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RESUMEN

Para estimar la produccion de un pozo, se evalua y se correlaciona la
informacion obtenida de pozos cercanos que atraviesen la misma formacién
productora y que tengan caracteristicas similares. Pero en una considerable
cantidad de casos, se obtienen producciones muy por debajo de la esperada.

La baja produccion de una formacién podria deberse a un cambio litolégico local
ligado al ambiente geoldgico deposicional, que ha provocado una disminucién
de la porosidad y/o la permeabilidad. Esto se da por causas naturales, y no

pueden ser evitadas, minimizadas y en algunas ocasiones, tampoco predichas.

Al perforar un ambiente en equilibrio fisico-quimico, como es un reservorio, se
pone en contacto dicho sistema equilibrado con uno artificial, que puede o no
ser compatible con él, alterandolo. A esta zona alterada (porosidad y
permeabilidad) se le denomina zona dafada y a la medida de esta alteracion,

dafio de formacién o efecto de piel (skin).

Existen muchos tratamientos para “estimular” las formaciones “dafiadas”, siendo
los mas comunes los tratamientos quimicos, de los cuales la acidificacion
(tratamiento con acidos) es la que mas ampliamente se usa en la industria,

debido a su versatilidad, costos y efectividad.



El éxito de una buena estimulacion esta basado en la calidad de los estudios
que se le hagan a la formacion, antes, durante y después del tratamiento debido
a que son muchos los factores que inciden en todo el proceso, y el obviar uno

de ellos puede hacer fracasar el proyecto.

El capitulo 1 contiene una descripcidn del campo AXY, estratigrafia, ambiente
del depdsito y descripcion del yacimiento donde se especifica las diferentes

arenas productoras del campo.

En el capitulo 2 se encuentra informacion de las caracteristicas petrofisicas del

yacimiento, incluyendo presiones y mecanismos de empuje.

En el capitulo 3 se define el concepto de dafo de formacién, ademas se hace un
analisis matematico del dafno de formacién, mostrando las ecuaciones que
pueden explicar su comportamiento en un pozo, para luego enumerar y explicar

el origen y los mecanismos del dafio de formacion.

En el capitulo 4 se exponen los métodos de determinacion del dafo de

formacion, para usarse en la interpretacion de datos obtenidos a través de las



pruebas de restauracion de presion (Build up) y de decremento de presion

(Drawdown), incluyendo también el método de analisis por curvas Tipo.

El capitulo 5 muestra las generalidades de una acidificacién, los tipos de
estimulacién acida, tipos de acidos y aditivos, también se expone las diferencias
de la acidificacion en los tipos de formacion mas comunes, y el procedimiento

para un tratamiento acido.

En el capitulo 6 se evalua la acidificacion realizada al pozo AXY 1 del campo
AXY del Distrito Amazonico, especificando, primero, las caracteristicas
principales del pozo candidato, también las consideraciones del disefio del
tratamiento, una vez ejecutado, se muestra la evaluacion del la estimulacion

haciendo un cuadro comparativo pre y post tratamiento.

El capitulo 7 es el analisis técnico economico del tratamiento, enumerando los
costos y beneficios, con el fin de determinar su rentabilidad. Finalmente, se dan
conclusiones objetivas, asi como las recomendaciones necesarias para que
futuras operaciones de estimulacion matricial puedan ser llevadas a cabo con

resultados satisfactorios.
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INTRODUCCION
La estimulacion acida ha sido una de las operaciones de campo que se ha
aplicado tradicionalmente en la industria petrolera para mantener, recuperar e
incrementar la produccion de un pozo, la cual ha declinado debido al desgaste
de energia natural que sufren los yacimientos; por el mal manejo en las
operaciones de perforacién, dafando severamente las zonas productoras, al
utilizar un lodo inadecuado para atravesarlas; y en la operacién de terminacion

de pozos.

La operacion en la cual se puede provocar dafos de formacién en mayor escala
es en la reparacion de pozos, donde se produce la invasion de fluidos de
matado a las arenas productoras, causando un dafo en las propiedades
petrofisicas mas importantes de la roca como la porosidad efectiva y la
permeabilidad, provocando una mayor caida de presion en la cara de la arena
por la acumulacion de finos, o bloqueos por agua y que reducen el caudal de

petroleo hacia el pozo.

Entre las estimulaciones acidas mas usadas esta la estimulacion matricial, la
cual consiste en la inyeccién de fluidos de tratamiento a caudales y presiones

por debajo de la presion de fractura. La seleccién del sistema de fluidos de



tratamiento depende del tipo de dano, de la composicion mineraldgica y de las
condiciones del yacimiento, el éxito de la operacidon de estimulacion dependera

de una clara comprensién de estos factores.

Muchos de los pozos con problemas de produccién requieren de estimulaciones
no acidas (no reactivas) debido a la naturaleza del problema que genera la
declinacién de su produccion, por lo tanto la seleccion de un pozo candidato a
estimular y el disefio de su tratamiento requieren de un buen andlisis. La
determinacién del tipo de dafo, el andlisis nodal y la corroboraciéon del dafio a
través de pruebas de laboratorio son factores muy importantes a considerar para

seleccionar y disefar el tratamiento de un pozo.



CAPITULO 1

1. CARACTERISTICAS GENERALES DEL CAMPO AXY

1.1 Ubicacion Geografica
El Campo AXY esta ubicado en la provincia de Francisco de Orellana,
a 260 Km. al oeste de Quito, aproximadamente a 20 Km. al sur-este
del campo Sacha y a 100 Km. al sur de la frontera con Colombia. Se
encuentra limitado por los siguientes campos: Culebra, Yulebra, Sacha
y Yuca al norte; Anaconda, Pindo y Conga al este; Cononaco al sur; y

Puma al oeste.

Este campo tiene una orientacion norte-sur, siendo parte del gran eje

anticlinal que abarca de norte a sur los campos Lago Agrio, Sacha,



Cononaco y Tiguino. Este campo tiene 25 Km. de largo y 4Km. de
ancho, con una superficie aproximada de 17.000 acres. La Figura 1.1

muestra la localizacion del campo.

El campo se localiza en la Zona 43 del hemisferio sur, sus
coordenadas geograficas con la respectiva equivalencia en

coordenadas UTM son:

TABLA 1.1

COORDENADAS GEOGRAFICAS Y UTEM DEL CAMPO AXY

COORDENADAS LATITUD LONGITUD
GEOGRAFICAS Entre 0°34°Sy 0°48’S | Entre 76° 50’ O y 76° 54’
O
Y min = 9'911.645 X min. = 288.964
UTM
Y max = 99°366.256 X max. = 29.500

Fuente: Departamento de Yacimientos. Petroproduccion.




Figura 1.1 Ubicacion del Campo AXY.

Fuente: Departamento de Yacimientos. Petroproduccion.



1.2 Descripciéon Geologica.
El campo AXY se encuentra en la Cuenca Oriente, la cual se extiende
de norte a sur, desde la Cuenca Putumayo en Colombia hasta la
Cuenca Marainon en Peru y hacia el este hasta el Escudo Guayano-

Brasilero.

La mayoria de los sedimentos presentes en esta cuenca evidencian un

ambiente de depositacién marino somero y aislado del mar abierto.

Las fallas presentes, generalmente corresponden a fallas normales que
han controlado la sedimentacion antes del cretacico, durante el

proceso de extension de la cuenca.



Figura 1.2 Campo AXY: Mapa Estructural
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1.2.1 Caracteristicas Estructurales
Es un anticlinal bastante simétrico, fallado en direccion norte-
sur, elongado en direccion NNO-S, que se ensancha en
direccion norte (Figura 1.2) con muy poca alteracion tecténica al
techo de la arenisca U principal, salvo la barrera estratigrafica
que se observa al sur de la estructura, siendo esta arenisca la
mas continia en el campo. Las fallas observadas en las
secciones sismicas alcanzan solamente Hollin y Napo Basal

(Figura 1.3).

Las arenas “U” y “T” tiene cantidades considerables de
hidrocarburos pero sus acuiferos son parcialmente activos,
actuando arealmente por zonas a lo largo del campo, lo que ha
causado durante el tiempo de produccion que la presion decline

en algunos sectores del campo.

Esta estructura se formé durante el Mastrichtiano-Paleoceno,
como se evidencia en la seccion sismica CP-83-314 (Figura
1.3), que muestra deformacién sintecténica de los depdésitos de

la Formacion Tena.



Figura 1.3 Campo AXY: Seccion Sismica 83-314
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1.3. Estratigrafia y Ambiente de depésito.

En el Campo AXY encontramos las formaciones cretacicas Tena, Napo
y Hollin, con presencia de hidrocarburos y los yacimientos productores
son: Basal Tena, Napo U, Napo T y Hollin. Estas arenas se

caracterizan por ser compactas.

1.3.1. Formacion Basal Tena.
La formacion no es continua, tiene un espesor total promedio de

40 pies, formada por un cuerpo areniscoso delgado que
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descansa en discordancia sobre las lutitas de Napo Superior.
Para esta formacién, en el ambiente de depositacion se
describen rellenos de canal con clastos gruesos,
conglomeraticos a la base, posiblemente de origen fluvial y en

partes se observa influencia mareal.

1.3.2. Formacién Napo
La formacién Napo esta formada por dos areniscas, Napo “U” y
Napo “T”, las cuales estan separadas por intervalos gruesos de

calizas marinas y lutitas.

La calidad de los reservorios es variable, ademas se evidencian
marcados cambios del tamafo del poro que, a veces, disimulan

el contacto agua-petréleo.

1.3.2.1. Arenisca Napo U
Esta es una arenisca cuarzosa limpia masiva, se
caracteriza por ser continua y por estar presente en
todo el Campo AXY, contiene granos finos y es rica en

arcillas, areniscas cuarzosas discontinuas, limolita y
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lutitas. Posee una salinidad de 40000 ppm NaCl,
espesor promedio de 200 pies. Etienne Jaillard (1997),
por su parte, considera que las areniscas son de origen
deltaico dominado por mareas, definiendo para "U"
ambientes fluviales, de playa y de plataforma marina
somera.
o “U” Superior

Formada por wuna arenisca cuarzosa

glauconitica, el tamafo del grano es fino de

forma sub-redondeado, dispuesta en capas

delgadas con importante bioturbacién. Su

espesor neto promedio de 27 pies.

o “U”Inferior
Formada por una arenisca cuarzosa, variando
de gris clara a blanca, de grano fino a medio,
de forma sub-angular a sub-redondeado, tiene
un espesor promedio de 37.2 pies. Hacia el
techo del cuerpo "U" principal (el mas limpio y
desarrollado, ubicado en la parte inferior), se

encuentran limolitas en estratos delgados.
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1.3.2.2. Arenisca Napo T
Esta arenisca no es continua, consiste en una arenisca
cuarzosa, limpia de grano fino, con esporadicas capas
de arcilla. Los poros en algunas muestras se
encuentran rellenos con llita y caolinita. Presenta
salinidad de 15000 ppm NaCl, y un espesor promedio

de 120 pies.

o “T” Superior
Presenta arenisca cuarzosa glauconitica de
grano fino en mayor proporcién, una menor
cantidad de grano medio, de forma sub-angular
a sub-redondeada, con fuerte bioturbacion.

Tiene un espesor promedio de 45 pies.

o  “T”Inferior
Es una arenisca cuarzosa de grano fino a
medio, de forma sub-angular a sub-
redondeada, con un espesor promedio de 67

pies.
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Las areniscas "T"y "U ' fueron depositadas luego de una
importante regresion marina con un desplazamiento de la
linea de costa en direccion Oeste, a partir de la cual, y sobre
valles socavados, se desarrollaron ambientes estuarinos con
ingresos fluviales afectados por mareas, con facies menos
desarrolladas de barras, y litofacies de llanura lodosa y

areniscas glauconiticas de plataforma marina somera.

1.3.3. Formacion Hollin
La formacion Hollin tiene un espesor promedio entre 400 —
450 pies, un contacto agua-petréleo bien marcado y exhibe
un fuerte empuje de agua en el fondo. Esta presente en todo

el campo AXY sin presencia de fallas.

Esta formacion esta conformada por las areniscas Hollin
inferior de origen volcanico, que se depositd en un ambiente
fluvial evolucionando a un ambiente plataférmico,
posiblemente estuarino, con influencia mareal, y Hollin
superior de origen marina somera con sedimentos de

depositacion de zona de playa.
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1.3.1.1 Hollin Inferior o Principal.
Es un reservorio relativamente homogéneo de
arenisca cuarzosa de grano fino a medio que
contiene poco o nada de glauconita y algunas
capas aisladas de lutita. Posee un espesor neto de
aproximadamente 40 pies y una salinidad de 1000

ppm NacCl.

1.3.1.2 Hollin Superior.
Es una formacion interestratificada de arenisca
cuarzosa de grano fino a medio y glauconita
cuarzosa que contiene abundantes capas de lutita
e importante presencia de material carbonaceo. El
espesor neto de la arena varia entre 10 a 40 pies,

existe una salinidad de 2125 ppm NaCl.
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TABLA 1.2

ESPESOR Y AREA DE LAS FORMACIONES DEL CAMPO AXY

FORMACION ESPESOR (pies) AREA (acres)
BASAL TENA 40 16.460,09
NAPO “U’ 200 21.471,49
NAPO “T" 120 13.621,87
HOLLIN 400 — 450 20.844,09

Fuente: Departamento de Yacimientos. Petroproduccion. PPR — YAC 510 1-5

TABLA 1.3

TOPES Y BASES DE LAS ARENAS

ARENAS TOPES BASES
BASAL TENA 8946 8975
“‘U” INFERIOR 9742 9853
“T” SUPERIOR 9923 9970
“T” INFERIOR 9982 10057

HOLLIN SUPERIOR 10153 10285
HOLLIN INFERIOR 10667 10710

Fuente: Departamento de Yacimientos. Petroproduccion. PPR — YAC 510 1-5




Figura 1.4 Columna Estratigrafica del Campo AXY
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CAPITULO 2

2. DESCRIPCION TECNICA DEL CAMPO AXY

2.1 Caracteristicas petrofisicas de los Yacimientos.
Conocer las caracteristicas petrofisicas de los yacimientos, ademas de
ayudar en el calculo de presiones y reservas, son necesarias para

limitar e interpretar los datos obtenidos en las pruebas de pozo.

2.1.1 Porosidad
Se define Porosidad a la relacion entre el volumen del espacio
intersticial o volumen poroso de la roca y el volumen total de la
misma. Se expresa en porcentaje e indica la cantidad de fluido

que puede contener una roca.
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Figura 2.1 Medio Poroso
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Fuente: Schlumberger; Petrophysics Distance Learning Module.

La porosidad puede dividirse en:

Porosidad absoluta: es el porcentaje de espacio poroso con
respecto al volumen total de la roca sin tener en cuenta si los
poros estan o no interconectados entre si.

Porosidad efectiva: es la razén entre el volumen toral del
espacio que ocupan los poros interconectados y el volumen total

de la roca.
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2.1.2 Permeabilidad

La Permeabilidad describe la facilidad con la cual, un soélido o

roca, permite a los fluidos pasar a través de la misma, usando

los espacios porosos interconectados.

Figura 2.2 Permeabilidad
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Los siguientes datos fueron obtenidos en base de registros

eléctricos, analisis PVT y estudios de Nucleos.

TABLA 2.1

POROSIDADES Y PERMEABILIDADES DE LAS FORMACIONES

FORMACION POROSIDAD PERMEABILIDAD
PROMEDIA PROMEDIA
BASAL TENA 20,5% 3210 mD
NAPO “U” SUPERIOR 12,4% 16,7 mD
NAPO “U” INFERIOR 14,4% 76 mD
NAPO “T” SUPERIOR 10,9% 350 mD
NAPO “T” INFERIOR 12,7% 104,5 mD
HOLLIN SUPERIOR 14,8% 104,5 mD
HOLLIN INFERIOR 15,4% 185,8 mD

Fuente: Archivo Técnico, EP Petroecuador.

A partir de los estudios de permeabilidad orientada (horizontal y
vertical), se deduce una relaciéon entre permeabilidad horizontal
y vertical para el conjunto de las muestras de los yacimientos

que se traduce en la siguiente ley:

Kvertical=0.51Khorizontal



2.1.3
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Generalmente las muestras son tomadas en rocas homogéneas
y esta diferenciacion entre permeabilidad horizontal y vertical no
tiene en cuenta las barreras de transmisibilidad que en los
reservorios y que son generalmente debidas a intercalaciones
de arcilla entre las unidades o en las unidades. El ajuste de la
historia de produccién con el modelo de simulacion permitira

determinar el papel de dichas intercalaciones.

Presién Capilar

Siempre que dos o mas fluidos coexisten en un sistema de
tubos capilares, la combinacion de la tensién superficial y la
curvatura debida a los tubos capilares hace que las dos fases
experimenten diferentes presiones. A medida que las
saturaciones relativas de las fases cambian, se ha encontrado
que estas diferencias de presion también cambian. La diferencia
entre las presiones de dos fases cualesquiera se define como

presion capilar.

Todas las diferentes medidas de presion de capilaridad han sido
obtenidas a partir de inyeccion de mercurio (Purcell) hasta 2000

psia. En laboratorio la presién de inyeccién esta forzada hasta la
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invasion maxima del volumen poroso por el mercurio. El analisis
de los radios de entrada de los poros muestra un largo espectro
de radios de 20 hasta menos de 1 micrones. Para determinar el
rango de presion capilar efectiva se considero dos tipos de

cortes:

o Corte de los radios de poro de menos de 1 y; para
determinar un valor maximo de presion capilar.
e Corte a 75% de invasion por el mercurio; para determinar un

valor minimo de presion capilar.

Los resultados promedios son los siguientes:

TABLA 2.2

PRESION CAPILAR MEDIDA EN LABORATORIO

Pc Basal Tena Napo U Napo T Hollin
laboratorio
Maxima (psia) 100 100 100 100
Minima (psia) 15 15 30 30

Fuente: Archivo Técnico, EP Petroecuador.




2.14

23

Las presiones capilares en condiciones de yacimientos se
deducen de las primeras por aplicacion de la ecuaciéon clasica

siguiente:

cos 0,45 TMercurio/Aire

CLap — CCampo

Cos BCampo TAgua/Petrc’)leo

Considerando, 480 dyn/cm de tension interfacial con un angulo
de 140° para el sistema mercurio/aire y de 20 dyn/cm con un
angulo de 45° para el sistema agua/petréleo se puede estimar la

presion capilar en condiciones de reservorio.

Saturacioén
La saturacién de un medio poroso con respecto a un fluido se
define como la fraccion del volumen poroso de una roca que

esta ocupada por dicho fluido.

Donde: Sy = Saturacién de la fase X.
Vx = Volumen que ocupa la fase X.

Vi = Volumen poroso total de la roca.
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La sumatoria de las saturaciones de todos los fluidos que se
encuentran presentes en el espacio poroso de una roca, debe
ser igual a 1. Si consideramos un medio poroso saturado por
petréleo, agua y gas, tenemos:
So+Sw+S,=1
Donde: S, = Saturacion de petrdleo.
Sw = Saturacion de agua.

Sy = Saturacion de gas.

Todo reservorio de hidrocarburo contiene algo de agua; sin
embargo, a menos que la saturacion de agua exceda un valor
llamado la "saturacién critica de agua" (Swc), la fase agua es
inmovil y no sera producida. El agua dentro de los poros es a
veces llamada "intersticial". El término "agua connata" es usado
para denotar agua que fue depositada simultaneamente con los

sedimentos.

Los valores de saturacion de agua fueron obtenidos a partir de
registros eléctricos mientras que los de saturacion critica de

agua y residual del petréleo fueron medidos en nucleos.
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TABLA 2.3

SATURACION: AGUA, CRITICA DE AGUA, PETROLEO Y RESIDUAL DEL

PETROLEO.
FORMACION Swi (%) Sw (%) Swor (%) So (%)
BASAL TENA - 34.3 65.7
NAPO “U”
16.1 38
SUPERIOR 258 672
NAPO “U” INFERIOR 14 33.5
NAPO “T”
33.1 31
SUPERIOR 377 623
NAPO “T” INFERIOR 23 295
HOLLIN SUPERIOR 39.6 60.4
25 32
HOLLIN INFERIOR 38.5 61.5

Fuente: Archivo Técnico, EP Petroecuador.

2.1.5 Permeabilidades Relativas

Numerosos estudios de laboratorio han concluido que la
permeabilidad efectiva a cierto fluido de reservorio es una
funcibn de su saturacibn y de las caracteristicas de
humectabilidad de la formacion. Esto hace necesario especificar
la saturacion del fluido cuando se expresa la permeabilidad

efectiva de un fluido en particular en un medio poroso.
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La permeabilidad absoluta es una propiedad del medio poroso y

es una medida de la capacidad del medio para trasmitir fluidos.

Cuando dos o mas fluidos fluyen al mismo tiempo, la
permeabilidad relativa de cada fase a una saturacién especifica
es la razén entre la permeabilidad efectiva de la fase y la

permeabilidad absoluta,

k
kroz?o
k
k
kg ==

Donde

kro = permeabilidad relativa al petroleo

knw = permeabilidad relativa al agua

kig = permeabilidad relativa al gas

k = permeabilidad absoluta

ko = permeabilidad efectiva al petréleo para una saturacion de

petroleo dada
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kw = permeabilidad efectiva al agua para una saturacion de agua
dada
kg = permeabilidad efectiva al gas para una saturacion de gas

dada.

Ya que las permeabilidades efectivas tienen valores en un rango

que va desde cero hasta k, las permeabilidades relativas

pueden tener cualquier valor entre cero y uno,
0<krwkrokrg=<1

Se debe puntualizar que cuando las tres fases estan presentes

la suma de las presiones relativas (kro + krg + krw) es, al mismo

tiempo, variable y siempre menor o igual a la unidad.

Para hallar el valor de las permeabilidades relativas existen un
sin numero de correlaciones y formulas empiricas, cuyo uso
depende de las condiciones propias del yacimiento, del proceso
bajo el cual se estudie las permeabilidades y de los datos de los
que se dispone. En el presente estudio, se utilizara la
correlacion de Pirson2 (1958), la cual a partir de

consideraciones  petrofisicas, se derivaron relaciones
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generalizadas para determinar la permeabilidad relativa de la
fase mojante y no mojante tanto para el proceso de imbibicion
como para el de drenaje. Estas expresiones generalizadas son

aplicadas para rocas mojadas por agua.

Para la fase mojante (agua)
krw = V S;/S\f/
La expresion anterior es valida tanto para el proceso de

imbibicion como para el de drenaje.

Para la fase no mojante

e Imbibicion

Sw—3S
(kr)nomojante = [1 a (1 —M;wc _W;nw)]

¢ Drenaje

o mojance = (1= Si)[1 = (53)0%5,/5,]"
Donde:
Shw = saturacion de la fase no mojante
Sw = saturacion de agua

Swc = saturacion de agua connata (irreductible)



S’ = saturacion efectiva de agua definida por:

Sw - ch

Sw = 1-S,.

Figura 2.3 Grafico de Permeabilidades Relativas
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Fuente: Leverett, Mc.: “Capillary Behavior in Porous Solids, Trans., AIME (1941)
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2.2 Caracteristicas Generales de Produccion
Los analisis PVT y las pruebas e historiales de produccion pueden dar
una perspectiva muy objetiva de las caracteristicas de produccion.
Todas estas caracteristicas son necesarias para el analisis de
factibilidad econdmica para cualquier tipo estimulacion (acidificacion o

fracturamiento).

2.2.1 Estado Actual del Campo AXY
La produccion del campo AXY de enero a junio del 2010 es de
3'400.497 STB de petréleo, siendo apenas superior en un 4,7%
a la produccién en el mismo periodo del afio 2009 (BSW,

Produccion de Gas).

2.2.2 Analisis PVT
Los analisis PVT se utilizan principalmente para determinar las
propiedades de los fluidos contenidos dentro de la arena, estos
analisis son realizados en laboratorio, simulando las condiciones

del reservorio, es decira Py y Ty .
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Los datos fueron obtenidos en base de pruebas PVT
disponibles, realizadas a las muestras tomadas de los pozos en

las respectivas arenas1.

La Tabla 3.2 muestra los datos promedios correspondientes a

cada arena, que fueron obtenidos del informe final del

laboratorio:
TABLA 2.4
ANALISIS PVT.
DATOS PVT BASAL TENA NAPO “U” NAPO “T” HOLLIN

Pi (psia) 3563 4141 4213 4500

Ps (psia) 645 231 640 195

Boi (rb/stb) 1.1338 1.043 1.131 1.111
Bos (rb/stb) 1.1547 1.09 1.16 1,15
Coi [x10-6] (1/psia) 6.2 5.21 6.75 6.48
Cos [x10-6] (1/psia) 6.2 8.77 9.03 8.18
Uoi (cp) 21.34 13.8 5.05 4.76

Uos (cp) 14.29 2.82 2.6 2.66

RGP (stcft/stb) 116 50 163 10
Uw 0.3 0.3 0.3 0.267

°API 21.1 20.1 29 31.6

Fuente: Archivo Técnico, EP Petroecuador
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TABLA 2.5
SALINIDAD
FORMACION SALINIDADES

BASAL TENA 35000
NAPO “U” 40000
NAPO “T” 15000
HOLLIN SUPERIOR 2125
HOLLIN INFERIOR 1000

Fuente: Departamento de Yacimientos. Petroproduccién

2.3 Presiones de los Yacimientos
A partir de las pruebas de presion y produccion en los diferentes pozos
y del historial de presion, se muestra a continuacion los valores
promedios para cada arena, junto con la presion inicial para fines

comparativos.

