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RESUMEN

TITULO: ESTIMACION DE LA TASA CRITICA PARA EL CONTROL DE DANO A LA
FORMACION ORIGINADO POR MIGRACION DE FINOS EN LOS CAMPOS GALA Y LLANITO*

AUTORES: ARIAS GOMEZ Carlos, JIMENEZ CASTRO Laureano™

PALABRAS CLAVES: Migracion de Finos, Dafio de Formacion, indice de Productividad,
Tasa Critica.

Los finos son minerales principalmente inorganicos, que se encuentran presentes en los fluidos del
yacimiento y en las paredes del medio poroso.

La migracién de finos y su posterior depositacion en el medio poroso, es un fendmeno que
ocasiona el taponamiento de los espacios porosos intercomunicados, es decir, de su porosidad
efectiva. Este fendbmeno causa una disminucidon en la permeabilidad original de la formacion,
evento comunmente conocido como dafio de formacion y afecta la productividad de los pozos
productores hasta el punto de obstruir totalmente el flujo de fluidos hacia los pozos.

Este trabajo muestra, de manera experimental, la estimacion de la tasa critica de migracion de
finos para los campos Gala - Llanito formacion mugrosa B y C con el fin de proponer una tasa
Optima de operacion, mediante la correlacién de la tasa critica de migracion con datos de
produccion, en pozos que presentan dafio de formacién originados por migracién de finos. Este
estudio permite identificar aquellos pozos que presentan una diferencia considerable entre su
potencial de produccion a dafio cero y su potencial de produccion real y si esa diferencia es debida
al dafio por migracion de finos o si tal disminucién obedece a otros factores.

*Trabajo de Grado

sk

Facultad de Ingenieria Fisicoquimica, Programa de Ingenieria de Petréleos, Director Msc

Fernando E. Calvete G, Codirector Ing. Jorge Andrés Sachica.



ABSTRACT

TITLE: Estimation of the critical flow from the damage’s control at formation

originated by migration of fines in the Gala and Llanito’s fields."

AUTHOR: ARIAS GOMEZ Carlos, JIMENEZ CASTRO Laureano™

KEYWORDS: migration of fines, damage’s formation, index of productivity,

critical flow.

The fines are minerals principally inorganic, they are found in the fluids of the reservoir and the
walls of the porous media.

The migration of fines and last input in the porous media, it's a phenomenon it occurs the
obstruction at porous spaces intercommunicated, like this, its real porosity. This phenomenon cause
a decrease in the original permeability of the formation, the event commonly well-known like
damage’s formation and it affects the productivity of the wellbores in the order to get blocked totally
the fluids flow to the wellbore.

This work shows, of the experimental form, the estimation of the critical flow of migration of fines for
the Gala- Llanito’s field, Mugrosa formation B y C, in order to formulate the best flow to operation,
through the correlation of the migration’s critical flow with production data, in wellbores that it has
formation’s damage originated by migration of fines. This research lets to identify those wellbore
that they have a considerable difference between their production potential at damage zero and real
production potential, and if that difference is due to damage by migration of fines or if the decrease
obeys to another factors.

*Work of degree

** Faculty of Physical-Chemical Engineering’s, Engineering of Petroleum. Principal M.Sc Fernando

E. Calvete G, co-principal Ing. Jorge Andrés Sachica.
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INTRODUCCION

Para la industria del petréleo, es un reto extraer la mayor cantidad de
hidrocarburos de los yacimientos con la menor inversion posible. Es por esto, que
las empresas del sector de hidrocarburos orientan sus esfuerzos en estudios que,
permitan optimizar las operaciones que se llevan a cabo a diario, ampliar el
conocimiento del yacimiento con el fin de aplicar metodologias que permitan
obtener los resultados deseados, y lo mas importante, que ayuden a mantener la
integridad del yacimiento durante su vida productiva.

