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RESUMEN

TITULO: EVALUACION DE LA INFLUENCIA DE LA PRESION NETA SOBRE EL INCREMENTO
DE PRODUCTIVIDAD DE LOS POZOS FRACTURADOS EN EL HORIZONTE K1 INFERIOR DE
LOS CAMPOS APIAY Y SURIA

AUTORES: Thomas Bayona, Vanessa Carolina

Osuna Fajardo, Jorge Andrés™

PALABRAS CLAVES: Fracturamiento hidraulico, Presion neta, Produccion, Iindice de
productividad, Campo Apiay, Campo Suria

DESCRIPCION

El fracturamiento hidraulico es una de las técnicas mas estudiadas y por lo tanto aplicadas en la
industria a nivel mundial con el fin de obtener una mayor produccién de hidrocarburos, teniendo el
maximo rendimiento de los yacimientos existentes y permitiendo el buen aprovechamiento de los
recursos.

En las zonas de Apiay y Suria se realizaron trabajos de fracturamiento en algunos pozos que
disminuyeron su produccion con el paso del tiempo y que mostraban potencial pero de los cuales,
algunos no arrojaron los resultados esperados, esto lleva a la blsqueda e identificacién de los
posibles factores que puedan estar ocasionando dicho déficit en produccion.

Con este proyecto se busca determinar las posibles causas por las cuales no se dieron o se
obtuvieron los resultados esperados. Teniendo claro los conceptos basicos que involucra un
trabajo de fracturamiento hidraulico, generando tablas de andlisis de datos para los pozos con
deltas de presion neta mayor a 1000psi, analizando su comportamiento mediante el uso de mapas
de burbuja y curvas de declinacién usando herramientas informéaticas como OFM (OilField
Manager) para determinar los posibles escenarios Optimos para realizar tratamientos de
fracturamiento hidraulico en estas zonas. Ademas de considerar parametros que influyen en el
descenso de la capacidad de produccion de un pozo como disminucién de los niveles energéticos,
factores mecanicos, o caracteristicas propias de la formacién y/o la fractura creada para permitir el
entendimiento del comportamiento de producciéon mostrado por los diferentes pozos en esta zona
de Apiay y Suria.

" Trabajo de grado.
Facultad de Ingenierias Fisico- Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petrdleos. Director: M. Sc. Fernando
Calvete Gonzalez. Co-director: Reinel Corzo Rueda, Rubén Castillo.

19



ABSTRACT

TITLE: EVALUATION OF THE NET PRESSURE INFLUENCE ON PRODUCTIVITY INCREASE
OF FRACTURED WELLS IN LOWER K1 HORIZON FROM THE APIAY AND SURIA FIELDS

AUTHORS: THOMAS BAYONA, VANESSA CAROLINA

OSUNA FAJARDO, JORGE ANDRES"

KEYWORDS: Hydraulic fracturing, Net pressure, production, productivity index, Apiay Field. Suria
Field.

DESCRIPTION

Hydraulic fracturing is one of the most studied and applied techniques around the world in order to
obtain greater hydrocarbon production from the existing fields allowing a better use of the
resources.

In the Apiay and Suria zones fracturing jobs were made on some wells that showed their potential
and were decreasing in production over time. In some of those wells the results were different than
expected, which bring us to the research and detection of those factors that could possibly cause
this lack of production.

This project looks to determine those possible causes that prevent the expected results in terms of
production. Taking into account some basic concepts that a hydraulic fracturing job involves,
generating analysis data tables for those wells where the delta net pressure was more than
1000psi, analyzing their behavior using bubble maps and declination curves from informatics tools
like OFM (OilField Manager) in order to determine those possible optimal sceneries to execute
hydraulic fracturing jobs in these zones. Furthermore, some parameters that have a big influence on
the declination in well production capacity are considered: reduction in energy levels, mechanical
factors, or the intrinsic characteristics from formation and/or created fracture, to allow a better
understanding of the production behavior exhibited by different wells in the Apiay and Suria zones.

" Thesis.
" Faculty of Physical-Chemical engineering. Petroleum Engineering School. Director: M.Sc. Fernando E.
Calvete, Co-director: Reinel Corzo, Rubén Castillo Nufiez
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INTRODUCCION

Con el crecimiento e industrializacion de la humanidad, los hidrocarburos han ido
tomando cada vez mas fuerza siendo en este momento la principal fuente de
energia del mundo. No obstante hay que tener en cuenta que la mayoria de los
yacimientos conocidos son campos maduros y tienen la tendencia a ir
disminuyendo constantemente la cantidad de hidrocarburos que se producen,
situacion que requiere de especial atencion y de la implementacién de técnicas
gue constituyan una solucién efectiva y permitan optimizar la produccién
obteniendo el maximo rendimiento de cada uno de los yacimientos existentes,
permitiendo una mayor produccién y aprovechamiento de los recursos con los que

contamos en el mundo.

En Colombia, como en todo el mundo el panorama es de caracteristicas similares.
Sin duda alguna las principales metas de las compariias de la industria petrolera
estan enfocadas en optimizar costos y en obtener la mayor ganancia posible en
cada proyecto llevado a cabo. A medida que se avanza en tecnologia y con el
pasar de los afios se han investigado y desarrollado diferentes técnicas que han
demostrado su efectividad con el fin de cumplir el objetivo final de aumentar la

produccion de un yacimiento.

Una de las técnicas mas utilizadas, estudiadas y mejor aplicadas en la industria en
los ultimos afos es el fracturamiento hidraulico, siendo muy importante dentro de
éste el estudio de cada uno de los parametros que puedan presentar algun efecto
durante su ejecucién, como por ejemplo la geometria de fractura, la capacidad del
yacimiento y otras variables que pueden causar un impacto en la productividad de

un pozo como las altas presiones netas.

Es de especial interés por parte de las empresas de la industria petrolera
determinar la influencia que puedan tener dichos parametros con el fin de

incrementar el porcentaje de éxito en las operaciones de fracturamiento hidraulico
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realizadas tanto en el pais como en el mundo entero, disminuyendo asi el factor
de riesgo asociado a dichas operaciones y por lo tanto asegurando la buena

utilizacion de los recursos de una empresa.

Este proyecto surge de la problematica presentada en algunas zonas de los
campos Apiay y Suria en las cuales se obtiene una menor produccion a la
esperada después de la implementacion de un tratamiento de fracturamiento
hidraulico, lo cual crea la necesidad de investigar sobre cuéles podrian ser los
posibles factores que estarian ocasionando dicho problema, haciendo enfasis en
las altas presiones netas que se presentan en dichas zonas y su efecto con el fin
de resolver problemas relacionados con el desarrollo exitoso de un pozo y

conseguir aumentar la produccién de un yacimiento.

El presente trabajo esta dividido en 4 capitulos cada uno de especial importancia y
atenciéon. En el capitulo 1 se abordan los aspectos generales del tratamiento de
fracturamiento hidraulico, productividad de pozos fracturados, se involucra el
entendimiento tedrico de conceptos como presiones netas, y se crean las bases
solidas para el posterior desarrollo del mismo. En el capitulo 2 se generan las
diferentes tablas mostrando el andlisis de los datos que se tienen de presiones
netas seleccionando aquellos pozos en estudio con un delta de presiéon neta
mayor a 1000psi en los campos de Apiay y Suria y se analiza su comportamiento
elaborando mapas de burbuja utilizando herramientas informaticas. En el capitulo
3 a partir del analisis del comportamiento de produccion de los pozos se presenta
la comparacion de los resultados determinando el incremento del indice de
productividad, generando mapas de burbuja mediante la herramienta software
OilField Manager (OFM) de la empresa Slumberger con el fin de determinar,
seleccionar y crear una guia sobre los posibles escenarios 6ptimos para realizar
operaciones de fracturamiento en estas zonas Yy finalmente en el capitulo 4 se

analiza el comportamiento pre y post-fractura evaluando la produccién acumulada
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de los pozos estudio y se generan curvas de declinacién con la ayuda de la
herramienta informatica OFM. Se consideran causas que influyen en el descenso
de la capacidad de produccion como la disminucion de los niveles energéticos del
yacimiento y la caida de produccion debido a los factores mecanicos, se analizan
las caracteristicas propias de la formacién y la fractura como permeabilidad,
conductividad de fractura, longitud de fractura, modulo de Young, entre otros que
permitan el entendimiento del porque el comportamiento de produccién post-
fractura no fue el esperado mostrando de forma clara las conclusiones de este

trabajo de investigacion.
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1. ASPECTOS GENERALES DEL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El fracturamiento hidraulico es una de las técnicas de estimulacion de pozos, que
se enfoca en resolver problemas relacionados con la baja productividad, que
generalmente se atribuye a dafo inducido en la perforacion y/o permeabilidad baja

del yacimiento (1mD).

Una operacion de fracturamiento hidraulico pretende crear fracturas artificiales en
un yacimiento, utilizando presiones hidraulicas. El proposito de estas fracturas o
canales, es mejorar la comunicacién entre el yacimiento y el pozo, permitir el flujo
de aceite y gas natural a través de los perforados y reducir el efecto de dafio en
los pozos. Con esta técnica se pueden contactar yacimientos que, debido a sus
propiedades petrofisicas, no han producido de manera efectiva, incrementando la

produccién acumulada y, en consecuencia, el factor de recobro.

Antes de ejecutar un fracturamiento hidraulico, la primera labor es la seleccién de
pozos candidatos. El éxito del tratamiento de estimulacién depende directamente
de la calidad del pozo escogido, cuando varios pozos han sido identificados, es
dificil seleccionar el mejor candidato para realizar la estimulacion, por tanto, deben
evaluarse parametros como; profundidad de formacién, permeabilidad del
yacimiento, presion de yacimiento, factor de dafio, porosidad, viscosidad del fluido
de formacién, espesor neto y saturaciéon de agua®. En esta instancia, se escogen
los parametros Optimos de fractura (longitud, ancho, conductividad, alto de

fractura, plan de bombeo, concentracion de propante), y se predice la

! Carta Petrolera, edicién 119, Agosto-Septiembre 2008.
2Hongjie Xiong, Stephen A. Holditch, and Zillur Rahim, Using a Fuzzy System to Choose Target Wells and
Target Formations for Stimulation.
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productividad de los pozos pos fracturados®. Una vez un pozo candidato ha sido
seleccionado, y el tipo de tratamiento Optimo escogido, debe entonces disefiarse
el tratamiento optimo, el cual debe maximizar alguno de los siguientes parametros
econdémicos: valor presente neto, tasa interna de retorno, ganancias y tiempo en el

cual el proyecto es pagado.

El procedimiento basico de fracturamiento hidraulico consiste en la inyeccion de
un fluido denominado fluido de fractura a alta presion y altas tasas, hasta la
profundidad donde se encuentra la roca que se quiere fracturar, este fluido
gelatinoso actua como colchén o “pad” y es el encargado de transmitir presion

hidraulica al yacimiento.

Una fractura es generada por el mantenimiento de presion del fluido fracturante,
esta fractura puede facilitar el flujo de aceite y gas desde el yacimiento hasta el
pozo , asi como conectar las fracturas naturales y proveer un area de drenaje

adicional al yacimiento que permite mejorar la productividad del pozo fracturado.

Las fracturas se extienden o se propagan a medida que se continia bombeando el
fluido de tratamiento. Con el fin de sostener y mantener las fracturas abiertas, se
bombea una mayor cantidad de fluido fracturante mezclado con agentes de sostén
0 propante, esta combinacion toma lugar en un mezclador o blender, y pasa por
bombas a alta presion, donde la mezcla adquiere la presion necesaria.

Béasicamente, con la aplicacién de una presién hidraulica a la formacion se crea la
fractura, el fluido fracturante es bombeado dentro de la fractura para mantenerla
abierta y generalmente dos fracturas (alas de fractura) creceran desde el pozo en

direcciones opuestas. Ver figura 1.

3 L.F.Nikurova, V.N. Surtaev y R.R.Yamilov, Enhancing well productivity after hydraulic fracturing in the
Priobskoe Qilfield, SPE 102194, 2006
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FIGURA 1. Formacioén fracturada hidraulicamente.

Fluido bombeado
dentro del pozo.

<— Barrera.

< Arena

productora.
Zona no

e
productora
<— Barrera.

Alas de fractura.

FUENTE: Autores.

El fracturamiento hidraulico se utiliza también para controlar la produccion de
arena en formaciones poco consolidadas y para atenuar la velocidad de
deposicion de materiales que dafian la formacion (asféltenos, parafinas y arcillas
migratorias). Con la técnica de fracturamiento hidraulico se logra el incremento de
la conductividad del petroleo o gas, a través de la fractura creada, en formaciones

de muy baja permeabilidad o dafiadas, desde la formacién al pozo®.

La capacidad de una formacion para recibir un tratamiento se puede probar
mediante la estimulacion de fractura y pruebas de inyeccién. El disefio de estas
pruebas se denomina Minifrac y a partir ellas se obtiene informacion importante

como:

* Del Castillo, Luis (2010). Mejoras en el disefio del fracturamiento hidraulico utilizando anélisis de riesgo en
el noroeste de Peru.
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e Geometria de fractura.

e Esfuerzo de cierre.

e Presion neta.

e Presién de poro.

e Presion de extension de fractura.

e Presencia de fracturas naturales.

1.1. HIDRAULICA DE LA OPERACION

1.1.1 Presion de tratamiento en superficie (STP).

La presién de tratamiento de superficie (STP) es igual a la presion de tratamiento
de fondo de pozo (BHTP) mas la presion de friccion (APr,.;..) del fluido de fractura

que se mueve desde superficie a través del casing, a través de las perforaciones
y cualquier tortuosidad existente en la formacion, menos la cabeza hidrostatica

(HH) de la suspension de agua y arena”’.

STP = BHTP + APji. — HH 1.1

Donde,

STP: (Surface Treatment Pressure). Presion de tratamiento en superficie.
BHTP: (Bottom Hole Treatment Pressure). Presion de tratamiento de fondo.
APfyice + Presion de friccion.

HH: (Hydrostatic Head). Presion hidrostéatica

> John C. Gottschling. Marcellus Net fracturing Pressure analysis. SPE 139110, (2010).
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La presion hidrostatica y la presion de friccion se pueden calcular usando la

concentracion promedio de propante en la cara del pozo.

En esta ecuacion se observa que si la presion hidrostatica aumenta, la presion de
superficie disminuye siempre y cuando, los incrementos de BHTP y Presion de

friccion se mantengan por debajo del aumento de la presion hidrostética.

1.1.2 Bottom hole treatment pressure, BHTP.

La presion de tratamiento de fondo es la presion que se requiere para fracturar la
roca o la presion en el fondo de pozo durante la extension de la fractura. Una baja
BHP conduce a una rapida limpieza post tratamiento. Esta presion de tratamiento
de fondo puede ser calculada usando la presion de superficie, usando la presién
de un indicador de memoria o mediante la correlacién de Keck et al®.

BHTP = Gf + Profundidad + Pneta 1.2

1.1.3 Friccion por perforados.

Es la caida de presidn que se genera debido al movimiento del fluido de fractura a
través de las perforaciones. Durante un tratamiento de fractura el fluido utilizado
encuentra resistencia al flujo debido a la fricciéon en la tuberia, en los perforados y

en la fractura.

Parametros como disipacion de la energia cinética, la reduccion en el area de
flujo, la alta velocidad, el tamafio de los perforados o las propiedades del fluido

determinan la cantidad de friccion provocada

6 Keck, R.G., Nehmer, W.L. and Strumolo, G. S.: “A new method for predicting friction pressures and
rheology of proppant-laden fracturing fluids,” SPE (feb. 1992).
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1.1.4 Tortuosidad.

La tortuosidad es causada por la desviacion de la trayectoria de un pozo de la
direccion de fractura. Los pozos que son perforados paralelos a la direccion de
fractura no presentan un alto nivel de tortuosidad, aun cuando la tortuosidad sigue
existiendo debido a las inconformidades que existen en el area de la cara del

pozo.

Cuando se perforan pozos en otro angulo diferente a la direccion de fractura, estos
estaran sujetos a tortuosidad. No es posible que todos los pozos sean perforados
de forma perpendicular al esfuerzo minimo principal, por lo tanto es inevitable que
algunos tratamientos de fractura en un pozo horizontal se presente tortuosidad, sin
embargo los niveles de tortuosidad pueden ser reducidos consiguiendo una buena
distribucién del propante. La tortuosidad que existe en la region cercana a la cara
del pozo, es el resultado del viaje de la fractura desde su punto de inicio a través

de un angulo hacia su direccion preferida.

Las causas de tortuosidad son descritas por Cleary et al y se pueden dividir en dos

grupos.

e La curvatura del camino desde la cara del pozo hasta la fractura principal:
Si la trayectoria del pozo no esta en linea con la direccion de la fractura, la
fractura inducida tiende a reorientarse y a propagarse perpendicular al
esfuerzo minimo principal.

e Mudltiples fracturas compitiendo por abrirse espacio en la misma regién: El
efecto es que el ancho individual de fractura se reducira de forma lineal con
relacion al ancho de la fractura principal. Con el fin de minimizar el nimero
de fracturas iniciadas se usa un intervalo perforado corto, asi se minimiza la

longitud potencial para que la fractura cambie de direccion.
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El camino tortuoso creado por un pozo vertical u horizontal causa un cambio de
presion mientras se bombea, el cambio de presion debido a la tortuosidad se

estima con la siguiente ecuacion:

Pnet = BHTP — Pcierre — Pfr 1.3
Pfr = Pperf + Ptort 1.4
Ptort = BHTP — Pcierre — Pperf — Pnet 15
Donde,

Pnet: Presion neta.

BHTP: Bottom hole treatment pressure, Presion de tratamiento de fondo.
Pcierre: Presion de cierre.

Pfr: Presion por friccion.

Ptort: Presion por tortuosidad.

Pperf: Presion por perforados.

La presion de cierre (Pcierre) puede ser estimada de la caida de presion después

de una prueba de inyeccion.

Teniendo en cuenta un punto de vista operacional, un camino tortuoso puede
ocasionar un screenout prematuro y con el fin de minimizar estos screenout, las
pruebas SRT (STEP RATE TEST) pueden ser usadas para identificar si se
presenta tortuosidad, sin embargo, para evaluar si la formacion aceptara propante,

se pueden bombear hacia la formacién tapones de gel con propante.
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En un SRT un incremento en la presion, un cambio en el ISIP o presion
instantanea de cierre después de pruebas de inyeccion de arena o una caida de
presion de cierre mayor que la friccion por perforados esperada permiten

identificar la presencia de tortuosidad.

Un SRT permite distinguir entre la friccion por perforacion y la tortuosidad

asumiendo que el camino tortuoso no cambia debido a la inyeccion.

La tortuosidad presente en la formacion, varia dependiendo de la tasa de
inyeccion, la complejidad de la fractura creada, y las propiedades mecanicas de la

formacion.

1.2. ASPECTOS GEOMECANICOS CONSIDERADOS EN LA OPERACION.

1.2.1. Presién de poro.

La presion de poro se define como la presién que actia sobre los fluidos en los

espacios porosos de la roca.

Presion de poro normal: La presion normal de poro es la presion hidrostética de
una columna de fluido de la formacién que se extiende desde la superficie hasta la
formacion en el subsuelo. La magnitud de ésta presidn varia segun la
concentracion de sales disueltas en el fluido de formacién, tipo de fluido, gas

presente y gradiente de temperatura.

Presién anormal de poro: Es cualquier presion de formacion mayor que la presion
normal. Tedricamente se consideran como presiones anormales aquellas altas
presiones de formacion cuyos gradientes varian entre 0.465 a 1.0 psi por pie. Las
causas de esta presidbn se atribuyen a la combinacion de varios eventos

geoldgicos, geoquimicos, geotérmicos y mecanicos.
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1.2.2. Gradiente de fractura.

Es el encargado de determinar la presion necesaria para fracturar la formacion y
crear la fractura para facilitar el flujo de fluido desde la formacién hacia el pozo. Se
utiliza para relacionar la presion de fractura con la profundidad de la formacién y

varia a medida que la presion del yacimiento cambia.

1.2.3. Relacion de poisson.

La relacion de poisson es una constante elastica. Es una medida de la
compresibilidad de un material perpendicular al esfuerzo aplicado o la relacién
entre la deformacion latitudinal y la deformacién longitudinal es decir, permite
cuantificar el grado de deformacion lateral (sx) y axial o longitudinal (sy) al aplicar a

un material un esfuerzo compresivo.

FIGURA 2. llustracién Relacion de Poisson.

FUENTE: Autores
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Esto se relaciona de la siguiente manera:

V==
X

1.6

Doénde,

V: Relacion de Poisson.
Sx: Deformacion lateral.

Sy: Deformacioén longitudinal.

1.2.4. Modulo de Young.

El médulo de Young es una medida de la rigidez de la roca que afecta el célculo
de ancho de fractura y puede ser determinado por registros o analisis de
corazones. Al aplicar un esfuerzo sobre un material ocurre una deformacion (e), en

forma proporcional.

El médulo de elasticidad de Young se define como el cambio en el esfuerzo sobre
en el cambio en la deformacion, es decir, que tanto se deforma la roca cuando se

aplica una carga axial sobre ella.

(64
8 = e
1.7
Dénde,

E: Modulo de Elasticidad de Young.
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Entre mas bajo es el modulo de Young mas ancha es la fractura lo que significa
que la formacion es menos rigida y por lo tanto mas facil de deformar. Asi mismo,
a mayor modulo de Young indica que la roca es mas rigida es decir que se
deforma menos con la misma cantidad de esfuerzo comparada con rocas con
bajos modulos de Young y la formacion requerira una mayor presion para crear el

mismo ancho de fractura. (Ver figura 3).

FIGURA 3. Comportamiento de la fractura (relacion mdédulo de Young-
esfuerzo-deformacion)

Alto Médulo de
Young

Bajo Mddulo de
Esfu Young

erzo

Deformacion

FUENTE: Modificada de Hydraulic fracture treatment design & quality control.

