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RESUMEN

El presente trabajo analiza las operaciones de estimulacion aplicadas en el oriente
ecuatoriano para incrementar la produccién de petréleo.

En el primer capitulo se presentan los principios que gobiernan el flujo de fluidos a
través de un sistema formacion- pozo y los criterios que permiten estimar la capacidad de
flujo y el indice de productividad que representa el comportamiento de la presion del
yacimiento en el tiempo.

El capitulo dos define las regiones en que se divide la formacién segun el perfil de
presiones, siendo el dafio la principal causa de reduccién en la capacidad de produccion
o inyeccion, debido a una restriccion de fluidos hacia la boca del pozo. Adicionalmente
se discuten otras razones para la baja productividad.

Las técnicas de estimulacion mas aplicadas en el Oriente Ecuatoriano con el objetivo de
incrementar la produccion de hidrocarburos, asi como mejorar la inyeccién de fluidos y
optimizar los patrones de flujo para procesos de recuperacion secundaria y/o mejorada,
se discuten en el tercer capitulo.

En el cuarto se describen las operaciones de acidificacion y fracturamiento en los pozos
Espol 07 y Machala 01, respectivamente, detallindose las consideraciones necesarias
para la ejecucion de los respectivos trabajos.

El andlisis de la variacion de produccién del yacimiento antes y después de los

tratamientos se muestra en el capitulo quinto.
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INTRODUCCION

De acuerdo a informacién manejada por el Banco Central del Ecuador, durante el primer
semestre del afio 2013 la actividad petrolera en el pais ha representado el 55.53% de los
ingresos por exportacion y el 15.3% del total del Producto Interno Bruto (Banco Central
del Ecuador, 2013). Por tanto cualquier operacion destinada a incrementar la produccion

serd de vital importancia

La baja productividad de los pozos en el Oriente Ecuatoriano puede ser consecuencia de
factores como: dafio de formacién, agotamiento de presion, capacidad insuficiente de la
tuberia y facilidades superficiales. Si no se adoptan acciones remediales oportunas, la
tasa de flujo disminuird considerablemente pudiendo llegar al limite econémico y a un

eventual abandono del pozo.

Todas las operaciones que se realizan en un pozo generan dafio de formacién, que es uno
de los principales problemas que muestran los campos petroleros ecuatorianos. Por tal
motivo, el presente trabajo se enfocard en las técnicas de estimulacion mas comunes que
se aplican en el pais para mejorar la produccion de un yacimiento.

La importancia de este estudio se fundamenta en la compresion de las causas que
originan la baja productividad de la formacion productora, asi como las soluciones mas
viables. Un adecuado andlisis de resultados permitirda concluir si la técnica de

estimulacion aplicada fue la adecuada.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

e Explicar los métodos mas comunes utilizados en el oriente ecuatoriano para
solucionar los problemas de baja productividad y evaluar los resultados luego de
realizar los trabajos de estimulacion en los pozos Machala 01 y Espol 07.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Identificar los problemas que causan baja productividad en los pozos del oriente
ecuatoriano para determinar las posibles soluciones.

e Evaluar la baja productividad de los pozos analizados.

e Describir los trabajos de estimulacion aplicados en los pozos Machala 01 y Espol
07.

e (Cuantificar la tasa incremental de petréleo que se podria obtener después de
realizar los trabajos de acidificacion y fracturamiento en los pozos considerados.

e Presentar y analizar los resultados obtenidos en los pozos Machala 01 y Espol 07

para establecer si los trabajos de estimulacién fueron exitosos.



CAPITULO 1.

CONSIDERACIONES GENERALES

Comprender los principios que gobiernan el flujo de fluidos a través de un sistema de
produccion es vital para estimar el desempefio de los yacimientos y optimizar su
productividad. (Society of Petroleum Engineers, 2007). En esta seccion se presentan
criterios que permiten determinar la capacidad de flujo enfocados al desempefio inflow

que analiza el comportamiento de la presion del yacimiento en el tiempo.

1.1 Sistema Formacion — Pozo

Es el sistema con el cual tienen que ver las técnicas de estimulaciéon de formaciones. Por
tanto, antes de analizar cada una de ellas debemos entender y estudiar el sistema

Formaciones y Pozos. (Nind, 1987)



Para llegar al tanque de almacenamiento o al oleoducto, los fluidos del yacimiento deben
vencer las resistencias al flujo impuestas por la formacion, la tuberia del pozo, el cabezal,
conexiones superficiales, lineas de flujo y separadores. El principal interés en este trabajo
es en la resistencia impuesta por la formacion, es decir, el comportamiento de la tasa de
influjo del yacimiento. En la Figura 1 se muestra el perfil de presiéon de un sistema

formacién — pozo en produccion. (Nind, 1987)

La resistencia al flujo de una formacion, es decir su capacidad para fluir, se mide por la
permeabilidad. La relacion geométrica entre pozo y formacion también afecta la
respuesta al flujo (penetracion parcial de un pozo), que con la densidad de perforacion
de un revestidor produce un pequefio aumento en el “Draw-Down”, que por lo general
no se toma en cuenta. A estos factores se los conoce como efecto aparente de dafo.

(Nind, 1987).

\ o

Presion

- Formacién =€ Eductor

Flujp ——————>

Figura 1. Perfil de presion de un sistema formacién — pozo
Fuente: Fundamentos de Produccién y Mantenimiento de Pozos Petroleros, NIND



1.1.1 Consideraciones tedricas

La descripcién matematica del flujo de un fluido en un medio poroso se puede obtener

mediante los siguientes principios fisicos:

% Ley de Conservacion de Masa o Ecuacion de Continuidad

Establece que una cantidad fisica (masa) se conserva en un sistema. Es decir:
“Entrada de masa al sistema, menos salida de masa del sistema, mas entrada neta de
masa por fuentes y sumideros, es igual al incremento de masa en el sistema de estudio”.

(Romero, 1975)

% Ley de Darcy
Expresa que la tasa de flujo por unidad de area seccional en cualquier punto de un
sistema poroso uniforme es proporcional al gradiente de presion en la direccion del flujo
en ese punto (Correa, 2012). La ley es valida para flujo laminar a bajos numeros de
Reynolds y se representa por la Ecuacion 1 (Romero, 1975):

u=-—*Pyy (Ec.1)
Y7,

El signo (-) indica que el flujo se presenta en la direccion de la disminucién de presion.

(Romero, 1975). Para flujo radial (sin considerar gravedad), la ley de Darcy es:



y =K dp (Ec.2)

o dr

+» Ecuacion de Estado.

Las ecuaciones de estado especifican la dependencia entre la densidad (p), la presion (P)
y la temperatura (T); dependiendo de cada fluido se deriva una ecuacién apropiada.

(Romero, 1975).

Combinando la Ecuacién de Continuidad, la ley de Darcy y la de Estado, se derivan una
familia de ecuaciones diferenciales que describen el flujo en sus miltiples situaciones.
De interés practico en ingenieria de petrdleos es el caso de flujo radial, de una sola fase,
compresibilidad constante y pequefia, flujo isotérmico, permeabilidad y porosidad

constantes (Correa, 2012). La respectiva ecuacion es:

d*p, 1dp_gucdp
dr rdr k dt (Ec.3)

Las soluciones a esta ecuacion de difusividad constituyen el fundamento de las técnicas

de andlisis del flujo a través de una formacion y de la respectiva restauracion de presion.



1.2 Flujo radial de un fluido

Para analizar el comportamiento ideal de una formacién consideremos el caso de un
pozo produciendo una sola fase (liquido) a tasa constante de una formacién homogénea,
horizontal, de espesor neto h y extensién infinita, donde las condiciones de flujo no

varian con el tiempo, es decir se tiene flujo continuo (Nind, 1987).

Bajo esas condiciones y asumiendo que el liquido tiene una compresibilidad pequena y
constante, la presion de la formacion en un punto dado se puede calcular por la ecuacion

4.

P=p,+— 1Bl [T (Ec.4)
0.007082k4 | 7,

Cuando 7 =7, y despejando Q:

0B _0.007082, (R~ P, )

# In (r‘”j
rW

(Ec.5)

Donde

H cp
K md
P.: Psi

ow; Psi



R,. Pies

Re: Pies

De las ecuaciones anteriores se puede concluir que:
a) La velocidad del fluido incrementa conforme se acerca a la boca del pozo.
b) El aumento de velocidad origina incremento en la caida de presion (AP).
c) La relaciéon entre la caida de presion (AP) y la distancia desde el pozo es

logaritmica. (Romero, 1975)

Si se presenta dafio de formacién en la zona alrededor del pozo, incrementard la caida de
presion. (Romero, 1975). La Figura 2 muestra el perfil de presién en un yacimiento con y

sin dano.
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APskin=0
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APskin=0
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Figura 2. Distribucion de presion en un yacimiento con dafio
Fuente: Fundamentos de Produccién y Mantenimiento de Pozos Petroleros, NIND

Se puede observar que si existe una zona de permeabilidad reducida alrededor del pozo,
la caida de presion resultante a una tasa dada serd mucho mayor comparado con la
condicién donde no exista dicha zona. El incremento del AP se debe a la presencia del
dano de la formacion, denominado “Skin effect” o efecto de costra que puede ser natural,
inducido o una combinacion de ambos. (Romero, 1975). En presencia de dafio el perfil

de presion a través de la formacion seguird la linea punteada que se ve en la Figura 2

La ecuacién que define el ‘Draw-Down’ debido al dafio es (Romero, 1975):



AP =P, -P', (Ec.6)

N
Como la presion original remanente es menor para vencer la resistencia de la tuberia
vertical, conexiones superficiales y lineas de flujo, la consecuencia es una menor tasa de

produccién. (Beggs, 2003)

1.3 Indice de Productividad

Es un indicador del potencial de produccién del yacimiento. Se expresa como la relacion
entre la tasa de flujo y la caida de presion a esa tasa en el medio poroso. (Beggs, 2003)

La ecuacion para una zona sin dafio es:

% (BPDJ
PR -ow pSl (Ec'7)
Y para una con dafio es:
oo _ q BPD (Ec.8)
P,~P, P—(P,+AP) psi

La relacion entre el indice de productividad ideal y el real se denomina Eficiencia de
Flujo, que es un indicador de la efectividad con la que se ha perforado y completado un
pozo, representada por la ecuacion 9. (Beggs, 2003)

P —P . —AP
ZLZL (Ec.9)
J'  P-P,



¢ Relacion de Comportamiento de Influjo, IPR

Este parametro describe la habilidad que tiene un yacimiento para entregar fluidos al
pozo. Para que ello ocurra, se deben cumplir las siguientes condiciones:

- Que exista presion en el yacimiento.

- Que el fluido tenga movilidad.

- Que la arena sea permeable.

- Suficiente capacidad de flujo hasta superficie. (Romero, 1975)

Por tanto, si disminuye la capacidad de produccion se deben analizar uno o varios de los

siguientes factores:

Presion insuficiente o agotamiento del yacimiento.

- Baja permeabilidad.

- Dafo de formacion.

- Insuficiente capacidad de la tuberia y de las facilidades superficiales. (Romero,

1975)

El concepto de J se puede utilizar para analizar y construir una curva de la posibilidad de
produccion de un pozo, considerando un IP y Pe, especificos. (Romero, 1975)

SiJ es constante e independiente de q, se tiene:

(Ec.10)
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La ecuacién 10 representa la forma de una linea recta, donde:

y=a+bx (b:—l,a:Pej
J

Cuandog=0 — P, =P,

Sig=Jpe —> P, =0

La Figura 3 representa el comportamiento ideal de una formacion, es decir la manera en
que reacciona el yacimiento a una determinada caida de presién. El valor de q’ en el
punto b indica el potencial del pozo, que es la méxima tasa a la cual puede producir

liquido la formacion cuando Pys=0. (Romero, 1975)

A Pwf=Pe

2
P (psig)

q'=Jpe

Tasa de produccion (bpd)

Figura 3. IPR de un pozo sin gas

Fuente: Fundamentos de Produccién y Mantenimiento de Pozos Petroleros, NIND

De acuerdo a la figura 3, tenemos:
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tan(é’):%z K =7 (Ec.11)

La Figura 4 indica que J es independiente de g, coincidiendo todas las posibilidades de
produccién de la formacién con la linea recta AB, que al llegar al punto de burbuja se
transforma en curva que ocurre cuando existen efectos secundarios de “Draw-Down” y
flujo “no-Darcy”. La direcciéon de la curvatura BC significa que J disminuye cuando q

aumenta (Nind, 1987). En este caso:

tan(6)=J = _dqu (Ec.12)
wff

Pwf(psig)

PO -

c qo (bpd)

|
|
|
o] gb
Figura 4. IPR de un pozo con presencia de gas

Fuente:

Las figuras 3 y 4 se las conoce como curvas de IPR, “Inflow Perfomance Relationship™.
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¢ Importancia del IPR de un Pozo

Antes de decidir cualquier accion respecto a la capacidad de produccién de un pozo o a la
necesidad de un trabajo de reacondicionamiento y/o estimulacién, se debe establecer el

respectivo IPR (Nind, 1987).

Consideremos el siguiente caso:

Un pozo ha estado produciendo mediante bombeo a una tasa aproximada de 500 bpd y
BSW 0%. Con el tiempo declina a 400 bpd, situacién que se puede presentar por una de

las dos siguientes consideraciones. (Romero, 1975)

El yacimiento no es capaz de producir mas de los 500 bpd o existe algin problema
mecdnico que afecta la eficiencia de bombeo. Antes de pensar en sustituir la bomba es
mejor saber que ocurre con el IPR del pozo. Supongamos que existen las dos alternativas

mostradas en la Figura 5. (Romero, 1975)
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Pt [pasg)
P (psig)

a0 (bpd] . 500

Figura 5. Curvas de IPR
Fuente: (Romero, 1975)

Si la situacion es la representada en la curva A Unicamente un trabajo de estimulacion,

acidificacion o fracturamiento, aumentard la produccién del pozo.

Si el IPR fuera el que se muestra en la curva B se requiere un trabajo de
reacondicionamiento mecédnico del equipo para aumentar la produccién sobre los 500

bpd. (Romero, 1975)



CAPITULO 1I.

