
econdmica, considerando solo la vida operativa del pozo exploratorio sin fracturamiento
hidraulico, fueron los siguientes:

Producciones del pozo exploratorio.

PRODUCCION AMNUAL POZO EXPLORATORIO |
Aflos 2004 2020 2021 TOTAL (2004-2021)
PRODUCCION INICIAL DE ACEITE ANUAL MELD 11.136 10.202 180.657
PRODUCCION PROMEDIO ACEITE MEBLD 0 10.663 9.768 172.930
Np MMEL - 3.903 3.566 63.189
PRODUCCION INICIAL DE GAS ANUAL MMPcD 6.226 5.703 100.9397
PRODUCCION PROMEDIO GAS MIMPcD 0 5.963 5.4683 96.733
Gp MMPc - 2,182.375 1,993.850 35,334.039
Gp MMEPCE - 0.468 0.428 7.592
PRODUCCION TOTAL MMEPCE 0.000 4372 3.994 70.781
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Ingresos por produccidn.

AROS 2004 2005 2021 | TOTAL (2004-2021)
MMEBL - 63.189
GAS MMPc 35,334.039
INGRESOS Mp MMDL 5 5 5 5 6,571.615
INGRESOS Mp MMDP 5 5 5 5 86,088.162
INGRESOS Gp MMDL 5 5 5 5 286.206
INGRESOS Gp MMDP 5 5 5 5 3,749,205
TOTAL INGRESOS MMDL X AHO 5 5 5 5 £,857.821
TOTAL INGRESOS MMDP X AFIO 5 5 5 5 89,837.457
Total de Costos por Operacién & Mantenimiento y Costos por Transporte.
TOTAL COSTOS AROS 2004 2005 2021| TOTAL (2004-2021)
COSTOS TOTALES MMDL 5 5 - 5 28318 | & 501.836
COSTOS TOTALES MIMDP 5 5 5 k3 6,574.050
Costos por impuestos.
COSTOS X IMPUESTOS
ARlOS 2004 2005 2021 TOTAL {2004-2021)
TOTAL INGRESOS MMDL X AflO 5 5 - 5 T8 5,857.821
TOTAL INGRESOS MMDP X ANO 5 5 5 0]s 89,837.457
COSTO POR IMPUESTO 602 MMDL X AfO 5 5 5 232186 | § 4,114,693
COSTO POR IMPUESTO 60% MMDP X ARl 5 5 5 3041640 | & 53,802.474
Inversion Estratégica y Operacional.
INVERSION ESTRATEGICA SMIMPESOS INVERSION OPERACIONAL SMMPESOS |
TOTAL
5 119.916
H 1,458.013 5 5.528
5 997.560 3 37.839
o SY PERAS 5 106.350 5 4,487
TERMINACION DE POZOS § 287.567 5 32493
§ 50.014
5 130,380
] 51.634
] 73.843
CTIV 5 24.191
SERVICIOS GEMERALES 5 106.147
Depreciacién.
ARO 2004 2005 2020 2021| TOTAL
DEPRECIACION MNDP ] 0.610 | § 1.299 93.404 | § 95543 | 5 1,010,932
MMDL 5 0.047 | & 0.093 7.130 | & 7.293 | & 77.170
Evaluacién econémica sin impuestos.
EVALUACION ECONOMICA SIN IMPUESTOS |
AflD 2004 2005 2020 2021| TOTAL (2004-2021)
FLUJO EFECTIVO MMDL -1.717 -4,589 386.617 351.845
FLUJO EFECTIVO DESCOMNTADO VPM MMDL -3.566 -8.584 151,138 123.914| 5 4,024,884
FLUJO EFECTIVO DESCONTADO ACUMULADO  |MMDL -3.566 -12.150 3900.970 4024.884
VPRI MMDL 3.566 8.584 2.328 2.400| & 312.756
INDICE DE UTILIDAD VPHM/VPI 12.869
TIR 90%
Evaluacién econémica con impuestos.
EVALUACION ECONOMICA CON IMPUESTOS PERIODO 7 6 9 10
ARO 2004 2005 2020 2021 | TOTAL {2004-2021) |
FLUJO EFECTIVD MMDL -1.671 -4.490 139.606 126.952
FLUJO EFECTIVO DESCONTADC VPN MMDL -3.469 -8.399 54.576 44.711| § 1,267.094 |
FLUJO EFECTIVO DESCOMNTADO ACUMULADD  |MMDL -3.469 -11.868 1222.384 1267.094
VPRI MMDL 3.566 8.584 2.328 2.400| & 312.756|
INDICE DE UTILIDAD VPMN/VPI 4.051
TIR 55%
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V.4. Disefio y aplicacion del fracturamiento hidraulico en el pozo exploratorio.