TABLA 2.6

PRESIONES INICIALES Y ACTUALES DE LAS ARENAS PRODUCTORAS

FORMACION PRESI(()pl\ISiI)NICIAL PESIO::)Q;ITUAL SAT:::;I(())L\I s
BASAL TENA 3.563 1.000 645
NAPO “U” 4.141 1.363 245
NAPO "T” 4.213 1.180 640
HOLLIN INFERIOR 4.523 4.300 100
HOLLIN SUPERIOR 4.523 2.100 195

Fuente: Archivo Técnico. Petroproduccion
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Se agrego también la Presion de Saturacién, o Presion de Burbuja,
que se define como la presion a la cual se libera la primera burbuja de
gas que se encuentra disuelto en el petréleo. Siendo muy importante
notarlo, debido a que las propiedades del crudo cambian al caer la

presidn bajo este valor de presion.

2.4 Mecanismos de Empuje de los yacimientos
Es necesario conocer el mecanismo de desplazamiento por el cual
los yacimientos se encuentran influenciados, para analizar
correctamente el comportamiento de los fluidos que en ellos se
encuentran. Esto permitira definir exactamente la capacidad
productiva de cada una de las arenas en funcion del tiempo de
produccion, asi como a la identificacion de los modelos
matematicos adecuados para establecer la cantidad de fluidos que

se pueden obtener y su influencia en las caracteristicas del pozo.

La produccidn inicial del campo se debié al efecto de expansion de
fluidos, sin embargo debido a la producciéon continua y a la caida
de las presiones de reservorio, estas tienden a estabilizarse.
Actualmente los yacimientos del Campo AXY estan influenciados

por Empuje Hidrostatico Lateral y Empuje Hidrostatico de Fondo.
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2.4.1 Empuje Hidrostatico Lateral

2.4.2

Este tipo de desplazamiento se caracteriza por la accion de
un acuifero lateral donde la intrusibn de agua hacia el
yacimiento puede ser paralela a los planos de estratificacion
de las capas, generalmente ocurre en capas delgadas y
altamente inclinadas. El efecto de este empuje es desplazar

los fluidos hacia las partes mas altas de la estructura.

En el campo AXY se evidencia la influencia de un Empuje
Hidrostatico Lateral en las arenas Basal Tena, Napo “U”,

Napo “T” y Hollin Superior.

Empuje Hidrostatico de Fondo

Este desplazamiento se debe a la influencia de un acuifero
de suficiente espesor por debajo de la zona de petrdleo, lo

que permite el movimiento de agua en forma vertical.
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También se conoce como desplazamiento por acuifero de
accion infinita pues el efecto de este evita que la presién del

reservorio decaiga.

El efecto de un acuifero de fondo se evidencia en la arena

Hollin Inferior.
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CAPITULO 3

3. CARACTERISTICAS DEL DANO DE FORMACION

3.1 Definicion de Dafo de Formacion
Dario de formacion, es la reduccion en permeabilidad de una zona
productora en la vecindad del pozo. El término efecto de piel (Skin)
también se usa en este mismo sentido para denotar una superficie o

cilindro de permeabilidad reducida alrededor del pozo.

El dafo puede ocurrir durante las operaciones de perforacion,
terminacién o produccién y puede ser el resultado de hinchamiento de
particulas arcillosas en arenas limosas, invasion de particulas del lodo

de perforacion, precipitacion quimica, formacion de emulsiones,
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desarrollo bacterial, aumento en agua innata y depdsitos de parafina o

asfaltenos.

En general, cualquier fendmeno que cause distorsion de las lineas de
flujo de su patrén perfectamente normal al pozo, resultara en un factor
de piel. Se puede afirmar que el factor de piel es la diferencia entre el
comportamiento de afluencia ideal de un pozo y su comportamiento

real.

El factor “S” representa la sumatoria de todos los efectos que
representan caidas adicionales de presion en el sistema de produccion
yacimiento/pozo. El efecto “skin” (S) es una variable adimensional y

compuesta.
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Figura 3.1 Diagrama P vs. r con efecto de piel.

Pe

Ps

pwf

pwf

rw

Donde:

P.¢ = Presion fluyente del pozo en ausencia de dano.
P+ = Presion fluyente del pozo cuando hay dafio.

APs = Py — Pys

P. — P.s = Caida de presion total en presencia de dafio.

P. — P.s = Caida de presion total en ausencia de dafo.

Asumiendo estratos en serie de diferentes permeabilidades, se tendria:

Ap, = Ap; + Ap; Ec. 3.1

P,— Py = (P, — P)+ (P — P,y Ec. 3.2

También, de la figura 3.1 se tiene:
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P, —Pys = (P — Pys') + (Pys' — Puy) Ec. 3.3

P, — Py = (P, — Pyf') + AP, Ec. 3.4

Donde:

APs = Caida de presién adicional que ocurre por efecto del dafo. Esto
equivale a suponer que esta caida ocurre alrededor del mismo pozo,
como si el dafo estuviera concentrado en un estrato en serie proximo
al pozo de espesor peculiar. De ahi que al efecto de dafo lo llaman

efecto de piel (en inglés: skin effect).

Expandiendo (P, — P.f) en la ecuacion 3.3 ('), se tiene:

qpu Te
— P, =——In% Ec.3.5
Fe = Fur = G00708kR 5, T AR
0.00708kh
q= T, (P — wf — AF) Ec. 3.6
In= Bu
w

Para evaluar APs, podemos asumir que:

Ps = Presion al radio rs, hasta donde existe dano.
P. = Presion al radio externo, re.

ks = Permeabilidad de la zona danada.

k = permeabilidad de la zona virgen.
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AP = Jvf_owz(Ps_ow)_(Ps_P\:vf) Ec.3.7

Reemplazando la caida de presion en cada zona con el equivalente de

la Ley de Darcy:

qBu s qBu Ts
— SR = Ec. 3.
AFs = 500708k, ™ F, T 0.00708kh "7, c.3.8
Ordenando,
qBu s (k )
— — In( (== Ec. 3.
AFs = Go0708kn Gk, 1 c.3.9
Donde
In(= (k 1)—5 Ec. 3.10
n(rw) k. = . 3.
S = factor de piel, adimensional.
qBu
= = Ec. 3.11
AP, = 141.2 i S
Sustituyendo la Ec. 3.11 en la Ec. 3.6, se tiene:
0.00708kh(P, — P,s)
= Ec. 3.12

Bu(inz= +5)

Notese que APs no es la caida de presion en la zona dafada sino la
caida de presion adicional a la caida Pe — P,f, que se necesita para

obtener g en presencia de dafo. La caida de presién en la zona
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danada es Ps — Py, que es igual a (P. — Pys) - (P. — Ps). La caida de

presion en la zona virgen, entre re y rs, €s (Pe — Ps).

Siguiendo estos conceptos, la caida de presién adicional APs = Py-
P.s tomaria lugar en el pozo mismo, entre r, + d: y ry, una zona de

espesor pelicular, de ahi el nombre de efecto de piel o skin effect.

3.1.1 Analisis Del Singo De S

El factor de piel, S, es igual a:

S =In(2 (k 1)
- n(rw) ks
Si ks <k, existe dafio, S sera positivo.
Si ks > k, implicaria que la permeabilidad cerca del pozo se ha

mejorado como ocurre en una estimulacion, S sera negativo.

Si S=0, entonces ks = k.

El factor “skin” sera positivo o negativo en los siguientes casos:
o Invasion de fluidos S (+)

o Mini fracturas S (-)
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. Disparos Parciales S (+)

. Pozos inclinados S (-)

. Perforacion Parcial S (+)

. Fracturas hidraulicas S (-)

. Pozo Horizontal S (-)

. Flujo turbulento S (+)

. Fluido de inyeccion S (+)

. Si hay produccién de tres fases S (+)

o Cuando Pe-Pwf > 1000 psi S (+)
o Cuando haya altas tasas de flujo (Turbulencia) S (+)

° Cuando se cafioneaa <de 4 TPP S (+)

Es necesario enfatizar que un factor de piel total positivo no
necesariamente indica dafo de formacién. Por lo tanto, antes
de tomar la decisién sobre una estimulacion para remediar el
dafio de formacion vale la pena determinar la fuente del factor
de piel positivo.

Hacerlo requiere de estimadores independientes de los factores
de piel debidos al flujo no-darcy, penetracion parcial y los

punzados. El flujo no-darcy no es un factor usual en pozos de



43

petréleo, pero puede ser un factor dominante en pozos de gas.
Las correlaciones son validas en la literatura petrolera para

estimar los factores para punzados y perforacion parcial.

Si resulta que el factor total de piel positivo es debido,
predominantemente, a factores irremediables (flujo no-darcy,
punzados y perforacion parcial) entonces un gasto innecesario
en estimulacién podria ser evitado. Debemos notar que el

analisis de la presion transiente da el factor de piel total.

3.1.2. Pseudodario
3.1.2.1. Configuracion Del Pozo
Los pseudo dafios remanentes después de la
terminacion pueden ser atribuidos directamente al pozo.
No todos estos tienen que ver con el dano verdadero,

pueden tener origen mecanico o fisico.

Siempre se encuentran pseudodafos negativos en

pozos desviados, el alejamiento negativo es funcion del
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angulo de desviacion del pozo y de la dureza de la roca

reservorio.

3.1.2.2 Condiciones de produccion

Las condiciones dadas por el caudal y el angulo de
inclinacion pueden inducir a caidas de presion
adicionales o pseudodanos. Si se pone al pozo a
producir aun caudal grande, puede originarse flujo
turbulento en la formacién, al igual que durante la
perforacion. El correspondiente pseudo dafio positivo es
proporcional al caudal de flujo por encima de un minimo
dado, debajo de este valor critico, tal pseudo dafio no
existe, puesto que no hay desgaste mecanico en la cara

de la arena producido por la rata de flujo.

La inevitable variacion del diametro del pozo durante la
perforacion, puede modificar progresivamente el flujo de
laminar a turbulento y crear un pseudo dafo que se

suma al daio real de la formacion.
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Si se perfora a altas velocidades de penetracion puede
ocurrir que la presion en las inmediaciones del pozo
caiga por debajo del punto de burbuja de los
hidrocarburos, y puede asi crearse un pseudo dafo
positivo como consecuencia del bloqueo producido por
el gas, de la misma manera, si se produce gas
condensado por debajo del punto de rocio, resultan
liquidos emergiendo alrededor de las inmediaciones del
pozo y alterando el flujo, ambos fendmenos son efectos
de la permeabilidad relativa, pero nunca se manifiestan

por si mismos como pseudodafnos positivos.

En reservorios de arena no consolidada, el flujo
dependiente del dafo puede ser causado por
modificaciones en los arcos de arena producidos
durante la perforacion. Se detectan variaciones abruptas

del dano, totalmente dependientes del caudal de flujo.
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3.1.2.3 Penetracion Parcial
Hay varias razones por las cuales un pozo puede
terminarse poniendo en produccion solo una porcion de
la capa productiva (hy). Esta penetraciéon parcial
produce una carga adicional que se considera como un
tipo especial de pseudo dano, y que no es un dafo
verdadero. El valor del dafio provocado por Ila
penetracién parcial es siempre positivo, excepto en el

caso de pozos desviados.

Existen ecuaciones para calcularlo, como las de Odeh o

la de Streltsova.

En reservorios de baja permeabilidad, se hacen muy
importantes los fendmenos transitorios asociados a la

penetracion parcial.

La caracteristica del flujo en tiempos tempranos es
semejante a la de un pozo produciendo mediante el

espesor de la capa productiva abierta al flujo (h), y luego
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de una transiciéon, se observa el flujo de toda la
formacién (hy). El fendmeno transitorio finaliza cuando

todo el espesor contribuye a la produccion.

En sintesis:

e La produccién esta limitada debido a que h<hw en
pozos verticales.

e El pozo queda descentrado con respecto al radio
de drenaje.

e ElI dano por penetracion parcial puede tomar
valores negativos en casos de pozos desviados,
dependiendo del espesor punzado, del espesor de

la formacion y del angulo de inclinacion.

3.1.2.4. Otros pseudo dafos
Otras causas del deterioro de la produccién son:
1- Colapso del tubing.
2- Colapso de perforaciones, se da en formaciones
donde se ha sobreestimado la competencia de

caudales y presiones entre pozos vecinos.
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3- Pobre aislamiento entre zonas productivas como
resultado de una mala cementacién, por ejemplo:
La invasion de petréleo en una capa de gas reduce
sustancialmente la permeabilidad del gas (ol

block).

La mezcla de dos hidrocarburos distintos puede
producir (y en la mayoria de los casos produce) la
precipitacion de asfaltenos, resinas y parafinas. La
invasion de agua en una capa de petroleo, reduce
sustancialmente la permeabilidad del ultimo (water
block), puede crear emulsiones y causar
problemas serios con las arcillas. Los tratamientos
de estimulacion, tanto en el caso de la acidificacion
de la matriz como en el caso de la fracturacion
hidraulica, pueden causar dafios serios en pozos
mal cementados, hasta el punto de tener que llegar

a abandonar el pozo.
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4- Pobre disefio del sistema de Gas-Lift; diametro del
tubing insuficiente; presién de operacion de Gas-
Lift inadecuada; disefio incorrecto del sistema de
valvulas; contrapresion en superficie demasiado

elevada.
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3.2 Analisis matematico del daino de formacion
Las caidas de presion que se calculan resolviendo la ecuacion de la
difusividad " para un sistema dan una imagen idealizada de la
situacion del flujo. En la practica, hay varios factores que causarian un
cambio de presion adicional cerca del pozo los cuales no estan
considerados en el sistema ideal.

Figura 3.2 Perfil de presion para pozo dafiado o estimulado

Pi Pe
prf pwf = ideal
f = I
Ps pwf = actua Frontera
pwf > pwf’; estimulacién Exterior
pwf < pwf’; dafo Sellada
wf
,, g -
APskin < 0 ar':"’
pwf
APskin > 0 k
pwf
ru Fs re

r—
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Es habitual considerar para este cambio adicional de presion, una presion
adimensional conocida como factor de piel, obtenida mediante la
ecuacion de la difusividad para el sistema ideal. Por lo tanto, al pozo, la
presion adimensional consistira de 2 partes, aquella calculada de la
ecuacion de la difusividad para el sistema ideal y aquella que tiene en
cuenta los factores antes mencionados. Hay que enfatizar que la
correccion del factor de piel se afiade a la solucién al pozo y no de la
solucién dentro del reservorio. Esta correccion asume una regién de

permeabilidad de espesor cero (“skin” o superficie) cerca del pozo.

Para considerar el cambio adicional de presion cerca del pozo, se afiade
el factor de piel total a la presion adimensional que se obtendra de la
solucion de la ecuacion de la difusividad para un sistema ideal. Asi, en
general, al pozo:

i_P‘gictual(t) _

chtual(ll tD) _PF VERTTT I Bdeal(l, tD) +S Ec. 3.13
kh
y
APyiryar = P — legtual (t) = APigear + APgyin Ec. 3.14

Las soluciones alejadas del pozo permaneceran sin cambio porque el

concepto de factor de piel solo se aplica en el pozo.
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3.2.1 Solucién para el flujo transiente temprano

Para el periodo de flujo transiente temprano la solucion de la
ecuacion adimensional de difusividad para un yacimiento que

actua como si fuera infinito y el pozo exhibe una zona alterada.

(Figura 3.2):
Poueabtn) = %[m t, +0.80907]+ S , para t,, > 25 Ec. 3.15
Pug,. (f)=Pi—M log +log k > [—3.23+0.87S | Ec. 3.16
actual kh Ctrw

La ecuacion 3.16 demuestra que un grafico de pyur versus log t

sera una recta con una pendiente dada por:
m = —162.692# Ec. 3.17
kh

la cual puede ser usada para calcular kh (transmisibilidad) o k
U

sihy u son conocidas.
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La ecuacion 3.17 puede ser arreglada para resolver por el factor

de piel como:
t)—p.
=151 | LDl ol K303 Ec. 3.18
_(16264@’) duC,r,
kh

Para calcular el factor de piel usando la ecuacion 3.19, pw se
selecciona en el grafico de una prueba de drawdown sobre la
linea recta semilog o su extrapolacion, cuyo valor puede ser
muy diferente a la presion de flujo registrada (medida en la

prueba de pozo) al tiempo t.

Es costumbre escoger pwr a t = 1 hora (ver Fig. 3.2) para
calcular el factor de piel. Con esta seleccion, la ecuacion 3.19

queda de la siguiente manera:

Vhora) — p.
s=1151 | Pulhora=p, - (L

(Wj e
kh

j+3.23 Ec. 3.19
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La ecuacion 3.19 puede ser escrita en términos del valor

absoluto de la pendiente de la recta semilog como:

—p.,(h
1.1513(’)’ Py Om)log(%]w.m] Ec. 3.20
m‘ Cr

w

Las ecuaciénes 3.19 6 3.20 puede usarse para calcular el factor
de piel total, ya que el signo del factor de piel total provee
informacion muy util. Es importante que las ecuaciones sean
correctamente aplicadas para obtener el signo correcto del
factor de piel. El signo del factor de piel es controlado
ampliamente por el primer término del paréntesis recto del lado
derecho de la ecuacién 3.19 o 3.20. El error comun cometido
usualmente en la evaluacion del primer término esta en no usar
Pw (1 hora) de la recta semilog en la ecuacion 3.19 0 3.20 y en

no usar el signo correcto de la pendiente de la recta semilog en

quCir,

tw

la ecuacion 3.19 o 3.20. El término log( ZJ en las

ecuaciones 3.19 o 3.20 tipicamente varia desde 6 hasta 10 en

la mayoria de situaciones de prueba de pozos.
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El cambio de presidon al pozo debido al efecto de piel es dado

por cualquiera de las siguientes tres ecuaciones:

141.2qBu
Ap, =—-—""—85
p.skm k]’l
O
Ap,, =10204PU 47
kh
O

Ap,, =—0.87mS

Ec. 3.21

Ec. 3.22

Ec. 3.23

Donde m es la pendiente de la recta semilog. Para un pozo con

un factor de piel positivo, el cambio de presion es positivo

mientras que para un pozo con un factor de piel negativo, el

cambio de presion es negativo.

3.2.2 Solucién para el flujo seudocontinuo

Para el flujo de estado seudocontinuo, al considerar el factor de

piel en las ecuaciones del modelo ideal éstas quedan de las

siguientes formas:

pDamml(l’ tD) = pDidgal + S EC 324

(pi - pwf)acmal = (pl - pwf )ideal + ARS' EC' 325
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2t 3
pDactual(l’tD) :_D2+1nr;D __+S EC 326
op 4
3
pDactual(l’tD) = 2721.DA +]‘nreD _Z +S EC 327
pDactual(l’tD) = 27Z1’DA +lln iz +l]n 22458 + S EC 328
' 2 \r, 2 C,

oy =p 22,6 6P ool AL 10g 228 1L 0875 | Ec. 3.20
actual Ah¢c kh C

2
t Ty A
= qpu) . r 3
—p  =14122" )p e 24§ Ec. 3.30
p pwf kl’l |: rw 4 :|
app|, .1
_ 14122 n<=—-——4+§ Ec. 3.31
be pr kh |: ry 2 j|

El indice de productividad actual del pozo esta dado por:

0.00708kh
1 = " _FEc.3.32
_PWfactual up(In TeD_Z"'S)

Jactuar = 5



3.2.3 Solucién para el flujo continuo

Para el flujo continuo, las ecuaciones del modelo ideal serian:

PDactual(l’ tD) = lnTeD + SEC 333

0.00708kh (Pi—P )
= L acnal’p o 3 34
up [ln—+S]
Tw

_ 0.00708kh (P_ow“f”al)EC. 335
up [ll’l TeD—E‘l'S]

3.2.4 Eficiencia de flujo
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La eficiencia de flujo (EF) es otra manera de cuantificar la

restriccidon o mejora en el flujo en un pozo. Porque un factor de

piel positivo reduce la capacidad de producir de un pozo, es

razonable decir que su eficiencia de flujo es menor al 100%. Al

contrario, un pozo con un factor de piel negativo tendra una

eficiencia de flujo mayor al 100% viéndose reflejado en el

incremento de su productividad. La eficiencia de flujo esta

definida como:

EF = lecwalpg 36

ideal

Para un caudal dado q:
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Jidear = 5———Ec. 3.37

" Wfideal

Jactual = #EC. 3.38
Wfactual
Potivoar = Pwiaera T APsEC.3.39

Sustituyendo, la eficiencia de flujo seria:

EF = 2 acuat2SE ¢ 3 40
P_owactual

La Figura 3.2 muestra los perfiles de presién para un pozo
danado y uno estimulado.

Normalmente se busca estimar el beneficio que se deriva de la
eliminacién del dano de formacion de un pozo. Se considera un
pozo, el cual esta produciendo a una presion de fondo fluyente
dada, al estado pseudocontinuo. Si el pozo esta danado, solo
una parte de la caida de presidn estara disponible para la
produccion, la parte restante se disipa a largo de la piel. Por lo
tanto, para un pozo dafnado, el caudal de produccién antes de la

estimulacion esta dado por:
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_ 0.00708kh (P—Pyy— APg)
W Jreo]

E c. 41

Luego de que el pozo ha sido estimulado para remover el daino,
asumiendo la misma presion de fondo fluyente, el caudal de
produccion esta dado por:

_ 0.00708kh (P—Pyy)
up [ln TeD —%]

Ec. 42

Dividiendo la Ec. 4.41 entre la Ec. 4.42 obtenemos

P—P,, f—AP
dantes — ___w/_—5 — EF Ec. 4.43
ddespues P—Pyy

El caudal de produccion ganado al remover el dafio esta dado
por:

1
Aq = Qdespues — Qantes = Qantes (E - 1) Ec. 4.44

3.2.5 Radio aparente del pozo
La restriccion o mejora del flujo en un pozo puede ser expresado
en términos de un radio aparente de este. El radio aparente de

un pozo se define como el radio usado en la ecuacion del
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estado pseudocontinuo en lugar del radio del pozo, cuando la
caida de presion al pozo es correcta. Para el sistema no ideal al

estado pseudocontinuo,

_ 0.00708kh (Pi—Pywr)
WB =]

ra 4

Ec. 3.45

Donde ra es el radio aparente del pozo. Ademas, para el

sistema no ideal al estado continuo,

_ 0.00708kh (Pi—Pyr)
- Te 3

up [lnm—ﬂs]

Ec. 3.46

dodne rw es el radio del pozo y S es el factor de piel total.

Combinando las Ec. 3.45y Ec. 3.46 tenemos

T, =1,e”" Ec. 3.47

Para un pozo dafado, S>0 y ra<rw, mientras que para un pozo
estimulado, S<0 y ra>rw.
3.3 Mecanismos de Daino a la Formacion
Existen varios mecanismos que pueden afectar a la formacion, en
primer lugar, aquellos que producen precipitados que alteran los poros

y la matriz de la roca, por las interacciones interfaciales entre la roca/
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fluido y fluido/fluido, ademas las de la superficie de la roca; también

existen dafios puramente mecanicos y otros de origen bioldgico.

3.3.1 Interacciones Roca/Fluidos

La temperatura, la composicion de los fluidos inyectados, la tasa
de inyeccion, el pH y la mineralogia de la roca son el conjunto
de variables que afectan la naturaleza y la extensién de las
interacciones roca/fluido. Entre las mas importantes podemos

destacar:

3.3.1.1 Migracion De Finos
Los finos se definen como pequenas particulas que
estan adheridas a las paredes de los poros de la roca,
las cuales son producidas in situ o por operaciones de

campo.

El movimiento de particulas esta controlado por el
arrastre hidrodinamico, de tal manera que la posicién de
los minerales en los poros causa que sean facilmente

contactados por los fluidos, ademas la gran area
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superficial contactada favorece la interaccion fisica y las
particulas se moveran si el arrastre hidrodinamico

excede su cohesién contra la matriz.

El efecto del desprendimiento de las particulas se
produce por incompatibilidad entre los fluidos de origen
externo y los de la formacion, que tienden a reducir las
fuerzas de adhesion entre las particulas y las paredes
de los granos; y las fuerzas hidrodinamicas. Una vez
desprendida la particula, la transportan a través del
medio poroso, hasta que es atrapada en el cuello de los

poros, reduciendo la permeabilidad.

Los factores que influyen en el efecto quimico de

desprendimiento de las particulas finas son:

» La fuerza idnica del medio, salinidad
= ElpH
» Temperatura

» Tasa de flujo
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Viscosidad

El rango del tamafio critico para la contaminacion con

soélidos implica un basico entendimiento de la teoria del

puente de particula.

Las particulas con rangos de diametro entre 1/3 y
1/7 del tamano de las gargantas porales, las
taponaran.

Particulas mas pequenas de 1/7 del tamafio de las
gargantas porales migraran libremente por la matriz
de la formacién.

En el caso de una mezcla, las particulas mas
pequenas tienden a llenar los espacios vacios
existentes entre las particulas mas grandes de modo
que la permeabilidad de la mezcla es casi siempre
menor que la permeabilidad que generaria la

particula mas pequenia.
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3.3.1.2 Mojabilidad De Las Particulas Y Superficies
La mojabilidad total o parcial del petrleo en la roca
reduce la permeabilidad relativa al petroleo. Esto puede
ocurrir por el fendbmeno de adsorcion a través de
minerales activos en la superficie de la pared poral. El
dafio puede ser remediado a través de la inyeccion de
solventes capaces de remover la fase de hidrocarburos
que estd mojando a la roca, la solucion es agregar un
tensioactivo fuerte, que aumente la mojabilidad del agua
en la roca con el consecuente riesgo de provocar un

bloqueo por emulsion.

Sin embargo, un tensioactivo por si solo no puede
hacer el trabajo, puesto que normalmente la fase de
petroleo que moja la roca esta compuesta de
hidrocarburos pesados como asfaltenos o parafinas,
debe ser aflojada primero, antes de ser removida

mediante un solvente.
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3.3.1.3 Fangos Y Arcillas

Este dafo incluye la invasién de arcillas provenientes
del lodo de perforacion (normalmente bentonita o
atapulgita) y/o por hinchamiento o migracion de las
arcillas inherentes de la formacién. La invasion de
solidos puede ocurrir durante los procesos de
perforacion, terminacién o reparacion del pozo, siempre
que las particulas sélidas tengan un diametro menor que
el de los poros, siendo responsables de una disminucion
en la permeabilidad y porosidad del sistema poral de la

roca.