CONSIDERACIONES DEL YACIMIENTO Y RAZONES

PARA LA BAJA PRODUCTIVIDAD

Cualquier restriccion al flujo de fluidos hacia la boca del pozo se denomina dafio que
causa reduccion en la capacidad de produccion o de inyeccion. El andlisis comprende
desde cuando los fluidos llegan a la boca del pozo y finalizan su recorrido en las
facilidades de superficie. Se discuten los diferentes tipos de problemas y su origen,
empezando por definir las regiones en las que se divide la formacion segun el perfil de
presiones. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

2.1 Regiones de la formacion: Matriz critica y yacimiento

La matriz critica inicia en la boca del pozo y se extiende hasta una distancia corta dentro
del yacimiento, aproximadamente de unos 6 a 8 pies. Dentro de esta zona la presion

declina rapidamente. (Correa, 2012)
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El yacimiento como tal se extiende radialmente desde el limite de la matriz critica hasta
el radio de drenaje, donde la presién no cambia con el flujo. Generalmente en esta zona

no se presenta dafio de formacién. (Correa, 2012)

En la Tabla I se indican los cambios de presion conforme aumenta la distancia desde la
boca del pozo hasta el limite de drenaje, ocurriendo la mayor caida en los primeros 20
pies, lo cual es cierto aun cuando la permeabilidad del yacimiento sea homogénea. Si hay
dafio dentro de la matriz critica el efecto en la tasa de flujo es considerable, porque dicho
dafio provocard un Indice de Productividad menor que el correspondiente a una zona no

dafiada, valores que se relacionan mediante la eficiencia de flujo. (Correa, 2012)

Distancia desde el centro del pozo (pies) Presion de la formacion (psig)

7/24 500

1 576

2 619

5 676

20 762

100 862

932 1000

Tabla I. Cambio de presion en funcion de la distancia

Fuente: Fundamentos de Produccién y Mantenimiento de Pozos Petroleros, NIND

De acuerdo a la Tabla I la caida de presion en los 20 primeros pies es de 262 psig, que

representa mas del 50% del AP total.



16

2.2 Tipos de dafo

Por su mecanismo de creacion el daio puede ser natural o inducido. El primero es
consecuencia de la produccién del yacimiento y el segundo es el resultado de
operaciones como perforacion, completacién y/o reacondicionamiento. A continuacién
explicaremos el mecanismo de creacién y las causas que originan los tipos mds comunes

de dano (Economides & Nolte, 2000).

2.2.1 Natural

Puede ser debido a:

% Emulsion
Islas Silva, 1991 dice que es una dispersion de dos fluidos inmiscibles separados en la
fase de contacto por un agente emulsificante, particulas finas, material asfaltico o

salmuera de la formacion (agua salada)

Las emulsiones naturales o inducidas reducen drasticamente la permeabilidad de la

matriz debido al taponamiento del canal de flujo.

¢ Depdsitos Organicos

Por causa de:
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v’ Asfaltenos
Ciertos crudos asfalticos producen precipitados en forma pastosa dentro de la formacién
debido al desequilibrio y rompimiento de la membrana aislante que separa las particulas
coloidales de alto peso molecular, lo cual ocurre con altas caidas de presion,

combinacion quimica o efectos eléctricos (Economides & Nolte, 2000).

v' Parafinas
Son alcanos de alto peso molecular cuya precipitacion se debe a una pérdida de
solubilidad ocasionada por cambios de temperatura, presion o composicion de crudo

(Hill, Liétard, Piot, & King).

% Migracion de finos
Los fluidos del yacimiento pueden transportar particulas como limos y arcillas que se
acumulan en la zona cercana a la boca del pozo en un radio de 3 a 5 pies (Kalfayan,

2000).

% Arcillas hinchables
Las mas comunes son las esméctitas que pueden incrementar el volumen en un 600% por
la absorcion de agua en su estructura, disminuyendo considerablemente la permeabilidad

debido a la reduccion del didmetro de los poros de la formacion (Islas Silva, 1991).
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% Escalas
Son componentes quimicos solubles en el agua de formacidn que se precipitan fuera de la
solucidn, influenciados por caidas de presion, temperatura, gases disueltos, viscosidad de
flujo y tipo de metal (Economides & Nolte, 2000). Entre las mds comunes estdn el
carbonato de calcio, sulfato de calcio y bario. Las escalas obstruyen los punzados,
equipos de completacion de fondo, tuberia de revestimiento y de produccion, vélvulas y
bombas. Con el tiempo disminuird la produccién pudiéndose llegar al abandono del pozo

(Lake, 2007).

+ Hidratos
La mezcla de agua libre y gas natural a altas presiones y bajas temperaturas permite la
formacion de hidratos. La acumulacién, intensidad y ubicaciéon de los hidratos en un
pozo depende del régimen de operacién, gradiente geotermal, composicién del fluido.
Por lo general se producen cuando se cierra el pozo generando un tapoén de sélidos que

es capaz de bloquear la tuberia. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

** Yacimientos con baja permeabilidad
Son aquellos cuya permeabilidad es menor a 1 md debido a problemas de depositacion y
diagenéticos como precipitacion de arcillas, cementacidon masiva (Society of Petroleum

Engineers, 2007).
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2.2.2 Inducido

Es originado por las diferentes operaciones que se realizan en el pozo. Entre las

principales causas tenemos:

X/

¢ Sélidos y filtrado del lodo de perforacion

Durante la perforacion los sélidos del fluido se adhieren a las paredes y penetran a la
formacion si su didmetro es menor que el de los poros, ocasionando que incremente la
saturacion de agua y que se reduzca la permeabilidad efectiva al petréleo y al gas (Islas

Silva, 1991).

Generalmente la profundidad de invasion es hasta de 12 pulgadas. La fase liquida del
lodo penetra més profundamente que la sélida produciéndose una interaccién quimica
entre el filtrado y los componentes de la formacion. La situacién se agrava cuando se
producen procesos de hidratacién como el hinchamiento de las arcillas (Economides &

Nolte, 2000).

Recomendacion.- Para minimizar el dafio, cuando se perfora es conveniente atravesar
rdpidamente las formaciones productoras porque se reduce el tiempo de contacto del
lodo con el yacimiento o utilizar un fluido compatible con la formacién. Ademads el lodo
debe contener la menor cantidad de s6lidos posibles como cortes y que no reaccionen ni

quimica ni fisicamente con la roca yacimiento.
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% Sélidos y filtrado del cemento
Los criterios analizados para el caso del lodo también se aplican para el cemento, pero
con este material la pérdida de fluido es mucho mayor. Ademaés el filtrado contiene
calcio soluble que produce una sustancia cementante con los materiales silicios de los

granos (Islas Silva, 1991).

Recomendacion.- El cemento no debe filtrarse en la formacion para lo cual se utilizan
aditivos; ademads se deben bombear lavadores por delante del cemento para facilitar la

remocion del lodo y del revoque o costra.

+¢ Daiio por el tratamiento acido
Economides & Nolte, 2000 dice que los problemas encontrados en los pozos pueden
también ocurrir durante el tratamiento de acidificacién, debido a:
- Los 4cidos pueden arrastrar materiales de la tuberia hacia la formacién.
- Los surfactantes utilizados para dispersar sélidos e inhibir la corrosiéon en la
tuberia, pueden originar emulsiones.

- Bloqueo por agua.

Ademads cuando se inyectan grandes volimenes de dcidos en la formacién es mayor el

riesgo de depositaciéon de parafinas y asfaltenos.
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** Bacterias
Las condiciones para el crecimiento bacteriano son amplias y entre ellas estdn:
temperaturas de -11 a 120°C, valores de pH entre 1 y 11, altas salinidades y presiones
hasta 25000 psi (Economides & Nolte, 2000). La clasificacion bacteriana es:

- Aerdbica, que requieren oxigeno.

- Anaerdbica, crecimiento inhibido por oxigeno.

- Facultativas, cuyo desarrollo se adapta a un ambiente con o sin oxigeno.

¢ Bloqueo por agua de formacion
El agua puede ocasionar el bloqueo del flujo de fluidos en rocas de baja permeabilidad.
Los espacios porosos o fracturas naturales por donde fluyen los hidrocarburos se saturan
con agua. La notable diferencia de movilidad y viscosidad entre los fluidos impiden el

desplazamiento del crudo (Lake, 2007).

La invasiéon de fluidos ocasiona que la saturacion del agua en la vecindad del pozo
aumente de un 20 a 35%, provocando una disminucion en la permeabilidad relativa a los

hidrocarburos de un 90- 30%, respectivamente, como se muestra en la Figura 6.
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Figura 6. Curvas de permeabilidad relativa

Fuente: Fundamentos de Produccién y Mantenimiento de Pozos Petroleros, NIND

2.3 Otras razones para la baja productividad

Las principales son:

2.3.1 Presion insuficiente o Agotamiento

El agotamiento de la presion del yacimiento se debe a la recuperacion primaria que se
inicia desde el descubrimiento del campo y contintia hasta que los métodos originales no

son lo suficientemente capaces para producir a tasas rentables. (Society of Petroleum

Engineers, 2007)
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Para aumentar la vida fluyente de los pozos y mejorar la cantidad recuperada del POES
se deben emplear métodos de mantenimiento de presion, que consisten en la inyeccién de
fluidos como agua y gas durante la produccién primaria del yacimiento. (Society of

Petroleum Engineers, 2007)

La inyeccion de agua proporciona mayor eficiencia de desplazamiento y barrido debido a

una favorable relacion de movilidad. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

2.3.2 Capacidad insuficiente de la tuberia y de las facilidades superficiales

Tiene su origen en el inadecuado disefio y posterior seleccion de las tuberias,
ocasionando que el flujo de fluidos sea ineficiente. Tuberias demasiado pequefias
provocaran mayores pérdidas por friccion, limitando la produccién. Por otra parte una
sarta muy grande provocard flujo inestable que puede complicar las operaciones en el

pozo. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

Para evitar estos problemas de disefio es necesario realizar un andlisis nodal cuyo
objetivo es determinar el comportamiento de un sistema en produccidn, permitiendo
estimar las tasas de flujo, seleccionar el tamaifio de las tuberias del pozo y de las lineas
superficiales, establecer las presiones del cabezal y el tamafio del “choke” de superficie,
estimar el agotamiento de la presion del yacimiento e identificar las restricciones al flujo.

(Society of Petroleum Engineers, 2007)
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La cantidad de petréleo producido depende de la caida de presion total en el sistema de
produccioén, que es la suma de las caidas de presiones a través de varios componentes que
ocurren cuando el fluido fluye a través del yacimiento al pozo, por el tubing, cabezal,

“choke” y lineas de superficie. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

La Figura 7 representa tres combinaciones del componente “outflow” A, B y C. Si la
curva A no intercepta la de “inflow”, el sistema no fluird. Con las opciones B y C se
producirdn a una tasa dada, definida por la interseccion de esas curvas con la de “inflow”

(C mas que B). (Society of Petroleum Engineers, 2007)

Outflow Performance Curve A

Outflow Performance Curve B

Outflow Performance Curve C

Node Pressure

Inflow Performance Curve

Production Rate

Figura 7. Analisis nodal

Fuente: (Society of Petroleum Engineers, 2007)
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2.4 Métodos para evaluar el daino de formacion

Los métodos mds comunes para cuantificar la magnitud del dafio de formacién son:

2.4.1 Horner

Considera flujo en estado no estable, transiente. (Lee, 1982). Su ecuacion es:

162.4 t, + At
P, :pi_w log L (Ec.13)
kh At

Donde

Pys:  Presion de fondo durante el cierre o la restauracion, psi
At: Tiempo de cierre, horas

tp: Tiempo de produccién, horas

Jo: Tasa de produccién del petréleo, BFPD
B: Factor volumétrico del petréleo, RB/STB
Ie: Radio de drenaje, pies

L Viscosidad, cp

Ct: Compresibilidad total, 1/psi

od: Porosidad, adimensional

Tw: Radio del pozo, pies

k: Permeabilidad, md

h: Espesor de la formacion, pies
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En escala semi — log la relacién entre Py y (t;+At)/At es una linea recta (Lee, 1982),

como se muestra en la Figura , donde:

r +At
P =a—mlog| £

At

Siendo:
a=Pi (Intercepto, psi)

= 16269, 51
kh

(pendiente,psi/ciclo)
El valor de la presion inicial del yacimiento se puede estimar extrapolando el tiempo de
cierre, At, para valores muy grandes (At—infinito), donde la relacién (t,+At)/At tiende a

1. La suposicion es vdlida si el pozo se cierra cuando el yacimiento ha producido por

poco tiempo. (Lee, 1982)

La permeabilidad se puede obtener a partir de la pendiente de la recta, m, por la

ecuacion:
k= 16244, (Ec.14)
mh

El efecto skin se calcula mediante la ecuacion:

P, —P.o..
s:l.IS{ thr ”f@mo—log( k 2j+3.23} (Ec.15)
m puCr,
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Figura 8. Curva de “Build Up”
Fuente: (Lee, 1982)

2.4.2. Miller, Dyes y Hutchinson, MDH

Se aplica cuando el pozo ha producido por suficiente tiempo para alcanzar un estado de
flujo pseudo — estable (tp>>At) y el radio de investigacion es cercano a r.. (Lee, 1982).En

este caso se considera la ecuacion:

t + At
log| £ =log(? )—log(At Ec.16
g( - ] g(t,)-log(Ar) ( )
Reemplazando en la Horner, ecuacién 13, obtenemos:

P =P —162';i+‘tlﬂ[log (tp)—log(At)] (Ec.17)

La relacion entre Py, y At en escala semi — log da una pendiente m positiva, que es la

misma del método de Horner. (Lee, 1982)
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Con el MDH no se puede obtener la P* o Pi, es decir no se debe extrapolar la linea recta
del grafico semilogaritmico. (Amanat, 2004). Las ecuaciones 16 y 17 son utilizadas para

determinar la permeabilidad y el “skin factor”, respectivamente.

2.4.3 Matthews, Brons y Hazebroek, MBH

Se fundamenta en correlaciones tedricas entre la presion extrapolada, P* y la promedio
actual,P, para varias configuraciones del 4rea de drenaje. La presién extrapolada P* no es

la promedio verdadera del yacimiento. (Amanat, 2004)

El método MBH no requiere datos mds alld de la region de tiempo medio y es aplicable
a una amplia variedad de formas de area de drenaje, cuyo tamafio y forma deben ser

conocidos asi como las propiedades de la roca y de los fluidos. (Lee, 1982)

2.4.4. Muskat

El método de Muskat aplica una grafica de ensayo y error con varios valores de P
estimado; obteniéndose una linea recta para el P correcto. La Figura 9 ilustra este
concepto: Si P es elevada, la recta serd céncava hacia arriba; si es baja la gréfica serd

concava hacia abajo. (Amanat, 2004)
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29

Como el método se desarrolla en flujo estable es conveniente trabajar con los dltimos 10

valores de una prueba de “Build Up”. (Amanat, 2004).