Ahora se realizard el disefio y la evaluacidn econémica aplicando un fracturamiento hidraulico en
el mismo pozo exploratorio a inicio del afio 2014, considerando los siguientes datos:

Ancho fractura (W) 0.1 in
Capacidad fractura 300 md-ft
Precio aceite $104.00 | DI
Tasa interés anual 11%
Costo extraccion durante vida
del pozo sin fracturar $4.36 SMM/mes
Costo extraccién durante vida
del pozo fracturado $5.25 SMM/mes
Costo de aditivo para pérdida
de fluido, por bl $0.25 SDL/BI
Costo por agente apuntalante,
por bl 0.016 SDL/BI
Fluido fracturante:
3cp mezcla arena-aceite, con
agente de pérdida de fluido
y densidad de : 8.04 Ib/gal
Concentracién de aditivo de
pérdida de fluido 4 Ib/BI
Gradiente de presion, fluido
fracturante. 0.15 psi/ft

ft/ min?
Coeficiente de fractura del 0.0078

fluido. (C)

PRODUCCION INICIAL

EN 2014 SIN FRACTURAR 18.837 MBLD
INCREMENTO EN

PRODUCCION INICIAL EN 2014

FRACTURANDO 23.500 MBLD
Np (2014-2021) SIN

FRACTURAMIENTO 39.573 MMBL
Np (2014-2021) CON

FRACTURAMIENTO 44.866 MMBL
Gasto abandonamiento 9.346 MBLD
Psw 3983 psi
Permeabilidad, k 1.50 md
Espesor, h 492,126 | ft

Tr 6.5 in
Profundidad pozo 7217.85 | ft
Concentracioén

arena apuntalante 15 Ib/gal
Presién para fractura 4483 psi
Tasa inyeccién

para extension de fractura 44 BL/min

El primer objetivo serd calcular la ganancia que se generara por el incremento de produccién en el

cual supondremos un incremento de 18.837 MBLD a 23.5 MBLD debido al fracturamiento

hidraulico a partir del afio 2014 hasta al afio 2021.
Para conocer nuestros cambios de producciones primero se calcularan los factores de declinacién

con la siguiente expresion:

_ 4a—qo0
Np Np

... (5.4); q, es el gasto de abandono y q, es el gasto inical.

El tiempo total de vida operativa del pozo sin estimulacion se calcula de la siguiente manera.

Ln(g—g)

mt .y —
't_abs(m)'

q = qo€

.. (5.5)

Para el pozo productor sin estimulacion se tiene el siguiente factor de declinacion y tiempo de vida

operativa:

Abs |m|
39.573 MMBL
L (18.837 MBLD

t =
2.40E-04

_(9.346—-18.837)MBLD

MBLD) = 2922.3 dias = 8.0 afios

= 2.40E — 04 dia™?!
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A causa del fracturamiento se presentard un incremento en la reserva recuperable 2P y por
consiguiente tendremos un cambio en los factores de declinacién y tiempo de vida operativa:

Abs(m) = S BIMELD _ 3565 — 04 dia~!