Cuando los filtrados provenientes del lodo de
perforacion, fluidos de terminacién, reparacion o
tratamientos de base agua pueden afectar al equilibrio
entre el agua de formacion o del filtrado y las arcillas de
la formacién. Esto normalmente se debe al balance de

composicion y concentracion de sales.

De este modo, dependiendo del tipo de arcillas y la

complejidad y desviacion del desbalance, las arcillas
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pueden precipitar, migrar, disolverse, dispersarse o
distorsionarse reduciendo la porosidad efectiva del

reservorio.

La solucion del problema depende del tipo de arcilla
involucrado y de la matriz del reservorio, por ejemplo,
para el caso de una arcila que se dispersa
(montmorilonita), se optara por acidificar con HF para el
caso de una arenisca consolidada, o por acidificar con

HCI para el caso de una caliza.

Ademas el producto a utilizar depende también de las propiedades
termodinamicas del reservorio, por ejemplo en reservorios de baja
presion, como en el caso de reservorios lenticulares o de poca
profundidad, es mucho mas efectivo movilizar las arcillas con

nitrégeno.
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3.3.2 Fenomenos Interfaciales

3.3.2.1 Bloqueos por agua
Son causados por una region de alta saturacién de agua alrededor del
pozo, originando una disminucién en la permeabilidad relativa al
petréleo en el area cercana al pozo. Un bloqueo por agua se elimina
por si sélo, pero, en general, viene asociado con otros tipos de dafio,
que enmascaran su identificaciéon e impiden su eliminacién. Ademas,
en yacimientos con alto grado de agotamiento, la presion puede ser

baja para expulsar el agua en un tiempo aceptable.

El bloqueo, se ve favorecido con la presencia de arcillas intraporales,
como la illita. Estas arcillas, debido a su forma particular y la direccion
de su crecimiento, aumentan la superficie de contacto con el fluido,
disminuyendo al mismo tiempo el tamafio de los poros y la porosidad
del sistema, incrementando la retencion de agua en las paredes

porales.

Un bloqueo por agua se identifica por un repentino incremento del

porcentaje de agua en la produccion, o una ausencia de
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produccion, generalmente después de la perforacién, terminacion o
reparacion en un pozo, donde se ha usado agua o salmuera
(cuando aumenta la relacion agua-petroleo). Si el pozo produce, es
facil distinguir el bloqueo de una conificacién o intrusion de agua,
ya que este no es sensible a los cambios en la tasa de produccion,
mientras que la conificacion e intrusién disminuiran al bajar la tasa

de produccién.

El bloqueo por agua es usualmente tratado con agente
tensioactivos, que tienen el objeto de disminuir la tension
superficial entre el agua y el petréleo o el gas. Los mas comunes
son los surfactantes y alcoholes. Existen algunos tipos de acidos
particularmente efectivos en el caso de reservorios de gas, que son
capaces de producir la evaporacion del agua de modo que salga a

través de la tuberia de produccion junto con el gas.

Interacciones fluido/fluido

Las interacciones fluido/fluido pueden traer como consecuencia

varios mecanismos de dano como son:
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Bloqueos por emulsiones

La mezcla de fluidos de base agua y base petrdleo ocasionan
emulsiones en la formaciéon. Las emulsiones tienen la
particularidad de tener viscosidades muy elevadas, en particular
las emulsiones de agua y petroleo. Normalmente se forman
durante la invasién del filtrado del lodo de perforacion o durante los
tratamientos fluidos posteriores. Los filtrados de alto pH como el
proveniente del lodo de perforacion o las lechadas de cemento; o
fitrados de bajo pH como el proveniente de los fluidos del
tratamiento de acidificacién, pueden emulsificar el petréleo de la
formacion. De la misma manera, los filtrados de los lodos de
perforacion de base petréleo o fluidos de estimulaciéon del mismo
tipo, pueden formar emulsiones al entrar en contacto con las

salmueras de la formacion.

Las emulsiones son estabilizadas por los agentes tensioactivos
(sulfactantes) que se utilizan en los tratamientos fluidos o que

pueden ser formados por la interaccion del fluido con la roca.
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Sélidos inorganicos por incompatibilidad entre aguas.

Los sdlidos inorganicos reciben el nombre de escala (scale). Los
problemas de deposicion de escala durante el desarrollo de un
pozo, y durante la inyeccion de fluidos se deben principalmente a
la mezcla de fluidos incompatibles, mientras que la deposicion que
ocurre durante la produccién del pozo se debe a cambios en la

presion y temperatura.

Precipitacion inorganica

Se han identificado varios tipos de incrustaciones inorganicas:
Carbonato de calcio, sulfato de calcio, (yeso y anhidrita), sulfato de
bario, carbonato de hierro, sulfuro de hierro, hidroxido férrico,

sulfato de estroncio.

La precipitacion puede ser natural o inducida. La natural esta
asociada con la produccion, cuando lo gases disueltos salen de
una solucion a medida que va declinando la presion del yacimiento.
La precipitacion inducida puede ocurrir en diversas operaciones

debido a la mezcla de fluidos incompatibles.



71

Existen varios productos capaces de disolver la escala,
dependiendo de la constitucion mineraldgica del mismo. Los tipos
mas comunes de sarro encontrados son:

Carbonatos (CO3Ca; FeCO3), en particular el CO3Ca es la
precipitacion mas comunmente encontrada en reservorios ricos en
calcio, carbonatos y bi-carbonatos, como calizas y dolomias. En
estos casos se opta por acidificar con HCI o HF y disolver dichos
carbonatos.

Sulfatos (CaS04+2H20; CaS04; BaS04; SrS0O4), son mucho mas
dificiles de remover, pero tienen la ventaja de ser mas predecibles.
Se soluciona mediante un producto llamado EDTA (sales de
tetrasodio), jugando con el tiempo y la temperatura, a mayor
tiempo de contacto y mayores temperaturas se obtienen mejores
resultados.

Sales de sodio, se disuelven haciendo circular mucha agua, con
una baja concentracién de HCI de ser necesario.

Sales de hierro (FeS; Fe203), se usa una combinacion de HCI o
HF con EDTA.

Sales de silice, se cristalizan, pero pueden ser removidas con HF.

Sales basicas (Mg[OH]2; Ca[OH]2), se remueven con HCI.
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En el disefio del tratamiento de remocién de escala, el tiempo

juega un papel muy importante, puesto que hay que darle al acido

tiempo suficiente para que reaccione, por lo tanto, el pozo debe ser

cerrado por un tiempo, lo que suele ser anti-econémico.

Sélidos organicos por incompatibilidad entre los fluidos

inyectados y el crudo.

Precipitacion organica
Los depdsitos organicos son precipitados de hidrocarburos
pesados, normalmente asfaltenos y parafinas, y pueden ocurrir en

la perforacion, en el tubing y en el interior de la formacion.

Los mecanismos por los cuales se origina son variados y
complejos, pero el principal motivo es algun cambio en las
variables termodinamicas a las que esta sometido el fluido del
reservorio durante el proceso de perforacion, produccion o in-situ
en el interior del reservorio; y el mecanismo por el cual precipitan
tiene que ver con la pérdida de solubilidad en el resto de los

hidrocarburos, y una vez que precipita, cristaliza. La causa mas
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comun que produce este efecto sucede durante la produccion,

donde las inmediaciones del pozo pierden temperatura y presion.

Estos precipitados cristalizados son removidos por solventes
organicos, son polimeros aromaticos (benceno, tolueno), pero en
casos particulares en que la composiciéon del precipitado es
mayormente de asfaltenos, puede removerse simplemente con

alcohol, que es mas barato.

Los precipitados organicos no deben ser confundidos con los
precipitados que se forman por la reaccidon quimica de los
compuestos del petréleo con sustancias inorganicas, que no
pueden tratarse y la inyeccion de un solvente organico
aumentaria el dano por descomposicion; por lo tanto, es
conveniente un estudio minucioso antes de iniciar el tratamiento,
en primer lugar para distinguir si se trata de un precipitado
organico o no, y en segundo lugar para estudiar la concentracion
de asfaltenos en el precipitado para decidir si tratar simplemente

con alcohol o usando un polimero.

3.3.3.4 Depdsitos Mixtos

Son depdsitos compuestos por la mezcla de componentes

organicos e inorganicos, que pueden incluir también sarros,
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fangos, silices y arcillas. Cuando los depdsitos migran, asociados
con un incremento en la produccién de agua, actuando como un
nucleo de deposicion de compuestos organicos provenientes de

los hidrocarburos en flujo.

El Unico remedio para este problema es la utilizacion de un
solvente dual, que contenga un agente de dispersion organico
(polimero aromatico) y un agente de dispersion inorganico

(acido).

Origen del Daino de Formacion.

Dano de Formacién en Ia Perforacion.

Invasion de Sdélidos de Perforacion.

Las particulas materiales contenidas en los fluidos de perforacion
son potencialmente peligrosas, desde el punto de vista del dafo de
formacion: arcillas, cortes, agentes densificantes y viscosificantes,
agentes minimizadores de pérdidas de circulacion. Cuando son
forzados hacia la formacion productiva, pueden disminuir

progresivamente la porosidad y permeabilidad de la roca
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reservorio, de tal modo que una subsecuente puesta en produccion
del pozo o inyeccidn de fluidos hacia el reservorio a flujos
moderados o altos, haria que estos materiales depositados en el
sistema, pasen de poro en poro aumentando la severidad del dafio
en las inmediaciones del pozo.

Tal dano esta limitado a unos pocos centimetros hacia el interior y
alrededor del pozo (normalmente no mas de 10cm, tomando como
media unos 7.5cm), pero la reduccion de la permeabilidad del

sistema en la zona del dafo puede llegar a ser del 90%.

La invasion de solidos de los fluidos de perforacion esta favorecida

por:
o Poros de gran tamafo en la roca reservorio.

o Presencia de fisuras y fracturas naturales.

o Particulas de pequefio diametro entre los componentes del

lodo de perforacion (sobre todo cuando se usan
densificantes)
e Baja velocidad de perforacion, como consecuencia

destruccion de revoque (mudcake) permitiendo en contacto
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entre el lodo y la formacion, efecto que se ve incrementado
por el extenso tiempo de contacto debido a la baja velocidad
de penetracion.

Baja velocidad de circulacion, con la consecuente trituracion
del trépano del cutting a particulas mas pequefas debidas a
la re-perforacion (se detecta el cutting redondeado en
superficie — perforita).

Alta velocidad de circulacion, se erosiona el revoque y se
pone en contacto el lodo con la formacion.

Alta presion de fondo, como consecuencia de una alta
densidad del lodo de perforacién, favoreciendo el ingreso de
lodo desde el pozo a la formacion.

Aislamiento incompleto del revoque, tipico en las
perforaciones marinas, en donde no se puede usar
bentonita puesto que no es soluble en agua salada, y se

opta por la atapulgita, que no es tan buen aislante.

Es muy conveniente usar salmueras limpias, no demasiado
concentradas como para que la bentonita que hace al

revoque no precipite, para minimizar la invasion de soélidos
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hacia la formacion. El uso de salmueras sin aditivos para
evitar las pérdidas de circulacibn no necesariamente
incrementa el filtrado del lodo a la formacion. La naturaleza
quimica de algunas salmueras especiales, que contienen
muy alta concentracion de sales y al mismo tiempo
estabilizan las arcillas (incluyendo la bentonita) mediante
cationes de Ca++ y/o Zn++, son capaces de prevenir los

filtrados y el consecuente dafo de formacién.

3.4.1.2 Invasion de Fluidos de Perforacion

Por razones econdmicas, los pozos deben ser perforados
tan rapido como sea posible. Para incrementar la velocidad
de penetracion es necesario reducir el control de la pérdida

de circulacion.

Normalmente, en regimenes de penetracion muy elevados,

la pérdida de inyeccion puede llegar a ser muy elevada.
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La fase liquida de un lodo tipico contiene muchos
componentes que pueden dafar las formaciones

productivas.

Teniendo en cuenta que la invasion de fluidos es mucho
mas profunda que la invasiéon de sélidos, puesto que puede
llegar a ser superior a los 5mts, el filtrado de la inyeccién es

una de las principales causas en la caida de la produccion.

Sin embargo, la severidad del dafio depende de la
sensibilidad de la formacion al filtrado. La alta permeabilidad
de las arenas limpias, que tienen mayor invasion de filtrado
que una roca de baja permeabilidad, usualmente no son
afectadas cuando el agua de formacién es compatible

quimicamente con el filtrado de la inyeccién.

En lo que respecta al filtrado de la inyeccién se ha sugerido
una caida en la permeabilidad de un 40%, pero hay que tener

en cuenta que esta caida puede tomar cualquier valor desde
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casi 0% (el cero es imposible) hasta el 100%, dependiendo

de la naturaleza de la roca y de los fluidos de la inyeccion.

Las formaciones que contienen arcillas, son en general las
mas sensibles, puesto que las arcillas pueden dispersarse,
precipitarse o hincharse. Las arcillas, en su gran mayoria, son
extremadamente sensibles a los cambios de salinidad, por lo
tanto, cualquier cambio en la concentracion o en el tipo de
sales desde el agua original del reservorio en el que fueron
precipitadas o estabilizadas, produce cambios catastroficos

en la porosidad.

En particular, la reduccion de la salinidad o el incremento del
pH del agua alrededor de la particula de arcilla ocasiona la
dispersion de la misma. Cuando las arcillas se dispersan
actuan como pequefas particulas solidas que pueden migrar
de poro en poro, pero con la complicacion de que tienen
capacidad de acumularse y cerrar al poro totalmente,

dependiendo del tipo de arcilla y el tamafio de las particulas.
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Los factores que favorecen la invasion del filtrado de la

inyeccién son:

eAlta permeabilidad del revoque, como resultado de un mal
disefio del lodo de perforacion u operaciones que disminuyen
la capacidad de aislamiento del mismo. Es valido el caso
mencionado anteriormente donde en lodos salados comunes
no es posible utilizar bentonita.

eAlta presion diferencial, que favorece el ingreso de la
inyeccion hacia la formacién.

ePrologado contacto de la formacién con el lodo de
perforacion. La profundidad de penetracion del filtrado es

funcién del tiempo de contacto.

El filtrado de los lodos de perforacién de base agua puede
tener una baja salinidad y un alto valor de pH, asi como
también pueden contener dispersantes y polimeros. El agua

es una causa de perturbacion de las arcillas y de bloqueo del
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fluo por permeabilidad relativa en reservorios de baja

permeabilidad (water block).

Los dispersantes pueden agravar las consecuencias de la
presencia de arcillas y facilitar la precipitacion en el interior de
los poros. Los polimeros son estables a las temperaturas de
circulaciéon, pero pueden descomponerse, cocinarse y/o
formar residuos cuando son sometidos a las estables
temperaturas de reservorio en intervalos prolongados de

tiempo.

Los lodos de perforacion de base agua salada, generan
filtrados que pueden reaccionar con las sales de formacion y

precipitar varios tipos de compuestos y particulas.

Cuando la circulacién durante la perforacion se hace a
caudales mas o menos elevados, el filtrado que invade la

formacion esta a temperatura de pozo, muy por debajo de la
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temperatura de reservorio, y el enfriamiento producido genera

la precipitacién de asfaltenos y parafinas.

Los lodos de base agua traen muchos problemas en
formaciones con alto contenido de arcillas, existen aditivos
para minimizar estos problemas, sin embargo, en algunos
casos, puede elegirse un lodo de perforacion de base
petroleo, que es mucho mas caro, pero mas eficaz en ciertos

Casos.

Los lodos de base petréleo traen muchos menos
inconvenientes ante la presencia de arcillas, aunque hay que
tener en cuenta que estos inconvenientes son mucho mas

severos.

Los problemas usuales de un lodo de base petréleo son:
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Contienen mayor concentracion de solidos que un lodo base
agua. En consecuencia la invasion de soélidos es mucho mas

acentuada.

El petréleo que invade reservorios de gas, en especial los
lenticulares, causa la caida de la permeabilidad relativa del
mismo y es mucho mas problematico que la caida de la
permeabilidad relativa del petréleo por la invasion de agua,

debido a la mayor viscosidad.

Los fuertes surfactantes usados para dispersar soélidos en
lodos de base petrdleo, hacen que la roca reservorio sea
mojada por el petroleo, reduciendo la permeabilidad relativa
al petroleo.

En los lodos base petroleo se usa al agua como
viscosificante, para estabilizarla se utilizan emulsionantes,
que estabilizan también las emulsiones en el sistema poroso
del reservorio, produciendo un bloqueo al flujo por emulsion
(emulsién blocks), las fuertes reducciones de permeabilidad

por bloqueo al flujo por emulsiéon ocurren en reservorios de
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areniscas, en especial los de arenas muy arcillosas de baja

permeabilidad.

3.4.2 Dano de Formacién por Cementacion.

El principal objetivo de la cementacion es lograr un perfecto aislamiento
del anular del casing con un anillo de cemento impermeable, fuerte y
compacto.

Es necesaria la remocion completa del revoque, para lo cual se utiliza
algun dispositivo como los cafos lavadores o colchones, todos estos

dispositivos deben trabajar con flujo a regimenes turbulentos.

Durante este proceso el revoque puede ser solo parcialmente destruido y
si el cemento no tiene las correctas propiedades de pérdida de fluidos, la
formacion queda poco protegida a la invasion de filtrado, que se ve
agravada por las elevadas presiones de trabajo durante la cementacion,
que pueden llegar a ser varias veces superiores a las de perforaciéon y

mas aun en cementaciones con flujos turbulentos.
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Los lavadores siempre contienen grandes cantidades de dispersantes
para suspender y acarrear las particulas del revoque. La invasién de
estos fluidos a formaciones que contienen arcillas ocasionan problemas
adicionales de migracion in-situ de las arcillas en el interior del sistema

poroso y dispersion de las mismas.

La duracion del trabajo de cementacion es bastante corto comparado con
el de perforacion. La invasion de los fluidos del lavado es insignificante
respecto a la invasion de los fluidos de perforacion, pero esto no quiere
decir que pueda despreciarse, una falla en el control de los fluidos puede
ocasionar un mal calculo en el volumen de cemento, con la consecuente
cementacion incompleta y contaminacion de la lechada de cemento con

el fluido de perforacién o la deshidratacion de la lechada misma.

3.4.2.1 Lechada de cemento

El tamafno desordenado de los granos de conforman al cemento,
junto con el uso de agentes de deshidratacion muy eficaces,

resultan en una limitada filtracién de sélidos vy filtrado provenientes
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de la lechada de cemento, sin embargo, existen 3 casos en que

puede caer la permeabilidad:

El pH relativamente alto del filtrado de la lechada afecta a los
minerales arcillosos de la formacion. Los iones Ca++ liberados por
las particulas de cemento, son rapidamente intercambiados por las
arcillas en las inmediaciones del pozo. El resultado es una
modificacion de las propiedades del filtrado de cemento, no solo
perdiendo su capacidad como estabilizador, sino que haciéndolo
un agente desestabilizador.

El filtrado del cemento entra en contacto con el agua connata de la
formacion, que contiene grandes cantidades de Ca++, provocando

la precipitacion de carbonatos o silicatos calcicos hidratados.

Las lechadas sobre-dispersadas presentan una rapida separacion
de las particulas de cemento en el fondo y de agua en el tope de la
columna de cemento, como resultado hay una gran invasion de
agua libre que puede provocar un importante bloqueo por agua
(water block) reduciendo la permeabilidad relativa de los

hidrocarburos en el reservorio.
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Compresién del cemento

La etapa de compresion del cemento produce dafios severos en
arenas no consolidadas durante la cementacion secundaria. Este
fendbmeno no ha podido ser explicado, pero es evidente en el well
testing.

Pero aparentemente, las altas presiones de compresion del
cemento durante la cementacion secundaria tendrian que ver con

la fracturacién de la roca y la invasion de la lechada.

3.4.3 Danos de Formacion en la Terminacion y Reparaciéon de Pozos

3.4.3.1

Danos por punzado

La operacion de punzado siempre ocasiona dafos adicionales en
la formacidn, puesto que cualquiera sea el método de punzado que
se utilice, éste compacta la roca alrededor de la zona atravesada
por el proyectil, aumentando la dureza de la superficie y

reduciendo la porosidad local de la misma hasta en un 80%.

Hay muchos otros factores que tienden a reducir la productividad:
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Compactaciéon de la roca alrededor de los agujeros con la
consecuente reduccion en la permeabilidad local.

La sobrepresién introduce restos de formacién y da las carcazas
en la formacién, ademas introduce fluidos con sodlidos en la
formacion.

Penetracion insuficiente, esta afectada por la resistencia de la roca,
y puede no ser suficiente para crear los mencionados canales de
by-pass (wormholes).

Inadecuada seleccibn de la geometria. Se prefiere baja
penetracidn pero con gran diametro en formaciones blandas,
mientras que es conveniente elegir pequefios diametros y gran
profundidad en formaciones duras.

Inadecuada eleccion de la presion diferencial, presiones
insuficientes pueden no dar el resultado esperado, presiones
excesivas pueden fundir la roca en las inmediaciones del agujero,

generando una pared de vidrio totalmente impermeable.

Danos por fluidos de terminaciéon
Las causas mas comunes de dano ocasionado durante la

terminacién de un pozo son las siguientes:
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Taponamiento de la formacion y punzados por sodlidos
suspendidos, bacterias y/o residuos de polimeros, que tienden a

bajar la permeabilidad de la formacion.

Hinchamiento y dispersion de las arcillas, bloqueo por agua (water
block) y emulsiones (emulsion block) y precipitacion de

incrustaciones.

Es necesario utilizar fluidos de terminacion limpios y filtrados,
empleando el uso de bactericidas. Los fluidos deben ser
mantenidos en tanques limpios lejos de la contaminacion a la que
esten expuestos en las zonas cercanas al pozo. También debe

controlarse el uso de grasas y lubricantes.

La elecciéon y el cuidado de los fluidos de terminacién es mucho
mas marcada cuando se trata de un reservorio depletado. Existen
aditivos muy eficaces, otra posibilidad en estos casos es el uso de
gases o espumas como fluidos de terminacion. Debe, como en

todo caso donde va a haber infiltracion, estudiarse Ila
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compatibilidad del fluido de terminacion con los minerales de la

formacion y la salinidad debe estudiarse cuidadosamente.

Los fluidos de terminacion normalmente requieren de inhibidores
para controlar la corrosién. Estos ultimos pueden provocar un
bloqueo por emulsion (emulsion block), modificar la mojabilidad de
la roca y precipitar el Fe+++.

Danos en Gravel Packs

La mayor parte de los dafos ocasionados en gravel pack tienen
que ver con:

Punzados y espacios entre casing y tubing sin arena.

Gravel pack contaminado por particulas de la formacion y por geles
sin romper.

Grasas, pinturas y residuos de polimeros entre la formacion vy el
gravel pack.

Inadecuada seleccion del tamafno de la arena del engravado
siendo invadido por finos de la formacioén durante la produccion.
Filtros con ranuras de macrado grande que no retienen la grava o

demasiado reducidos que se taponan.
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Movimiento de arcillas con altos caudales que taponan las
gargantas porales y entran en el pozo.

Excesivos caudales que producen derrumbes.

En pozos gasiferos con baja presion de formacion, la temperatura
baja debido a la expansién del gas y se producen precipitados
organicos e inorganicos.

Parafinas y asfaltenos producen emulsiones cuando se extraen
altos cortes de agua.

Bajas presiones de formacion en pozos gasiferos forman
condensados que disminuyen la permeabilidad relativa al gas y

fendmenos retrogrados.

Dano durante la limpieza del pozo

Cuando se limpia el pozo para remover depdsitos o productos
corrosivos del tubing de produccion, altas concentraciones de
materiales dafinos pueden invadir la formacion. Debe tenerse
especial cuidado en que estas suspensiones no sean forzadas
hacia el sistema poroso, en particular en el caso en que los
materiales son solubles en el fluido de limpieza, puesto que no se

forma revoque para prevenir la invasion del filtrado.
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El 6xido de hierro en acido o parafinas en petréleo caliente son los
mas tipicos componentes que se re-disuelven en el fluido de
limpieza, y que pueden re-precipitar en la formacion, causando un

dafio severo y permanente.

Dano durante el tratamiento acido

Los problemas usuales encontrados en otras fases de la vida de un

pozo pueden ocurrir durante el tratamiento de acidificacion:

Materiales del tubing que son arrastrados hacia la formacion, hay
que tener en cuenta que los acidos intercambian iones con los
metales, en especial con los de la caferia del tubing y el casing,
disminuyendo el espesor de los mismos, pudiendo llegar a
danarlos y arrastrando materiales y suciedades normales en las

canerias hacia la formacion.

Los surfactantes utilizados para dispersar soélidos durante la

acidificacion e inhibir la corrosion de las canerias del casing y el
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tubing por accién del acido crean dentro del sistema poral bloques
de emulsion (emulsion blocks).

Bloqueo por agua (water block).

Cuando se inyectan en la formacién grandes volumenes de acidos

el riesgo de deposicion de parafinas y asfaltenos es muy grande.

Especialmente en aquellos casos en los que el disefio del mismo

es inapropiado. Estos incluyen:

Lodos producidos por la reaccion entre acidos y asfaltenos, en
especial ante la presencia de algunos aditivos (particularmente

surfactantes) y minerales de hierro solubles.

La roca puede perder consolidacion por la disolucion excesiva del

cemento que conforma a la matriz.

Precipitacion de productos secundarios de la reaccién acida con
minerales de la formacion. Los productos secundarios que podrian

formarse, pueden ser analizados y predichos mediante modelos
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geoquimicos que dependen por un lado de la composicién de la
roca de la formacién y de la composicion del fluido del tratamiento,
y por otro lado de las variables termodinamicas (presion y

temperatura) y del tiempo.