CAPITULO III.

ESTIMULACION DE YACIMIENTOS

Es el proceso mediante el cual se crean nuevos canales en el yacimiento con la finalidad
de facilitar el flujo de fluidos a través de las formaciones. Permite incrementar la
produccién de hidrocarburos en pozos productores, aumentar la inyeccion de fluidos en
los inyectores y optimizar los patrones de flujo para procesos de recuperacion secundaria

y/o mejorada.

Las técnicas de estimulacién mds aplicadas en el oriente ecuatoriano son acidificacion y

fracturamiento hidraulico.

2.5 Acidificacion

Originalmente fue aplicada en formaciones de carbonatos para disolver la roca.

Posteriormente, formulaciones especiales de dcidos se utilizaron para remover los
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materiales inducidos por los fluidos de perforacién y de completaciéon o por las
operaciones de producciéon (Crowe, Masmonteil, & Thomas, 1992). Los métodos de

acidificacion pueden ser:

a) Matricial
Se emplea para remover el dafio originado en las cercanias de la boca del pozo. Consiste
en la inyeccion de dcidos a una presion inferior a la de fractura con el fin de mejorar la

permeabilidad en dicha zona, sin afectar en gran medida al yacimiento como tal

(Abdulaziz, 2003).

b) Fractura Acida
Emplea 4cidos con una presion de inyeccién mayor a la de la formacién para fracturar el
yacimiento o abrir las fracturas existentes (Williams, Gidley, & Schechter, 1979). De esta
manera se crean canales de alta permeabilidad por medio de la disolucién quimica de
una parte de la matriz. Generalmente se inyecta HCI al 15%, creando no solo largos
agujeros de gusano “wormholes” sino también canales irregulares en la superficie de la
fractura, asegurando comunicacién con la boca del pozo al finalizar la operacién y

eliminando la necesidad de apuntalantes (Davies & Kelkar, 2007).

¢) Lavado Acido

Remueve escalas, parafinas, bacterias y otros materiales del tubing y casing, siendo

utilizado en la limpieza de bombas electro-sumergibles. Consiste en el bombeo de una
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pequefia cantidad de dcido a la profundidad deseada hasta que reaccione con los
depositos de escala (Williams, Gidley, & Schechter, 1979), como se muestra en la Figura

10.

Hongjie & Holditch, 2007 dice que generalmente se utiliza dcido clorhidrico al 15%,

obteniéndose un incremento de produccién de hasta el 50%.

Figura 10. Limpieza de tuberia utilizando coiled tubing
Fuente: Hongjie, X., &Holditch, S. (2007). p9.

2.5.1 Tipos y propiedades de acidos disponibles
Kalfayan, 2000 dice que un é4cido sea considerado como fluido de tratamiento tiene que
cumplir con los siguientes requerimientos:

- Reaccionar con carbonatos u otros minerales para formar productos solubles

- Ser capaz de inhibirse con la finalidad de prevenir la corrosion en el pozo
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Otras consideraciones importantes son la disponibilidad, costo y seguridad de

almacenamiento y manejo.

Existen muchas formulaciones disponibles pero solo cuatro cumplen con los
requerimientos de la industria petrolera: acido clorhidrico, fluorhidrico, acético vy

férmico, agrupandose en orgdnicos e inorganicos:

i.  Organicos
Son utilizados principalmente en operaciones donde se requiere un largo tiempo de
contacto entre la tuberia y el 4cido, debido a que la corrosion originada es baja, siendo
inhibidos a altas temperaturas (Williams, Gidley, & Schechter, 1979). Los mds comunes

son:

a) Acético (CH3COOH)

Puede estar en contacto con el tubing o el casing por dias sin causar una corrosion severa,
debido a que se ioniza parcialmente con el agua. Se aplica en una concentracién del 10%
ya que uno de sus productos de reaccidn, el acetato de calcio, tiene una solubilidad
limitada (Williams, Gidley, & Schechter, 1979). Se utiliza en pequeias cantidades y para

aplicaciones especiales
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b) Formico
Se emplea generalmente con una concentracién del 10% disolviendo la misma cantidad

de caliza que la que disolveria el 4cido clorhidrico al 8%. (Kalfayan, 2000)

Debido a que es mas fuerte que el acético es mas corrosivo. Por ser mas débil que el
clorhidrico ocasiona corrosion uniforme y con menos picaduras. Su uso estd limitado por

temperaturas de hasta 350°F (Islas Silva, 1991).

ii. Inorganicos
Tienen una gran capacidad de disociacion proporcionando una mayor cantidad de roca

disuelta. Los mas comunes son:

a) Clorhidrico (HCI)

La mayoria de los tratamientos acidos para rocas calcareas emplean HCI debido a su
bajo costo y a que sus productos de reaccion son solubles en el agua. Su desventaja es la
corrosion de recubrimientos metdlicos, que es muy significativa y costosa de controlar a

temperaturas sobre 250°F (Coulter Jr, Hendrickson, & Martinez).
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b) Fluorhidrico (HF)

Es el tnico que permite la disolucién de minerales silicicos como arcillas, feldespatos,
cuarzo, debido a que su area superficial es mayor comparada con la de otros dcidos (Islas

Silva, 1991).

Su uso es exclusivo para formaciones silicicas con un contenido calcareo menor al 20%,
ya que produce precipitados insolubles en el agua al reaccionar con los minerales

calcéreos y con los iones positivos de cloruro de sodio (Kalfayan, 2000).

¢) Fluoborico

Fue desarrollado para generar lentamente HF a condiciones de formacion debido a que la
reaccion del 4cido fluorhidrico con las arcillas es muy rdpida, lo que originaba que tenga
poca penetracion antes de gastarse. Su poder de disolucion es similar al del sistema HF-
HCI, con la ventaja de que no origina grandes cantidades de precipitados. En ciertos
casos se lo emplea como un pre flujo para evitar la desestabilizacion de los finos y como
un post flujo asegurando mayor penetracion. Es recomendado en la estimulaciéon de
areniscas, ya que evita el dafo originado por los precipitados de potasio (Islas Silva,

1991).

iii. Mezclas de Acidos

Las principales son:
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- Acético- Clorhidrico y Féormico- Clorhidrico
Son dtiles en carbonatos y su aplicacién es casi exclusiva para formaciones a altas
temperaturas donde los costos de inhibicion son elevados. Se los considera retardadores

por la presencia del 4cido orgdnico (Williams, Gidley, & Schechter, 1979).

- Formico-Fluorhidrico
Es util en areniscas y en algunas ocasiones es empleada en aplicaciones a altas
temperaturas, porque es menos corrosiva comparada con la mezcla HF-HCI (Williams,

Gidley, & Schechter, 1979).

iv.  Especiales

Son caros y utilizados en casos especificos. Entre ellos tenemos los sulfdmico y
cloroacético, que son solubles en el agua por ser sélidos, facilitindose su transportacion a
locaciones remotas. El citrico y el lactico se utilizan como aditivos para evitar la

precipitacion de hierro (Islas Silva, 1991).

2.5.2 Aditivos Requeridos
El uso de 4cidos puede crear un sin nimero de problemas, entre ellos: corroer el acero,
dafiar la formacién por emulsiones, lodos asfalténicos, liberacion y dispersion de finos y

alteracion de la mojabilidad (Islas Silva, 1991). Por estas razones es imprescindible el
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uso de aditivos, cuya seleccion dependerd de las condiciones de cada pozo. Los mads

comunes son:

i. Inhibidores de corrosion

Son quimicos que retardan la accién corrosiva del dcido durante todo el proceso de
estimulacion, mediante la formacion de una pelicula que actia como barrera entre el
acido y la superficie metalica. No detienen completamente la reaccion, pero disminuyen

del 95 - 98% 1la pérdida de metal (Kalfayan, 2000).

Islas Silva, 1991 dice que los factores que influyen en su comportamiento son: tipo de

metal, temperatura, tiempo de contacto, tipo y concentracion del 4cido.

ii. Surfactantes

Son empleados en la estimulacién matricial para demulsificar el 4cido y el petrdleo,
permitiendo reducir la tension superficial. Por otra parte alteran favorablemente la
mojabilidad de la formacidn, incrementan la velocidad de limpieza, evitan el
hinchamiento o dispersion de arcillas y previenen la formacion de lodos que pueden estar

constituidos por asfaltenos, resinas y parafinas (Economides & Nolte, 2000).

ili.  Aditivos para Control de Hierro
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Segin Islas Silva, 1991 las principales fuentes de hierro son los productos de
provenientes de la corrosion en las paredes de la tuberia, de la escala y de los minerales

que contienen hierro.

La mayoria de los agentes de control actian como secuestradores de oxigeno. De esta
manera se previene la oxidacion de los iones ferrosos a férricos, manteniéndose el hierro
en solucion y previniéndose la precipitacion de Fe3+ (Coulter Jr, Hendrickson, &

Martinez)

iv.  Agentes Gelificantes

Son polimeros solubles en agua que incrementan la viscosidad del 4cido reduciendo su
inyectividad. Se los emplea en formaciones a baja temperatura debido a que se degradan

rapidamente en la solucion dcida a més de 130°F (Economides & Nolte, 2000).

v. Reductores de Friccion

Polimeros orgénicos que al disolverse en el 4cido reducen la caida de presion.
Normalmente se emplean en tratamientos de pozos profundos; siendo la concentracion

recomendada de 0.1 - 0.3% en peso (Kalfayan, 2000).
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vi. Agentes Desviadores

Sélidos que taponan temporalmente zonas de alta permeabilidad con la finalidad de que
el fluido de tratamiento contacte uniformemente el yacimiento. Los mds utilizados son el

dcido benzoico, particulas de cera y sal (Coulter Jr, Hendrickson, & Martinez).

vii. Estabilizadores de Arcillas

Previenen la migracion y/o hinchamiento de arcillas, siendo los mds comunes las aminas
policuaternarias que deben bombearse con el preflujo antes de inyectar el HF, con el fin
de proteger a las arcillas de iniciales cambios i0nicos. La concentracion recomendable es

de 0.1 a 2% en peso (Economides & Nolte, 2000).

2.5.3 Aplicacion del Tratamiento Matricial

Los tratamientos matriciales recomendados para areniscas y calizas se presentan a

continuacion.

3.1.3.1. Acidificacion de areniscas

Consiste en el bombeo secuencial de tres fluidos: preflujo, acido principal y postflujo
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« Preflujo
Segun Portier & Vuataz, 2007 el objetivo del preflujo es disolver los carbonatos antes de
bombear el 4cido principal. Ademds desplaza el agua de la boca del pozo minimizando el
contacto directo del dcido con los iones de sodio y potasio, evitando el dafio ocasionado

por precipitados insolubles.

Generalmente se emplea HC] con una concentracion del 5 al 15% en peso y/o &cidos
orgénicos como el acético y el féormico para aplicaciones de alta temperatura (Kalfayan,

2000).

% Acido Principal
Portier & Vuataz, 2007 dice que el propdsito es disolver particulas silicicas que

disminuyen la permeabilidad cercana a la boca del pozo. Generalmente se emplea 3%

HF y 12% HCI, en peso.

El volumen recomendado es de 25-200 gal/pie o mayor, dependiendo de la
permeabilidad de la formacion, sensibilidad al 4cido, del tipo y severidad del dano

(Kalfayan, 2000).



+¢ Fluidos de desplazamiento o postflujos
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Son una parte importante del tratamiento debido a que desplazan el 4cido principal no

reactivo unos 3 a 4 pies dentro de la formacién y los productos de reaccién fuera de la

boca del pozo (Islas Silva, 1991). Adicionalmente eliminan los problemas de

permeabilidad relativa ocasionados por ciertos inhibidores de corrosiéon. Generalmente se

emplea una solucion del 2 al 8% de cloruro de amonio (Kalfayan, 2000).

i.  Tasas de Inyeccion

Dependen de la presion de inyeccion y se estiman mediante la ecuacion de Darcy para

flujo radial, representada como:

4917x10°Kh| (g,.H )~ AP, ~ P ]

qimax - S
Fy

Donde

gimax: Tasa de inyeccion (bpm)

K: Permeabilidad de la formacién dafiada (mD)
h: Espesor de la formacion (pies)

ef: Gradiente de fractura (psi/pie)

H: Profundidad (Pies)

Psafe: Rango de presion de seguridad (200 a 500 psi)

(Ec. 18)
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P: Presion del reservorio (psi)

L Viscosidad (cp)

B: Factor volumétrico de la formacién (cercano a la unidad)
re: Radio de drenaje (Pies)

rw:  Radio de la boca del pozo (Pies)

S: Factor de piel (adimensional)

No se recomienda bombear grandes volimenes de dcido debido a que no remueven el

dafio residual sino que pueden debilitar la matriz critica.

ii. Concentracion del acido

Islas Silva, 1991 dice que debe ser seleccionada en base a las caracteristicas de la

formacion como permeabilidad, porosidad y mineralogia.

ili.  Aditivos para el tratamiento

En base al el tipo, volumen y concentracion del acido se seleccionan los aditivos, siendo
el principal el inhibidor de corrosion. Se pueden necesitar otros aditivos, dependiendo
de las condiciones del pozo, caracteristicas de la formacion y tipo de fluidos (Kalfayan,

2000).
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El uso excesivo de aditivos puede ocasionar un dafio mayor al que originalmente existia.
Algunos ocasionardn problemas en las facilidades de produccién como la formacién de
emulsiones y/o de espumas. Por otra parte, el uso de miiltiples aditivos puede originar

problemas de incompatibilidad entre ellos (Economides & Nolte, 2000).

iv. Meétodos de colocacion del acido

Si no existe una adecuada colocacién del 4cido, el tratamiento puede fallar porque la
zona de interés debe estar en contacto con los fluidos de estimulacion (Economides &

Nolte, 2000).

Existe dos métodos que pueden ser empleados: colocacion mecdnica y desviacion

quimica.

++ Colocacion Mecanica

Fue el primer método utilizado para mejorar el contacto con el intervalo tratado.
Actualmente se cuenta con las siguientes alternativas para divergencia (Abdulaziz,

2003):

e Sistema de Packers

Segin Abdulaziz, 2003 aislan secciones en las zonas de tratamiento permitiendo que el

acido sea inyectado dentro de un determinado intervalo.
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La Figura 11 se muestra la colocacién mecénica del fluido de tratamiento usando tuberia

flexible combinada con un sistema de packers que aisla la zona de interés.

