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RESUMEN

TITULO: IMPLEMENTACION DE LA TECNOLOGIA DE GELES POLIMERICOS PARA EL
CONTROL DE AGUA EN POZOS PRODUCTORES: CASO DE CAMPO*

AUTORES: JENNY FABIOLA PINILLA RIVERA**

PALABRAS CLAVES: Curvas de Chan, Inyeccion de Geles, Simulacion Numérica.

Cuando se extrae petréleo de yacimientos asociados a un acuifero activo tarde o temprano
el agua llega a los intervalos perforados, se mezcla con el petréleo y es producida. A medida
que pasa el tiempo, la cantidad de agua aumenta y puede volverse tan critica que la
economia del proceso de produccion se ve seriamente afectada por el incremento en los
costos de levantamiento, tratamiento y disposicion de esta; cuando se llega a este punto, es
necesario emplear técnicas de control de agua que eviten el abandono prematuro de los
pozos, lo que sacrifica directamente el factor de recobro del campo.

Entre las técnicas de control mas efectivas y de relativo bajo costo, se encuentra la
aplicacion de geles poliméricos sellantes; el objetivo de esta tecnologia, es crear una barrera
que impida la entrada directa del acuifero a los intervalos perforados, retrasando asi, la
entrada de agua, prolongando la vida productiva de los pozos y permitiendo una mejor
barrido del aceite en el yacimiento.

Este proyecto tiene como objetivo realizar el disefio de implementacién de la tecnologia de
geles sellantes para el area de Nuevos Campos a cargo de la empresa Occidental de
Colombia, inc. Para iniciar el proceso se realiza un diagnéstico del mecanismo de entrada
del agua a los pozos; con un analisis de analogias con aplicaciones de campo, se
determinan las variables de disefio y mediante simulacion numérica se modela el yacimiento
y el efecto de la inyeccién de geles buscando encontrar los mejores pozos candidatos y el
disefio mas adecuado que ofrezca los mejores resultados desde el punto de vista técnico y
econdémico.

El proyecto pretende entregar todos los aspectos operacionales y de yacimiento necesarios
para llevar a cabo un proyecto piloto, y realizar un analisis econémico de la implementacion.

* Trabajo de Grado
* * Facultad de Ingenierias Fisico — Quimicas. Ingenieria de Petrdleos.
Director: M. Sc. Samuel Fernando Mufioz Navarro

Co-director: Ing. Victor Morales Santana
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ABSTRACT

TITTLE: IMPLEMENTATION OF THE TECHNOLOGY OF POLYMER GELS FOR THE CONTROL
OF THE PRODUCTION OF WATER IN PRODUCERS WELL: CASE OF FIELD.*

AUTHORS: JENNY FABIOLA PINILLA RIVERA**

KEYWORDS: Chan’s plots, gel injection, numerical simulation.

When oil is extracted from reservoirs associated with active aquifer, water eventually reaches the
opened intervals, mixed with oil and is produced. As time passes the amount of water increases
and can become so critical that the economy of the production process is seriously affected by the
increase in lifting costs, treatment and disposal of this, when it gets to this point it is hecessary use
the water control techniques to prevent premature abandonment of wells that directly sacrifices
recovery factor of the field.

Among the most effective control techniques and relatively low cost is the application of polymer
gel; The aim of this technology is creating a barrier to prevent direct entry of the aquifer to opened
intervals, thus delaying the entry of water, prolonging the productive life of wells and allowing better
sweeping of ail in the reservair.

The aim of this project is to design the implementation of gel technology in New fields operated by
Occidental de Colombia, inc. To start is necessary to diagnose the water entrance mechanism into
the wells, with an analysis of analogies field applications, to determine the design variables and
through numerical simulation models the reservoir and the effect of gel injection in wells looking to
find the best candidates and the most appropriate design that offers the best results from the point
of technically and economically.

The project aims to deliver all operational aspects and the reservoir needed to carry out a pilot
project, and perform an economic analysis of the implementation.

* Graduate Project — Thesis.
** Faculty of Physic-Chemical Engineering. Petroleum Engineering School.
Director: M. Sc. Samuel Fernando Mufioz Navarro.

Co-director: Ing. Victor Morales Santana
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INTRODUCCION

La excesiva produccion de agua es uno de los principales problemas que afecta la
rentabilidad de los campos petroleros; aunque se disponga de las mejores
técnicas de manejo de campo, tarde o temprano la produccion de agua puede
aumentar al punto de representar mas del 90% del volumen total de liquidos que

se llevan a superficie.

En yacimientos que tienen asociado un fuerte acuifero activo, el problema de agua
inicia practicamente con el inicio de la vida productiva de los pozos; para estos
casos, a los costos economicos asociados por producir agua en grandes
cantidades, se suman los problemas que involucran producir agua de forma

prematura.

Las grandes cantidades de recursos que se invierten para levantar, tratar y
disponer agua, cumpliendo con las rigurosas leyes ambientales y sin recibir ningin
beneficio econdmico, son realmente importantes para la compaiiia; sin embargo,
el problema mas impactante se debe a como se ve afectado el factor de recobro

de los campos con una produccion excesiva y prematura de agua.

En muchos de los casos, cuando la relacién de produccion agua petréleo se
vuelve tan alta, la decision que se toma es la de abandonar la arena productora
sin que necesariamente se haya producido todo el aceite que se podia extraer y

sin que exista un pozo que lo drene. Estas acciones sacrifican directamente el

13



factor de recobro del campo trayendo consecuencias econdmicas mucho mas

grandes para las compafiias operadoras.

Por las razones anteriores, es importante buscar formas econémicas para mejorar
la eficiencia de la produccion. Si el origen del problema de agua se debe a
condiciones del yacimiento, la inyeccion de geles como técnica de control de agua
resulta ser uno de los métodos mas rapidos y menos costosos para reducir los

costos operativos y aumentar la produccion de hidrocarburos simultdneamente.

La técnica consiste en inyectar una mezcla liquida de polimero, agente
entrecruzador y agua (solucion pre-gel); ésta solucion fluye radialmente dentro del
yacimiento, hasta alcanzar un radio de penetracion previamente disefiado; toma
consistencia solida (gel), ocupa el espacio poroso y forma una barrera sellante
gue impide la entrada directa del acuifero a los intervalos perforados. Con este
bloqueo, se retrasa la entrada agua y se garantiza un mejor barrido del aceite en

el yacimiento.

En este trabajo se presenta una metodologia a seguir para controlar la produccion
de agua con geles poliméricos; mediante un andlisis de la informaciéon de campo,
técnicas analiticas, estudio de analogias, consultoria con empresas de servicio y
simulacién numérica se evalla la factibilidad técnica y econdémica de la aplicacion
de la tecnologia y se realiza el disefio de un proyecto piloto para el caso particular
de Nuevos Campos, un sector petrolero operado por Occidental International

Exploration and Production Corporation.
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1. INFORMACION DEL AREA DE ESTUDIO

Nuevos campos es un sector petrolero ubicado en el departamento de Arauca
Colombia en la cuenca de Llanos Orientales, operado por la multinacional de
petréleos Occidental, inc. Lo constituyen los nuevos yacimientos encontrados y
explotados al sur del campo Cafio Limén por parte de la compafia a partir del afio
2006; estad constituido por los campos Terecay, Canaguey, Caricare, Jiba y
Morrocoy, este ultimo entrando en etapa de desarrollo a partir de 2009.

Son yacimientos de areniscas relativamente homogéneos que tienen asociado un
acuifero activo que proporciona la energia necesaria para barrer el aceite hacia los

pozos productores.

Figura 1 Localizacion del area de Nuevos Campos

Vemezuela

COSECHA
BLOCK

Cuenca Licnos

Colombia

Fuente: Occidental de Colombia, inc.

Los fluidos producidos por los pozos pertenecientes a Nuevos campos, a

excepcion del campo Jiba, llegan a un sistema de facilidades diferente a los
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campos del contrato de asociacion Cravo Norte. Estas facilidades actualmente se
encuentran al tope de su capacidad maxima de disefio, y debido a esta condicion,
Nuevos Campos corresponde al area seleccionada para realizar todo el estudio
gue compete a este trabajo.

1.1. GEOLOGIA

La Cuenca de los Llanos Orientales es una Cuenca asimétrica de “foreland” con
una cubierta sedimentaria que excede los 45,000 pies de espesor. La estructura
Regional corresponde a un monoclinal con un rumbo aproximado noreste al
suroeste. Las unidades pre-Cretacicas estan asociadas a la etapa de rift. Las
rocas Cretacicas y Terciarias, poco deformadas constituyen los principales
intervalos productores dentro de la cuenca. La produccion en la parte norte de los

Llanos esta generalmente asociada con el fallamiento de rumbo y sus estructuras.

El complejo de Cravo Norte corresponde a un anticlinal asociado al sistema de
Fallas de Cafio Liméon y La Yuca que han controlado la trampa. La seccion
productora consta de Sedimentos Terciarios del Carbonera Superior e Inferior
depositadas en ambientes fluviales y deltaicos, y de sedimentos marinos someros

del Cretécico.

1.1.1. ESTRATIGRAFIA REGIONAL

En la Cuenca de los Llanos Orientales, las rocas penetradas por pozos abarcan
edades gue van desde el Precambrico, pertenecientes al Escudo de Guyana hasta

depdsitos recientes.
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La descripcion de las unidades estratigraficas, mencionadas a continuacion, esta

basada en publicaciones y en la informacién obtenida por Occidental de Colombia,

Inc. a lo largo de su actividad exploratoria. La Figura 2, muestra la columna

estratigrafica generalizada de los Llanos; a continuacion se realizara un

descripcion de esta.

Figura 2 Columna estratigrafica generalizada de la Cuenca de Llanos

GR_ typical GR_ typical
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g L a @ _— c3
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Fuente: Occidental de Colombia, inc.

PRE-CRETACEO

Hacia el norte de la cuenca de los Llanos se ha reconocido la presencia de un

gran “rift” de orientacion NE-SW. Los sedimentos en esta depresion tectonica son
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esencialmente Cambro-Ordovicicos reconocidos al norte de la falla de Cafio Limoén
y a su vez suprayacidos por sedimentos Pre-Cretaceos rojos. En el pozo Cafio

Limdén-1 se han encontrado sedimentos Devénico — Jurdsico.

El espesor total es desconocido, sin embargo los sedimentos de edad Ordovicico
varian de un maximo de 3000 pies en el piedemonte, adelgazandose hacia el este.
Se observan sedimentos de edad Ordovicico constituidos por limolitas micaceas y
arenitas con limolitas arenosas, como se puede inferir de la litologia de los pozos
La Heliera-1, Rondon-1 y Surimena-1, en la cuenca de los Llanos. Algunos
metasedimentos afloran al Norte de la Serrania de la Macarena (serie Guejar). Al
Sur, en el borde Oriental de la Macarena, sedimentos de edad Ordovicico sin

evidencia de metamorfismo suprayacen gneises Precambricos.

e MESOZOICO

o Triasico

No han sido reportados sedimentos correspondientes a la secuencia Triasica.

o Jurésico

Se ha reportado una secuencia rojiza en pozos exploratorios, la cual fue
interpretada por algunos gedélogos de Occidental como correlacionable en edad y

litologia con la Formacion Girdn. Se desconoce su espesor total.

La secuencia Cretacica se considera como una cufia de sedimentos con mas de
2,000 pies de espesor en el Oeste y que desaparecen hacia el Este y Sur,
encontrdndose para el area de Cosecha un espesor aproximado de 1300 pies
suprayaciendo discordantemente las rocas del Ordovicico y Basamento. Esta

secuencia comprende sélo sedimentos del Cenomaniano Tardio al Maastrichtiano,

18



dentro de la cual se conocen tres unidades geoldgicas que no necesariamente se

presentan en toda el area.

o Cretaceo

» Formacion Areniscas Inferiores (K3)

Varia de 300 a 600 pies, en el area de Arauca segun BEICIP- ECOPETROL,
1995. En el area de Cosecha dicha formacién alcanza un espesor de 600 pies,
segun los datos colectados por Occidental de Colombia durante sus campafas

exploratorias.

El contacto inferior es discordante con rocas de edad Paleozoico y el contacto

superior es normal con las rocas de la Formacion Gacheta que lo suprayacen.

Esta formacion esta constituida por un cuerpo macizo de arenisca, con
intercalaciones menores de calizas y shales. Las areniscas son cuarzosas, de
grano medio a grueso, en ocasiones muy grueso, subangular a subredondeado y
de moderada a buena seleccion. Las calizas son blancas a grises, blandas a
moderadamente firmes con algunas trazas de areniscas calcareas. Los shales son
grises, localmente limosos y bituminosos, subfisiles a fisiles y moderadamente
firmes.

Se le asigna una posible edad Albiano — Cenomaniano y se estima se deposité en

un ambiente fluvial de alta energia.

= Formacion Gacheta (K2)

Los pozos perforados en el area reportan un espesor aproximado de 350 para la

seccion arenosa y calcarea del K2.
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En cuanto al contacto, Se presenta en contacto normal con las rocas infrayacentes
de la Formacion Arenitas Inferiores y normal con las rocas de Formacién

Guadalupe que la suprayacen.

En cuanto a la Litologia, esta compuesta principalmente por areniscas masivas
con pocas intercalaciones delgadas de calizas y shales. La arenisca superior es
cuarzosa, de grano medio a muy grueso, en ocasiones conglomeratica,
subangular y en menor proporcion subredondeado, con moderada a pobre
seleccion. El resto de las areniscas presentan caracteristicas similares aunque de
seleccion moderada a buena y tamafio de grano medio a grueso. Las calizas son
grises a crema, blandas a moderadamente firmes. Los shales son grises y cafeé,
localmente limosos, subfisiles y moderadamente firmes. Las calizas aumentan su

proporcion hacia el Este.

En cuanto a la Edad y Correlacion, se le asigna una edad Turoniano a

Campaniano, pero algunos la consideran de edad Santoniano — Campaniano.

El Ambiente de Sedimentacion se considera Marino; En el area de Cosecha y

Cravo Norte se interpreta como depositos de playa y plataforma somera.

= Formacion Guadalupe (K1)

Varia de 150 a 600 pies de espesor. En el area de Cosecha dicha formacion
alcanza un espesor de 340 pies, basados en los datos colectados por Occidental

de Colombia durante sus camparfias exploratorias.
El contacto inferior con las rocas de la Formacién Gacheta, es normal. El contacto

superior se considera discordante con las rocas del Terciario, aunque no se tiene

informacion de afloramientos para confirmarlo.
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En cuanto a la Litologia, estd compuesta de areniscas interestratificadas con
shales y calizas. Las areniscas son cuarzosas, de grano medio a grueso y muy
grueso, subangulares a subredondeadas, moderadas a bien seleccionadas,
localmente glauconiticas. Los shales son grises, subfisiles a fisiles y
moderadamente firmes. Las calizas se presentan en la parte baja de la unidad,

con algunas trazas de arenitas-calcéreas.

En cuanto a la edad, se le asigna una edad Campaniano a Maastrichtiano,
representando una regresion marina. Con base en algunas correlaciones
realizadas, el intervalo superior de K1 es equivalente a la parte basal de la
Formacion Guadalupe, el restante de K1 a la Formacion Gachetad y K2

principalmente a las Areniscas Inferiores.

El Ambiente de depositario se considera de tipo marino somero a transicional

como respuesta del evento regresivo.

e CENOZOICO

o Terciario

Durante el Terciario se depositaron arenitas de composicion mineralégica diferente
a las de edad Cretacica. Mas de 19,000 pies de sedimentos terciarios se
presentan en el extremo NW de la cuenca con subsidencia y depositacion, siendo

especialmente rapida desde el Mioceno Medio.

= Formacién Carbonera

Su espesor estd alrededor de 2150 metros. Reposa discordante sobre la
Formacion K1 e infrayace sedimentos de la Formacion Ledn. En la Cuenca de los

Llanos y en el Piedemonte, estd compuesta por una serie de alternancias de

21



areniscas-limolitas y niveles arcillosos. Esta caracteristica ha permitido diferenciar
ocho niveles estratigraficos, que de techo a base se denominan C1 a C8, en el
area del Contrato Cosecha, solo se ha considerado la presencia hasta el nivel C5,
infrayacido por la Formacion Carbonera Inferior. Las unidades impares son
predominantemente arenosas, mientras que las pares corresponden a unidades
arcillosas.

Su edad en el area se le considera Oligoceno - Mioceno Inferior, siendo estos
sedimentos interpretados como depdsitos de tipo litoral y deltaicos con influencia

marina y continental.

A continuacion se describen los miembros del Carbonera Inferior al C1, con base

en lo reportado por los pozos del area de Cravo Norte.

e Carbonerainferior (M1/M2)

Consiste de dos cuerpos de areniscas separados por un shale continuo
(ShaleGuafita). La arenisca superior es friable, moderada a bien seleccionada de
grano fino a medio y matriz argilacea. La arenisca inferior es cuarzosa, de grano
grueso a muy grueso en el tope, y fino a medio en la base, subangular a
subredondeada y moderadamente seleccionada. ElI ShaleGuafita algunas veces

contiene algo de carbdn en su base.

Los depdsitos arenosos corresponden a un ambiente deltaico y continental que
acumulan un porcentaje considerable de las reservas petroliferas de la Cuenca de

Los Llanos.

e Miembro C5.

Compuesto por areniscas cuarzosas, de grano medio a grueso, ocasionalmente

muy grueso, subangulares a subredondeadas; algunas veces angulares,
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moderadamente seleccionadas. Con intercalaciones de limolitas y arcillolitas. El
espesor promedio es de 300 pies. Estas arenas se depositaron en un ambiente
fluvial de canales meandriformes de baja sinuosidad que corrian en una direccion
SE-NW sobre una planicie aluvial. Importantes acumulaciones en este tipo de
cuerpos arenosos se reportan en los Campos Redondo, Cafio Verde, Cafio Limoén

y La Yuca.

e Miembro C4.

Secuencia predominantemente arcillosa, con algunas intercalaciones menores de
limolitas que alcanzan un espesor promedio de 230 pies en el area de Cosecha.
Las arcillolitas son varicoloreadas, moderadamente firmes a blandas. Menores
intercalaciones de Limolitas y areniscas de grano fino. Estas Ultimas
ocasionalmente pueden tener desarrollos importantes. Se interpretan como el
resultado de depositos de planicie de inundacion y lagunares, cortados

ocasionalmente por canales fluviales similares a los descritos dentro del C5.

e Miembro C3.

Esta caracterizado por cuerpos de areniscas interestratificadas con arcillolitas y
limolitas que en conjunto suman un poco mas de 300 pies de espesor. Las
areniscas son cuarzosas, de tamafo de grano fino a medio, angulares a
subredondeadas, bien seleccionadas. Las arcillolitas y limolitas son grises y café
oscuro, carbonosos, subfisiles y moderadamente firmes. Capas de carbén son
abundantes en la parte media de la unidad. También hay presencia de siderita. El

ambiente para esta Unidad puede corresponder a depdsitos fluviales.
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e Miembro C2.

Presenta un espesor promedio de 190 pies, compuesto por arcillolitas en el tope y
limolitas y areniscas en la base. Las arcillolitas son grises, subfisiles a fisiles,
moderadamente firmes, siendo algunas de ellas carbonosas. Las limolitas son
predominantemente café rojizas. Las areniscas son cuarzosas, de grano medio a
grueso, ocasionalmente muy grueso, subangulares a subredondeadas, moderadas
a bien seleccionadas. Abundante siderita. Corresponde a una superficie de
maxima inundacion. El ambiente de esta unidad se interpreta como marino

somero.

e Miembro C1.