23.5 MBLD
znf

£MBLD) = 2577.9 dias = 7.1 afios

t =
3.58E—-04

Con estos resultados podemos observar y comprobar que mediante esta estimulacién podemos
recuperar en menor tiempo un determinado volumen de reserva. Ya que para el pozo sin
estimulacion le tomaria 9.7 afos en conseguir la misma reserva 2P.

4o = (44.866MMBL)(2.40E — 04 dia™') + (18.837MBLD) = 8.076 MBLD

8.076 MBLD

18.837 MBLD
)
tiempo = 5 40E—04 dia~1!

= 9.7 afios

Para saber este incremento de reserva 2P lo obtenemos suponiendo que el tiempo de produccidn
del pozo, aplicandole el fracturamiento hidraulico, lo extendemos al mismo tiempo de produccién
a que si no tuviera la estimulacién, es decir los 2922 dias a partir del inicio del afio 2014, en donde

los célculos son los siguientes:

23.5 MBLD

Abs(m) = ln("‘m—mf“}) =3.155E — 04 dia~!
2922 dias

(24.5-18.837)MBLD
NP2004-2013 = " porerang = 046343 MMBL

23.5-9.353)MBLD
Np2o14-2021 = W =122.849 MMBL

Np2004__2021 = 187.476 MMBL

PRODUCCION ANUAL POZO EXPLORATORIO 7
ANOS 2004 2005 2021(TOTAL (2004-2021)
PRODUCCION INICIAL DE ACEITE ANUAL MELD 0 0 197.558
PRODUCCION PROMEDIO ACEITE MELD o 0 187.484
Np MMEBL - 68.482
PRODUCCION INICIAL DE GAS ANUAL MMPcD 110.446
PRODUCCION PROMEDIO GAS MMPcD o 0 104.814
Gp MMPc - - 2,2 2 37,440.262
Gp MMEBPCE - - 8.045
PRODUCCION TOTAL MMBPCE 0.000 0.000 4.560 75.009

Con esto vemos que mediante el fracturamiento hidraulico la reserva 2P incrementé de 63.189
MMBL a 68.482 MMBL es decir un 8.38% a partir del afio 2004 hasta al afio 2021.

El incremento del valor presente puntual al comparar los ingresos de este pozo productor con
estimulacion y sin la estimulacion, considerando el incremento de N,, a 44.866 MMBL, es el

siguiente:

Para el pozo sin estimulacién se tiene el siguiente PW (Present Worth):

0.11

(525 )($104)(18.837MBLD) 142.40E—4 D~1.3531D
PW = ($104)(44.866 MMBL) — 255 ——eo—[1 - 22050 20 | = $2520.72 MMDL
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Para el mismo pozo aplicando el fracturamiento hidraulico se tiene el siguiente PW:

0.11
—)($104)(18-837MBLD) [ 1+3.1550E—4 D~1.2922D

PW = ($104)(44.866 MMBL) — 35 =" — - s b p-Taenn) | = $2923.07 MMDL

El incremento de PW del pozo al estimularlo es de $393.35 MMDL.

El cdlculo de los ahorros por costo de extraccidn es el siguiente:

Para el pozo sin estimulacion se tiene:
MMDL ) ( mes
30.41 dias

Costo por extraccion = ($4.36 )(3531 dias) = $505.83 MMDL

mes
Para el pozo con fracturamiento hidraulico:

MMDL mes . _
) (30_41 dl,as) (2922 dias) = $504.8 MMDL

Costo por extraccion = ($5.25 .

El ahorro total por costos de extraccion es de $1.02 MMDL.
El interés ahorrado sobre el dinero adicional que pudo haber sido gastado es el siguiente:

Para el pozo sin estimulacidn se tiene:
Ic = (0.5)(0.11/anual)(12 meses/aiio)($4.36 MMDL /mes)(3531 dias/365dias) = $269.13 MMDL

Para el pozo con fracturamiento hidraulico:
Ic = (0.5)(0.11/anual)(12 meses/aiio)($5.25 MMDL /mes) (2922 dias/365dias) = $222.29 MMDL

El interés total ahorrado es de $46.85 MMDL.