Figura 11. Tratamiento con sistemas de packers
Fuente: Abdulaziz, A. K. (2003). Stimulate the Fluid. Saudi Arabia.p.45

e Bolas sellantes

Se han usado ampliamente debido a su bajo costo y facilidad de operacién. No son un
método tan confiable, pero bajo condiciones apropiadas pueden dar resultados favorables
(Kalfayan, 2000). Son bolas fabricadas de nylon o de materiales biodegradables que se
bombean en el fluido de tratamiento y se adhieren a las perforaciones, creando un sello
temporal. Asi el dcido se desvia a otras perforaciones a medida que el tratamiento
progresa. Se agregan al fluido mediante un equipo especial y son removidas de las

perforaciones una vez que la inyeccion ha finalizado (Abdulaziz, 2003).
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En la Figura 12 se muestra como las bolas sellantes crean un taponamiento temporal en
las perforaciones que aceptan la mayor cantidad de fluido, permitiendo que entre a las

zonas menos permeables.

Figura 12. Método de divergencia usando bolas sellantes
Fuente: Abdulaziz, A. K. (2003). Stimulate the Fluid. Saudi Arabia.p.45

e Tuberia flexible (Coiled Tubing)

Debido a su versatilidad es una herramienta util en la colocaciéon del Aacido,
especialmente en tratamientos pequefios y/o cuando el dafio estd cercano a la boca del
pozo. Existen varios didmetros pero los mas comunes son: los de 1 %4’’, 2,2 3/87 y 2

7/8°° (Kalfayan, 2000)

+» Desviacion Quimica
Consiste en el empleo de divergentes quimicos que son materiales solubles en acido,

agua e hidrocarburos. Se puede emplear sal en grano y particulas de d4cido benzoico para
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crear un taponamiento temporal en fracturas de alta permeabilidad, canales, fisuras,
mientras el dcido es desviado a zonas de baja permeabilidad. Cuando el tratamiento se
completa, el 4cido gastado disolverd la sal restaurando la permeabilidad (Economides &

Nolte, 2000).

Las espumas también son efectivas para desviar el 4cido de una zona de alta
permeabilidad a la de interés. Se producen por la inyeccion de nitrégeno en un fluido que
contiene surfactante. Debido a que pierden rapidamente su eficacia se las mezcla con
polimeros y agentes gelificantes para incrementar su estabilidad y reologia. Son

inestables a altas temperaturas y en presencia de hidrocarburos (Kalfayan, 2000).

3.1.3.2.Acidificacion de carbonatos

Existen dos tipos de tratamientos recomendables para carbonatos. El primero es la
acidificacion matricial empleado en formaciones que presentan dafio y el segundo es el
fracturamiento acido utilizado tanto para formaciones con o sin dafio (Davies & Kelkar,

2007).

A continuacién analizaremos los procedimientos que se pueden aplicar para cada uno de

los tipos de tratamiento son:
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i. Acidificacion matricial convencional

Las etapas son:
e Preflujo

Kalfayan, 2000 dice que remueve la escala orgdnica e inorgdnica mediante solventes
orgénicos, como el xileno y 4cido clorhidrico al 3- 5%, respectivamente. Adicionalmente
permite desplazar el petréleo del drea cercana a la boca del pozo y prevenir la formacion

de emulsiones y/o lodo.

e Etapa acida
Permite remover o bypasear el dano de formacion. Generalmente se emplea del 15 al
28% de HCI, siendo el volumen de tratamiento de 25-100 gal/pie, dependiendo de
porosidad y la profundidad del dafio (Gdanski, 2005).
Segun Economides & Nolte, 2000 la penetracion del acido en una formaciéon de
carbonatos no es uniforme debido a las heterogeneidades de la estructura porosa, lo que
ocasiona que ciertos canales sean mas profundos que otros; sin embargo es suficiente

para remover el dafio de formacion.

+» Concentracion del acido

Debe ser seleccionado en base a las caracteristicas de la formacion.
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% Colocacion
Un tratamiento exitoso requiere de una adecuada colocacién del acido en todo el
intervalo tratado. La divergencia para carbonatos es mds complicada que la de areniscas
debido a la gran solubilidad de las rocas carbonatadas, eliminando el uso de particulas

divergentes tales como, sal, d4cido benzoico y resinas de petréleo (Davies & Kelkar,

2007).

Existen tres métodos efectivos de colocacion:
- Bolas sellantes
- Acidos gelificados “Gelled acid”

- Acidos espumados “Foamed”

Segin Kalfayan, 2000 las bolas sellantes en combinacién con altas tasas de inyeccidon
proveen la suficiente divergencia. Un método mads efectivo es el uso de dcidos gelificados

0 viscosos, que pueden ser usados en tratamientos a bajas tasas de inyeccion.

ii. Fracturamiento acido de carbonatos

Es usada para crear canales de flujo no uniformes altamente conductivos en las

superficies de las fracturas (Davies & Kelkar, 2007).
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Existen dos métodos que se emplean en fracturamiento hidraulico. El primero consiste en
fracturar la formacién con un gel altamente viscoso no reactivo acompafiado por agua
gelificada y posteriormente se bombea HCI al 15% en peso o una mezcla de 4cidos para
originar la fractura. El segundo se utilizan dcidos gelificados, emulsificados o
quimicamente retardados para crear fracturas y microfracturas en dolomitas y calizas

(Gdanski, 2005).

2.5.4 Acidificacion de una fractura cerrada

Se debe bombear una etapa final de 4cido llamado closed fracture acidizing, “CFA” para
mantener abierta la fractura, maximizando asi el influjo final en formaciones cuya
solubilidad es relativamente baja en HCI, lo que hace que finos insolubles pueden
quedarse en la fractura y por lo tanto restrinjan la reacciéon adicional del 4cido. Se
requiere inyectar un pequefo volumen de acido a bajas tasas antes de que los canales

creados en la fractura se cierren (Kalfayan, 2000).

2.6 Fracturamiento hidraulico

Es una técnica que consiste en inyectar un fluido viscoso a presion superior a la de la
formacion, superando la resistencia a la tensién de la roca y creando canales o fracturas

de alta permeabilidad. (Urquizo, 2004)
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Cuando la presién permanece mayor a la tensién que ejerce la roca yacimiento se crea
una fractura originando espacios con mayor permeabilidad por los cuales fluyen los

fluidos hacia la boca del pozo. (Urquizo, 2004)

Las fracturas formadas sobrepasan la zona de dafio, aumentando el drea de flujo y
manteniendo los canales abiertos por medio de un agente apuntalante, incrementdndose

la produccién y maximizandose la recuperacion de hidrocarburos. (Urquizo, 2004)

2.6.1 Objetivos

- Eliminar y/o disminuir el dafio de formacién

- Incrementar la permeabilidad de la arena productora y la produccién del
yacimiento.

- Optimizar la recuperacion de hidrocarburos.

- Mejorar la inyectividad para propositos de recuperacion secundaria. (Gidley,

1989)

2.6.2 Consideraciones de diseio

Las dos razones fundamentales por las cuales se debe realizar fracturamiento en un pozo

son para incrementar la inyectividad y aumentar la produccion. (Urquizo, 2004)
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La Figura 13 muestra el esquema que sigue una fractura en el yacimiento considerando
los diferentes factores que intervienen en el proceso. Los esfuerzos verticales y
horizontales son los que afectan la propagacién y tiempo de cierre de la fractura por tal

motivo, se deben utilizar apuntalantes para mantenerla abierta. (Urquizo, 2004)

Esfuerzo vertical Presion en el fondo Presion de
matricial del pozo propagacion de la Presidn de cierre
fractura de la fractura

Esfuerzo horizontal
matricial

Presion de
vacimiento

Presion de

Presion de
poro A L Ohn

Figura 13. Factores que intervienen en el disefio de una fractura

Fuente: Mejoramiento de la conductividad en el fracturamiento hidraulico. Francisco
Viézquez
Los costos estdn asociados con la cantidad de fluido de fracturamiento que se va a
utilizar, del agente de sostén, del control de pérdida de fluido y de los equipos requeridos.

(Urquizo, 2004)

La informacién que se debe conocer para elaborar un adecuado programa de
fracturamiento es: (Urquizo, 2004)

- Daio y permeabilidad de la formacion
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- Viscosidad de los fluidos del yacimiento

- Temperatura de la formacidn, presion y profundidad del yacimiento

- Energia del yacimiento

- Reservas de hidrocarburos

- Mecanismo de produccion

- Litologia y mineralogia de la formacion

- Datos geomecanicos (modulo de Young, pruebas de esfuerzos y resistencia de la

roca)

2.6.3 Modelos de fractura

La geometria de la fractura puede ser modelada o aproximada matemdticamente por
diferentes métodos para conocer cémo responde la roca al proceso de fracturamiento.

(Urquizo, 2004)

El objetivo principal de modelar la fractura es conocer su longitud, espesor y
profundidad, a una velocidad determinada de inyeccion de fluido fracturante. Es
necesario disponer de un modelo para predecir como se propagard la fractura en la roca.
(Urquizo, 2004) Para modelar el comportamiento de una fractura se dispone de las

siguientes opciones:
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+* Modelos 2D

Cuando se utiliza un modelo 2D se fija una de las dimensiones, generalmente la altura de
la fractura, y luego se procede a calcular la longitud y el ancho de la misma. (Urquizo,

2004)

+ Modelo PKN (Perkinz, Kern, Nordgren)

Generalmente se aplica cuando la longitud de la fractura es mucho mayor que la altura.
El ancho maximo de la fractura Wmax, conocida Xf se calcula con la ecuacién 19:

(Urquizo, 2004)

1

u(1=v)x, |
W= 2.31{%} (Ec.19)

Donde
Wmax:Ancho maximo de la fractura

Xf:  Longitud de la fractura

u: Viscosidad aparente
v: Relacion de Poisson
G: Modulo eldstico que tiene relacion con el de Young (E), indicado en la ecuacién
17:
E
G= (Ec.19)
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Como se observa en la Figura 14, la longitud de la fractura (Xf) es mucho mayor a la
altura (Hf), pero el ancho es proporcional a la altura. En este caso se utiliza el modelo

PKN para simular dicha fractura. (Urquizo, 2004)

Figura 14. Geometria de fractura por el modelo PKN

Fuente: Expert panel report: Bainbridge Township Surface Gas Invasion

% Modelo KGD (Khristianovic & Zheltov y Geertsma & de Klerk

Recomendable cuando la altura de la fractura es mucho mayor que la longitud. El ancho

es un valor constante y proporcional a la altura. (Urquizo, 2004)

Para aplicar el método KGD el ancho de la fractura debe ser proporcional a la longitud de
la misma y la altura mayor a la profundidad, como se observa en la Figura 15. (Urquizo,

2004)
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w,(x,)

Figura 15. Geometria de la fractura por el modelo KGD

Fuente: Expert panel report: Bainbridge Township Surface Gas Invasion

i. Modelos 3D

Con las computadoras actualmente disponibles es posible realizar con mayor facilidad el
modelamiento de la fractura ingresando de una sola vez las tres dimensiones:
profundidad, altura y ancho. Es la principal ventaja que proporcionan los modelos 3D y
P3D, que también permiten conocer el comportamiento de la fractura sobre las capas

inferiores y superiores del yacimiento. (Urquizo, 2004)

Los dos modelos proporcionan datos mds realistas de la geometria de la fractura,

favoreciendo un buen disefio y obteniendo mejores resultados. (Urquizo, 2004)
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2.6.4 Gradiente de fractura

La planificacién del disefio de un fracturamiento es necesaria ya que se deben conocer las
presiones minimas requeridas para iniciar la fractura. El cdlculo del respectivo gradiente

ayuda a minimizar y evitar los problemas de pérdida de circulacién. (Hubbert & Willis,

1957)

En caso de no contar con datos suficientes, el gradiente de fractura se puede calcular por

uno de los siguientes modelos matematicos. (Hubbert & Willis, 1957)

i. Hubbert & Willis
La ecuacidn es:

FG = K (OBG — PPG)+ PPG (Ec.20)

Donde

FG: Gradiente de fractura [Psi/ft]
K: Relacién de esfuerzos efectivos
OBG: Gradiente de sobrecarga [Psi/lb]

PPG: Gradiente de presion de poro [Psi/lb]

En caso de no disponer con datos suficientes para calcular el gradiente los valores se

aproximan de acuerdo a la siguiente tabla. (Hubbert & Willis, 1957)



0 - 4000 ft 0.7 Psi/ft
4000 - 6000 ft 0.8 Psi/ft
> 6000 ft 0.9 Psi/ft

Tabla II. Aproximaciones para el gradiente de fractura

Fuente: (Hubbert & Willis, 1957)

Eaton

Se basa en la ecuacion 21:

Donde

FG:

Pfl

FG:{&_E}[L}K
D DJ\1-y) D

Gradiente de Fractura [Psi/ft]
Presion de sobrecarga [Psi]
Profundidad del Pozo [Ft]
Presion de poro [Psi]

Relacién de Poisson [Adimensional] (Hubbert & Willis, 1957)

57

(Ec.21)
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3.2.4.1. Presion de fractura en el fondo

Es el producto entre el gradiente de fractura y la profundidad del yacimiento medido en
TVD. El gradiente se lo debe conocer previamente para determinar la presion de

fractura en el fondo del pozo. La ecuacién es: (Hubbert & Willis, 1957)

BHF = FG* (Profundidad) ( psi ) (Ec.22)

3.2.4.2. Presion hidrostatica

Para determinar la presion hidrostatica se considera el peso del fluido con el que se va a
trabajar en lbs/gal y también las pérdidas de presion por friccion (LF), aplicando la

ecuacion 23: (Hubbert & Willis, 1957)

=£*LF*0.052(psi)

b,
gal (Ec.23)

3.2.4.3. Monitoreo de presiones

Mientras el fluido fracturante estd ingresando a la formacién puede ocurrir una
acumulacién de sélidos en los poros del yacimiento, reduciéndose la permeabilidad y
provocando un incremento de presion, afectdndose el proceso de fracturamiento y su

orientacion. (Hubbert & Willis, 1957)
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2.6.5 Sistemas de fluidos fracturantes

Incluyen los fluidos de fracturamiento, aditivos y agentes de sostén. A continuacién se

analizan cada uno de ellos.

i.  Fluidos
Deben ser capaces de mantener en suspension, transportar y depositar el agente de
sostén en la fractura creada, evitando que se cierre. Su viscosidad debe mantenerse entre
50 a 1000 cp para crear fracturas amplias entre 0.2 a 1.0 pulgada. Existe una amplia
variedad de fluidos fracturantes que incluye: base agua, aceite, dcido, espumas. (Society

of Petroleum Engineers, 2007)

La eleccién se basa en la naturaleza quimica de la roca a ser tratada, en caracteristicas

fisicas como temperatura, presion, humectabilidad, saturaciéon y tipo del fluido del

yacimiento. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

La Tabla III indica las principales aplicaciones para los diferentes tipos de fluidos.
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Base del Fluido Tipo de Fluido Composicién Principal Aplicaciones
Agua Lineal Agua gelificada Fracturas cortas
Guar<HPG, HEC, CMHPG Bajas temperaturas
Reticulante Crosslinker+ guar, HPG, HEC, Fracturas largas
CMHPG Altas temperaturas
Espuma Agua Agua+ N2 o CO2 Formaciones de baja presién
Acido Acido+ N2 Formaciones de baja presion,
sensibles al agua
Alcohol Metanol+ N2 Formaciones de baja presién con
problemas de bloqueo por agua
Aceite Lineal Petréleo Formaciones sensibles al agua,
fracturas cortas
Reticulante Geles de éster de fosfato Formaciones sensibles al agua,
fracturas largas
Emulsiones Agua+ petréleo+ emulsificante Controla la pérdida de fluido

Tabla III. Aplicaciones para los fluidos de fracturamiento.