34



1.2.5. Presién de cierre.

Se define como la presion del fluido dentro de la fractura, que se requiere para
mantenerla abierta. Esta presion es igual al esfuerzo en la roca perpendicular al

plano de fractura. Este esfuerzo es el esfuerzo minimo principal.

La presion de cierre sera entonces, igual o menor que la requerida para iniciar la
fractura, y menor que la presion requerida para extender una fractura existente

(presién de extension de fractura)’

1.2.6. Esfuerzos.

Las formaciones de roca en el subsuelo se encuentran bajo la accion de esfuerzos
compresivos y/o extensivos, el conocimiento de los esfuerzos es de vital
importancia para el buen entendimiento de la orientacion y crecimiento de las

fracturas.

1.2.6.1. Esfuerzos principales.

Los esfuerzos principales o “in-situ” son el factor dominante en la operacion de
fracturamiento hidraulico, porque afectan la orientacibn y crecimiento de las
fracturas. Estos esfuerzos son naturales, dependen de la tectonica y existen en la
roca luego de la depositacién vy litificacion. La cantidad de esfuerzo que tiene una

roca depende de las propiedades mecanicas de dicha roca.

Es de vital importancia conocer el contraste de los esfuerzos “in-situ”, para
predecir facil y acertadamente la longitud y la altura de la fractura creada. Sin el

conocimiento de la geometria de fractura creada, el volumen de tratamiento

’ Kennete G. Nolte, Ampco. Production Co. Fracture Design Considerations Based on Pressure. SPE 10911
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optimo no puede ser determinado consistentemente, resultando en tratamientos

de estimulacién que pueden ser inapropiados para un yacimiento dado®.

Todas las rocas en el subsuelo estan sujetas a esfuerzos debidos al overburden y
a los esfuerzos compresivos y extensivos. Debido a los cambios de las
propiedades de las rocas (relacion de Poisson, porosidad, etc.) en todas las
direcciones y a la naturaleza de la roca (fracturas naturales, cementacion, etc.), los

esfuerzos “in-situ” normalmente son anisotrépicos y no homogéneos.

Existen tres esfuerzos principales, esfuerzo horizontal maximo y horizontal minimo

(ou, on) Y uno vertical (0y), los cuales son perpendiculares entre si. (Ver figura 4).

FIGURA 4. Estado de los esfuerzos locales a profundidad.

Ov

FUENTE: Modificado de Rock mechanics self learning Package, sugar Land

Learning center.

.G.W. Voneiff, SPE and S.A. Holditch, SPE, S.A. Economic Assessment of Applying Advances in Fracturing
Technology.
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El esfuerzo vertical, mas conocido como “overburden”, es aquel generado por las
capas suprayacentes. En este orden de ideas, se espera que a mayor profundidad
de la zona de interés mayor sea este esfuerzo vertical, que generalmente es el

esfuerzo maximo.
La magnitud de este esfuerzo puede calcularse de la siguiente manera:

Overtical = 0,052 * p x H 1.8

Donde,

0,052: Factor de conversion.

p: densidad promedio de la masa de la roca suprayacente (Ib/gal).
H: Profundidad de interés (ft).

Como resultado directo de este esfuerzo de “overburden”, se tiene el segundo
esfuerzo principal o esfuerzo minimo horizontal, definido como el pardmetro mas
importante en el control del crecimiento de fractura, que se puede correlacionar

con la litologia y la presién de yacimiento.

v v
Opmin = 7, Ov t (1 - 1—) aP, + Otect 1.9

—v
Donde,

V: Relacion de Poisson.

o v Esfuerzo de overburden (psi).
P,. Presion de poro.

O tect. ESfuerzo tecténico minimo horizontal.
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Al asumirse que el esfuerzo horizontal depende solamente de la conducta elastica
de la roca, la sobrecarga (overburden) puede ser relacionada a los esfuerzos
horizontales, a través de la relacion de Poisson, la cual indica la cantidad de
esfuerzo vertical que se transmitira horizontalmente. Por consiguiente, una
formacién que presente alta relacion de Poisson tendra un esfuerzo horizontal
mayor, al mismo valor de esfuerzo de sobrecarga u overburden. Siendo asi,
variaciones en la litologia, y variaciones en la relacion de Poisson, conducen a

abruptos cambios en los esfuerzos horizontales con la profundidad.

El tercer esfuerzo principal es el “esfuerzo maximo horizontal” que es la suma del

esfuerzo minimo horizontal y la contribucién del esfuerzo tectonico.

1.2.6.2. Esfuerzos efectivos.

El esfuerzo efectivo es la diferencia entre el esfuerzo total aplicado (fuerza
aplicada sobre el &rea) y la presion de poro de la roca. Es decir, es el esfuerzo que

actla en los granos de la roca.

FIGURA 5. Esfuerzos efectivos.

FUENTE: Modificada de Holditch & Associates, Inc. Petroleum Engineering and

Geoscience services.



1.2.6.3. Importancia de los esfuerzos.

El entendimiento de la mecanica de rocas, es imprescindible en el conocimiento
de los efectos que tienen las fuerzas en la tierra en la operacion de fracturamiento
hidraulico, pues estas gobiernan en gran medida, la direccion, el crecimiento y la

conductividad de fractura.

Una fractura hidraulica se propaga en la direccion del esfuerzo maximo (0 max ),
perpendicularmente al esfuerzo minimo (o min ). Ver figura 6. Por consiguiente, la
direccion de fractura depende de la direccién de los esfuerzos y no de las

perforaciones.

FIGURA 6. Direccién de fractura.

O min-

O max-
Fractura.
A
Pozo.

FUENTE. Autores.

El perfil de esfuerzos in-situ claramente controla la forma de la propagacion de
fractura a través de las capas del yacimiento®.El contraste de esfuerzos entre la
formacion objetivo y la formacion barrera (esfuerzos en formacion barrera menos
esfuerzos en formacion objetivo) controlan el crecimiento vertical de la fractura

creada: un valor grande de contraste de esfuerzos in-situ en altura, confinara la

%)L Gidley et al, Monograph Series, SPE, Richardson, TX 12, chaps 3-5, 11. Recent Advances in Hydraulic
Fracturing.

39



fractura en altura y creara una fractura mas larga, un bajo valor de contraste de
esfuerzos en altura resultara en un significante crecimiento de altura y una fractura

mas corta®®. (Ver figura 7).

FIGURA 7. Contraste de esfuerzos in-situ afectan la geometria de fractura.

Formacién barrera.

Formacion obijetivo.

Formacién barrera.

1

FUENTE: Modificado de Economic Assessment of Applying Advances in
Fracturing Technology.

1.3. PRESION NETA.

La presion neta es la presiobn necesaria para mantener abierta la fractura o la
energia en el fluido de fractura disponible para propagar y generar el ancho de la
fractura. Esta presion neta en conjunto con el médulo de young, define el ancho de

la fractura.

° G.W. Vonelff, SPE, and S.A. Holditch, SPE, S.A. Holditch & Assocs. Economic Assessment of Applying
Advances in fracturing Technology.
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Para un mejor entendimiento de la presion neta, se debe tener un previo
conocimiento acerca de las variables que hacen parte de su definicion

matematica;
Se tiene entonces,

Pnet = BHTP — oh 1.10

Donde,

BHTP: Presion de tratamiento de fondo.
ch: Esfuerzo minimo horizontal.

Pnet : Presion neta.

Existe una ecuacidén que relaciona matematicamente la presion de tratamiento de
superficie y la presion neta. Ver figura 8. Es necesario conocer los elementos de

friccién para no mal interpretar los valores de presion neta que se presentan.

Ppet = STP + Prya — Prre — Prrp — Prwp — Peierre 1.11
Donde,

STP : Presion de tratamiento de superficie

Ppyq: Presion hidrostatica

Py, - Presion de friccion tubular

Pf,,,. Presion de friccion por perforados

Pry,p: Presion de friccion en la region cercana a la cara del pozo.
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P.iorre: Presion de cierre

FIGURA 8. Presiones presentes en la determinacion de la presiéon neta.
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P hyd
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FUENTE: Modificada de Holditch & Associates, Inc. Petroleum Engineering and

Geoscience services.

La presidén neta también es un parametro importante en la geometria de fractura,

pues define el ancho y propagacion de la fractura, al producir longitud y altura.
e Ancho de fractura.

Para cualquier presion neta real (es decir, positiva), hay un ancho especifico de
fractura que sera generado por un especifica presion neta. Para una fractura

eliptica, el ancho maximo es definido como:

2
Wmax = w 1.12
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Donde,
V: Relacion de Poisson,
E: Mddulo de Young.

d: Minima dimensién de la elipse.

e Propagacion de fractura.

La presion neta tiene influencia en la geometria de fractura, al producir altura y
longitud. Esta presion debe ser lo suficientemente alta para inducir un esfuerzo en
la formacion que permita romper la roca. Dado que los esfuerzos in-situ y el
moédulo de Young pueden variar entre capas de la roca, es mas facil que la
fractura se propague mas en una determinada capa que en cualquiera de las

otras, siguiendo la trayectoria de la menor resistencia.

El ancho de la fractura se reducira al disminuir el volumen de la misma, debido a
que no se reemplaza el volumen de liquido que naturalmente se filtra dentro de la
formacién. Para evitar este comportamiento y mantener la geometria de fractura,
se debe reemplazar el fluido perdido dentro de la formacién, bombeando dentro de

la fractura a la misma tasa y mayor rapidez que el fluido que se pierde.

Al bombear este volumen extra, el ancho se incrementard de acuerdo con el
crecimiento de la presion neta. Si el fluido es bombeado a una tasa suficiente, la
presion neta se incrementara a un punto donde es mayor que la actual presion de
extension, y la fractura ganara en altura y longitud en adicion al ancho. De otra
manera, la presion neta declinara debajo de la actual presién de extension, y la
fractura cesara de crecer, aun si la presion neta es suficiente para mantener el

ancho.

Consecuentemente, la presion neta cae dentro de tres regimenes:
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e Pnet<0. La fractura esta cerrada, no es posible la propagacion.

e 0 < Pnet < Pext. La fractura esta abierta con wf <« Pnet. No es posible

propagar la fractura.

e Pnet > Pext. La fractura esta abierta con wf « Pnet, y presién suficiente

para generar esfuerzos para propagar la fractura.

En la siguiente tabla se observa el cambio la geometria de fractura con respecto a

la presion neta.

TABLA 1. Cambio en la geometria de fractura con respecto a la tendencia de

la presién neta

Respuesta de la Presiéon
Neta

Cambio en la geometria

Comentarios

Negativa

Extension en la longitud y

altura de fractura.

Ocurre por lo general al

inicio del tratamiento

Neutra (pendiente plana)

Las condiciones de
esfuerzo cambian de
anisotropicas a
isotropicas.

Puede ser de corta
duracién

Generacion de la red.

El ancho de la red
emerge de la estructura

Positiva
de la fractura plana.
Las curvas de presion
" Geometria muy compleja neta tienen tendencia
Muy positiva

hacia arriba.

FUENTE: V. Lyle Lehman and Wadhah Al-Tailji, Net pressure Trends: Is it
permeability, complexity or Just Fluid response? A workflow to determine
stimulation effectiveness in naturally fractured and matrix-based permeability

reservoirs. SPE 163858
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e Andlisis de la Presion neta'’.

Nolte y Smith analizaron los datos para la presion de fondo durante los

tratamientos de fractura, la Figura 9 resume sus hallazgos. En la Figura 9, el

Modo | constituye ya sea un crecimiento de la altura estable o una pérdida

sustancial de fluido: El Modo Il no es usual en fracturamiento. El crecimiento

lateral de la fractura durante el Modo Il es menor que en el Modo |, pero la fractura

esta todavia propagandose y puede ser llenada con propante.

Cuando la pendiente en el grafico log (pn) vs. Log (At) se incrementa a pendiente

unitaria (Modo Ill), indica que la fractura ha cesado de propagarse en longitud, y

esta incrementando su area empaquetada a medida que la presidon neta se

incrementa.

FIGURA 9. Interpretacion de presiones de fracturamiento.

I
Pn= Presion Critica

,—/-"/Jd v

Log (Pn)
\

Log (Af)

FUENTE. Programa computarizado para el calculo de geometria de fractura

basado en un modelo seudotridimensional. 2007.

11 . .
NSI, Fracturing pressure analysis
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Durante el Modo Ill, es todavia posible empaquetar la fractura con propante; sin
embargo la presion debe ser monitoreada celosamente para no exceder la presion
maxima disponible de inyeccién en superficie. El Modo IV ocurre cuando la altura
de la fractura se esta incrementando rapidamente. Normalmente no se desea un
crecimiento rapido de la altura, y el tratamiento de fractura debe ser terminado
desplazando los fluidos de fractura.

El andlisis de las presiones como el observado en la Figura 9, es de presion en el
fondo y debe ser corregida por caidas de presion cercanas al pozo. La Figura 9
muestra las presiones en el sistema completo. Durante cada tratamiento de
fractura, la presion en superficie puede ser medida. En ciertos pozos, la presion de
tratamiento en el fondo (BHTP), puede ser medida. Si el BHTP no es medido
directamente, entonces este valor puede ser calculado con la presion en superficie

y los estimados de friccion en la tuberia y cabeza hidrostatica.

Si el BHTP es calculado o medido exitosamente, la caida de presion cercana al
pozo debe ser sustraida para determinar la presion en la fractura cercana al pozo.
La presidén en la fractura cercana al pozo es el valor que debe ser conocido y
analizado al determinar el ancho, altura y longitud de la fractura ya sea con la
teoria de la presién neta o modelos de propagacion de la fractura P3D. La caida
de presion cercana al pozo estd compuesta de dos partes, la friccion de los
perforados y la tortuosidad, esta caida de presion puede ser determinada por una
prueba step-down test antes del tratamiento principal de fractura.

Un problema es que la caida de presién por friccion en perforados y la tortuosidad,
varien durante el tratamiento cuando el agente de sostén es agregado. El agente
de sostén puede erosionar las perforaciones o taponear algunas de las
trayectorias que estan causando la caida de presién por tortuosidad. Al final del
tratamiento, los datos de presion necesitan ser analizados cuando las bombas son
paradas para determinar si la caida de presion cercana al pozo ha cambiado

durante el tratamiento.

46



e Paso a paso del andlisis de Presion Neta:

Modo 1. La fractura se esta propagando con altura limitada y extensién no
restringida. La pérdida de fluido es dominada por el flujo lineal y la tasa de fluido y

la viscosidad son constantes.

FIGURA 10. Modo 1.

FUENTE. Modificado de Halliburton ServicesCompany.

Modo 2. Hay una presién constante en la cual el crecimiento acelerado de altura o

la perdida de fluido causa una extensién menos eficiente.

FIGURA 11. Modo 2.

FUENTE. Modificado de Halliburton Services Company.
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Modo 3: Ocurre aumento en la presion de pendiente unitaria en la que la fractura

se ha proyectado hacia afuera y no tiene lugar mas extension de la longitud.

FIGURA 12. Modo 3.

FUENTE. Modificado de Halliburton Services Company.

Modo 4: Ocurre una disminucién gradual en la presion en la cual esta ocurriendo
un descontrolado crecimiento en altura, resulta en una fractura angosta y una

pobre extension en la longitud de la fractura.

FIGURA 13. Modo 4.

FUENTE. Modificado de Halliburton Services Company.
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Una vez ha sido iniciada la fractura, esta continuara creciendo hasta cuando la
presion del fluido de fractura exceda la presion de propagacion de la fractura. El
limite inferior de la presion de propagacion es la presion de cierre de fractura (o

min).

1.3.1. Altas presiones netas.

En un tratamiento de fracturamiento hidraulico existe un perfil de presiones desde
el primer momento que el fluido “pad” es inyectado. Este fluido que actua como
colchon, al entrar en la formacién a través de las perforaciones, hace que la
Presion neta aumente, indicando asi, el desarrollo de la dimension de fractura. El
nivel y la tasa de incremento de esta Presion muestran el grado de complejidad de
la fractura y la tortuosidad en la regién cercana a la cara del pozo. Un alto nivel de
presion neta, operacionalmente hablando, no es un propésito en un tratamiento de
fracturamiento hidraulico, pues es un indicador de una compleja geometria de
fractura o una pobre conexion en las cercanias a la cara de pozo. En base a
anteriores estudios de pozos'?, se ha determinado que los pozos con Presi6n neta
de fractura menor a 1000 psi se comportan mejor que aquellos con presion neta
mayor a 1000 psi. Este alto valor, puede ocasionar pobre distribucién del propante

en la fractura, screen-outs, y dafio en la formacion.

La tortuosidad o pobre conexién en las cercanias a la cara de pozo, puede
generarse por: giro de la fractura, giro de la fractura en dos planos, movimiento en
un plano, fracturas multiples y migracion de la fractura. Entonces, la mitigacion de
la tortuosidad cerca a la cara de pozo es esencial para controlar el desarrollo de la
presién neta y generar una distribucion de propante exitosa. Usar fluidos de alta

viscosidad inyectados a altas tasas, puede reducir o eliminar estos efectos.

12 Jeff s. Jordan, P.E., John D. Harkrider, William L. Anthony, Thomas W. Delong, ray F. Martin, “the
relationship between net pressure development during hydraulic fracture treatments and productivity in
Fruitland Coal Completions. SPE 84819, Pittsburg, Pennsylvania, U.S.A. Sept 2003.
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La buena distribucion del propante, resulta en la creacion de longitud de fractura y
optimiza la produccion, en caso contrario, la longitud de la fractura apuntalada es
menor que la fractura creada hidraulicamente, esto es debido a que el propante no
se encuentra bien distribuido a lo largo de la fractura creada, y como resultado los
canales a través de los cuales el aceite y el gas deben producirse no estan
mantenidos abiertos de una manera. De igual forma, esta pobre distribucion,
puede ocasionar taponamiento cerca a la cara de pozo, puede evitar que mas
propante entre a la formacion (screenout) y puede causar dafios en ella por el
fluido fracturante, resultando en una disminucién de la produccion por la corta

longitud efectiva de fractura.

Presiones anormalmente altas son presiones mas altas de las esperadas en las
teorias de fracturamiento hidraulico. Este comportamiento fue observado por

varios autores:

e Medlind & fitch: quienes encontraron que las presiones netas durante
trabajos masivos de fracturamiento hidraulico en la cuenca Piceance eran
anormalmente altas, ellos postularon que estas altas presiones eran
causadas por multiples fracturas ramificadas en forma dendritica

e Palmer y Craig: observaron una discrepancia alrededor de un factor de 3
entre las presiones netas observadas y tedricas en una de las mini
fracturas.

e Shlyapobersky: quien afirma que la razon de tener una Presion neta alta en
un shale puede atribuirse a varios factores entre los que se encuentran:
friccion en la fractura mayor a la esperada (especialmente en la punta de la
fractura), alta rigidez o inflexibilidad de la fractura( mas alta que la medida
en las muestras de laboratorio)causada por la creacion de escamas y

grietas de la punta de la fractura, formacion de multiples fracturas en lugar
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de una fractura dominante, presencia de una regién no penetrante de fluido

“fluido-lag” en la punta de la fractura.

Otro fendbmeno que puede crear alta presion neta es la deformacion no elastica de

la roca cerca a la punta de fractura y el taponamiento de esta con finos.

Existen ejemplos claros en la literatura y en la historia de algunos campos que
presentan la relacion de la alta presion neta con la productividad de los pozos. Es
el caso del campo Fruitland que tiene una baja permeabilidad entre 0.5y 3md en
la zona periférica y hasta 15-25md en la zona principal, Este campo se referencia
a continuacion y que se encuentra en la cuenca San Juan®?, la cual se localiza en
el suroeste de Colorado y noroeste de Nuevo México; ésta cuenca es productora
de gas y presenta varias zonas productoras. Basicamente, en los pozos
analizados, se queria limitar el desarrollo de la excesiva presion neta con el fin de
obtener una buena distribucién del propante mientras se minimizaba el dafio a la
formacion generada por el fluido fracturante. Al controlar el desarrollo de la presion
neta (menores que 1000 psi) se obtenian resultados positivos, mejorando el
recobro, tiempos de-watering e incremento de la produccion de gas.

El objetivo principal de la estimulaciébn es minimizar el dafio a la formacion y
obtener una buena distribucién de propante. Al tener una pobre distribucion de
propante la longitud efectiva propada sera menor que la de la fractura creada
hidraulicamente. La respuesta de produccion puede ser disminuida debido a una

menor longitud de fractura propada.

Para minimizar el dafio, es necesario evitar el desarrollo de altas presiones netas,
puesto que una excesiva presion neta reduce la conductividad debido a que el
polimero esta siendo concentrado en las fracturas y una mayor concentracion de

polimero puede causar un dafio irreparable a la formacion.

B Jeffs. Jordan, P.E., John D. Harkrider, William L. Anthony, Thomas W. Delong, ray F. Martin, “the
relationship between net pressure development during hydraulic fracture treatments and productivity in
Fruitland Coal Completions. SPE 84819, Pittsburg, Pennsylvania, U.S.A. Sept 2003.
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El campo Fruitland tiene una pobre conexion en la region cercana a la cara del

pozo, una alta tortuosidad y una geometria de fractura compleja.

Anteriormente se habian realizado trabajos de fracturamiento en la zona que
resultaron en screenouts catastroficos. Fue baja la concentracion de propante
distribuido, esto debido a la inhabilidad de la formacion para aceptar propante, lo
que es usualmente el resultado de una pobre conexion en la cercania a la cara de
pozo y a una geometria de fractura compleja, esto se tradujo en presiones netas
excesivamente altas que se incrementaron por encima de los 1000psi y la méxima

concentracion de propante fue de 2lpg.