El total de ahorros debido al incremento del gasto inicial del pozo de 18.837 MBLD a 23.5 MBLD es
la suma de los ahorros individuales, el cual es de $441, 224,806.20 DL.

A continuacion se llevara a cabo el disefio del fracturamiento hidraulico.

Para el calculo del radio de fractura para obtener una produccién de 23.5 MBLD se establece la
siguiente ecuacién presentada por Muskat donde se presenta el incremento en los gatos de
produccidn en funcidn de las dimensiones de la fractura:

Filog Te k
S G2) Fe =L ..(5.6)
4o log(é)+ Fi 10g<:—;> €

El cdlculo de ks (permeabilidad de fractura) se dara mediante la siguiente ecuacion:

_ (1.5md)(492 ft)+ 300 md—ft
- 492 ft

ks =2.11md ... (5.7)

Para conocer el radio de fractura 7, se realizé en Excel una solucién numérica (Newton Raphson
de primer orden) a la ecuacion de Muskat para determinar 7y, el cual sera el radio de fractura
requerido para producir 23.5 MBLD con las condiciones asumidas.

El método Newton Raphson de primer orden consiste en obtener la primera derivada matematica
de la funcidn original, tanto para la funcion original como en la primera derivada se evalua el
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primer valor propuesto de 75 y para obtener un nuevo valor de 7y mas cercano a la solucion de la
funcién original de manera que converja a cero se plantean las siguientes expresiones:

7R Gr) ~Y (5.8

1 AT Te qo0

f(re) = k—lelog (:—;) % _Liog (r—f) - kielog (:—;) .. (5.9)

ar  kr Tw

oy 1 1
f(rf)_%_rfkf

...(5.10)

NR1° orden — Tl =17~ f(rf)/f'(rf) .. (5.11)

El radio de fractura requerido para producir 23.5 MBLD es de 99.6 ft.

Usando como parametro las relaciones de gasto de produccién inicial del pozo estimulado con
respecto al pozo no estimulado, se preparan graficos de dimensidn de la fractura vs razén gasto de
produccidn (figura 68) y vs total de ahorros (figura 69) debido a la estimulacion.
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ke=1.5 md, pe=3982.5 psi

B0
radio de fractura, rf

Figura 68. Efecto de radio de fractura sobre razén de produccion.
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CURVA (Il} INCREMENTO DE PW AL FRACTURAR EL
POZODE 18.837 MBLD

CURVA (1) AHORRO POR GASTOS DE OPERACION
GRACIAS AL FRACTURAMIENTO

CURWVA (), {+II) AHORRO TOTAL AL DEBIDO AL
FRACTURAMIENTO DEL POZO DE 18.837 MBLD
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RAZOM GASTO DE PRODUCCION, qf/q18.8 MBLD
Figura 69. Efecto del la fractura sobre ahorros relativos del pozo en estudio.

El inicio del calculo de los costos requeridos para realizar el fracturamiento bajo las condiciones
establecidas se comienza con determinar el volumen éptimo de fluido fracturante.

Con la siguiente ecuacion, conociendo el 75 y la tasa de bombeo (44 Bl/min) se puede determinar,
en funcién del tiempo de bombeo, el volumen dptimo para realizar el radio de fractura requerido.

A= e erfe @+ 2@ —1] .. (5.12)
_2cVnte
W

2
iw zcv"t| 20VITEY | 4CVE
T'f = E e[ w . erfc (T) + 7— 1] .. (5.13)

Por lo que a una tasa de bombeo de 44 Bl/min y bajo las propiedades del fluido fracturante,
3cp mezcla arena-aceite, con agente de pérdida de fluido, coeficiente de fractura del fluido

C=0.0078 ft / minY/? y ancho de fractura W=0.1 in, el volumen de fluido fracturante para obtener
un 1y de 99.6 ft es de 20,808.00 gal.

Después se procede a realizar los cdlculos de costos de aditivos para la preparacion de
20,808.00 gal de fluido fractlrate a una tasa de bombeo de 44 Bl/min.