Fuente: (Society of Petroleum Engineers, 2007)

Los fluidos base acido se utilizan para fracturar calizas y dolomitas. Los espumantes se
aplican en yacimientos con presiones bajas porque ayudan en la limpieza de la formacion

debido a su menor densidad. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

Un buen fluido de fracturamiento debe poseer las siguientes cualidades: facilidad de

bombeo, capacidad de sostén y transporte del material apuntalante, generar suficiente
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caida de presion para crear una fractura mas amplia, fluir hacia las formaciones con un
bajo porcentaje de filtracion, no taponar los poros de la formacién, porque afectaria la
capacidad de produccién, compatibilidad con los fluidos del yacimiento y con las
condiciones de presion y temperatura del fondo. Ademads ofrecer beneficios a bajo costo,

disponibilidad y sin riesgos en la manipulacién. (Miller, 1963)

El porcentaje de fluido fracturante que permanece en la fractura a cualquier tiempo de
inyeccion debe ser del 40 al 60%. Dichos valores permitirdn abrir la fractura y
mantenerla abierta después del tratamiento. Si es del 10 — 20%, no se creard la fractura

adecuada. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

iil. Aditivos
Quimicos que modifican las propiedades de los fluidos de fracturamiento para

incrementar el éxito de la operacion. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

En la Tabla IV se indican los aditivos mds utilizados por la industria petrolera del pais.

Tipo de Aditivo Funcion Productos convencionales
Biocida Eliminarbacterias Carbonatogluteridehyde
Rompedor Reducir la viscosidad del fluido Acido, oxidador, rompedores
de enzima
Buffer Control de pH Bicarbonato de sodio, 4cido
fumarico
Estabilizador de arcilla Evitarhinchazdn de arcillas KCIl, NH CL, substitutos de
KCl1
Agentedivergente Diverger el fluido o fluido Sal de rocas, dcido bérico
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Tipo de Aditivo Funcion Productos convencionales
Aditivo de pérdida de Mejorar la eficiencia de fluido Diesel, particulas, arenas
fluido finas
Reductor de friccion Reducir la friccién Copolimeroaniénico

Controlador de hierro

Mantener el hierro en solucién

Acéticos y dcidoscitricos

Surfactante Minimizar el dafio a la formacién, no Isopropanol
deja residuos, reduce la fricciéon
Estabilizador de gel Reducir la degraciéntermal MEOH, tiosulfato de sodio

Polimeros Modificar la viscosidad del fluido

Crosslinker Mantener la viscosidad del fluido al Sal borato

descenso de temperatura
Base de gel Espesar el agua para suspender la Goma guar
arena
KClI Crear fluido portador de salmuera KCl

iii.

Tabla IV. Aditivos para fracturamiento hidraulico.

Fuente: Society of Petroleum Engineers, 2007

Agente de sostén o apuntalante

Su funcién es mantener las fracturas abiertas después de apagar las bombas y finalizar la

accion de presion. Deben ser fuertes, resistentes a la corrosion y compresion, poseer baja

densidad, de fécil disponibilidad y un tamafio uniforme, que facilite el empaquetamiento

incrementando la permeabilidad y disponibles a bajo costo; los mas comunes son la arena

de silice, arena revestida con resina, apuntalantes cerdmicos y cascara de nuez. (Quiroga,

1991)

2.6.6 Pérdida de fluidos

Se produce por los siguientes factores:

Matriz con alta permeabilidad
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- Microfracturas

- Fisuras naturales en la roca

Con la finalidad de crear barreras para controlar la pérdida de filtrado durante el proceso
de fracturamiento se colocan en forma alternada baches de geles a base de agua con
particulas finas para sellar temporalmente los poros del yacimiento. Es importante
controlar la cantidad de particulas finas que se inyectan para evitar la obstruccion
permanente de los poros, lo cual impide el fluyjo normal del fluido hacia el pozo.

(Urquizo, 2004)

2.6.7 Proceso de diseno del fracturamiento
i. Informacion requerida

Para disefiar se debe disponer y analizar toda la informacién necesaria como: registros
eléctricos, nucleos, datos de producciéon y de pruebas de pozo. Los datos primarios
incluyen: completacién de pozos, volumen de apuntalante y de tratamiento, tasa de
inyeccion, viscosidad y densidad del fluido de fractura, aditivos de pérdidas de fluido,
tipo y volumen de agente apuntalante, siendo los mds importantes el perfil de estrés in

situ y la permeabilidad de la formacion. (Society of Petroleum Engineers, 2007)
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ii. Procedimientos de diseno.

Aplicando los datos de produccién en un modelo econdémico se determina la longitud y
espesor Optimo de la fractura. Posteriormente se disefia el tratamiento mediante el
modelo 3D o P3D que permite determinar la longitud, conductividad, volumen de fluido
de fracturamiento y cantidad de apuntalante deseada por la fractura al menor costo. El
procedimiento se repite varias veces con la finalidad de determinar el efecto de las
incertidumbres en el proceso de disefio y conocer como las variables afectan a los valores
de las dimensiones de las fracturas creadas y apuntaladas. (Society of Petroleum

Engineers, 2007).

iii.  Seleccion del fluido de fracturamiento
La seleccidn se basa en la temperatura y presion del yacimiento, el valor esperado de la
mitad de la longitud de la fractura y la sensibilidad de agua, indicados en la Tabla III.

(Society of Petroleum Engineers, 2007)

El término sensibilidad de agua se refiere al fenomeno de reduccion en permeabilidad

originado por el hinchamiento de las arcillas. (Hewitt, 1963)



65

En la mayoria de los procesos de fracturamiento se deben bombear fluidos base agua.
Los base 4cido son recomendables en carbonatos y los base aceite deberian ser usados en
aquellos yacimientos donde los otros fluidos no trabajan, teniendo en cuenta que su

aplicacidn es peligrosa. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

iv.  Seleccion del agente apuntalante

Se basa en la presion de cierre que se tiene en la cara de la formacion que es la necesaria
para mantener abiertas las fracturas. Un valor aproximado se obtiene mediante la

ecuacion 24:

P

cierre

=P

head ~

Ey (Ec.24)

Si el valor calculado de presion de cierre para un determinado apuntalante se aproxima al
limite maximo de resistencia del mismo (trituramiento), se deberia seleccionar el

siguiente tipo en base a la Tabla V.’
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APUNTALANTE PRESION DE CIERRE, Psi
Arena <5000
Arena Recubierta (Resina) 4000 - 8000
Intermedio (Materiales Ceramicos) 5000 - 12000
Bauxita Sintetizada 10000 — 15000

Tabla V. Seleccion del apuntalante en funcion de la presion de cierre

Fuente: Revista Técnica Schlumberger 2004

Por ejemplo, si la médxima presion de cierre es menor a 5000 psi se recomendaria arena

como apuntalante.

2.6.8 Riesgos del diseiio

Los riesgos que conllevan un proceso de fractura son mecénicos, geoldgicos y precios de
barril producido. Uno de los mas complejos es cuando después del trabajo no se obtiene
la producciéon esperada debido a que el yacimiento no responde al tratamiento. En
algunas ocasiones, problemas mecdanicos con el pozo o en el equipo de superficie

provocan la falla del tratamiento. (Society of Petroleum Engineers, 2007)
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2.7 Estimulacion mediante técnicas de cafioneo

Son las técnicas utilizadas actualmente en el pais para disparar las formaciones
productoras y que ademds las estimulan al limpiar los disparos, reduciendo el posible
dafio de formacién porque se dispara en condiciones de bajo balance dindmico

(Cuderman & Northrop, 1984) . Las mds comunes son:

2.7.1 StimGun

Perfora y estimula la formacién simultdneamente debido a la generacién de micro

fracturas y a la limpieza de los punzados en la cara de la arena (Weatherford, 2006).

El propelente, que es un oxidante constituido por una mezcla de particulas de perclorato
de potasio y una resina epoxica, se encuentra confinado en la camisa colocada en la parte
superior del correspondiente caién de disparos. Cuando se detonan los cafiones, la
deflagracion quimica quema el propelente liberando CO2 y vapor de agua, lo cual ejerce
una carga de presién en la formacién que es menor al limite de elasticidad a la
compresion de la roca (Cuthill, 2011). A medida que aumenta la presion se crean

fracturas cortas, como se muestra en la Figura 16.
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Las caracteristicas y la combustién del propelente dependen del didmetro del pozo,
propiedades de la formacién, compresibilidad de los fluidos, geometria y drea de los

punzados. (Weatherford, 2006)

Figura 16. Propagacion del propelente
Fuente: (Weatherford, 2006)

2.7.2 Stimtube

Se aplica en pozos que ya han sido cafioneados o en secciones a hueco abierto. Consiste
de una barra hueca con propelente que en su interior tiene un tubo de acero donde se
encuentra el cordon detonante. Cuando se enciende la mecha el propelente sélido se
rompe en pequefias partes quemédndose rdpidamente y produciendo CO, como producto
de reaccidn, que entra en los punzados, limpidndolos y a la vez creando microfracturas.

(Weatherford, 2006)
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2.7.3 Sistema de cargas PURE

PURE es el acrénimo para “Perforating for Ultimate Reservoir Exploitation”. Es una
tecnologia utilizada por Schlumberger que genera punzados limpios usando cargas
convencionales. El bajo balance dindmico creado inmediatamente después del cafioneo
provoca que los fluidos del yacimiento fluyan ripidamente hacia el cafién por medio de
los agujeros creados por las cargas PURE, porque actia como camisa. (Schlumberger,

2004)

La Figura 17 muestra operaciones de sobre y bajo balance. Para el primer caso los
tineles creados son bloqueados por la roca fracturada que conlleva una baja
permeabilidad. En bajo balance la zona queda limpia de sedimentos. (Schlumberger,

2004)

Tuberia de revestimiento Formacion sin dafar

Ll
]
h j J— Cemento Detritos dejados por los disparos
i
ki |

il Zona de baja permeabilidad

| Dafio de la :
,; t‘ e triturada y compactada
1 ST
T g Tuberfa de revestimiento Formacién sin dafiar
L Cemento
‘4‘“| {
i e 5 -
il Zona de baja permeabilidad
il Danodo 12 y detritos de los disparos,
! ! k\ formacién expulsados por la oleada

i) inicial de fluido de formacién

Ul

Figura 17. Disparos en sobre y bajo balance
Fuente: (Schlumberger, 2004)
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La Figura 18 muestra ejemplos de los tineles creados mediante técnicas de sobre

balance, bajo balance estdtico y bajo balance dindmico. (Schlumberger, 2009)

Bajo balance dinamico

-
-
>

v T RS

Bajo balance estético

-
-

Sobre balance

-

Figura 18. Tineles creados usando diferentes técnicas de perforacion
Fuente: (Schlumberger, 2009)



CAPITULO1V.

TRATAMIENTOS APLICADOS EN EL ORIENTE

ECUATORIANO

Solucionar problemas de baja productividad conlleva un andlisis previo de
parametros y caracteristicas del yacimiento y de los fluidos producidos. Una
vez conocida la situacién actual la seleccion del tipo de estimulacion dependerd

de los objetivos a alcanzar.

En esta seccion se presentan dos trabajos de estimulacion diferentes:
acidificacion y fracturamiento, indicando las razones de su eleccion y el trabajo

realizado.

La informacion presentada en los capitulos IV y V fueron proporcionados
por una empresa del Oriente Ecuatoriano.

4.1. Acidificacion

En el pozo Espol 07 se efectu6 una limpieza 4cida para eliminar el fluido
viscoso encontrado frente a los punzados y en el fondo. Para removerlo

inicialmente se elabor6 un programa de bombeo basado en solventes. Sin
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embargo al obtener una muestra los ensayos de laboratorio indicaron que se
trataba de un fluido viscoso sin hidrocarburos con presencia de gel, sedimentos
y carbonatos. Se disolvié completamente aplicando el sistema ClayFix “Clay-
Treating Chemical”, que es un acondicionador de formaciones y que permite el

cambio idnico, la estabilizacion de arcillas y el barrido de fluidos.

Debido a la presencia de carbonatos en la muestra se recomendd emplear HCI

al 15% después de la limpieza con ClayFix.

4.1.1. Secuencia de bombeo de los fluidos

En la Tabla VI se indica el esquema de bombeo aplicado durante el
tratamiento. Como el pozo admite fluidos se seleccioné ClayFix como

postflujo, evitindose asi la formacién de emulsiones y de precipitados.