Corresponde a una secuencia de mas de 600 pies de areniscas, limolitas, y
shales, con esporadicos niveles lenticulares de carbon. Esta secuencia
predominantemente arenosa en el area del bloque Cosecha se interpreta como el

resultado de depdsitos continentales con alta influencia fluvial.

= Formacién Lebdn

Se ha estimado un espesor aproximado de 4921 pies. En el area de Cosecha, los
pozos perforados hasta la fecha reportan un espesor promedio de 426.5 pies.
Suprayace las sedimentitas de la Formacibn Carbonera e infrayace

discordantemente a la Formacion Guayabo.

En cuanto a la Litologia, estd compuesta por una sucesion formada principalmente
de arcillolitas gris verdosa y rojas, firmes a blandas y parcialmente limosas.

Interestratificadas con limolitas, rojas, grises, cafés, firmes y en ocasiones
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ferruginosas; y areniscas cuarzosas de grano fino a muy grueso, subangulares a

subredondeadas y de seleccion moderada a pobre.

En cuanto a la Edad y Correlacion, se estima pertenece al Mioceno Medio y se ha

correlacionado por lo menos en tiempo con la Formacién Diablo.

En cuanto al Ambiente de Sedimentacion, Se interpreta como depdsitos
acumulados en fondos controlados por ambientes marinos de plataforma interna a
ambientes transicionales.

= Formacion Guayabo

Alcanza un espesor cercano a los 7000 pies en el area del bloque Cosecha.
Descansa en forma discordante sobre los depésitos de la Formacion Ledn y sobre

ella reposan sedimentos del Pleistoceno.

Esta formada litologicamente por Areniscas cuarzosas de grano fino a muy
grueso, subangulares a subredondeadas de seleccion buena a moderada.
Interestratificadas con limolitasde color café claro a rojizo y arcillolitas grisaceas a

café claro, ambas blandas a moderadamente firmes.

En cuanto a la Edad y Correlacién, se estima pertenece al Mioceno y Plioceno

Temprano; Existe una correlacion temporal con las Formaciones Caja y Corneta.

El Ambiente de Sedimentacién se interpreta como producto de la acumulacion en
abanicos aluviales con un alto aporte de sedimentos y un alta tasa de subsidencia

tectdnica.
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= Cuaternario

En la Cuenca de Los Llanos se presentan sedimentos aluviales de edad
Cuaternario, con desarrollo de terrazas aluviales. Estos sedimentos consisten
generalmente de gravas no consolidadas de espesor variable. Estos depdsitos
suprayacen discordantemente las sucesiones Cretacica y Terciaria, completando

la seccion estratigréfica del Bloque Cosecha.

1.1.2. GEOLOGIA ESTRUCTURAL

e Generalidades

En la cuenca de los Llanos Orientales se puede distinguir tres zonas con estilos
estructurales diferentes: la Zona Occidental plegada de piedemonte, la Zona
Central de maxima sedimentacion ubicada al este del piedemonte y la Zona

Oriental de la plataforma con poca deformacién estructural.

e Descripcion de Estructuras

El &rea del contrato esta situada en el flanco Suroccidental del Arco Estructural de
Arauca, que separa la Cuenca de los Llanos de la Cuenca de Barinas-Apure en

Venezuela.

La region es en general un flanco monoclinal que se inclina hacia el Suroeste
afectado por fallamiento transcurrente que puede estar relacionado con el
desarrollo del Arco de Arauca (Gabela, 1985). En el area Cravo Norte, El sistema
de Fallas Cafio Limén con direccion NE-SW separa dos bloques: Matanegra,

estructuralmente mas alto, y Cafio Limén - La Yuca.
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La Falla Matanegra de direccibn Suroeste, tiene un buzamiento alto y
desplazamiento normal e inverso lo que sugiere un movimiento transcurrente en
sentido longitudinal. Tiene un maximo desplazamiento vertical de 61 m (200 pies)
en el area de Cravo Norte (Gabela, 1985), pero puede llegar hasta 100’ (Molina,
1991).

La Falla de La Yuca es subparalela al sistema de Fallas de Cafio Limén. Tiene un
desplazamiento vertical inverso hasta de 274m (900 pies). No es claro si tiene un
componente lateral (Gabela, 1985). El bloque Sureste se encuentra caido

aproximadamente 500’ (Molina, 1991) se considera sellante.

1.1.3. GEOLOGIA HISTORICA

Durante el Paleozoico el area de los Llanos fue parte de un cinturon pericratonico
con un basamento de rocas Precambricas igneo-metamorficas bordeando el
Escudo de la Guyana. Un ciclo sedimentario de edad Precambrico-Cambrico es
preservado en cufias sobre el basamento de blogues fallados inclinados y
truncados por una discordancia Pre-Ordovicica y peneplanizaciéon. Una cuia
engrosandose hacia el Oeste de arenitas marinas someras y shales con algunas

calizas fue depositada.

Del Triasico al Cretacico se desarrolla una primer megasecuencia “synrift”’, debida
a la separacion entre Norteamérica y Suramérica en el proto-Caribe. Durante el
Aptiano-Albiano a Cenomaniano Temprano una fuerte incursién del mar generé un
nuevo ciclo deposicional. El mar transgredio sobre sedimentos mas antiguos hacia
el sur (Tolima y Neiva) y hacia el Oeste (borde occidental del Escudo de la
Guyana). Arenitas de las Formaciones Ubaque y Une, son las facies
sedimentarias mas importantes, desarrolladas en la parte Occidental de los

Llanos.
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Dominaron condiciones marinas someras, desde el pico de transgresion del
Turoniano hasta el Coniaciano, cuando los shales y calizas del Grupo Villeta,
fueron depositados a lo largo de la parte occidental de la actual Cordillera Oriental.
Ambientes marinos restringidos permanecieron a lo largo de la margen occidental

del area de los Llanos (Cooper et al, 1995).

Durante el Campaniano, la depositacion de sedimentos fue interrumpida por un
corto periodo (Estrada, 1982). Pequefias transgresiones marinas en areas
restringidas, tomaron lugar en el Campaniano y Maastrichtiano resultando en la
depositacion de la Formacion Colon y los shales de la Formacion Umir en Clcuta
y en el Valle Medio del Magdalena. Mientras tanto, facies arenosas fueron
desarrolladas en la actual Cordillera Oriental, Cuenca de los Llanos y en el borde
oriental de la ya emergida Cordillera Central. En el actual Valle del Magdalena se
interdigitan facies calcareas hacia el sur y arcillosas hacia el norte, todas las

anteriores correlacionables con las formaciones Monserrate y Guadalupe.

Durante el Paleoceno, arenitas derivadas del Escudo de La Guyana fueron
depositadas en ambientes marinos someros y deltaicos en la Cuenca de los
Llanos Orientales y corresponden a las rocas de las formaciones Barco y Los

Cuervos.

Fuertes movimientos tecténicos durante el Eoceno Temprano a Medio generaron
un hiato en muchas areas. Efectos de carga dieron origen a la sedimentacion de
una megasecuencia Pre-Andina tardia, correspondiente al principal reservorio del
Piedemonte Llanero, la Formacion Mirador de edad Eoceno tardio, que contiene

arenas fluviales, maduras, ricas en cuarzo, derivadas del Escudo de Guyana.

Fluctuaciones de los mares someros, durante el Oligoceno y el Mioceno
Temprano, resultaron en la depositacion de las arenas, shales y carbones de la

Formacién Carbonera.
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Durante el Mioceno Medio, la deformacion Andina aislé el Valle Medio del
Magdalena de los Llanos Orientales. Esta deformacion fue dominada por la
inversion de fallas que controlaban la cuenca. La carga resultante de la litosfera
creo el espacio de acomodacion para la megasecuencia Andina. Una transgresion
mayor en Los Llanos, coetdnea con esta deformacion, causo la depositacion de
lodolitas marinas en la parte mas baja de la megasecuencia. Sin embargo, la
mayor parte de la megasecuencia Andina corresponde a la Formacion Guayabo,
una tipica secuencia molasica depositada en un ambiente fluvial de alta energia,

cuyos sedimentos provenian de la Cordillera Oriental (COOPER et al, 1995).

1.1.4. GEOLOGIA DEL PETROLEO

e Roca Fuente

La Formacién Gacheta, de edad Cretacica, es considerada la roca generadora por
excelencia, sin embargo la Formacion La Luna aunque no esté presente en la
cuenca Llanos también puede ser una fuente de hidrocarburos desde el Oeste
para el area de COSECHA. En términos generales, datos geoquimicos indican
gue la Formacion Gacheta se encuentra inmadura en el area de contrato. Las
principales teorias indican que los hidrocarburos, provenian de las areas donde
actualmente se encuentra la Cordillera Oriental, cuando la Formacion Gacheta,
con un TOC original de 5% y madurez entre 1 y 1.3% de Ro, alcanzo6 su principal
fase de generacion de hidrocarburos, desde el Oligoceno hasta el inicio de la
Orogenia Andina (Chigne, et al, 1995; en Rojas & Ballesteros, 1997). Asi mismo,
se considera que actualmente existe generacién y expulsion en algunas zonas del
piedemonte, por debajo de los frentes de cabalgamiento (Rojas & Ballesteros,
1997).
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Mapas de distribucion de TOC en la Formacion Gacheta, elaborados por
ECOPETROL, 2001, indican que no existe una distribucion homogénea a lo largo
del piedemonte y de la Cuenca de los Llanos.

e Roca Almacenadora

El sector norte de la cuenca de los Llanos donde se localiza el bloque COSECHA,
se caracteriza por presentar abundantes niveles almacenadores en las secciones
Cretacea y Terciaria. Por este motivo, la existencia de yacimiento ocupa un lugar
poco trascendente dentro de la escala de los riesgos exploratorios del area.

Las unidades Cretaceas depositadas generalmente bajo condiciones costeras a
marinas poco profundas estan conformadas por cuerpos arenosos de alta
continuidad lateral y vertical. Las areniscas Cretaceas son texturalmente muy
maduras, y ofrecen condiciones excepcionales para el almacenamiento y flujo de
hidrocarburos, con porosidades superiores al 24 % y permeabilidades del orden de

darcies.

Estas condiciones excepcionales de yacimiento se mantienen dentro de los
cuerpos arenosos que conforman el Carbonera inferior, aunque el caracter fluvio-
deltaico de estos cuerpos disminuye la continuidad lateral y vertical de los
paguetes arenosos. La presencia de la discordancia del Carbonera Inferior (LC) a
la base del Oligoceno, influye notablemente en la presencia o ausencia de los
niveles arenosos M1A y M1B, incrementando el riesgo exploratorio cuando los

objetivos estan localizados en esos niveles.

Las areniscas localizadas dentro del Carbonera Superior (C1 a C5) presentan una
distribucion mucho mas heterogénea, consecuencia de la influencia fluvial de su
ambiente de depdsito. Paquetes canalizados de arena distribuidos
longitudinalmente en direccion SE-NW, e interpretados como el resultado de

depdsitos meandriformes de baja sinuosidad (C5), son algunas veces identificados
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con informacién sismica 3D en el area de Cravo Norte, y constituyen un

importante objetivo exploratorio en el sector Nororiental del bloque.

e Roca Sello

El principal sello en la Cuenca de Los Llanos es la Formacion Leén de edad
Mioceno temprano, sin embargo las formaciones Cretaceas y Terciarias contienen
intercalaciones de unidades finas que actian como sello, entre ellas estan: Las
Lutitas de Matanegra y Palito dentro de K2, Lutita de la Yuca en la base de K1,
LutitaGuafita que separa dos unidades arenosas dentro de Carbonera Inferior y los
miembros arcillosos de Carbonera superior: C4y C2.

En el resto de la cuenca, hacia sus bordes, los sellos no se encuentran bien
definidos, por los que gran cantidad de aceite se ha escapado hacia las unidades
Terciarias suprayacentes y se han entrampado formando un cinturon de aceite
pesado biodegradado el cual delimita la cuenca de los Llanos hacia el Este.
(ROBERTSON RESEARCH, 1985).

e Generacion / Mecanismo de entrampamiento

Grandes cantidades de petrdleo debieron haber sido generadas y expelidas desde
capas de rocas fuente Cretacicas profundamente enterradas antes de la Orogenia
Andina de edad Mioceno. La migracién ocurrié principalmente de Oeste a Este en
la parte Sur de los Llanos, pero cerca al area de COSECHA, la migracién fue
probablemente desde el Noroeste. El origen combinado de petrdleos provenientes
del Oeste y Noroeste hizo del area de Cafio Limén un campo gigante. La
migracion efectiva de petréleo encontré su pico al finalizar la depositacion de la

Formacion Guayabo. Sin embargo la generacién continda aun hoy en las partes
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mas profundas de la cuenca de foreland y la zona frontal de deformacidn.
(Arco/Ecopetrol, 2000).

e Rezumaderos

No se tiene conocimiento de rezumaderos de hidrocarburos en el Bloque
COSECHA.

¢ Niveles de maduracion Catagenéticay Conservacion

Con base en los analisis geoquimicos de roca madre, TOC, reflectancia de la
vitrinita Ro, temperatura maxima Tmax, al igual que modelos de vias de migracion
Vs. entrampamiento y correlaciones regionales efectuadas, se esperan

hidrocarburos de iguales o similares caracteristicas a los del area Cravo Norte.

e Entrampamiento

En la cuenca de los Llanos, la mayoria de las acumulaciones ocurren en trampas
estructurales, las cuales usualmente poseen dos fases de crecimiento: Una fase
compresional o transpresiva de edad Oligoceno-Mioceno temprano, y otra de
similares caracteristicas que se desarrolla en el Cuaternario.

La acumulacién mas importante en el area corresponde al area de Cravo Norte
donde se ubican los campos de Cafio Limén, La Yuca, Matanegra, Cafio Yarumal,
Redondo y Cafio verde, en los cuales el relieve estructural se cree que se

desarroll6 en la etapa inicial de la fase tectonica.

En el area de los prospectos corresponden a trampas estructurales con una

componente estratigrafica que varia segun el caso, conformadas por pequefios
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anticlinales generalmente limitados por fallas normales de poco desplazamiento,

asociadas a los sistemas principales de Cafio Limén y la Yuca.

1.1.5. CAMPOS PETROLEROS

Como se mencion6 anteriormente, el objeto de estudio de este trabajo
corresponde al area Nuevos Campos excluyendo el campo Jiba; a continuacion se

realizara un breve descripcion de cada campo en particular.

Figura 3 Mapa del area de Nuevos campos
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Fuente: Occidental de Colombia, inc.

e Campo Caricare

El Campo Caricare pertenece al contrato de asociacion Ronddn, en el borde sur
del sistema estructural formado por los sistemas de fallas de Rumbo de Cafo

Limén y La Yuca. EI Campo Caricare corresponde a una trampa estructural
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localizada en el bloque colgante de la falla de La Yuca, al sur de uno de los
mayores sistemas de relevo, causantes de la deformacién del sector. Con base en
la informacion obtenida con la perforacion de los pozos se tiene que la estructura

de Caricare es muy sutil, con un relieve de 60-80 pies.

e Campo Canaguey

El campo Canaguey pertenece al contrato de asociacion Cosecha; La estructura
del Campo se localiza adyacente al sistema de fallas de La Yuca. Consiste en un
monoclinal con buzamiento hacia el este con un cierre maximo vertical de 75’. La

estructura fue definida mediante informacién sismica 2D.

e Campo Terecay

El campo Terecay pertenece al contrato de asociacion Cosecha; La estructura del
campo se localiza adyacente al sistema de fallas de La Yuca, ubicada al noreste
del domo sur del anticlinal de Caricare de forma similar y siguiendo el sistema de
fallas de La Yuca. Corresponde a una trampa estructural localizada en el bloque
colgante de la Falla de la Yuca al sur de uno de los mayores sistemas de relevo de
este sistema de fallas. La estructura fue definida mediante informacion sismica 2D,
y posteriormente redefinida en detalle a partir de la sismica 3D adquirida en el
2007. Durante el 2009 se hizo una reinterpretacion tanto estructural como
estratigrafica del campo al nivel del yacimiento K2A, en esta nueva interpretacion y
a la estructura se muestra un poco mas amplia pero conserva el suave cabeceo
hacia el noreste identificado en interpretaciones anteriores al igual que se
mantiene la estructura adyacente de bajo relieve hacia el noroeste de la estructura

principal que podria llegar a tener potencial de desarrollo.
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e Campo Morrocoy

El campo Morrocoy pertenece al contrato de asociacion Cosecha; esté localizado,
al norte del campo Canaguey aproximadamente 6 Km al este del campo Terecay, 8
Km al Este del campo Caricare y 30 Km. al sur oeste del area productora de Cravo
Norte. El campo fue descubierto en noviembre de 2008, propuesto para probar
hidrocarburos en los yacimientos localizados en un anticlinal limitado al sur por una
falla asociadas al Sistema de Fallas de La Yuca. En diciembre de 2008, Occidental
solicito a ECOPETROL la Comercialidad para este yacimiento, la cual fue otorgada
en abril de 2009 por un area de 295 acres.

1.2.PROPIEDADES DEL PETROLEO

Las caracteristicas y propiedades de los fluidos de Nuevos Campos varian segun
la zona de donde esté produciendo, sin embargo en general se puede considerar
gue se produce aceite negro de muy buena calidad con una gravedad APl mayor a
treinta grados APl y una presion de saturacion por el orden de los 950 psi (este
valor tan elevado trae consigo grandes exigencias en el disefio mecanico de los
pozos de tal manera que se garantice que no haya liberacion de gas dentro del

yacimiento)

1.3. CARACTERISTICAS DE PRODUCCION

La produccion de los campos en estudio se encuentra en etapa primaria; los pozos
perforados en estos campos son la mayoria desviados; debido a las altas

productividades como consecuencia del acuifero presente en el yacimiento, los
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pozos son dotados de un sistema de Bombeo electrosumergible con sensores de

presion y temperatura.

Un comportamiento tipico de la produccién y del perfil de presion los pozos
perforados para los campos Caricare, Terecay, Canagliey y Morrocoy se muestra

en la Figura 4.

Figura 4 Perfil de produccién y presion de un pozo del area de Nuevos Campos
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Como se observa, cuando inicia la etapa de produccién el corte de agua (linea
azul claro) inicia con valores muy bajos no mayores al 20%; este comportamiento
se mantiene relativamente constante por un tiempo muy corto que varia de 1 a 3
meses; al culminarse este tiempo, el comportamiento de la produccion de agua
tiene un cambio subito, iniciando una etapa de ascenso rapido hasta estabilizarse
en valores muy cercanos al 100% de corte de agua.

La parte inferior de la figura 4 muestra el perfil de presiones obtenido a partir de
las mediciones reportadas por el sensor de presion; como se observa, la presion
se mantiene practicamente constante en su presion inicial a lo largo de la vida
productiva de los pozos; este comportamiento es otra consecuencia del

mecanismo de empuje de acuifero activo presente en los yacimientos.

1.4. CARACTERISTICAS DEL SISTEMA DE TRATAMIENTO

Los fluidos producidos de los campos objeto de estudio, llegan al sistema de
Facilidades de Caricare; por politicas de la empresa, no se realizara un
descripcion de los equipos presentes en las facilidades ni del tratamiento que se
realiza en las mismas.

La informacion importante y que compete a este trabajo, se limita a mencionar que
la capacidad maxima con la que fue disefiada la facilidad es de 160.000 BFPD y
gue actualmente se ha tenido que bajar la produccion de algunos pozos, incluso

hasta cerrar temporalmente algunos, para no producir mas que esta cifra.