En los pozos Quine, Bell fed y Stedje se observo un incremento por encima de los
1000psi y dafio en la permeabilidad. El pozo Stedje presento la menor respuesta
de produccion, una pobre distribucion de propante y dafio a la formacion por lo
cual se decidié re fracturar este pozo. Sin embargo aunque el trabajo de re-
fracturamiento fue un éxito ingenieril en cuanto a la distribucién del propante, con
incrementos minimos de presion neta, la pobre respuesta d produccion sugirié que
el dafio al sistema era irreparable; esto enfatiza la necesidad de evitar altas
presiones netas durante la estimulacion con el fin de evitar dafio permanente en el

pozo.

Los resultados del estudio evidenciaron que los pozos con presién neta menor a
1000 psi, presentaban un mejor desarrollo que aquellos que tenian presién neta
superior a este valor o que habian experimentado screenouts prematuros. Asi los
subsecuentes tratamientos de fracturamiento fueron disefiados para evitar el
desarrollo de altas presiones netas. La siguiente tabla muestra algunos de los

pozos en el area de estudio y su respuesta de produccion.
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TABLA 2. Resumen de resultados, ejemplo alta presién neta.

Volumen | Volumen : .
de de Igcreme_nto Tiempo d_e Prggléccmn
Pozo , e presion [recuperacion ias
fluidos | propante : ;
(Gal) (Lb) neta (psi) (Dias) (MSCFD)
patrre 72353| 181300 85 29 350
McCoy
"D #2 55355| 121600 415 14 250
McCoy 103405| 120300 555 26 284
D" #3
Stedje #2 133865| 163700 >4200 92 <5
Bell Fed
11 #1 72620 88800 >2000 >100 30
Quine #2 86015| 106600 >1000 58 <20

FUENTE: The Relationship Between Net Pressure Development During Hydraulic
Fracture Treatments and Productivity in Fruitland Coal Completions. SPE 123581.

Puede observarse que los pozos que tienen excesivos valores de presion neta
por encima de 1000 psi durante el tratamiento de fracturamiento hidraulico (Stedje,
Bell y Quine) presentan mayores tiempos de recobro del fluido. Este es un
resultado de la pobre distribucion de propante que da una corta longitud de
fractura efectiva, sumado con el dafio irreparable a la formaciébn de la
deshidratacion del polimero del fluido fracturante. Mientras que los pozos que
presentan una presion neta menor de 1000 psi (Duff, McCoy 2 ;y McCoy 3), tienen
tiempos de recobro de fluidos mas cortos, produccion temprana de gas y altas

tasas de gas mantenidas™.

4 Jeff s. Jordan, P.E., John D. Harkrider, William L. Anthony, Thomas W. Delong, ray F. Martin, “the
relationship between net pressure development during hydraulic fracture treatments and productivity in
Fruitland Coal Completions. SPE 84819, Pittsburg, Pennsylvania, U.S.A. Sept 2003.
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Cuando se desarrolla un nivel excesivo de presidn neta, la deshidratacién del
polimero usado causa un dafio irreparable a la permeabilidad existente. La
evidencia de este dafo fue indicado por un tiempo de recobro de fluidos superior.
Se observd que la produccion de gas se retrasé significativamente cuando la

presion neta fue excesivamente alta.

Podemos concluir con base a este y muchos mas casos existentes, que el
desarrollo de los pozos con presiones netas controladas durante el tratamiento de
fracturamiento hidraulico por debajo de 1000 psi, tienen una mejor respuesta en
cuanto a produccién y dafio. Por consiguiente, una ejecuciéon del tratamiento en
tiempo real, con la identificacién y mitigacion de valores excesivos de presion neta,

es una clave importante para el desarrollo exitoso de un tratamiento.

Usar fluidos de alta viscosidad inyectados a altas tasas puede reducir o eliminar
efectos de la tortuosidad cerca a la cara del pozo consiguiendo la mitigacion de las
altas presiones netas, lo cual es esencial para generar una distribucion de

propante exitosa.

Otra posible forma de ilustrar que existe una relacion entre las altas presiones
netas y una baja produccién es mediante el andlisis de una variable llamada PZS™
“Pressure Zone Stress” El PZS es equivalente a la presion de extension de
fractura sobre el esfuerzo de cierre in-situ.*® Es una variable parcial que depende

de las propiedades de la roca, esfuerzo tensil, leakoff, plasticidad y varios factores.

Los problemas durante los tratamientos de estimulacién pueden llevar a subidas
de presidon o a screenouts. Una de las principales razones de estos aumentos de

presion es los altos PZS.

Bm. Ramurthy, Robert D. Barree, Bill barrett, John D. Longwell, Donald P. Kundert, Cristina Tamayo. “Effects
of high process-Zone Stress in shale Stimulation treatments”. SPE 123581. Denver, Colorado, U.S.A 2009.
o\, Ramurthy, Bill Lyons, Randall B. Hendrickson, Robert D. Barree, Douglas P. Magill. “Effects of high-
pressure-dependent leakoff and high-pressure-zone stress in coal stimulation treatments”. SPE 107971,
Denver, Colorado, U.S.A, 2007.
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El término “Process Zone” fue introducido por Jacob Shlyapobersky et al*’

para
describir efectos de punta de fractura. Jacob Shlyapobersky demostré6 que es
imposible propagar dos fracturas paralelas compitiendo si hay una excesiva
presidn presente porque estas o coalescen en una sola fractura o una de ellas

renuncia a propagarse.

Un buen punto de inicio para determinar el PZS es mediante una prueba de
integridad (ISIP-Presion de cierre). La razdn por la que es un buen punto de inicio
y no una medida absoluta es porque durante la propagacion de la fractura la
contribucion al PZS de cada uno de sus componentes varia dependiendo de si la
fractura es estacionaria o se esta moviendo en cada punto a lo largo del perimetro

en un tiempo dado.

Para cuencas de Estados unidos se tiene estipulado un valor maximo de 0.2 psi/ft
de gradiente de PZS (Gpzs) para en términos generales considerar que la
formacién producira de manera econémicamente viable. Es decir, el valor del PZS
dividido en el punto medio de los perforados, en TVD(ecuacion 1.15). Lo que

resulta en un valor de gradiente en psilft;

En estos ejemplos se muestra la produccion de zonas de Shale que exhibieron
altas presiones netas, atribuidas a altos PZS o a efectos de punta de fractura. Se
presentan tres casos diferentes; en los pozos A y B donde se observo zonas con
altos PZS, la produccion fue pobre. Mientras que el pozo C donde el gradiente de

PZS es menor a 0.2 psi/ft evidencio buena produccién.

Pozo A: Shale gothic y Hovenweep: localizado en Dolores, Country, Colorado. Se

estudiaron principalmente tres intervalos.

v Shlyapobersky, J., Wong, G. K. and W.W. 1988: “overpressure calibrated design of hydraulic fracture
stimulations, “ SPE 18194 presented at the annual technical conference and exhibition, Houston, Texas,
U.S.A.
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1. El primero comprendido entre 6140 y 6180 pies, el pozo fue cerrado
durante 40 horas y se observd un BHTP de 7330 psi obteniendo un
gradiente de 1.19 psi/ft, posteriormente se determiné la presion de cierre

igual a 5090 psi con lo cual se obtuvo un PZS de 2240 psi.

PZS = BHTP — Pcierre 1.13

PZS,, = 7330 — 5090 = 2340psi 1.14

Con esta PZS se obtiene un gradiente que para cuencas de estados unidos debe
ser menor a 0.2 para que en términos generales se considere que la formacién

producira econémicamente.

Gpzs = PZS 1.15

Punto medio de perforados (TVD)

P25a1 = 2% _ 0,37 psilft 1.16

Punto medio de perforados de Al " 6160

Gpzs—a1 =

2. Posteriormente el bajo Hovenweep fue perforado de 6045 a 6073 pies
usando hidra-jet, fue cerrado durante 19 horas y se obtuvo un BHTP de
7545 psi con un gradiente de 1.25 psi/ft psi y una presion de cierre de 5693
psi con lo cual se obtuvo un PZS de 1852 psi.

PZS,, = 7545 — 5693 = 1852 psi 1.17

PZS 5 1852
Punto medio de perforados de A2 6059

=0,31 psilft 1,18

Gpzs—a2 =
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3. Por ultimo el objetivo principal en este pozo perforado de 5960 a 6018 psi,
donde se obtuvo un BHTP de 7262 psi con un gradiente de 1.22 psi/ft y

una presion de cierre de 5270 psi con lo cual se obtuvo un PZS de 1992

psi.

PZS,; = 7262 — 5270 = 1992 psi 1.19

PZS g3 1992
Punto medio de perforados de A3 T 5989

GPZS—A3 = = 0,33 pSl/ft 120

Como se puede observar en todas las zonas perforadas en este pozo se exhibio
alto Gpzs por encima de 0,2 psi/ft. En este pozo no se reportd produccion y fue
temporalmente cerrado y abandonado. Esto muestra que altos PZS pueden ser
relacionados y ligados a una pobre produccion.

Pozo B: Shale Mancos. Esta localizado en Uintah County, Utah. EI Shale Mancos

esta situado entre los 12900 y 14760 pies. Fue dividida y estimulada en 4 etapas.
La produccion de este pozo es reportada en la tabla 3.

TABLA 3. Produccién pozo B. Shale Mancos.

Produccion Pozo B (Mancos)
Fecha D|a§ Aceite, Bbl Gas MCF Agua, Bbl
producidos
03/01/2008 31 119 8420 4697
04/01/2008 30 0 8444 6616
05/01/2008 31 0 5973 4707
06/01/2008 30 0 8961 2925
07/01/2008 31 81 7847 2040
08/01/2008 31 0 6697 1970

FUENTE: The Relationship Between Net Pressure Development During Hydraulic
Fracture Treatments and Productivity in Fruitland Coal Completions, SPE 123581.
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Las primeras dos etapas se estimularon con agua y ambas se acercaron al
maximo limite de presion permisible de 11500 psi durante todo el tratamiento.

La tercera etapa en este pozo perforada de 13750 a 13989 pies exhibio
caracteristicas de alto PZS, estando cerca del maximo limite de presion, se tapono
y se tuvo que adicionar 44 perforaciones mas con lo cual esta etapa fue re-
estimulada con éxito utilizando las soluciones propuestas por Ramurthy et al*® en
el 2007 para zonas con altos PZS. El PZS obtenido fue de 470 psi y se le hizo un
ajuste historico con un resultado de un PZS de 2900 psi considerado un ajuste

razonable.

Las mismas soluciones para zonas con alto PZS fueron aplicadas en la cuarta

etapa de 12916 a 13516 pies con éxito.

Un PZS de 2900 psi a una profundidad de 13750 pies resultan en un gradiente de
PZS de 0.21 psi/ft, que estd por encima de 0.2 y aunque el valor de PZS fue
obtenido por medio de un analisis del ajuste histdrico y puede no ser Unico, aun

asi puede ser usado como indicador de pobre produccion.

PZSp __ 2900
Punto medio de perforados de B 13750

= 0,21 psi/ft 1.21

Gpzs-p =

Pozo C: Shale Mancos-Rockies. Es un caso exitoso del Shale Mancos a una
profundidad promedio de 15440 pies en el cual se obtiene para este pozo un
BHTP de 13800 psi con una presion de cierre de 12478 psi y se observa un PZS
de 1322 psi y por consiguiente un Gp;s de 0.085 psi/ft. Esto muestra que el PZS en
esta zona es bajo y la produccidn inicial obtenida también hace de esta zona todo

un éxito.

v, Ramurthy, Bill Lyons, Randall B. Hendrickson, Robert D. Barree, Douglas P. Magill. “Effects of high-
pressure-dependent leakoff and high-pressure-zone stress in coal stimulation treatments”. SPE 107971,
Denver, Colorado, U.S.A, 2007.
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PZS, = 13800 — 12478 = 1322 psi 1.22

PZS¢ 1322
Punto medio de perforados de C T 15440

szs_c = == 0,085 pSl/ft 123

Estos ejemplos claramente muestran una relacién entre altos PZS y una pobre
produccion, siendo el Unico caso exitoso el pozo C el cual exhibié un bajo PZS.

1.4. PRODUCTIVIDAD DE POZOS FRACTURADOS.

Para hablar de productividad se define el parametro J, conocido como indice de
Productividad, que relaciona la tasa de produccién qy el drawdown de la siguiente

manera:

q=]* AP 1.24

Durante la vida de un pozo, el mismo estd sujeto a una gran variacion de
condiciones, donde destaca bajo condiciones de estado constante la tasa de

produccion del pozo para un valor fijo de drawdown, de la siguiente manera:

_ Zn*k*h*Ln(%)
Donde,

K: Permeabilidad de la formacion productora.

h: Altura de la formacion productora.

59



re: Radio efectivo de drenaje del pozo.
rw: Radio del pozo.
B: Factor volumétrico del crudo.

M: Viscosidad del crudo.

Realizado el fracturamiento, la mejor manera de verificar su resultado y justificar el
trabajo, es a través de la productividad y economia del pozo. Un pozo sin dafio
tiene una eficiencia de flujo EF=1. Si el frac es exitoso la EF deberd ser unos
decimales mayor que 1, 1.2 hasta 1.4. La optimizacién del tratamiento es hecha
con limites impuestos. Estos incluyen la altura critica de fractura, la implicada
presion neta, la maxima tasa de inyeccion permitido y el coeficiente “leakoff’
(ft/min)(velocidad de pérdida de fluido).

1.4.1. indice de productividad.

Un indicador importante del comportamiento de los pozos hidraulicamente

fracturados es el indice de Productividad Adimensional JD.

El fin dltimo de un tratamiento de fracturamiento hidraulico, es maximizar este
indice de Productividad Adimensional (J,), que se define como la medida de
potencial del pozo o su capacidad de producir, es decir, mejorar su productividad
mas alla del nivel natural; con la generacion de canales que permitan facilitar la
comunicacién entre el yacimiento y el pozo. Este aumento se logra, removiendo el
dafio en las cercanias de pozo o alterando el patrén de flujo dentro de la formacién

para disminuir la resistencia al mismo.

Habiéndose demostrado que para una masa de propante a ser inyectada a un

pozo con un area de drenaje asignada en un yacimiento de una permeabilidad
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dada, existe una especifica conductividad de fractura adimensional en la que el JD
se torna maximo, que se denomina la conductividad de fractura éptima. Una vez
qgue la conductividad de fractura Optima es obtenida, entonces las dimensiones
ideales de fractura (longitud y ancho) son de hecho determinadas y pueden ser

consideradas como las metas deseables

Economides et al*®

, introducen el concepto llamado disefio de fractura unificado
con el objetivo principal de maximizar el indice de productividad adimensional en

estado seudoestable ( /p,ss) usando un modelo de estado seudoestable.

Soluciones analiticas para J,
e Estado seudoestable (Jpss)

Este modelo asume que los limites de yacimiento son limites de no flujo, donde
después de un periodo inicial de flujo transiente la tasa de produccién constante
resulta en un cambio constante en la presion volumétrica promedio con respecto al
tiempo. Este es el modelo estandar aplicado para la evaluacion del transiente de

presion y los problemas de estimulacion de fractura.

El indice de productividad en estado seudoestable es el indice de rendimiento
usado con frecuencia para describir el incremento del rendimiento del pozo

fracturado esperado y actual.

.]DpSS = L 126

(F_Pw)

Donde,

® Economides, M., Oligney, R. and Valko, P., “Unified fracture Design, Bridging the gap between theory and
practice,” Orsa Press, Alvin, Texas, 2002.
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Jppss, €S el indice de productividad adimensional en estado seudoestable y es

funcién de la geometria del volumen de drenaje y de parametros de fractura.

Estudios indican que el maximo indice de productividad adimensional en estado
seudoestable que se puede alcanzar es 0,9 asumiendo limites superiores
practicos para longitudes y conductividades de fractura.

e Estado estable (Jp,s)?°

En el modelo de estado estable se asume que el flujo hacia adentro es el mismo
hacia afuera en cada elemento del yacimiento. Este modelo es aplicado para la
evaluacion de multiples patrones de flujo, multiples pozos y para proyectos de

inyeccion de fluidos.

1.4.2. Parametros incluidos.

Debido a la naturaleza radial del flujo en un pozo productor, la mayoria de la caida
de presién ocurre cercana al pozo y cualquier zona de dafio en esta regién causa
un aumento significativo en la caida de presiéon. El impacto de la zona de dafio
alrededor del pozo puede ser representado por el parametro S conocido como

“skin” que se relaciona con el indice de productividad de la siguiente manera:

] _ 21*xk*h 197
B*u*(ln%hs) '

20 J.K.Diestric, JD as a performance indicator for hydraulically fractured Wells, SPE
93630.
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El skin es una idealizacién que envuelve todos los aspectos importantes del dafio.
Muchos investigadores prefieren hablar de pseudo dafio en algunas ocasiones
para poder incluir otros efectos, que aunque fisicamente no son dafio al pozo,
representan una restriccion del flujo hacia el pozo y puede ser modelado
matematicamente con el parametro S. En pozos con fracturas hidraulicas la
productividad debe incluir no solo la caracterizacion de la roca de formacion, sino
también las caracteristicas de la fractura y por lo tanto se introdujo (Prats, 1961) el
pardmetro de conductividad de fractura adimensional (dimensionless fracture

conductivity) definido como:

_ kf*W

0= Hex 1.28

Donde,

k: Permeabilidad del yacimiento.

Xf: Longitud de una de las alas de la fractura.
Kf: Permeabilidad de la fractura.

W: Espesor promedio de la fractura.

La conductividad de fractura adimensional conjuntamente con la longitud de
fractura controlan el comportamiento de produccion de los pozos fracturados. El
producto K * W es definido como conductividad de fractura, la cual es

dimensional.

63



1.4.3. Variables que afectan la productividad post-fractura

Longitud de la fractura (Xf): una fractura mas larga contacta mas parte de la

formacion y asi aumenta la productividad.

Conductividad de la fractura: (KfW), con el fin de aumentar el rendimiento
de un pozo, la fractura debe ser capaz de llevar consigo mas aceite que la
formacion, asi la capacidad de flujo de fractura o la conductividad de la

fractura deben ser bastante altos.

Permeabilidad de la formacién: (k), controla la respuesta de la formacién a
la fractura. Cuando la formacién presenta una baja permeabilidad, la
fractura que se genera es larga y angosta, en caso contrario, la fractura es

anchay corta.
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2. CAMPOS APIAY Y SURIA.

2.1. ANTECEDENTES HISTORICOS.

Entre 1944 y 1977 varias compafias petroleras entre las que se cuentan Shell,
Intercol, Texaco, Chevron, Continental y Philips, iniciaron la gestion exploratoria en
la zona, incluyendo sismica y perforacion de pozos. La mayoria de las cuales con
resultados negativos. Chevron fue la Unica que obtuvo descubrimientos de

exploracién comercial aceptable en los Campos de Castilla y chichimene en 1969.

En 1982 Ecopetrol hizo el descubrimiento del Campo Apiay con resultados
positivos. Entre 1981 y 1988 se perforaron 47 pozos en desarrollo pertenecientes
a los campos Apiay, Apiay Este, Guatiquia, Suria, Suria Sur, Pompeya, Austral,

Guayuriba, Tanané, Libertad, Libertad Norte y Reforma.

En el periodo 1981-1993 se construyeron las facilidades de produccién, asi como
la estacion de bombeo Apiay y las plantas de gas y asfalto. En 1995 se inici6 el
proyecto “Desarrollo Adicional area Apiay-Ariari”, para un recobro adicional de 36
Mbls.

La sub-cuenca Apiay-Ariari se localiza al suroccidente de la cuenca de los Llanos
Orientales de Colombia. Esta limitada por el piedemonte llanero y el sistema de
fallas Upia-Guicaramo al oeste, el paleoalto de Cumaral al norte, y la serrania de
la Macarena al sur, definiendo un area aproximada de 30.000 km2. Pertenecen a

ésta subcuenca los campos petroleros de Apiay y Suria.

Un volumen estimado de aceite original de 900 MBLS se encuentra almacenado
en rocas de edad Cretacea y Terciaria en la subcuenca Apiay-Ariari (Salamanca

et.al.,, 1995). El 50 % de este volumen pertenece a la unidad operacional K-2,
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principal almacenador y objetivo exploratorio de la sub-cuenca, y el volumen
restante se localizaria en rocas de las unidades operacionales K-1, y T-1. Los
porcentajes de acumulacion en estas dos unidades constituyen tema de discusion

ya que no existe un célculo volumétrico preciso de las mismas.

2.2. LOCALIZACION GEOGRAFICA.

FIGURA 14. Localizacion geografica de los campos Apiay y Suria

APIAY
4 SURIA

FUENTE. Ecopetrol.

2.2.1. Campos Area Apiay-Ariari

Los campos que pertenecen al area Apiay-Ariari son Apiay, Suria y Libertad-
Reforma localizados al oriente del Departamento del Meta (Colombia), 32 km al

SE de la Ciudad de Villavicencio con un area aproximada de 30.000 Km?. La via
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principal de acceso es la carretera Villavicencio Puerto Lépez. Definida por las
siguientes coordenadas geogréficas con origen Bogota

Norte Este
934.000 m 1‘064.000 m
948.000 m 1‘080.200 m

2.2.2. Localizacion geoldgica de la cuenca

La subcuenca Apiay-Ariari se localiza al suroccidente de la cuenca de los llanos
orientales en la cual se encuentran ubicados los campos de Castilla, Chichimene,
Libertad-Reforma, Suria y Apiay. Fisiograficamente es un area plana con alturas
sobre el nivel del mar entre los 180 y 350 metros, esta limitada por el piedemonte
llanero y el sistema de fallas Upia-Guicaramo al oeste; el paleoalto de cumaral al
norte y la Serrania de la macarena al sur. Esta caracterizada por una tectonica

intensa manifestada en fallas inversas, fallas de distension y pliegues asociados.