Costo aditivo para pérdida de fluido = 20,808.00 gal (O'ZSDZ) (ﬂ) = $495.43 DI

42 gal/Bl b Bl
1.51b\ (0.016 Dl
Costo por agente apuntalante = 20,808.00 gal (W) (T) = $499.39 DI
Total de costo por fluido fracturante = $994.32 DI
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Calculos de presiones que intervienen en el costo por bombeo a una tasa de 44 Bl/min.

5 a- 3
Presion estatica fluido fracturante = (7217.85 ft) (8'04 lb/yal) (6“3 Wi ) = 3015.29 psi

8.33lb/gal 144 in2 /ft?

8.041b/gal

8.33 lb/gal) (0.15 psi/ft) = 1044.48 psi

Presion contra pérdida por friccion = (7217.85 ft) (

Presién de bombeo = (4483 — 3015.29 + 1044.48)psi = 2512.249 psi

Dos camiones de bombeo son requeridos para inyectar el fluido fracturante a 44 Bl/min a
2512.249 psi, por lo que el costo total de camiones de bombeo sera de $800 DI, a parte de este
costo se realiza el cdlculo del costo del Hydraulic horsepower (hhp) requerido para camiones de
bombeo con la siguiente ecuacién, considerando que cada HHP tiene un costo de $1 DL por cada
hora.

Tasa inyeccion (mB—Lln> - Presién de bombeo (psi)

HHP = . (5.14)

40.8

__ (44 Bl/min)(2512.249 psi)
a 40.8

HHP = 2709.29 hhp

Bajo los siguientes costos que se involucran en la presién de bombeo, tasa de bombeo y tanques
de almacenamiento se realizard el listado del costo total por el tratamiento:

Costo por camién de bombeo, c/u $DI $400.00

Renta tanques de
Costo de equipos mezcla de arena almacenamiento, c/u $DI
0-12 bbl/min $100.00 Tanque de 250 bbl $100.00
13 — 25 bbl/min $125.00 Tanque de 500 bbl $125.00
26 — 40 bbl/min $200.00
41 - 70 bbl/min $250.00

El desglose del costo total por el tratamiento de fracturamiento hidraulico es el siguiente donde
ademas se incluyen registros, pruebas y herramientas adicionales que se realizan generalmente en
una operacion de fracturamiento hidraulico.

Fluido fracturante = $994.32 DL
Camiones de bombeo = $800.00 DL
Equipo mezcladora de arena = $250.00 DL
Renta por tranques de almacenamiento = $125.00 DL
Costo por HHP = $2709.29 DL
Registro de cementaciony DSI = $40000.00 DL
Prueba restauraciéon de presion B'up = $5000.00 DL
Empaque RBP = $1500.00 DL
Sarta de fractura = $15000.00 DL
COSTO TOTAL POR ELTRATAMIENTO = $66379.11 DL

Una vez determinado el costo total que generard el fracturamiento hidraulico se podra calcular la
ganancia neta que traerd este mismo tratamiento.
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La ganancia neta derivada de aumentar el gasto de produccion al fracturar nuestro pozo con

produccion de 18.837 MBLD a 23.5 MBLD es la diferencia entre el ahorro total y el costo total por
el tratamiento ($441, 224,806.20 — $66,379.11) DL = $441,158,427.09 ; DL = $441.158 MMDL.

V.5. Evaluacion econdmica solo del pozo exploratorio con fracturamiento hidraulico.

A continuacion se realizara la evaluacién econdmica en el desarrollo de campo, suponiendo el
fracturamiento hidraulico a nuestro pozo exploratorio, disefiado anteriormente, considerando las
mismas propiedades petrofisicas, propiedades de los fluidos, estado mecanico del pozoy

producciones iniciales.