37



2. DIAGNOSTICO DEL MECANISMO DE ENTRADA DE AGUA

El agua afecta todas las etapas de la vida de un campo petrolero, desde la
exploracion (el contacto agua-petroleo (CAP) es un factor fundamental para
determinar el petréleo en sitio), hasta el abandono del campo, pasando por el
desarrollo y la produccion del mismo. Cuando se extrae petrdleo de un yacimiento,
tarde o temprano el agua proveniente de un acuifero se mezcla y es producida
junto con el petrdleo. Aunque se disponga de las mejores técnicas de manejo de
campo, la produccion de agua puede aumentar al punto de representar mas del
90% del volumen de liquidos que se llevan a superficie; Los costos operativos, que
comprenden a las tareas de levantamiento, separacion, filtrado, bombeo y
reinyeccion o tratamiento y disposicion del agua representan un pasivo y un costo

significativo a las compafias productoras.

Con el fin de mitigar estos problemas, se implementan técnicas de control de agua
gue simultaneamente reduzcan los costos operativos y aumenten la produccion de
hidrocarburos; la gran mayoria de las veces estas técnicas no funcionan y la
razon principal es que no se conoce cual es el “problema” (el mecanismo de
entrada de agua) especifico que se presenta, aplicandose entonces, una solucién

inapropiada.

2.1. MECANISMOS DE ENTRADA DE AGUA

Con el objetivo de seleccionar el método de control mas eficiente y apropiado, a
continuacién se presentan los principales mecanismos que pueden causar la
excesiva produccion de agua en un campo petrolero gue no se encuentra afectado

por un sistema de inyeccion de agua.
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2.1.1. Filtraciones en el revestidor, tuberias de produccién o empaques

Las filtraciones a través del revestidor, la tuberia de produccién o los empaques

Figura 5 Filtraciones por
tuberia
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[

Fuente BAILEY, Mike.
Water Control.Sprint 2000,
Schlumberger.

permiten que el agua proveniente de zonas que no
producen hidrocarburos ingrese en la columna de
produccion. La deteccién de los problemas y la aplicacién
de las soluciones correspondientes  dependen
fundamentalmente de la configuracion del pozo. Los
registros basicos de produccion, tales como la densidad
del fluido, la temperatura y el flujo pueden resultar
suficientes para diagnosticar estos problemas. Las
soluciones habituales incluyen la inyeccion forzada de
fluidos sellantes y el cegado mecanico por medio de

tapones, cemento, empacadores, aunque también se

pueden utilizar remiendos. Cuando existe este tipo de problema, conviene aplicar

la tecnologia de cegado del agua dentro del revestidor, que es de bajo costo.

2.1.2. Flujo canalizado detréas del revestidor

Figura 6 Flujo detréas del
revestidor
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Fuente BAILEY, Mike.
Water Control.Sprint 2000,
Schlumberger.

La existencia de fallas en la cementacion primaria puede
provocar la conexion de zonas acuiferas con zonas de
hidrocarburos. Estos canales permiten que el agua fluya
por detras del revestidor e invada el espacio anular. Una
causa secundaria puede ser la creacion de un ‘vacio
‘detras del revestidor cuando se produce arena. Este flujo
de agua se puede detectar mediante los registros de
temperatura o los registros WFL basados en la activacion
del oxigeno. La solucion principal consiste en el uso de

fluidos de cegado, que pueden ser cementaciones
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forzadas de alta resistencia, fluidos a base de resinas colocados en el espacio
anular, o fluidos a base de geles de menor resistencia colocados en la formacion
para detener el flujo dentro del espacio anular. EI demplazamiento de los mismos

es muy importante y, por lo general, se realiza con tuberia flexible.

2.1.3. Contacto agua-petréleo dindmico

. _ . Si un contacto agua-petroleo uniforme asciende hacia una
Figura 7 CAP dindmico gua-p

zona abierta de un pozo durante la produccion normal por
empuje de agua, puede existir produccion de agua

indeseada. Esto ocurre en aquellos lugares donde existe

)

una permeabilidad vertical muy baja. El diagnostico no se

puede realizar Unicamente sobre la base de la invasion de

SEEL RN Sy —————

STTE RIS ENEHERE
[ETERTRE  FETTTTY:

agua identificada en el fondo del pozo, ya que otros

problemas también pueden provocar este mismo

i i B e

s

Fuente BAILEY Mike. fenomeno. En un pozo vertical, este problema se puede

Water Control.Sprint 2000,

resolver facilmente por abandono del pozo desde el fondo
Schlumberger.

utilizando algun sistema mecanico, como un tapon de
cemento o un tapon colocado por medio de cable de acero.
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2.1.4. Fracturas, fallas o canales de una capa de agua

Figura 8 Fracturas
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Fuente BAILEY, Mike.
Water Control.Sprint
2000, Schlumberger.

2.1.5. Conificacion

El agua puede provenir de fracturas o canales que
interceptan una zona de agua mas profunda. Estas fracturas
pueden ser tratadas con wun gel, lo cual resulta
especialmente efectivo en los casos en que las fracturas no
contribuyen a la produccion de petréleo. Los volumenes de
tratamiento deben ser lo suficientemente grandes para
cegar las fracturas una distancia considerable del pozo. En
los casos de fracturas localizadas, convendra cegarlas
cerca del hueco, sobre todo si el pozo se encuentra
revestido cementado.

En un pozo vertical se produce conificacion cuando existe un CAP cerca de los

Figura 9 Conificacién

Fuente BAILEY, Mike.
Water Control.Sprint
2000, Schlumberger.

intervalos perforados en una formacion cuya permeabilidad
vertical es relativamente elevada. La tasa critica de
conificacion, que es la tasa maxima a la cual se puede
producir petréleo sin producir agua por conificacion, a
menudo es demasiado baja para que resulte econémica.
Dependiendo del grado de conificaciéon, una forma de
controlar el problema puede ser colocando una capa de gel
por encima del contacto agua-petrOleo estacionario o
perforar uno 0 mas pozos laterales de drenaje cerca del
tope de la formacién para aprovechar la mayor distancia
con respecto al CAP y la disminucion de la caida

depresion, que reducen el efecto de conificacion.
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2.2. HERRAMIENTAS DE DIAGNOSTICO

Los diagndsticos de pozos se utilizan para cumplir diferentes objetivos: determinar
el problema de agua de manera que se pueda seleccionar un método de control
adecuado, seleccionar los pozos que podrian necesitar un sistema de control de
agua y para localizar el punto de entrada de agua en el pozo de tal manera que se
pueda emplazar el tratamiento en el lugar correcto.

Cuando afortunadamente se cuenta con una historia de produccién confiable,
muchas veces esta contiene la informacion necesaria para diagnosticar el
problema de agua. Para poder distinguir entre las fuentes de agua mencionadas
anteriormente, se han desarrollado varias técnicas analiticas muy practicas y
confiables que emplean esta informacion cuando por diferentes razones no se
puede realizar la toma de registros especiales para identificar este tipo

problemas; uno de estas técnicas son las denominadas curvas de Chan.

2.2.1. Curvas de Chan?

Las curvas de Chan son graficos de diagndstico que interpretan el comportamiento
de la relacion agua petréleo, mas conocida por sus siglas como RAP (en inglés
WOR), y la derivada de esta relacion con respecto al tiempo, en escala doble

logaritmica asociandolo a un mecanismo de entrada de agua.

Ecuacion 1
AGUA [BWPD]
RAP =
PE’TRULED[BPPD]

Para realizar el diagnostico este método agrupa los diferentes mecanismos de

invasion de agua en tres grupos basicos:

2BONDAR, V.V. Analysis and interpretation of water oil ratio performance. SPE 77569. 2002
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e Grupo 1, llamado flujo marginal; conformado por los mecanismo de entrada
de tipo mecanico, filtraciones en el revestidor, tuberias de produccion o

empaques Y flujo canalizado detras del revestidor.

e Grupo 2, que involucra la presencia de un contacto agua-petroleo dinamico
y fracturas, fallas o canales que comunica directamente zonas de agua con

los intervalos perforados

e Grupo 3, en el que se habla Unicamente de invasion de agua por

conificacion

El procedimiento consiste en construir las graficas en escala logaritmica de la
relacion agua petroleo y la derivada de esa con respecto al tiempo; la forma o

tendencia de las curvas se interpreta asi:

Figura 10 a. si el comportamiento del RAP en el tiempo inicia con un periodo
relativamente estable y a partir de un punto determinado comienza a ascender con
tendencia a formar una linea vertical, el diagnostico que ofrece esta metodologia
es que el problema es de tipo mecanico; para determinar si se trata de filtraciones
en el revestidor, tuberias de produccion o empaques o flujo canalizado detras del
revestidor especificamente, se debe recurrir a registros que evallen la integridad

mecanica del pozo.
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Figura 10 Diagramas de Chan
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Fuente: BAILEY, Mike. Water Control.Sprint 2000, Schlumberger (www.slb.com) .Modificado por

el autor.

Figura 10 b. si el comportamiento del RAP tiene una tendencia ascendente y la
derivada de esta variable una tendencia también incremental, el diagnostico que
ofrece esta metodologia es que el problema se debe a un contacto agua-petréleo
dinamico o a fracturas, fallas o canales; determinar especificamente cual de estos

mecanismos esta actuando requiere de una evaluacion e interpretacién de los
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registros eléctricos del pozo, de esta manera, por propiedades petrofisicas
bastara para saber si existe presencia de fracturas, si por el contrario es un canal
de alta permeabilidad, o si en definitiva la zona abierta, ya se considera zona de
agua.

Este diagnostico se explica facilmente teniendo en cuenta el concepto de
derivada. Cuando se habla de problemas como fracturas, canales o comunicacion
directa de zonas de agua, el aporte de esta a los pozos productores a medida que
pasa el tiempo serd mayor, por lo tanto, la derivada de la relacion agua petroleo
debera ascender con el tiempo.

Figura 10 c. si el comportamiento del RAP tiene una tendencia ascendente y la
derivada de esta variable presenta un pequefio lapso de comportamiento
incremental pero luego una marcada tendencia descendente, el diagnostico que
ofrece esta metodologia, es que el mecanismo de entrada presente es la

conificacion.

Este diagndstico, de la misma forma que el anterior, se explica con el concepto de
derivada: cuando se habla de problemas como conificacion, el aporte de agua
inicialmente aumenta pero solo hasta que el cono alcanza el intervalo perforado
(tiempo en el que la derivada asciende), después, el aporte de agua se va
manteniendo cada vez mas constante por lo que la razén de cambio (derivada) ira

disminuyendo tendiendo a cero (no existe cambio).

La interpretacion que se les da al comportamiento de la relacién agua petroleo y la
derivada de esta relacion en el tiempo, fue hecha con base en datos de

experiencias en campo y estudios en simulacion de yacimientos.
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2.2.2. RESULTADOS

La metodologia de diagndstico de las curvas de Chan se realizé para los 43 pozos
pertenecientes a los campos en estudio, con base en los datos de produccion
reportados diariamente.

Los valores de la derivada se calcularon por aproximacion numeérica, utilizando
diferencias finitas de primer orden como se muestra en la ecuacion 2. La derivada

calculada de esta forma, expresa la razén de cambio diaria en el corte de agua.

Ecuacién 2

RAP' =

Donde, RAF' es la derivada del RAP

RAR, | es el valor del RAP auntiempo 1t

RAR._, es el valor del RAP auntiempo 2 t;

Figura 11 Ejemplo de analisis de las curvas de Chan
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Fuente: Elaborada por el Autor
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Para la mayoria de los pozos se obtuvieron resultados como el que se muestra en
la figura 11 donde se ve claramente que, segun la metodologia, se trata de un
problema de conificacion.

Los resultados de todos los pozos se correlacionaron con los registros eléctricos
para verificar su coherencia. La figura 12 muestra esta interpretacion para el
mismo pozo al que pertenece la gréfica de Chan que se mostr6 en la figura
anterior; como se puede observar en el registro, el contacto agua petréleo (WOC)
se encuentra muy cerca de los intervalos perforados y la arena muestra alta
homogeneidad sin presencia de barreras impermeables; teniendo en cuenta esta
consideracion, ademas de que las bombas electrosumergibles ejercen un alto
diferencial de presion y que el aceite presente tiene una alta gravedad API lo que
se traduce como un diferencia considerable de gravedades especificas entre el
agua y el aceite, es posible que al poner en produccion el pozo, al poco tiempo se
genere un desplazamiento vertical del WOC formando el fendémeno de

conificacion.

Figura 12 Registros eléctricos pozo de Nuevos Campos

Fuente: Occidental de Colombia, inc.
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Por motivos practicos no se muestran las gréficas de todos los pozos y la
interpretacion de sus respectivos registros; los resultados se resumen en la tablal;
como se observa la causa principal de entrada de agua a los pozos productores se

da a través de la conificacion.

Tabla 1 Resultados de prediccion sobre mecanismo de entrada de agua

Diagnostico ( Numero de pozos)
Campo —
Flujo marginal Canalizacion Conificacion
Caricare 3 1 17
Terecay 0 0 5
Canaguey 0 2 10
Morrocoy 0 0 5

Fuente: Elaborado por el autor
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3. CONTROL DE AGUA

La conificacion de todos los mecanismos de entrada de agua, es considerado
como el problema mas complejo de tratar; como se mencion6 en breve en el
capitulo anterior este mecanismo de entrada de agua se da cuando estan

simultdneamente presenten los siguientes factores:

e Presencia del contacto agua aceite cerca de la zona perforada
e Altas caidas de presion
e Permeabilidad vertical relativamente alta

e Diferencia significativa de densidades entre el agua y el aceite

Si los intervalos perforados ya se encuentran lo mas alejados posible de la zona
de agua, el unico de los anteriores factores que se puede modificar directamente
evitando la conificacién, es la caida de presion involucrando una variable

denominada Tasa critica.

3.1. SOLUCION A LA CONIFICACION

La tasa critica se conoce como el maximo caudal que puede producir un pozo sin
generar problemas de conificacion, producir por debajo de esta tasa critica
corresponde entonces a la Unica solucion a la conificacion.

Para determinar la tasa critica de produccion existen en la literatura diferentes
correlaciones basadas en propiedades del yacimiento y propiedades de los fluidos;
a continuacién se mostraran las correlaciones mas usadas en la industria para

calcular esta variable.
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e Método de Craft& Hawkins (1959)°

Ecuacion 3
B 0.007078 k,h (B,.— ow]

) Br.:v In (Ta "frw:]

g, PR

T
donde, PR=b|1+7 |
onde +“-.||2.bh

cos(90b)

e Método de Meyer, Gardner &Pirson (1954, 1977)*

Ecuacion 4
— Po — Pg ( ko ) 2 2 2
= (0,00153 h—(h“"—(h—~h
qr} ln(.ra;rr“_:] F'DBQ [ ( [: ‘,t:lj )
Ecuacion 5

—0001535-(k" ) R — h
g, = 0. \u.B,) 1ﬂ(rﬂfrm_)

oo — £, \ po — 0.\
(o — pﬂJ*(p%) + (po — Pg)*(l——g)]

w pg p“'_pg

i

e Método de Chaperon (1986)°

Ecuacién 6
B k, *h-
2046 B_*pu,

q, = [Ap] = 4,

% 45 ESCOBAR Freddy, Fundamentos de la Ingenieria de Yacimientos. Editorial Universidad

Surcolombiana. 2007.
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e Método de Schols (1972)°

Ecuaciéon 7

0.14

_ (Pw - JGr.:-j k * [:h‘ - ‘:]
2049 = Bﬂ ® L

q, [n 432 + ‘I%

el

e Método de Hoyland - Papatzacos — SkjaevelandMethod (1989)’

Ecuacion 8
--1.325
(o, — p,)* k, h\*
o 1— (_w) & h2238 ¢ [ln(y )]~ 1990
%= 17335+B,+p, h * lnr)]
Ecuacion 9
6514=F,_ =u_*q,
Qoc = 73 . .
et h" = (.p'u; - .po:] = J{D
Ecuacion 10
r [k,
rl= =2
h“ql k;,

Con el objetivo de determinar la tasa crica para el caso particular del area de
Nuevos Campos, se emplearon algunas de las correlaciones remplazando las

variables con propiedades promedio del yacimiento y de los fluidos presentes en

® 7 ESCOBAR Freddy, Fundamentos de la Ingenieria de Yacimientos. Editorial Universidad

Surcolombiana. 2007.
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las arenas productoras (M1, M2, K1, K2), los resultados obtenidos se presentan en

la Tabla 2.

Tabla 2 Tasas criticas de Conificacion para Nuevos Campos

] TASA CRITICA (STB/D)
METODO
M1 M2 K2 K3
Meyer GarnerPirson 52 38 4 7
Chaperon 49 30 2 8
Schols 61 46 5 8
HoylandPapatzacosSkjaeveland 64 50 5 8
Joshi 52 38 4 7
Sobocinski Cornelius 155 126 11 23
BournazelJeanson 126 103 9 18
Guo Lee 29 124 44 14
Condiciones Actuales 4500 9000 1800 2300

Fuente: Elaborado por el autor.

La anterior tabla muestra que las tasas criticas para cada arena productora es
muy pequefia en comparacion con las tasas a las que actualmente producen los
pozos completados en esas arenas (Ultima fila); segln estos resultados, la
solucion a la conificacion para Nuevos Campo es econdmicamente imposible ya
gue reducir las tasas de produccién a una centésima parte de la produccion actual

acabaria con la rentabilidad econémica de los campos.

3.2. METODOS PARA CONTROLAR LA CONIFICACION

Evidentemente, la conificacion es un problema con el que se debe convivir en el

area de Nuevos Campos, sin embargo, existen técnicas que permiten mitigar o
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controlar su efecto en la produccién de los pozos; dentro de las técnicas mas
recomendadas y aplicadas en la industria se encuentran las perforaciones
horizontales laterales (sidetracks), los modificadores de permeabilidad relativa y
los geles sellantes.

3.2.1. Perforaciones horizontales laterales (Sidetracks)

Las perforaciones horizontales laterales consisten en perforar brazos horizontales
al pozo ya existente y aislar la zona perforada del pozo vertical; la conificacion se
controla debido a que la caida de presion se reduce considerablemente por
tratarse de perforaciones horizontales y la composicion geométrica de los brazos
permitird barrerlas zonas alrededor del cono ya formado.

Figura 13 Esquema de perforacion horizontal Sidetracks

Fuente: BAILEY, Mike. Water Control.Sprint 2000, Schlumberger

Esta técnica es la forma mas facil de tratar la conificacion, sin embargo, el alto

costo econdmico corresponde a la principal razén para ir en basqueda de otras
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posibilidades; en el estudio particular para Nuevos Campos ademas de esta razon,
se descartd esta tecnologia por una condiciébn mas fuerte: las arenas son tan
homogéneas que asi la caida de presion se reduzca considerablemente el
ascenso del contacto justo debajo del intervalo productor es inevitable; tarde o
temprano resultara en el problema de conificacién en pozos verticales, el ascenso

del contacto en forma de cresta (figura 14).

Figura 14 Fenémeno de cresta en pozos horizontales

Fuente: BAILEY, Mike. Water Control.Sprint 2000, Schlumberger

3.2.2. Modificadores de permeabilidad relativa

Los modificadores de permeabilidad relativa son polimeros que se inyectan en la
cara de la formacién productora modificando las propiedades de la roca y
haciendo que disminuya la capacidad de flujo del agua, permitiendo de esta

manera que el aceite se mueva mucho mas rapido.

Esta se considera una soluciéon muy econémica pero poco eficiente sobre todo
cuando existe un fuerte problema de conificacién. Para el caso de Nuevos campos
por las condiciones del yacimiento y de los fluidos, el método no se considera

como el apropiado; la fuerza que tiene el acuifero es muy grande y el polimero
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seria barrido muy rapido; para poder ver un resultado atractivo habria necesidad
de constantemente inyectar polimero, lo que no corresponde a una solucién

practica y econdmicamente viable.