Sin embargo, estos modelos s6lo pueden predecir la naturaleza y
no el dafio que podrian llegar a producir en la formacion puesto
que no describen el medio fisico (solamente describen el quimico),
es decir, no describen el medio por el cual estos se depositan en
los poros de la roca; por ejemplo, puede precipitar hidrosilicato en
la superficie de las arcillas y no causar ningun dafno, e inclusive
compuestos tales como borosilicatos y fluorboratos pueden ser
beneficiosos en algunos casos, pero hay que tener en cuenta que
también podrian  precipitar formando geles taponando

completamente los poros del sistema.

Algunos aditivos utilizados para prevenir la corrosion del hierro del
sistema de produccion pueden formar precipitados, esto sucede

porque trabajan directamente sobre el hierro y la cantidad sobrante
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del aditivo va a parar a la formacién, donde de seguro el hierro es

todavia mas escaso.

La permeabilidad del sistema poroso puede disminuir como
consecuencia de residuos de los agentes inhibidores de corrosién,
0 a través de la degradacién térmica de polimeros, tales como los

que se utilizan para reducir la friccion.

“‘En fracturacion hidraulica y gravel pack, los acidos pueden

disolver los paquetes de arena.”

Tratamientos de control de agua

La fraccion de agua producida por un pozo, puede ser
sustancialmente reducida mediante la inyeccion de poliacrilamidas.
La mayoria de las veces, sin embargo, la inyeccion de las mismas
lleva a una caida en la produccion de gas y petréleo

simultaneamente con la del agua.
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Aparte de las causas inherentes a la técnica (quimicas, mecanicas
y la degradacién térmica del polimero), algunas causas pueden ser

atribuidas al dafio de formacion ocasionado por el tratamiento:

Dano provocado por una disolucion incompleta del polimero.
Formacion de geles.

El agua que se utiliza como base para el tratamiento puede no
haber estado correctamente filtrada.

Bloque por agua (water block).

Interaccion del agua o del polimero con las arcillas de la formacion.

Danos durante la produccion

Algunos reservorios no pueden ser puestos en produccién a altos
caudales de flujo o elevadas caidas de presion entre el reservorio y
el pozo (drawdown) sin ser afectados por fenémenos adversos. El
dafio de formacion en estos casos es permanente y no puede ser
reducido simplemente reduciendo el caudal o el drawndown de

produccion.
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Fangos nativos y arcillas sueltas entrampadas en la pared poral,
pueden comenzar a moverse a flujos elevados, especialmente en
el caso en que dos fluidos inmiscibles estan siendo extraidos en
forma simultanea. Dependiendo del tamafio de las particulas, estas
pueden bloquear el poro a través de su interconexion con el
siguiente o migrar hacia otros poros aumentando la viscosidad del

fluido en produccion hacia el pozo.

El drawdown excesivo hace caer la presion poral en las
inmediaciones del pozo, y puede exceder a la fuerza compresiva
de la roca. Este fendmeno es mucho mas complejo en arenas no
consolidadas, donde la pobre cementacion de la matriz se traduce
en un aumento progresivo en la produccion de arena de las

inmediaciones del pozo.

La reduccion de presion poral durante la produccion, y muchas
veces el enfriamiento provocado por la expansion del gas, resulta
en un taponamiento por precipitacion organica o inorganica. La

mayor parte de las veces, éstos depdsitos afectan solamente a la
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cadena de produccion y al equipo de superficie, sin embargo, hay

casos en que pueden reducir la permeabilidad de la formacién.

Hay arcillas especificas que pueden promover la deposicion de
materiales organicos en el sistema poroso o la precipitacion de

soluciones salinas muy saturadas como el CO3Ca, SO4Ca.

La deposicion de asfaltenos en las paredes de los poros pueden no
afectar a la porosidad y la permeabilidad absoluta en forma
significativa, sin embargo, la roca pasa a estar mojada por petréleo
y no por agua, como sucede normalmente, lo que reduce en forma
significativa la permeabilidad al petrdleo, y, bajo ciertas
condiciones, favorece el bloqueo por emulsién (emulsion block)

cuando el reservorio produce petroleo y agua simultaneamente.

El drawdown excesivo en reservorios productores de gas
condensado, conduce a una presion de flujo por debajo del punto

de rocio en el fondo del pozo, ocurriendo una destilacion in-situ de
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las fracciones livianas producidas, mientras que los hidrocarburos
mas pesados permanecen en la formacion causando una caida de

la permeabilidad relativa al gas.



100

CAPITULO 4

4. METODOS DE DETERMINACION DEL DANO DE
FORMACION

41

Pruebas de presion transitoria.

La prueba de presion transitoria consiste en cambiar el caudal de
produccion en superficie y registrar el cambio de presiéon en el
fondo del pozo. El cambio del caudal de produccién que se realiza
durante la prueba de presion transitoria induce una distribucion de
presidon que se transmite en el yacimiento y es afectada de varias

maneras por las caracteristicas de las rocas.

Por consiguiente, un registro de las presiones contra el tiempo
produce una curva cuya forma esta definida por las caracteristicas

propias del yacimiento.
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Encontrar la informacion contenidas en estas curvas es el objetivo
fundamental de la interpretacion de pruebas de pozos. Para
alcanzar estos obijetivos, el analista debera dibujar los datos de
presion transitoria en tres sistemas de coordenadas diferentes —
log-log (modelo de reconocimiento, diagnédstico), semi-log (para
calculo de los parametros) y cartesiano (para verificacién

modelo/parametros).

Pruebas de Restauracién de Presion (Build Up).

Las pruebas de incremento de presion son unas de las pruebas de
presidon transitoria mas frecuentemente utilizadas; y una de las
técnicas mas familiares de pruebas de pozos. Una de las razones
para su preferencia es que no requiere una supervision cuidadosa
que otros métodos de pruebas de pozos demandan. Otra razén es
que, cuando el pozo se cierra durante el estado transitorio, la
presion se incrementa hasta la presion inicial (P;) del yacimiento y
es posible medirla. De igual forma si el pozo se cierra durante el
periodo pseudo continuo entonces es posible estimar la presion

promedia del yacimiento en el area de drenaje del pozo.
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Figura 4.1 Historia de caudal y presién para una prueba ideal de
incremento de presion

La presion se mide inmediatamente después del cierre y se
registra como funcién del tiempo durante el periodo de cierre. Si
fuera posible producir el pozo a caudal constante q, desde el
instante que se abre a la produccion, no habria restricciones en la
duracion del tiempo de produccion t,, antes de cerrar el pozo. Sin
embargo cuando t, es muy pequeno, el radio de investigacion del
periodo de flujo podria ser muy pequefo también y la

permeabilidad estimada sobre |la base de la prueba de incremento
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de presion representaria solamente la permeabilidad del
yacimiento en la vecindad inmediata del pozo. Esto podria ser
erroneo si esta permeabilidad ha sido alterada en el curso de las

operaciones de perforacion y completacion del pozo.

Usualmente no es posible estabilizar el caudal desde que el pozo
se pone en produccidon. Por esta razén es necesario producir el
pozo a caudal constante por un periodo de tiempo suficientemente
extenso para que el radio de investigacion se extienda mas alla de

la vecindad del pozo.

¢ CUANDO SE HACE?
Pozos que se cierran para reparaciones

Luego de un tratamiento o estimulacion

¢ QUE SE OBTIENE?

Permeabilidad promedia de la formacion
Caracterizar dafo o estimulacion
Presion del area de drenaje

Heterogeneidades o limites del yacimiento
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Existen tres métodos de analisis de una prueba de restauracion de
presion:

a) Convencionales (Horner, MDH, MBH, Muskat, etc)

b) Curvas tipo (All Hussainy et.al, Gringarten et.al, Bourdet et.al (
Derivada).

c) Analisis Moderno (Computacional utiliza 2 métodos anteriores).

4.2.1 Método de Horner.
Partiremos de la asuncion de que al cerrar el pozo para un
incremento de presion, instantdneamente cesa el flujo de
fluidos del yacimiento al pozo y al abrir el pozo para una
prueba de flujo, toda la produccién proviene del yacimiento y
no de la expansion de los fluidos contenidos en el pozo, al
menos por un corto periodo de tiempo. Por prueba ideal se

entiende, la prueba de pozos considerando:

e Yacimiento Infinito, Homogéneo e Isotrépico
e Fluido ligeramente compresible (petrdleo)
e Flujo de una sola fase

e Propiedades del fluido constantes
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e Cualquier dafio o estimulacion se considera concentrando
en un Skin de espesor igual a cero.
e En el momento que se cierra /abre el pozo, el flujo cesa

totalmente / inicia inmediatamente.

Ninguna prueba real de incremento de presién se modela
exactamente por esta descripcion idealizada, pero los
métodos de analisis desarrollados para este caso son de
utilidad en situaciones mas realistas si reconocemos el
efecto de la desviacién de algunas de estas asunciones del

comportamiento real de la prueba.

Si el pozo ha producido por un tiempo t, a una rata q antes
del cierre, y si llamamos al tiempo de cierre por At,

entonces, utilizando superposicion figura (1), se tiene:

16884uic.r. | _ |
o :_7069'“!30,“{111[ duie,r, }_25}_70_6( a8, [, S
Y

1
¢t Kh K(r, + A1) Kh [

1688¢c.r. °
&_’}‘H _2Sv:|
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Resolviendo se tiene:

b / r+Af
P“,S :R —-70.6 fsc{?ofl In z (1)
= R‘h ‘ .ﬁf ................................................
) [ r, + At
P =P —162.63Pe 1ol 2
) 'J'I Alf ................................................ (2)
Que corresponde a la ecuacion de Horner. Donde:
—>t tiempo de produccion previo al cierre, [hrs].
— At tiempo de cierre, medido desde el instante de cerrar el pozo [hrs]
asi,
At= 0 en el instante que se cierra el pozo.
(=)
At Tiempo de pseudo produccion de Horner

[adimensional].

Note que como resultado de la aplicacion del principio de
superposicion los dafos se eliminan mutuamente, esto
significa que la pendiente de Horner no esta afectada por el
efecto de dafio, aunque en realidad el dafio si influencia los
datos de la prueba durante los primeros tiempos de cierre.

La ec. (2) puede escribirse:
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r,+ A1
P, =P +mlog -~
At e (3)
Donde: m = pendiente del grafico de Horner
= —162.6 LPoH
Kl e (4)

Es conveniente utilizar el valor absoluto de m en el analisis,
para tal efecto se utilizara la convencién practica de la
industria petrolera. La ec. (3), es la ecuacion de la linea
recta con intercepto P; y pendiente m en un gréfico

semilogaritmico, figura (2).
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Figura 4.2 Técnica grafica para una prueba de incremento de presion

Asi la permeabilidad, k, puede determinarse de una prueba
de incremento de presion a partir del calculo de la pendiente
m. Cuando se realiza una prueba de incremento de presion
cerrando el pozo durante el estado transitorio, unos de los
objetivos de la prueba es determinar P;, del area de drenaje
del pozo. Practicamente no seria econdmico mantener el
pozo cerrado durante un largo periodo de tiempo hasta

alcanzar Pi, sin embargo la ec. (3) nos proporciona un modo
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de estimar P; sin tener que cerrar el pozo por un largo

periodo de tiempo.

Note que:

Asi, cuando At es suficientemente largo (At—«), t,/ At se
aproxima a cero, y dado que log 1= 0, se tendra, Pys = Pi.
Por lo tanto, para estimar Pi, debemos extrapolar la linea

recta de Horner a un tiempo de cierre infinito es decir ,

, 1, +At
Iim log(
Af—sa A

) =log(1)

Es significante mencionar que la extrapolacion de la linea
recta de Horner a la razén de tiempos unitarios dara P; a
bajos tiempos de produccion (pozos nuevos). Se debe
enfatizar que este procedimiento es solamente valido
cuando el flujo es radial, lo que significa que el yacimiento
es homogéneo con respecto a todos los parametros
descritos y el fluido contenido en él ligeramente compresible

y tiene propiedades constantes, y sobre todo el pozo fue
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cerrado mientras estaba en estado transitorio. Si cualquiera
de estas condiciones no se cumplen, la extension de la linea
recta del grafico de Horner no dara P;. Por ejemplo, si el
yacimiento tiene fracturas naturales, entonces la extension
de la linea recta de Horner no necesariamente dara P; a no
ser que el pozo se lo cierre por un gran periodo de tiempo, al
menos dos veces el tiempo de produccién. También, si al
momento de cierre el pozo estaba produciendo en estado
pseudo continuo la extensién de la linea recta de Horner

tampoco daran P;.

Es importante sefialar que la ec. (3) fue derivada para un
pozo localizado en un yacimiento infinitamente grande.
Como resultado de esto, muchos ingenieros son de la
opinion de que el método de Horner de analisis de
restauracion de presion no es valido para pozos viejos. Esto
es cierto; Ramey y Cobb demostraron que el grafico de
Horner resulta en una linea recta cuya pendiente es

inversamente proporcional a la permeabilidad de
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yacimientos limitados, que producen por un pozo viejo y por

cualquier tiempo de produccién.

Desafortunadamente la extrapolacion de la linea recta
semilogaritmica a la razéon del tiempo unitario no sera P;. Sin
embargo, Matthews, Brons y Hazebrock (MBH) llamaron
esta presion extrapolada P* que esta relacionada a P para
varias localizaciones de pozo dentro de varias formas de

area de drenaje.

Es practica convencional en la industria graficar Pys vs

(t“+ﬂt)
At en un papel semilogaritmico con los valores

aumentando de derecha a izquierda ver figura (2) la
pendiente m se obtiene por simple substraccion de
presiones entre dos puntos cualquiera que estén separados

un ciclo, es decir tomar la pendiente entre ciclo y ciclo.

Ahora obtengamos la ecuacion que permita calcular el factor

de dano (S): El efecto de dafio afecta la presion de flujo,
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antes de cerrarse el pozo y la forma del grafico solo a
pequeios tiempos de cierre, en una prueba real esta
desviacién inicial puede ser debida también al efecto de

llene o a combinacion de ambos efectos.
Por esta razén, el efecto de dafio debe determinarse de:

i) Los datos de presion de flujo, inmediatamente antes de
cerrar el pozoy,
i) Los datos de restauracion de presion.

Antes de cerrarse el pozo:

_ p +70.69<Pot {h1[1688'4‘é“c”‘* ]— 2.5'}

" @0 kch kit
1 v P
Donde:
W @A Presion de flujo inmediatamente antes de cerrarse el pozo
iii) Incremento de presion al tiempo de cierre, At, de una prueba

de restauracién de presion se tiene:
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1688.4 |
Py - P 1162622 oo #ar | o ge0s
e n ,
1688 4duc, . |
ow@ wo " E T ’”[ log{TfJ 0-869SJ ......................... (a)
i p

Combinando las dos ultimas ecuaciones (a) y (b) y

resolviendo para S se tiene:

I+ Af
P =P —n{log[ - H ................................................................. (b)
) Af
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Es practica convencional en la industria petrolera escoger un
tiempo de cierre fijo, At, de 1 hora y la correspondiente
presion de cierre, Py, para utilizar en esta ecuacion
(aunque cualquier tiempo de cierre fijo y la correspondiente
presion se puede utilizar). La presién, Pq,, debera

permanecer en linea recta o su extrapolacion. Para t, altos

t, + At
. lﬂg( — )
comprobados con At, podemos asumir que ‘p es
despreciable.

Con estas simplificaciones:
P, — P 2
S=1.151 Sl "f-@”=°)_|0g A 4323 e (6)
@lcfr\r—

m
La ecuacidon anterior proporciona una buena estimacion del

(5]

+3.2

factor de dafio para t,>>1. Pero cuando t, esta en el orden
de 1 hora (por ejemplo) en pruebas DST - Drillstem testing,
se debe utilizar la ec. (5). En resumen, de una prueba de
incremento de  presidon, podemos determinar la
permeabilidad de la formacion a partir de la pendiente del
grafico de Horner, la presion inicial del yacimiento, P;, y el

factor de danio.
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Figura 4.3: Aspectos practicos de analisis de presion del método de

Horner
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4.2.2 Método Miller, Dyes Y Hutchinson (MDH) .

Sit+ At=t; estoest>> At

o au _ ]

Pws =Pi = 7~ [In(t+ At) —In Af] (4-26)
[ _ qu )

Y Pws=Pit a7kh In (At) ankh In (t) (4-27)

Pws €s una funcion lineal del logaritmo del tiempo de cierre.

Con la suposicion g3 = 0 (restauracién de presion) el efecto
pelicular (“Skin“) y la difusividad desaparecen; para
obtenerlos se requiere escribir una ecuacion de flujo en el

momento en que se cierra el pozo esto es:

Pt =P~ In—<L__ + 080007 + 25 (4-28)
Amkh HUC Ty

Esta ecuacion resulta de aplicar la aproximacion log a la
Solucion de la Linea Fuente.
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P %[hupw 81)+0.81 (4-29)
Las ecuaciones (4-25) y (4-28) pueden resolverse
simultaneamente para obtener el efecto pelicular “S”.
qun [ t+At)
In 4-25
Pws p'4khlm,| (4-29)
Restando miembro a miembro las ecuaciones (4-25) -(4-28):
qu t+m' kt ]
- =— In +I - 080907 -25 4-30
Donde:
5=t 1Pws —Puf “‘“]—m ] 08090?1 (4-31)
2 au LAl ¢llctrw J
4nkh
sit>>At
S =1 JPus —Put iy (a1)-in — ‘—{]_BDQUTL (4-32)
2 q—“ '\¢|“Ctr',l.r/'
Arkh J

Tomando At = 1 hora
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- .
S=—q- In [ 5 l - 0.80907 (4-33)
21 qu LOUCTy,
_ 4mkh
en unidades de campo:
2303) |
112303) | Pws Pt (2-303) |
5= {——"——=m=r——(2303) log 0.000264 K 5 _ 080807 L (4-34)
1412qBu!2>%) bneyry  (2303)
L 2kh J
4 i
) Pws 1h —Pwf { k
S=115 ora —lo +3.23 4-35
} 162.6qBp 9 e, (4-395)
kh
La ecuacioén (4-25) en unidades de campo es:
1626qBp ’t+at'}
=pi— lo 4-36
Pws =Pi Kh At ( )
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Figura 4.4: Grafico de restauracion de presién de Horner, mostrando los
efectos de llene y dafios.

4.2.2 Método de Matthews — Brons - Hazebroek (MBH)
En 1954, Matthews, Brons y Hazebroek presentaron una técnica para
estimar la presion promedia del reservorio para una prueba de incremento
de presion en la region de los limites de drenaje. Las limitaciones de este
metodo resultan de la asuncion de no variacion en la region de drenaje de
movilidad o compresibilidad del fluido. Sin embargo, estas limitaciones
pueden ser superadas efectivamente en yacimientos con multiples pozos
por el uso del tiempo de pseudoproduccion, t, = ty,ss en lugar del tiempo

de produccién real mas largo.
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La técnica MBH proporciona una forma de estimar £ de un pozo en al
menos una posicion en yacimientos de varias formas de areas de
drenaje. En el uso de este método el Ingeniero divide el yacimiento en

areas de drenaje.

Cuando se hace todo esto se debe reconocer las diferencias significativas
en los ultimos tiempos de la curva de incremento de presion que resultan
de la forma irregular de la forma de drenaje. Cada circunstancia puede
justificar la precision de la evaluacion debido a la forma del area de

drenaje.

Para estimar la presion promedia del volumen de drenaje estimado del
método MBH, primero se extrapola la linea recta de una prueba de
incremento de presién de Horner para obtener la presién falsa P*, luego

la presion promedia es estimada de:

— . m

r=F —mp.-q,.,-.-(f,..- 5% USRS UUUS (19)

Donde m es la pendiente de la linea recta de Horner
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m=162.64.1u8 e (20)
ich

En la ec. (19) PpwmeH(topa) €s la presion adimensional determinada en el

correspondiente tiempo adimensional a tp:

_ 0.0002637kt,

e vy e {2)

Como en la técnica normal de analisis de Horner, tenemos que asumir
que el pozo produce a una rata constante desde t = 0 hasta un tiempo t,,
momento en el cual se cierra el pozo para una prueba de incremento de

presidon. En algunos casos una estimacion para el calculo de tp viene de:

Donde V, es el volumen acumulativo producido desde la ultima

restauracion de presion y q es la tasa justo antes del cierre del pozo.
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Es conveniente utilizar la produccion acumulativa desde el ultimo estudio.
Lo realmente importante es que el grafico de Horner esta basado en la
superposicidon para un sistema actuante infinito, ambos antes y después
del cierre. Si el sistema no es actuante infinito después del cierre, esto
debe ser considerado en el analisis, y cualquier t, o la técnica de analisis

deberia ser modificada.

Pinson y Kazemi indicaron que f, podria ser comparado con el tiempo

requerido para alcanzar el estado pseudo estable:

Dr.c,d

i,  =——/—If -
P 00002637k (tn0)

(tpa) pss = 0.1 para un circulo simétrico o cuadrado con el pozo en el

centro, en la ultima columna de la Tabla 1 se presentan valores para
otras formas de areas de drenaje. Si t,>>t,ss, tpss debe ser remplazado
por t, para el grafico de Horner y en las ec. (19) y (21) para su uso con las

curvas de presiones adimensionales MBH.

Practicamente, sustituyendo t,ss por un t, generalmente no se mejoraria
significativamente la estimacion de la presién estatica a menos que f, sea

bastante grande alrededor de 5 a 10 veces t,ss, aunque los resultados son
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relativamente mas sensibles con altas ratas. Para una condicion de
limites cerrados el uso de fyss con el método de Horner puede incrementar
la duracion de la linea recta en el grafico semilogaritmico, lo que es
contrario en un grafico MDH, y puede algunas veces ser una justificacion
para el uso de fyss en el grafico de Horner en lugar de t,. Donde {, es solo

1.5 a 2 veces fpss.

Debido a los factores de compensacion (bajos valores de P* y
correspondientes correcciones pequefias) algunos valores de t, usados
con la aproximacion MBH tedricamente pueden dar resultados idénticos
de presiones promedias. Practicamente, un {, relativamente corto puede
eliminar serios errores numeéricos en el calculo de la presion estatica.
Estos errores causados por la extrapolacion larga y desviacion de la

asuncion, son por ejemplo:

1. La falta de la estabilizaciéon de la rata antes del cierre.

2. La migracion y el cambio del area de drenaje en un reservorio de pozos
multiples.

3. Variacion en la movilidad y compresibilidad del sistema con el tiempo.
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VENTAJAS:
Aplicables a varias formas de areas de drenaje.

No requiere datos mas alla de la region MTR .

DESVENTAJAS:
Requiere del conocimiento del tamafio y forma del area de drenaje.

Se requiere estimar las propiedades del yacimiento y de los fluidos como,

¢ty @ que no siempre se conocen con exactitud.

Método de Muskat

Se basa en una limitacion de la ecuacion de difusividad para un pozo que
produce a una tasa constante en un yacimiento cilindrico cerrado.
Cuando se alcanza el flujo pseudo estabilizado; usando el principio de
superposicién para simular la prueba de Restauracién de presion (

Buildup), la ecuacion de difusividad puede aproximarse a:

{ 000388 |
'[_?B,H | -_-}'rclr;" ]

e
Kh

P—P,. =118.6
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Para analisis de pruebas de Build up, podemos expresar esta ecuacion
como:

- B 0.00168KA?
Log(P—Pﬂ)=log[118.6q '“)—

Kh 5@3@ T !

La aproximacién es valida para tiempos de cierre (At), comprendidos

entre:
3 7
250¢ee, 1, T50guic,r,” _ ] _
T = A= T (Rﬂngo dentro del cual el método de Muskat es sensible)

La ec. (23) tiene la forma de:

Log(P-B,. )= A+BAr
donde Ay B son constantes.

Para aplicar este método, se debe asumir un valor de ¥ y luego graficar

Log (ﬁ—f{u) vs At, hasta obtener una linea recta, que sera el valor

correctode F.
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El método es demasiado sensible si:

« F (asumida) es demasiado alta o demasiado baja, la curva se desvia de
la linea recta, hacia arriba o hacia abajo respectivamente (dentro del
rango de At).

e El valor correcto de 7 (asumida) producira una linea recta (dentro del
rango de At).

e Como el método se desarrolla en el flujo estabilizado, es conveniente

trabajar con los ultimos 10 valores de una prueba de Restauracion .

A
v
A,
| 1
-9 —
;. -\-\"""-\_._\_\_\_\__\_\_\_P . _uTﬂ
=
=
_ P — CORRECTO
P — BAJO
-
At

Figura 4. 5: Grafico Log (P - Pws ) vs. At, para determinar el valor correcto
de P

VENTAJAS:
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No se necesita estimar las propiedades del yacimiento y los fluidos
cuando se utiliza para estimar P, excepto para escoger el At para el

analisis de los datos.

Proporciona un valor satisfactorio de P para:

- Pozo fracturado hidraulicamente.

- Pozo con capa de doble permeabilidad.

En estos casos el método de P* falla.

DESVENTAJAS:

Falla cuando la prueba se realiza en pozos descentrados en areas de
drenaje.

El tiempo de cierre requerido, es impractico, particularmente para pozos
de baja permeabilidad, en el que se requiere largos periodos de cierre al
pozo para obtener datos que nos den la linea recta necesaria, por lo que

su uso es limitado.
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4.3 Pruebas de Decremento de Presion (Drawdown)

A estas pruebas también se las conoce como pruebas de flujo.
Consiste en cerrar el pozo, y permitimos que la presion se iguale en
todo el yacimiento, después de un cierto tiempo el pozo se pone en
produccion a caudal constante y se mide las presiones de fondo

fluyente (Pws).

3
[ =cte
o]
=
=]
o |
bt |
|
. | .
| | TIEMPO
[ |
| I
i | |
| |
Pwe |
= I
o
B | |
g [ Pwf
|
|
| |
! >
0 >
At TIEMPO

Figura 4.6: Historia de caudal y presiéon para una prueba de decremento de
presion.
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. CUANDO SE HACE?