2.2.3. Estratigrafia

Las rocas del precaAmbrico conformadas por rocas igneas y metamoérficas de alto
grado afloran en los costados oriental y occidental de la cuenca, formando el
escudo Guayanés y constituyen el basamento relativamente rigido sobre el cual se
ha depositado toda la columna sedimentaria. Las rocas de mayor edad
(paleozoico temprano), contienen en su parte inferior, esquistos, calizas
dolomitizadas, lavas almohadilladas, shales, intrusiones diabasicas, granitos y
conglomerados y en la parte superior, shales, arcillolitas y areniscas arcosicas de

ambientes marinos someros.
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Sobre estos sedimentos, rocas igneas y metamorficas del paleozoico, descansan
discordantemente sedimentos del cretaceo tardio representando el principal aporte
de sedimentos mesozoicos; en el area de Arauca, al norte de la falla de cafio
limén solamente han sido reportados depdésitos aislados de sedimentos triasicos y

jurdsicos.

Las unidades operacionales de los campos Apiay-Suria, comprenden en el area
de estudio la secuencia del cretdceo superior, y se divide en las unidades
operacionales K2 de edad coniaciano y la unidad operacional K1 que comprende
desde el santoniano hasta el eoceno inferior. La unidad K1 normalmente se divide

en K1 superior, K1 medio y K1 inferior.

El primer estado de esta mega secuencia esta ausente en la cuenca y representa
la depositacion de las rocas mas prolificas en generacibn en las cuencas
piedemonte, del alto y medio magdalena (formaciones la Luna, Villeta y Gacheta
respectivamente). El segundo pulso de sedimentacion reinicio en el paleoceno con
la depositacion d las formaciones Barco y los cuervos en la parte noroccidental de
la cuenca de los llanos. Posteriormente, la cuenca experimento un hiatus de
aproximadamente 16 millones de afios. La depositacion se reinicié en el Eoceno
Tardio con la depositacion de la formacion Mirador, caracterizada por areniscas de
grano fino a grueso con esporadicos conglomerados e intercalaciones limosas y

arcillosas.

En el &rea de Apiay-Ariari la correspondiente unidad T2, se deposita en un sistema
fluvial de corrientes entrelazadas. Durante el Oligoceno y el Mioceno temprano, la
depositacion de la formacion carbonera compuesta de shales, limos y arcillas con
escasas capas de areniscas y capas de carbén al topo, refleja cuatro ciclos de
influencia marina en depdsitos de planicie deltaica. Hacia el topo se encuentra un
marcador ampliamente correlacionable (lutita E) compuesta de arcillolitas gris-

azulosas.
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TABLA 4. Columna estratigrafica de la cuenca de los llanos orientales.

Era Periodo Epoca Edad Formaciones
. Pleistoceno Tardio
Cuaternario . Guayabo
Plioceno Temprano
Mioceno Tardio medio Shale Ledn
Areniscas
Superiores
Lutita E
Unidad C1
CENOZOICO , Temprano | Formacion | Areniscas
. Oligoceno :
Terciario Tardio Carbonera | Carbonera
Unidad C2
Lutita E3
Unidad T1
Unidad E4
Eoceno Temprano Formacion .
Tardio Tardio Mirador Unidad T2
Paleoceno Priaboniano Hiato
Mastrichtiano K1
Campaniano . »
. , ormacion
Santoniano
MESOZOICO|CRETACED| 70 on Guadalupe
Coniaciano K2
Turoniano
Cenomamiano
Temprano Albiano
P , Hiato
Aptiano

FUENTE: Ecopetrol

La formacion Ledn compuesta de arcillolitas verdes y grises depositada bajo
ambiente marino somero, sobreyace concordantemente a esta secuencia,
manteniendo el registro de una elevacion global del nivel del mar y el
levantamiento y deformacién de la cordillera oriental, lo que genero el aislamiento
de la cuenca de los llanos y del valle medio del magdalena. Finalmente, se
presenta la depositacion de areniscas de grano grueso y conglomerados con
esporadicos shales y capas de lignitos correspondientes a la formacion Guayabo-
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Necesidad. La unidad operacional K2 ha sido objetivo principal de produccién en
los campos de la superintendencia. Su mecanismo de produccién es por empuje
de agua activo, lo cual ha permitido un mantenimiento natural de la presion de
yacimiento, pero también de su alto drenaje y altos cortes de agua y en aumento.
En la tabla 4. Se muestra la columna estratigrafica de la cuenca de los llanos

orientales.

2.2.4. Unidad operacional K1 (Formacién Chipaque)

La unidad K1 de sedimentos paleozoicos es correlacionable con la formacion
Chipaque y el grupo Guadalupe. La unidad Operacional K1 representa depoésitos
durante el periodo de maxima trasgresion cretacea, consiste de seis unidades
genéticas bien diferenciadas donde las dos unidades inferiores (K1L2, K1L1) de
constitucién arcillosa, litologicamente se componen de shales negros, limosos,

masivos, con modulos de pirita.

Las unidades del K1 Medio (K1M3, K1M2, K1M1) presentan intercalaciones de
areniscas bioturbadas de grano fino, localmente carbonosa y shale negro,
corresponden a depdsitos de frente costero meso mareal en su parte inferior y
superior, mientras en su desarrollo medio corresponde a evoluciones tipo delta de

dominio fluvial.

La unidad genética superior (K1U1l) formada por areniscas de grano medio
grueso, con estratificacion cruzada tabular de gran escala y lentes carbonosos,
representa depdsitos de corrientes fluviales entrelazadas durante el Eoceno

representando una clara disconformidad estratigrafica en esta secuencia.
La unidad K1 se encuentra suprayacente en forma paralela a la unidad K2.

En el caso de la unidad K1 inferior, siendo la unidad de interés particular y en la

cual se centra toda la atencién de este proyecto de investigacion, ha sido dividida
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en cinco unidades, comenzando por la unidad 1 en la parte superior, y la unidad 5
en la parte inferior. La unidad inferior, ha sido denominada “tope hidraulico”, por
considerar que tiene comunicacion hidraulica con la unidad K2, teniendo por lo

tanto influencia del mismo acuifero activo de la unidad K2.

En las cinco unidades la base de la superior corresponde al tope inferior, las

cuales han sido denominadas de la siguiente manera:

TABLA 5. Unidades K1 inferior

Unidad Tope Base
1 MFS5 SB4
2 SB4 MFS3
3 MFS3 MFS3-2
4 MFS3-2  |HIDRAULICO
5 HIDRAULICO| TOPE K2

FUENTE: Ecopetrol.

EL mecanismo de produccién basico de la unidad K1 inferior se estima que es por
gas en solucién y empuje parcial de agua exceptuando la unidad 5, la cual tiene

empuje hidraulico activo.

2.2.5. Campo Apiay.

El campo Apiay pertenece a la gerencia llanos de Ecopetrol y esta localizado
aproximadamente a 30 kilbmetros al Sudeste de la ciudad de Villavicencio dentro
de las coordenadas Gauss con origen Santa Fe de Bogota, Norte 941.250 a
946.200 y este 1075600 a 1078800. Geograficamente es un area plana con
alturas que oscilan entre 220 y 320 metros sobre el nivel del mar. La principal via

de acceso es la carretera que de Villavicencio conduce a puerto Lopez. Figura 14.
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Campo Apiay fue descubierto por el pozo Apiay-1, en diciembre de 1981, el cual
se completdé como productor de aceite (24°API) en el cretaceo superior unidad K-2
después que Chevron obtuviera descubrimientos de exploracion comercial en esta

zona en 1969. (Campo Castilla y Chichimene).

Posteriormente se perforaron los pozos Apiay 2 y Apiay 3, de los cuales el Apiay 2
resulto seco y el Apiay 3 inicio produccion en diciembre de 1982. En marzo de
1983, después de comprobar la produccion comercial por medio de pruebas
efectuadas en los pozos Apiay 1y Apiay 3, se inici6 oficialmente la explotacion de

hidrocarburos del campo Apiay.

2.2.6. Campo Suria.

Este campo esta conformado por los pozos denominados Suria, Suria Sur,
Pompeya, Austral, Tanané, Quenane, Guayuriba. La estructura de Suria, esta
constituida por un anticlinal asimétrico fallado en su flanco Sureste, y con algunas
fallas normales cortandolas transversalmente. La direccion del eje del anticlinal es
N40OE, el limite oriental lo constituye la falla de Suria, de caracter inverso
convergencia noreste, de alto angulo y en general con caracteristicas similares a
la de Apiay, por cuanto estan relacionadas genéticamente. Las fallas normales
que cortan casi perpendicularmente la estructura principal, son de menor

desplazamiento vertical (10-40 pies).

En el bloque adyacente a la falla de Suria se desprende una falla que conecta con
la de Apiay, la cual es bastante clara en la sismica y posiblemente esta asociada
con areas de Wrench. En este mismo bloque, contra la falla de Suria se presentan
algunos cierres estructurales como el del pozo Dino-1 y otros hacia el Sudoeste

gue podrian ser objetivos exploratorios en el futuro.
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FIGURA 15. Localizacién geogréfica Apiay Suria-departamento del meta.
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FUENTE: Alternativas técnico econdmicas de perforacion para el futuro desarrollo

de los campos de la superintendencia de operaciones Apiay.

Los campos Apiay-Suria son bastante heterogéneos y presentan variaciones
laterales de facies en los diferentes paquetes arenosos, se observa que algunos
paquetes arenosos de varias unidades tienen buen desarrollo, mientras que otros
pozos estan muy mal desarrollados y por ende se tienen pobres propiedades

petrofisicas.
Desde el punto de vista de la geometria de la fractura, esta heterogeneidad podria
determinar el éxito o el fracaso del fracturamiento, en donde se describe como la
formacion se deformaria bajo un cambio de esfuerzos, es decir, a partir de la
heterogeneidad presente en la formacion se presentaria también el contraste entre
propiedades elasticas de la roca, lo que determinaria la propagacién de la fractura

73



en busca de los resultados esperados en cuanto a longitud media y conductividad
optima de la fractura para el buen desempefio del indice de productividad del
pozo. Ademas, junto con el estado de esfuerzos y el régimen de fallas, la
secuencia sedimentaria puede definir el estado de relajacion o compresion de la
formacién a fracturar y de esta forma evaluar el grado de confinamiento que la

fractura podria alcanzar a través de la formacion.

En la tabla 6, se presentan las principales caracteristicas que definen al

yacimiento K1 inferior en los campos Apiay-Suria.

TABLA 6. Caracteristicas del yacimiento K1 inferior campo Apiay, Suria

Campo Suria Apiay

Espesor petrolifero original 30-60 pies 20-40 pies
indice de productividad 0.1 a 3.5 BOPD/psi 0.1 a 2 BOPD/psi
Porosidad 12-14% 12-14%
Permeabilidad 50 a 400 md 30 a 300 md
Volumen de arcilla 15-25% 15-25%
Saturacion de agua 20-25% 25-25%
Presion inicial de yacimiento 4500 psia a 9700 pies | 4457 psia a 9700 pies

TVDss TVDss
Gravedad API 33 API 31 API
Punto de burbuja 3200 psia 1600-2500 psia
GOR 1608 PC/BI 2217 PC/BI
OOlIP 68 MBIs 56.24 Mbls
Reservas Iniciales 20 MBIs 15 MBls
Viscosidad(T yto) 0.33cp 0.5c¢cp
Temperatura @ yto 235°F 245°F

FUENTE: Factibilidad de inyeccion de agua de produccion en los campos Apiay,

Suriay libertad de la SOA
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2.3. COMPORTAMIENTO DE PRODUCCION DE LOS POZOS
HIDRAULICAMENTE FRACTURADOS EN LOS CAMPOS APIAY Y SURIA.

En el horizonte K1 inferior, unidades MFS5, SB4, MFS3, MFS3_2, (Figura 16). De
los campos Apiay y Suria se realizaron tratamientos de estimulacion por fracturas
hidraulicas en 19 pozos, teniendo en cuenta parametros de disefio encontrados
en la operacion de Datafrac para cada pozo, con el fin de incrementar la tasa de
produccioén de aceite y gas.

FIGURA 16. Unidades del horizonte productor K1 Inferior: 4 Zonas de arenas
arcillosas y shales cuyo espesor varia entre 6 y 50 ft.

*MFS5

MES5 Arena Marina Somera /
Deltaica.
-SB4
.SB4 Un poco mas arcillosa __ K1: Amplente deltaico /
Marino Somero
que MSF5

*MFS3
*MFS§3

Lateralmente arcillosa
*MFS5

‘MFS3_2
Lateralmente arcillosa K2: Ambiente
Fluvial

+Hidraulico

Arena Fluvial

FUENTE: Ecopetrol.

Cabe destacar que algunos pozos producen de diferentes intervalos fracturados
(unidades MFS5, SB4, MFS3, MFS3 _2) vy a cada intervalo corresponde una
presion neta, pero al carecer de datos de produccion de cada uno de estos

intervalos y solo disponer de la produccién total del pozo, la presion neta para los
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pozos: Apiay 29, Apiay 5, Apiay 7, Apiay 14, Gavan 4, Austral 1R,Guayuiba
1,0coa 1, Suria Sur 14, Tanané 1, Suria 14, Suria 17, Suria Sur 8, es el promedio
de las presiones netas presentes en todas las unidades productoras

pertenecientes al mismo pozo.

Los datos de produccion post-fractura se encuentran consignados en la siguiente

tabla.

TABLA 7. Produccion post-fractura Pozos Apiay-Suria.

Produccion.
Pozo.

Pneta[psi]. | BOPD antes. | BOPD esperada. | BOPD después.
Apiay 29 1027,66 51 250 73
Apiay 5 2591 173,15 389 655,34
Apiay 7 3202 38,43 200 343,75
Apiay 14 2145 79,34 269 103,85
Apiay 22 1996 26,41 400 53,61
Gavan 4 2211,33 49,67 500 635,48
Austral 1R 4249 0 300 196,54
Guayuiba 1 1167,33 167,6 500 534,05
Ocoa 1 1209,08 3,68 200 7
Suria Sur 14 3497 0 500 833
Suria Sur 21 2977 0 350 83,15
Suria Sur 22 2031 37,53 350 252,5
Tanané 1 3562 0 250 41,61
Suria 3 1804,2 30,66 250 47,27
Suria 10 1702 123,46 313 724,61
Suria 14 4279 0 400 626,46
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Suria Sur 5 4266,8 126,31 350 280,65
Suria Sur 8 4122 41,25 250 545,91
Tanané 3 851 39,91 253 14,68
FUENTE: Ecopetrol

En todos los pozos resaltados en amarillo no cumple el concepto que se tiene en
los Estados Unidos, donde presiones netas mayores a 1000psi tendrian malos

resultados de produccion.

Como era de esperarse, inmediatamente después de realizado el tratamiento, la
produccion de los pozos incrementd alcanzando en algunos de ellos los
estandares deseados o calculados anteriormente y en otros una produccién menor
a la esperada, Tabla 7. Lo que ocasiona una busqueda inmediata de los factores

que podrian estar causando este déficit en produccion.

Al presentarse este Ultimo caso (produccién menor a la esperada), es un objetivo
ingenieril identificar una causa y definir una pronta solucion enfocandose
primeramente en sucesos como el mal calculo de la capacidad del yacimiento,
incompatibilidad de fluidos y geometria de fractura. No se puede asegurar que
estos parametros no sean influyentes en el no éxito de la operacion ya que no hay
evidencias de incompatibilidad de fluidos, es decir no es claro que haya dafio en la
formacion por esta causa. En cuanto a la geometria no se tiene evidencia de
geometria real porque no se corrié micro sismica, por lo tanto se requiere asociar
este problema con otros factores como la presion neta, y observar si hay o no
influencia en la produccién, teniendo en cuenta en nuestro caso, que el area de
estudio donde se encuentran los campos Apiay y Suria presentan altas presiones

netas por el confinamiento geoldgico de la zona.

Para relacionar este factor, es necesario definir las areas donde se encuentre un
efecto negativo de la alta presién neta “mayor a 1000 psi” sobre el incremento de

productividad de los pozos fracturados, o donde los resultados muestren ser
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considerablemente menores a la media de los pozos fracturados en los campos

Apiay y Suria.

Con ayuda de una de las herramientas “mapas de superficie” del software de
analisis de produccién, pronéstico y vigilancia para yacimiento y pozo: OFM (QOil
Field Manager) de la compafia Schlumberger, se crea una guia en funcién de
altas presiones netas con el fin de permitir un mejor entendimiento de las zonas

que presentan estas altas presiones netas.

El color de la zona representa la intensidad de la presion neta. El rango de colores
abarca desde rosado magenta a un rojo fuerte, es decir, la zona de color rojo,
indica la mayor presion neta y la zona de color rosado magenta relacionara la

presién neta menor. Figura 17.

FIGURA 17. Mapa de superficie en funcién de presiones netas de pozos
fracturados de los campos Apiay y Suria.

1666865 1669865 1672865 1675865 1678865

385129 385129

1666 1669865 1672865 1675865 1678865
DATE

2565.00 4279.00

FUENTE: Autores, Software OFM.
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La menor presion neta: 851psi pertenece al pozo Tanane 3 y la presion neta
mayor 4266,8 psi corresponde al pozo Suria Sur 5. Por lo cual, la zona de color
magenta representa el pozo Tanane 3 y la zona de color rojo fuerte representa el

pozo Suria Sur 5.

A continuacién se tabulan los datos de produccion y presion neta en esta area.

Estos 9 pozos son el motivo de estudio en esta investigacion, al no responder

correctamente en produccion a los prondsticos realizados.

TABLA 8. Produccion post-fractura pozos estudio.

Produccion.
Pozo. : BOPD BOPD BOPD
Pneta[psi].
Antes. esperada. después.
Apiay 29 1027,66 51 250 73
Apiay 14 2145 79,34 269 103,85
Apiay 22 1996 26,41 400 53,61
Austral 1R 4249 0 300 196,54
Ocoa 1 1209,08 3,68 200 7
Suria Sur 22 2031 37,53 350 2525
Tanané 1 3562 0 250 41,61
Suria 3 1804,2 30,66 250 47,27
Suria Sur 5 4266,8 126,31 350 280,65

FUENTE: Ecopetrol
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FIGURA 18. Mapa de superficie en funcién de presiones netas de pozos
fracturados de los campos Apiay y Suria de los 9 pozos que no responden
correctamente en produccién alos prondsticos realizados.

385129

FUENTE: Autores, Software OFM.

Para este mapa de superficie, la menor presion neta: 1027,66 psi pertenece al
pozo Apiay 29 y la presién neta mayor 4266,8 psi corresponde al pozo Suria Sur 5.
Por lo cual, la zona de color magenta representa el pozo Apiay 29 y la zona de

color rojo intenso representa el pozo Suria Sur 5.

Los esfuerzos tecténicos y la deformacion surgen del movimiento de las placas
tectonicas, asi Los campos Apiay y Suria al encontrarse ubicados en el

piedemonte llanero presentan una tecténica de placas activa.

La deformacién tecténica es la cantidad agregada o sustraida de la componente

de deformacidon horizontal. Si un incremento de deformaciones tectbnicas es
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aplicado a las formaciones rocosas, estas deformaciones adicionardn una

componente de esfuerzos en una roca elastica.

La tecténica agrega un componente de esfuerzos a la roca, de esta manera, el
esfuerzo horizontal, ademaés de ser afectado por la presion de poro, se vera
influenciado por el componente tectonico, como se observa en las siguientes

formulaciones matematicas:

op =0+ aP. + € E 2.1

Donde,

o: Esfuerzo total (psi).

a: Constante de Biot.
€rect ESfuerzo tectonico.
o': Esfuerzo efectivo (psi).
P. : Presion de poro (psi).

E: Md6dulo de Young.

De otra manera:
v
op = (E) (o, —aB.) + ab. + (g E) 2.2

Donde,

v: Relacion de poisson.
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o, Esfuerzo de sobrecarga u overburden (psi).
a: Constante de Biot.

P.: Presion de poro (psi).

&rec. Deformacion tecténica.

E: Médulo de Young.

Si no hay presencia de fuerzas tectdnicas, todos los esfuerzos serian los mismos
en la direccion horizontal. Desde que vemos las fuerzas tecténicas, tendemos a
notar a uno de nuestros esfuerzos horizontales ser4 mayor que el otro, porque las
fuerzas tectdnicas tienden a alinearse con los componentes geoldgicos que las
causan (fallas, deslizamientos, etc.) y por lo tanto no son iguales en todas las

direcciones.

2.3.1. Constante de Biot.

La constante de Biot describe la eficiencia de la presién del fluido en contrarrestar
el esfuerzo total aplicado. Modifica la ley de Terzagui, quién en 1923, introdujo el
concepto de esfuerzo efectivo para la consolidacion unidimensional y propuso la

siguiente relacion:

G=S—Pp 2.3

Donde,

S: Esfuerzo total aplicado.
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o: Esfuerzo efectivo que gobierna la consolidacion del material.
P, Presion de poro (psi).

Modificada por Biot:

o=0c"+ab, 2.4

o: Esfuerzo total (psi).

o': Esfuerzo efectivo (psi).
a: Constante de Biot.

P.: Presion de poro (psi).

Por definicion el rango de valores de a esta entre 0 y 1.0, usualmente asumido

entre 0.7 y 1.0 para yacimientos de petrdleo.

Si la constante de biot es igual a 1, esto significa que el fluido en el poro tiene una
eficiencia maxima en contrarrestar el esfuerzo total del overburden y ademas
implica que el esfuerzo efectivo de la roca es bajo, una pesimista condicion para la

falla de la roca.