Figura 15 Modificadores de permeabilidad relativa
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---- Después del tratamiento

Fuente:www.petroblogger.com

3.2.3. Inyeccion de geles poliméricos

La inyeccion de geles poliméricos en pozos productores, es un tratamiento
guimico que tiene como objetivo aislar mediante un gel sellante el paso de un
fluido indeseado (agua o gas), evitando que este sea producido. Esta técnica
también se implementa en pozos inyectores buscando aumentar la eficiencia de
barrido en un proceso de inyeccion en formaciones altamente heterogéneas; en
este caso se bloguean o aislan los caminos preferenciales del flujo, por donde se
canaliza el fluido de inyeccién, produciendo un redireccionamiento del fluido
inyectado hacia zonas que contiene hidrocarburos y permitiendo una mayor

recuperacion.

Por las caracteristicas de la tecnologia de geles, este método se consider6 como

el mas apropiado para tratar la conificacion y controlar la produccion de agua; a
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partir de aca, este trabajo tiene como objetivo predecir el resultado que tendria

aplicarlo y disefiar como seria la implementacion.

A continuaciéon se realizar4 una profundizacién sobre la tecnologia de geles

poliméricos.

e Descripciéon de los quimicos

Los geles que se inyectan son una mezcla de solucion polimérica, agente

entrecruzador y agua.

o Solucién polimérica

Las soluciones poliméricas son mezclas liquidas de largas cadenas de polimeros y
pequefias moléculas de disolvente. El polimero es una molécula constituida por la
repeticion de unidades estructurales (monomeros), conectadas por enlaces
covalentes; pueden ser homopolimeros, cuando todos los mondmeros son
idénticos o copolimeros, cuando hay dos mondmeros diferentes formando la
cadena polimérica. Las propiedades de los polimeros en solucién estan
determinadas por las caracteristicas estructurales de la cadena macromolecular,
ésta depende de la naturaleza de la unidad repetitiva y en el caso de los

copolimeros, de la composicion y la distribucion de los monémeros en la cadena.

o Agente entrecruzador

El agente entrecruzador es una sustancia quimica que hace que las cadenas
poliméricas se unan y entrecrucen hasta formar una red tridimensional conocida
como gel. Este puede ser de naturaleza metélica u organica: Los entrecruzadores

metélicos son el tipo mas comun, la mayoria de aplicaciones en campo se han
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hecho con entrecruzadores derivados del cromo, aluminio, titanio y zirconio, de
todos, el citrato de aluminio y el dicromato de sodio han arrojado los mejores
resultados. Los entrecruzadores organicos han tenido éxito en procesos de
gelificacion cuando se mezclan con polimeros llamados poliacrilamida, entre los

mas comunes se encuentran el formaldehido y el metil-p-hidroxibenzonato.

o Agua

El agua que se emplea comiunmente es agua de produccién, en el caso que esta
tenga presencia de contaminantes o bacterias se recomienda utilizar agua potable

ya que estos pueden afectar la estabilidad del gel o promover su degradacion.

e Proceso de formacion del gel

Para que el gel se forme, el polimero, el agente entrecruzador y el agua deben
mezclarse a condiciones de presion y temperaturas propias del sistema quimico y
debe esperase un tiempo denominado tiempo de gel durante el cual la mezcla
pasa de consistencia liquida a sdlida. Esta mezcla puede hacerse en superficie y
posteriormente inyectarse o puede hacerse en el yacimiento inyectando baches

secuenciales de polimero y baches de agente entrecruzador.

El gel se forma por la interaccion quimica de los tres componentes; inicialmente
las cadenas poliméricas estan protegidas por vainas de moléculas de agua, que
solvatan sus grupos funcionales; estas moléculas de agua se unen por puente de
hidrogeno a los grupos hidroxilos y la envoltura de agua de hidratacion impide que
los segmentos de las cadenas se toquen, sin embargo, al inyectar el entrecruzador
debido a una reaccién quimica, se reducen la vaina de hidratacion que separa a

las cadenas poliméricas haciendo que estas se entrecruzan y entrelazan,
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llegando finalmente a una red tridimensional en estado semisolido o semirrigido de

consistencia gelatinosa (Figura 16).

Figura 16 Formacion de un gel

Fuente:Buzés, Z., y Chrambach, A. Un-supercoiled agarose with a degree of molecular sieving

similar to that of crosslinked polyacrylamide

La reaccion que permite el inicio del proceso puede ser de dos tipos, Reacciones
Redox (oxidacion-reduccion) o Reacciones de condensaciéon de fenoles con
aldehidos; que se produzca una u otra depende de la naturaleza del

entrecruzador.

o Reacciones Redox

Este tipo de reacciones se dan cuando el entrecruzador empleado es de
naturaleza metalica. El proceso se divide en tres etapas basica: Produccion del
entrecruzador activo, union el entrecruzador activo al polimero y Entrecruzamiento

de dos segmentos de polimero.
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La primera etapa, produccion del entrecruzador activo, se da ya que el agente
entrecruzador no puede realizar su funcién directamente, entonces, se hace
necesaria una modificacion en su estructura electronica. La reaccion que realiza
esta modificacion es una reaccion tipo Redox; estas son reacciones de
trasferencia de electrones, por lo tanto, para que se produzcan, en el sistema debe
haber un elemento que ceda electrones (agente reductor) y otro que los acepte
(agente oxidante). Por lo anterior, cuando se utilizan este tipo de entrecruzadores
el sistema se amplia a polimero/entrecruzador/agente reductor/agua. Los metales
en el agente entrecruzador tiene una valencia de +6, lo que los hace inactivos; el
agente reductor reacciona con la solucion de entrecruzador cediendo tres

electrones al metal, quedando este convertido en un ion metalico +3.

Agentereductor + M™% — M3

De esta forma el agente reductor se convierte en un elemento oxidado y el metal
en un elemento reductor con una configuracion electrénica activa para formar
enlaces. La segunda etapa correspondiente a la unién del agente entrecruzador y
el polimero se lleva a cabo a través de enlaces i6nicos. Los polimeros tienen
zonas electronicamente negativas que corresponden a grupos funcionales tales
como carboxilatos. Ya que después de la reaccion redox los iones metalicos
guedaron cargados positivamente, el enlace entre estas dos partes se hace

inevitable.

Polimero + M¥3 —— M3 — pPolimero
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El mecanismo quimico exacto de la tercera etapa en la que el ion metélico
entrecruza dos moléculas de polimero, no se conoce con exactitud. Sin embargo,
se ha encontrado que los esfuerzos de cizalla sobre la solucién en esta etapa
incrementan la tasa de gelacion lo que indica que un proceso de difusion
controlada se encuentra asociado.

Muchos autores, dada la no polaridad de los polimeros, afirman que las cadenas
poliméricas son atraidas entre si por fuerzas de Van der Waals hasta formar una

red tridimensional que corresponde al gel.

Polimero + Polimero — M3 —— Polimero — M*? — Polimero

o Reacciones de condensacion de fenoles con aldehidos

Este tipo de reaccion se lleva a cabo cuando la naturaleza del entrecruzador
empleado es organica; el sistema que comunmente se emplea en la industria se
basa en un polimero llamado poliacrilamida y un entrecruzador formado por fenol y
formaldehido. La gelaciébn ocurre en via a la formacion de tres brazos de
hidroximetil fenol por la reaccion de condensacién del fenol con el formaldehido, la
cual subsecuentemente condensa con el grupo funcional amida del polimero para

formar una red 3D.

CH,0 + H;0 -— HO—C—OH
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Una ruta alternativa puede ser la condensacion del grupo amida del polimero con
el diol metileno, el cual es formado por un la reaccién del formaldehido con el
agua.

OH

El compuesto resultante puede entonces condensar con el hidroximetil fenol para
formar una red tridimensional. Es posible que la formacion de gel sea una

combinacioén de las dos rutas.

OH

HOHC CH,OH

0
1}
RCNHCH,0H,C

OH

?
I}
CH,OCH;NHCR

Equipo de superficie

El equipo de superficie necesario para inyectar geles poliméricos, esta conformado

por una unidad de mezclado y una unidad de bombeo (figura 7). La unidad de

61



mezclado incluye una tolva alimentadora de polimero, un mezclador de polimero,
y un sistema dosificador de entrecruzador; debido a que el polimero se encuentra
inicialmente en forma de polvo, se incluye un sistema de humectacién conformado
por tambores rotadores, sopletes y conos humectantes (figura 8); la funcién de
esta unidad es preparar la mezcla y que esta sea lo mas homogénea posible para
garantizar un proceso de gelacion altamente eficiente. La unidad de bombeo lo
conforma una bomba tipo triplex, que envia la mezcla en superficie a la

profundidad donde se desea poner el gel.

Figura 17 Unidad de mezclado y unidad de bombeo

Mezclador

Dosificador Bomba Triplex

Fuente: TIORCO, Inc. Tecnologias para la Recuperacién Mejorada de Petroleo & Control de Agua
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Figura 18 Unidad de humectacion de polimero.

Cono humectante Soplete Tambor rotador

Fuente: TIORCO, Inc. Tecnologias para la Recuperacién Mejorada de Petroleo & Control de Agua

e Técnicas de inyeccion

Una de las partes mas importantes a tener en cuenta en el disefio de un proyecto
de inyeccién de geles tiene que ver con la seleccion de la técnica que se emplea
para inyectar y situar el gel dentro del yacimiento. La importancia que hay que
poner en esta parte del disefio se debe a los graves problemas que se pueden
ocasionar si este proceso no se realiza correctamente; entre los principales
inconvenientes se encuentran situar el gel en una zona de petrdleo y el no
adecuado desplazamiento radial del gel dentro del yacimiento. Dependiendo de
las propiedades del yacimiento existen dos técnicas que se pueden emplear con el

fin de evitar estas situaciones.

o Aislamiento Mecanico

Esta técnica es la mas simple, consiste en poner un empaque en la zona

productora con el objetivo de evitar la entrada de solucién gelante a esta durante
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la inyeccidn, luego, por tuberia de trabajo se inyecta la solucion de polimérica y la
solucién de entrecruzador o la mezcla de estas dos segun sea en caso (Figura 9).
Esta técnica tiene como puntos a favor la simplicidad del proceso y su bajo costo,
sin embargo, funciona de forma efectiva solo en yacimientos con valores de
permeabilidad vertical muy bajos, presencia de arcillas que separen la zona a
aislar con la zona de petréleo, o para zonas a sellar que se encuentren de la zona

de petréleo a una distancia significativamente grande.

Figura 19 Esquema de la técnica Aislamiento Mecanico

Fuente: BAILEY, Bill, CRABTREE, Mike. Water Control. Sprint 2000, Schlumberger, modificado

por el autor

o Inyeccion Dual

Para formaciones muy homogéneas con altas permeabilidades verticales, inyectar
con aislamiento mecanico protege la zona de petréleo durante la inyeccién, sin
embargo, después de que la solucién gelante entra a la formacién esta se

dispersara por el medio poroso en forma esférica dafiando la zona de petrdleo.
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Para este tipo de situaciones se recomienda inyectar el gel por medio de un
proceso de inyeccion conocido como inyeccion dual; este consiste en poner un
empaque inflable justo debajo de la zona de petrdleo (para el caso en que se
quiera aislar una zona mas profunda) e inyectar por tuberia de trabajo la solucion
gelante; por en anular, al mismo tiempo, se inyecta un fluido de proteccién
compatible con el aceite del yacimiento (cominmente se utiliza gaséleo o diesel)
(Figura 20). El objetivo de esta técnica es que los dos fluidos se inyecten a la
misma presion de manera que el diferencial de presion en la interface de estos
sea aproximadamente cero; con esta condicion se garantiza que no haya

desplazamiento ascendente del gel y la zona de aceite este totalmente protegida.

Figura 20 Esquema de la técnica inyeccién dual

Fuente: BAILEY, Bill, CRABTREE, Mike. Water Control. Sprint 2000, Schlumberge, modificado por
el autor.
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4. PARAMETROS DE SELECCION

Evaluar la posibilidad de implementar geles poliméricos con buenos resultados es
una tarea que requiere de bastante trabajo; el primer paso a seguir corresponde a
determinar los pardmetros que rapidamente nos indiquen si es posible o no llevar

a cabo el proyecto.

Como en la literatura no existe un screennig formal de la tecnologia, en este
capitulo se determinaran los parametros cruciales y el rango en que estos deben
estar con base en experiencias de campos, consultoria con empresas que ofrecen
este tipo de servicios y fichas técnicas de los geles que se encuentran en el

mercado.

4.1. EXPERIENCIAS DE CAMPO

Figura 21 Aplicaciones de la tecnologia de geles poliméricos en el mundo

Europe /
North Africa /
Middle East

North America

. % Asia / Pacific

West g
Africa ®

Fuente: recopilacién de informacion encontrada en la péagina web oficial de TIORCO,
HALLIBURTON y GELTEC; Imagen modificada por el autor integrando esta informacion.
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La inyeccién de geles se ha implementado en varios campos del mundo para
tratar problemas no solo de conificacion sino también de fracturas y canales tanto
en pozos productores como en inyectores de agua y de quimicos; en la mayoria
de estos casos los resultados fueron favorables. La Figura 21 muestra las
aplicaciones hechas por las empresas de servicio Tiorco, Halliburton y Geltec.

Con el objetivo de aprender lo mayor posible de esta tecnologia y determinar los
parametros de seleccion, se realiz6 una rigurosa busqueda en la literatura sobre
las aplicaciones de geles hechas en los campos del mundo; como se me
menciond, estas aplicaciones no solo tenian como objetivo tratar pozos
productores con conificacion, sin embargo, el comportamiento del gel, su
estabilidad y degradacion no dependen de la funcion que realizara si no de las
condiciones del medio en el que se inyecto; por esta razon, se seleccionaron todas

las aplicaciones de geles con informacion relevante.

El estudio de las experiencias de campo incluye la informacion de las
caracteristicas de yacimiento y datos de produccion e informacién sobre el
proceso de disefio: seleccion de los quimicos, de los pozos candidatos, calculo del
radio de penetracion del gel y volumenes necesarios a inyectar, dinAmica de la
operacion de inyeccion y resultados de la aplicacion; la informacién obtenida para
las experiencias que mas contribuyeron se encuentra resumida en los anexos de
este documento, la mayoria de la informacién fue obtenida de publicaciones

hechas por las empresas de servicio que realizaron el tratamiento.

La referencia mas importante que cabe la pena incluir dentro del cuerpo principal

de este trabajo fue la aplicacion de esta tecnologia en el Campo Guafita.
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4.1.1. Campo Guafita (Venezuela)®

El campo Guafita esta ubicado en Venezuela en la provincia de Apure limitando
con el departamento de Arauca, Colombia y corresponde a la extension del
yacimiento de Llanos Norte hacia el area de Venezuela.

Por tratarse del mismo yacimiento, estd presente el mismo acuifero radial infinito
gue mantiene la presion cerca a la presion inicial del yacimiento y garantiza altas
productividades; al igual que en Nuevos Campos, los pozos tienen como método
de levantamiento artificial bombas electrosumergibles y la produccién de alta y

prematura entrada de agua fue la razon para implementar geles poliméricos.

Figura 22 Localizacion del campo Guafita

Venezuela

Apure

Guafita

Jcano Limén
New Fields

Arauca

Colorﬁbia

Fuente: www.contadorpublico.co.ve, modificado por el autor

e Descripcion del yacimiento

El yacimiento, mas somero que en Nuevos Campos, se caracteriza por producir un
crudo de 28°API, estd localizado a 6900 ft de profundidad y consiste de un

anticlinal buzando a 3° hacia el noroeste. Estd compuesto por areniscas de

®PRADO, M and PALENCIA, J. Two different water shutoff applications in a poorly consolidated

sandstone reservoir with strong water drive. SPE 93060. 2005
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excelentes propiedades petrofisicas, una porosidad promedio de 25% y una
permeabilidad en el rango entre 500 y 3000 md.

Las formaciones productoras consisten de depoésitos fluviales deltaicos con
influencia de un sistema de transgresion marina. Es considerado un yacimiento de
areniscas depositado en un ambiente de baja energia y un subsecuente avance

del mar.

Los granos de las rocas son pobremente consolidados lo que causa problemas de
produccién de arena, por esta razon ha sido necesario usar sistemas de control de
arena de empaquetamiento con grava en el completamiento de los pozos.

El yacimiento ha sido producido desde 1984 y después de mas de dos décadas la
presion ha caido tan solo 150 psi como consecuencia del excelente mecanismo de
empuje natural presente. La actual presion de yacimiento esta alrededor de los

2950 psi y la temperatura en 190°F.

e Identificacion del problema

Figura 23 Registro rayos Gamma y resistividad

MD
o (APD) 2001 1:200

Fuente: PRADO, M and PALENCIA, J. Two different water shutoff application in a poorly

consolidated sandstone reservoir with strong water drive. SPE 93060.
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Los registros de rayos gama y resistividad (Figura 23) muestran que en el tope de
la estructura del campo (a en la figura) se encuentran los granos mas pequefios y
hay evidencia de intercalaciones de lentes de arcilla y cuerpos de arena con alta
saturacion de agua, lo que produce una fuerte variacioén de la permeabilidad; en la
base de la estructura (b en la figura) los granos son mucho mas grandes y la arena

mucho mas homogénea.

Con un procedimiento analitico similar al mostrado en el capitulo 2 de este trabajo,
se determind el mecanismo de entrada de agua; para la evaluacion se
seleccionaron los pozos cuya produccion involucraran solo el tope o la base de la
estructura; como se muestra en la figura 24 (arriba) el comportamiento de la
produccion para los pozos completados en el tope, muestra una entrada casi
instantanea del agua una vez puesto en produccion el pozo. Para los pozos
completados en la base (abajo) existe un periodo de produccion limpia (produccion

con un bajo corte de agua) y luego una entrada de agua incremental con el tiempo.

Figura 24 Curvas de produccion de pozos en Guafita (tope y base)
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Fuente: PRADO, M and PALENCIA, J. Two different water shutoff application in a poorly

consolidated sandstone reservoir with strong water drive. SPE 93060.
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Un analisis integrado del comportamiento en la produccién y la informacion
suministrada por los registros eléctricos y los registros de calidad del cemento
(CBL), concluy6 que para el campo Guafita existen dos mecanismos principales de
entrada de agua: canalizacién en el tope de la arena como producto de la
variacion de la permeabilidad y conificacion en el fondo donde la arena es mucho

mas homogénea y esta cerca el contacto agua aceite.

e Disefio de implementacion de geles polimérico

Tras evaluar que método de control de agua, la empresa operadora del campo
Guafita determind que la inyeccion de geles seria la solucion mas apropiada para
tratar tanto el problema de canalizacion como la conificacion; los puntos criticos
para esta decision fueron las altas permeabilidades verticales, la poca
consolidacion de la roca que genera cavernas que aumentan la comunicacion
vertical entre capas y el hecho de que la tecnologia de geles poliméricos a
diferencia de muchas otras técnicas no tiene limite de penetracion en el
yacimiento, generando el taponamiento necesario para tratar el problema; los

tratamientos propuestos fueron tanto preventivos como correctivos.

La seleccion de los pozos candidatos para implementar la tecnologia se hizo con

base en tres caracteristicas principales:

e Pozos activos con una relacion agua aceite mayor a 4 y un indice de
productividad mayor al 1 BPD/psi, para tratamientos correctivos y pozos
inactivos o activos con una taza de aceite de 150 BPD para tratamientos
preventivos.

e Pozos con un alto volumen de reservas remanentes; para tratar
canalizacion se escogieron los pozos mas hacia el tope de la arena y para

conificacion se tomaron registros de relacion carbono-oxigeno para
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garantizar que la zona productora no estuviese ya barrida; esta
caracteristica fue aplicada tanto para tratamientos correctivos como
preventivos.