En pozos nuevos.
Pozos que se cierran para reparaciones .

En pozos en que a una prueba de incremento de presion es

antiecondmico.

En pozos que han estado cerrados durante un tiempo

suficientemente largo.

¢ QUE SE OBTIENE?

Permeabilidad promedio de la formacién.

Efecto skin (S).

Constante de almacenamiento (descarga).

Area de drenaje (tamafio de yacimiento). Prueba limite.

Calculo de las reservas ( pozos exploratorios).

Al igual que en las pruebas de incremento de presion, se presentan
3 regiones bien diferenciadas: ETR, MTR, LTR. En la figura (4.7) se

representa un ejemplo hipotético de una prueba de decremento de
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presion donde esta representado P,s como funcion del logaritmo de

tiempo de flujo.

Si a bajos tiempos de flujo y para valores finitos para la constante
de almacenamiento de la prueba de flujo se aproxima a la linea
recta semilogaritmico por arriba indicando dafio. Si por el contrario
la curva concurre a la linea recta por debajo es indicio de
estimulacion. Esta conclusién no depende de la magnitud de los

efectos de almacenamiento.

Region de tiempos  |—— Region de —_ | Region de tiempos _{
tempranos tiempos medios tardios

E.T.R. M.T.R. L.T.R.

4+—  Efectocon
llene v dafio

Presion constante
en el conforno
exterior

f

Efecto de llene
y estimulacion

Yacimiento

Yacimiento —p infinito

cerrado

Log At ——————————*

Figura 4.7: Grafico semilogaritmico Pwf vs. Log t
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4.3.1 Regién de Tiempos Tempranos (ETR)
En la region de tiempos tempranos los efectos de
almacenamiento y dafio dominan la prueba, es decir que los

valores de presion registrados estan afectados por Cy S.

El almacenamiento en las pruebas de decremento de presion

se conoce como descarga o produccién inicial.

C=E?C'ﬁ0 ﬂ]
> 24 AP,

La rata a la cual el fluido es removido del pozo es menor a la
rata a la cual el fluido ingresa al pozo, el cual aumenta hasta

que finalmente los caudales se igualan y termina la descarga.

En variables adimensionales:

0= (B0 + 3.5 5)Cs0, e, (24)

En variables reales:
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(200000 + 120005 )C;

T e
u

4.3.2 Regién de Tiempos Medios (MTR)
Comienza inmediatamente después que termina la region de
tiempos tempranos, a medida que pasa el tiempo el
comportamiento de presidbn se estabiliza porque Ia
investigacion es mas profunda; a esta regiéon se lo conoce

también como flujo radial infinito.

Una prueba de flujo a caudal constante en un yacimiento
infinito, puede describirse por la aproximacion logaritmica de la

funcién Ei.

q. ,{3';1 1638 -1;#:;&‘

P =P+1626 t ‘ 0.8695
ki l,\

By =B +1626 %P 1og K
ki ;éycfr“

.-'

)
By=P +162.6 L8 10g A¢ + 10g |-3.23+0.8695
h | ey |
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La ecuacién anterior puede representarse de una manera
simplificada como:

F, s = mlog At + cons tan fe

m=
kh

Donde:

Rt

f
i |

Constan te=F. + m| log £ —1—3.23+0.8695
I'-. ;ilil.lfrf TI'\.r_ ,.-I

La ecuacion (26) representa una linea recta con pendiente m

en un grafico Py Vs log At. Se prefiere trabajar con el valor

absoluto de esta pendiente.
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Si adaptamos la convencion de la industria petrolera. Para At=
1hr entonces Pw= P1n.. Por lo tanto la aproximacién logaritmica

sera:

By =B+ n{lo%—i S ] —323+ 0_3595} -------------------- (27)
Pucr,”

La presibn @ 1 hora se obtiene sobre la linea recta
semilogaritmica o sobre la extrapolacién. Resolviendo para S

de la ecuacioén anterior se tiene:

s=1151 2w —log| = +3.23 et eeeeees (28)
| m | ey, |
Con estos valores se puede calcular:
AP.=0.869m S e (290)
FE = E - P:tr“.::in.nffm'ra - ﬁP: (30)
P; - P:t?" @ Arinfinito

Para un pozo centrado en un area de drenaje cuadrado o
circular, se alcanza el estado pseudoestabilizado

aproximadamente a:
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948guc,r,”
r Eﬂ (31)
pss k

El analisis de una prueba de decremento de presién
comprende:

1. Graficar Py vs At en papel semilogaritmico y en papel
logaritmico (AP vs At).

2. Estimar el comienzo y el fin de la region M.T.R con los graficos
anteriores.

3. Determinar la pendiente de la region M.T.R y estimar la
permeabilidad de la formacion.

4. Estimar el resto de parametros.

B ]

Tiempo de flujo, hr

Figura 4.8: Grafico de coordenadas cartesianas, ejemplo de caudal
constante en una prueba de caida de presion
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4.4. Método de Analisis por Curvas Tipo
4.4.1. Curvas Tipo.
Son representaciones graficas de la respuesta tedrica de un
modelo de interpretacion que representa al pozo y al
yacimiento que esta siendo probado. Para una prueba a
presion constante, la respuesta es el cambio en el caudal de
produccion; para una prueba de build up la respuesta es el
cambio en la presion de fondo (fluyente o estatica). Se puede
utilizar otro tipo de respuesta como la derivada de la presion de
fondo. La interpretacion de una prueba resulta mas facil si se lo

trata como un problema de reconocimiento o comparacion con

un modelo.
(m)
b
) sreva | )
SENAL RESPUESTA

Sefial : Caudal
Medio o Sistema : Pozo + formacion.
Respuesta : Presiones de fondo

Problema Inverso R —— M

Problema Directo SxM — » R

Figura 4.9: Diagrama de diagnostico de curvas tipo
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El problema inverso es definir el sistema conociendo

solamente la respuesta a una sefal dada.

En pruebas de presion, se aplica una sefal constante S
(Caudal de produccién constante), a un medio M y se mide la

respuesta R (Cambio en las presiones de fondo).

El propdsito de la interpretacion de una prueba es identificar y
evaluar un sistema o medio conociendo la sefial de entrada y

la respuesta. Esto se llama problema inverso.

La solucidon comprende la busqueda de un modelo tedrico bien
definido donde la senal impuesta ocasione una respuesta tan
préxima como sea posible a la formacion que esta siendo
probada. La construccion de la respuesta del modelo se llama

problema directo.

En principio la interpretacion se basa en modelos tedricos los
cuales, se asume, tienen caracteristicas representativas del
pozo y formacion real. La solucion al problema inverso no es

unica pero el numero de posibilidades decrece cuando el
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numero de respuestas aumenta y su medicion se torna mas

exacta.

Las curvas tipo se derivan de las soluciones a las ecuaciones
de flujo bajo condiciones iniciales y de frontera especificos. Por
motivos de generalizacién, las curvas tipos se presentan en

términos de parametros adimensionales.

Existen modelos de interpretacion que contienen una curva
simple o una o mas familias de curvas, dependiendo de la

complejidad del modelo.

4.41.1 Analisis de Pruebas de Presion con Curvas
Tipo’

Este tipo de analisis busca encontrar una curva tipo
que “empate” o se “aproxime” a la respuesta real del
pozo y el yacimiento. Los parametros del pozo y
yacimiento, tales como permeabilidad y dafo, pueden
entonces calcularse de los parametros

adimensionales definidos por la curva tipo.
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El empate puede encontrarse graficamente como se
muestra en la Figura (4.10), superponiendo los datos
reales de la prueba en una curva tipo apropiada que

garantice un mejor ajuste. Para ello es necesario

graficar sobre un papel transparente los datos de la
prueba, de manera que sobre éste ultimo se tenga las

mismas escalas de la curva tipo.

Este gréafico, con los datos reales, se superpone al
grafico de la curva tipo y manteniendo los ejes
paralelos se busca el mejor empate. A partir de los
parametros adimensionales definidos por el empate
con la curva tipo y del desplazamiento de los ejes X e

Y, se calcula los parametros del yacimiento.
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~===—CURVA TIPD

- DATOS LOGARITMO DEL TIEMPO
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Dz S L ____,l.._.—--u-"""'- e == ] L
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5{ \ﬂ | :
o == "=~ CURVA TIPD { g
- - X .
AJUSTE DE DATOS i -
. "
— :
deleie ¥ G RIS I |
-a—l Cambio i*""" —

del eje X LOGARITMO DEL TIEMFO
ADIMENSIONAL

Figura 4.10 :Ejemplo de empate de curva tipo

4.4.1.2 Método de seleccidon de una curva tipo.

Se tomara el modelo de interpretacion que mejor
represente el comportamiento del pozo y yacimiento

durante la prueba. Este modelo debera identificarse a
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partir de los datos dinamicos de la prueba de pozos
porque es generalmente dificil predecir a partir de

informacion estatica.

La manera mas eficiente de identificar el modelo es
utilizar la derivada de la presion con respecto al
logaritmo natural de alguna funcion del tiempo. Un
grafico log-log de la derivada de la presién vs. tiempo,
produce una curva cuyos componentes tienen
caracteristicas distintivas propias que son faciles de

reconocer. Dichas caracteristicas son:

Un maximo. Se presenta a tiempos tempranos e
indica efecto de almacenamiento y dafo: mientras
mas elevado sea el maximo mas danado estara el
pozo. Si no hay un maximo el pozo no tiene dafio o
esta estimulado.

Un minimo. Indica comportamiento heterogéneo

Una estabilizacion. Indica flujo radial infinito vy

corresponde a la regiéon de una linea recta semi-log
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en el grafico de Horner o MDH (Miller, Dyes y

Hutchinson).

. Una tendencia ascendente o descendente al final de

los datos. Indica efecto de limites.

El modelo completo de interpretacién se obtiene de la
combinacién de varios de estos componentes, como
se muestra en la figura (4.11). Una vez que el
modelo ha sido identificado, se selecciona la curva
tipo mas apropiada para el rango de datos

disponibles de la prueba.
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Pozo

LOGARITMO DE LA DERIVADA DE PRESION

MaXIMO

danadoe

con

efecto de almacenamiento

HO MAXIMO
Pozo estimulado

Regidn de Liempos
tempranos:.
[E.T.R)

TENDENCIA HACIA ABAJO

ESTABILIZACION Yacimicnto cerrado con prosiGn
Flujo radial conztante en el limite.
semi-log

TEMDENCIA HACIA
ARRIBA
MINIMO sistema semi-infinito

Comportamiento

heterogéneo
Region de tiempos medios Reqgiin de tiempos:
tardios

(L.T.R)

LOGARITMO DE TIEMFO

Figura 4.11 :Curva de diagnésticos en el que se muestra las formas
caracteristicas de la derivada de presiéon en un modelo de interpretacién

4.4.1.3 Diferencias entre las curvas tipo.

Para un modelo de interpretacion dado, la solucion
a las ecuaciones de flujo es unica, y las curvas tipo
obtenidas de dicha solucion deben ser todas
idénticas. En la practica, sin embargo las curvas
pueden diferir en su presentacién. Como resultado,
algunas curvas tipo no son utiles con los datos
disponibles, o pueden ser mas O menos
convenientes para su uso. Pero aun si tienen
apariencia diferente, las curvas tipo que

correspondan al mismo modelo de interpretacion
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daran los mismos resultados si todos cubren el

rango de datos disponibles.

4.4.1.4 Curvas tipo y métodos convencionales.

Las curvas tipo describen el comportamiento del
modelo de interpretacion que corresponde al pozo y
al yacimiento, e incluye los varios regimenes de flujo
que dominan durante la prueba. Como resultado, el
analisis de la curva tipo suministra todos los
parametros del pozo y del yacimiento que se pueden

obtener de las prueba de pozos.

El analisis de los métodos convencionales por otra
parte - y mas generalmente, los métodos de analisis
basados en una linea recta - son validos solo para un
régimen de flujo especifico. Como resultado, ellos
suministran solamente parametros caracteristicos del

pozo y del reservorio de ese régimen de flujo.
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Si un régimen de flujo existe durante la prueba, el
analisis correspondiente de la linea recta y curva tipo
deben dar los mismos valores para los parametros
que caracterizan ese régimen de flujo. La dificultad
con los métodos convencionales es determinar la

existencia de un régimen de flujo en particular.

En el analisis de la curva tipo, éste se realiza como
parte de la identificacion del modelo de interpretacion.
En el convencional el uso del método de analisis de la

linea recta, no requiere otro paso preliminar.

4.4.1.5 Respuesta unica del anadlisis de curva tipo.
La dificultad con los métodos convencionales es
determinar la existencia de un régimen de flujo en
particular. En el analisis de la curva tipo, éste se
realiza como parte de la identificacién del modelo de

interpretacion. En el convencional el uso del método
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de analisis de la linea recta, por otra parte, no

requiere otro paso preliminar.

El régimen de flujo se presume que existe, cuando
puede o0 no puede ser el caso; una linea recta
aparente a través de un rango de datos no
necesariamente prevée la existencia de un régimen

de flujo especifico.

Un analisis basado en lineas rectas erréneas puede
producir resultados totalmente erroneos. La manera
mas eficiente de proceder es empezar con la
identificacion del modelo de interpretacion, para
evaluar todos los parametros apropiados del pozo y
del yacimiento con el analisis de curvas tipo, y
entonces confirmar los resultados con el anélisis de la

linea recta si es aplicable.

Asumiendo que la prueba se ha disefiado de manera

que el rango es adecuado a los datos disponibles, el
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modelo de interpretacidon puede determinarse con
razonable certeza. Esto significa en términos de
describir el yacimiento, por otro lado, puede no ser
unico. Esta no unicidad es inherente a los procesos
de la prueba y es independiente de las técnicas de

analisis utilizado.

El modelo de interpretacién indica como diferentes
medios estan contribuyendo a los procesos de flujo y
como estos medios interactuan. Pero no me dice
cdmo esos medios estan distribuidos. Por ejemplo;
los datos pueden indicar que el yacimiento exhibe un
comportamiento de  doble porosidad, pero
generalmente no pueden decir si el yacimiento es
fracturado o contiene multiples capas sin una
informacion adicional diferente de una prueba de

POZOS.

Asumiendo que el modelo ha sido identificado
correctamente y que se dispone de un rango

adecuado de datos, el analisis de las curvas tipo debe
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producir un empate uUnico. En la practica, sin
embargo, la falta de resolucién en la representacion
log-log utilizada por la mayoria de las curvas tipo
crean problemas. Esto se puede resolver combinado
el andlisis de la curva tipo y linea recta, como se

menciono anteriormente.

Si el rango de datos es inadecuado, y en particular si
el flujo radial semi-log no ha sido alcanzado durante
la prueba, no se puede obtener una respuesta unica
con el analisis de curva tipo, sin un proceso de
validacion (en efecto, no es posible un analisis con

cualquier técnica convencionales).

Beneficios del analisis de curvas tipo.

El proceso de interpretacion completo debe incluir:

Identificacion del modelo de interpretacion,
Validacién del modelo de interpretacion vy,

Calculos de los parametros del modelo.
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Un mejoramiento en el proceso de interpretacion
esencialmente conlleva al mejoramiento en la
identificacion y validacion. Como parte de la
identificacion, el analisis de la curva tipo representa
un mejoramiento drastico, especialmente con la
derivada, porque no hay identificacion en el método
convencional: cualquier linea recta que se presente
se asume a priori que representa el régimen de flujo
requerido. Lo mismo se aplica para la parte de
validacion, porque no es posible la validacién con

métodos convencionales.

Como mencionamos anteriormente, el primer paso de
la validacion consiste en comparar los resultados del
analisis de la curva tipo con los métodos de la linea
recta para el régimen de flujo identificado en el

analisis log-log.

El segundo paso, es un chequeo mas estricto que

consiste en comparar los datos del grafico de Horner
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con los predichos por el empate de la curva tipo. Y
por ultimo, hay que chequear la consistencia del
analisis, las medidas tomadas durante toda la prueba
(no solamente del periodo que esta siendo analizado)
puede compararse con aquellas obtenidas del

empate de la curva tipo.

La figura (4.12) ilustra el proceso de validacion de
una prueba. El grafico superior presenta el ploteo de
validacion y muestra que se ha alcanzado flujo radial
infinito durante la prueba (seccién donde la curva
derivada se aplana). Igualmente se puede observar
en el grafico inferior (grafico de Horner) que todos los
puntos que forman la linea recta corresponden al flujo
radial infinito y estan en concordancia con los puntos

de la derivada.
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Figura 4.12: Prueba de validacién. Utilizando grafico de diagnéstico log-log

y grafico convencional
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4.4.2. Curva Tipo de Gringarten (Yacimientos Homogéneos)
Gringarten et. Al. En 1979 introduce la curva tipo mostrada en
la figura 7. Este tipo de curvas se basan en las soluciones que
dio Agarwal et. Al. (1970), tenindo su principal ventaja en que
para realizar el empate no necesitamos el calculo previo de Cp.
Sin embargo la figura muestra que necesitamos un parametro
para poder escoger una de las curvas, especialmente para

valores comprendidos entre Cpe? > 108,

Con la finalidad de analizar los datos de campo es necesario
escribir la ecuacién (2) en una forma mas general, de manera
que represente lo mas realista posible las condiciones reales
del sistema pozo - yacimiento, tal situacion se logra al aiadir
los términos de la constante de almacenamiento y factor de

dafio (skin) como sigue (Gringarten et al. 1978):

P, (t5)=0.5(Inz, +0.80907) (2)

B,=0.5 In = +0.080007 +In(Cpe™ )| wrvvvrrne (3)
\Cyp
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Donde:

 0.8937C

n— 7
dhe, 1

y C = coeficiente de almacenamiento.
S = Factor de dafio (skin)

La ecuacion anterior constituye uno de los modelos
matematicos basicos para el andlisis moderno de pruebas de
presidon. La ecuacion muestra que la respuesta de un pozo de
actuacion infinita con efecto de almacenamiento constante y
dafio, cuando esta sujeto a un cambio en la rata de flujo, puede
describirse por tres grupos de variables adimensionales. Estos

son: PD, tD/CD \ CDGZS.

Una de las técnicas que actualmente se encuentra en uso se
basa en la solucion grafica de la ecuacion (3), cuya familia de
curvas representa el comportamiento mas frecuente de un

pozo con almacenamiento y dano en un yacimiento
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homogéneo, éste diagnodstico original es posible realizarlo al
observar la forma del grafico de los datos de campo. Las
curvas tipos correspondientes se muestran en la figura (4.13),
también se los conoce como “Curvas tipo de Gringarten et. al.”.
Las curvas estan graficadas en escala log-log en términos de
la presion adimensional, Pp versus tiempo adimensional

dividido para la constante de almacenamiento adimensional,

tp/Cp.
100 T
co!v!
// 1030
Z L 10's
Z |
Z 108"
RO a . e
e
= ——
e
{ 0 —
, e vf i
Comienzo aproximado de
linea recta semi-log
dl
0.1 | —_—
0.1 1 10 100 1.000 10.000

Tiempa Adimensional, D/C D

Figura 4.13: Curva tipo de Gringarten et al. Para un pozo con
almacenamiento y dafio en un yacimiento con comportamiento
homogéneo. Note que a altos valores de tp/Cp las curvas tienen formas
similares lo que dificulta la confiabilidad del empate.
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A cada curva corresponde un grupo adimensional, Cpe?®, que define la
forma de las curvas. Todas las curvas convergen, a tiempos tempranos,
en una linea recta de pendiente unitaria que corresponde a flujo con
almacenamiento puro. A tiempos posteriores, las curvas corresponden a
flujo con actuacion infinita, cuando los efectos de almacenamiento han

desaparecido y el flujo es radial en el yacimiento.

El hacer un empate de los datos de la prueba con una de estas curvas

tipo permiten:

Hacer una confirmacion del diagnéstico original

La identificacion de los dos regimenes de flujo- efecto de almacenamiento

y flujo radial de actuacién infinita.

Regimenes de flujo

Almacenamiento. El almacenamiento domina la prueba cuando la curva
tipo tiene una pendiente de 45°. Todos los puntos que igualan a una
pendiente de 45° en la curva tipo también estarian en una linea recta del

grafico especializado para almacenamiento.
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2. Flujo radial infinito. EI comienzo aproximado del flujo radial infinito se
indica sobre esta curva tipo. Los puntos que igualan a la curva tipo
después del inicio del flujo radial infinito también estarian sobre la linea

recta semi-log.

Puntos de empate. (Match point)
Presion: Pp ; AP

Tiempo: to/Cp ; At

Curva: Cpe®®

4.4.2.2 Calculo de los parametros

1) kh se calcula del ajuste de presion.

kh=141.2qf) B |
L Ap )

M

2) C se calcula del ajuste de tiempo

i k
C=|0.000295 *

3) S se calcula de la curva:

a) Utilizando C obtenido anteriormente
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. 0.8937C
P hen?
f 25% 7
b) ¢_0 51 M
CD

4.4.2.3 Técnica especial de ajuste
El primer paso consiste en graficar sobre un papel
transparente los datos de cambio de presion, Ap, versus el
tiempo, At, para un periodo de flujo particular, en la misma

escala log-log de la curva tipo.

El empate inicial se realiza deslizando el grafico de los
datos de la prueba sobre las curvas tipo, con respecto a la
unica linea recta a tiempos tempranos y luego seleccionar
la mejor curva de empate. El fin del efecto de
almacenamiento y el comienzo del flujo radial infinito se lo

obtiene de los limites marcados en las curvas tipo (Figura
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4.13). Sin embargo, hay dos problemas que mas
generalmente se lo encuentra durante el empate de las

curvas tipo:

Para altos valores de Cpe®® (mayores a 108), las curvas
tipo tienen formas similares, por consiguiente no es posible
encontrar un empate Unico mediante una simple

comparacioén de formas.

Los datos de incremento de presion se desvian de la curva
tipo disefiada para analisis de decremento de presion. La
desviaciéon depende de la duracion del periodo de flujo

previo al cierre, t.

Una vez que los regimenes de flujo se han identificado,
existen analisis especializados que se aplican para cada
caso. Para la restauracion de presion, el método de Horner
es el analisis especializado mas generalmente utilizado
durante el régimen de flujo infinito. El método consiste en
graficar la presién de fondo estatica, versus el log[(tp+At)/

At] como se muestra en la figura (4.14).
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Figura 4.14 Grafico de Presion vs. (to+At)/At

En dicho grafico, los datos que pertenecen al flujo radial
infinito se alinean en una linea recta. Los parametros que
proporcionan ésta linea recta se los utiliza para determinar

el producto permeabilidad-espesor, kh y el daho, S:
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Del valor obtenido de kh por el grafico de Horner se puede
fijar el empate de los ejes de presion. Esto se hace
insertando el valor de kh en la ecuacion para la presion en

variables adimensionales y resolviendo para Pp/Ap.

kh=141 .Egﬁru‘: ki3 |

‘M

Del analisis de este estudio se pude pensar en dos
aspectos bien definidos que se centran en aspectos
generales y especificas, el primero es en que una curva
tipo nos sirve para identificar el comportamiento de un
yacimiento, y el segundo aspecto es el enfocar en un
analisis especializado para encontrar y calcular con mas

exactitud los parametros del pozo y del yacimiento.

Analisis de Presion Diferencial - Curva Tipo de Bourdet

Et. Al. (Método de la Derivada).

Bourdet (1984) introdujo curvas tipo en términos de la

derivada de la presién las cuales permiten analizar el
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comportamiento de la presién diferencial para pozos con
efecto de almacenamiento y dafio en un yacimiento

homogéneo.

Es posible diferenciar los dos regimenes dominantes en la

curva tipo de la Figura (4.15).

Durante el efecto de almacenamiento puro,

Pp = tp/Cp, diferenciando se tiene:
cPp

— L __—p =1
éltp /Cp) 7

Durante el flujo radial infinito en un yacimiento homogéneo,

!

P,=0.5 In| 2 1+0.080007 +In(Cpe® )
L , D d -
diferenciando se tiene:
cpp 0.5

fzpl =—-
éltp/Cp) 7 ry
C,
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Por consiguiente, tanto a tiempos tempranos como a
tiempos tardios, todas las derivadas se comportan de
manera idéntica y son independientes del grupo Cpe?. La
curva tipo log-log que corresponde a estas relaciones se

muestran en la Figura (4.15).

A tiempos tempranos, todas las curvas convergen en una
linea recta que corresponde a P’p = 1. A tiempos tardios, las
curvas convergen en una linea recta de pendiente -1,
correspondiente a P’p= 0.5/(tp/Cp). Entre estas dos
asintotas, a tiempos intermedios, cada curva Cpe?® produce

una forma especifica.
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Figura 4.15: Grafico de la derivada de presion y tiempo adimesional; se observa
que tanto a tiempos tempranos como a tiempos tardios todas las curvas
convergen en unas lineas rectas.

Sin embargo, desde el punto de vista practico, se prefiere
graficar las curvas tipos como P’p(tp/Cp) versus tp/Cp como

en la Figura (4.16).

Pyt /Cp)= Lrdp Rk
141.2q. Su
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Este ultimo grafico se prefiere porque:
Los grupos adimensionales de los ejes de presion y tiempo
son consistentes con la curva tipo de la Figura (4.13).

La curva tipo se ajusta a las escalas mas comunmente
utilizada de 3x5 ciclos.

Para utilizar las nuevas curvas tipo, los datos reales deben
graficarse como AtAp’ versus At. En la Figura (4.16), a
tiempos tempranos, la curva sigue a una linea recta log-log
de pendiente 1. Cuando se alcanza flujo radial infinito, a
tiempos tardios, las curvas se vuelven horizontales a un

valor de P’p(tp/Cp) = 0.5.
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Figura 4.16 :Curva tipo de Bourdet et al.

Estas curvas tipo (derivada) son mas faciles de usar que las
curvas de presion adimensional (Curvas de Gringarten et.

al.) que generalmente se utilizan. Si durante el periodo de
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prueba ocurre tanto fluo debido al efecto de
almacenamiento como flujo radial infinito, entonces un
grafico log-log de los datos obtenidos también exhibira dos

lineas rectas.