Numerosos estudios indican que la mayor causa de disminucion de la
productividad de un yacimiento es originada por la migracion de finos. Los finos
presentes en el medio poroso se desprenden de la matriz debido a su sensibilidad
a los fluidos (efecto quimico), son arrastrados por el flujo fluidos (efecto fisico) y
finalmente depositados en las gargantas de los poros ocasionando el
taponamiento de estas. Adicional a este dafio, debido a las propiedades quimicas
de algunos finos, estos reaccionan al contacto con el agua utlizada en
operaciones de inyeccion, perforacion, completamiento, o de formaciones vecinas,
y de otras operaciones realizadas al pozo, obstruyendo aun mas el flujo de fluidos
dentro del medio poroso, dando como consecuencia una caida considerable de la

permeabilidad del yacimiento.

Durante los ultimos veinte afios, se han dirigido muchas investigaciones en esta
area para desarrollar correlaciones que modelen la pérdida de permeabilidad, pero

se han obtenido grados limitados de éxito.
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Por esta razon se orientd el fendbmeno de migracién de finos a un estudio
experimental con el fin de obtener un mejor acercamiento a la realidad y asi

controlar de manera acertada el efecto de dafio a la formacion.

En este trabajo se propone y desarrolla una metodologia experimental que permite
la estimacion de una tasa 6ptima de operacion para el control de dafio a la
formacion originado por migracion de finos en pozos de los campos Gala y llanito,

gue presentan caidas considerables en su productividad

20



1. GENERALIDADES DE DANO DE FORMACION

Los problemas de reduccion en productividad y/o inyectividad de pozos durante la
vida util de un yacimiento han sido asociados a dafio de formacion; Solo del 20 al
30% del petréleo en sitio es recobrado a expensas del 80 al 90% de la energia del
yacimiento. Ademdas para procesos de recobro mejorado la conductividad de
pozos productores e inyectores puede ser perturbada por alteraciones de tipo
fisicoquimico inducidas sobre el sistema roca - fluido que generan hinchamiento
de arcillas, flujo de particulas finas o cambios en la humectabilidad. La magnitud,
asi como las consecuencias sobre la eficiencia de barrido y los factores de

recobro, varian segun el mecanismo especifico de dafio.

1.1 CONCEPTOS BASICOS SOBRE PRODUCTIVIDAD

1.1.1 Geologia. Las rocas sedimentarias son un medio poroso constituido por una

parte solida, matriz, y una parte vacia, poros.

Figura N° 1 Representacion del medio poroso

G

<A+t

Fuente: Autores
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La porosidad de la roca, es una medida del espacio vacio de la roca. Existen
espacios porosos que estdn conectados, los cuales dan origen a la porosidad
efectiva y otros que no estan conectados entre si y por tanto no permiten flujo a
través de ellos. Los poros interconectados son los responsables de la existencia
de la permeabilidad, K, que se define como la capacidad que tiene la roca de

transmitir o permitir el flujo de fluidos a través de ella.

La mayoria de los yacimientos comerciales de petréleo y gas, estan formados por
rocas calizas, dolomitas y areniscas. Las caracteristicas fisicas de estas rocas
varian, las areniscas usualmente tienen una permeabilidad uniforme y una
porosidad intergranular regular, lo cual hace que el modelo de flujo radial en la

fraccion de yacimiento cercana al pozo sea mas aplicable®.

Las calizas y las dolomitas sin embargo poseen generalmente patrones de
permeabilidad irregulares y porosidades primaria intercristalina y secundaria de
cavernas formadas por disoluciéon de carbonatos, y como, adicionalmente, su
coeficiente de elasticidad es menor que el de las areniscas, se encontraran mas
fracturadas que aquellas, por lo cual, el flujo de fluidos se puede presentar entre

las fracturas naturales que conectan las cavernas.

La productividad o inyectividad de un pozo depende, entre otros factores, de la

permeabilidad y el radio de la zona alterada alrededor del pozo.

Para el entendimiento del efecto del dafio a la formacion es importante revisar

como se presenta el flujo de fluidos a través de un material poroso.

! Evaluacion del dafio a la formacion por filtrado de lodo y salmuera de completamiento en pozos

de los campos Toldado y Quimbaya
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1.1.2 Flujo lineal. Si un fluido es forzado a pasar a través de una roca de forma
cilindrica como se muestra en la figura 1, la energia que causa el desplazamiento
de dicho fluido es la diferencia entre la presion de entrada y la de salida, P, — P;, la
resistencia al flujo es causada por la friccibn entre el fluido y la roca, y la

viscosidad, u, del fluido.