Pozos con una excelente integridad mecanica.

La seleccion del tipo de gel a emplear se realiz6 basada en los siguientes

aspectos:

Un gel de alta consistencia que resista a las caracteristicas del acuifero, la
alta permeabilidad, la pobre consolidacion de la roca y la temperatura del
yacimiento.

Un gel que muestre tiempos de gelacion controlables, cada aplicacion tiene
un objetivo diferente y por lo tanto el volumen a inyectar cambia; se
necesita un sistema quimico cuyo tiempo de gelacion sea ajustable a las
caracteristicas del pozo y del proceso.

Un gel de bajo costo. El propésito del proyecto fue evaluar la tecnologia con
el objetivo de extenderla a los demas pozos del campo, por esta razén, un
producto de bajo costo es conveniente sobre todo teniendo en cuenta que
por la porosidad y permeabilidad de la roca serdn necesarios grandes

volumenes de tratamiento.

Acorde con esto, la compafiia operadora seleccion6 un gel compuesto por

polimeros termoestables y un entrecruzador organico al que se le realizaron

pruebas de laboratorio verificando que cumpliera con las consideraciones

anteriores.

Resultados

El tratamiento se realiz6 inicialmente en 5 pozos seleccionados segun los criterios

mencionados anteriormente. Para los tratamientos de canalizacién, la inyeccion se
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realizé con aislamiento mecénico y para tratar la conificacion fue necesario realizar
inyeccién dual para proteger la zona de petréleo.

La implementacion resulto exitosa con una significativa reduccion de la produccion
de agua, la tabla 3 presenta los datos de produccién antes y después de realizar el

tratamiento con geles.

Tabla 3 Resultados del proyecto de geles en Guafita

Antes del tratamiento | Después del tratamiento

BOPD 170 450
BWPD 2710 50
CA % 94,1 10

Fuente: PRADO, M and PALENCIA, J. Two different water shutoff application in a poorly

consolidated sandstone reservoir with strong water drive. SPE 93060.

4.2. FICHAS TECNICAS DE LOS GELES COMERCIALES

Muchos de los criterios de seleccidn dependen de las condiciones limites de
operacion que presentan los geles que se encuentran en el mercado; a
continuacién se presentan las principales caracteristicas de los geles mas usados

en la industria del petréleo.

e Marcit
La tecnologia MARCIT fue desarrollada por la compafia Marathon con el objetivo
de poder bloquear fracturas y arenas con altas permeabilidades que conducen el

agua preferencialmente tanto en pozos productores como inyectores.
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Esta tecnologia, ha constituido un gran avance en el campo de las tecnologias
quimicas, ofrece mejoras significativas sobre las primeras tecnologias
desarrolladas en su clase. Primero, el entrecruzador no representa riesgo para el
personal que manipula este producto en el campo; segundo, los geles son muy
robustos, capaces de formarse en condiciones extremas de yacimiento, tales
como altas concentraciones de H,S, CO,, sélidos disueltos, y temperaturas
moderadas (< 220 °F), y tercero, la mezcla y aplicacion de estos productos
(polimero y entrecruzador) en el campo, es directa y no requiere la tediosa y
complicada labor que antes requeria.

La tecnologia Marcit consiste en un gel formulado con un polimero anionico de
peso molecular medio, disefiado para reducir el fluio de agua en formaciones
fracturadas o con permeabilidades elevadas (>750 md). MARCIT reduce la
permeabilidad en casos de conificacion del agua, fracturas y canales de alta

permeabilidad conectadas a un acuifero de fondo activo.

e Unogel

Los reservorios con temperaturas extremadamente elevadas (> 220 °F) dificultan
la inyeccion de un gel convencional, debido a que las altas temperaturas ayudan
a formar prematuramente el gel y hacen que la colocacion de grandes voliumenes
resulte dificil de realizar. Unogel es un producto desarrollada por UNOCAL que
permite colocar el gel en formaciones con estas condiciones de temperatura.

Este gel emplea un sistema de reticulacion organica especial que forma el gel con
mayor lentitud a temperaturas elevadas. De hecho, el sistema se forma tan
lentamente que a temperatura ambiente Ila gelificacion no se producira. A
temperaturas elevadas, los geles se forman a una velocidad lo suficientemente
lenta como para permitir la colocacion de grandes volumenes en la formacion.

Cuando se usa en combinacion con poliacrilamidas regulares parcialmente

74



hidrolizadas, es posible tratar yacimientos de hasta 300 °F, incluso este limite de
temperatura puede ser mayor si se trabaja con polimeros especiales.

e MARASEAL

El gel Maraseal est4d formulado con altas concentraciones de un polimero
anibnico reticulado de bajo peso molecular que penetra en la roca matriz para
lograr un cierre completo del area contactada. Penetra en los poros de la matriz y
en las fracturas mas pequefas hasta cerrar por completo el flujo de liquido en el
intervalo tratado, reduciendo la permeabilidad. El gel forma un compuesto similar
a una goma, que resulta estable en las condiciones mas severas de la formacion.
Se ha demostrado que este gel es lo suficientemente fuerte como para resistir
presiones diferenciales superiores a 2.000 psi.

Maraseal muestra una estabilidad y duracion comprobada, pudiéndose colocar
en presencia de H,S, CO, y en una amplia variedad de entornos de pH. Se
dispone de dos versiones del sistema de gel, para aplicaciones en bajas
temperaturas, menores a 141 °F (61 °C), y altas temperaturas, 141 °F a 260 °F
(61 °C a 127 °C). El tiempo de accion del gel se puede adaptar facilmente para

cumplir con las condiciones exactas del pozo y controlar el tiempo de gelificacién.

4.3. CRITERIOS DE SELECCION

Después de la revision en la literatura de los casos de campo, las caracteristicas y
los rangos de operacién de los geles que se encuentran en el mercado y de
consultar con las empresas TIORCO, HALLIBURTON y GELTEC, especialistas
en este tipo de tratamientos, se seleccionaron los pardmetros mas relevantes para

evaluar la tecnologia.
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Tabla 4 Parametros técnicos de seleccion

Factibilidad Técnica
Mecanismo de entrada de agua definido Definido conificacion
Porosidad >15%
Permeabilidad >100 md

Mineralogia Sin presencia de minerales metalicos

Calidad del agua Agua tratada, Baja dureza y salinidad
Temperatura 70°F-260°F

Integridad mecéanica Sin obstrucciones ni fugas

Fuente: Elaborado por el autor

La seleccion se hizo con base en dos criterios: la factibilidad técnica del
tratamiento y la factibilidad econdmica y el riesgo que se corre al implementarlo;
la tabla 4 y 5 presenta los parametros seleccionados y el rango en que estos
deben estar para que la tecnologia sea aplicable. Para los criterios econémicos y
de riesgo no es correcto especificar valores, el andlisis es muy particular del

campo en estudio.

Tabla 5 Pardmetros econémicos y de riesgo de seleccion

Factibilidad Economica y riesgo
Reservas
Potencial de produccion
Tasa de produccion de aceite
Corte de agua
Factor de recobro

Fuente: Elaborado por el autor
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5. FACTIBILIDAD Y SELECCION DE CANDIDATOS

Con la informacién adquirida en el capitulo anterior, es posible realizar un analisis
rapido para descartar si la tecnologia de geles poliméricos se pueden implementar
0 no en un campo con determinadas caracteristicas de yacimiento y determinadas
caracteristicas de produccion; si la respuesta es favorable, el siguiente paso a
seguir consiste en realizar un riguroso disefio que optimice el tratamiento al punto

de obtener el mayor beneficio econdmico explotando correctamente el yacimiento.

5.1. APLICACION DE CRITERIOS DE SELECCION Y ANALOGIAS

En este trabajo se entiende como factibilidad el hecho de afirmar que desde el
punto de vista teorico, es decir, solo analizando la informacién sin ir a pruebas
fisicas y simulacion, que la tecnologia es aplicable segun las condiciones
particulares de un campo. La metodologia a seguir para analizar este criterio
consiste en comparar los parametros de seleccion expuestos al final del capitulo
anterior con los valores que se encuentran para una aplicacién en particular.

Un paso siguiente que se recomienda antes de entrar en pruebas y simulacion es
realizar un analisis de analogias; este consiste en comparar y encontrar similitudes
entre el campo en estudio y casos exitosos en los que se haya llevado a cabo el

mismo tratamiento con el mismo objetivo y a condiciones muy parecidas.

Para el area en estudio de este trabajo los parametros de seleccidn se encuentran
dentro del rango estimado como se ve en la tabla 6; el andlisis de analogias fue
algo muy sencillo ya que se corrié con la suerte de que la tecnologia se haya

implementado en el mismo yacimiento (Campo Guafita) y que hubiese resultado
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efectiva; este es un hecho muy importante que confirma la factibilidad del
tratamiento para la zona y reduce en gran parte el riesgo y la incertidumbre del
proyecto.

Tabla 6 Parametros técnicos de seleccion

Valor promedio

Factibilidad Técnica Valor aceptado
de la zona
Mecanismo de entrada de agua definido| Definido conificacion N
Porosidad >15% 20%
Permeabilidad >100 md 400 md

_ ) Sin presencia de
Mineralogia _ B \
minerales metalicos

. Agua tratada, Baja
Calidad del agua . v
dureza y salinidad

Temperatura <300°F 220° F
. . Sin obstrucciones ni
Integridad mecanica \
fugas

Fuente: Elaborado por el autor

5.2. SELECCION DE POZOS CANDIDATOS

El hecho de que un campo se considere apto para la inyeccion de geles no indica
gue todos sus pozos lo sean; muchas veces las técnicas de control de agua se
descartan por que los proyectos se aplican en pozos que no cumplen con las
especificaciones 0 son pozos proximos a abandonar donde ya el problema de
agua es muy critico; en estos casos, las condiciones son demasiado pesimistas y

se castiga la tecnologia sin una evaluacién realmente objetiva.
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Para realizar una seleccién de pozos candidatos a la inyeccion de geles en pozos
productores afectados por conificacion, se diseid una metodologia que evalla
todos los parametros importantes; la metodologia se debe seguir paso a paso y
pozo a pozo, y cuando alguna de las condiciones no se cumpla se debe descartar
el pozo o analizar si existe alguna forma de subsanar el problema. El orden en que
se colocaron las propiedades depende de la facilidad de obtenerlas y asi no
invertir tiempo buscando informacion de pozos que con datos mas simples o de

mas facil acceso ya se hubieran descartado.

Figura 25 Metodologia de seleccion de pozos

I
. Water driwve @ﬁ | @
Reserves .

| Compatibility
test

Mechanical
condition

Porosity

Permeability

3)

Mineralogy

Temper ature

Fuente: Elaborado por el autor

El diagrama de este proceso se muestra en la Figura 25 y se describira paso a

paso segun la numeracion mostrada en la figura:
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Antes que nada, se debe haber realizado un analisis como el propuesto en el
capitulo 2 para saber que efectivamente el mecanismo de entrada de agua
es conificacion.

Se debe realizar una revision del estado mecénico del pozo, verificando que
no hayan condiciones que impidan realizar el tratamiento.

Se analiza la porosidad, permeabilidad, mineralogia, y temperatura de la
arena productora del pozo y se verifica que se encuentre dentro del rango
expuesto en la Tabla 4 al final del capitulo 4.

Se analizan las reservas recuperables del pozo en la arena completada, este
paso es importante para la factibilidad econémica del proyecto ya que un
valor aceptable de reservas determina si el proyecto se puede pagar o no; el
limite, valor aceptable de este parametro, es muy subjetivo, se aconseja se
estime segun los criterios de la empresa para evaluar proyectos.

El potencial del pozo vy la tasa actual de produccién de aceite dan un
indicativo de la criticidad de la conificacion; potenciales muy altos con tasa de
produccion de aceite muy bajos indican que las dimensiones del cono son
muy grandes y por lo tanto se requieren de grandes volumenes de
tratamiento; aunque el impacto de este parametro se debe evaluar con
simulacibn numérica de yacimientos para probar la tecnologia se sugiere
seleccionar un punto medio en estos parametros que no dé resultados ni tan
optimistas ni tan pesimistas.

Si el pozo pasa los anteriores pasos se debe revisar el registro de la calidad
del cemento (CBL), las condiciones del cemento deben ser excelentes para
asi asegurar la integridad mecéanica del pozo durante el tratamiento.

Hasta este paso, los pozos se consideran candidatos potenciales, sin
embargo modelar numéricamente la respuesta de los pozos al tratamiento es
indispensable para tomar una decision mucho mas acertada (el
procedimiento de este paso se explica en detalle en el proximo capitulo)

El modelamiento numérico y el corte de agua actual del pozo determinaran si

al pozo se le puede realizar un tratamiento correctivo, o en definitiva se
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deben buscar zonas aun no cafioneadas y situar el gel antes de iniciar la
produccion.

9. El andlisis de los resultados de los pozos mas un analisis econémico que se
realizara en el capitulo 7, selecciona los pozos candidatos.

10.Por ultimo mediante pruebas de laboratorio que se escapan del alcance de

este trabajo se seleccionan los quimicos formadores del gel.

Para implementar esta metodologia en el area de nuevos campos, se generé una
tabla dinamica en Excel cuyo cédigo de programacion sigue los pasos del 1 al 5
sugeridos; la elaboracion de esta macro, facilita y dinamiza el trabajo de seleccion
sobre todo cuando hay gran niumero de pozos a analizar, la Figura 26 muestra un

pantallazo de la herramienta.

Figura 26 Tabla dindmica Seleccién de candidatos

CC007 ccoo8 CC00 ccon

MIAT
arenisca

2
1563
1910 12

Irtervalo: perforadas
[Met Sard

Mecanismo de entradade agus

Porosidad
Parmeabilidad
Presarcia d:

Calidad del agua
Interidad mecanica

I Reszrvas 728545 1074017 699,387 | 532342 665 1215315.037 310324 990596 1422515 2656012 22671 464423.5035
Factor de recobro. a3

| S 2237 15285 7844 1565 29 5083.79 1370721 9150 1133 4972 3537

| = 1223 267 & 258 236 14715 179.85 215 971 122 227
Potercial 2500 2500 00 1600 2500 7I00.6 135994 15000 2000 £000 2300
BFI (RA1) 6.8(1) 12.91(F) L1 (0 20 C.8(F) 816 (1) 10.38 {1} EXI0] 0.6 (R) 14.5 (R) 07 (R)
WYCUT inicial 176 6.0 21 9.9 20.85 4,95 10.29 052 05 0.6 0.
[WCUT actual 64.67 829 2.96 85,57 77.84 97.18 98.70 57.70 53.8 97.42 52.95
oz \ \ \ | | \ \ \ \ \

I ESTADO ‘ e ‘ e ‘ | | e e e
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SELECCIONAR
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Fuente: Elaborado por el autor
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De los 43 pozos que comprende el area en estudio, 15 pozos pasaron el filtro de la
hoja de céalculo y la revision del registro CBL; cabe resaltar que como se pretende
probar la tecnologia, los parametros de seleccion se manejaron de forma mas

rigurosa buscando reducir el riesgo de la implementacion.
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6. MODELAMIENTO NUMERICO

El modelamiento numérico o simulacion numérica se refiere a la construccién y
operacién de un modelo que incorpore toda la informacion disponible, producto de
la ejecucion de estudios integrados de yacimientos. Busca representar los
mecanismos de produccion activos, asi como las principales caracteristicas
geologicas que permitan reproducir adecuadamente el movimiento de los fluidos
en el yacimiento; con esto, se obtiene un modelo de prediccién confiable que
considere los aportes de las diferentes disciplinas involucradas (Ingenieria de

yacimientos, Geologia, Petrofisica, Geofisica y Sedimentologia).

Dentro de los multiples usos de la simulacibn numérica, se encuentra el poder
predecir el efecto de nuevos escenarios 0 nuevas tecnologias que afecten
directamente el yacimiento y que involucren el comportamiento de la produccion,
modelando de la mejor forma posible el efecto que producirian. La simulacion en
estos casos se ha convertido en una herramienta de tanto peso que incluso
muchas empresas no realizan cambios que involucren el yacimiento sin antes no

haber predicho el efecto de este cambio mediante un modelo numérico.

6.1. MODELAMIENTO DE GELES POLIMERICOS

Un tratamiento con geles poliméricos se puede modelar de varias formas: simular
todo el proceso de inyeccién prediciendo como seria el desplazamiento del gel en
el yacimiento, el proceso de gelificacion, la forma como que adquiriria el gel en el
yacimiento, y teniendo en cuenta parametros como presion y caudal de inyeccion,
propiedades reoldgicas del gel, etc. Esta corresponde a la forma ideal, sin

embargo muchas veces por factores de tiempo, dinero y disposicién de licencias

83



de software especializados, se modela unicamente el efecto del gel suponiendo
gue ya ocup6 un lugar del medio poroso del yacimiento. Para la Ultima forma, un
simulador de aceite negro, para yacimientos por debajo de la presion de burbuja
basta para modelar el tratamiento; la forma como se simula el efecto del gel se
basa en el hecho de que el gel sella ocupando el espacio poroso, impidiendo el
flujo; ya que la porosidad y la permeabilidad no se pueden modificar en el tiempo
en un simulador, se emplean modificadores de transmisibilidad.

La simulacién del tratamiento en el area de estudio se realiz6 para cuatro de los
pozos que pasaron el filtro; por motivos practicos, solo se mostraran los detalles
de uno de los pozos seleccionados que pertenece al Campo Canaguey y que es
productor de la arena M1.

El simulador de yacimientos que se empledé para realizar el modelamiento
numérico fue VIP de Landmark, una division de HALLIBURTON y se empleé el
keywork MODE TZ, MODE TY y MODE TX para simular el efecto del gel.

Figura 27 Modelo de la arena M1 del campo Canagliey (Mapa de saturacién de agua)

-..‘|....\...‘\.".\.".\‘.‘.I....|....|...1|.‘..|....|..‘.\..‘.|....I._
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Saturacion de Agua (Fraccion)

Fuente: Software VIP
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Occidental de Colombia entreg0, para realizar la simulacion, el modelo geolégico
de los campos exportados desde el software PETREL de Schlumberger y en VIP
fue realizado el ajuste historico de produccion, a partir de esta accién el modelo
del campo se considera representativo.

6.2. METODOLOGIA

Para simular el efecto del gel como se mencion6 anteriormente se realizé una
modificacién en la transmisibilidad; debido a las dimensiones de las celdas que
componen el modelo se tuvo que realizar un refinamiento en la cercania del pozo
donde se realizara el tratamiento para poder visualizar mucho mejor el efecto y
para poder cuantificar el volumen de gel a inyectar; inicialmente se realizé un
refinado radial pero el modelo presentd problemas de convergencia, debido a esta
condicion se decidio implementar un refinado cartesiano; la forma como quedo el

modelos se puede visualizar en la figura 28.

Figura 28 Modelo de la arena M1 del campo Canagliey (Mapa de saturacién de agua) refinado

MOY-D4
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Saturacion de Agua (Fraccion)

Fuente: Software VIP
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6.3. ANALISIS DE SENSIBILIDAD

La simulacibn numérica de este tipo de tratamientos no solo nos sirve para
verificar si un tratamiento funciona o no, sino que también nos permite determinar
mediante andlisis de sensibilidad varios parametros involucrados en el disefio de

la implementacion. Entre uno de estos multiples parametros se encuentran:

e La determinacion del tipo de tratamiento, correctivo o preventivo
e La profundidad de localizacion del gel

e Elradio de penetracion del tratamiento

Para poder probar la tecnologia y determinar los parametros anteriores se debe
realizar un andlisis de sensibilidad de los parametros variandolos segun su
condicion; para el primer parametro, se descarta la posibilidad de realizar un
tratamiento correctivo o preventivo, poniendo el gel desde la fecha actual de
produccion hasta la fecha en que se puso en produccion el pozo; para el segundo,
variar la locacion desde una profundidad justo encima del contacto agua aceite
hasta un profundidad por debajo de los intervalos abiertos, y para la tercera iniciar
desde 5 ft hasta 80 ft que segun la consultoria con las empresas de servicio
corresponde al radio de penetracidon minimo y maximo probado en campo. Todos
los parametros anteriores y su rango se variaron paralelamente con el fin de
encontrar la configuracion mas exitosa; los criterios de seleccion, fueron los
resultados visualizados en las curvas de produccion de aceite, produccion de

agua, produccion acumulada de aceite y produccion acumulada de agua.