Por consiguiente es posible realizar un solo empate con las
dos porciones rectas de los datos y las asintotas de la curva
tipo, teniendo en cuenta que es posible solo un punto de
empate. Entre las asintotas, las curvas tipos son
completamente diferentes para diferentes valores de Cpe?® .
Asi, es facil identificar la curva Cpe®® apropiada que

corresponda a los datos.

Ademas de la unicidad y alta definicién, el método tiene
otras caracteristicas importantes — el régimen de flujo radial
de actuacion infinita proporciona una linea recta en un
grafico log-log de la derivada. Asi pues, en comparacion al
analisis con las curvas de Gringarten et. al, la curva de la

derivada combina la ventaja del empate de curvas tipo (una
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consideraciéon global de la respuesta) con la exactitud del

analisis especializado semi-log.

El analisis de la diferencial de presion (derivada de la
presion), por consiguiente, se realiza con un simple grafico,
eliminando la necesidad de mas graficos para confirmar el

ajuste.

La representacion grafica de Pp y su grupo derivada
P'oto/Cp, versus tp/Cp en un mismo grafico log-log
proporciona una de las curvas tipo mas ampliamente
utilizadas. Tan pronto como se alcanza flujo radial infinito,
todas las curvas de la derivada son idénticas y, en particular,

son independientes del factor de dafio (skin).

Esto significa que el efecto de dafo solamente se
manifiesta entre las lineas rectas debido al efecto de llene y
el flujo radial de actuacion infinita. La experiencia ha
demostrado que los datos en ésta porcion de la curva no

siempre estan bien definidos. Por esta razon, es mas
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practico superponer las dos curvas tipos de la Figura (4.13)
y (4.16) (Gringarten et.al y Bourdet et. at.) sobre una misma

escala.

El resultado son las curvas tipo que se muestra en la Figura
(4.17). El grafico permite realizar un ajuste simultaneo de los
datos de cambio de presion, Ap, y los datos del grupo
derivada, ya que se los grafica sobre una misma escala.
Entonces, los datos del diferencial de presién proveen sin
ninguna ambiguedad el ajuste de presion y tiempo, mientras
el valor de Cpe®® se obtiene comparando las etiquetas de
las curvas de empate con los datos tanto de presion

diferencial como de los de cambio de presion.

La Figura (4.17) muestra una familia de curvas tipo para
diferentes valores de Cpe®*® . Note que, a tiempos
tempranos, casi todas las curvas estan unidas a una linea
recta de pendiente unitaria que corresponde al efecto de
almacenamiento puro. A tiempos tardios, todas las curvas

de la derivada convergen en una linea recta horizontal, que
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corresponde a flujo radial infinito. La forma de cada curva,
que se define por el término Cpe®®, es mas notable en la

curva derivada.

100

-
o

Pp ¥ R /)

0.1 1 10 100 1000 10,000
tiempo adimensional tDICD

Figura 4.17: Curvas tipo para un pozo con almacenamiento y dafio en un
yacimiento homogéneo (de Bourdet et al 1983)

4.4.3.1 Calculo de la derivada

Para calcular la derivada de la presion, Ap’, previamente se debe

obtener el cambio de presion:
e Para decremento de presion Ap = pi — pwr (At)

e Para restauracion de presion Ap = pys (At) — pu(tp)

Donde:

Pi = Presion inicial del yacimiento
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Pws = Presion de fondo fluyente
Pws = Presion de fondo estatica (Pozo cerrado)
At = Lapso de tiempo desde el inicio de la prueba transitoria.

t, = Duracion del tiempo de produccion previo al cierre

Si no se conoce t, se lo puede obtener a través del conocimiento
de la historia de produccién del pozo, dividiendo la produccién
acumulativa previa a la prueba de restauracién de presion para la

rata de produccién antes del cierre.

1. Dado los datos de una prueba de decremento de presion, la
derivada de presién se obtiene de la derivada de presiéon con

respecto al logaritmo natural del tiempo de cierre:

E@ =P{rj+1)_P{rj_1}
éln(Af) In(r, +1)—In(z, —1)

2. Dado los datos de una prueba de restauraciéon de presion, el
calculo de la derivada es:

cAp _ p(t; +1)—p(z; 1)

cr Tist = T




Donde:
T = superposicién de tiempo,
(1, +At, )
I
r, = In| £ 1
LAt )

Estos calculos son solo aproximados.

172
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CAPITULO 5

5. TIPOS DE ESTIMULACIONES ACIDAS Y BOMBEO DE

ACIDOS.

Los tratamientos de estimulacion a aplicarse necesitan de una seleccion
apropiada del acido y de la técnica de acidificacion, por esta razédn
debemos considerar tres factores quimicos correlacionados al momento de

seleccionar el acido apropiado:
La estequeometria
El equilibrio termodinamico

La velocidad de reaccion
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5.1. Tipos De Estimulaciones Acidas.
Se entiende por estimulacion a una serie de tratamientos cuyo objetivo
es eliminar el dafno a la formacion y restaurar la capacidad natural de
produccion del pozo, o segun el caso, incrementarla por encima de su

capacidad natural.

Si la inyeccidn del tratamiento se realiza a caudales y presiones
menores a las requeridas para vencer la resistencia mecanica de la
roca, el tratamiento sera matricial, si se supera la resistencia mecanica

de la roca, estaremos ante un tratamiento de fracturamiento.

5.1.1. Estimulacién Matricial

Este tipo de estimulacion consiste en eliminar el dafo a la
permeabilidad en las cercanias del pozo para restaurar su
capacidad natural de produccion. La estimulacion matricial se
lleva a cabo inyectando fluidos en la formacion, reactivos o no,
en régimen de flujo radial, a presiones inferiores a la presion de
fracturamiento de la formacién con el objeto de eliminar el dafio

presente y restaurar la permeabilidad a su valor original.
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Tedricamente la presion de inyeccion puede obtenerse de la

siguiente expresion:

. 142.1qﬁ0uk[;n (rr—;) +5]|

+P,

Donde Pi es la presion de inyeccion a condiciones de fondo, Pe

es la presion del yacimiento y g es la tasa de inyeccion.

5.1.2 Fracturamiento Acido.

Consiste en estimular el pozo mas alla de su capacidad natural
de produccion, eliminando el dafio y parte de la matriz de roca
calcarea. En el fracturamiento acido, los fluidos se inyectan a
presiones por encima de la presiéon de fracturamiento de la
formacion, con el objeto de crear canales de alta permeabilidad
por medio de la disolucién quimica de parte de la matriz. En este
caso la permeabilidad creada es mayor que la original de la

formacion.
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5.1.3. Fracturamiento Hidraulico.

Un fracturamiento hidraulico es la superposicion de una
estructura de muy alta conductividad en el yacimiento, de modo
que exista un gran contraste entre la permeabilidad de éste y la
de la fractura, y el aporte de fluidos sea desde el yacimiento a la
fractura y de ésta al pozo. En general se fracturan yacimientos
de arenisca de baja permeabilidad natural, o aquellos que han

sufrido dafo que no puede ser eliminado por medios quimicos.

5.2. TIPOS DE ACIDOS

La mayor parte de la produccion de hidrocarburos se presenta en
formaciones carbonatos o areniscas. Durante la etapa de perforacion
o culminacion diversos factores quimicos o mecanicos pueden alterar
su estado provocando dafos que resultan en una caida de presion y
por lo consiguiente una disminucion de la produccion de
hidrocarburos. El tratamiento en general para este tipo de formaciones
puede clasificarse en la siguiente forma: Reactivas y No reactivas, asi
mismo, se usan combinaciones de ellos, y el uso de aditivos, para

diversas aplicaciones.
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Reactivas:

Acido clorhidrico, HCI
Acido fluorhidrico,HFI
Acido acético CH3-COOH
Acido formico HCOOH
No reactivas:

Solventes mutuos
Solventes aromaticos

5.2.1. Tratamientos De Estimulaciéon Por Combinaciones De

Acidos (Reactivas).

Se utilizan mezclas de estos acidos combinados con aditivos
para diferentes aplicaciones .Entre las mezclas mas utilizadas

en la industria petrolera tenemos:

5.2.1.1. Mud Acid.
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Llamado mud acid debido a g ha sido usado durante
muchos afnos para eliminar dafios causados por
lodos de perforacidén. Consiste en una mezcla de
acido clorhidrico con acido fluorhidrico, siendo la mas
comun 12% de HCl y 3% de HFI a la cual la conoce
como RMA O Regular Mud Acid. Este tipo de acido
reacciona muy rapido con minerales arcillosos y de
manera muy lenta con feldespatos y cuarzo. Estas
reacciones pueden dar lugar a la precipitacién de
productos insolubles y a la pérdida de la resistencia
mecanica de la matriz de la arenisca, por esto se
recomienda hacer pruebas previas de laboratorio

para determinar la 6ptima concentracién del HF.

5.2.1.2 HCI

La mayoria de los tratamientos de formaciones
carbonaticas emplean ampliamente el acido
clorhidrico, usualmente usando el 15% de la solucién

en agua. Con el desarrollo de inhibidores para
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prevenir corrosion en las tuberias, mejoran las
concentraciones usadas( mas elevadas) e

incrementan la eficiencia.

Concentraciones diluidas son utilizadas en donde el
poder disolvente del acido no es la unica necesidad.
Asi, en la acidificacion de las areniscas en donde la
concentracion de HCl al 5% y al 7.5% se usa

amenudo para desplazar agua congénita delante de

mezclas acidas clorhidrico-fluorhidrico.

5.2.1.3 Acido Fluoroborico.

Es wun tratamiento de estimulacion para los
reservorios formados de arenisca los cuales
generalmente estan compuestos de cuarzo con
diversos materiales de arcilla, incluso carbonatos,
feldespatos y otros. Nace de |la necesidad de generar
lentamente el HF a condiciones de yacimiento, dada

la rapida accién del HF puro con las arcillas, lo cual
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hace que tengan muy poca penetracion antes de

gastarse.

Tiene la propiedad de estabilizar las particulas finas
y es comercialmente es conocido como clay acid o
sanstone acid. Es un tipo de acido que surgié como
una alternativa del Mud Acid y genera HF por
hidrélisis a medida que se consume en su reacciéon
con las arcillas y en algunos casos se puede inyectar
como una etapa del tratamiento luego del mud acid

para penetrar a mayor profundidad.

Se recomienda en especial en arenas con alto
contenido de dolomita por que la estabiliza,
igualmente, es adecuado en arena con contenido de
minerales potasicos ,ya que evita la precipitacion de

compuestos dafinos.
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5.2.2 Tratamientos No Reactivos.
Son usados en aquellos pozos que presentan dafio de
deposicion de parafinas o asfaltenos,se tratara con
combinaciones de solventes aromaticos,solventes mutuos vy
surfactantes que en algunos casos podran contar con acido
anhidrico,para reducir el agua presente en las vecindades del
pozo,por ejemplo un especial tratamiento a los pozos inyectores

que presentan taponamiento por bacterias sulfato reductoras;

Este consiste en inyectar al pozo una soluciéon concentrada de
HIPOCLORITO DE SODIO, pero antes es necesario realizar
pruebas de laboratorio para determinar la posible reaccion del
hipoclorito u otro oxidante fuerte con los minerales, en general,
se aconseja que los oxidantes no penetren demasiado en el

medio poroso, sino que soélo limpien la cara de la formacion.

Las soluciones acuosas,estabilizadores de arcillas y solventes
mutuos pueden ser usados en formaciones sensibles al HCI
(contenido de cloritta),este puede ser utilizado pero solo

después de haber inyectado un volumen de agua para haber
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evitado el contacto entre el hipoclorito y el acido, lo cual genera
cloro gaseoso ,el cual provoca gran peligro para la seguridad

del personal.

5.3. Tipos de Aditivos
Un aditivo es un material que se adiciona a un acido para modificar su
comportamiento y asi ajustarlo a las condiciones del yacimiento.
Existen varios tipos de aditivos disponibles para acidos, pero entre los

mas importantes tenemos los siguientes:
Inhibidores de corrosion .
Agente para el control de hierro .

Surfactantes.

5.3.1. Inhibidores De Corrosion .

Son polimeros cuyo principal propdsito es proteger las tuberias
de la corrosion mas que modificar las caracteristicas del acido ,
para lograr esto el inhibidor forma una delgada cubierta

protectora en el interior de la tuberia a medida que el acido es
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bombeado y debe ser usado en todas las etapas del acido
(pickling, preflujo acido, tratamiento principal y postflujo acido).
Su funcidn es la de disminuir la velocidad de reaccion del acido
con el acero ya que los inhibidores no eliminan la corrosion, solo

la controlan.

Contienen una fuerte carga catatonica y dejan las superficies
mojables al petrdleo, mecanismo mediante el cual se adsorben y
recubren la superficie de la tuberia con una pelicula mojable al
petréleo para asi proteger la tuberia de la exposicion del acido,
esta pelicula forma una barrera que impide a los iones de
hidrégeno alcanzar la superficie de la tuberia y causar la

corrosion.

Debe ser usado cuidadosamente para cumplir su funcion, ya
que un exceso de este inhibidor puede influir en la matriz e
inducir un dafio a la permeabilidad relativa causado por un
cambio de mojabilidad (recubrir las superficies con una pelicula

mojable al petréleo).
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El inhibidor puede tardar algunos dias en perder su efectividad
y en algunos lugares la perdera antes que en otros dando lugar
a la corrosién puntual, también puede ocasionarse por no haber
colocado la suficiente cantidad de inhibidor asi como las

impurezas en el metal pueden acelerar su paso.

La concentracion adecuada de inhibidor g se debe aplicar va a
depender de la temperatura a la cual este actuando el inhibidor
por ejemplo, Debajo de 200° - 250° F, la apropiada
concentracion de un inhibidor de corrosion es el 0,1 — 1%,a
mayores temperaturas serd necesario aumentar la
concentracion o adicionar un intensificador, La mayoria de los
intensificadores efectivos de inhibidor estan en el grupo de los
yoduros, y el que mejora la capacidad de los inhibidores de
corrosion es la solucion de yoduro cuproso en acido acético

(85%) y formico (15%).
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5.3.2. Agente Para Control De Hierro.

Muchas formaciones contienen carbonato de hierro(Siderita),
hematina, y otros minerales ricos en hierro, ademas del hierro
que puede ser desprendida de las mismas tuberias del pozo,
equipo de fondo, lineas de superficie durante el bombeo del

acido.

La quimica de los componentes de incrustaciones de hierro
tiene mayor complejidad que las de otro tipo, debido a q
encontramos dos formas de hierro en la formacion, ferroso y
férrico, siendo el ferroso el de mayor riesgo.Generalmente,el
agua de formacion posee una concentracion inferior a 100 ppm
de hierro, esta concentracion puede verse gravemente
incrementada por corrosion o por contacto con carbonato de
hierro o hematina. Los agentes de control de hierro no
disminuyen la cantidad de hierro disuelto, tampoco reducen o
previenen la reaccion acida con compuestos de hierro, estos
previenen la precipitacion de los compuestos de hierro

manteniendo los cationes de hierro en la solucion.



186

La precipitacion de hidroxido férrico y otros compuestos que
contengan hierro puede causar graves dafios bloqueando los
canales de permeabilidad de la formacidn, incluso en el proceso
de acidificacion dafiando en forma irreparable la permeabilidad

que se habia querido restaurar.

Esta precipitacion sucede cuando se gasta el &cido
incrementando su pH sobre 2,5y totalmente con pH 3,5 para
el ién férrico y 5 para el id6n ferroso por lo cual es imprescindible
contar con secuestrantes de hierro adecuados e inducir el pozo

a produccién lo mas pronto posible.

5.3.3. Surfactantes

Son sustancias quimicas de uso comun en todas las ramas de
la industria petrolera, como por ejemplo tenemos que en
refinacion se usan como detergentes y dispersantes en

gasolinas y aceites lubricantes, emulsionantes para asfaltos,
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antiespumantes en varios procesos inhibidores de corrosion en
varios procesos de transporte y almacenamiento. En
produccion se utilizan como agentes de deshidratacién, tenso-
activos o de estimulacién, para recuperacién mejorada como
emulsionantes, espumantes para distribucién de inyectividad y

en lodos de perforacion como emulsionantes y dispersantes.

Los surfactantes tienen la capacidad de disminuir la tensién
superficial cuando se adsorben en la interface entre un liquido y
un gas, la tensién interfacial cuando se adsorben en la
interface entre dos liquidos inmiscibles, y el angulo de contacto

cuando se adsorben en la interface entre un liquido y un sélido.

Las funciones de un surfactante usado en una acidificacién
incluyen: la desemulsion, dispersion, prevencion del sludge,
penetracion y reduccién de la tension superficial, evitar el
hinchamiento o dispersion de arcillas, mojar de agua a la roca,
ser compatible con los fluidos de tratamiento y de la formacion,
ser soluble a los fluidos de tratamiento a temperatura de

yacimiento.
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Los surfactantes se clasifican de acuerdo a su tipo de molécula
y mas particularmente con base en el tipo de disociacion de su

molécula en solucién, de la siguiente manera:

No idnicos

Anionicos

Cationicos

Anfotericos

5.3.3.1 Surfactantes No iénicos

En soluciones acuosas no forman iones ,por ejemplo:

alcoholes o fenoles etoxiliados.
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5.3.3.2 Surfactantes Anionicos.

En solucion acuosa se disocian en un anion anfifilico y
un cation el cual es generalmente un metal o un
amonio,ejemplos;benceno sulfonatos,sales de acidos

carboxilicos,lauril,ester sulfato.

5.3.3.3 Surfactactes Cationicos

En solucién acuosa se disocian en un cation anfilio y

un anién generalmente de tipo

halégeno,ejemplo:compuesto de amina como el cloruro

de amonio cuaternario.

5.3.3.4. Surfactantes Anfotéricos .

Son moléculas organicas cuyo grupo hidréfilico puede
estar cargado positivamente, negativamente o sin

carga dependiendo del pH del medio.
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5.3.4. Dainos de formacioén susceptibles de ser tratados con

surfactantes .

Bloqueo por agua

Bloqueo por emulsiones viscosas
Formacion mojada por crudo
Bloqueo por membranas interfaciales

Restriccidn al flujo debido a altas tensiones entre los fluidos

5.4. OTROS ADITIVOS

Son opcionales y no debe usarse a menos que las condiciones del pozo
o del yacimiento indiquen su necesidad, y debe probarse su

compatibilidad con los fluidos de la formacién.

5.4.1 Solventes Mutuos.

El solvente mutuo reduce la tension superficial del acido reactivo
lo que facilita la recuperacion del acido gastado y la limpieza del

pozo. Debido a sus propiedades, mantiene en solucion al inhibidor
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de corrosion, que es un surfactante cationico, y le impide
adsorberse sobre la superficie de la tuberia por lo cual tienden a
limitar la efectividad de los inhibidores de corrosién vy
frecuentemente la concentracion de estos Uultimos debe ser
incrementada en el sistema de tratamiento cuando se usan

solventes mutuos.

5.4.2 Alcoholes .
Las mezclas de alcoholes, como el metanol o el isopropanol
pueden ayudar a recuperar el acido en la estimulacion de pozos
gasiferos, especialmente para eliminar bloqueos por agua. Esto
se debe a que el alcohol disminuye la tensién superficial de los
fluidos acidos sin que se adsorban en la formacion como un

surfactante.

Los alcoholes reaccionan con el HCI por encima de los 185° F
para producir cloruros organicos, que envenenan los
catalizadores de la refineria en operaciones de down stream, por

lo tanto los alcoholes deben usarse sélo como aditivos en la
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acidificacion de pozos gasiferos y debe restringirse a la

estimulacion de pozos por debajo de esta temperatura.

S ——

FIG 5.1 METANOL

FUENTE: Manual de fundamentos de acidificaciéon de BJ SERVICES-EDC LAR
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El metanol puede agregarse a las etapas del acido en pozos
gasiferos, donde se formaran hidratos de gas en el fondo. Este es
un problema potencial en completaciones profundas, donde
puede ocurrir gas que se enfria en el wellbore, asi como en pozos

de almacenaje de gas.

La concentracion maxima recomendada de alcohol para
estimulacion es: metanol, 25% e isopropanol, 20% del volumen
del acido. En general, el metanol no es muy seguro, su uso debe

considerarse soélo cuando es absolutamente necesario.

5.4.3 Estabilizadores de Arcillas.

Los estabilizadores de arcillas son normalmente recomendados
para prevenir la migracion y/o hinchamiento de arcillas

posteriormente al acido.

Los estabilizadores de arcillas comunes son las aminas poli

cuaternarias (PQA) o poliamidas (PA).
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Las aminas poli cuaternarias son consideradas muy efectivas y
deben inyectarse con el preflujo antes de la inyeccién del HF,
porque éste lo destruye, y ademas para proteger las arcillas de
los intercambios i6nicos iniciales. La concentracion efectiva

recomendada es de 0.1 al 2% (0.1 al 0.4% es la mas correcta).

5.4.4 Agente Fijador de Finos (FFA)

Un agente fijador de finos (FFA) es un organoxilano, que
reacciona in situ para formar un polisiloxano de longitudes
variadas, manteniendo los finos de formacion silicicos en su lugar.
Los finos de formacion se logran asi estabilizar, previniendo la
migracion y subsecuentes taponamientos de las gargantas
porales. Los FFA pueden ser usados en tratamientos de
acidificacion o en tratamientos no acidos utilizando salmuera

como fluido de transporte.

5.4.5 Agente Antisludging .

Es una clase especial de no-emulsionante. Los acidos

generalmente reaccionan con el crudo, en particular con los de
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baja gravedad y alto contenido de asfaltenos, para formar sludge;

las altas concentraciones del acido agravan el problema.

Desafortunadamente, los tratamientos subsecuentes con solvente
aromatico no son eficientes, ya que el sludge es bastante estable.
Junto con esto, el sludge es generalmente estabilizado por hierro,
que por lo general esta presente en abundancia en el acido
gastado parcial o totalmente. Ayudara mucho en la prevencién o
disminucién del sludge un agente para el control del hierro
(agente reductor) que pueda ser incluido en el sistema acido con

un surfactante adecuado.

La evaluacion de la compatibilidad acido/crudo deberia indicar la
necesidad de la inclusion de un antisludging y una manera de
reducir apropiadamente la formacion de sludge es utilizar un
desplazamiento de crudo luego del tratamiento acido. La

concentracion recomendada de agente es 0,1 al 1% .

5.4.6 Agente Espumante .

El uso de nitrégeno y de un agente espumante ayuda en la

recuperacion del acido gastado en pozos gasiferos reduciendo la
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densidad del fluido y la tension superficial de los fluidos
inyectados. El nitrogeno solo (300 — 1.500 pies cubicos Standard
(scf/bbl) de solucion inyectada) pueden también mejorar el retorno

del fluido y acelerar la vuelta a la produccion.

Un acido conteniendo un agente espumante en pequefas
concentraciones y nitrogeno continuamente mezclados se usa
cotidianamente en la estimulacion de pozos gasiferos. Ya que la
espuma es una técnica de colocacion del acido, el acido puede

también espumarse para mejorar la ubicacion.

Se cree que cuanto mayor la calidad de espuma (65 — 80%),
mayor la colocacion del tratamiento o la diversién del acido. Sin

embargo esta relacion no es necesariamente cierta.

La calidad 6ptima de espuma es una funcién de la permeabilidad,
porosidad y propiedades del fluido del reservorio. La
concentracion recomendad de un agente espumante es 0.3% -

0.8%.
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5.4.7 Inhibidor De Incrustaciones De Sulfato De Calcio.

Se debe tener presente la posibilidad de incluir un inhibidor de
incrustaciones de sulfato de calcio (CaSO4) en las etapas de
acido o en el postflujo si se sabe que el pozo a ser tratado posee
altas concentraciones de sulfato de calcio (> 1000 ppm) en el
agua de formacion, y es necesario evitar el contacto de esta agua
con el HCI, ya que éste producira cloruro de calcio en su reaccién,
y el calcio sera tomado por el sulfato de calcio, el cual se

precipitara.

Este tipo de inhibidor es tipicamente un acido fosférico, EDTA
tetrasddica, o un polimero poliacrilato, sin embargo el EDTA es el
mas recomendado, ya que es efectivo y tiene preferencia para
reaccionar con el calcio antes que el sulfato y sus compuestos no

se precipitaran.

Existen también algunos sistemas acidos con propiedades

especiales que permiten inhibir la formacion de escalas. Debe
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probarse la compatibilidad quimica de los inhibidores antes de ser

usados.

La concentracién recomendada para un inhibidor de CaSO4 varia

dependiendo del tipo y severidad de la potencial incrustacién .

5.4.8 Reductor de Friccion .

La friccion en las caferias puede incrementar la presion de
inyeccién de un tratamiento acido, disminuyendo asi los caudales
de inyeccion, lo que puede ser imprudente. Esto es especialmente
cierto en lineas de inyeccién de pequefio diametro, como el coiled

tubing.

La presién de friccion representa un incremento de la energia de
bombeo lo que resulta en un arrastre de fluido en las caferias.
Largas cadenas de polimeros (Ej.; poliacrilamida) usados como
agentes gelificantes se wusan para viscosificar el acido

especialmente en tratamientos de carbonatos.
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Estos gelificantes también actuan como reductores de friccion
cuando se usan en pequefas concentraciones, pudiendo
utilizarse en cualquier acido. En efecto, los reductores de friccion
"mojan" el movimiento del fluido en flujo turbulento, reduciendo
asi el arrastre por la friccion (y consiguientemente la presion de

inyeccidn) cercano al régimen de flujo laminar.

Los reductores de friccion deben usarse en tratamientos de pozos
profundos y en los de altos caudales. Las compafiias de servicio
poseen curvas de presiones de friccion o tablas para el calculo de
excesos en la presion de inyeccién para diferentes fluidos,
incluyendo solventes, salmueras y ciertas mezclas acidas. La
concentracion recomendada para un reductor de friccién es 0,1 —

0,3%.