Si la constante de biot es menor a 1, significa que la presion del fluido en el poro
es menos eficiente en contrarrestar el esfuerzo total del overburden y el esfuerzo

efectivo de la roca es mayor o casi igual

El esfuerzo total aplicado a la roca (S) sera la combinaciéon del esfuerzo que los
granos de la roca ejercen (Esfuerzo efectivo) y el esfuerzo que los fluidos dentro

del yacimiento tomaran (Presion de poro*Biots).Una constante de Biots mas
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grande significa que los fluidos ejercerdan més esfuerzo, por lo tanto, el esfuerzo

aplicado en los granos de la matriz decrecera.

El contraste entre el minimo esfuerzo horizontal in situ y el méaximo esfuerzo
horizontal in situ, genera también un efecto importante. Si los esfuerzos estan en
una direccion significativamente diferente de la orientacion de la propagacion de la
fractura inicial, la fractura tomara un cambio radical en direccion en cualquier

punto.

Cuando los esfuerzos horizontales son muy similares, el cambio en la direccion
serd acompafiado con mucho ancho de fractura. Sin embargo, cuando hay un
gran contraste entre estos esfuerzos, el cambio en direccion sera mas abrupto e

introducird una reduccion dramatica en ancho destacando una restriccion en flujo.

Los grandes contrastes en esfuerzos horizontales son tipicamente encontrados en
formaciones que experimentan actividad tecténica y otras que experimentan
actividad geoldgica. Por lo tanto, es razonable asumir que la formacién Guadalupe
la cual se encuentra en un area geoldgicamente activa o con una historia

significante de fallas, tiene una tendencia incremental hacia la tortuosidad.

La tortuosidad sumada a la fricciobn por perforados es equivalente a la friccion
cerca a la cara de pozo o NWBF (near wellbore friction). Al encontrarse la
formacién Guadalupe una zona tecténicamente activa, la tortuosidad es alta y por
consiguiente, la friccibn cerca a la cara de pozo también lo sera. En un
fracturamiento, la presién de tratamiento de superficie es manejada por la presion
de tratamiento de fondo (BHTP), la cual a su vez es manejada por la presion de
los fluidos dentro de la fractura .La alta friccién cerca a la cara de pozo sumada a
la presion de los fluidos en la fractura, hacen que la presion de fondo de
tratamiento (BHTP) sea mas alta de lo que deberia ser. Debido a que las medidas
de presién de cierre no son afectadas por la NWBF (ellas son tomadas bajo
condiciones estéticas, cuando toda la presion de friccion es cero), la NWBF tiene

el efecto de hacer la Presion neta mas alta que lo que realmente es.
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De esta manera, una zona tectonicamente activa puede destacarse como una
razén de gran influencia en la presencia de presiones netas altas, ya que como se
observa anteriormente, una nueva componente es agregada al esfuerzo horizontal
(e:ec = deformacion tectonica) y ésta componente al ser alta, genera un alto
contraste entre los esfuerzos horizontales, haciendo que una alta tortuosidad se
presente. Esta alta tortuosidad, a su vez incrementa la fricciobn cercana a la cara
de pozo, la cual sumada a la presion de los fluidos en la fractura, hacen que la
presion de tratamiento en fondo sea mas alta de lo que deberia ser. Entonces, Si

la presion de tratamiento en fondo es alta, la presién neta también lo es.

Pyora = BHTP — Pc 2.5
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3. CALCULO DEL INCREMENTO DEL INDICE DE PRODUCTIVIDAD DE LOS
POZOS FRACTURADOS Y VERIFICACION DE UNA POSIBLE RELACION
CON LA PRESION NETA

En este orden de ideas y teniendo en cuenta la definicion de indice de
productividad como la medida del potencial del pozo o de su capacidad de
producir, en este capitulo se comparan los resultados de productividad en
términos de indice de productividad a partir del comportamiento de produccion de
los pozos fracturados observado en el capitulo anterior, nueve de los cuales son
motivo de estudio. Posteriormente se evalla una posible relacién existente entre el

IP y la presiéon neta.

3.1. INDICE DE PRODUCTIVIDAD (J)

Un indicador importante del comportamiento de los pozos hidraulicamente
fracturados es el indice de Productividad (J) el cual fue desarrollado asumiendo la

siguiente simplificacion:

* Flujo radial al rededor del pozo

* Flujo de una sola fase

* Distribucion de la permeabilidad homogénea

* Formacion saturada completamente con el fluido en cuestiéon

La presion de produccion en el fondo del pozo, Pwf, se conoce como FBHP
(flowing bottom hole pressure) y la diferencia entre ésta y la presion estatica del

pozo Ps se conoce como drawdown. Ecuacion 3.1.
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Drawdown = AP = P; — P, 3.1

La relacion entre la tasa de produccion de un pozo y el drawdown para esta tasa
en particular es denominada indice de productividad, (J) que se simboliza con la

letra J. Ecuacion 3.2.

q [ bl/dia ]

Ib/pulg? 3.2

Ps_ow

A menos que se especifique otra cosa, el IP se basa en la producciéon neta de
fluidos (agua, aceite).El indice de productividad especifico J, es el nimero total de
barriles de liquido, a condiciones de almacenamiento producidos por dia

por cada psi de drawdown y por cada pie de espesor de la formacion productora.

Es decir:

_J _ q bl/dia
Js = h~ R(Ps—Pyy) [lb/pulgz] 3.3
Donde,

h= espesor de la capa productora medido en pies.

Para el flujo radial de un liquido homogéneo de poca compresibilidad dentro de un

yacimiento horizontal y uniforme, se tienen las siguientes expresiones:

_q 0,0070802kh[ bl/dia ] 3.4
(Ps—Pw§) Bouln(re/rw) lb/pulg? |
] _ 0,0070802k [ bl/dia
Js =5 = Bouin("¢/ )[lb/pulgz] 35
oM Tw

87



La mayoria de los parametros a la izquierda son constantes, lo que permite
juntarlos en un solo coeficiente llamado indice de productividad (J)

q =] (Ps — Pyy) 3.6

Esta ecuacion de estado nos dice que el influjo de liquido en el pozo es
directamente proporcional al drawdown, por tanto, la relacién entre g y AP es una

linea recta que pasa por el origen y tiene una pendiente J. Figura 19.

FIGURA 19. Grafica de la tasa de produccion contra el drawdown: indice de
productividad constante.

prs

Tasa total de produccion
[blidia]

W

Drawdown [Ib/pulg®] £s

FUENTE. NIND, T.E.W. Modificada de Fundamentos de produccion vy
mantenimiento de pozos petroleros.

Para un momento de la vida del yacimiento, Pstiene un valor especifico, por lo que
siJ es una constante, al graficar P, contra g se obtiene una linea recta. Figura 20.

El angulo que forma esta linea con el eje de presion es tal que:
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FIGURA 20. Representacion grafica del J.
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FUENTE. NIND, T.EW. Modificada de Fundamentos de produccion vy
mantenimiento de pozos petroleros.

El punto final de la linea de J es la presion promedio de reservorio (Ps) a caudal
cero. EI maximo caudal es el Potencial Absoluto de flujo a Pozo (Absolute Open
Flow Potential —AOFP) y representa el maximo caudal cuando la presion dinamica

de yacimiento se lleva a cero.

Cabe resaltar el comportamiento en el figura 20. Se refiere al comportamiento de
la formacion, es decir, a la reaccion de la formacién a un drawdown de presion en
un pozo, de tal manera que al referirse al potencial del pozo se habla en realidad

de potencial de formacién, lo que se presenta cuando FBHP es cero.
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3.1.1. CALCULO DEL INCREMENTO EN EL INDICE DE PRODUCTIVIDAD
PARA LOS POZOS FRACTURADOS EN EL HORIZONTE K1 INFERIOR DE
LOS CAMPOS APIAY Y SURIA.

A los nueve pozos fracturados, de nuestro interés como motivo de estudio, en el
horizonte K1 inferior, es necesario calcularles el indice de productividad pre y post
fractura para luego identificar numéricamente el incremento o posible decremento

de éste.

El célculo del indice de productividad para los pozos se realiza mediante la

siguiente expresién matematica, citada anteriormente:

= (P—Pwp)

Donde,
g: Caudal total de fluidos
Ps: Presion de yacimiento [psi].

Pwf: Presion de fondo fluyendo [psi].

El incremento del indice de productividad relaciona el indice de productividad (J)

post y pre fractura de ésta manera:

] Incremental = J postfractura s

J prefractura
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A continuacion se tabulan los datos correspondientes a presion de yacimiento,

presion de fondo fluyendo, los cuales fueron recolectados a través de una revision

exhaustiva de los informes de fracturamiento para cada pozo facilitados por

Ecopetrol-ICP, necesarios para el calculo respectivo de (J) pre y post fractura.

Tabla 9.

TABLA 9. Célculo de J incremental.

J

Pozo Ps [psi] Pwf [psi] Pre-fractura | Pos-fractura | Incremental
Apiay 29 4159 2501 | 0,871222793 | 0,292968771 0,336
Apiay 14 3400 1634 | 0,04957106 | 0,08406847 | 1,6959182
Apiay 22 3600 2050 | 0,07131957 | 0,20119484 2,8210327
Austral 1R 4896 3238 0| 1,06175668 | = ------
Suria Sur 22 2895 1237 | 0,06559409 | 0,17800654 | 2,7137588
Tanane 1 4800 3142 0| 0,04571698| = ---—---
Suria 3 4100 2442 | 1,36079428 | 0,30098914 | 0,22118637
Suria sur 5 4401 2743 | 6,13307188 | 0,46759995 | 0,07624237
Ocoal 3846 2188 | 0,10774375| 0,10455039 | 0,97036156

FUENTE: Autores.

El indice de productividad (J) prefractura es un promedio de todos los J calculados

(ecuacion 3.8) para cada mes con el caudal total (agua aceite) antes de realizado

el trabajo de fracturamiento en cada pozo. Y el J pos fractura es el promedio de

todos los J calculados con la informacién de produccion de cada mes con el

caudal total posterior al trabajo de fracturamiento realizado en cada pozo. El indice

de productividad incremental (J incremental), es determinado con la ecuacion 3.9.
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En la tabla 9, los pozos Tanane 1 y Austral 1R no tienen un indice de
productividad incremental puesto que no estaban produciendo antes de realizar el
trabajo de fracturamiento y por consiguiente el valor del indice de productividad
pre-fractura es cero. Siendo el valor de indice de productividad pos-fractura el que

indica el rendimiento del trabajo de fracturamiento realizado.

Estos pozos presentan alta presion neta, mayor a 1000, y una producciéon menor a
la esperada. En la tabla se observa que en algunos pozos el incremento del J es
bajo y en otros este indice no aumenta, por el contrario decrece. Para lo que es
conveniente desde un punto de vista analitico, realizar un examen que evalué la
influencia de este parametro: presion neta, en el incremento de productividad, que
como se mencioné en el anterior capitulo no es la esperada después del

tratamiento.

Este examen se refiere a la generacion de una grafica a partir de la cual puedan
encontrarse relaciones directas o proporcionales con respecto a los parametros
estudiados, en este caso, presion neta e incremento de productividad. Tabla 10.

Figura 21.

TABLA 10. Presion neta e incremento de productividad.

Pozo Pneta J incremental
Suria Sur 5 4266,8 0,07624237
Suria 3 1804,2 0,22118637
Apiay 29 1027,66 0,336
Tanane 1 3562 0 -
Ocoal 1209,07 0,97036156
Austral 1R 4249 | -
Apiay 14 2145 1,6959182
Suria Sur 22 2031 2,7137588
Apiay 22 1996 2,8210327

FUENTE: Autores
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FIGURA 21. Pneta vs Indice de productividad incremental para “q” total
(aceite, agua).
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FUENTE: Autores

En la figura no se observa ninguna tendencia a partir de la cual se puedan
relacionar la presion neta y el incremento de productividad, por lo que se indaga

una posible razén que pueda ser la causante de esta disparidad.

En el historial de produccion de los nueve pozos fracturados se puede notar
claramente que la produccién de agua es mucho mayor a la produccién de aceite
durante la vida del yacimiento (Tabla 11), pero antes de realizar el tratamiento, la
produccion de agua era aun mayor que después de este, lo que podria ser un
indicador de la realizacion de una operacion de control de agua. Teniendo en
cuenta esta secuencia, al disminuir la produccion de agua después de la fractura,
el caudal total de fluidos es menor y también el indice de productividad, al ser

calculado con éste caudal de fluido total (aceite + agua).
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TABLA 11. Produccion de aceite y agua pre y pos fractura de los pozos

estudio.
Produccion Produccion Produccion
pozo BOPD esperada BOPD BEPD antes BFPD BFPD BWPD BWPD BWPD
antes BOPD despues esperada | despues antes esperada | despues
Apiay 29 51 250 73 1511,28 7380,54 1225,95 1460,28 7130,54 1152,95
Apiay 14 79,34 269 103,85 80,80 273,86 291,28 1,46 4,86 187,43
Apiay 22 26,41 400 53,61 87,44 1321,84 296,61 61,03 921,84 243
Austral 1R 0 300 196,54 0,00 1493,74 1961,28 0 1193,74 1674,74
Ocoal 3,68 200 7 152,12 8201,58 243,65 148,44 8001,58 236,65
Sur'z‘;s”r 37,53 350 2525 | 121,32 | 112866 | 542,65 8379 | 77866 | 290,14
Tanané 1 0 250 41,61 0,00 417,03 62,62 0 167,03 21,01
Suria 3 30,66 250 47,27 2169,63 17212,93 1641,31 2138,97 16962,93 1594,04
Suria Sur 5 126,31 350 280,65 10342,55 1166,30 878,11 10216,24 816,30 597,46
FUENTE: Ecopetrol.

De la literatura se conoce que a menos que se especifique otra cosa, el indice de

productividad (J) se basa en la produccion neta de fluidos (agua, aceite) pero de

acuerdo a la razén expuesta anteriormente, el indice de productividad se calcula

solamente con el caudal de aceite. Ecuacion 3.8

A estas condiciones se tiene entonces. Tabla 10. Figura 22.

TABLA 12. Presion netay J incremental con Qo.

Pozo Pneta J Incremental con qo
Apiay 29 1027,66 0,11656735
Apiay 14 2145 0,5921313
Ocoa 1 1209,07 0,76380883
Austral 1R 4249 e
Tanane 1 3562, -
Apiay 22 1996 0,81635817
Suria 3 1804,2 0,91042644
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Suria Sur 5 4266,8 1,59998814
Suria Sur 22 2031 2,55081996

FUENTE: Autores

Este indice de productividad (tabla 12) es calculado con el caudal de aceite,
haciendo mas facil visualizar el rendimiento del trabajo de fracturamiento realizado

en cada pozo en cuanto al incremento de produccién de aceite.

Con las siguientes graficas se busca obtener una expresion matematica que
modele el comportamiento del indice de productividad incremental para Qo en

presencia de altas presiones netas en los campos Apiay y Suria.

FIGURA 22. Pnet. vs J Incremental para qo, Suria.

Pnet vs J Incremental. Suria
y =508,12x + 1587,8
5000 R?7=0,0959

= 4000 *
2
£ 3000
[ =
[ =
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(7]
£ 1000 *

0 T T T T T 1

0 0,5 1 1,5 2 2,5 3
J Incremental

FUENTE: Autores.

En esta grafica obtenida para Suria no se observa una proporcionalidad en la
tendencia. Por una parte, los campos Ocoa 1, Suria 3 y Suria sur 22 muestran una
relacion directa, indicando que al tener una alta presion neta se tiene un alto indice

de productividad incremental para Qo, pero el pozo Suria sur 22 interrumpe este
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comportamiento lineal, lo que podria deberse a la conductividad adimensional de
fractura en conjunto con la longitud de fractura, pardmetros que controlan el

comportamiento de produccion de los pozos fracturados.

La siguiente tabla incluye dichos parametros ademas de presion neta, J

Incremental total e J Incremental para qo

TABLA 13. Parametros necesarios. Campo Suria.

i J J Conductividad | Longitud

Presién . . .
Pozo . incremental | Incremental | adimensional | propantada

neta[psi]

total para qo de fractura de fractura
Ocoa 1 1209,07 0,976 0,7638 2.6 192
Suria 3 1804,2 | 0,22118637 | 0,91042644 1.1 262
Suria sur 5 4266,8 | 0,07624237 | 1,59998814 0,45 105
Suria sur22 2031 | 2,7137588 | 2,55081996 1,7 104

FUENTE: Ecopetrol.

A pesar que Ocoa 1 es el pozo con mayor conductividad adimensional de fractura,
es decir, que la fractura tiene capacidad de conducir al pozo el doble del volumen
de flujo que la formacion le suministra, es el que presenta menor indice de
productividad incremental para el aceite, esto se debe a que esa capacidad que
tiene la fractura de transportar el fluido que la formacion le aporta, es aprovechada
en mayor parte por el agua, pues la produccion de agua es muy alta comparada
con la produccion de aceite, antes y después de realizarse el tratamiento, de aqui
las diferencias numéricas entre el J incremental total y el J incremental para qo;

comportamiento también presentado por Suria 3 y Suria sur 5.

La conductividad adimensional de fractura del pozo Suria sur 22 es 6ptima (1,7), lo
cual asegura un excelente transporte del fluido desde la formacion hacia el pozo.
Este es el pozo que presenta mayor J incremental para el qo, porque a pesar de

producir volumenes considerables de agua, la produccion de aceite es mayor
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comparada a la produccion de aceite de los demas pozos fracturados estudiados

en esta zona.

En el capitulo 4, estos parametros, conductividad adimensional de fractura y
longitud propantada de fractura son analizados y relacionados con la produccion

de los pozos.

Se tiene entonces la ecuacidon que modela el comportamiento de estos pozos

fracturados en el campo Suria:
Campo Suria:

P,et = 508,12 (IP incremental) + 1587,8 3.11

FIGURA 23. Pneta vs IP Incremental para qo, Apiay

Pneta vs J Incremental. Apiay
2500
2
. 2000 *
‘»
2
8 1500
Q
c y = 1534,4x + 942,86
R * R?=0,8168
g
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0 0,2 0,4 0,6 0,8 1
J Incremental

FUENTE: Autores.

Para analizar el comportamiento de los pozos presentado en la gréafica, es

necesario contar con los siguientes datos:
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TABLA 14. Pardmetros necesarios. Campo Apiay.

Presion J J Conductividad | Longitud
Pozo .. | incremental | Incremental | adimensional | propantada
neta[psi]
total para qo de fractura de fractura
Apiay 22 1996 | 28210327 | 0,81635817 2,62 209,04
Apiay 14 2145 | 16959182 | 0,5921313 2,1 350
Apiay 29 | 1027,66 0,336 | 0.11656735 1.6 251

FUENTE: Ecopetrol.

En esta grafica obtenida para Apiay no se observa una relacion directa ni
proporcional, ademas, no existe relacion de la presion neta con la conductividad
adimensional de fractura ni con la longitud propantada de fractura.

El pozo Apiay 29 tiene una buena conductividad adimensional de fractura, pero es
quien presenta menor J incremental para qo, esto es debido a que el tiempo de
produccion de aceite después de realizado el tratamiento fue muy corto

comparado con la produccion pos fractura de los demas pozos.

Para estos pozos fracturados en el campo Apiay, se observa que a mayor

conductividad adimensional de fractura, mayor J incremental para go.

Segun la tendencia de la linea para la figura 23, la ecuacion que modela el
comportamiento de estos pozos fracturados en el campo Apiay es la siguiente:

Campo Apiay:

P,.: = 1534,4 (J Incremental) + 942,86 3.12

Matematicamente no puede definirse una relacion directa entre la presion neta y el
indice de productividad, al no verse una tendencia definida en las figuras 22 y 23,

por lo tanto, es necesario indagar los factores que pueden estar involucrados en la
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baja productividad de los pozos estudiados entre los que puedan estar:
permeabilidad de formacion, longitud, ancho, altura y conductividad efectiva de

fractura que se analizan en el préximo capitulo.

Para cada campo se generé un mapa de burbuja en funcién del incremento del
indice de productividad para identificar los pozos donde se presente mayor y

menor J incremental.

En estos mapas, la burbuja de mayor tamafio representa mayor incremento y la de
menor tamafio relaciona un menor incremento del indice de productividad. Figura
24 y 25. Para el siguiente mapa de burbuja, figura 24, el menor incremento de
productividad: 0,763 pertenece al pozo Ocoa 1 y el incremento de indice de
productividad mayor 2.550 corresponde al pozo Suria Sur 22. Por lo cual, la
burbuja de menor tamafio color magenta representa el pozo Ocoa 1 y la burbuja
mas grande color rojo fuerte representa el pozo Suria Sur 22.

FIGURA 24. Mapa de burbuja en funcion del incremento del indice de
productividad para pozos fracturados en el campo Apiay y Suria.

P
® >=0.76380883, <0.82337587
@ >-0.82337587, <0.88294291
@ >-0.88294291, <0.94250994
® >=0.94250994, <1.00207698
@ >-1.00207698, <1.06164402
® >=1.06164402, <1.12121106
@ >=1.12121106, <1.18077809
® >=1.18077809, <1.24034513
® >=1.24034513, <1.29991217
@ >=1.29991217, <1.35947921
® >=1.35947921, <1.41904624
@ >-1.41904624, <1.47861328
® >=1.47861328, <1.53818032
© >=1.53818032, <1.59774736
>=1.59774736, <1.65731439
>=1.65731439, <1.71688143
>=1.71688143, <1.77644847
>=1.77644847, <1.83601551
>=1.83601551, <1.89558255
©® >=1.89558255, <1.95514958
>=1.95514958, <2.01471662
>=2.01471662, <2.07428366
>=2.07428366, <2.13385070
>=2.13385070, <2.19341773
>=2.19341773, <2.25298477
>=2.25298477, <2.31255181
>=2.31255181, <2.37211885
® >=2.37211885, <2.43168588
@ >=2.43168588, <2.49125292
® >=2.49125292, <2.55081996

Suria Sur 5
1.59998814

FUENTE: Autores, Software OFM.
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En el siguiente mapa de burbuja, figura 25, el menor incremento de productividad:
0,116 pertenece al pozo Apiay 29 y el incremento de indice de productividad
mayor 0,816 corresponde al pozo Apiay 22. Por lo cual, la burbuja de menor
tamafo color magenta representa el pozo Apiay 29 y la burbuja mas grande color

rojo fuerte representa el pozo Apiay 22.