El andlisis de sensibilidad realizado con los parametros anteriores permitié sacar

las siguientes conclusiones:

¢ No es posible realizar un tratamiento correctivo ya que, ni a las condiciones

mas favorables (radio de penetracion maximo y posicién del gel justo
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debajo de los intervalos perforados) muestran mejoria en la produccion de
aceite y de agua en el pozo.

e Debido a la fuerza del acuifero, un tratamiento tiene un resultado
significativo cuando el radio de penetracion es practicamente el maximo y la

locacion del gel es debajo del intervalo abierto.

En la figura 29 se presentan los resultados en términos de tasa produccion de
aceite, produccion de agua, produccion acumulada de aceite y produccién
acumulada de agua; para la configuracion tiempo de aplicacion, posicion del gel y
tamano del gel seleccionada.

Figura 29 Resultados de la simulacién numérica
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La figura 29 muestra como hay una gran mejoria en produccion de aceite, el
mayor incremento que se obtiene en esta variable comparada con la produccion
normal del pozo es de 270 BOPD; el retraso de la entrada del agua se prolong6 a
6 meses con el tratamiento, lo que trae grandes beneficios econémicos a la
compaiia.
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7. ANALISIS ECONOMICO

Evaluar desde el punto de vista econémico el impacto que presenta un nuevo
proyecto para la compafiia, es el principal criterio para tomar la decisién de
implementarlo, por esta razon, se ha dedicado este capitulo para realizar el
andlisis econdmico del tratamiento, con base en los resultados cuantitativos

generados por el simulador numeérico.

El andlisis econdmico estudia la estructura y evolucion de los ingresos y egresos
de la empresa y la rentabilidad de los capitales utilizados. A continuacion se
describiran las variables que influyen en este analisis econdmico y se realizara la
evaluacion que establecerad que tan rentable seréa el proyecto o si generara las

ganancias suficientes para satisfacer los criterios de evaluacion de la compafiia.

7.1. INVERSION NETA
La inversion es la etapa inicial de un proyecto, en ella estan incluidos todos los
costos en que se incurren por la construccion, promocion y desarrollo de un

proyecto.

Como se mencion6 al final del capitulo anterior un tratamiento correctivo se
descart6 segun los resultados mostrados por la simulacién numérica, esto quiere
decir que la implementacion de los geles para Nuevos Campo se limita a
completamientos iniciales y workovers que busquen abrir una nueva arena; por
esta situacion, el andlisis econdémico se hizo tomando como inversion el costo del
proyecto cotizado con las empresas de servicio, que corresponde al valor adicional

al costo de un trabajo de completamiento inicial o workover convencional.
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Para determinar el costo del proyecto, se reunidé con las empresas de servicio
TIORCO, HALLIBURTON y GELTEC y con base en el disefio hecho con la

simulacion numérica se estimaron los costos promedio del tratamiento.

La simulacién numérica determin6é un radio de penetracién, pero las empresas
realizan el estimado de costos con base en volumen de gel a inyectar; el radio se

expresé como un volumen con la ecuacion que se muestra a continuacion:

Ecuacion 11
T,; = 0.56 Ty h?,@

Donde V; es el volumen de gel a inyectar (Bls), r, es el radio de penetracion (ft),
h, es el espesor de la torta de gel y @ es la porosidad promedio de la zona a

inyectar (%).

Para el caso de pozo que se mostré en el capitulo anterior, el volumen de gel
determinado agregando un porcentaje de perdidas fue del 5000 bls; la cotizacion
se hizo para este pozo, asumiendo una tasa de inyeccion de 1100 BPD y un
tiempo de inyeccion de 4.55 dias sugeridos por las empresas; los resultados y los
detalles del costo se presentan en Tabla 7, estos fueron hechos suponiendo un
piloto de un solo pozo y se calculé también el valor adicional que tendria el

tratamiento si se realizan dos pozos piloto.
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Tabla 7 Cotizacién del proyecto de inyeccion de geles

Pozo Inyector No. 1 (Disefio con 5000 Bbls de Gel)

item Costo Unitario 5000 Bbls de
u$s Gel u$s

Ensayos en Laboratorios 2500 $2500
Movilizacion del Equipo de Iny. Y 20000 $20000
Personal(Notal)

Armado y Desarmado de equipo de Iny. 2850/dia $5700
(Nota 2)

Personal Técnico y Planta de Inyeccion 8250/dia $37538
(Nota 3)

Geles Marcit®"(Nota 4) 992/Bbl Gel $49600
Total $115337,50

Nota 1: Incluye costos de viaje, alojamiento y 2 dias de “stand by” antes de

comenzar los tratamientos.

Nota 2: Supone 2 dia adicional para armar y desarmar equipo.

Nota 3: Supone un caudal de inyeccion de geles de 1100 BPD (5 dias de

inyeccion)

Nota 4: Supone una concentracién promedio de 4500 ppm (ver tabla con lista de

precios por barril de gel)
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Pozo Inyector No. 2 (Disefio con 5000 Bbls de Gel)
ltem Costo Unitario 5000 Bbls de
u$s Gel u$s

Ensayos en Laboratorios (Nota 1) 0 $0
Movilizacién del Equipo de Iny. Y 0 $0
Personal(Notal)

Armado y Desarmado de equipo de Iny. 2850/dia $5700
(Nota 2)

Personal Técnico y Planta de Inyeccion 8250/dia $37538
(Nota 3)

Geles Marcit®"(Nota 4) 992/Bbl Gel $49600
Total $92837,50

Nota 1: Montos unicos cotizados en el primer pozo.

Nota 2: Supone 1 dia adicional para armar y desarmar equipo.

Nota 3: Supone un caudal de inyeccion de geles de 1100 BPD (5 dias de
inyeccion)

Nota 4: Supone una concentracion promedio de 4500 ppm (ver tabla con lista de

precios por barril de gel)

Fuente: cotizacion enviada por la empresa Tiorco

7.2 INGRESOS

Los ingresos, en términos econdmicos, hacen referencia a todas las entradas

econdmicas que recibe una empresa por la venta de un producto o servicio.

Para este proyecto en particular, el modelamiento del tratamiento en el simulador

numérico dio como resultado un incremento en la tasa de aceite y un decremento
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en la produccion de agua. El célculo de los ingresos se realizd6 con base en las
ganancias generadas por el incremento en la tasa de aceite y se empled un precio
de crudo (WTI) de 55 U$/Barril. Este valor corresponde al precio del petréleo
determinado por la compafia para evaluar los proyectos en el afio 2010.

7.3. EGRESOS
Los egresos son el gasto econémico que representa la fabricacion de un producto

o la prestacion de un servicio.

Los egresos para el proyecto de inyeccion de geles corresponden a los costos de
levantamiento, tratamiento y trasporte de los fluidos producidos. Para el contrato
de asociacion del pozo evaluado en el capitulo anterior, los costos de produccion

corresponden a 0,04 U$/Barril y los costos de tratamiento y trasporte 4,3 U$/Barril.

7.4. IMPUESTOS
El impuesto es la prestacion de dinero o especie que establece el Estado

conforme a la ley. Para la industria del petréleo, este impuesto es llamado regalia.

Las regalias son el pago efectuado al titular de derechos de autor, patentes,
marcas o0 know-how a cambio del derecho a usarlos o explotarlos, o que debe
realizarse al Estado por el uso o extraccion de ciertos recursos naturales,
habitualmente no renovables. Para toda el area de nuevos campos se tiene un

valor del 8% como impuesto de regalias.

7.5. EVALUACION Y RESULTADOS

La figura 30, presenta los activos y pasivos del proyecto calculados mes a mes

desde la fecha de inicio del mismo.
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Figura 30 Flujo de Caja
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Para realizar la evaluacion econdmica de un proyecto se utlizan diferentes
métodos, entre los que se pueden mencionar el Valor Presente Neto (VPN), el DPI
y el tiempo de recuperacion de la inversion o Payback Time. Cada método evalla
un criterio diferente, evaluar un proyecto a partir de solo uno de ellos no es
conveniente, para la seleccion se debe utilizar varios de estos métodos que lleven

al inversionista a tomar la decision mas adecuada.

e Valor presente Neto (NPV): Es un método de evaluacién de proyectos de
inversion que consiste en determinar el valor presente de los flujos de
fondos del negocio, usando la tasa de descuento acorde al rendimiento
minimo esperado. La metodologia consiste en descontar al momento

actual (es decir, actualizar mediante la tasa) todos los flujos de caja futuros
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del proyecto. A este valor se le resta la inversion inicial, de tal modo que el
valor obtenido es el valor actual neto del proyecto.

e Indice de rendimiento (Pl): ES un método de Evaluacion de Proyectos, que
se basa en el del "Valor Presente", y que consiste en dividir el Valor
Presente de los Ingresos entre el Valor Presente de los egresos. Si
este Indice es mayor que 1 se acepta el proyecto; si es inferior que 1 no se
acepta, ya que significa que la Rentabilidad del proyecto es inferior
al Costo del Capital.

e Tiempo de recuperacion de la inversion o Payback Time: se refiere al
periodo de tiempo requerido para el retorno de una inversion a "pagar” la

suma de la inversion original

Tabla 8 Analisis Econémico proyecto de inyeccion

Pl
PayBack
NPV@15% (U$ ganado/ U$
. . (Meses)
(MU$) invertido)
682,48 6,66 3.0

Fuente: Hoja de calculo andlisis econémico Occidental de Colombia,inc

La tabla 8 muestra los valores de estas variables calculadas para el proyecto. El
valor presente neto (NPV) para una inversion de U$ 120.000 a una tasa de 15%
(tasa de descuento de la compafiia) es de MU$ 682,48; segin como muestra el
indice de rendimiento (PI), por cada dolar invertido por la compafiia se recibe 6,66
ddlares de ganancia por el proyecto, esta variable también fue calculada con tasa
de descuento de 15%; y la inversion inicial para el proyecto se pagara en 3 meses

de produccion (Figura 30). Estos indicadores muestran la viabilidad del proyecto y
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debido a los buenos resultados plasmados en los valores obtenidos se generaran

grandes beneficios a la compafiia con su implementacion.

Figura 31 Payback Time
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Fuente: Elaborado por el autor

Con el fin de tener en cuenta la variacion del precio del crudo, se corrié el andlisis
econdmico a diferentes precios de barril, la informacion se encuentra en la tabla 9.

Como se observa en todos los escenarios el proyecto resulta viable.
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Tabla 9 Analisis econdémico para varios precios de barril de crudo
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Fuente: hoja de célculo analisis econémico Occidental de Colombia,inc

97




8. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

El andlisis integrado de las caracteristicas geolégicas del campo, el
comportamiento de la produccion, la informacion arrojada por los registros y
el andlisis con las curvas de Chan, llevan a diagnosticar que la principal
causa de que el agua se produzca en cantidades tan grandes y de forma

tan prematura en el area de Nuevos Campos es la conificacién

La conificacion, segun los calculos de tasa critica, no se puede evitar desde
el punto de vista econémico; la tecnologia de geles poliméricos es una
técnica de control al problema de conificacion que segun este trabajo, es

técnica y econdmicamente viable para el caso en estudio.

Acorde con los estudios de simulacion, realizar un tratamiento correctivo no
es recomendado debido a los grandes voliumenes de gel que tendrian que
inyectarse para obtener una significativa reduccion de la produccion de
agua; realizar un tratamiento preventivo para nuevas zonas productoras en
pozos existentes 0o en pozos nuevos, retarda el proceso de conificacion y

extiende la vida productiva de los pozos con un mayor impacto econémico.

Se recomienda a Occidental de Colombia inc, realizar un proyecto piloto
para evaluar esta tecnologia con el objetivo de incluirla como una practica
comun para futuros trabajos de acondicionamiento (workovers) vy
completamientos iniciales en zonas que mantengan las mismas

caracteristicas a las evaluadas en este trabajo.
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NOMENCLATURA

Relacion agua petréleo (BAPD/BPPD)
Tiempo (dia)

Tasa critica (BIs)

Permeabilidad relativa al aceite (md)
Espesor (ft)

Presién estatica (psi)

Presién Dinamica (psi)

Viscosidad del aceite (cp)

Factor volumétrico de formacion del aceite (Bbls/STB)
Radio de drenaje (ft)

Radio de pozo (ft)

Buzamiento (°)

Densidad del aceite (Ib/ft%)

Densidad del gas (Ib/ft%)

Densidad del agua (Ib/ft®)

Gradiente de densidad (Ib/ft®)
Permeabilidad horizontal (md)
Permeabilidad vertical(md)

Volumen de gel (BIs)
Espesor (ft)

Porosidad (%)
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ANEXOS

CAMPO SAGO (INDONESIA)®

e Caracteristicas del campo

El campo Sago estéa localizado en la parte sur de la cuenca Sumatra central de
Indonesia; es parte de una serie de anticlinales conocidos como LirikTend con una
extension superficial noroeste-sureste de mas de 30 millas de largo y mas de 6

millas de ancho.

Figura 32 Campo Sago, Indonesia
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Fuente: GANDAWIDJAJA Purbaya, PERTAMINA Job. “Acrylamide-copolymer Gel for Profile
Modification: A Case Study in Central Sumatra Basin, Indonesia”. SPE 35384.

El campo fue descubierto en 1939 y el primer pozo productor fue desarrollado al
siguiente afio. Sago es una secuencia de arenas del temprano mioceno

pertenecientes al grupo Sihapas. Las principales formaciones productoras son

® GANDAWIDJAJA Purbaya, PERTAMINA Job. “Acrylamide-copolymer Gel for Profile Modification:
A Case Study in Central Sumatra Basin, Indonesia”. SPE 35384
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lakat y Tualang; estas fueron depositadas en deltas y zonas fluviales en arenas
marinas poco profundas. La distribucion de permeabilidad vertical de la formacion
varia ampliamente e incluye tres diferentes perfiles litol6gicos: simétrico, irregular y
cilindrico. La estructura es naturalmente dividida en siete bloques por una falla
normal noreste-suroeste. Una combinacién de agua natural en direccion influx y

periférica es el mecanismo de produccién primaria.

El intervalo productor del yacimiento esta dividido en 10 zonas con una
profundidad promedio de 1600 pies y una temperatura de 170°F. El campo Sago
produce crudo parafinico con una gravedad APl de 35°, punto de congelacion de
102°F y agua relativamente fresca con un rango de salinidad de 300 a 1200 ppm
TDS.

La actual produccion del campo es 1800 BOPD con un corte de agua de 97%,
proveniente de 54 pozos productores. El método de levantamiento artificial usado
para la produccion de los pozos son bombas de barras y bombas
electrosumergibles. El agua producida es inyectada de vuelta al yacimiento a
través de 15 pozos de inyeccion. Debido a los problemas del corte de agua 33

pozos han tenido que ser suspendidos tempranamente en su vida de produccion.

e Obijetivo de la aplicacion

La razén principal por la que se implementé la inyeccidn de geles fue por los altos
cortes de agua que se registraron al implementar inyeccion de agua como técnica
de recuperacion secundaria; esta problematica ocasion6 el abandono prematuro
de pozos de produccién (se cerraron 33 pozos en su vida temprana de

produccién) y por lo la tanto pérdida de reservas recuperables.

Con la inyeccion de geles se queria redireccionar el agua de inyeccién con el
taponamiento de estratos de alta permeabilidad, obteniendo una mayor eficiencia

de barrido y con esto mayor volumen de aceite recuperado con un porcentaje de
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agua menor; de esta forma se reduce el costo de produccion de un barril, se
mitigan los dafios por corrosién a las tuberias y se disminuyen los costos por
facilidades adicionales para el tratamiento de altos volumenes de agua y
problemas de trasporte y vertimiento de la misma.

e Condiciones del proceso
La seleccion de los quimicos se hizo a través de una serie de test de laboratorio
en los que se analiz6 la capacidad de absorcion de la roca y la compatibilidad y
estabilidad del gel con las condiciones y caracteristicas del yacimiento. Se llego a
la conclusion de wusar copolimero de acrilamida HE-100 y agente
entrecruzadorCr(lll), por los resultados arrojados en los test y por su alta
disponibilidad, relativamente bajo costo y alto uso para este tipo de técnicas. Se
determino que el proceso de entrecruzamiento se llevara a cabo in situ y fue

aplicado unicamente a pozos inyectores.

Figura 33Seleccién del gel, prueba peso del gel.
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Fuente: GANDAWIDJAJA Purbaya, PERTAMINA Job. “Acrylamide-copolymerGel for Profile
ModificationSPE 35384.
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Para la seleccion de agua a empelar para formar la solucion polimérica, se
realizaron pruebas de compatibilidad empleando agua producida, agua de rio, y
agua potable de una planta de tratamiento; los mejores resultados se alcanzaron
con agua potable.

Las concentraciones de los quimicos (polimero y agente entrecruzador) y agua se
determinaron a través de mas de 500 test de gelacibn a temperaturas de
reservorio elevadas. Estos valores fueron refinados a medida que se
implementaba la técnica en los primeros pozos debido a la respuesta de estos. La
seleccion de los pozos a tratar, se hizo a través de un estudio de la historia de
produccion e inyeccion, registros, analisis de corazones, datos de presion y
analisis de casing Yy cementacion, en base a los siguientes criterios: buena
produccion inicial a bajos cortes de agua, alto WOR actualmente, reservas
remanentes suficientes, intrusiéon de agua por el fondo, mojabilidad inversa, buena

cementacion primaria y problemas para bombear fluido con el equipo disponible.

Se realizaron dos pilotos, el primero contaba con cinco pozos (pozo 1, 2, 3, 4, 5),
tres de estos pozos fueron tratados en la formacion Tualang y los otros dos en la
formacion Lakat. Los cinco pozos producian un total de 7,050 BWPD y 124 BOPD,
un WOR de 56,9. Se inyectaron entre 45 y 130 barriles de polimero entrecruzado

a una concentracion de 6600 ppm y agente reductor a concentracion de 800 ppm.

Tabla 10 Propiedades de pozo piloto |

Pozo Formacion Productora h (ft) T (°F) K (md) @ (%)
#1 Tualang 1,513 173 1,035 30
#2 Tualang 1,463 176 650 25
#3 Tualang 1,556 174 602 28
#4 Lakat 1,690 176 176 23
#5 Lakat 1,578 165 156 26

Fuente:GANDAWIDJAJA Purbaya, PERTAMINA Job. “Acrylamide-copolymer Gel for Profile
Modification: A Case Study in Central Sumatra Basin, Indonesia”. SPE 35384.
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El segundo piloto, implementado cinco meses después, tenia cinco pozos (pozo 6,
7,8,9,10); la seleccién de estos ademas de los criterios ya establecidos para el
primero, se hizo en base a los resultados del primer piloto. Antes del tratamiento,
la produccién total de los pozos era de 9,871 BWPD y 65 BOP, un WOR de 151,9.

El tratamiento solo se hizo a la formacién Lakat; el volumen de solucion polimerica
inyectada vario en un rango de 35 a 220 barriles, con un rango de concentracion
de 5000 a 6000 ppm de polimero, 300 a 500 ppm de entrecruzador y 800 a 1000
de agente reductor.