Figura N°. 2. Flujo lineal a través de un nucleo.

Fuente: Autores

La siguiente ecuacion es la relacién empirica propuesta por Henry Darcy en 1864

para el flujo de un Liquido incompresible:

= 1.127 x 1073 K(P, — P

_1 fVem Y
v=" 0 (1)

Donde

v = Velocidad de flujo, pies/s
A = Area seccional, pies®

g = Cantidad de flujo, bbl/dia
K= Permeabilidad, md

u = Viscosidad, cp
P,=Presion de salida, Lpc
P,= Presion de entrada, Lpc

L = Longitud, pies

Si se asume que se tiene una roca que ha sido sometida a un proceso de dafio

por uno de los extremos de tal forma que tiene una permeabilidad K, a través de
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su longitud inalterada L, y otra permeabilidad K, en su longitud dafada L,, como
se observa en la Figura 3, entonces:

L _Lh L 2
Kprom K1 K
Donde
Korom = 1.127 X 10_3%
P, =P, =(P,—P)+ (P, —Pp) 3)

Con P, = Presién en la zona limite

Figura N° 3. Profundidad de dafio

A
v

P1 P2

Fuente: Autores

El termino K, representa la permeabilidad en la zona dafada, esto significa que si
un ndcleo de longitud total, Lt esta libre de dafio, el flujo a través de el sera dado
por la ecuacién (1), es decir L, / K, = 0. Sin embargo si una zona L, del nlcleo se
encuentra dafiada por sélidos u otro mecanismo, la permeabilidad promedio,
Ky,rom, €S COMO se muestra en la ecuacion (2), y esta permeabilidad promedio sera
menor que la permeabilidad original, K. Luego, la tasa de flujo a través del nucleo

sera reducida cuando el dafio existe sobre alguna porcion de su longitud.
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1.1.3 Flujo radial. Cuando en un pozo se penetra un estrato rocoso, cualquier
flujo de fluidos desde el pozo hacia el estrato o desde este hacia el pozo sigue un
patrén radial.

Si el pozo tiene un radio rw, y el estrato en consideracion tiene un radio re, con un
espesor de roca h, como se muestra en la figura 4, entonces el flujo es descrito
por la siguiente forma de la ley de Darcy:

_1__1 —1127><10—3K(dp) 4
Ve AT 2o T p \dr (4)
P,—P
q =7.08 x 10—3(“’—,}”) (5)
un(%)
Tw
Donde

P, = Presion en el radio externo, Lpc
P, = Presion en la cara del pozo, Lpc
r, = Radio externo, pies

r, = Radio del pozo, pies

Figura N° 4. Flujo radial en un pozo

Fuente: Autores
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Si una zona de permeabilidad daflada existe desde la pared del pozo hasta un
radio rs, como se muestra en la figura 4, su efecto es el aumento en la caida de
presion a través de la zona dafada.

P,=PR, =@ —P)+ P —R) (6)

La ecuacion (5) tomara la forma:

n(;2) [m (%) ) in(;2)

kprom | K K

(7

El término K; de esta ecuacion representa la permeabilidad de la zona dafiada
cerca a la cara del pozo. Notese la similaridad entre las ecuaciones (2) y (7), esta
es la razon por la cual una prueba de dafio lineal sobre un nucleo de formacion en

el laboratorio puede ser relacionada con las condiciones radiales del pozo.

1.2 DEFINICION DE DANO A LA FORMACION

El dafio a la formacion es la reduccién de la permeabilidad en la roca del
yacimiento que se puede presentar en cualquier etapa de desarrollo y/o
explotacion de un pozo, debido a mecanismos de interaccion entre el fluido

invasor con la roca y/o con los fluidos del yacimiento?
El dafio a la formacion se puede presentar en las inmediaciones del pozo y su
radio de invasion va a depender de las caracteristicas de la formacién. Hay que

diferenciar entre la profundidad del dafio y el radio de dafio.

El radio de dafio (sin corregir), es la distancia medida desde el centro del pozo.