FIGURA 25. Mapa de burbuja en funcion del incremento del indice de
productividad para pozos fracturados en el campo Apiay.

P
® >=0.11656735, <0.13989371
@ >=0.13989371, <0.16322007
@ >=0.16322007, <0.18654643
® >=0.18654643, <0.20987279
@ >=0.20987279, <0.23319915
® >=0.23319915, <0.25652551
@ >=0.25652551, <0.27985187
@® >=0.27985187, <0.30317824
@ >=0.30317824, <0.32650460
@ >-0.32650460, <0.34983096
® >=0.34983096, <0.37315732
@ >-0.37315732, <0.39648368
® >=0.39648368, <0.41981004
© >=0.41981004, <0.44313640
>=0.44313640, <0.46646276
>=0.46646276, <0.48978912
>=0.48978912, <0.51311548
>=0.51311548, <0.53644184
>=0.53644184, <0.55976820
® >=0.55976820, <0.58309456
>=0.58309456, <0.60642092
>=0.60642092, <0.62974728
>=0.62974728, <0.65307365
>=0.65307365, <0.67640001
>=0.67640001, <0.69972637
>=0.69972637, <0.72305273
>=0.72305273, <0.74637909
® >=0.74637909, <0.76970545
® >=0.76970545, <0.79303181
® >=0.79303181, <0.81635817

FUENTE: Autores, Software OFM.

Se generd también un mapa de superficie para ambos campos con el fin de
obtener una guia en funcion del indice de productividad incremental para Qo, que

se presenta a continuacion.
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FIGURA 26. Guia en funcion del indice de productividad (J) incremental para

Qo.

1663865 1672865 1675865 1678865 1681865

383129
1663865 1672865 1675865 1678865 1681865

383129

JJ

133 255

FUENTE: Autores, Software OFM
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4. EVALUACION DEL COMPORTAMIENTO DE LA PRODUCCION
ACUMULADA DE LOS POZOS FRACTURADOS EN EL HORIZONTE K1
INFERIOR DE LOS CAMPOS APIAY Y SURIA TENIENDO EN CUENTA LOS
VALORES DE PRESION NETA E iINDICE DE PRODUCTIVIDAD.

Es importante analizar el comportamiento pre y pos fractura de los 9 pozos
fracturados que son motivo de estudio, a partir de curvas de declinacion , las
cuales funcionan como indicio, primero, al justificar la realizacion del tratamiento y
segundo, al ofrecer una herramienta clave que dependiendo de su mantenimiento
relacione factores importantes como, la conductividad y longitud de la fractura que
a su vez puedan presentar relacion con las presiones netas y su posterior

incremento de productividad.

4.1. DECLINACION DE PRODUCCION.

La declinacibn de produccion tiene lugar desde el momento que el
yacimiento disminuye su capacidad de produccién, producto de una caida de la
presion interna lo que conlleva a una reduccion de los niveles energéticos del
mismo, que reduce el desplazamiento de los hidrocarburos hacia los pozos
productores. Para evaluar la declinacion de produccién de pozos, yacimiento
0 campo se usan curvas de declinacion de produccién, las cuales constituyen

el método mas sutil y sencillo.

Existen dos tipos de tasas de declinacion.
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4.1.1. Tasa de declinacion nominal

Es generada de la pendiente negativa de la curva formada por el logaritmo natural
de la tasa de produccién versus el tiempo. La declinacion nominal es una funcion
continua usada para derivar otras relaciones matematicas.

Es el cambio fraccional de la tasa de produccion respecto al tiempo, conocida
también como el indice o relacion de perdida

1d dln
— _ldqa __ _alng 4.1
q dt dt

4.1.2. Tasa de declinacion efectiva

Representa la caida en la tasa de produccion de gi a ql dividido por la tasa de
producciéon al comienzo del periodo. Si el periodo es un mes, la tasa de
declinacion es “declinacion efectiva mensual,(TDEM)”. Si el periodo es un afo,
sera “declinacion efectiva anual, (TDEA)”. La declinacion efectiva es una funcion
paso a paso y por lo tanto es usualmente una mejor representacion a las

practicas de produccion actuales.

Para evaluar la declinacion de produccion de pozos, yacimientos o0 campos
se usan curvas de declinacion de produccién, las cuales constituyen el método

mas sutil y sencillo.

4.2. CURVAS DE DECLINACION DE PRODUCCION.

Las curvas de declinacion de produccién son un método empirico para estudiar
el comportamiento actual del campo y predecir el futuro, representan uno de los
métodos dinamicos de calculos mas usados en la Ingenieria de Yacimientos.

Este método esta basado en la extrapolacion del comportamiento de la curva de
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produccion. Esta curva se obtiene por lo general, graficando la tasa de
produccién o produccion acumulada (Eje de las Ordenadas) en funcién del
tiempo como variable independiente (Eje de las Abscisas). Es importante
destacar que para propoésitos de extrapolacion la tasa de produccion debe ser
funcion de la variable independiente y debe variar de manera uniforme vy
definible.

El andlisis de las curvas de declinacion de produccion representa una
herramienta Gtil y rapida para predecir en forma aproximada la futura capacidad
de produccién de los pozos, yacimientos y campos. Las curvas de
declinacién de producciéon suponen que todos los factores que han afectado
la produccién en el pasado lo continuaran haciendo en el futuro. Esto permite
hacer la extrapolacion del comportamiento pasado, lo cual es la base
mateméatica de este procedimiento predictivo.

Deben prevalecer condiciones estables de produccién del yacimiento con el fin
de extrapolar las curvas de declinacion con cierto grado de exactitud. Esta
condicion se consigue si los mecanismos de produccion del yacimiento no son
alterados. Sin embargo, cuando se realiza algun proyecto para mejorar el
recobro de petréleo, o gas como perforacion de pozos, inyeccion de fluidos,
fracturamiento y acidificacion, las curvas de declinacion pueden ser usadas
para estimar el comportamiento del pozo o yacimiento antes y después del
proceso o trabajo de estimulacion realizado, y asi comparar el comportamiento

y evaluar econdmicamente el cambio realizado.
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4.2.1. Tipos de curvas de declinacion.

4.2.1.1. Declinacion exponencial.

La declinaciéon exponencial, llamada también declinacion geométrica o
semilogaritmica, por su sencillez y porque la mayoria de los pozos siguen una
declinacién constante en gran parte de su vida productiva, es quizas uno de los
métodos mas utilizados para evaluar la historia de produccion de un yacimiento

Yy Sus reservas.

La declinacion exponencial, puede definirse como el valor constante que toma la
tasa instantanea de produccion, al no variar con el tiempo. Es decir, es el
cambio que se experimenta en la produccion con el tiempo y representa un

porcentaje invariable de la tasa de produccion.

D =D; = Cte 4.2

La descripcibn matematica de la curva de declinacion exponencial se simplifica
mediante el uso de la rapidez de la declinacion, D, que no es mas que la

pendiente de la recta obtenida al graficar (g) contra el tiempo (t) en escala semi-

log.

D = _M= _ldq 4.3
dt q dat

Para llegar a la ecuacién exponencial se integra la rapidez de la declinacion:

t __ rqo
—J;Ddt= [ dlng 4.4
—(D)(t—t;) = Ing, —Ingqy; 4.5
e—(D)(t-t) — e‘“(c?—;’i) 4.6
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(;l_) — o~ (D)(t-t) 4.7

Qo = Qoi x e P71 4.8

Donde,

q,: Tasa de produccion de aceite (bpd).

q.i: Tasa de produccién de aceite inicial (bpd).
D: Rapidez de la declinacién (dias™).

t: Tiempo (dias).

t;: Tiempo inicial (dias).

Este tipo de declinacion ocurre generalmente cuando el yacimiento produce
s6lo por la expansion del gas disuelto en el petroleo, lo cual significa que la
presion del yacimiento excede al punto de burbujeo. Bajo estas condiciones el
factor de compresibilidad, la permeabilidad y la viscosidad son constantes. Por
debajo del punto de burbujeo, si el yacimiento produce bajo condiciones de
empuje por gas en solucion, todos los factores antes mencionados, cambian
a variables y no puede obtenerse una ecuacién de declinacion. Sin embargo,
es frecuente encontrar que los pozos continlan produciendo con una
declinacibn a porcentaje constante, pero el factor de declinacion es
insignificantemente méas pequefio que durante el periodo por encima del punto

de burbujeo.

4.2.1.2. Declinacion hiperbdlica.

Este tipo de declinacion ocurre generalmente después que el drenaje por
gravedad se ha convertido en el mecanismo dominante de empuje y usualmente
tiene lugar durante dos niveles tardios de agotamientos. La declinacion puede

cambiar a exponencial nuevamente en las etapas tardias.
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Este método de analisis, considera que la declinacion lejos de permanecer

invariable con el tiempo, es una medida proporcional a la tasa de produccion.

El uso de este método, por su complejidad, no era muy atractivo; sin embargo,
la aparicion del computador soluciondé lo tedioso que implica la determinacién de

las constantes de la ecuacion hiperbdlica.

Este tipo de curva de declinacion utiliza las siguientes ecuaciones:

2=(&)” 4.9

D =D« (%) 4.10

Donde, n y D son constantes.
n, representa a una constante de declinacion la cual es positiva, 0<n<1
D;, es la velocidad de delcinacion en el momento en el que predomina q;y el

tiempo t es el lapso que tarda en reducirse q; a q.

Qo = —2— 4.11

1
(1+nD;t)n

42.1.3. Declinacion armoénica.

En algunas oportunidades el factor de declinacibn no es constante vy
decrece proporcionalmente con la tasa de produccion (g), esto es conocido
como declinacion armonica. En pocos casos reales, encontramos que la
declinacion armonica se adapta al comportamiento de la historia de produccion
de un yacimiento.

La declinacion armoénica es un caso particular de a declinacion hiperbdlica, en
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este caso el valor de la constante de declinacion n es igual a 1.

Este tipo de declinacion es comun en yacimientos que producen por segregacion
gravitacional, y en yacimientos de petroleo de alta viscosidad que producen
por empuje de un acuifero. Debido a que la relacibn de movilidades es
desfavorable, la irrupcion del agua ocurre tempranamente y el volumen de
produccion de petréleo serd obtenido con altos cortes de agua. Si la tasa total
de fluidos se mantiene constante luego que la cantidad de agua se ha
incrementado en el fluido total, se tiene como consecuencia que la produccién
de petréleo declina. Esta declinacibn sobre un periodo apreciable puede ser
descrita por una declinacion armoénica. Dependiendo de diversos factores, pero
principalmente de la relacion de movilidades, la curva de produccion
eventualmente declinara en forma curva segun esta tendencia de declinacién

armonica.

D=Di*% 4.12

4.3. DIAGNOSTICO PRE Y POSFRACTURA PARA LOS NUEVE POZzZOS
FRACTURADOS.

En el capitulo anterior, se dedujo que no existe una relacién directa entre la alta
Presion neta y el incremento de produccién pos fractura del pozo, por lo que es
necesario recurrir a otros factores que puedan justificar el comportamiento no

esperado de produccion para cada pozo fracturado en la zona de estudio.

A continuacién se describe la incidencia de cada factor en la creacién de la

fractura, lo que puede posteriormente relacionarse con la produccion.
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4.3.1. Factores que pueden justificar el comportamiento no esperado de
produccion para cada pozo fracturado en la zona de estudio.

4.3.1.1. Permeabilidad de formacion (K).

La permeabilidad de formacién es quien controla la respuesta de la formacion a la
fractura, afecta el tamafo y la forma de la fractura requerida para maximizar el

incremento de produccion obtenido del fracturamiento.

Las formaciones de baja permeabilidad requieren estimulacion porque la
permeabilidad de la formacién no es lo suficientemente alta para que el pozo
produzca naturalmente a tasas econdmicas. Sin embargo, el yacimiento contiene
reservas significativas y una produccion suficiente no puede ser obtenida
simplemente por pozos fracturados. En estas formaciones es facil producir una
fractura que es algunas veces mas conductiva que la formacion. Las fracturas en

estos yacimientos de baja permeabilidad son disefiadas por longitud.

En formaciones de alta permeabilidad la produccién es restringida por efectos
alrededor del pozo causado por el fendmeno dual del dafio (van Everdingen and
Hurst, 1949 y Van Everdingen, 1953), y el incremento de restriccion de flujo
cuando se acerca al pozo. Las fracturas en estas formaciones son disefiadas
cortas y altamente conductivas, que a su vez significa usualmente maximizar el

ancho de fractura propantada.
Cada formacion tiene una combinacion especifica de longitud y ancho propantado

qgue debe ser disefiado. Para cada combinacién de formacién y permeabilidad

propantada hay una combinacion especifica de longitud y ancho propantado. El
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fracturamiento en estas formaciones se realiza para mejorar el flujo cerca a la cara

de pozo o para controlar arena.

4.3.1.2. Modulo de Young.

A fin de que la fractura se propague se debe obtener ancho, en mayor o menor
medida. Con el fin de lograrlo, la roca a ambos lados de la fractura tiene que ser
desplazada.

El Médulo de Young define cuédnta energia es requerida para lograr este
desplazamiento el cual es un concepto mecanico clasico de fractura elastica lineal.
Las rocas con alto Médulo de Young requieren mas energia (presion neta) para
desplazar. En estas formaciones las fracturas tienden a ser relativamente
estrechas y la roca es dura. Por el contrario, las rocas con bajo Mddulo de Young
requieren menos energia para producir ancho. Las fracturas tienden a ser

relativamente anchas y la roca es mas plastica.

4.3.1.3. Tortuosidad.

Friccidn cerca a la cara de pozo (NWBF), es un término que abarca un numero de
efectos que actuan para restringir el paso de flujo entre el pozo y el cuerpo de la
fractura o fracturas. La friccion cercana a la cara de pozo es la suma de los

efectos causados por la tortuosidad y la friccion por perforados.

La tortuosidad es la causa principal para presentarse screen-outs. La idealizacion
seria una conexion recta, lisa y amplia entre las perforaciones y el cuerpo de la
fractura o fracturas. Sin embargo, algunas veces éste no es el caso y el paso del
fluido es restringido, el cual puede restringirse tanto que algunas veces afecta el

tratamiento.
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En formaciones altamente permeables la conectividad fractura-pozo es crucial y
aliviar la tortuosidad es esencial; en formaciones de baja permeabilidad es menos

critico pero aun deseado.

Las formaciones duras y fragiles tienen alto médulo de Young y baja dureza de
fractura, estas formaciones tienden a ser mas susceptibles a la tortuosidad que
aguellas que son plasticas y ddctiles, lo que se debe a que es mas facil crear y

propagar fracturas en materiales fragiles y duros.

4.3.1.4. Longitud de la fractura (Xf).

Una fractura mas larga contacta mas parte de la formacion y asi aumenta la

productividad.

FIGURA 27. Longitudes de fractura

Longitud Efectiva Longitud Apuntalada

Largo Hidraulico

FUENTE: Documento fractura hidraulica, Geociencias 2012.
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4.3.1.5. Conductividad de la fractura (Kfw).

Con el fin de aumentar el rendimiento de un pozo, la fractura debe ser capaz de
llevar consigo mas petréleo que la formacion, asi la capacidad de flujo de fractura
o la conductividad de la fractura deben ser bastante altos. La conductividad se ve
afectada por el dafio a la formaciéon de manera que una formacion en la que se
presente mayor dafo tendra una menor conductividad efectiva que una en la que
el dafio sea reducido. Tal como se observa en la Figura 27.

‘La Conductividad de fractura junto a la longitud de fractura controlan el

comportamiento de produccion de los pozos fracturados.”

FIGURA 28. Conductividad de fractura
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FUENTE: Documento Fractura hidraulica, Geociencias 2012.
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4.3.1.6. Conductividad adimensional de fractura (Cfp).

La conductividad adimensional de fractura, Cfp, es una medida de qué tan

conductiva es la fractura comparada con la formacion.

Para comenzar, la conductividad dimensional de fractura:

Cf = Waver 413

Donde,
W,,.. Promedio de ancho propantado (ft).
Ky : Permeabilidad de la fractura (mD).

La conductividad dimensional de fractura es la capacidad del flujo de fractura. La
conductividad adimensional de fractura es calculada de la conductividad de

fractura:

Cf _ Waver

fD = a = Xk 4.14

Donde,

X; : Longitud de fractura (ft).

k : Permeabilidad de la formacion (mD).
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Esta ecuacion compara la habilidad de la fractura para transportar fluidos al pozo
(numerador) con la habilidad de la fractura para transportar fluidos a la fractura

(denominador).

Capacidad de entrega de la fractura al pozo
Crp = ’ 4.15

- Capacidad de entrega del yacimiento a la fractura

Crp: Es la variable principal usada en el disefio de fractura y tiene una influencia

masiva en la produccién post-tratamiento.

La conductividad adimensional de fractura es una variable importante usada en el
disefio de fractura y tiene una influencia masiva en la produccion después de

realizado el tratamiento.

4.3.2. CURVAS DE DECLINACION PARA LOS POZOS FRACTURADOS.

El médulo de OFM utilizado para la generacion de las curvas de declinacion de los
nueve pozos, permite realizar analisis de curvas de declinacion tanto para pozos
como para yacimientos utilizando varios tipos de curvas de declinacion como por
ejemplo: Exponencial, hiperbdlica, arménica; facilitando los célculos de reservas,

declinacién y predicciones del comportamiento de produccién.

A continuacién se presenta cada pozo con su respectiva curva de declinacién y

analisis de produccion.
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4.3.2.1. Apiay 29.

La curva de declinacion correspondiente al pozo Apiay 29 es de tipo exponencial
al presentar nulo el término b, (b=0). Figura 28, con una tasa de declinacion inicial
equivalente a 0,138.

FIGURA 29. Curva de declinacién de produccién del pozo fracturado Apiay
29.
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FUENTE: Autores. Software OFM.
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En la tabla 15 se presentan los datos de produccion que se tiene de cada mes del
pozo Apiay 29. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se
realizd el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la
tabla en este caso la produccién para el mes de junio y julio de 2010 no se

obtuvieron de la informacién suministrada.

TABLA 15. Datos de produccién Apiay 29.

Fecha ANO Enero | Febrero | Marzo Abril Mayo Junio Julio Agosto | Septiembre | Octubre | Noviembre [ Diciembre

Produccion
mensual 2008 83859 | 16332,0 | 22112,3 | 19876,9 | 9889,9 | 4354,1 | 40208 | 44812 42525 4750,7 47543 4657,0
Bb/M

Produccion
mensual 2009 41126 | 39782 | 33165 | 2909,9 | 30468 | 2589,1 | 15533 | 1617,2 1570,7 1540,0 1456,3 206,2
Bb/M

Produccion
mensual 2010 1578,3 | 22257 2205 749,0 486,6 464,7 240,8 11,6
Bb/M

FUENTE: Ecopetrol.

Para Apiay 29 se observa un comportamiento de declinacion de la tasa de
produccién. Con una produccion inicial mensual de 8385 Bbl registrada para la
fecha 1 de Enero de 2008, la cual aumenta al siguiente mes siguiendo un
comportamiento de produccion natural del pozo, que tiempo después desciende
como es de esperarse. Se consideran como causas que influyen en el descenso
de la capacidad de produccion: la disminucién de los niveles energéticos del
yacimiento y la caida de produccion debido a los factores mecéanicos, los cuales
son inherentes a la formacién, como: arenamiento, dafio a la formacion o deterioro

de la tuberia de produccion.

Este pozo siguié una declinacion natural de produccién con niveles de
produccion en Mayo de 2008: 9889 barriles y Julio de 2009: 1553 barriles antes
de realizarse el tratamiento. Pero para el mes de Diciembre del 2009 se registro
una produccion mensual muy baja de 206 Bb, razon por la cual este pozo fue

sometido a estimulacion. El fracturamiento hidraulico se realiz6 en ese mismo
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mes, con la finalidad de aumentar nuevamente la produccién del pozo. Con la
simulacion del tratamiento se esperaba una produccién de 250 BOPD o 7602
barriles mensuales, pero la produccion obtenida fue 73 BOPD 06 2219 barriles

mensuales, menor a la esperada.

El comportamiento de produccion pos fractura no sigue la linea de tendencia de
pronéstico, por el contrario presenta puntos muy bajos de produccion. En el
capitulo anterior, se dedujo que no existe una relacion directa entre la alta Presion
neta y la produccion postfractura del pozo, por lo que es necesario recurrir a otros

factores que puedan justificar el comportamiento no esperado de produccion.
Es necesario tabular caracteristicas de la formacion y de la fractura para lograr un

andlisis detallado de la produccion del pozo que no es la esperada. Para el pozo

fracturado Apiay 29 se tiene:

TABLA 16. Caracteristicas Apiay 29.

Pozo Apiay 29
Formacion Guadalupe K1
Permeabilidad de formacion K [mD] 10
Longitud de fractura [ft] 251
Altura de fractura [ft] 68,76
Ancho de fractura [in] 0,11
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 2295
Conductividad adimensional 2,62
Moédulo de Young 4,8 e6
Presion neta [psi] 1027,66
J incremental total 0,336
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J incremental al aceite 0,116

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Apiay, Ecopetrol.

La formacion Guadalupe del pozo Apiay 29 tiene una permeabilidad de 10 mD, la
cual se considera baja y un Modulo de Young alto, por lo que en este escenario se
busca una fractura larga. Una fractura larga permitiria contactar mayor longitud del

yacimiento, por ende, la produccién del pozo aumentaria.