Conociendo el prondstico de produccidn del 2011 al 2013 y aumentando esta misma produccion a
partir de inicios del 2014 por la estimulacion, los elementos para realizar la evaluacién econdmica,

fueron los siguientes:

Producciones del pozo exploratorio.
PRODUCCION ANUAL POZO EXPLORATORIO 0 7 8
ANOS 2021|TOTAL {2004-2021)
PRODUCCION INICIAL DE ACEITE ANUAL MBLD 10.454 197.558
PRODUCCION PROMEDIO ACEITE MBLD 9.913 187.484
Np MMBL 3.61 68.482
PRODUCCION INICIAL DE GAS ANUAL MMPcD 110.446
PRODUCCION PROMEDIO GAS MMPcD 104.814
Gp MMPc 4 37,440.262
Gp MMBPCE 8.045
PRODUCCION TOTAL MMBPCE 75.009
Ingresos por produccién.
AROs 2017 2018 2020 2021|TOTAL (2004-2021)
MMEBL 5.7 5.11 07 2 68.482
GAS MMPc 3 37,440.262

INGRESOS Np MMDL ] £ S5 £ ] S 7,122.120
INGRESOS Np MNMDP S 1 S S 8,791.30 | S S S 93,299.770
INGRESOS Gp MMDL S S S 29.22 [ S S S 303.266
INGRESOS Gp MNMDP S 390.65 | S 428.34 | 5 382.79 | S 340.22 | S 303.21 | S S 3,972.786

TOTAL INGRESOS MMDL X ANO ‘ S 872.430 | 5 783.646 | 5 700.312 | 5 622426 | S 554.717 | § 494.373 | S 441802 | 5  392.666 | § 7,425.386
TOTAL INGRESOS MMDP X ANO ‘ $11,428.827 | § 10,265.756 | 5 9,174.091 | § 8,153.774 | 57,266.789 | $6,476.292 | §5,787.600 | 5 5,143.919 [ § 97,272.556
Costos por Operacidon & Mantenimiento y Costos por Transporte.

TOTAL COSTOS ARIOS 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021| TOTAL {2004-2021)
COSTOS TOTALES MMDL S 630528 57344 |8 51246 |§ 455475 40592 | S 36176 | S 32329 |5 28734 | § 542,574
COSTOS TOTALES MMDP S 825979 |5 75L.207 |$ 671324 | S 596.661 | & 531755 | S 473.909 | § 423514 | § 376412 | § 7,107.721

Costos por impuestos.
COSTOS X IMPUESTOS
ANOS 2014 2015 2016 2017 2019 2021| TOTAL {2004-2021)
TOTAL INGRESOS MMDL X ANO S 8724305 S 700312 |5 622426 S 494.373 | § S 392.666 | § 7,425.386
TOTAL INGRESOS MMDP X ANO 511,428.827 | 5 10,265.756 | 5 9,174.091 | 5 8,153.774 | 57, 789 | 56,476.292 | $5,787.600 | $ 5,143.919 | § 97,272.556
COSTO POR IMPUESTO 60% MMDL X ANO S 523458 |5 470187 |5 420187 |5 373455 | S 332.830 | 5 296.624 | 5 265.081 |5 235599 | § 4,455.232
COSTO PORIMPUESTO 60% MMDP X ANO S 6,857.296 | 5 6,159.454 | 5 5,504.455 | 5 4,892.265 | $4,360.073 | 53,885.775 | 53,472.560 | 5 3,086.352 | § 58,363,534
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Inversidn estratégica y operacional.

El desglose del costo total requerido para la estimulacidn de fracturamiento hidraulico se adiciona
en la inversion estratégica en el aio 2014, la inversion operacional sigue siendo la misma que se
planteo cuando se tenia el pozo sin estimulacion.

INVERSION ESTRATEGICA $MMPESOS
TOTAL
5 0.524
3 0.066
$ 0.020
SARTA DE FRACTURA $ 0.197
COSTO TOTAL FLUIDO TRATAMIENTO I3 0.013
COSTO POR CAMIONES DE BOMBEO I3 (s 0.010
R EQUIPO MEZCLADORA DEARENA 19| § 0.003
5 0.035
ES DE ALMACENAMIENTOLZ | § 0.002
$ 1,458.013
PLORATORIA $ 997.560
5 106.350
TERMINACION DE POZOS s 287.567

Depreciacién.