5.4.9 Agentes Desviadores De Acido.

Son aditivos cuyo objeto de aplicacion es asegurar que el acido

se distribuya en toda el intervalo a ser tratado. Su uso se
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describira extensivamente cuando se discuta la colocacion de los

acidos en la formacion.

5.5. ESTIMULACION MATRICIAL EN CARBONATOS

Este tipo de estimulaciones, ya sea en formaciones calizas o en
dolomitas, nos da la oportunidad no tan solo de remover el dafo sino
de mejorar la permeabilidad en la vecindad del pozo debido a la
generacion de canales por la disolucién de material que genera el
acido. Acidificando la matriz, el area de contacto entre el fluido y la
formacion es muy grande, por lo tanto la presién de friccion aumenta
rapidamente a medida que el régimen de bombeo aumenta. Debido a
que la acidificaciéon de la matriz debe hacerse a bajos regimenes de
bombeo, se limita generalmente a remover el dafo superficial de la

formacion (trabajos de lavado).

Ensanchando los canales de flujo, los materiales causantes del dafo
pueden ser eliminados de la formacion, tratandolos, tales como
revoque de lodo e incrustaciones, debe tenerse cuidado de hacer el
tratamiento a presiones inferiores que la de fractura, para evitar la

misma mas alla del area danada.
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La permeabilidad de la formacion determinara cuan rapido se podra
inyectar el tratamiento en la formacién. Como regla general, se
requerira una tasa de inyeccién minima al final del tratamiento de 1/4
de barril por minuto. Si no se puede inyectar a esta tasa sin
sobrlepasar la presion de fractura, la permeabilidad es demasiado
baja como para aplicar un tratamiento matricial con éxito, vy

posiblemente se requiera un fracturamiento.

La mineralogia es importante para poder responder a estas tres

preguntas:

¢, Qué volumen de formacion se disolvera en acido clorhidrico?

¢, Qué volumen de formacién se disolvera en acido fluorhidrico?

¢ Precipitaran productos de la reaccion?

Para obtener una maxima penetracién acidificando la matriz, el acido

debe poseer baja viscosidad y baja tension superficial. Los acidos
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gelificados y emulsionados no deben ser usados, ya que su
viscosidad y tension interfacial aumentan considerablemente la

presion de inyeccion.

La acidificaciéon matricial en carbonatos puede considerarse como un
proceso mucho mas sencillo que una acidificacién en formaciones
areniscas, esto es debido a que la mayoria de los productos de
reaccion tanto en calizas como en dolomitas son solubles en el acido

gastado.

El primer paso en planificar un tratamiento acido es seleccionar la
correcta solucion acida de tratamiento. De los varios acidos
disponibles, solo algunos pocos resultan econdmicamente efectivos
en la estimulacion de pozos petroliferos, y para las formaciones de
carbonatos los que pueden usarse son: Clorhidrico (acido inorganico),

Acético y Férmico (acidos organicos).

5.5.1 Reacciones del HCI en Calizas
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El acido HCI reacciona con calizas de siguiente manera:

2HCI+ CaCO,; & CaCl, + H,0+ CO,

En otras palabras, el acido HCI reacciona con calizas para

formar cloruro de calcio (en solucion), agua y didxido de carbono

(gas).

5.5.2 Reaccion del acido HCI con Dolomitas .

La ecuacién aproximada de la reaccion del HCI con dolomitas es

la siguiente:

4HCI + CaMe(CO,), < CaCl, + MgCl, + 2H,0 +2C0,

Esta ecuacion es aproximada debido a que la relacion de
carbonato de calcio al carbonato de magnesio no es constante

en las dolomitas.

5.5.3 Reaccion del HCL con compuestos de Hierro
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El acido clorhidrico disolvera los 6xidos de hierro presentes en
la tuberia del pozo, y los minerales que contengan hierro en la

formacion, tales como pirita, ankerita, clorita y siderita.

Los iones de hierro disueltos en el acido seran férricos y
ferrosos. Al gastarse el acido, cuando el pH sube por encima de
2,2, el hierro Il formara precipitados insolubles. Para evitar este
efecto se necesita usar agentes estabilizadores de hierro, de los
que ya se ha hablado anteriormente. El acido clorhidrico no
reacciona con el sulfato de calcio, ni con el de bario, pero si con

el de hierro.

5.5.4 Reacciones de Calizas utilizando acidos organicos .

El Acético y el Formico son otros dos acidos que llegan a
utilizarse, solos o con el HCL. Son mucho mas débiles que el
HCL y por lo tanto reaccionaran mas lentamente Con la
mayoria de los minerales en el pozo y por lo tanto permiten una
penetracion mas profunda y mejores propiedades de grabado en

algunas formaciones.
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5.5.4.1 Acido Acético.

Este acido organico incoloro es soluble en agua en
cualquier proporcion y en la mayoria de los solventes
organicos, generalmente se usa en tratamientos de
pozos de temperaturas anormalmente altas, que harian
poco efectivo el HCl. Aunque las mezclas de acido
acético con agua (tal como se usa en la estimulacion de
pozos) son consideradas corrosivas para la mayoria de
los metales, la velocidad de corrosién es mucho menor

que la de los acidos HCI y HF.

Por consiguiente el acido acético es empleado donde
las superficies de aluminio, magnesio o cromo deben
ser protegidas. También se recomienda su uso cuando
el acido debe permanecer en contacto con el casing por
muchas horas, como cuando se utiliza como fluido de

desplazamiento en un trabajo de cementacion.
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5.5.4.2 Acido Férmico.

Es el mas simple de los acidos organicos, el acido
féormico es completamente miscible (capaz de ser
mezclado) con agua. En solucion forma un acido mas
poderoso que el acético. En la estimulacion de pozos
petroliferos es mas frecuente utilizar en combinacion
con el acido HCI como un acido “retardador” para pozos
con altas temperaturas, lo que permite mayor
penetracion en la formacion. Una de las grandes

desventajas de este acido es su alto costo.

5.5.4.3 Reacciones Del Acido Acético y Formico En Calizas.

Los acidos acético y formico reaccionan con calizas de

la siguiente manera:

Acido Acético

2CH,COOH + CaCO, = Ca(CH,C00), + H,0 + CO,
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En otras palabras, el acido acético reacciona con la
caliza para formar acetato de calcio, agua, didxido de

carbono.

Acido Férmico
2CHOOH + CaCo, < Ca(CHOO), + H,0+ CO,

En otras palabras, el acido formico reacciona con la
caliza para formar formato de calcio, agua y diéxido de

carbono.

TABLA 3.1
REACCION DE 3 ACIDOS EN CALIZAS A DIFERENTES PORCENTAJES.

TIPO DE CONCENTRA Lbs. de Pies Cubicos Lbs. de

ACIDO CION(%) CaCO3 Estandar Cloruro de Ca
disueltas por (SCF) de CO2 formado por
galon de agua formado por galén

galén



Clorhidrico

Acético

Férmico

Clorhidrico

Acético

Férmico

Clorhidrico

Acético

Férmico

5.6. ESTIMULACION MATRICIAL EN ARENISCAS .

15

15

15

20

20

20

25

25

25

1,84

1,08

1,42

2,50

1,43

1,90

3,22

1,80

2,40

6,99

4,09

5,38

9,47

5,41

7,20

12,20

6,82

9,09

2,04

1,71

1,84

2,75

2,25

247

3,57

2,84

3,12
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Las calizas y dolomitas reaccionan a altas velocidades con el acido

HCI, y a moderadas velocidades con los acidos formico y acético, pero

las formaciones de areniscas poco o nada con estos tres acidos.
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Para formaciones de areniscas el tipo de acido que puede usarse es
acido fluorhidrico (HF), mezclados con acido clorhidrico (HCI) o con
acidos organicos para disolver minerales arcillosos, feldespatos y
arenas, debido a que los minerales arcillosos y los feldespatos tienen
mayor area de contacto, la mayoria del HF se gastara mas rapido en

estos materiales que en el cuarzo o en las arenas.

Las areniscas generalmente estan compuestas de cuarzo o silice
(Si02), feldespato, caliza o dolomita, arcillas (caolinita, illita,
montmorillonita), clorita, o mezclas, y otros minerales como pirita
(sulfuro de hierro), siderita (carbonato de hierro), hematita o limonita
(6xidos de hierro), mica, y otros menos comunes. El orden de

reactividad con el HF es el siguiente:

1. Calcita o caliza y dolomita, reaccién instantanea

2. Arcillas

3. Feldespatos

4. Cuarzo o silice, muy lenta .
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La reaccion del acido fluorhidrico con calizas dara lugar a la
precipitacion de fluoruro de calcio insoluble que dafara la
permeabilidad. No se debe usar nunca este acido si se sospecha la
presencia de carbonato de calcio. La practica comun es usar acido
clorhidrico en primer lugar, para disolverlos, seguido del fluorhidrico, en

cualquiera de sus variantes, para reaccionar con minerales siliceos .

5.6.1. Reacciones del HF con las areniscas y sus diferentes

compuestos.
5.6.1.1. Reaccion del HF en Arenas Limpias .

Se presentan dos reacciones consecutivas en arenas

limpias que son las siguientes:

4HF + 5i0, < SiF, + 2H,0

6HF + 5i0, < H,SiF, + H,0

La primera reaccion es muy rapida, agotando el HF

disponible; luego se forma el acido fluorosilicico en la



211

segunda, y éste comienza a reaccionar con los iones
disponibles en la formacion. En presencia de calcio,

sodio o potasio, forma sales insolubles que precipitan.

Esta es la razén por lo que no se deben usar fluidos de
estas sales cuando se va a acidificar con variantes de
HF en un pozo, sino fluidos a base de cloruro de amonio

como espaciadores, antes y después del acido.

5.6.1.2 Reaccion Del Acido Fluorhidrico Con

Arcillas/Aluminosilicatos .

La reacciéon del HF y una arcilla como la bentonita viene

dada por:

36HF + AL SiO,, (OH), = 4H,5iF, + 2H, AIF, + 12H,0

Las reacciones del acido fluorhidrico con carbonatos

pueden dar lugar a la precipitacion de fluoruro de calcio
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0 magnesio que son insolubles. Debe usarse un lavado
previo con acido clorhidrico para disolver estos

carbonatos y evitar los precipitados.

5.7 COMPONENTES DE UN TRATAMIENTO ACIDO

En las estimulaciones matriciales, especialmente en las areniscas

existen tres etapas basicas de bombeo.

e Preflujo
e Tratamiento principal

e Sobre desplazamiento

5.7.1 Preflujo .

El preflujo siempre es el primer fluido a bombear el cual
proporciona un barrido entre la mezcla del acido vivo y gastado
y los fluidos de la formacion. El objetivo de los preflujos en
tratamientos acidos es evitar el contacto de cualquier acido con

el petréleo de la formacién .
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5.7.2. Tratamiento Principal .

Consiste en mezclas de acidos que contienen HF y aditivos
para controlar sus funciones. Esta disefiado para eliminar el

dafio que ha sido diagnosticado.

5.7.3 Sobre desplazamiento .

Tiene por objeto desplazar el acido hasta el limite del area
critica alrededor del pozo, permitiéndole gastarse
completamente, y alejando los precipitados secundarios de las

reacciones. Los sobre desplazamientos pueden ser :

e Soluciones de cloruro de amonio con solvente mutuo y
estabilizador de arcillas

o HCI débil

e Solvente mutuo con surfactantes

¢ Nitrégeno, para facilitar el retorno a produccién
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5.8. Bombeo de Acido .

La inyeccion de los diferentes tipos de acidos que existen para
tratamientos en los pozos, se la hace mediante bombeo ya sea con
tuberia flexible (bombeo con coiled tubing) o directamente en el cabezal
del pozo (bombeo sin coiled tubing) ya sea con camién bomba o con
bombas manuales las cuales son empleadas para bombeo de aditivos

preventores de corrosion, parafinas y escala.

Una de las principales causas de falla de los tratamientos acidos es el
no haber cubierto toda la zona dafada con el tratamiento. Los fluidos
bombeados a la formacién toman el camino de menor resistencia, que
generalmente es el intervalo menos dafado, o el que no esta danado

en absoluto. Entonces el tratamiento no cumple con su obijetivo.

Algunos factores que afectan la colocacion y distribucion de un
tratamiento quimico son: la permeabilidad y grosor de la formacién,
presion de yacimiento, zonas multiples, profundidad por debajo de las

perforaciones.
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5.9. Bombeo Con Tuberia Flexible.

La tuberia flexible también es conocida como “coiled tubing” y es una
especie de manguera reforzada que por su poco diametro externo y
flexibilidad puede ingresar por la tuberia de produccion y dirigirse hacia
la zona donde se necesita hacer el tratamiento de acidificacion, esto

nos permite enfocar el tratamiento en el area de interés.

FIGURA 5.2: UNIDAD DE COILDED TUBING
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Como generalmente se desconoce al estado de las tuberias, es
importante, al disefiar un tratamiento acido para un pozo, incluir una
etapa de limpieza con circulacion de la tuberia de produccion,
aprovechando la presencia de la unidad de coiled tubing. Esta limpieza
podria hacerse con acido clorhidrico a baja concentracién (5%), que

contuviera un agente estabilizador de hierro.

La tuberia flexible permite colocar fluido frente a las perforaciones
cubriendo todo el intervalo, y permite un periodo de remojo y
ablandamiento mientras se saca del pozo la tuberia continua, ya que

no se pueden aplicar muy altas presiones a través de la misma.

Debe tomarse en cuenta la gran ventaja de poder colocar el fluido
frente al intervalo a ser tratado, sin necesidad de arrastrar todos los
residuos que contiene la tuberia de produccion. Este es el mayor

beneficio de la tuberia flexible.

5.10. Bombeo Sin Tuberia Flexible .
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Existen dos problemas principales al momento de hacer un
tratamiento sin tuberia flexible. El primer problema que se presenta es
la necesidad de limpiar las impurezas adheridas a la tuberia dentro del
pozo, el segundo problema que se afronta es la de buscar la manera
de enfocar el tratamiento que hemos disefiado a la zona que necesita

incrementar la productividad.

FIG 5.3 UNIDAD CAMION BOMBA
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CAPITULO 6

6. EVALUACION DE LA ACIDIFICACION EN EL POZO

AXY 1

6.1 Caracteristicas Generales del Pozo Seleccionado
La seleccion de candidatos para una acidificacion obedece a un
minucioso analisis, que va desde las razones por las cuales se cree
necesario el tratamiento, hasta las justificaciones econdmicas,
pasando por el tipo de estimulacion que seria mas beneficioso para el

pOZO.
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A continuacién tenemos la informacién del pozo AXY 1 del Campo

AXY, el cual fue seleccionado para una estimulacion matricial acida.

TABLA 6.1

CARACTERISTICAS GENERALES DEL POZO AXY 1

Pozo API ] Salinidad BSW Arena
promedio
AXY 1 27 3750 66 T

Fuente: Archivo Técnico DNH
Un analisis detallado de los historiales de presién y de
reacondicionamiento, de las caracteristicas propias del pozo, y de la
pruebas de presion, dara una idea de cuan exitosa puede llegar a ser

la estimulacion.

6.1.1 Comportamiento de la Produccién
A continuacion se muestra el grafico del comportamiento de la

produccion del pozo candidato.
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Historial de Produccion AXY 1
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Figura 6.1 Curva del Comportamiento Historial de Produccion del Pozo

AXY 1

TABLA 6.2

HISTORIAL DEPRODUCCION DEL POZO AXY 1

FECHA BFPD BPPD BSW
25-ene-99 300 258 14,00
22-jul-99 490 488 0,41
19-nov-99 374 226 39,57
22-mar-00 438 258 41,10
20-jul-00 375 197 47,47

26-dic-00 385 251 34,81
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Fuente: Archivo Técnico PPE
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A través de su vida productiva, el pozo AXY 1 presenta un
comportamiento bastante estable, con una produccion promedia
maxima de 700 BFPD durante el periodo comprendido entre el
afio 2003 y mediados del 2004, hasta que se estabilizd por los
450 BFPD con una tendencia a la baja durante el ultimo afo.
Teniendo en cuenta este historial, el departamento de
yacimientos lo propuso para el tratamiento acido con el objetivo
de lograr tener una produccién similar a la del periodo 2003 —

2004.

6.1.2 Tendencias de problemas del pozo seleccionado
Los pozos tienden a presentar problemas similares durante todo
su periodo de vida productiva. Esta tendencia es una pauta muy
importante al momento de realizar la formulacion
correspondiente al disefio de estimulacion para el pozo,
tomando en cuenta los parametros correspondientes

involucrados y por supuesto en las pruebas de compatibilidad.
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TABLA 6.3
TENDENCIAS DE PROBLEMAS
Pozo Arena Tendencia Observaciones

AXY 1 T Incrustante Problemas de parafina

Fuente: Archivo Técnico PPE

La tendencia incrustante del pozo obedece a la gran cantidad de
agua que se produce junto con el crudo, esto hace necesario
poner bastante énfasis en la limpieza previa al tratamiento, tanto
de las tuberias como de los punzados. Igual con los depdsitos

de parafina, que también fueron observados en este pozo.

6.2 Consideraciones del Disefio del Tratamiento.
6.2.1 Presioén de Inyeccién.
La permeabilidad de la formacién determina la tasa de inyeccion
en la misma. Para lograr inyectar a presiones por debajo de la
presion de fracturamiento, hay que determinar cual es el
gradiente de presion de fractura de la formacion. El gradiente de
fractura puede hallarse de una prueba de inyectividad a tasas
crecientes (step rate test), en el cual la presion aumentara

linealmente con la tasa hasta el punto de fractura. Este tipo de
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prueba se puede hacer con el preflujo de solventes antes del

tratamiento.

La presion que se desea determinar es la maxima permisible en
superficie. Debe tomarse en cuenta, asi mismo, que para las tasas
de inyeccion utilizadas en este tipo de tratamiento, las pérdidas por

friccion en la tuberia son muy bajas.

Una vez determinada la presion de fractura, durante el tratamiento
se debera mantener la presion de inyeccién entre 300 y 500 psi por
debajo de este valor, como medida de seguridad.

Como regla general, se requiere que al final del tratamiento, la tasa
de inyeccion sea de 0,25 BPM como minimo. Si la permeabilidad no
permite esta tasa sin llegar a la presion de fractura, entonces el
pozo es candidato para fracturamiento y no se puede asegurar un

buen resultado por acidificacion matricial.

Tedricamente la presion de inyeccion puede obtenerse de la
siguiente expresion:

. 142.1q,80uk[;ln (rr—;) +5] )

Fe
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Donde Pi es la presion de inyeccion a condiciones de fondo, Pe es
la presion del yacimiento y q es la tasa de inyeccion.

La presion de formacidén es un factor que hay que tomar muy en
cuenta al momento del disefio. Una presion anormalmente alta
limitara la presion de inyeccién. Una presion anormalmente baja
obligara a seleccionar fluidos espumados para reducir la columna

hidrostatica.

6.2.2 Tasas de Inyeccién
A partir de la misma prueba de inyectividad se puede determinar la
maxima tasa de inyeccién sin fracturar. Sin embargo, cuando el
acido llega a la formacion se observa un descenso de la presion de
inyeccion por efecto de la eliminacion del dafio. En este caso, es
conveniente aumentar la tasa de inyeccion para mantener la
presion constante, y obligar al acido a abrirse caminos nuevos; si
no se hace esto, el acido entrara por la via de menor resistencia, y

no actuara sobre todo el intervalo danado.
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Se realizdé la prueba de admision para el pozo AXY1 antes del

tratamiento, obteniendo los siguientes datos:

DATOS DE ADMISION DEL POZO AXY 1

Presién de Inyeccién (Pi)
Tasa de Inyeccién (qi)

TABLA 6.4

Fuente: BJ Services

6.2.3 Volumenes requeridos

3750 psi
0.5 BPM

En la figura 8.2 puede verse un calculo del volumen por pie de

espesor que se necesita para llenar en forma radial el volumen

poroso, dependiendo de la penetracién deseada.
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Figura 6.2 Calculo del volumen requerido para un tratamiento acido

La figura 6.2 es una representacion grafica de la expresion V = -
r2-h-¢@, para h = 1, expresidn que nos permite el céalculo del

volumen requerido para el tratamiento.

Es oportuno evaluar cuidadosamente la conveniencia de eliminar
dano hasta muy lejos del pozo, analizando el costo del tratamiento
necesario para ello, teniendo en cuenta que este volumen es
funcién del cuadrado del radio. En la mayoria de pozos en los que
se ha usado este tratamiento (y el tratamiento ha sido exitoso), se
ha visto que eliminando el dafno a corta distancia del pozo, se

recupera mas del 90% de la permeabilidad original de la formacién.

En la practica se calculan las etapas del tratamiento de igual
volumen, tomando el volumen poroso a tres o cuatro pies de
penetracion, asi se obtiene que, el unico valor necesario para
calcular el volumen de tratamiento es la porosidad actual de la

arena a ser tratada.
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TABLA 6.5

OTRAS CARACTERISTICAS

Arena Radio pozo Espesor Porosidad
T 0.3 ft 20 ft 15%
V=m-r2-h-¢

V = 7.4805mx2[(3.29)% — (0.29)%](20)(0.15)

V = 1515 Gal

Este volumen es el minimo que debe ser inyectado directamente a
la arena. Es recomendable inyectar una cantidad mayor debido a
los multiples problemas que suelen ocurrir durante el proceso. Por
ejemplo, en los tratamientos con bomba, el fluido inyectado debe
recorrer un buen tramo de tuberia antes de llegar a la cara de la
arena, de este modo mientras el tratamiento es bombeado y avanza
en la tuberia, los fluidos del pozo y las incrustaciones en la tuberia
hacen que la concentracion del tratamiento disminuya, para
contrarrestar esto se debe inyectar volumenes mayores de los que
se preveia actuaran en la arena que va a ser sometida al

tratamiento.
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En el caso del pozo AXY 1, se tomo6 un factor de seguridad para
evitar esta disminucion de concentracion, y que el tratamiento que
llegue finalmente a la arena, limpie y actue como se espera, de este
modo se avanzara practicamente 4ft dentro de la arena, pero
realmente en los primeros 3ft sera donde actue el tratamiento con

toda su concentracion.

6.2.4 Concentraciones requeridas
En la acidificacion de carbonatos se usan los fluidos que se

muestran en la tabla siguiente, en orden de preferencia.

TABLA 6.6
CONCENTRACIONES REQUERIDAS PARA LA ACIDIFICACION DE
CARBONATOS

Concentraciones Requeridas
1. Férmico al 9%

2. Acético al 10%
Para punzonados tapados | 3. Clorhidrico al 15%

4. Clorhidrico al 28%
5.Clorhidrico emulsificado

En la acidificacion de areniscas, se siguen el proceso siguiente:
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a) Si la solubilidad en HCI es mayor del 15%, usar solo HCI y preflujo
de HCl al 15%.

b) Sila permeabilidad es mayor de 100 md, preflujo con HCI al 15%.

c) Si la permeabilidad es menor de 10 md, preflujo con HCI al 5% y
estabilizador de hierro.

d) Menos del 5% de arcilla, utilizar 9% HCI — 1.5% HF y preflujo con
HCI al 7.5% o acético al 10%.

e) Alto contenido de clorita, usar 3% HCI — 0.5% HF y preflujo con

acido acético al 5%.

TABLA 6.7
CONCENTRACIONES REQUERIDAS PARA LA ACIDIFICACION DE

ARENISCAS

Concentraciones Requeridas

0, H - 0,
Menos del 5% de arcillas y mas del 80% 18% HCI — 3% HCl

de cuarzo
Mas del 20% de feldespato 13.5 HCI — 1.5%HF
Mas de 10% de arcilla 9% HCI - 1.5% HF

Alto contenido de clorita 3% HCI - 0.5% HF
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6.2.5 Compatibilidad de Fluidos
Es importante considerar que los fluidos que se van a inyectar al
pozo debido al tratamiento no deben provocar ningun tipo de
reaccion con los fluidos de yacimiento (agua, gas y petrdleo). Para
evitar cualquier situacion adversa se toma una muestra de petroleo
del pozo que se va a someter a tratamiento y se realizan pruebas
de emulsificacién, de esta manera se evita que los componentes
que se van a inyectar en el tratamiento produzcan reacciones
indeseables con los fluidos del pozo. En el laboratorio se prueban
distintas concentraciones de reactivos hasta encontrar la

dosificacion mas adecuada para el pozo a tratarse.

6.2.6 Tiempo de Accidn de los Componentes del Tratamiento
Los fluidos del tratamiento tienden a perder efectividad con el
tiempo, por ello los tratamientos deben ser bien planificados. En
algunas ocasiones, al estar mucho tiempo en contacto con la
formacion, estos fluidos pueden causar una dafio aun mayor que el

que se tenia originalmente.
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TABLA 6.8
TIEMPO ACCION DEL LOS COMPONENTES DEL TRATAMIENTO EN LA

SEPARACION DE LA INTERFASE AGUA-PETROLEO

.. Separacion (Tiempo en minutos)
Concentracion

Tratamiento (%) Agua Interface
> 5 10 15 20 25 30

ENVIROSOL 50/50 30 60 90 98 98 98 AC BI
ACIDO

ACETICO 50/50 20 90 100 100 100 100 AC Bl
4.5% BJ
SANDSTONE 50/50 50 85 100 100 100 100 AC BI
ACID

SOLUCION

NH4CL 50/50 40 70 80 90 100 100 AC Bl

Fuente: BJ Services

INTERFACE AGUA - FASE
B = BUENO AC = Agua clara
R = Regular AT = Agua Turbia
TB = Tipo Bolsa

Bl = Buena Interface

6.2.7 Formulaciones:
Envirosol: Agua 838 gpt + 2 gpt Clay Master 5C + 100 gpt

US-40 + 10 gpt + NE-940 + 50 gpt Paravan-25
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Acido Acético: Agua 812 gpt + 3 gpt CI-11 + 15 gpt Fe-300L + 2
gpt Clay Master 5C + 50 gpt US-40 + 8 gpt NE-940

+ 110 gpt Acido Acético.