Esta fractura necesitdé una cantidad significativa de propante para ocupar la
longitud existente y obtener una entrega del yacimiento a la fractura capaz de ser
transportado a través de la longitud de la fractura, lo que implica una conductividad
adimensional mayor a la unidad.

El J incremental calculado con el flujo total es 0,336. Este valor de IP es mayor al
IP incremental calculado para el aceite, ya que luego de crear la fractura la
produccion de agua incrementd, lo que podria atribuirse a la cercania a un
contacto agua-petréleo, para lo que se recomienda controlar la altura de la

fractura.

A pesar que la fractura es larga, que tiene buena conductividad efectiva y un buen
valor de conductividad adimensional, el incremental de indice de productividad al
aceite no es alto, con valor de 0,116. Este problema de produccién podria
atribuirse entonces, a dafio asociado a residuos de gel, al procedimiento de
flowback del gel o al arranque del pozo. Es necesario entonces, realizar un
analisis a detalle de los factores operacionales que involucran el fracturamiento

hidraulico en el pozo.
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4.3.2.2.

Apiay 14.

TABLA 17. Datos de produccién del pozo Apiay 14.

Fecha

ANO

Enero

Febrero

Marzo

Abril

Mayo

Junio

Julio

Agosto

Septiembre

Octubre

Noviembre

Diciembre

Produccion
mensual
Bb/M

2008

2413,6

2368,3

2440,4

2605,8

27244

3147,1

2819,3

2412,7

319

461,6

1565,8

2729,9

Produccion
mensual
Bb/M

2009

3158,1

21953

645,0

323,3

377,1

227,8

452,8

638,3

2168,5

1354,2

499,3

1667,1

Produccion
mensual
Bb/M

2010

2587,0

2468,4

7183

1383,4

1328,6

2483,9

2625,0

1958,4

627,7

490,5

FUENTE: Ecopetrol.

En la tabla 17 se presentan los datos de produccién que se tiene de cada mes del

pozo Apiay 14. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se

realiz6 el trabajo de fracturamiento hidraulico.

La curva de declinacion correspondiente al pozo Apiay 14 es de tipo exponencial

al presentar el término b nulo, tal como se observa en la Figura 29, con una tasa

de declinacion inicial equivalente a -0,038.
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FIGURA 30. Curva de declinacién de produccién del pozo fracturado Apiay
14.
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FUENTE: Autores, Software OFM.

La curva de declinacion perteneciente al pozo Apiay 14, se inicia con una
produccion inicial mensual de 2413 barriles registrada para la fecha 1 de Enero de
2008, la cual presenta un aumento en los cinco meses siguientes obedeciendo un
comportamiento de produccion natural del pozo, al sexto mes la producciéon
desciende abruptamente 31,9305 barriles mensuales y se registra a la fecha 1 de
Septiembre de 2008.
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Esta gran caida de produccién pudo ser ocasionada por un alto dafio en la
formacion, razén por la cual se decidio realizar en el mismo mes el fracturamiento
hidraulico, con la finalidad de aumentar nuevamente la produccion del pozo.

El objetivo principal del tratamiento para el pozo Apiay 14 fue crear un canal
conductivo en la formacion en el horizonte K1, por medio de la cual fuera posible
exponer mayor area de la formacién al flujo y aumentar la produccién desde la
formacion hacia la fractura y desde la fractura hacia el pozo. La produccion
esperada que arrojo la simulacion del tratamiento fue de 269 BOPD o 8180
barriles mensuales, pero la produccion obtenida fue 103 BOPD 6 3132 barriles

mensuales, menor a la esperada.

El comportamiento de produccion postfractura no sigue la linea de tendencia de
pronadstico, por el contrario presenta puntos aleatorios de alta y baja produccién. Al
conocer la no influencia entre la alta Presion neta y la produccion postfractura del
pozo, se recurre a otros factores que puedan justificar el comportamiento no

esperado de produccion.
Las caracteristicas de la formacion y de la fractura para el pozo Apiay 14 se
tabulan a continuacion, para lograr un analisis detallado de la produccién del pozo

gue no es la esperada.

TABLA 18. Caracteristicas Apiay 14.

Pozo Apiay 14
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 7
Concentracion de propante [ppa] 5
Longitud de fractura [ft] 350
Ancho de fractura [in] 0,34
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 2481
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Conductividad adimensional 2,1
Mdédulo de Young 3,625 e6
Presion neta [psi] 2145
J incremental total 1,695
J incremental al aceite 0,592

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Apiay, Ecopetrol.

De acuerdo al registro de temperatura tomado luego del Datafrac, puede inferirse
que la fractura crecié en todos los perforados. En el analisis del fracturamiento
hidraulico, se observé la generacion de mudltiples fracturas, lo que causo
tortuosidad y a su vez un aumento en el valor de presion neta. Se determiné alta

friccion tanto en el near wellbore (1380 psi) como en los perforados (436 psi).

El fluido de fractura base agua cumplié con su objetivo de crear geometria de
fractura y sostener la arena dentro de la formacion. La propiedad de flujo de la
fractura es 6ptima dado su valor de factor de conductividad adimensional Cip
correspondiente a 2,1. Este valor de coeficiente adimensional indica una relacién
correcta entre la capacidad de flujo de la fractura hacia el pozo y la capacidad de
entrega del yacimiento a la fractura, es decir, la fractura es capaz de conducir el
doble de lo que le aporta el yacimiento.

Para las condiciones de la fractura generada o trabajo realizado, el incremento del
indice de productividad es el adecuado, equivalente a 1,695. El historial de
produccion del pozo revela que la produccién de agua después de la fractura es
mucho mayor que la de aceite, y este incremento en el indice de productividad se
debe al incremento de la produccion de agua. Tal vez la fractura se encuentra muy
cercana a un contacto agua-aceite y la fractura irrumpio, por tanto, el agua esta
llegando a superficie. Es importante controlar en este caso el crecimiento en altura

de la factura.
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4.3.2.3. Apiay 22.

En la tabla 19 se presentan los datos de produccidon que se tiene de cada mes del
pozo Apiay 22. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se
realizé el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la

tabla no se obtuvieron de la informacién suministrada.

TABLA 19. Datos de produccién del pozo Apiay 22.

Fecha ANO Enero | Febrero | Marzo Abril Mayo Junio Julio Agosto | Septiembre | Octubre | Noviembre [ Diciembre
Produccion
mensual 2008 1376,1 1357,5 1395,8 1453,0 394,1 2364,4 2692,5 3016,7 1353,5 840,8 843,9 987,7
Bb/M
Produccion
mensual 2009 13718 1291,8 1817,6 803,1
Bb/M
Produccion
mensual 2010 3819 770,0 1630,3 930,2 863,3 3135 249,4 59,0 49313 4667,9 1990,3
Bb/M

FUENTE: Ecopetrol

Para el pozo Apiay 22 la curva de declinacion es de tipo exponencial al presentar

el término b igual a cero, Figura 30, con una tasa de declinacion inicial equivalente

a 0,030.
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FIGURA 31. Curva de declinacién de produccion del pozo fracturado Apiay
22.
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FUENTE: Autores, Software OFM.

Para el pozo Apiay 22, la curva de declinacién obedece un comportamiento de
declinacién de la tasa de produccién, con una produccion inicial mensual de 1376
barriles registrada para la fecha 1 de Enero de 2008, la cual aumenta los tres
meses siguientes obedeciendo un comportamiento de produccion natural del pozo,
al quinto y décimo mes se registran caidas de produccién y un subsecuente
aumento que podria indicar intervencion del personal, por ejemplo, con

manipulacion de la bomba, al aumentar su frecuencia. La produccion del pozo
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disminuye naturalmente debido al agotamiento de los niveles energéticos del

yacimiento.

Pero para el mes de Abril del 2009 se registré una produccion mensual muy baja,
de 803 barriles, razén por la cual este pozo fue sometido a estimulacion. El
fracturamiento hidraulico se realizé en ese mismo mes, con la finalidad de
aumentar nuevamente la produccion del pozo. La produccion esperada luego del
fracturamiento era de 400 BOPD o 12164 barriles mensuales, pero la produccion

obtenida fue 53 BOPD 6 1611 barriles mensuales, menor a la esperada.

Luego de realizado el tratamiento no se tienen datos de produccion hasta el mes
de enero de 2010. A Partir de este mes se observan altibajos en la produccién del
pozo lo que podria deberse a un aumento en la frecuencia de la bomba, a que no
se instal6 la bomba de manera correcta después del tratamiento, ésta pudo
haberse daflado cuando se sacé para realizarse el tratamiento o que el GOR
producido de la formacién pudo aumentar como consecuencia del tratamiento,

dando como resultado una reduccién en la eficiencia de la bomba.
De igual manera, para lograr un analisis detallado de la produccion del pozo que
no es la esperada, las caracteristicas de la formacién y de la fractura para el pozo

Apiay 22 se tabulan a continuacion.

TABLA 20. Caracteristicas Apiay 22.

Pozo Apiay 22
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 13
Concentracion de propante [ppa] 6,75
Longitud de fractura [ft] 209,04
Altura de fractura [ft] 45,7
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Ancho de fractura [in] 0,163
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 3557,5
Conductividad adimensional 1,6
Mdédulo de Young 3,5€e6
Presion neta [psi] 1996
J incremental total 2,821
J incremental al aceite 0,816

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Apiay, Ecopetrol.

El objetivo del tratamiento es crear una fractura que tenga suficiente conductividad
y longitud para incrementar la productividad. Un fracturamiento hidraulico en esta
formacion de baja permeabilidad y Mddulo de Young relativamente alto, busca la
creacion de una fractura larga que contacte mayor parte del yacimiento. El disefio
de esta fractura se realiza en busca de una longitud que garantice un factor de
conductividad adimensional mayor a uno, que incremente la capacidad de
transporte de fluido desde la fractura hacia el pozo en toda la longitud, para lo cual
se utiliza una concentracién de propante de 6,75 ppa que mejore el paso de

fluidos a través de la fractura.

Este pozo presenta un factor de conductividad de fractura adimensional mayor a
uno, por lo que se observa un indice de productividad incremental con el fluido
total producido de 2,821, lo que quiere decir, que el indice de productividad
después de realizado el fracturamiento increment6 2,8 veces. Pero la produccion
de aceite de este pozo no es la esperada, en superficie se obtiene muy poco
aceite, menor al deseado, este inconveniente radica en la produccion de agua,
pues en el historial de produccion del pozo, se identifica un aumento en el caudal
de agua lo que a su vez incrementa el indice de productividad para fluidos totales

después del tratamiento.
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Al calcular el indice de productividad incremental para el aceite 0,816 se evidencia
un incremental menor, lo cual corrobora que la produccién de agua, la cual es
mayor a la de aceite después del tratamiento, es quien aumenta el J total. Esto

justifica la cantidad de aceite en superficie.

Por otra parte, se puede afirmar que con todas las condiciones de fractura y
formacion, el tratamiento fue bueno en cuanto a la generacion de geometria de
fractura y el indice de productividad incremental para fluidos totales es el deseado,
aunque la produccién de aceite no es la esperada. Esto es debido probablemente
a gue se genero la fractura cerca de un contacto agua-petréleo y el crecimiento en
altura facilitd la produccion de agua. Se recomienda controlar el crecimiento en
altura de fractura en estas zonas o emplear pre-pad con sistemas controladores

del flujo de agua.

4.3.2.4. Suria Sur 22

En la tabla 21 se presentan los datos de produccion que se tiene de cada mes del
pozo Suria Sur 22. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se
realizd el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la

tabla no se obtuvieron de la informacioén suministrada.

TABLA 21. Datos de produccion del pozo Suria Sur 22.

Fecha ANO | Enero | Febrero | Marzo | Abril Mayo | Junio Julio | Agosto [ Septiembre | Octubre | Noviembre | Diciembre

Produccion
mensual 2010 17121 2981,7 1178,7 1139,8 1106,6 9914 570,8 11413 11054 2004 9598,6
Bb/M

Produccion
mensual 2011 11512,0 | 147376 | 76788 37675 2976,5 3069,3 3699,1 57955 5943,9 4106,6 26794 34634
Bb/M

Produccion
mensual 2012 6504,1 4251,0 4186,5 262,4 767,2 258,2 2472 316,3 203,1 1353 13244 2106,5
Bb/M

FUENTE: Ecopetrol.
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Para el pozo Suria Sur 22 la curva de declinacion es de tipo exponencial al
presentar el término b igual a cero, Figura 31, con una tasa de declinacion inicial

equivalente a 0,027.

Esta curva de declinacion del pozo Suria Sur 22 inicia con una produccion inicial
mensual de 1712 barriles registrada para la fecha 1 de Febrero de 2010, la cual
presenta un aumento al mes con un comportamiento de produccién natural del
pozo, en los siete meses siguientes se observa un descenso en la produccion
hasta llegar a una produccion de 200 barriles mensuales que se registra al mes de
Noviembre de 2010.

FIGURA 32. Curva de declinacion de produccién el pozo fracturado Suria sur
22.
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En noviembre de 2010 se fractura la formacion para aumentar la produccion de
Suria Sur 22 obteniendo resultados satisfactorios los dieciséis meses siguientes, a
partir de los cuales se observa una fluctuacion que no obedece la linea de

tendencia, finalizando con una posible estabilizacion de la produccion
Las caracteristicas de la formacion y de la fractura para el pozo Suria Sur 22 se
tabulan a continuacion, para lograr un analisis detallado de la produccion del pozo

que no es la esperada.

TABLA 22. Caracteristicas Suria Sur 22.

Pozo Suria sur 22
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 42
Concentracion de propante [ppa] 9
Longitud de fractura [ft] 104
Altura de fractura [ft] 52
Ancho de fractura [in] 0,21
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 4422
Conductividad adimensional 1,7
Médulo de Young
Presion neta [psi] 2031
J incremental total 2,71
J incremental al aceite 2,55

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Suria, Ecopetrol.
En el grupo de pozos analizados, el pozo Suria Sur 22 presenta el mayor valor de

permeabilidad, la fractura generada es ancha y corta debido a la facilidad con la

cual el fluido fracturante fisura la formacion. Para este tipo de tratamiento, generar
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suficiente conductividad de fractura es mas importante que generar longitud de
fractura (la capacidad de entrega del yacimiento a la fractura es alta).

Esta fractura presenta la mayor conductividad (4422 mD-ft), menor longitud (104
ft) y una buena conductividad de fractura adimensional (1,7), lo que indica un buen
transporte del fluido que llega a la fractura al pozo por parte de la formacion, es
decir, el fluido que la formacion lleva a la fractura de esta se transporta al pozo con

una capacidad 1,7 veces mayor a la entrega.

El pozo Suria Sur 22 es el pozo fracturado con mayor indice de productividad
incremental total y para el aceite. Se generé un canal conductivo al remover un
dafio y fue acertado llegar a una concentracién de propante de 9 ppa, pues la
conductividad adimensional de fractura tiene un valor de 1,7, es decir, esta
fractura no necesité mucha longitud por ser ancha, y tener alta concentracion de
propante, que aumento la capacidad de flujo de fluidos desde la fractura hacia el

pozo.

De los pozos estudiados este es el mas exitoso, no se presentdé mayor caudal de
agua que de aceite después de realizado el tratamiento, lo que puede identificarse
al comparar los dos incrementales de indice de productividad, tanto para el caudal

postfrac total como para el caudal postfrac de aceite.

4.3.2.5. Suria 3.

En la tabla 23 se presentan los datos de produccién que se tiene de cada mes del
pozo Suria 3. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se realizé
el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la tabla no se

obtuvieron de la informaciéon suministrada.
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TABLA 23. Datos de produccion del pozo Suria 3.

Fecha

ANO

Enero

Febrero

Marzo

Abril

Mayo

Junio

Julio

Agosto

Septiembre

Octubre

Noviembre

Diciembre

Produccion
mensual
Bh/M

2008

1026,3

1510,5

1544,5

1484,6

1383,0

840,8

11471

1276,3

1287,9

12435

12313

12234

Produccion
mensual
Bb/M

2009

1068,9

10525

1266,6

1300,6

1280,6

749,3

11909

678,8

602,4

828,7

9324

968,6

Produccion
mensual
BbM

2010

1026,6

1030,9

3725

1153,1

14375

15214

12745

48,0

581,7

523,4

1812

3245

Produccion
mensual
BbM

2011

3747

4

742,6

1013,3

690,6

808,3

748,71

881,3

1048,2

1358,1

1453,9

2074,0

Produccion
mensual
Bh/M

2012

1938,0

2579,7

1465,5

153,0

99,1

36,5

598,8

1189,9

950,9

1571,0

1756,5

FUENTE: Ecopetrol.

La curva de declinacion correspondiente al pozo Suria 3 es de tipo hiperbdlico al

presentar el término b equivalente a 4,93 y una curvatura ascendente, Figura 32,

con una tasa de declinacion inicial equivalente a 0,0030.
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FIGURA 33. Curva de declinacion de produccion del pozo fracturado Suria 3.
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Para el pozo Suria 3 se observa un comportamiento de declinacion de la tasa de
produccién, con una produccion inicial mensual de 1026 barriles registrada para la
fecha 1 de Enero de 2008, la cual presenta un aumento y subsiguiente declinacion
obedeciendo un comportamiento de produccion natural del pozo antes de ser

fracturado

Para el mes de Marzo del 2010 se registré una produccion mensual muy baja de
372 barriles, razon por la cual este pozo fue sometido a estimulacion. El
fracturamiento hidraulico se realizé6 en ese mismo mes, con la finalidad de

aumentar nuevamente la produccion del pozo. Con la simulacién del tratamiento
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se esperaba una produccion de 250 BOPD o 7602 barriles mensuales, pero la
produccion obtenida fue 47 BOPD & 1429 barriles mensuales, menor a la

esperada.

El comportamiento de produccién postfractura no sigue la linea de tendencia de
pronadstico, por el contrario presenta puntos aleatorios de alta y baja produccion. Al
conocer que no existe una influencia entre la alta Presion neta y la produccion
postfractura del pozo, se recurre a otros factores que puedan justificar el

comportamiento no esperado de produccion.

Para lograr un analisis detallado de la produccion del pozo que no es la esperada,

las caracteristicas de la formacién y de la fractura para el pozo Suria 3 se tabulan

a continuacion.

TABLA 24. Caracteristicas Suria 3.

Pozo Suria 3
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 20
Concentracion de propante [ppa] 7
Longitud de fractura [ft] 262
Altura de fractura [ft] 54
Ancho de fractura [in] 0,31
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 940
Conductividad adimensional 1,1
Mdédulo de Young 4,74 €6
Presion neta [psi] 1804
J incremental total 0,22
J incremental al aceite 0,91

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Suria, Ecopetrol.
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En esta formacion de permeabilidad media — alta, la fractura es relativamente
larga; y teniendo en cuenta la ecuacion 4.15 de conductividad adimensional de
fractura, si la longitud de fractura es alta es necesario igualar el valor de este
factor de conductividad adimensional de fractura a uno o mayor a la unidad,
aumentando la concentracion de propante. Por esta razdn, se utiliz6 una
concentracion de propante alta (7 ppa) en comparacion a la utilizada en los demas
pozos fracturados analizados, con el fin de generar buena permeabilidad en la

fractura o paso de fluidos desde la fractura hacia el pozo.

Se evidencia un indice de productividad incremental de fluido total (0,22) menor al
indice de productividad incremental para el aceite (0,91) debido a que la
produccion de agua después de realizado el tratamiento es mayor a la de aceite y

esta a su vez es mayor a la produccion de agua antes de fracturarse la formacion.

4.3.2.6. Suria Sur 5.

En la tabla 25 se presentan los datos de produccion que se tiene de cada mes del
pozo Suria Sur 5. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se
realizé el trabajo de fracturamiento hidraulico.

TABLA 25. Datos de produccién del pozo Suria Sur 5.

Fecha ANO Enero | Febrero | Marzo Abril Mayo Junio Julio Agosto | Septiembre | Octubre | Noviembre | Diciembre
Produccion
mensual 2008 7558,1 4857,1 5400,8 6368,5 8021,2 7810,5 6602,3 44934 2608,3 2962,2 2794,1 22874
Bb/M
Produccion
mensual 2009 2889,0 2985,3 3015,8 3049,2 1811,2 3841,1 3045,3 3278,8 5538,3 5512,4 2939,7 5875
Bb/M
Produccion
mensual 2010 1237,7 429,1 13654,1 8534,6 7219,9 7885,3 9582,8 14231,0 3123,7 6498,0 5231,4 5079,4
Bb/M
Produccion
mensual 2011 5978,6 7436,8 6654,3 5363,7 2991,7 1205,5 4335,6 8757,2 8262,1 3810,1 5816,5 5391,1
Bb/M
Produccion
mensual 2012 8038,0 13194,0 8620,9 8570,1 7986,0 8498,7 10726,2 | 11268,7 10039,3 86185 9988,5 7210,5
Bb/M

FUENTE: Ecopetrol
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La curva de declinacion correspondiente al pozo Suria Sur 5 es de tipo
exponencial al presentar el término b nulo y una curvatura ascendente, Figura 33,

con una tasa de declinacion inicial equivalente a -0,014.

Esta curva del pozo Suria Sur 5 inicia con una produccion inicial mensual de 7558
barriles registrada para la fecha 1 de Febrero de 2008, la cual presenta un
comportamiento fluctuante antes del fracturamiento; se observa un descenso en la
produccion hasta llegar a una produccion de 429 barriles mensuales que se
registra al mes de Febrero de 2010, momento en el cual se realiza el tratamiento
de fractura para mejorar la productividad del pozo.

FIGURA 34. Curva de declinacién de produccién del pozo fracturado Suria
Sur 5.
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El comportamiento de produccion posfractura no sigue la linea de tendencia de
prona@stico, por el contrario presenta puntos aleatorios de alta y baja produccion. Al
conocer que no existe una influencia entre la alta Presion neta y la produccion
postfractura del pozo, se recurre a otros factores que puedan justificar el

comportamiento no esperado de produccion.