? Gabriel, G.A, “ An Experimental Investigation of Fines Migration in Porous Media” SPE 12168
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La profundidad de dafio se mide a partir de la cara del pozo. Esta zona puede
tener una permeabilidad menor que el resto del yacimiento que actia como un

factor de dafo (S), cuyo efecto es ocasionar una caida de presién adicional

proporcional a la tasa de produccion.
1.3 PSEUDODANO VS DANO DE FORMACION

Cuando se conoce el skin total del pozo, es posible trazar una curva de IPR,
mediante esta curva, se puede demostrar el beneficio de disminuir el factor de
dafo (S).

El andlisis Nodal, permite obtener una optimizacion de las condiciones de
produccion para una configuracion de pozo determinada y la optimizacion de la
terminaciéon del mismo para un yacimiento dado® Ademas se puede calcular la
caida de presion a través de alguna linea de flujo desde la cara de la formacion
(Sandface) al pozo. Se deducen asi todas las causas de la disminucion del caudal

desde la cara de la formacion.

Atribuir todo el skin a un dafio dentro de la formacion es un error muy comun, hay
otras contribuciones no relacionadas al dafio, llamadas Pseudoskins y deben ser

extraidas del dafio total para poder estimar el verdadero dafio de la formacion.

Hay dos contribuciones al skin, la primera esta relacionada al dafio de formacion,
actia directamente en el sistema poroso, disminuyendo la porosidad y
permeabilidad en la zona del skin; la segunda esta relacionada con un dafio
superficial en la cara de la formacion (sandface) y tiene que ver con el desgaste
mecanico producido por frotamiento de la broca, y el desgaste mecéanico

producido por el flujo durante la perforacion.

3 Estudio de dafio a la formacién Marcelo Gustavo Carrién
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El skin de origen mecanico es comunmente llamado Pseudodafio (no es el
pseudoskin) mientras que el dafio de formacion es el Unico realmente originado
dentro de la formacién, y no tiene efecto ni relacion con el skin de origen

mecanico.

1.3.1 Pseudoskin y condiciones de produccién. Las condiciones dadas por el
caudal y el &ngulo de inclinacién pueden inducir a caidas de presién adicionales o
pseudoskin.

Si se pone el pozo a producir a elevadas tasas de flujo, puede originarse flujo
turbulento en la formacion, al igual que durante la perforacion. El correspondiente
pseudoskin positivo es proporcional a la tasa de flujo por encima de un minimo
dado, debajo de este valor critico, tal pseudoskin no existe, puesto que hay

desgaste mecanico en el sandface producido por la tasa de flujo.

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

gue se suma al dafio real de la formacion.

Si se perfora a altas velocidades de penetracion se puede generar una caida de
presion en las inmediaciones del pozo por debajo del punto de burbuja, y se puede
asi crear un pseudoskin positivo como consecuencia del bloqueo producido por el
gas, de la misma manera, si se produce gas condensado por debajo del punto de
rocio, resultan liquidos emergiendo alrededor de las inmediaciones del pozo y
alterando el flujo, ambos fendmenos son efectos de la permeabilidad relativa, pero

nunca se manifiestan por si mismos como pseudoskin positivos.
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1.4 DANO DE FORMACION VERDADERO

Varios tipos de dafio pueden ser identificados en distintos lugares de un pozo en
produccién, como puede ser el pozo mismo, el equipo de produccion, la formacién,
etc. Tal distincibn usualmente no se hace porque raras veces la caida de la

produccién tiene que ver con solo una parte del sistema de flujo.

Para un correcto disefio remedial de produccion de pozo, es necesario determinar
no solo la naturaleza del dafio sino también el conocimiento del lugar donde esta
el dafio que mas afecta a la produccion. Pueden usarse para la estimulacion del
pozo fluidos similares a lo que se utilizan en la limpieza del mismo, de acuerdo a la
naturaleza del dafo, la eleccion del método a utilizar depende Unicamente del

lugar donde se encuentra el dafio.

La caida de la produccion puede ser causada por diversos materiales; particulas
migrando a través de los poros o precipitados producidos por cambios fisicos o
guimicos en el estado inicial del yacimiento; tal caida puede ser causada por
liquidos (o gases) cambiando la permeabilidad relativa de la roca almacenadora.
En los ultimos afios han aparecido equipos especiales para el reconocimiento y
descripcion de varios tipos de dafio, asi como también se han presentado
numerosas publicaciones al respecto.