Antes de inyectar la solucion polimérica fue necesario limpiar los pozos con una
broca y un scrapper y se inyecto agua tratada con el objetivo de suavizar el

contacto entre la salmuera de la formacion y la solucién polimérica.

Durante todo el tratamiento se evalud, a través de equipo de monitoreo, la
habilidad del pozo de aceptar los fluidos y las lecturas de presion de superficie

fueron usadas para determinar cuando terminar la inyeccion.

Luego de inyectar la solucion pregel, se realiz6 un lavado para desplazar el
tratamiento dentro de la formacion; posteriormente los pozos fueron cerrados por
tres o cuatro dias para esperar a que se completara el proceso de gelacion. Al
culminar el tiempo los pozos fueron puestos en produccion a la mitad de la tasa
original para evitar dafios del gel; este valor fue incrementado gradualmente hasta

alcanzar el valor original en dos o tres dias.

e Problemas
Algunos de los primeros pozos no respondieron al tratamiento debido a un mezcla

imperfecta de los quimicos y el agua.

En los pozos 1y 2 del primer piloto el tratamiento fue desarrollado sin aislamiento

y causo0 dafio través del intervalo perforado del hueco.
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e Resultados
Tres meses después de culminado el tratamiento la produccion total fue de 3,833
BWPD, se redujo el 46%, y 91 BOPD; todos los pozos presentaron una reduccién
en la produccién de agua pero solo los pozos 4 y 5 mostraron incremento en la

produccién de aceite, los pozos 1y 2 mostraron un decremento.

Tabla 11 Resultado piloto |

Pos tratamiento
Variables Pre tratamiento
3 meses 6 meses 11 meses

BWPD 7,050 3,822 4,233 4,134

BOPD 124 91 116 102

BFPD 7,174 3,913 4,349 4,236

WOR 57 42 37 40,5
Reduccion del agua -- 46% 40% 41%

Fuente: GANDAWIDJAJA Purbaya, PERTAMINA Job. “Acrylamide-copolymer Gel for Profile
Modification: A Case Study in Central Sumatra Basin, Indonesia”. SPE 35384

Seis meses después, la produccién de aceite ascendié en los 5 pozos y la
produccion de agua se mantuvo relativamente estable: 116 BOPD y 4,233 BWPD.
En los seis y once meses proximos , tiempo correspondiente a la etapa de
postratamiento, la produccion de aceite declino a un WOR constante: 102 BOPD y
4,134 BWPD, sin embargo el problema se debié a inconvenientes en el

mecanismo de bombeo en el pozo 1 que era el mas productor.
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Figura 34 Postratamiento piloto I.
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Fuente: GANDAWIDJAJA Purbaya, PERTAMINA Job. “Acrylamide-copolymer Gel for Profile
Modification: A Case Study in Central Sumatra Basin, Indonesia”. SPE 35384.

La rentabilidad mensual definida como el incremento en los ingresos mas el ahorro
generado y menos el decremento de ingresos, para el primer piloto se incremento
a pesar de las disminucién en la produccion en la etapa de postratamiento. La
evaluacion econdémica mostro que el tratamiento fue pagado en menos de once
meses gracias a su relativamente bajo costo y a el ahorro que se alcanzo con la

reduccion del agua producida.

En el piloto dos, después de un mes del tratamiento los pozos produjeron un total
de 7,248 BWPD y 115 BOPO, un WOR de 63. Todos los pozos presentaron un
incremento en la produccion de aceite y un decremento en la produccion de agua
excepto el pozo 8 donde la produccion de aceite se mantuvo estable y el pozo 9
donde la produccién de agua incremento en un 7%. En general la produccion de
este piloto presento inmediatos resultados positivos, una reduccion en la
produccién de agua del 27% y un aumento en la produccion de aceite de un 77%,
en base a esto, un estudio econdmico determino que el proyecto se paga en

aproximadamente tres meses.
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CAMPO LAGOMAR (VENEZUELA)™

e Caracteristicas del campo
Lagomar estd localizado en el norte del lago de Maracaibo; la parte del campo
donde se realizé el proyecto de inyeccién de geles cubre un area de 65 km?
(16,056 acres) y corresponde a un yacimiento muy heterogéneo formado por
capas de arena durante el mioceno. Lagomar es un sistema deltaico confinado

entre dos fallas en el sur y en el este y un contacto agua aceite en el este.

Tabla 12 Propiedades de campo Lagomar

Tipo de Yto Arenas
Permeabilidad, Md 58-1,815
Coeficiente de Dykstra-Parsons 0,63
Porosidad, % 24
OOIP, MMMSTB 15
Temperatura, °F 194
Presion original, psi 3172
Presion de burbuja, psi 2400
Presion actual, psi 1000

Fuente: ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to

Improve Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.

El petréleo producido es un crudo liviano de 34.6° APl con una viscosidad de 3,1

cp a 83° C y salinidad de 4,200 ppm. El area de estudio esta dividida en 7 bloques

ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to Improve
Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.
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por una falla NW-SE, donde el bloque 3 contiene las mejores reservas y los

mejores pozos productores.

Figura 35 Lagomar, Venezuela.

Fuente: ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to

Improve Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.

La produccion de Lagomar empezo en 1954 y sufrié una rapida deplecion llegando
a la presion de burbuja en tan solo cuatro afios. Desde entonces gas en solucion
fue el mecanismo de produccion primaria hasta 1962 cuando el proyecto de
inyeccion de gas comenz0. Este proyecto presento pobres resultados debido a la
fuerte canalizacién del gas, entonces en 1969 inicio el proyecto de inyeccion de

agua con el objetivo de mejorar la produccion.

e Obijetivo de la aplicacion
La alta produccion de agua en campos de Venezuela llego hasta una relacién de 5
barriles de agua por barril de petrdleo y los factores de recobro de proyectos con
estas caracteristicas estaban un 10% por debajo del factor de recobro promedio
1 JASTIN J.K, ZAMBRANO L.G, Selective Gel Treatments in the Country line Unit,
Oklahoma. SPE 29519. 2000
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de campos en Estados Unidos. Estos problemas llevaron a implementar inyeccion
de geles tanto en pozos productores como inyectores con el objetivo de disminuir
la producciéon de agua y mejorar la eficiencia de barrido y asi obtener mayores
factores de recobro. El campo Lagomar sirvi6 como plataforma pionera para
implementar pilotos de este tipo de tratamientos.

En Lagomar los altos corte de agua debido a la heterogeneidad del yacimiento que
produce la canalizacién de agua, han afectado la produccion hasta el punto de

forzar al cierre de varios pozos o0 a convertir estos en pozos inyectores.

Sumado al problema de heterogeneidades, a través de un estudio geomeécanico
se determiné el gradiente de fractura usando minifracturas en corazones. El
estudio presento valores entre 0,65-0,7 psi/ft de fractura, el cual en términos de
presion de cabeza de pozo significa que a una presiéon mayor de 1500 psi podria
producirse una fractura en la formacién. Pozos en este campo habian
experimentado presiones de 1770 psi a través de su historia lo que posiblemente

ocasiono fracturas en la formacién que contribuyo a la canalizacion.

El objetivo de la inyeccion de geles en este caso fue el de probar esta técnica
para la implementacion en otros campos buscando mejorar la eficiencia de barrido
para aumentar el factor de recobro y reducir costos operacionales en las
facilidades de superficie empleadas para el tratamiento de grandes volumenes de

agua.

e Condiciones del proceso
De los siete blogues en los que esta dividido el campo se buscoé seleccionar uno
para implementar el tratamiento; los criterios que se tuvieron en cuenta para la

primera etapa de seleccion incluyen la historia de produccién e inyeccion de cada

1 JASTIN J.K, ZAMBRANO L.G, Selective Gel Treatments in the Country line Unit,
Oklahoma. SPE 29519. 2000
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blogue y los factores de recobro. La eficiencia de inyeccién de cada bloque se

evaluo graficando el recobro secundario contra el volumen acumulado inyectado.

A partir de la comparacion de resultados y las buenas condiciones mecéanicas de
los pozos, se determind que el bloque 1 fue el mejor candidato para realizar el
piloto.

Se hizo un diagnéstico de los problemas presentes en el bloque y se encontré que
en promedio, por 5 MBW inyectados se producen menos de 1 MBO. Un analisis
de los perfiles de inyeccion determino que las arenas U2 y U3 presentan buenas
propiedades petrofisicas con permeabilidades entre 866 y 508 en contraste con
las arenas U1 donde el rango de permeabilidad esta entre 200 y 300 md.

De los pozos de este bloque se selecciond el inyector VLA-894 para implementar
el tratamiento y con pruebas de conectividad se eligieron los productores VLA-296,
VLA-132 para monitorear el proceso. Estos presentaron buena conectividad en las

tres arenas.

Figura 36 Patrén del area seleccionada

1 JASTIN J.K, ZAMBRANO L.G, Selective Gel Treatments in the Country line Unit,
Oklahoma. SPE 29519. 2000
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Fuente: ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to

Improve Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.

Se determind mediante pruebas de laboratorio inyectar 3700 BBLS de Marcit gel
(poliacrilamida parcialmente hidrolizada con acetato de cromo como agente
entrecruzador) a una concentracién de 6000 ppm de polimero en el pozo inyector;
después de que la inyeccion finalizo, el pozo fue cerrado por un periodo de 5 dias
y fue reabierto para controlar la presion.

Debido a los buenos resultados obtenidos, el piloto fue extendido a tres inyectores
mas localizados en el sur del primer inyector seleccionado. Estos pozos fueron
tratados con geles Marcit usando el mismo método de analisis del primer pozo

inyector.

e Problemas
Se presentaros problemas luego de la inyeccion debido al sistema de control de
presion empleado; la presion de fractura excedido varias veces lo que ocasiono

ligeras rupturas adicionales en la formacion.

e Resultados
Los resultados del tratamiento fueron evaluados con herramientas de registros de
produccion (PLT). Después de 5 meses de realizar el tratamiento, el corte de agua
se redujo a 30% y se registrd un incremento en la produccion de aceite de 26,850
BOPD, lo que confirma que el barrido tuvo una mejoria y se ha tenido acceso a

nuevas reservas moviles de crudo.

1 JASTIN J.K, ZAMBRANO L.G, Selective Gel Treatments in the Country line Unit,
Oklahoma. SPE 29519. 2000
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Figura 37 Resultados del proyecto.
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Fuente: ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to

Improve Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.

SHO-VEL-TUM (OKLAHOMA, USA)*

e Caracteristicas del campo

El area en si a la que se aplicé el tratamiento con geles poliméricos fue el bloque
de falla McCartney; este esta caracterizado por una inclinacion de 15 a 20°
noroeste y esta limitado por las fallas en el este y el sur y un contacto agua
petroleo. La acumulacién de aceite ha sido definida por 15 unidades de flujo y
cuatro tipos de rocas. El bloque de falla cubre aproximadamente 206 acres y ha

sido desarrollado con un espaciamiento de 10 acres por pozo.

Es este campo, luego del periodo de declinacién critica fue implementada la
inyeccion de agua como método de recuperacion mejorada. La unidad de

inyeccién fue creada en 1978 y la operacion comenz6 en 1980. La produccion

1 JASTIN J.K, ZAMBRANO L.G, Selective Gel Treatments in the Country line Unit,
Oklahoma. SPE 29519. 2000
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alcanz6 su punto maximo en 1988 a 2400 BOPD. Bajo las operaciones de
inyeccion de agua, el bloque se desarroll6 bien, produjo el 86% del recobro que se
habia predicho para las operaciones realizadas con lo que se recuperoé el 22% del
OOPI, sin embargo mediante un estudio del yacimiento se determiné que se podia
tener un incremento en la recuperacion del 4% del OOIP optimizando el perfil de

inyeccion.

Figura 38 Sho-vel-tum, Oklahoma, USA.

Fuente: ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to

Improve Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.

El estudio mostro que la formacién Fusulinia, la formacion productora del bloque
gue guarda aproximadamente el 50% del OOIP, es altamente heterogénea con
rangos de permeabilidades que van desde 50 a 1200 md y presenta un coeficiente

de Dykstra-Parsons de 0,93.

Los perfiles de inyeccién mostraron que debido a esta heterogeneidad, solo el
20% de la formacion Fusulinia estaba siendo barrida por agua y mediante un
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analisis de distribucion de permeabilidad de los estratos se vio que pequefios
intervalos capturaban el 86% del agua inyectada, es decir el problema de
canalizacion era alto. Inicialmente para manejar el problema se pensd en
implementar aislamiento mecanico usando varios empaques en el completamiento

pero aislar todas las zonas ladronas resultaba imposible.

e Objetivo de la aplicacion
El objetivo de la aplicacion fue bloquear las multiples zonas ladronas presentes en

la formacion Fusulinia superior.

Se determin0 que definitivamente la técnica que habia que aplicar era un
tratamiento con geles poliméricos en esa zona, debido a tres criterios esenciales:
gue el estudio del yacimiento fue favorable, es decir los problemas y las
caracteristicas del yacimiento apuntaban hacia buenos resultados, que los pozos
estaban en buenas condiciones mecanicas y que el bloque estaba definido por las
fallas y el contacto del resto del campo y esto simplificaria el control y vigilancia
del proceso y ademas tendriamos una historia de produccion estable haciendo

facil la medida de la produccion del proyecto

e Condiciones del proceso
El tratamiento fue disefiado para implementar en 5 pozos inyectores y ademas de
este se buscd mejorar los resultados haciendo un cambio en el agua de inyeccion
para inyectores downdip y estableciendo de un sistema de control para medir la

cantidad de agua inyectada en cada yacimiento.

Antes de implementar el tratamiento, se corrieron test de presion transitoria en
todos los pozos inyectores. Estos test mostraron que los pozos inyectores 4 y 5
tenian pequefas fracturas cerca a la cara de pozo y este hecho fue influyente en

el disefio del proceso.
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Se seleccion6 a partir de pruebas de laboratorio y por sus caracteristicas de
selectividad un gel compuesto de Xanthan y Cr(lll) para todos los pozos. Las
concentraciones se determinaron mediante un andlisis de pérdida de fluido
basandose en que a mayor concentracién de entrecruzador es menor la pérdida

de fluidos en el gel.

Para la inyeccion se implementd en tres de los campos a tratar un nuevo
procedimiento desarrollado durante este proyecto, que consiste en producir pulsos
de inyeccion al yacimiento a diferentes presione para incrementar la cantidad de
gel que puede ser inyectado dentro de la matriz manteniendo una presion de
inyeccion por debajo de la presion de fractura de la formacion, mejorando asi la
capacidad de bloqueo del gel sin provocar dafos.

El método como se decia consiste en pulsar el yacimiento por la inyeccion del gel
a una tasa constante en cada pulso pero incremental entre pulso y pulso, hasta la
presion de fractura previamente determinada, a partir de ahi, la presion es
estabilizada durante un periodo de cierre y finalmente la inyeccion de gel es
devuelta a su tasa previa. Este procedimiento se repite hasta que todo el volumen
de gel sea inyectado. Durante todo el procedimiento se realiza un monitoreo
continuo de la presion con el objetivo de evitar sobrepasar la presion de fractura.

El tiempo maximo de tratamiento registrado fue de 140 horas

e Problemas
En el tratamiento del uno de los pozos, el pozo 2, se presentd una situacion
interesante: se llevaba cerca de 40 horas de inyeccion del gel y esta fue parada
con un registro de presion en cabeza de 370 psi; para reanudar la inyeccion era

necesario volver a esa presion de inyeccion y esto tomo mas de 24 horas.

Este comportamiento fue inesperado y costoso. Tedricamente se cree que lo que
ocurrié fue que la presencia del gel en la region cerca a la cara de pozo pudo
haber causado un aumento acelerado de la presion hasta el valor previo. A pesar

de que este procedimiento se habia llevado a cabo en laboratorio, no es posible
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estimar el tiempo de tratamiento debido a las profundidades alcanzadas de

penetracion del gel en el medio poroso.

e Resultados
La tabla claramente indica que le tratamiento del gel fue efectivo pues se registro
una disminucién en los volumenes inyectados de agua en todos los pozos tratados

y un aumento en la produccién de aceite.

Tabla 13 Resultados del proyecto

Taza de Composicién de Gel
Interv. L de _
. V de gel Inyeccion
Pozo | Abierto | Fractura I tado(Bbl) de Gel
nyectado e Ge :
(F) (F) y Polimero | Entrecruzador
(BPD)
80-1 26 9 2430 800 2000 80-100
80-2 26 0 3200 800 2500 150
68-1 28 15 3900 800 2100 100
79-4 8 14 3325 800 2100 100
81-1 12 24 1900 800 2100 70-100

Fuente: ROMERO C, MARIN A.B, “Non-Selective Placement of a Polymer Gel Treatment to

Improve Water Injection Profile and Sweep Eficiency in the Lagomar Field, Venezuela.” SPE 80201.

Se analizaron los perfiles de inyeccion luego del tratamiento y se encontré6 que
efectivamente el tratamiento permitié el paso del agua de inyeccion por nuevos
intervalos lo que aumentd considerablemente el factor de recobro.

La respuesta en la produccién para el blogue McCartney en cuanto al corte de

agua, tasa de inyeccion y produccién de aceite fue satisfactoria. Ademas de los
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resultados en cuanto a cifras, el proyecto creo una nueva técnica de inyeccion
pulsacion, que permiteincrementar la cantidad de gel inyectado dentro de la matriz
de alta permeabilidad mejorando la capacidad de bloqueo del gel.

ENTRE LOMAS (VENEZUELA)*

e Caracteristicas del campo

Figura 39 Entre Lomas, Venezuela.

§ El€aracol '

Provincia del Provincia de
Neuguen Rio Negro

Fuente: WOUTERLOOD Carlos J. ALCIGNO Esteban D. , NORMAN Chuck A.“Metodologia y
resultados de proyectos de inyeccion de geles para incrementar la recuperacién en un reservorio

heterogéneo y multicapa de la cuenca neuquina de argentina.” INGEPET 2002 (expl-3-cw-04)

El Area Entre Lomas se encuentra ubicada en el sector noreste de la Cuenca
Neuquina, Republica Argentina. El yacimiento, situado a 90 kms al norte de la
Ciudad de Neuquén, fue descubierto en 1960 y produce principalmente de la

formacion Tordillo.

2 WOUTERLOOD Carlos J. ALCIGNO Esteban D. , NORMAN Chuck A.“Metodologia y resultados
de proyectos de inyeccion de geles para incrementar la recuperacion en un reservorio heterogéneo
y multicapa de la cuenca neuquina de argentina.” INGEPET 2002 (expl-3-cw-04)
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El yacimiento es caracterizado como multicapa y de marcada heterogeneidad; la
formacién Tordillo estd compuesta por una sucesiéon de capas de origen fluvial-
aluvial hacia la base y de origen edlico hacia el tope. La porcion fluvial-aluvial
sigue un modelo de rios entrecruzados con espesores de arcillas intercaladas; en

los niveles fluvial-aluvial son delgados y de extension erratica.

Después de culminada la etapa de produccién primaria se implementé inyeccién
de agua con el objetivo de incrementar la produccién y aumentar el factor de
recobro. Desde el comienzo de la inyeccion se ha observado un amplio rango de
respuestas. Aunque muchos pozos han desarrollado un buen banco de petrdleo,
otros han mostrado una limitada respuesta. Han sido documentados numerosos
casos de canalizacion de agua, presentando una pobre eficiencia de recuperacion.
El cierre de algunos mandriles, correspondientes a capas acuatizadas en

productores no siempre brindé resultados positivos o facilmente cuantificables.