Para analizar estos factores a continuacion se tabula cierta informacion importante

del pozo Suria sur 5.

TABLA 26. Caracteristicas Suria sur 5.

Pozo Suria sur 5
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 3
Concentracion de propante [ppa] 4
Longitud de fractura [ft] 105
Altura de fractura [ft] 53,6
Ancho de fractura [in] 0,06
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 710
Conductividad adimensional 0,45
Médulo de Young 4,74 e6
Presion neta [psi] 1804
J incremental total 0,076
J incremental al aceite 1,59

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Suria, Ecopetrol.
Esta formacion es la que presenta menor permeabilidad en el grupo de pozos

fracturados analizados. En yacimientos de baja permeabilidad se disefia una

fractura larga, pero en este pozo se presenta una fractura corta con concentracion
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de propante relativamente bajo. Se debe realizar una andlisis mas detallado que
busque establecer si la longitud de fractura alcanzada fue deficiente para la baja
permeabilidad del yacimiento. Estas condiciones causan una baja comunicacion
entre el aporte de la formacion a la fractura y el transporte desde la fractura hacia
el pozo, por lo cual, el factor de conductividad adimensional de fractura es bajo
(0,45).

Se evidencia un indice de productividad incremental para el flujo total muy bajo
(0,076) ya que teniendo en cuenta el historial de produccién del pozo, puede
identificarse una operacion de control de agua con el tratamiento de
fracturamiento, pues se observa una disminucion del caudal de agua luego de
realizada la fractura. Por ende, el J para el fluido total después del tratamiento es
menor al registrado antes de este, lo que ocasiona un indice de productividad
incremental para fluido total muy pequenio.

Por otra parte, se obtiene un indice de productividad incremental para el aceite
mayor, por la misma razon, el aceite después del tratamiento aumento y no se

tiene en cuenta la produccién de agua.

Al obtenerse un factor de conductividad adimensional de fractura bajo y fractura
corta, la produccion actual no es la esperada.

4.3.2.7. Ocoa 1.

En la tabla 27 se presentan los datos de produccidon que se tiene de cada mes del
pozo Ocoa 1. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se realiz6

el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la tabla no se

obtuvieron de la informacién suministrada.
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TABLA 27. Datos de produccion del pozo Ocoa 1.

Fecha ANO Enero | Febrero | Marzo Abril Mayo Junio Julio | Agosto | Septiembre | Octubre | Noviembre | Diciembre

Produccion
mensual 2008 112,5 72,1 2229 225,6 2217 254,2 267,6 3217 326,0
Bb/M

Produccion
mensual 2009 3339 344,8 266,4 118,0 1183 142,6 95,5 18,2 17,0 101,6 125,9 131,7
Bb/M

Produccion
mensual 2010 1213 1119 03 195,5 212,9 205,6 185,2 187,0 2454 1116 50,8 724
Bb/M

FUENTE: Ecopetrol.

La curva de declinacién para el pozo Ocoa 1 es de tipo exponencial al presentar
el término b equivalente nulo, Figura 34, con una tasa de declinacion inicial
equivalente a 0,0030.

Para el pozo Ocoa 1 se observa un comportamiento de declinaciéon de la tasa de
produccién, con una produccion inicial mensual de 112 barriles registrada para la
fecha 1 de Abril de 2008, la cual disminuye al siguiente mes. Consecutivamente
aumenta evidenciando manipulacion de las condiciones de la bomba tiempo
después desciende como es de esperarse. Se consideran como causas que
influyen en el descenso de la capacidad de produccion: la disminucion de los
niveles energéticos del yacimiento y la caida de produccion debido a los factores
mecanicos, los cuales son inherentes a la formacioén, como: arenamiento, dafio a

la formacion o deterioro de la tuberia de produccién.

138



FIGURA 35. Curva de declinacion de produccion del pozo fracturado Ocoa 1.
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Para el mes de Abril del 2010 se registr6 una caida abrupta de produccion
mensual de 0,3 barriles, razon por la cual este pozo fue sometido a estimulacion.
El fracturamiento hidraulico se realizé en ese mismo mes, con la finalidad de
aumentar la produccién del pozo. Con la simulacién del tratamiento se esperaba
una produccion de 200 BOPD o 6082 barriles mensuales, pero la produccion

obtenida fue 7 BOPD 0 212 barriles mensuales, mucho menor a la esperada.
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La linea de tendencia de prondstico no es seguida por el comportamiento de
produccion posfractura, se presentan aumentos seguidos de descensos en
produccion. Al no existir una relacién directa entre la alta Presion neta y la
produccion posfractura del pozo, es necesario recurrir a otros factores que puedan
justificar el comportamiento no esperado de produccion.

Las caracteristicas de la formacion y de la fractura se tabulan a continuacion para
lograr un analisis detallado de la produccion del pozo que no es la esperada. Para

el pozo fracturado Ocoa 1 se tiene:

TABLA 28. Caracteristicas Ocoa 1.

Pozo Ocoal
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 21
Concentracion de propante [ppa] 6
Longitud de fractura [ft] 192
Altura de fractura [ft] 78,5
Ancho de fractura [in] 0,15
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 2561
Conductividad adimensional 2,6
Médulo de Young 4,8 €6
Presién neta [psi] 1209
J incremental total 0,97
J incremental al aceite 0,76

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Suria, Ecopetrol.
Esta formacion presenta una permeabilidad de media a alta y se obtiene un valor

de conductividad adimensional de 2,6, lo cual quiere decir, que la capacidad de

transportar el fluido desde la fractura hacia el pozo es el doble de la capacidad de
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transportar el fluido desde la formacion a la fractura. En este tratamiento no se
necesitd longitud de fractura, sino optimizar la permeabilidad o el paso de fluidos a
través de la fractura, por tal razon se utilizé una concentracién de propante alta

sumado a la existencia de ancho generado.

En los indices de productividad incremental se observa una pequefia diferencia
numerica, lo que relaciona un caso parecido al del pozo Suria Sur 5, la produccién

de agua luego del tratamiento disminuye en menor medida y la de aceite aumenta.

Para las condiciones de geometria de fractura y demas caracteristicas, el indice
de productividad incremental es el deseado, se controla la produccion de agua y

este es casi igual a la unidad.

4.3.2.8. Austral 1R.

En la tabla 29 se presentan los datos de produccion que se tiene de cada mes del
pozo Austral 1R. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se
realizd el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la

tabla no se obtuvieron de la informacioén suministrada.

TABLA 29. Datos de produccion del pozo Austral 1R.

Fecha ANO Enero Febrero Marzo Abril Mayo Junio Julio Agosto | Septiembre | Octubre | Noviembre | Diciembre
Produccion
mensual 2009 2504,6 4604,4
Bb/M
Produccion
mensual 2010 6318,9 6845,6 5976,8 7256,7 5788,2 5281,0 74757 7199,3 4042,7 3889,4 4130,9 2861,9
Bb/M
Produccion
mensual 2011 2639,3 3832,0 2805,3 951,8 683,3 522,7 4003,8 3590,8 3043,4 1016,0 635,6
Bb/M
Produccion
mensual 2012 550,4 561,4 896,2 14423 21929 18833 19715 1258,1 1293,0 12873 640,1
Bb/M

FUENTE: Ecopetrol.
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El trabajo de fracturamiento se realiza en el mes de septiembre de 2009 y la
produccion del pozo se ve en el mes de noviembre donde la curva de declinacién
comienza con 2504,56 barriles, se observa un comportamiento fluctuante en la
produccion que no obedece la tendencia de la linea de declinacion ni de

pronostico.

Para el pozo Austral 1R la curva de declinacion es de tipo exponencial al presentar
nulo el término b, Figura 35, con una tasa de declinacidn inicial equivalente a
0,056.

La formaciéon Guadalupe tiene muy baja permeabilidad lo que ocasionaba que el
pozo Austral 1R no produjera naturalmente. Con el tratamiento de fracturamiento
hidraulico se generaron fisuras que tengan suficiente conductividad y longitud
para incrementar la productividad

FIGURA 36. Curva de declinacién de produccién del pozo fracturado Austral
1R.
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Las caracteristicas de la fractura y formacion se consignan a continuacion.

TABLA 30. Caracteristicas Austral 1R.

Pozo Austral 1R
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 7
Concentracion de propante [ppa] 2,45
Longitud de fractura [ft] 256
Ancho de fractura [in] 0,05
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 1568
Conductividad adimensional 0,7
Médulo de Young 4,6 €6
Presién neta [psi] 4249
J postfractura total 1,061

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Suria, Ecopetrol.

La baja permeabilidad de la formacién influye en la longitud de la fractura
generada, un valor de longitud de fractura propantada equivalente a 256 ft
contacta mayor parte de la formacién y necesita una concentraciéon de propante
alta para alcanzar un valor de factor de conductividad adimensional de fractura
mayor a uno. El disefio de esta fractura se realiza en busca de una longitud que
garantice este factor de conductividad adimensional mayor a uno, que incremente
la capacidad de transporte de fluido desde la fractura hacia el pozo en toda la
longitud, pero este factor es menor al deseado (0,7) el cual se alcanzé al utilizar

una baja concentracion de propante de 2,5 ppa que no mejora el paso de fluidos a

través de la fractura.
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Para este pozo no pudo calcularse el indice de productividad incremental debido a
que no tenia una produccion inicial, se cuenta solamente con un valor de indice de
productividad posfractura para fluidos totales (1,061) el cual evidencia claramente
un aumento de produccion. Esta produccion actual no es la esperada, debido a
que a las condiciones de geometria de fractura, caracteristicas de la formacion y
concentracion de propante no se obtiene una conductividad efectiva de fractura

deseada, ni un factor de conductividad adimensional de fractura 6ptimo.

4.3.2.9. Tanane 1.

La curva de declinacion para el pozo Ocoa 1 es de tipo exponencial al presentar
el término b equivalente nulo, Figura 36, con una tasa de declinacion inicial

equivalente a 0,0030.

FIGURA 37. Curva de declinacion de produccion del pozo fracturado Tanane
1.
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En la tabla 31 se presentan los datos de produccion que se tiene de cada mes del
pozo Tanane 1. El valor resaltado en amarillo representa el mes en el que se
realizd el trabajo de fracturamiento hidraulico. Los datos no consignados en la

tabla no se obtuvieron de la informacioén suministrada.

TABLA 31. Datos de produccion del pozo Tanane 1.

Fecha ANO Enero | Febrero | Marzo Abril Mayo Junio Julio Agosto | Septiembre | Octubre | Noviembre | Diciembre

Produccion
mensual 2010 8223 550,4 1888 7633 1265,4 15245 1357,5 1888
Bb/M

FUENTE: Ecpetrol.

Las caracteristicas de la fractura y formacién se consignan a continuacion.
TABLA 32. Caracteristicas Tanane 1.

Pozo Tanane 1
Formacion Guadalupe
Permeabilidad de formacion K [mD] 1
Concentracion de propante [ppa] 2
Longitud de fractura [ft] 508
Ancho de fractura [in] 0,072
Conductividad efectiva de fractura [mD-ft] 179
Conductividad adimensional 0,1
Médulo de Young 7,62 €6
Presion neta [psi] 3562
J postfractura total 0,045

FUENTE: Recopilado de fracturamientos en Suria, Ecopetrol.

La formacién Guadalupe tiene una muy baja permeabilidad, lo que ocasionaba

gue el pozo Tanane 1 no produjera naturalmente. El objetivo del fracturamiento
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hidraulico hecho en el mes de abril de 2010 consistia en generar canales que

presentaran suficiente conductividad y longitud para incrementar la productividad.

La curva de declinacion comienza con el primer mes de produccién del pozo
(mayo de 2010) correspondiente a 822 barriles. Se observa un comportamiento
fluctuante en la produccion que no obedece a la tendencia de la linea de
declinacién ni de prondstico. En el mes de agosto de 2010, se observa un punto
bajo en produccién, menor a la tendencia de declinacion del pozo, y un
subsecuente aumento que evidencia la manipulacién de la bomba al aumentarle

frecuencia

Se presenta baja conductividad efectiva (179 mD-ft) de fractura y un factor de
conductividad adimensional de fractura demasiado bajo (0,1) el cual se logr6é con
una concentracion de propante baja (2 ppa) y una alta longitud de fractura (508 ft).
Este factor de conductividad adimensional de fractura indica que la fractura no

posee la habilidad para transportar el fluido que la formacién le aporta.

Para este pozo no pudo calcularse el indice de productividad incremental debido a
que no tenia una produccion inicial, se cuenta solamente con un valor de indice de
productividad postfractura para fluidos totales (0,045) el cual evidencia claramente

un aumento de produccion.

Esta produccién actual no es la esperada, debido a que a las condiciones de
geometria de fractura, caracteristicas de la formacién y concentracion de propante
no se obtiene una conductividad efectiva de fractura deseada, ni un factor de

conductividad adimensional de fractura 6ptimo.
El aumento de produccién que se evidencia se debe a que cuando se cerr6 el
pozo para aplicarle el tratamiento, se aproveché el momento para cambiar la

bomba y para “limpiar y reactivar’ el pozo, de manera que cualquier aumento o
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disminucion en la tasa de produccion es el resultado directo del mantenimiento y

no tiene ninguna relaciéon con el tratamiento para estimular la formacion.

4.3.3. Correlacion de la influencia de la conductividad efectiva de fractura y
longitud efectiva de fractura en el indice de productividad incremental de los

pozos fracturados.

Los datos de los pozos fracturados se tabulan a continuacion y se encuentra una
ecuacion que modela el comportamiento de estos pozos para cada campo
respecto a la conductividad efectiva de fractura y longitud propantada.

CAMPO APIAY.

TABLA 33. Datos de pozos fracturados. Apiay

: Conductividad .
p IP incremental . Longitud propantada
0z0. total SIS 0 de fractura. (ft)
: fractura.(md-ft) ;
Apiay 22 2,8210327 3557,5 209,04
Apiay 14 1,6959182 2481 350
Apiay 29 0,336 2295 251

FUENTE: Autores

Con estos datos se obtienen graficos donde se observa la tendencia o
comportamiento produccion del pozo, al relacionar el indice de productividad
incremental (eje Y) de los pozos con pardmetros importantes tenidos en cuenta en
el andlisis realizado anteriormente en este capitulo, conductividad efectiva de
fractura y longitud propantada de fractura, representados en el eje X de cada

gréfica. Fig 37 y 38.
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FIGURA 38. indice de productividad incremental total vs conductividad
efectiva de fractura. Apiay.

J incremental total vs Conductividad efectiva de fractura
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FUENTE: Autores

La ecuacion que sigue la linea de tendencia correspondiente a la anterior grafica

generada es:

y =0,0017x — 2,9681 4.16

Dénde “y” es la variable dependiente que para nuestro estudio corresponde al IP
incremental, y la variable independiente “x” la conductividad efectiva de fractura.

Entonces se tiene la ecuacion que modela el comportamiento del indice de
productividad incremental total con respecto a la conductividad efectiva (Cr) de

fractura para el campo Apiay, la cual se presenta a continuacion:

Jincrementar = 0,0017C; — 2,9681 4.17
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FIGURA 39. indice de productividad incremental total vs longitud propantada
de fractura. Apiay.
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FUENTE: Autores

La ecuacion que sigue la linea de tendencia correspondiente a la anterior grafica

generada es:

y = 0,0041x + 2,7193 4.18

Pero su valor de R? no es lo suficientemente alto para decir que es una correlacion
concluyente. Dénde la variable independiente “y” es la variable que para nuestro
estudio corresponde al IP incremental, y la variable independiente “x” la longitud

propantada de fractura.
Entonces no se tiene la ecuacién confiable que modela el comportamiento del

indice de productividad incremental total con respecto a la longitud propantada de

fractura (Ls) para el campo Apiay.
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CAMPO SURIA.

TABLA 34. Datos de pozos fracturados. Suria.

= J incremental Conductividad Longitud propantada
0z0 ;

total efectiva de fractura de fractura
Suria sur 22 2,7137588 4422 104
Ocoa l 0,97036156 2561 192,5
Suria 3 0,22118637 940 262,3
Suria sur 5 0,07624237 710,5 105,9

FUENTE: Autores.

En la tabla 32 no aparecen los datos de los pozos Austral 1R y Tanane 1, debido a
gque como se dijo anteriormente, estos no presentaron produccién antes de
realizado el trabajo de fracturamiento hidraulico, por lo tanto su indice de
productividad pre fractura es cero y no es posible determinar el indice de
productividad incremental.

A partir de estos datos se obtienen graficos donde se observa la tendencia o
comportamiento produccion del pozo, al relacionar el indice de productividad
incremental de los pozos con pardmetros importantes tenidos en cuenta en el
analisis realizado anteriormente en este capitulo, conductividad efectiva de

fractura y longitud propantada de fractura. Fig 37 y 38.
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FIGURA 40. indice de productividad incremental total vs conductividad
efectiva de fractura. Suria.
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FUENTE: Autores.

La ecuacion que sigue la linea de tendencia correspondiente a la anterior grafica

generada es:

y = 0,0007x — 0,5026 4.19

Dénde “y” es la variable dependiente que para nuestro estudio corresponde al J

incremental, y la variable independiente “x” la conductividad efectiva de fractura.

Se presenta la ecuacion que modela el comportamiento del indice de

productividad incremental total con respecto a la conductividad efectiva () de

fractura para el campo Suria:

Jincremental = O:OOO7Cf —0,5026 4.2
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FIGURA 41. indice de productividad incremental totalvs longitud propantada
de fractura. Suria.
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FUENTE: Autores.
La ecuacion que sigue la linea de tendencia correspondiente a la anterior grafica

generada es:

y=x 4.21

Dénde la variable independiente “y” es la variable que para nuestro estudio

corresponde al J incremental, y la variable independiente “x” la longitud

propantada de fractura.

Entonces se tiene la ecuacién que modela el comportamiento del indice de
productividad incremental total con respecto a la longitud propantada de fractura
(L¢) de fractura para el campo Suria, la cual se presenta a continuacion:

4.23

Jincremental = Lf
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Los campos pertenecientes al campo Suria presentan una tendencia lineal con el
comportamiento en produccion en funcion de la longitud propantada, es decir, que
a mayor longitud propantada de fractura, mayor es el incremento en el indice de

productividad.
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5. CONCLUSIONES

o La baja productividad de los 9 pozos analizados, los cuales tienen una
presion neta mayor a 1000 psi y una produccién menor a la esperada, no presenta
ninguna relacion directa con las altas presiones netas encontradas en esta zona.
Por otra parte, esta baja productividad se relaciona de manera diferente para cada
pozo, involucrando variables como la permeabilidad de la formacion, conductividad
efectiva de fractura, concentracion de propante, médulo de Young, longitud de

fractura y factor de conductividad efectivo de fractura.

o Las altas presiones netas en los campos Apiay y Suria, se presentan debido
a que estos campos se encuentran en un area tecténicamente activa, donde por
movimiento de placas el contraste entre esfuerzos horizontales es abrupto,
generando tortuosidad y a su vez friccion cerca a la cara de pozo la cual sumada
a la presion de los fluidos en la fractura, hacen que la presion de tratamiento en
fondo sea mas alta de lo que deberia ser. Entonces, si la presion de tratamiento

en fondo es alta, la presién neta también lo es.

o Las fracturas en formaciones de baja permeabilidad se disefian por longitud
para que puedan contactar mayor parte de la formacion mejorando la
productividad del pozo. En este estudio, pudo observarse este comportamiento en
los pozos Tanane 1, Apiay 14, Austral 1R, Apiay 29, donde, en su orden al
encontrarse de menor a mayor permeabilidad, las longitudes de fractura lo hacen

de mayor a menor.

o El factor de conductividad adimensional de fractura, es el mejor indicativo
usada en el disefio de fractura y tiene una influencia masiva en la produccién

después de realizado el tratamiento.
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o Para mejorar el factor de conductividad adimensional de fractura, se
necesita mejorar el paso de los fluidos de la formacion a la fractura y de la fractura
al pozo, para lo que es necesario equilibrar ciertos factores, como ancho de
fractura, concentracion de propante, longitud de fractura y permeabilidad de

formacion.

o El trabajo mas exitoso se evidencié en el pozo Suria sur 22, al presentarse
un alto indice de productividad incremental y un alto factor de conductividad
adimensional de fractura. Este es un caso ideal en un fracturamiento hidraulico, la
formacion tiene una alta permeabilidad y la geometria de fractura es la adecuada.
En esta fractura se utilizd6 una mayor concentracion de propante, se tiene la mayor
conductividad efectiva de fractura, la menor longitud de fractura, la mayor
permeabilidad de formacién y buen ancho, por lo cual se obtiene una buena
productividad.

o En algunos pozos la produccion de agua aumenta después de realizado el
trabajo de fracturamiento hidraulico lo que es un claro indicio de que la formacion

se encuentra cerca a algun contacto agua-aceite.

o Se encuentra una relacién directamente proporcional entre el indice de
productividad incremental y la longitud propantada de fractura para el campo
Suria. Es decir, los pozos fracturados en campo, al tener mejor longitud

propantada de fractura, se obtiene una mayor productividad.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda realizar el trabajo con datos de produccion para los
intervalos fracturados en el mismo pozo, ya que para cada uno existen
parametros especificos de presion neta, presion de cierre y presion de
fondo de tratamiento, los cuales en este trabajo fueron promediados al
carecer de datos de produccion para cada uno de estos intervalos.

Se recomienda obtener los datos de presion neta, presion de cierre y
presion de fondo de tratamiento para cada pozo, de informes de la misma
compainia, ya que al ser de diferentes, las presiones netas son obtenidas de

distinta manera, siendo mayores en unas y menores en otras.

Es recomendable analizar desde un enfoque geomecanico el

comportamiento de produccion de estos pozos fracturados.
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