4.5% SST Acid: Agua 870 gpt + 6 gpt CI-11 + 10 gpt Fe-300L + 10
gpt Ne-940 + 45 gpt HV-Acid + 555 gpt ABF + 48

gpt Acido Acético.

Soluciéon NH,CL: Agua 870 gpt + 250 pptg NH4CL + 4gpt NE-940 +

7gpt FSA-a +110gpt US-40.

(*) gpt: galones por mil (galones)

(*) pptg: libras por mil galones

6.3 Ejecucion y evaluacion de una estimulacion acida
El éxito de un tratamiento quimico es la supervision efectiva en todo el
proceso. Desde el momento en que el pozo es preparado y entregado a
la compainiia de servicio que ejecutara el tratamiento, y durante todas sus
etapas, hasta la evaluacidn de sus resultados.
Las operaciones pueden clasificarse asi:
e Acondicionamiento

e Aplicacion del tratamiento
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e Control de calidad

e Analisis de resultados

6.3.1 Acondicionamiento
La locacion del pozo y sus accesos deben estar en buen estado, de
modo que permitan la entrada, colocacion y salida de los equipos

de bombeo en forma segura.

Los fluidos de inyeccién deben pasar por tanques en la superficie,
lineas de bombeo, tuberia del pozo, y punzonados, antes de entrar
a la formacion y reaccionar con el dafo presente. Cada uno de
estos componentes debe haberse previamente limpiado, antes de

bombear acido a la formacion.

Siempre que sea posible, debe circularse la tuberia del pozo con
solventes seguidos de acido, por medio de coiled tubing, para
eliminar petroleo, incrustaciones organicas e inorganicas, asi como
oxido de hierro. Se aprovechara para detectar filtraciones en el

equipo de fondo.
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Por ultimo, debe probarse el cabezal del pozo, y corregir cualquier

filtracion.

6.3.2. Aplicacion del Tratamiento
Luego de acondicionar el pozo, y que la empresa de servicio se
sitie en la locacion, se realizaron las siguientes actividades

(previamente analizadas en la planeacion del trabajo):

1.- Armar equipos de bombeo, unidad de coiled tubing y lineas a
cabezal, probar con 4000 psi.

2.- Bajar Coiled Tubing en la punta del CTU a una velocidad
maxima de 10 ft/min hasta pasar accesorios del cabezal los
primeros 200ft. Continuar bajando CT a una velocidad de
80ft/min.

3.- Con valvula wing abierta, Bombear agua fresca hacia la punta
del Coiled Tubing (capacidad de CT=23.9 bls) bajar CT +/- a
9280'. Cerrar valvula wing. Probar espacios anulares: casing-
tubing y tubing-ctu. Continuar bajando CT a una velocidad

maxima de 30ft/min y posicionarse a +/- 9280' frente a los
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punzados

Cerrar valvulas de casing. Llenar espacios anulares con
sistema power oil +/- 300 bls.

Realizar prueba de inyectividad con 10 bls de agua tratada. Si
prueba es satisfactoria.

Bombear las siguientes mezclas y desplazar con agua fresca a

una P. max = 3750 psi @ 0.5 BPM.



TABLA 6.9

FORMULACION APLICADA AL POZO AXY 1

Fuente:

Cantidad | Unidad | Material
SOLVENTE (1000 GLS)
165 GLS Xileno
642 GLS JP-1
16 GLS Demulsificante Anionico
12 GLS Surfactante no iénico
165 GLS Solvente Mutual
PREFLUJO: HCI 7,5% (1000 GLS)
275 GLS HCl @ 34%
694 GLS Agua fresca
7 GLS Inhibidor de Corrosion
7 GLS Estabilizador de Arcillas
90 LBS Secuestrante de Hierro
7 GLS Agente Anti Sludge
10 GLS Surfactante no lénico
TRATAMIENTO: HCI 9% - 1,5% HF (1000 GLS)
330 GLS HCl @ 34%
646 GLS Agua Fresca Filtrada
6 GLS Inhibidor de Corrosion
390 LBS Bifloruro de Amonio
8 GLS Agente Anti Sludge
10 GLS Surfactante No lénico
120 LBS Secuestrante de Hierro
POSTFLUJO: HCI 5% (1000 GLS)
165 GLS HCl @ 34%
801 GLS Agua Filtrada
8 GLS Inhibidor de Corrosion
8 GLS Estabilizador de Arcillas
90 LBS Secuestrante de Hierro
8 GLS Agente Anti Sludge
10 GLS Surfactante no lénico
POST FLUJO: NH4CI (500 GLS)
380 GLS Agua Filtrada
120 LBS Cloruro de Amonio
6 GLS Surfactante no lénico
4 GLS Estabilizador de Arcillas
110 GLS Solvente Mutual
BJ Services
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7.- Abrir valvula wing, desfogar presiones sacar CTU hasta
superficie. Desarmar equipo.

8.- Asentar std. valve de 2 7/8" a +/- 9635 (Cavidad PL-I).
Desplazar Jet con el sistema power oil. Desalojar acido y probar
poZzo.

9.- Finalizar operaciones

6.3.3 Control de Calidad
Existen distintas maneras para realizar el control de calidad de una
acidificacién, estas dependen de las politicas y el manual de
operaciones de la compania operadora.
Este estudio, se centra en el proceso mas comun, el analisis de las
pruebas de Build up. Como se anotd en capitulos anteriores, la
comparacion de pruebas de build up antes y después del

tratamiento, permite la vision mas profunda de la eficacia del este.
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6.3.3.1 Prueba de restauracién de presion previa al tratamiento
El Build up previo al tratamiento se hace con el fin de
conocer las condiciones iniciales del pozo, de esta manera
se cuantifica el alcance de la estimulacidon. A continuacion

se muestra el informe de la prueba.
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REPORTE DE RESTAURACION DE PRESION

El presente Analisis de Restauracion de Presion corresponde a
la arena T del pozo AXY 1 en el intervalo: 9273’ - 9293’ (20’)

disparados 4DPP .

El pozo produjo un Qt = 394.436 BFPD, con un BSW de 66 % de
un crudo de 27°APIl. A continuacion se presentan los diferentes
eventos que se desarrollaron durante la prueba de produccion y
luego la restauracion:

TIEMPO DE PRODUCCION = 31.76 HRS
TIEMPO DE CIERRE = 16.24HRS

En el registro de presion se utilizaron los sensores Zi-Probes #

W9525 y W9528 vy que fueron asentados en NO-GO a 8901 pies.

Para el proceso de calculo se han utilizado los parametros basicos
del yacimiento y se han determinado los datos de analisis PVT: Pb,
Rs, Bo a partir de la correlacién de Standing y po a partir de la
correlacion de Beggs y, pg con las correlaciones de Lee et al,
aplicando el software de Interpretacion de Presiones Pansystem

de EPS.



DATOS BASICOS DE LA EVALUACION

Prueba de produccion

Parametros del estrato
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Parametros del fluido

Qo 134 BPPD Ht 20 Ft
Qw 260 BAPD (0] 15 %
Qt 394 BFPD w 0.30 Ft
BSW 69 % Ty 226 °F
API 27 Sw 80 %
So 20 %
Presiones
Pwf @ Sensor (8901°) 331.34 Psi
P Burbuja (suministrado) 905 Psi
P Burbuja (calculada) 1054 Psi

Bo
Bw
Bg

Uo
Ug
Uw
Ct

GOR

Ygas

1.1437

1.575

0.00423

1.575

0.00423

0.2340

1.1638e-05

250

1.25

By/Bn
By/Bn
By/Bn
Cps
Cps

Cps

Scf/Bbl
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RESULTADOS DE LA INTERPRETACION

METODO DE HORNER METODO DE LA DERIVADA
Kh (h=20) 5522 Md pie Kh (h= 20") 5668.7 Md pie
K 276 Md K 275 Md
S 5.6
S 5.6
Pi@sensor (8901) 3423 Psi
p* 3424 Psi

P @ (Ih) 3375  Psi
Delta P Skin 1313 Psi

Rad.invest 1285 Pies

MODELOS
MODELO DE ALMACENAJE CLASSIC WELLBORE STORAGE
FLUJO EN EL RESERVORIO RADIAL HOMOGENEO
MODELO DEL LIMITE INFINITELY ACTING

RESULTADOS DE PRODUCTIVIDAD

INDICE DE PRODUCTIVIDAD VALOR
J actual 0.14 BBI/dia/Psi
EF 0.53
Qmax 394 BBl/dia
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Figura 6.3 Data pozo AXY
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Figura 6.5 Grafico de Horner (Semilog)
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6.3.3.2 Prueba de restauracion de presion posterior al tratamiento.
Esta prueba no requiere de un analisis tan profundo como el
previo al tratamiento, ya que solo se necesita de valores que
puedan determinar el éxito de la estimulacion. A continuacion se

muestra los resultados de esta prueba.



DATOS BASICOS DE LA EVALUACION

Prueba de produccion

Parametros del estrato
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Parametros del fluido

Qo 520 BPPD Ht 20 Ft
Qw 108 BAPD (0] 15 %
Qt 629 BFPD w 0.30 Ft
BSW 17.3 % Ty 226 °F
API 27 Sw 80 %
So 20 %
Presiones
Pwf @ Sensor (8901°) 894 Psi
P Burbuja (suministrado) 905 Psi
P Burbuja (calculada) 1054 Psi

Bo
Bw
Bg
Uo
Ug
Uw
Ct

GOR

Ygas

1.1437 By/Bn
1.575 By/Bn

0.00423 By/Bn

1.57 Cps
0.00423 Cps
0.2340 Cps
1.1638e-05

250 Scf/Bbl
1.25
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RESULTADOS DE LA INTERPRETACION

METODO DE HORNER METODO DE LA DERIVADA
K h (h=20’) 5522.036 Md pie Kh (h= 20 5590.7 Md
K 276 Md K 275 Md
S 0.04
S 0.04
Pi@sensor (8901) 3664 Psi
P* 3667 Psi

P @ (Ih) 3716 Psi
Delta P Skin 19.26  Psi

Rad.invest 1285 Pies

MODELOS
MODELO DE ALMACENAJE CLASSIC WELLBORE STORAGE
FLUJO EN EL RESERVORIO RADIAL HOMOGENEO
MODELO DEL LIMITE INFINITELY ACTING

RESULTADOS DE PRODUCTIVIDAD

INDICE DE PRODUCTIVIDAD VALOR
J actual 027 BBI/dia/Psi
EF 0.99
Qmax 629 BBl/dia
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6.3.4 Analisis de resultados
A continuacion se muestra la tabla de resultados, en un cuadro
comparativo con los datos iniciales, esquema que permite
simplificar el proceso de analisis.
TABLA 6.10
CUADRO COMPARATIVO ENTRE LAS PRUEBAS DE BUILD UP ANTES Y

DESPUES DEL TRATAMIENTO

Parametros Antes Después
Produccién 394 BFPD 629 BFPD
Daio (Skin) 5.67 0.04
Eficiencia de Flujo (EF) 0.53 0.99
Porosidad Total 15% 15%
Saturacioén de agua 20% 20%
(Sw)
Saturacion de petréleo 80% 80%
(So)
Presién inicial (P;) 3423 psi 3664 psi
Presién de fondo 331 psi 894 psi

fluyente final (Pwo)
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CAPITULO 7

7. Analisis técnico econdémico

Una parte crucial del tratamiento es el analisis técnico econdmico, ya que es
preciso determinar su rentabilidad. Debido a los altos costos que se manejan
en la industria petrolera, debe realizarse un analisis minucioso de los distintos
factores que intervienen en el éxito o fracaso del tratamiento. En el presente
capitulo se enumera y cuantifica ingresos y egresos para determinar la

rentabilidad a partir de un analisis de costo- beneficios.

Los datos mas importantes para realizar el analisis del tratamiento quimico
aplicado a un pozo candidato, ademas de las pruebas de produccion, son los
resultados de pruebas de restauracién de presion tomadas antes y después
del tratamiento, comprobando asi el incremento de presion, la remocién del

dano de formacion.
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También se debe calcular el tiempo de recobro de la inversion y otros
parametros econdémicos del proyecto. Realizando una proyeccién de
produccion, considerando el potencial de los pozos sin dano de formacion.
Junto con un analisis de costos del tratamiento quimico de los pozos incluidos
los quimicos y el servicio, y considerado los dias en los que no hubo

produccion debido al cierre del pozo por el tratamiento.

7.1 Inversion del Tratamiento
Un tratamiento de estimulacion es una inversion a corto plazo, debido a
que se busca incrementar de manera inmediata la produccién de un pozo.
El valor de la inversion incluye los costos de los quimicos, el costo de los

servicios y el costo de las pruebas de restauracion de presion.

7.1.1 Costos del Tratamiento
En esta seccion se presenta los costos que incurrira la operadora

durante el tratamiento.
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7.1.1.1 Costos de los quimicos.
A continuacion se muestran los costos de los quimicos
usado en el pozo AXY 1, donde consta el quimico con su
nombre genérico, la cantidad, costo unitario y total.
TABLA 7.1

COSTOS DE LOS QUIMICOS USADOS EN EL POZO AXY 1

Cantidad Unidad Descrlpm.on del Costo Unitario Costo Final
Material
16 GLS Demulsificante Aniénico 45,74 731,84
50 GLS Demulsificante no I6nico 30,14 1.507,00
275 GLS Solvente Mutual 15,50 4.262,50
23 GLS Inhibidor de Corrosion 58,77 1.351,71
19 GLS Estabilizador de Arcillas 27,76 527,44
355 LBS Controlador de Hierro 2,79 990,45
23 GLS Agente Antibarro 28,65 658,95
Anioénico
390 LBS Bifloruro de Amonio 4,42 1.723,80
120 LBS Cloruro de Amonio 0,95 114,00
Total USD 11.867,69

Fuente: BJ Service

7.1.1.2 Costos del servicio.

TABLA 7.2

COSTOS DE LOS SERVICIOS PARA EL TRATAMIENTO EN EL POZO AXY 1
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Cant. Unid. Descripcién Del Servicio Costo Unit. %2’:’;?
65,57 Km Viaje de ida por unidad de tuberia continua | 2,811 184,31
1 Und Primeras 8 horas o fraccion | 2.118,008 2.118,01
6, Hrs Cada hora adicional o fraccion | 98,512 591,07
8.509 Pies Profundidad por pie | 0,150 1.276,35
1 Und Stripper Rubber | 73,884 73,88
1 Und Conector unién rapida | 98,512 98,51
1 Und Cabeza control de flujo | 123,610 123,61
1 Und Rotowash tool | 566,444 566,44
1 Und Tubing disconect por corrida | 197,024 197,02
65,57 Km Vehiculo de soporte (Winche) | 2,002 131,27
3.272 GLS Bombeo fluido corrosivo inyectado por galén | 0,498 1.629,46
1.858 GLS Bombeo sol. aromatico con o sin empacadura | 0,498 925,28
inflable
65,57 Km Viaje ida por unidad de bombeo | 2,811 184,31
1 Und En operacion cargo basico primeras 4 horas o | 1.030,108 1.030,11
fraccion
8 Hrs Hora adicional o fraccion | 80,793 646,34
662 GLS Materiales no suministrados por la contratista | 0,122 80,76
4.468 GLS Materiales suministrados por la contratista | 0,329 1.469,97
3.272 GLS Bombeo acido de 2001 a 4000 galones | 0,498 1.629,46
1.858 GLS Bombeo de fluido no corrosivo | 0,498 925,28
3 UND Tanques para acido de 1000 a 2000 galones | 454,631 1.363,89
1 Und Swage por trabajo | 53,486 53,49
1 Und Medidor de flujo | 160,458 160,46
1 Und Unidad COMPU-VANN o equivalente | 1.068,420 1.068,42
196,70 Km Kilometraje numero de tanques; solo ida | 2,002 393,80
TOTAL 16.921,52
USD:

Fuente: BJ Services
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Para la realizacién de este disefio de estimulacién se toma
en cuenta los siguientes rubros: Costos del trabajo de
disefio por parte de las companias seleccionadas y el costo

de la inyeccion y supervision de la bomba.

TABLA 7.3

COSTO TOTAL DEL TRATAMIENTO

Servicio Material Costo

Unidad de Bombeo 9008

Unidad de Coiled Tubing 7915
Quimicos 11867,69
Su:)ney:/icsfi:fnndd: Q(;:ri:t?ayJet 1609,00
TOTAL USD 30399,69

7.1.2 Costos de Pruebas de Build up
Las pruebas de de restauracién de presion (build up) tanto antes
como después del tratamiento, son muy importantes para la

evaluacion, midiendo el grado de dafio, el tipo de flujo, la presion
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promedio del yacimiento, la presiéon de fondo fluyente, entre otros

parametros.

A continuacion se muestran los costos correspondientes a la toma

de estas pruebas:

TABLA 7.4

COSTO DE LAS PRUEBAS DE BUILD UP

Cant. | Und Descripcion Costo Unit. Costo
Total
5 Und Prueba de res.t?uramon de 500 1000
presion
96 Hrs Unidad de Wireline 120 11520

Total USD: 12520

Fuente: Dygoil S.A.

7.2 Analisis Costo-Beneficio

7.21

Costos

Para llevar a cabo el tratamiento la operadora asume los costos
mencionados en el punto 7.1; adicional a esto se ve obligada a
cerrar el pozo durante cinco dias (tiempo que dura el tratamiento),

el cual detallamos a continuacion:



256

TABLA 7.5
DESCRIPCION DEL TIEMPO DE CIERRE DEL POzZO
DIA DETALLE
1  PruebaBuild up - previa
2 PruebaBuild up previa
3 Inicio de tratamiento
4 Anadlisis de resultado / Prueba Build up - posterior
5  PruebaBuild up - posterior

Fuente: Archivo Técnico PPR

Para la operadora los dias que el

representan ingresos no percibidos.

TABLA 7.6

INGRESOS NO PERCIBIDOS

BPPD
Dias de cierre

pozo deja de producir

134
5

Barriles no producidos

670

Precio del barril (05/01/2008)

$99,96

Ingresos no percibidos $66.973,20
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El total de costos es:

TABLA 7.7

TOTAL COSTOS DEL TRATAMIENTO

Detalle uss$
Costos del tratamiento 30399,69
Costos de prueba 12520
Ingresos no percibidos 66.973,20
Total Costos 109.892,89

Beneficios

Si un tratamiento de estimulacibn genera un incremento
significativo de la produccién de un pozo, se puede decir que esta
fue exitosa, y al valor que se obtiene de este incremento se le
denomina beneficio. El pozo AXY 1 entro en tratamiento con 394
BFPD, de los cuales 134 eran petréleo, para tener una produccién
de 629.410 BFPD, de los cuales 521 eran petroleo, luego del

tratamiento. Este incremento muestra la eficiencia del tratamiento.

Analisis de Rentabilidad

Para medir la rentabilidad del proyecto se tomé como base a los
calculos realizados en el punto 7.1, tomando en consideracion los
costos de operacion y los ingresos no percibidos por el tiempo de

cierre de pozo.
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En la proyeccién se utilizo el precio de barril del petréleo al cinco de
enero del dos mil ocho (5-01-2008), el cual fue de US$ 99.9, siendo el
mes de enero la fecha en el que se ejecuto el tratamiento, en el

mismo que se consideran los siguientes datos:

CALCULO DE PROYECCION ENERO

Dias de produccion post tratamiento 22
Dias de cierre 9)
Dias de produccién previo tratamiento 4
Ingreso
mensual: Prom mensual x dias de produccion
11462 x 22
1.145.741,52
Costo de (Prom mensual x costo de produccion) + Costo del
produccion: tratamiento
(11462 x 10) + 109892,89
224.512,89

A continuacién se muestra los ingresos de la operadora proyectados a
un afo, mostrando los valores que la operadora recibiria antes y
después de aplicar el tratamiento acido, con el fin de realizar

comparaciones financieras entre estos valores.
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PROYECCION ANUAL DE INGRESOS PRE — POST TRATAMIENTO
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PRE-TRATAMIENTO

POST-TRATAMIENTO

PROM  PROM ,:ANE?‘%'IE;?_ pro%%s:;én INGRESO | PROM  PROM I:IINE?\EI[EJ?L\(I)_ pr(ﬁi?:sct::)ién INGRESO
DIARIO MENSUAL (USD NETO | DIARIO MENSUAL (USD NETO
(UsDeo.9e) isE (UsDoo.98) 050

ENERO 369 11439 1.143.442,44 114.390,00 1.029.052,44 521 11462 114574152 22451289  921.228,63
FEBRERO 379 10612 1.060.77552 106.120,00  954.655,52 526 14728 1.472.210,88 147.280,00 1.324.930,88
MARZO 352 10912 1.090.763,52 109.120,00  981.643,52 453 14043 1.403.738,28 140.430,00 1.263.308,28
ABRIL 357 10710 1.070.571,60 107.100,00  963.471,60 436 13080 1.307.476,80 130.800,00 1.176.676,80
MAYO 262 8122 811.87512  81.220,00  730.655,12 331 10261 1.025.689,56 102.610,00  923.079,56
JUNIO 324 9720 971.611,20  97.200,00  874.411,20 382 11460 1.145.541,60 114.600,00 1.030.941,60
JULIO 260 8060 805.677,60  80.600,00  725.077,60 318 9858 98540568 98.580,00  886.825,68
AGOSTO 276 8556 855.257,76  85.560,00  769.697,76 334 10354 1.034.98584 103.540,00  931.445,84
SEPTIEMBRE 271 8130 812.67480  81.300,00  731.374,80 329 9870 986.60520 98.700,00  887.905,20
OCTUBRE 290 8990 898.640,40  89.900,00  808.740,40 348 10788 1.078.368,48 107.880,00  970.488,48
NOVIEMBRE 275 8250 824.670,00 82.500,00  742.170,00 333 9990 998.600,40  99.900,00  898.700,40
DICIEMBRE 283 8773 876.949,08 87.730,00  789.219,08 341 10571 1.056.677,16 105.710,00  950.967,16

TOTAL

10.100.169,04

12.166.498,51
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Conclusiéon

Con la proyecciéon obtenida en la tabla 7.7 se muestra que al final del afio se
obtiene un incremento neto de US$ 2'066.329,47 debido al éxito en el
tratamiento acido aplicado, con una variacion porcentual de 20.6% lo cual

significa un aumento de 20,885 unidades de barril al afio.

Por lo tanto se considera rentable el tratamiento debido a que el ingreso neto

obtenido por parte de la operadora supera el costo de ejecucion.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

e Es acertado decir que el tratamiento de estimulacién analizado en el
presente estudio fue exitoso, principalmente por la reduccion del dafio
de formacién, de 5.67 a 0.04, lo cual se evidencia en el incremento de

la produccion que de 394 BFPD llegé a 629 BFPD.

e EIl factor de dano (Skin) se originaba, casi en su totalidad, por tres
factores:
= Por el fluido de completacion durante el reacondicionamiento,
removido por el HCl y HF.
= Las incrustaciones que taponaban la parte mas superficial de la
arena, también removido por el HCl y el HF.
= Los depdsitos de parafina, removidos por el solvente.

= Los otros tipos de dafo y pseudodano, no fueron significantes.

e Cabe mencionar que el incremento en la presiéon de fondo fluyente de

331.3 psi a 894.5 psi, se debe a la reducciéon de las barreras de flujo
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existentes en la zona de dafio. Esto permitié6 eliminar el drawdown
adicional producido por la presencia de una zona dafada

y por ende mejorar la productividad del pozo.

El analisis técnico econdmico del trabajo de estimulacion realizada
muestra que al final del afio se obtiene un incremento neto de US$
2'066.329,47 debido al éxito en el tratamiento acido aplicado, con una
variacion porcentual de 20.6% lo cual significa un aumento de 20,885
unidades de barril al afio. Por lo tanto se considera rentable el tratamiento
debido a que el ingreso neto obtenido por parte de la operadora supera el

costo de ejecucion

Es posible que en unos cuantos anos, el pozo vuelva a presentar
problemas similares, por su tendencia incrustante y la presencia de
parafinas. Un tratamiento similar solucionara el problema, pero quizas

no con la misma eficiencia.

La utilizacion de los programas de analisis de prueba de pozo,
utilizados en la Industria como el Pansystem 6 el Saphir son de gran
ayuda en la industria petrolera, ya que nos permite interpretar la data
de las pruebas de presion de manera rapida y eficaz, evitando el

tedioso proceso de hacerlo manualmente.
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RECOMENDACIONES

e Se recomienda realizar pruebas de restauracién de presion, antes y
después del tratamiento para evaluar adecuadamente el resultado de

un trabajo de estimulacion.

e Al momento de trabajar con fluidos ajenos o extrafios a la formacion
debemos tener muy en cuenta las propiedades de estos, para asi
evitar posibles reacciones desfavorables en los trabajos a
desarrollarse.

e Hacer un estudio detallado a nivel de laboratorio de la litologia, como
el tamafo de los poros, para evitar su taponamiento, los minerales
presentes en la formacion, evitando reacciones desfavorables con los
fluidos del tratamiento, y la compatibilidad con estos ultimos.

e Hacer un estudio a nivel de laboratorio de compatibilidad entre los
fluidos del reservorio y los del tratamiento con el fin de evitar que

reaccionen desfavorablemente y causen un dafo mayor.

e Para optimizar los tiempos y la economia del tratamiento es necesario
asegurarse de tener todas las facilidades necesarias en superficie.

e Se recomienda al personal, usar todo el equipo de seguridad
adecuado, debido a que se trabaja con sustancias nocivas para la

salud.
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“El remedio puede ser peor que la enfermedad” debido a que en el
momento de aplicar un tratamiento este puede derivar en un dano
mayor, tal vez por desconocimientos de conceptos basicos o por falta
de un estudio previo a nivel de laboratorio 6 una mala interpretacién

de pruebas de presion.
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