Volumen Volumen Caudal Nitrogeno
Fluido Sistema (gal) (bbl) (bpm) (scfm)
Preflujo ClayFix 5 8400 200 1
Sistema | HCL 15% 840 20 1
Postflujo | ClayFix 5 4200 100 1
Nitrégeno 1450 34.52 300

Tabla VI. Sistemas y volimenes de fluidos de tratamiento
Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

4.1.2. Capacidades de la tuberia

En el pozo Espol 07 tenemos los siguientes volimenes:

Tubing de 3 72”: 85 bbls (@ 9749 pies)

Tubing de 3 '2” menos Coiled Tubing de 1.5”: 65 bbls (@ 9749 pies)



73

Camara Liner de 7”: 4 bbls

4.1.3. Ejecucion del programa

El 25 de Junio del 2012 iniciaron las operaciones en el pozo Espol 07, cuyo

diagrama de completacion se muestran en el ANEXO A

Con el equipo de Coiled tubing acoplado al cabezal del pozo se bajo tuberia
flexible de 1,5 bombeando inhibidor de arcillas Clayfix hasta la profundidad
del collar flotador @ 9835 pies. Se circula por dos horas realizando chequeos
continuos de retornos en los cuales se recuper6 el fluido viscoso localizado en
el fondo. Después del pre-flujo se bombe6 a la formacién 20 bbls de HCI al
15% para destapar y limpiar los disparos. Finalmente se circula con 100 bbls de
postflujo obteniéndose retornos con sedimentos. Al finalizar el bombeo los
retornos fueron completamente limpios y sin sedimentos. El pozo quedé lleno

con ClayFix.

El 26 de Junio del 2012 se corrié por segunda vez Coiled-Tubing para bombear
N, y alivianar la columna hidrostatica. Se desplazan 1450 galones de N, hasta
una profundidad de 6100 pies sin obtener retornos de liquidos. Posteriormente
se corre “slickline”, determindndose que el nivel estitico de fluido estaba a

6450 pies.
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La presion hidrostatica a diferentes niveles de fluido se puede determinar
mediante la ecuacién 24, teniéndose en cuenta que a 9815 pies estd el tope de
las perforaciones entonces:

Ph = 0.052 * §fluido * (9815’ — Profundidad CT) Ec.25

En la Tabla VII se muestran los valores de presion hidrostatica a diferentes
niveles de fluido. Se puede observar que a 6450° es de 1458 psi. Teniendo en
cuenta que la presion del yacimiento es de 2100 psi, el pozo tenia a su favor un

diferencial de presion de 642 psi, es decir existe bajo balance.

Nivel de fluido | Ph (psi)
9815’ 4251
CT@ 4000’ 2519
CT@ 5000° 2086
CT@ 6100° 1609
CT@ 6450° 1458

Tabla VII. Presiones hidrostaticas para diferentes niveles de fluido

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

El volumen admitido por la formacion es de 56 bbls, capacidad de la tuberia de

3 Y2 hasta 6450 pies.
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4.2. Fracturamiento hidraulico en el Pozo Machala 01

e Introduccion
En Junio del 2005 los datos de produccién inicial de la arena Hollin del pozo
Machala 01 mostraba 734 barriles de fluido por dia de los cuales 729
correspondian a petréleo, BSW de 0.7%. Para el afio 2008 la historia de
produccién indicada en la Figura 19 muestra un valor diario de 275 barriles de

crudo. El BSW se mantenia por debajo de 5%.

La informacién quiere decir que el pozo estaba produciendo unicamente de
Hollin Superior, sin tener influencia de la zona de agua localizada en Hollin
Inferior, por esta razén el pozo se seleccioné como candidato para realizar un
trabajo de fracturamiento hidrdulico en esa formacién. El respectivo diagrama

de completacion se muestra en el ANEXO B.
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300
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100 4 10.0
50 +——— - - e 5.0
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Figura 19. Historia de producciéon, Pozo Machala 01

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
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En la Figura 20 se puede observar que el contacto agua petrdleo estd localizado
debajo de la barrera arcillosa ubicada a 11280 pies aproximadamente, la misma

que puede ser suficiente para evitar que se fracture la zona inferior si la tasa de

bombeo sobrepasa a la de disefo.
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Figura 20. Informacion Petrofisica, Pozo Machala 01

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

4.2.1. Diseio de la Fractura

4.2.1.1. Informacion Petrofisica y “Build-Up”
Los datos obtenidos de la prueba de “build-up” realizada en junio de 2005,
cuando inici6 la produccién del pozo, son los siguientes:

- Tiempo de Produccion: 91 horas.

- Fluidos producidos por dia: 734 BFPD.

- Petrdleo por dia: 729 BOPD
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- Corte de agua: 0.7%

- APL 249

- Tiempo de cierre: 79 horas
-  Pwf: 1,122 psi
- Permeabilidad (promedio): 162 md

- Daifio (“Skin”): 0.77

Con el tiempo la produccion disminuyd hasta el afio 2008 cuando se realiza el
fracturamiento. Si no existiera declinacién de presion se esperaria que el pozo
produzca alrededor de 700 bpd después de la fractura. Para disefiar se considerd

la siguiente informacion:

e Temperatura del pozo: 238°F
e Presion del Reservorio: 4,640 psi
e Presion de burbujeo: 305 psi
e Porosidad: 14%
o Swi: 20%
e Espesor de la formacion: 35.0 pies
4.2.1.2. Disefio Original del trabajo de fracturamiento hidraulico

Para el disefio se efectia la simulacién del tratamiento ejecutando el software
SanMIGUEL, proceso que es dividido en dos pasos: “Step Rate Test” (SRT)
que se ejecuta bombeando un fluido newtoniano, “FreFLO” y el segundo

simula el trabajo de fractura a condiciones de laboratorio.
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El “FreFLO” permite determinar la presiéon en el tubing y una buena
estimaciéon de la de cierre. Ademds, la naturaleza del fluido mejorard la
limpieza posterior a la fractura porque al ser el dltimo que regresa a superficie
ayuda a minimizar el dafio de formacién. El proceso de Step Rate Test se

muestra en la Figura 21.

10000 - 20.00
== Presién de tratamiento (Psi)
2000 == Presi6n en el anular (Psi) I 18.00
8000 —— Tasa de lodo bbl/min - 16.00
Concentracién de propante
7000 -14.00
2 6000 -12.00
° )
5
8
@ 5000 -10.00
-4
°
i
3
G 4000 -8.00
@
3000 -6.00
2000 - 400
1000 l -200
Y T T T -0
35.0 40.0 450 50.0 55.0 60.0

Tiempo de tratamiento (min)
Figura 21. Ejemplo de Step Rate Test

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
La segunda parte del SanMIGUEL consiste en dos pasos:
e Primero desplaza el fluido newtoniano desde el tubular hacia el
yacimiento a una tasa de bombeo de 8 bpm.

e Después hasta la de disefio, desplazando el fluido fracturante.
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10000, 20.00
= Presi6n de tratamiento (Psi)
= Presion del anular (Psi)
9000 18.00
. . L L annba b
== Tasa de iny. de lodo bbl~-ai ha
2000, 16.00
7000, 14.00
6000 12.00
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4000,

3000}

2000/

1000; 2.00
= Pl

. - - it B ————— 0
90.0 100.0 110.0 120.0 130.0
Tiempo de tratamiento (min)

Figura 22. Ejemplo de la calibracién de inyeccion

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

La informacién obtenida del andlisis es: prediccion de la geometria de la
fractura, eficiencia de fluido, presion de cierre, pérdida de presion por friccion,

tiempo de cierre

La técnica utilizada se conoce como “Type Screen Out”, que significa tener una

longitud mds corta pero alta conductividad.

4.2.1.3. Seleccion de Fluido

El liquido recomendado para esta aplicacion es el fluido serie YF130HTD. La
nominacién YF significa fluido reticulado. La serie 130 establece que el fluido
es un polimero basado en que la concentracién depende de las necesidades del
yacimiento. HTD significa un fluido que trabaja a altas temperaturas, alrededor

de 238 °F, lo cual minimiza la pérdida de presion por friccion, caracteristica que
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ademds permite que el fluido después de superar las 3 partes de la tuberia

adquiera forma reticular ayudando a incrementar la eficiencia del tratamiento.

4.2.14. Seleccion del apuntalante

El agente de sostén recomendado para el trabajo de fracturamiento es CARBO
LITE 16/20, apuntalante que soporta una presion de cierre hasta de 8.000 psi.
Ademds es de baja densidad que facilita la suspensién y su transporte

(gravedad especifica es 2.71).

El tamafio de particula (alrededor de 0.049 pulg.) es lo suficientemente grande
como para permitir una alta conductividad, mejorando la produccién de
petréleo después del trabajo.

La presiéon de cierre se determina después de haber realizado el anélisis
mediante la aplicacion del simulador.

La Figura 23 se muestra la permeabilidad del apuntalante vs la presiéon de

cierre.
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Figura 23. Permeabilidad del apuntalante

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

El simulador SanMIGUEL proporciona la siguiente informacién

Tope inicial de la fractura TVD 11235 pies
Base inicial de la fractura TVD 11280 pies
Longitud media de la fractura apuntalada 115.8 pies
Altura EOJ en el pozo 48.8 pies
Presion neta 4482 psi
Concentracién promedio del gel 1660.3 1b/mgal
Eficiencia del fluido fractura 0.320
Conductividad efectiva 9726 md.pie
Presi6n médxima en superficie 7609 psi

Los resultados de la simulacién por segmento de fractura se muestran

Tabla VIII.

en la
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Conc. del
Conc. del | Conduc.
propante Ancho Altura Conc. del
Desde | Hasta . gel dela
. . al final | apuntalado | apuntalada | propante
(pies) | (pies) . fracturante | fractura
del (pulg) (pies) fracturante a md.pie
bombeo PP P
0,0 28,9 6,4 0,252 47,8 2,33 604,7 10029
289 | 57,9 6,2 0,251 45,7 2,32 672,3 9991
57,9 | 86,8 6,7 0,275 41,1 2,54 671,4 10467
86,8 | 115,8 14,8 0,128 34,6 1,18 4523,4 4506

Tabla VIII. Resultado de la simulacién por segmento de fractura

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
La Figura 24 muestra el contraste de conductividad, la mitad de longitud, la

altura y el ancho de la fractura, obtenidos por el simulador.

Figura 24. Geometria y Conductividad de la Fractura

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

La Tabla IX muestra las etapas y los pardmetros de los fluidos utilizados en el

trabajo.
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Nombre Tasa de Nombre | Volumen Concen. Tipo de | Concentracién
dela bombeo | del fluido | de fluido del Gel Propante | del propante
etapa (bbl/min) por etapa | (Ib/mgal) (ppa)

(gal)

Colchén 12,0 YF130HTD 5500 30,0 0,00
16/20 C-

1,0 PPA 12,0 YF130HTD 1000 30,0 Lite 1,00
16/20 C-

2,0 PPA 12,0 YF130HTD 1100 30,0 Lite 2,00
16/20 C-

3,0 PPA 12,0 YF130HTD 1100 30,0 Lite 3,00
16/20 C-

4,0 PPA 12,0 YF130HTD 1100 30,0 Lite 4,00
16/20 C-

5,0 PPA 12,0 YF130HTD 1100 30,0 Lite 5,00
16/20 C-

6,0 PPA 12,0 YF130HTD 900 30,0 Lite 6,00

FLUSH 12,0 WF130 4261 30,2 0,00
Total de fluidos
11800 gal YF100HTD
4261 gal WF130
Total de Apuntalante
21800 Ib | 16/20 C-Lite

Tabla IX. Etapas y parametros de los fluidos utilizados en el trabajo

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

Los resultados dados por el simulador indican que se debe utilizar 11800

galones de fluido fracturante y 21800 Ib de C-Lite 16/20 como agente

apuntalante.

El diagrama del BHA de fractura, se muestra en el ANEXO C



ANEXO CResumen de operaciones
Para remover posibles lodos residuales escalas y parafinas de la tuberia, el uno de
noviembre del 2008 se bombearon en el pozo 11 barriles de dcido clorhidrico al 15% que

después del trabajo se reversaron a superficie

El fracturamiento se inicié el 2 de noviembre del 2008, ocurriendo un prematuro
arenamiento ‘“screen out” mientras se desplazaba el agente de sostén, suspendiéndose el
trabajo y llegandose a las siguientes conclusiones:
v Se bombearon 114 bbl de fluido a tasas de 1.5, 4.6, 6.3 y 10 bpd con una presién
de 600 psi superior, a la observada en un pozo vecino
v' La presion de cierre fue de 0.88 psi/pie, muy alta para la zona en comparacién
con otros pozos fracturados en el mismo pad. El valor puede indicar la severidad
del taponamiento de las perforaciones.
v" El arenamiento ocurrié tan pronto como 1.0 ppa de slug llegé a la formacion,
posiblemente debido a la excesiva tortuosidad a nivel de las perforaciones.
v La elevada presién de tratamiento observada durante el trabajo puede indicar
restriccion a nivel de los disparos.
v' La presién de tratamiento disminuy6 durante el bombeo indicando el crecimiento

vertical de la fractura pero no fue posible determinar su altura vertical.
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“Recomendacion.- Se debe re-perforar el intervalo de interés antes de continuar

con la ejecucion del trabajo de fracturamiento”

Después del arenamiento “screenout” se circuld el pozo. Se retir6 el BHA de fractura y
se re-perfor6 la zona de interés. Posteriormente se redisefio el programa de
fracturamiento mediante el software SanMIGUEL, obteniéndose la siguiente

informacion:

Apuntalante: Etapas de 0.5y 1.0 ppa
- Total de apuntalante que ingresa a la formacion: 1564 lbs.- 16/20 CarboLITE
- Tiempo de bombeo: 38.6 min
- Total de fluidos bombeados: 364.8 Bbls
240.7 Bbls de
150.8 Bbls de WF130
- Presion inicial de tratamiento: 6491 psi

- Presion final de tratamiento: 6246 psi

Observaciones:
- La presion del tratamiento increment6 hasta 730 psi tan pronto como el segundo
slug del apuntalante ingresé a la formacion.

- Todo el apuntalante fue bombeado a la formacion de acuerdo al disefio
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- La presion de cierre calculada fue de 7980 psi y un gradiente de fractura de 0.75

psi/pie.

La Figura 25 muestra un registro de temperatura en base a la informacién petrofisica. Se

puede observar que la fractura no contacté al acuifero, siendo su ancho de 45 pie.

Figura 25. Registro de temperatura

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

4.2.2. Rediseno de la fractura

Con la informacién obtenida por el software SanMIGUEL se redisefio la fractura
obteniéndose el programa de bombeo mostrado en la Tabla X.