INVERSION OPERACIONAL $MMPESQS

119.916

5.528

37.839

4.487

32493

50.014

180.380

3l.634

73.848

84.191

VICIOS GENERALES

|| ||| e || v e [ | o

106.147

En la parte de la depreciacidn, en la inversidn estratégica, el costo por el fluido de tratamiento,

costo de camiones de bombeo, costo por equipos mezcladora de arena, costo por el HHP y por la
renta de tanques de almacenamiento seran datos adicionales a la depreciacién.
En la inversién operacional se deprecio todas las unidades excepto los mantenimientos como se

hizo anteriormente.

ANO 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021| TOTAL
DEPRECIACION MMDP $¢ 81802 (% 83788 85606 | § 87575 | ¢ 80.462 | $ 01388 (S 03411 | § 05540 (& 1,010.980
MMDL $ 6.244 | § 6.396 6542 | § 6.685 |5 6.820(|$§ 6.976 (% 7.131|5  7.200 5§ 77.174
.. .. ..
Evaluacion econémica sin im ues.to_s.
EVALUACION ECONOMICA SIN IMPUESTOS |
PERIODO 3 4 5 6 7 8 9 10
ARO 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021| TOTAL (2004-2021)
FLUWO EFECTIVO MMDL 805.854 722.415 644,627 572,254 509.139 452.792 403.517 357.118
FLUJO EFECTIVO DESCONTADO VPN MMDL 589.233 475.877 382.555 305.950 245,231 196,478 157.745 125.771| § 4,346.630
FLMO EFECTIVO DESCONTADO ACUMULADQ MMDL 2457.022 2932.899 3315.454| 3621.404| 3866.635 4063.114 4220.858| 4346.630
VPI MMDL 2.577 2.560 2.634 2.473 2.401 2.346 2.328 2.400( § 312.804
INDICE DE UTILIDAD VPN/VPI 13.896
TIR 91%
.. .. .
Evaluacion econdmica con Impuestos.
EVALUACION ECONOMICA CON IMPUESTOS|PERIODO 3 4 5 6 7 8 9 10
ANO 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021| TOTAL (2004-2021) ‘
FLUJO EFECTIVO MMDL 288.640| 258.624 230.982| 205.484 183.138| 163.144 145.567 128.812
FLUJO EFECTIVO DESCONTADO VPN MMDL 211.051 170.364 137.076 109.860| 88.210 70.792 56.906 45.366| § 1,380.897 ‘
FLUJO EFECTIVO DESCONTADO ACUMULADOMMDL 702.323 872.686| 1009.763 1119.623 1207.833 1278.625 1335.531 1380.897
VPI MMDL 2.577 2.560 2.634 2.473 2.401 2.346| 2.328| 2.400| § 312.804 ‘
INDICE DE UTILIDAD VPN/VPI 4.415
TIR 56%

Para observar graficamente la comparacion de la evaluacion econdmica en el desarrollo del campo
propuesto se presentan las siguientes graficas.
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Evaluacion econémica sin impuestos.

SIN FRACTURAR

CON FRACTURAR

397.092

Figura 70. Comparaciéon VPN anual sin impuestos para pozo con y sin fracturamiento.

Evaluacién econémica con impuestos.

SIN FRACTURAR

CON FRACTURAR

209366 211051

170.364

137.076

VPN, MMDL

56.906

Figura 71. Comparacién VPN anual con impuestos para pozo con y sin fracturamiento.
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Producciones promedio anuales.

g

CCION “PROMEDIO
SIN FRACTURAR

CON FRACTURAR 19.690
19.690

-
tn

N "PROMEDIO

PRODLICCION PROMEDIO ANUAL, MBLD
=

Figura 72. Comparacion prondstico de produccion promedio anual para pozo con y sin fracturamiento.