Los andlisis de reservorio indican que las canalizaciones producidas en ciertas
partes del yacimiento estan relacionadas con la heterogeneidad del reservorio, a
estimulaciones por fracturas en pozos productores que luego fueron convertidos
en inyectores y, en menor medida, a efectos de segregacion de fluidos. No deben
ser descartados los efectos de direccion preferencial de movimiento del agua y los

gradientes de presion.

De los pozos productores 102 han tenido un comportamiento normal o aceptable,
unos 80 han presentado un comportamiento intermedio y 75 han sido altamente
canalizados. Muchos de estos 75 pozos estan aun produciendo con cortes de
agua que exceden el 80% de su produccién bruta. PPCSA ha estimado que de
ellos, unos 2,6 MMm3 de reservas de petréleo, algo asi como un 1,8 % del
petroleo original “in situ” no podran ser producidos bajo las actuales condiciones.
Estas se traducen en rapidos avances del agua inyectada hacia estos pozos
productores, resultado de la conjuncion de dos componentes: permeabilidad

preferencial y gradientes de presion.
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e Objetivo de la aplicacion
Los principales desventajas de este yacimiento se resumen en: Pobre distribucion
vertical de la inyeccion por la cambiante permeabilidad vertical, dispar respuesta a
la inyeccion en pozos de una misma malla, canalizaciones de agua con pérdida de
produccion de petréleo, necesidad de fracturamiento hidraulico que impide un

mejor control nivel a nivel y carencia de sellos verticales seguros y eficaces

La marcada heterogeneidad, en especial de los niveles conglomeraticos, ademas
de la escasa separacion entre capas cuando se estimula por fractura, ha
conspirado contra un eficiente barrido areal y vertical de las zonas en explotacion
produciendo disimiles comportamientos tanto en inyectividad como en la respuesta
en los pozos productores; con el fin de tratar estos problemas se realizaron
considerables esfuerzos tratando la situacion de las canalizaciones en los
conglomerados de la Formacion Tordillo como asi también sobre la pobre

distribucion vertical de la inyeccion de agua.

Los esfuerzos se basaron en la aplicacion de cementaciones, instalaciones

selectivas de produccién y taponamiento con silicatos.

a. Cementaciones a presion: Se han realizado en respuesta a la canalizacion de
agua por detras de la cafieria de aislamiento. Con el objetivo de localizar
selectivamente el cemento se realizaron los trabajos con equipo de reparacion,
aunque la experiencia indica que la localizacion precisa del cemento es muy dificil.
Ademas, cabe mencionar que los trabajos de cementacion a menudo se han visto

subsecuentemente comprometidos por estimulaciones de fracturacion hidraulica.

b. Silicato de Aluminio: Esta sustancia se torna rigida en contacto con el agua de
formacion y tapona la misma. El proceso de gelificacion resulté dificil de controlar,
a la vez que la inyeccidn selectiva en capas de alta permeabilidad era

problematica.
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C. Instalaciones selectivas de inyeccion/produccion: Algunas veces, la
canalizacion de agua puede ser parcialmente controlada por medio del cierre de
camisas correderas en instalaciones de produccion o cierre de mandriles en
instalaciones de inyeccion selectiva. Algunas de estas operaciones requieren la

intervencion con equipo de wireliney/o workover.

d. Cambio de modelos de inyeccion: Evaluaciones técnicas desarrolladas por
PPCSA permitieron concluir que en ciertas areas del campo, las mallas de
inyeccion de tipo seven spot invertido podian ser convertidas a un sistema de
lineas alternadas de modo de aprovechar la direccién preferencial del flujo. Esta
estrategia es efectiva para mejorar la eficiencia de barrido areal pero no ataca el
problema de la eficiencia de barrido vertical.

Con cada una de las técnicas anteriores la produccion de agua se disminuia, pero
estos métodos aislaban zonas sin permitir que los niveles intermedios pudiesen
continuar en produccion o inyeccion. En esto la técnica de inyeccion de geleses
mucho mas selectiva, siempre y cuando éstos se inyecten apropiadamente, tanto

en pozos productores como en inyectores.

e Condiciones del proceso
En el Area Entre Lomas se efectu6 un Proyecto Piloto en el afio 1995 y un
Proyecto de Aplicacion, implementado en tres campafias entre los afios 1999 y
2001. La metodologia de disefio y de aplicacion fue totalmente disimil como
también resultaron las condiciones de corte de agua del campo en ambas
implementaciones. El Proyecto Piloto involucré a 5 productores y 4 inyectores. El
concepto utilizado en ese momento fue el de minimizar los volumenes de

tratamiento en funcidn de incrementar la concentracién del polimeros.

Las caracteristicas que se tuvieron en cuenta para la seleccién de los pozos

fueron las siguientes:
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Para productores, pozos con claras evidencias de acuatizacion (en el Area Entre
Lomas se inyecta agua para recuperacion secundaria de salinidad sensiblemente
inferior a la del agua de formacion. Por lo tanto, el agua inyectada ha constituido
un valioso trazador natural para las tareas de evaluacion de canalizaciones y
respuesta a la inyeccion); Candidatos con varias capas, pozos que operan en gas-
lift, a fin de evitar el costo de pullingy alquiler de herramientas, pozos que
perdieron produccion primaria y pozos con alta relacion gas-petréleo, que indicaria
deficiencias en el barrido por agua.

Para los inyectores se tuvieron en cuenta: pozos con antecedentes de pobre
distribucion vertical de la inyeccidon, pozos con varias capas en inyeccion, baja

eficiencia de recuperacion secundaria en la malla y con baja presion de inyeccion.

El gel que se escogio para el tratamiento tanto de pozos inyectores como de

pozos productores fue poliacrilamidas con Cr(lll).

Un resumen de las propiedades tanto del proyecto piloto como del tratamiento de

aplicacion se puede ver en la siguiente tabla

Tabla 14 Condiciones del proyecto y aplicacién

Proyecto PILOTO APLICACION

Corte de agua de la zona 88% 82%

al comienzo del proyecto

Corte de agua actual 91% 83%

Corte de agua actual extrapolado sin 98% 89%

tratamiento

Inversion (MU$) 951 1300

Incrementode reservas probadas+ 146 186
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probables (Mm?®)

Maximo incremento de petrleo(m®/d) 50 57(ESTIMADO)

Disminucion de produccién bruta (m®/d) 66 40

Evaluacion econdmica s/reservas

probadas y probables

Considerando P.O. (afios) 1.9 2.1
(WTI)=20 u$s/bbl) VAN al 10% (MMS) 4.2 5.1

Fuente:WOUTERLOOD Carlos J. ALCIGNO Esteban D. , NORMAN Chuck A.“Metodologia y
resultados de proyectos de inyecciéon de geles para incrementar la recuperacién en un reservorio

heterogéneo y multicapa de la cuenca neuquina de argentina.” INGEPET 2002 (expl-3-cw-04)

e Problemas
En la literatura no se reportaron problemas de ningun tipo durante la aplicacion de

método.

e Resultados
En el proyecto piloto los tratamientos brindaron una evaluacion econdmica
satisfactoria y un mayor grado de conocimiento de estas técnicas llevo a pensar
en que mayores volumenes de menores concentraciones podrian ser mas

eficientes.

En la aplicacién evidentemente, el taponamiento que produjeron los geles causo6
una importante mejora en la eficiencia de barrido vertical. Las siguientes
figuraspermiten comparar el comportamiento de la recuperacion secundaria con y

sin tratamiento con polimeros.
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Figura 40 Resultados del proyecto.
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Fuente: WOUTERLOOD Carlos J. ALCIGNO Esteban D. , NORMAN Chuck A.“Metodologia y
resultados de proyectos de inyeccion de geles para incrementar la recuperacién en un reservorio

heterogéneo y multicapa de la cuenca neuquina de argentina.” INGEPET 2002 (expl-3-cw-04)

En algunos casos, por medio de ensayos step-ratefue posible calcular reducciones
de permeabilidad efectiva promedio en el rango de 50 a 75% para unidades de
flujo tratadas en el Area Entre Lomas. Presumiblemente, el gel se ha alojado en
las zonas mas permeables. Este rango podra variar en funcion de la concentracion
de polimero utilizada, mientras que la distribucion del tratamiento en las capas
sera funcion de la permeabilidad, de la presion y de la saturacion de agua. Puede
esperarse menor espesor contactado y mas elevadas permeabilidades taponadas
cuanto menor sea el régimen de inyeccion del polimero. Esto implicara un menor

volumen de tratamiento para un costo operativo dado.

Sobre la base de la experiencia realizada, puede afirmarse que los proyectos de
inyeccion de geles polimeros no deberian retrasarse hasta que altas tasas de
corte de agua dominen la produccién. De esta manera se reduciran los costos de
extraccion y el proyecto sera mas facilmente solventado en un contexto de mayor
flujo de caja. Otra recomendacion es inyectar tanto volumen de polimeros como
las condiciones de la formacién lo permitan. Hay una relacién directa entre mayor

volumen de tratamiento y mayor respuesta o beneficio.
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Tabla 15 Resultados del proyecto

Proyecto PILOTO | APLICACION
Fecha 1995 1999-2000
Productores Tratados 5 4
Volumen de Gel inyectado (m°) 199 415
Vol. Gel/pozo tratado (m®) 40 104
Concentracion Polimero (ppm) 6400-8500 | 3000-6000
Inversion Total en Productores (M$) 643 164
Pozos c/respuesta/pozos tratados (%) 60 100
Costo de desarrollo de res. Probada (%/bbl) 1.65 3.26
Inyectores Tratados 4 11
Volumen de Gel Inyectado(m®) 278 15343
Vol. Gel/pozo tratado (m®) 69 1395
Concentracion Polimero (ppm) 5000-7800 | 1500-6000
Inversién Total en (M$) 308 1136
Cantidad de Pozos c/respuesta 13 23

Fuente: WOUTERLOOD Carlos J. ALCIGNO Esteban D. , NORMAN Chuck A.“Metodologia y
resultados de proyectos de inyeccion de geles para incrementar la recuperacién en un reservorio

heterogéneo y multicapa de la cuenca neuquina de argentina.” INGEPET 2002 (expl-3-cw-04)
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VIZCACHERAS (ARGENTINA)*

e Caracteristicas del campo
El campo Vizcacheras es un “maturewaterflooding” que fue descubierto en 1965;
es parte del bloque mas grande del mismo nombre localizado en la region sureste
de la cuenca Cuyo en la provincia de Mendoza, Argentina. El limite oeste del

campo es el area “La Ventana” y el limite superior es el area Zampal Oeste.

Figura 41 Campo Vizcacheras
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Fuente: NORMAN C. DE LUCIA J."Improving Volumetric Sweep Efficiency With Polymer Gels in
the Cuyo Basin of Argentina”. SPE 99379

El campo incluye dos yacimientos principales: la formacion Barrancas y la
formacion papagayos. La estructura en la cual el campo Vizcacheras fue
desarrollado es un bloque de falla erosiva formado por un rift continental de la era
Trifasica. La estructura actual corresponde a la deformacion terciaria Andina. La

formacion Barrancas estd compuesta primordialmente de cuerpos de arena-

NORMAN C. DE LUCIA J.”Improving Volumetric Sweep Efficiency With Polymer Gels in the Cuyo
Basin of Argentina”. SPE 99379
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conglomerados intercalados con lutitas impermeables. Los intervalos productivos
son heterogéneos, lateralmente y verticalmente, lo cual resulta en un grado de
incertidumbre en la correlacion de los cuerpos de arena. Los intervalos con
mayores espesores se encuentran en el norte y oeste del bloque Vizcacheras.
Hacia el sur y el oeste, las facies productivas disminuyen en espesor y calidad de

yacimiento, eventualmente terminando en una formacién impermeable.

La parte alta de la estructura de Vizcacheras esta compuesta de un pliego
asimétrico con un buzamiento de 2°E en el flanco oriental. El flanco occidental es
casi horizontal. El eje de la estructura esta orientado NNW-SSE buzando al norte.
El anticlinal se caracteriza por fallas aproximadamente verticales Este-Oeste que
no exhiben una separacion apreciable. Basado en estructuras mas claramente
definidas en el area, se cree que hay un cierto grado de desplazamiento
horizontal. Este tipo de depositacion con separacion de fallas muy limitada, implica
gue las fallas no son barreras de permeabilidad, pero en vez de eso actuan como
conductos entre estratos. También hay una falla en direccion NW-SE con origen

en la compresion andina.

La produccion inicial de aceite de la formacion Barrancas en el campo Vizcacheras
ocurrié a mediados de 1966 con el completamiento del pozo VI-7. El pico maximo
de produccién ocurrié en 1968 con 19.411 BOPD con un corte de agua promedio
de solo 5%. A finales de 1991, fue implementada una campafia de workover con el
fin de incrementar la produccion de la formaciéon Barrancas. Como un resultado de
este, la produccién de aceite se increment6 desde 3019 BOPD a 4403 BOPD. (Ver
figura 4). A comienzos de 1996 fue implementado un proyecto piloto de
recuperacién secundaria que incluyé el establecimiento de cinco patrones en una
configuracion invertida de 7 puntos. En 1997 y 1998 el proyecto se expandio al

incluir un total de 20 pozos inyectores en los patrones invertidos de 7 puntos.
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Figura 42 Tasas antes del proyecto.
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Fuente: NORMAN C. DE LUCIA J."Improving Volumetric Sweep Efficiency With Polymer Gels in
the Cuyo Basin of Argentina”. SPE 99379

El mecanismo de produccion en el yacimiento Barrancas es expansion del fluido
monofasico combinado con un acuifero moderado. La temperatura de yacimiento
es 208,4 °F. La permeabilidad promedio, porosidad y saturacion de aceite residual
son 500 md, 17% y 25%, respectivamente. La tabla 1 resume el estado de todos

los pozos y datos estadisticos seleccionados hasta Diciembre de 2005.

Tabla 16 Caracteristicas del campo

PROPIEDAD BARRANCAS FM.
Fecha de descubrimiento 1962
Pozos totales perforados 156
Pozos productores activos 77
Pozos inyectores 20
Pozos de deposicién de agua 17
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Produccién de petréleo crudo(BOPD) 2742
Produccion total de fluido (B/D) 81.700
Corte de agua promedio 95.9
Inyeccion de agua 6300
Produccién acumulada de aceite (MMBLS) 92.57

Fuente: NORMAN C. DE LUCIA J.”"Improving Volumetric Sweep Efficiency With Polymer Gels in
the Cuyo Basin of Argentina”. SPE 99379

e Objetivo de la aplicacion
Los geles-Polimeros fueron seleccionados para aplicarse en el campo vizcacheras

por varias razones:

> Se habia observado cierta canalizacion de agua entre los pozos
inyectores y productores.

> Varios pozos de inyeccion han tenido problemas mecéanicos que
imposibilitaron la inyeccion selectiva.

> Casos historicos en campos analogos indicaron que el campo
Vizcacheras era un buen candidato para la adaptacién de la tecnologia

geles-polimeros.

El objetivo del proyecto fue reducir la inyectividad en los estratos de alta
permeabilidad “zonas ladronas” entre los pozos de inyeccion y los pozos
productores asociados desviando el agua inyectada hacia la zona no barrida. De
esta forma se mejora de la eficiencia de barrido volumétrica (vertical y areal) en el
patron inyector-productor, se incrementa del factor de recobro de aceite debido a
la produccion incremental de aceite, los volumenes de agua de inyeccidn sera

reducidos, y consecuentemente se disminuird la produccién de agua.
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e Condiciones del proceso
El proyecto de mejoramiento empez6 en el 2002 con estudios de laboratorio,
estudios de seguimiento y simulacién numérica. A partir del andlisis de perfiles de
inyeccidn, resultados de rastreadores, analisis de las curvas WOR Vs Np, y casos
histéricos de campos analogos, se determino que al menos un 5% de las zonas
ladronas debian ser tratadas con geles.

La seleccion de los pozos a ser tratados se hizo en base a criterios de saturacion
residual de aceite, conectividad, inyectividad y estado mecanico (buenas

condiciones de casing y cementacion).

Se selecciono el patron VI-144 para el proyecto piloto de geles. El patron VI-144
incluye cuatro pozos productores de primera linea y siete pozos productores de
segunda linea. Se creia que el mayor niumero de pozos productores asociados
incrementarian el potencial para una respuesta positiva en un periodo de tiempo
relativamente corto. Los pozos productores en el patron VI-144 han respondido
bien a la inyeccion de agua. La canalizacion de agua entre VI-144 y ciertos pozos
productores asociados han sido documentada con rastreadores. El inyector VI-144
tuvo relativamente alta inyectividad y baja presion de inyeccion. Estudios del

yacimiento identificaron buena conectividad en todas las 4 unidades de flujo.

No se realizo aislamiento de las zonas durante el tratamiento debido a que Las
zonas “Super K’ no son especificas para un estrato particular. Basado en los
perfiles de inyectividad, las zonas ladronas existian en al menos dos de las cuatro
zonas productoras primarias. El aislamiento de zonas afiadia un costo significativo
al tratamiento y Los tratamientos de geles sin aislamiento de zonas en otros
yacimientos que no tenian flujo lineal se habian terminado sin posterior pérdida de

inyectividad del tratamiento en las zonas de mas baja permeabilidad.

Los polimeros seleccionados fueron Water-Cut 204 y Water-Cut 100 y el agente

entrecruzador fue Acetato de cromo. La concentracion del polimero disefiado fue
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3000-7000 ppm entrecruzado con acetato de cromo en una relacion 40:1
(polimero:Cr®"). La tasa de inyeccién fue disefiada a 1259 bbls de gel/ dia a la
maxima presion de cabeza (1130 psi), para esto se tuvo en cuenta que la presion
de fractura era de 1280 psi.

En este piloto los geles fueron mezclados en agua fresca por dos razones: Las
pruebas de laboratorio indicaron que los geles pudieron formarse a bajas
concentraciones de polimeros en agua fresca en vez de agua de produccion; y la
calidad del agua producida fue variable y a veces contenia una concentracién de
aceite para el mezclado estable de los geles.

e Problemas
Cuando la planta de inyeccion de agua fue cerrada para implementar los
tratamientos de inyeccién, las arenas fluyeron dentro del pozo. En mas de una
ocasion la cara del pozo estaba llena de arena antes de la inyeccion del gel; en el
peor de los casos debido a las caracteristicas de selectividad de los geles estos no
entraron a tratar esta zona y en otros casos se formd una mezcla de gel y de
arena que debilito las propiedades de resistencia del gel a las condiciones severas

de yacimiento.

e Resultados
La curva de perfil de inyeccién tomada cinco afios antes del proyecto comparada
con la curva tomada seis meses después del proyecto refleja una significativa
variacion. En las zonas ladronas, se dio una reduccion significativa del flujo de

agua mientras que las otras zonas presentaron un incremento.
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Figura 43 Resultados del proyecto.
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Fuente: NORMAN C. DE LUCIA J."Improving Volumetric Sweep Efficiency With Polymer Gels in
the Cuyo Basin of Argentina”. SPE 99379

La produccion total de aceite en los pozos de la zona tratada fue relativamente
constante antes y después del tratamiento, sin embargo analizando pozo por pozo
se vio que en los que presentaron mayor conectividad, si registraron un
incremento en la produccion de aceite y una disminucién en la produccién de

agua.

Las reservas incrementales de aceite fueron estimadas de un analisis del caso
base y el caso incremental de las curvas del WOR en los cinco pozos productores
gue fueron sometidos al tratamiento de gel; el andlisis cuantifico un incremento en
las reservas de aceite de 200000 BBLS 1,78& OOIP.

Basados en los resultados del piloto, se implementaros tratamientos adicionales
incluyendo un segundo tratamiento en la misma area y dos en pozos inyectores

adyacentes con el fin de generar un efecto sinérgico.
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