Al momento de ejecutar el programa se debe tener en cuenta las siguientes
recomendaciones:

- Mantener una tasa de bombeo de 10 bpm
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- Incrementar el volumen de fluido fracturante de 5000 a 7000 gal

- No utilizar aditivos para pérdidas de fluidos

Se recomiendan esas medidas para contener el crecimiento vertical esperado de la
fractura cuyo valor es de 50 pies de manera que no se llegue al contacto agua/petréleo.
Es decir la fractura va a estar dentro de las lutitas ubicadas tanto sobre el tope y en la

base del yacimiento productor, como se puede observar en la Figura 26.

Etapa Caudal Fluido Vol. Conc. | Apunt. % Fluido | Tiempo

(bbl/min) Limpio | Apunt | Etapa | Apunt | Etapa | Etapa

(gal) | (ppa) | (Ib) (gal) | (min)
PAD 10 YFI130HTD 7000 0 0 0 167 16.7
1.0 PPA 10 YF130HTD 1000 1 1000 10% 24.9 2.5
2.0 PPA 10 YF130HTD 1000 2 2000 30% 259 2.6
3.0 PPA 10 YF130HTD 1000 3 3000 60% 26.9 2.7
4.0 PPA 10 YF130HTD 1000 4 4000 100% 28 2.8
FLUSH 10 WF130 4118 0 0 100% 98 9.8
10000 370.4 37.0

Tabla X. Rediseiio del programa de bombeo

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
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Figura 26. Redisefio de la fractura
Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
4.2.3. Ejecucion del programa definitivo

El trabajo de fracturamiento se reinicié el 5 de Noviembre del 2008 y tuvo una duracién
de 20 minutos. Todas las etapas del apuntalante fueron bombeadas a la formacién de
acuerdo al redisefo. Los datos:

- Tasa: 10 bpm

- Apuntalante bombeado: 10555 1b

- Apuntalante en la formacién: 9297 b

- Volumen bombeado

YF130HTD: 277.7 bbl

WF130: 980 bbl



Presion de cierre: 6580 psi

Presion final: 5496 psi
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CAPITULO V.

EVALUACION DE LOS RESULTADOS

Los resultados de los trabajos de estimulacion se analizan mediante la informacion
obtenida de pruebas de pozos y de produccion antes y después de los trabajos de
estimulacion, con las cuales se determinan tasas de flujo, propiedades y caracteristicas

de los fluidos producidos, asi como también parametros del yacimiento.

5.1. Acidificacion

Antes de la acidificacion efectuada el 25 de junio del 2012 los disparos de la formacion
se encontraban taponados por el fluido viscoso sin hidrocarburos con presencia de gel,
sedimentos y carbonatos provenientes de la arena productora. Por esta razén se decidid
realizar una limpieza dcida de los disparos, que es un trabajo de estimulacion. Después
del tratamiento la produccién fue de 33 bbl con 100% agua, debido a que la formacién
admiti6 fluido de la columna hidrostatica. Después de recuperarse el fluido del

tratamiento se produce el de la formacion pero siendo variable la tasa de flujo como se
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muestra en la Figura 27. Finalmente el caudal se estabilizé en 163 barriles de petrdleo

por dia con un BSW promedio de 26%.
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Figura 27. Curva del comportamiento de produccion del pozo Espol 07

Fuente: Los Autores

La Figura 28 muestra el cambio de salinidad del fluido de formacién con respecto al
tiempo. Como se puede notar, cuando el pozo se puso en produccion la concentracion de
cloruro de sodio fue de 14000 ppm, valor inferior al de la formacién que es de 36000
ppm. La razén es que se estaba recuperando el fluido de tratamiento. A partir de octubre
del 2012 se observa un valor de 36000 ppm para dicho pardmetro, tendencia que se

mantiene estable en el tiempo.
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Figura 28. Cambio de la salinidad del pozo Espol 07 después del tratamiento de
acidificacion
Fuente: Los autores

Los parametros del pozo y del yacimiento se muestran en la Tabla XI. Con estos datos y

aplicando un determinado software se calcula principalmente el dafio de formacién

Parametros y propiedades

Espesor neto pies 9,5
Porosidad promedio fraccién 0,19
Temperatura F 204

Compresibilidad total 1/psi 0,00000703

Presion de burbuja psia 516
Factor volumétrico crudo bbl/BF 1,075
Viscosidad crudo cP 37,75
Radio del pozo pies 0,354

Tabla XI. Parametros y propiedades

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

En la Tabla XII se puede observar que a medida que se incrementa la tasa de inyeccion

del fluido motriz también se incrementan los barriles producidos por el yacimiento, hasta
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mantener una tendencia constante de 140 BPD, informacién que también se presenta en

la Figura 29.
BFPD | BOPD | BWPD | BSW LAB | SALINIDAD | APl | WHP | TASA INY

FECHA Bbls Bbls Bbls % ppm CINa | seco | PSI Bbls
28-jun-12 33 0 33 100 17300 2700 1200
29-jun-12 67 5 62 92 14685 3000 1335
30-jun-12 95 88 7 7,5 35475 15.8 | 3000 1312
01-jul-12 64 60 4 6 35475 15.8 | 3000 1309
02-jul-12 56 52 4 7 35250 15.8 | 3000 1553
03-jul-12 74 69 5 7,3 34568 15.8 | 3000 1610
04-jul-12 57 50 7 12 33990 15.8 | 3000 1618
05-jul-12 72 64 8 11 35145 15.8 | 3000 1663
06-jul-12 67 62 5 7,8 34980 15.8 | 3000 1642
30-sep-12 26 24 2 9 81657 15.8 | 2933 1645
29-oct-12 177 158 19 10,7 37986 15.8 | 2933 2356
30-oct-12 173 142 31 17,7 37554 15.8 | 2925 2329
31-oct-12 157 127 30 19 38427 15.8 | 2967 2302
01-nov-12 200 162 38 19 38693 15.8 | 2967 2339
02-nov-12 205 162 43 21 38858 15.8 | 2950 2334
03-nov-12 188 152 36 19 37092 15.8 | 2925 2315
04-nov-12 254 203 51 20 37125 15.8 | 2700 2555
05-nov-12 133 106 27 20 36795 15.8 | 2850 2333
06-nov-12 230 184 46 20 36630 15.8 | 2950 2336
30-nov-12 260 203 57 22 36795 15.8 | 3000 2282
01-dic-12 193 154 39 20 37125 15.8 | 2975 2345
02-dic-12 177 145 32 18 36960 15.8 | 2950 2320
03-dic-12 163 130 33 20 37125 15.8 | 3000 2359
12-dic-12 137 98 38 28 37538 15.8 | 2850 2290
13-dic-12 149 98 51 34 37125 15.8 | 2850 2287
16-dic-12 152 11 40 26 36167 15.8 | 2850 2242
22-dic-12 145 107 38 26 37328 15.8 | 2450 2186
02-ene-13 139 104 35 25 37035 15.8 | 2850 2415

Tabla XII. Historial de produccion del pozo Espol 07

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
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Figura 29. Comportamiento de la produccion en funcion de la tasa de fluido motriz

Fuente: Los autores

5.1.1. Pruebas de produccion y de restauracion de presion

De dichas pruebas se obtuvo la siguiente informacion:

e Periodo de flujo

La Tabla XIII resume los resultados de las tasas de flujo para el yacimiento M-1, el pozo

Espol 07.

Tasas Promedio Estabilizadas
Fluido Qf bbl/d 188
Petrdleo Qo bbl/d 128
Agua Qw bbl/d 59
Corte de agua promedio wcC % 31,38
Salinidad del agua producida ppm de NaCl | 37500
Relacion Gas-Petrdleo GOR 121

Tabla XIII. Prueba de produccion y restauracion de presion

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
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e Periodo de cierre
La Tabla XIV presenta los resultados mds importante relacionados con el periodo de
cierre de la prueba de produccion y “build — up” realizada para el pozo, yacimiento M

-1

Gradiente estatico bifasico

Corte de agua promedio Fraccién 0,31
Densidad APl @60 °F API 15,8
Gradiente estdtico del fluido psi/ft 0,422
Temperatura F 204
Presiones de interés
Pwf antes del cierre Psia 450
Pws durante el cierre Psia 1,186

Tabla XIV. Resultados del periodo de cierre

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
La Tabla XV indica los resultados obtenidos del “build — up” correspondiente al periodo
de cierre entre el 30 de septiembre y 8 de octubre del 2012. Adicionalmente se incluyen

los indices de productividad tanto del petréleo como del fluido.

Resultados
Permeabilidad Md 1593
Dafio 0,6
Presion del yacimiento Psia 1248
Indices de Productividad
Jo bbl/d/psi 0,23
Jf bbl/d/psi 0,25

Tabla XV. Resultado de Build Up

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
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Después de la limpieza dcida la permeabilidad increment6 de 900 a 1593, es decir hubo
un aumento del 77%; ademds se logré una produccién promedia de 136 bbpd,

informacién que se presenta en la Tabla XVI.

Antes Después | Incremento, %
Permeabilidad, md 900 1593 77
Qo, bpd (promedio) 47 136 290
IP, bbl/d/psi 0 0,23 230

Tabla XVI. Analisis de propiedades

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
La capacidad de producciéon del pozo aumenté considerablemente para un mismo
“drawdown”. En la Figura 30 se observa que el valor del AOF (Absolute Open Flow)

es alrededor de 236 bpd, médxima tasa a la que el pozo puede producir cuando Pwf es

CEro.
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Figura 30. IPR del pozo Espol 07 luego de la acidificacion

Fuente: Los autores
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5.2. Fracturamiento hidraulico

Para determinar el comportamiento de un pozo después de un fracturamiento hidraulico
los factores que se deben analizar antes y después del tratamiento son: indice de
productividad, efecto de dafio, permeabilidad y tasa de produccién. Un mayor andlisis
permite determinar la longitud de la fractura apuntalada, la conductividad de la misma y

el area de drenaje del pozo. (Society of Petroleum Engineers, 2007)

Una inadecuada evaluacion del trabajo limitard la aplicacion del fracturamiento en otros

pozos de un campo.

5.2.1. Analisis de produccion

El historial de producciéon para el pozo Machala 01 se indica en la Tabla XVII. El
fracturamiento se realiz6 el 5 de noviembre del 2008 y los datos anteriores al trabajo
corresponden al periodo agosto-octubre. Los resultados de la estimulacion constan desde

noviembre 11 del 2008 en adelante.

FECHA BFPD BOPD BWPD BSW P. Intake THP
Bbls Bbls Bbls % Psi PSI

25-aug-08 52 50 2 4,1 608 470
12-sep-08 45 43 2 4,1 470 430
13-sep-08 49 47 2 4,1 546 430
15-sep-08 178 171 7 4,1 441 420
16-sep-08 82,8 80 3 4,1 613 500
08-oct-08 144 138 6 4 521 470
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18-oct-08 144 138 6 4 382 460
FECHA BFPD BOPD BWPD BSW P. Intfa\ke THP
Bbls Bbls Bbls % Psi PSI

11-nov-08 960 0 960 100 3010 550
12-nov-08 740 0 740 100 1848 490
13-nov-08 368 0 368 100 2450 460
14-nov-08 166 136 30 18 1569 430
15-nov-08 172 144 28 18 1341 450
16-nov-08 178 164 14 16 1335 450
17-nov-08 175 158 17 8 1183 450
18-nov-08 216 194 22 10 1172 450
19-nov-08 280 260 20 7 867 480
20-nov-08 268 247 21 8 969 470
23-nov-08 288 265 23 8 629 470
27-nov-08 324 298 26 8 626 470
06-dic-08 320 294 26 8 552 460
13-dic-08 312 298 14 4,5 595 480
17-ene-09 348 327 21 6 361 400
25-ene-09 332 312 20 6 382 420
26-feb-09 276 259 17 6 408 480
06-mar-09 284 267 17 6 373 420
08-mar-09 269 253 16 6 396 480
31-mar-09 252 237 15 6 390 420

Tabla XVII. Historial de produccion del pozo Machala 01

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano
En la Figura 31 se puede observar que la produccion de crudo antes del fracturamiento
fue de aproximadamente 144 bbls. Después del trabajo, el 5 de noviembre del 2008 el
pozo produjo 960 barriles con 100% de BSW debido a que se bombearon mas de 1300

barriles de fluido de tratamiento a la formacién, en su mayoria agua. Una vez que se
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limpia la arena tratada, incrementa la produccién de petréleo estabilizandose

aproximadamente en 240 BOPD, informacion que consta en la Tabla XVII
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Figura 31. Curva de comportamiento de produccion del pozo Machala 01

Fuente: Los autores

A partir de enero 17 del 2009 el BSW se estabilizo en el 6%. La Figura 32 muestra la

variacion del BSW en el periodo analizado Agosto 2008 — Marzo 2009.
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Figura 32. Curva de Bsw para el pozo Machala 01

Fuente: Los autores

La Figura 33 compara el IPR antes y después del fracturamiento hidraulico. Como se

puede notar el AOF se increment6 de 210 BOPD a 390 BOPD, es decir el tratamiento

resulté exitoso porque la producciéon aumenté en un 85%.

Las curvas de IPR son lineales debido a que la Pb < Pwf. Se puede concluir que el

problema de baja producciéon del pozo se da principalmente por la disminucién de

presion por efecto de produccion.
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Figura 33. IPR de Machala 01

Fuente: Los autores

Adicionalmente la longitud de la fractura alcanzada (115 pies) es positiva para un buen
resultado del trabajo, porque si se tiene baja permeabilidad la longitud se vuelve un

parametro mds importante que la propia conductividad de la fractura.

Por consideraciones econdmicas la empresa operadora decidié no realizar una prueba de
restauracion de presion, ya que al observar resultados favorables de produccién en poco

tiempo prefirieron omitir tal operacion. Por esa razén no es posible determinar el dafio de
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formacion después del fracturamiento, ademds no se dispone de dicho valor antes de la
ejecucion del trabajo, por lo que no es factible comparar el pardmetro antes y después del

tratamiento.

Respecto al andlisis técnico, el 88% del total de apuntalante estd dentro de la longitud
(115 pies) de la fractura, indicando que tanto el disefio del tratamiento y que la
operacion fueron adecuadas; adicionalmente se corrigid y diseid correctamente la
operacion para prevenir nuevamente un arenamiento. La reperforacion de la zona influy6
considerablemente al eliminar las restricciones al flujo del apuntalante y al crear nuevos
punzados de mayor didmetro.

En la Tabla XVIII se detallan los principales parametros de produccion del pozo

Machala 01 antes y después de la fractura. Después del trabajo la tasa incremento en un

promedio de 145 BOPD.