De los graficos 70 y 71 de los resultados finales obtenidos se tiene que en nuestro proyecto de
ingenieria petrolera considerando la inversidn, ingresos y costos considerando solo la produccién
de nuestro pozo exploratorio, los indicadores econdmicos sin impuestos fueron los siguientes:
VPN tuvo un total de $4024.884 MMDL, el indice de utilidad de 12.86 y con una TIR de 90%.

Estos mismos indicadores econémicos con impuestos fueron los siguientes:

VPN tuvo un total de $1267.094 MMDL, el indice de utilidad de 4.05 y con una TIR de 55%.

Pero si a este mismo pozo le aplicamos un fracturamiento hidraulico los indicadores econémicos
sin impuestos aumentan a los siguientes:

VPN aumenté a un total de $4346.63 MMDL, el indice de utilidad aumento a 13.896 y TIR total
aumento a un 91%.

Estos mismos indicadores econdmicos con impuestos fueron los siguientes:

VPN tuvo un total de $1380.897 MMDL, el indice de utilidad de 4.415 y con una TIR de 56%.

Y por ultimo si nuestro yacimiento propuesto lo desarrollamos calculando el nimero 6ptimo de
pozos los indicadores econdmicos sin impuestos fueron los siguientes:

VPN tuvo un total de $27114.512 MMDL, el Indice de utilidad de 6.24 y con una TIR del 100%.
Estos mismos indicadores econdmicos con impuestos fueron los siguientes:

VPN tuvo un total de $7331.199 MMDL, el indice de utilidad de 1.69 y con una TIR de 55%.
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CONCLUSIONES

Los fluidos base aceite estabilizados son disefiados por la necesidad de contar con fluidos de
fracturamiento para formaciones altamente sensibles a las soluciones acuosas, ademds no causan
dafio y el flujo de retorno es incorporado directamente a la produccidn pues el fluido
comunmente utilizado es el petrdleo crudo por facil disponibilidad y bajo costo.

La caracterizacion de fluidos fracturantes ayuda a descubrir si una nueva composicidn renueva un
sistema existente o si logra tener un desempefio similar a un costo menor, ademas permite
obtener datos claves en el desempeno en propiedades y dreas criticas, tales como: reologia,
pérdidas por friccién en tuberias, ritmo de pérdida de fluidos, conductividad de fractura y dafio a
la formacion; mismos que pueden usarse en el disefio de la fractura y simuladores de produccion,
y que deben definirse antes de utilizar el fluido de tratamiento en el campo.

El disefio de un tratamiento involucra un proceso de optimizacién iterativo en donde se busca
balancear la ganancia neta ante el incremento de produccién con su costo asociado. El costo del
trabajo depende del tipo y volumen del fluido fracturante, aditivos y del control de pérdida de
filtrado, tipo y cantidad de agente apuntalante y nivel de potencia requerida para su bombeo de
inyeccion.

Para reducir los tiempos de pérdida de fluido, se deberan establecer gastos de inyeccién elevados
ya que de esa forma se aumentara la eficiencia del tratamiento pues también incrementara el
ancho y altura de la fractura, mejorando directamente la capacidad de transporte del apuntalante
ante el incremento de la velocidad de la mezcla, de esa forma se evitardn mayores caidas de
presidon por friccion, menos degradacion de la viscosidad y se reducira el tiempo de bombeo. Al
aumentar la presion en la superficie por consiguiente aumentara el HHP de las bombas generando
un mayor costo en el tratamiento.

Cuanto mayor es la longitud apuntalada de la fractura y mayor es el volumen de apuntalante,
mayor es la produccion, salvo limitantes por factores como el didmetro de la tuberia de
produccidn, el limite de conductividad realizable en la fractura, el crecimiento de la altura de la
fractura y el radio de drene del pozo.

La condicién mecanica de los pozos puede ser una limitacidn ya que si no se consideran los
fracturamientos hidraulicos durante la planificacidn del pozo, es posible que no se disefien
adecuadamente los tubulares de terminacién de modo que puedan soportar las operaciones de
bombeo a alta presién.
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