Resultados Obtenidos

Antes de la Fractura Despues de la Fractura
IP BOPD prom. |BWPD Prom.| BSW Prom. IP BOPD prom.[BWPD Prom.| BSW Prom.
Bopd/Psi bbl bbl % Bopd/Psi bbl bbl %
0,045 95 4 4,1 0,085 239 20 8,3

Tabla XVIII. Comparacion de produccion antes y después de la fractura.

Fuente: Los autores




CAPITULO VI.

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

6.1. Conclusiones

1.

En el trabajo de acidificacion las proporciones quimicas de los fluidos
utilizados propuestas por el laboratorio permitieron diluir, limpiar y

acarrear los sedimentos con el fluido del fondo del pozo.

El sistema ClayFix limpié y desplazd exitosamente los sedimentos
mediante la dilucién del fluido viscoso que se recuperd totalmente ya

que al final de la operacion se obtuvieron retornos limpios

. Antes del trabajo de estimulacion en la arena M-1 del pozo Espol 07 no

habia admision de fluido. Finalizada la operacion el pozo admitié 56
bbls de ClayFix de la columna hidrostatica, comprobandose que se

elimino la obstruccion.

El anélisis de la prueba de restauracion para el pozo Espol 07 mostré los

siguientes pardmetros: permeabilidad= 1593 mD, dafio= 0.6, presion del
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reservorio= 1281 psia @ profundidad del sensor. Indicando que el

trabajo fue exitoso.

. Al realizar la fractura en la arena Hollin Superior del pozo Machala 01

los resultados fueron los siguientes: Longitud apuntalada 115 pies y

ancho fracturado 45 pies.

. El fluido YF130HTD garantiza el trabajo de fracturamiento, puesto que

transporta de manera eficiente el apuntalante y se activa su propiedad
reticular en las 34 partes de la tuberia, minimizando la perdida por

filtrado y evitando dafiar la formacion.

. El apuntalante C-Lite 16/20 sirvié de manera efectiva durante el proceso

de fracturamiento; su baja densidad facilité su transporte, y ayudd a

aumentar la permeabilidad de la zona fracturada.
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8. En el pozo Machala 01, los dias 11, 12 y 13 noviembre del 2008 la

produccién de crudo fue de O bbl. En los dias posteriores hubo un
importante incremento en la produccién, indicando que el fluido de
tratamiento salié de la formacién permitiendo que salga el fluido del

yacimiento.

6.2. Recomendaciones

1.

Es importante que la compafiia Operadora disponga de toda la
informacién necesaria sobre el pozo que se desea estimular, para evitar
que en el disefio de cualquier tratamiento se asuman datos y no se

obtengan los resultados esperados.

Cualquier operadora debe disponer de informacion actualizada sobre

pruebas de produccion y de presion de todos los pozos productores.

En todo trabajo de estimulacion se debe disponer de una unidad de

Coiled — Tubing.

Un analisis de compatibilidad entre los fluidos de tratamiento y los de la
formacion evitard problemas de emulsiones, lodos asfalténicos, entre

otros.



106

5. Tener en cuenta la mineralogia de la formacién al momento de
seleccionar el fluido de tratamiento para evitar problemas de migracién

de finos.

6. Realizar de manera correcta la simulacion de la fractura para obtener los
mejores datos sobre el material que se va a utilizar, especialmente el
apuntalante con el fin de evitar arenamiento del pozo, que podria

significar que el trabajo de estimulacion no sea exitoso.

7. En todo trabajo de acidificacion se debe incluir para controlar la

corrosion.

8. Con la finalidad de evaluar el trabajo de estimulacion se debe realizar

una prueba de restauracion antes y después del mismo.
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ANEXO A.
COMPLETACION DEL POZO ESPOL 07

Max desviation: 50.68° @ 9833.00' MD/ 9,156.06' TVD

CABEZAL JMP:

"A" section: 13 3/8" x 13 5/8" x 3M
"B section: 13-5/8"x 11" 3M

"C" Section : 3 1/2 " EVEx 11" 3M 115 MD/ 115 TVD. 20" Conductor
K55, 94 ppf, 19.1" D

6120' MD/ 5863" TVD 13 3/8" Surface Csg
K55, 68 ppf, BTC

8.198' ft MD - ToL
E 7" liner P 110 26 ppf LTC 9.940' MD/ 9.224' TVD
TIW X Pack 9 5/8" x 7" @ 8,198' ft MD / 7.863 ft TVD

8,496' MD/ 8,122' TVD - - 95/8" Production Csg

310 joints 3 1/2" EUE N-80 8 RD 9.3 PPF 2.992" ID TUBING to surface, New

9639.64 MD / 9031.53' TVD 31/2" EUE CONNECTION Baker "L" sliding sleeve 2.81" ID

31/2" EUE N- 80 8 RD 9.3 PPF 2.992" ID TUBING 2 JOINT
31/2"eue N-80 8 RD 2.75" id NO GO NIPPLE. BAKER
31/2" EUE N-80 8 RD 9.3 PPF 2.992" ID TUBING 1 JOINT

9703.12' MD / 9073.03' TVD

9741.75' MD / 9098.16' TVD 7"X 3 1/2" EUE Connection HORNET BAKER PACKER

31/2" EVE - 80 8RD 9.3 PPF 2.992" ID TUBING PUP JOINT

9748.41' MD / 9102.39' TVD | 31/2" EUE CONNECTION ENTRY GUIDE.

9.815' MD
Mii Perfi i : 9825 ' MD / 9151' TVD
itad de Perforaciones: 9825 ] 915 M-1 Sand
9835' MD
9.860 ft MD/ 9.172 ft TVD - = Landing collar

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano



ANEXO B.
DIAGRAMA DE COMPLETACION DEL POZO MACHALA 01

Start WO# 2: 16-Aug-07

End WO# 2: 7-Sep-07
Max Desviation: 36.49° @ 4233' MD / 3699' TVD

WELLHEAD VETCO:

"A " section: 10 3/4" x 11" x 3M
"B" section: 11" x 11" x 3M

"C" Section: 3-1/2" EUE x 11" x 3M

7089' MD / 6351' TVD

10727'

10738'

10822'

10846"

10852.50' MD / 10113.59' TVD -
10853.63' MD/ 10114.72' TVD -
10885.20' MD / 10146.29' TVD -
10889.28' MD / 10150.37' TVD -
10889.83' MD / 10150.92' TVD -
10904.38' MD / 10165.46' TVD -
10923.38' MD / 10184.46' TVD -
10926.48' MD/ 10187.56' TVD -
10933.28' MD / 10194.36' TVD -
10940.08' MD / 10201.16' TVD -
10965.73' MD / 10226.81' TVD -
10969.83' MD/ 10230.91' TVD -
10971.33' MD / 10232.41' TVD -

11240°
Middle of Perforations: 11248' MD/ 10509' TVD
11256'

11423' MD / 10684' TVD -
11440' MD / 10701' TVD -
11443' MD / 10704' TVD -

&S|z 3] <]

Bl - SURFACE CASING
173 jts, 10 3/4", K-55, 40.5 Ib/ft, BTC.

Squeezed off perforations / Upper U sst

Squeezed off perforations / Lower U sst

1350 jts, 3 1/2" EUE, 9.3 Ib/ft, N-80, Class C

2 R Nipple, 3 1/2" w/ 2.75" profile (Baker)
3 1 joint, 3-1/2" EUE, 9.3 Ib/ft, N-80 Cond "C"

4 1 pup joint, 3-1/2" EUE, 9.3 Ib/ft, N-80 New

5 Discharge Head, Centrilift, 3-1/2",5-513, GPDIS.
6 Upper Pump, Centrilift P-11 / 101stg, S-538, PMSSDH6FER, S/N 01G-15806
7 Lower Pump, Centrilift P-11 / 136stg, S-538, PMSSDH6FER, S/N 01G-15814
8 Intake, Centrilift, S-513, GAS SEP, Model GRSH6BAR2, S/N 42G-49604
9 Upper protector, Centrilift, Model GSC3HLH6GPFS, S-513, S/N 31G-101490
Lower protector, Centrilift, Model GSB3LTH6G, S-513, S/N 31G-101491
Motor, Centrilift, KMHG, 304 HP, 2290 V, 81 Amp,S-562, S/N 21K-84206
Sensor Centinel 3, Model 5000C, S- 450, S/N 10331206
Centralizer 2" x 2" 8rd EUE, 7" CSG

Hollin sst

= Top of cement
- Float Shoe Top

- 7" production casing
277jts, 7", N-80, 29ppf, BTC + 1 Market joint, 7",N-80, 26ppf, BTC

TD: 11,443' MD/ 10,704’ TVD

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano



ANEXO C.

DIAGRAMA DE BHA DE FRACTURA DEL POZO MACHALA 01

Usg Intermedio —»
10-3/4", 40.5#/ft, K-55, BTC
7,089 ft

Capacidades (bbl/ft):
000859 TUBING
006714 CASING ]
0.00678 thg 2-7/8

Desplazamiento @ 11,240 ft
103.0 BBL

note: assuming all pup joints
are 6ft long.

UPPERHOLLIN
Mid perfs: 11,248 MD/10,509TVD

11,440 ft ——»
11,443 ft
Casing de Produccion ——>
7', 20#/ft, N-80, BTC

3-1/2"tbg, 9.3#/ft, P110

10,727-10,738ft, Upper U, squeezed

10,822-10,846 ft, Lower U, squeezed

< X-over Z- (/8" BEUEpIn X 3-1/Z" EUEbOX
Packer

L 1 pup joint 2- /8", 6.5#1t, N-80
- No-go2-7/8" ID=220"-------
- 1 pup joint 2-7/8", 6.5 #/ft, N-80
| Campana de 2-7/8"' BUE -------—--- }

R

11240 ft
11256 ft

<« 11423 ft Top of Cement

Collar Aotador

(@)

Zapato Guia

TD 11,443t

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano

11,040 ft




ANEXO D. PROGRAMA DE REACONDICIONAMIENTO

Para ejecutar el trabajo se recomienda el siguiente proceso:
1. Movilizar el taladro y equipos requeridos al Pozo Machala 01.
NOTA: PUEDE SER NECESARIO BOMBEAR SOLVENTES CON COILED
TUBING PARA LIMPIAR LA BOCA DEL POZO
2. Controlar el pozo, reemplazar el cabezal con BOP.
3. Retirar la sarta de produccién, rompiendo junta por junta al tubing hacia el piso.
4. Correr broca y scrapper para acondicionar el hueco.
5. Retirar del pozo la sarta acondicionadora, preparar el BHA de fractura.
6. Correr el BHA de fractura de acuerdo a la siguiente secuencia:
e Tuberia 3-1/2°> EUE BxP, 9.3 #/pie hasta superficie
e 1 EA No-go, 3-1/2”> EUE BxP, 2.75 R Perfil con standing valve 2.75 instalada
e 1 Tubo 3-1/2°" EUE BxP, 9.3 #/pie
e 1 EA X-over 3-1/2” EUE Box, 9.3 #/pie x 2-7/8”” EUE Pin 6.4 #/pie
e 1 EA Packer mecanico Positrieve 7°°, 2-7/8’° EUE BxP, 26-29#
e 1 EA X-Over 2-7/8”’ EUE Box, 6.4 #/pie x 3-1/2° EUE Pin 9.3 #/pie
e 1 Tubo, 3-1/2”” EUE BxP, 9.3 #/ft

e 1 EA 3-1/2 EUE B, 9.3 #/pie, guia de reentrada para wireline



La velocidad de corrida en pozo nunca deberd ser mayor a 100 pies/segundo dentro

del casing de 7’

El tubing debe ser nuevo o grado A. El no-go debe tener una standing valve para

7,500 psi minimo.

NOTA: Probar tuberia con 3,000 psi cada 2,000 pies mientras se corre el BHA de

fractura.

7.

8.

10.

11.

12.

13.

14.

Movilizar el equipo de fractura a la locacion.
Con la sarta en profundidad, conectar las lineas de tratamiento al cabezal y probar
con 8,000 psi.
Probar el tubing con 7,500 psi durante 10 minutos
Bombear el tratamiento acido (pickling), consistente en:
» 14 bbls de HCL al 10%
» Desplazar con salmuera
Desplazar hasta que retorne un barril a superficie.
Reversar los fluidos al tanque de almacenamiento.
Asentar el packer. Probar el anular con 800 psi.
Preparar para bombear el SanMIGUEL de la siguiente manera:
a) Step Rate Test con 150 bbls de FreFLO. Recriprocar.
b) Inyectar 200 bbls de YF100HTD, a 12 bpm, desplazando con 100 bbls de

WF130



15. Esperar la declinacién de la presion e iniciar el andlisis SanMiguel.

16. Correr un registro de temperatura.

17. Revisar el disefio y ejecutar el trabajo de fractura de acuerdo al programa indicado en
la Tabla IX. Desplazando con 3.00 bbl después del FLUSH.

En resumen tenemos:

v/ 11800 gal de YF130HTD
v’ 4261 gal de WF130

v 46.6 % de PAD Limpio
v' 43.1 % de PAD sucio

18. Esperar que la fractura cierre.

19. Abrir el bypass. Circular en reversa minimo 1.5 veces el volumen del tubing,
hasta obtener salmuera en superficie, para evitar tener apuntalante sobre el
packer.

20. Desasentar el packer y sacar del hueco la sarta de fractura a superficie.

21. Correr con tuberia abierta en extremo para limpiar la boca del pozo. Siempre
circular en reversa, hasta que los retornos sean totalmente limpios.

22, Correr la sarta de evaluacion o de produccién, de acuerdo a los resultados obtenidos



NOTA: EN CASO DE OCURRIR UN ARENAMIENTO PREMATURO
DURANTE LA EJECUCION DEL TRABAJO DE FRACTURA, SE DEBE
DETERMINAR EL TOPE ESPERADO DEL APUNTALANTE. SI ESTA
LOCALIZADO SOBRE EL PACKER, EXISTE EL RIESGO QUE LA SARTA
SE ATASQUE CUANDO EL PACKER SE DESASIENTE.

PARA PREVENIR CUALQUIER PROBLEMA OPERACIONAL, TENER
DISPONIBLE UNA UNIDAD DE COILED TUBING PARA LIMPIAR
INTERNAMENTE LA TUBERIA, PREVIO A REMOVER LA SARTA DE

FRACTURA.

Fuente: Empresa del Oriente Ecuatoriano