1.5 ORIGEN DEL DANO DE FORMACION

1.5.1 Dafio de perforaciéon

. Invasion de soélidos de perforacion. Los siguientes minerales, presentes

en los fluidos de perforacion, tales como: arcillas, ripios de perforacion, agentes
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densificantes y viscosificantes, agentes minimizadores de pérdidas de circulacion,

son potencialmente peligrosos desde el punto de vista del dafio de formacion.

Cuando dichos minerales son forzados hacia la formacion productora, pueden
disminuir de manera progresiva la porosidad y permeabilidad de la roca
almacenadora, de tal modo que una subsecuente puesta en produccién del pozo o
inyeccién de fluidos hacia el yacmiento desde el mismo a flujos moderados o altos,
haria que estos materiales depositados en el sistema, pasen a través del sistema
poroso, aumentando la severidad del dafio en las inmediaciones del pozo. Tal
dafio esta limitado a unos pocos centimetros hacia el interior y alrededor del pozo
(normalmente no mas de 0,3 pies, tomando como media unos 0,25 pies), pero la
reduccion de la permeabilidad del sistema en la zona del skin puede llegar a ser
del 90%.

La invasion de sélidos contenidos en los fluidos de perforacion esta favorecida por:

e Poros de gran tamafio en la roca del yacimiento.

e Presencia de fisuras y fracturas naturales.

e Particulas de pequefio diametro entre los componentes del lodo de perforacion
(sobre todo cuando se usan densificantes).

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

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

e Alta presion de fondo, como consecuencia de una alta densidad del lodo de

perforacion, favoreciendo el ingreso de lodo desde el pozo a la formacion.
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. Invasion de fluidos de perforacion. Por razones econémicas, los pozos
deben ser perforados tan rapido como sea posible. Para incrementar la velocidad
de penetracion es necesario reducir el control de la pérdida de circulacion.
Normalmente, en regimenes de penetracidbn muy elevados, la pérdida de inyeccion

puede llegar a ser muy elevada.

La fase liquida de un lodo tipico contiene muchos componentes que pueden dafar
las formaciones productoras. Teniendo en cuenta que la invasion de fluidos es
mucho mas profunda que la invasion de sélidos, puesto que puede llegar a ser
superior a los 16 pies, el filtrado de la inyeccion es una de las principales causas
en la caida de la produccion. Sin embargo, la severidad del dafio depende de la
sensibilidad de la formacién al filtrado.

La alta permeabilidad de las arenas limpias, que tienen mayor invasion de filtrado
gue una roca de baja permeabilidad, usualmente no son afectadas cuando el agua

de formacion es compatible quimicamente con el filtrado de la inyeccion.

En lo que respecta al filtrado de la inyeccion se ha sugerido una caida en la
permeabilidad de un 40%, pero hay que tener en cuenta que esta caida puede
tomar cualquier valor desde casi 0% (el cero es imposible) hasta el 100%,

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

Las formaciones que contienen arcillas, son en general las mas sensibles, puesto

gue las arcillas pueden dispersarse, precipitarse o hincharse.

Las arcillas, en su gran mayoria, son extremadamente sensibles a los cambios de
salinidad, por lo tanto, cualquier cambio en la concentracién o en el tipo de sales
desde el agua original del yacimiento en el que fueron precipitadas o estabilizadas,

produce grandes cambios en la porosidad.
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En particular, la reduccion de la salinidad o el incremento del pH del agua
alrededor de la particula de arcilla ocasiona la dispersion de la misma. Cuando las
arcillas se dispersan actian como pequefias particulas sélidas que pueden migrar
a través del medio poroso, pero con la complicacion de que tienen capacidad de
acumularse dentro de este, obstruyéndolo totalmente, dependiendo del tipo de

arcillay el tamafio de las particulas.

Los factores que favorecen la invasion del filtrado de la inyeccion son:

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

e Alta presion diferencial, que favorece el ingreso de la inyeccion hacia la
formacion.

e Prologado contacto de la formacion con el lodo de perforacion. La profundidad

de penetracion del filtrado es funcion del tiempo de contacto.

El filtrado de los lodos de perforacion de base agua puede tener una baja salinidad
y un alto valor de pH, asi como también pueden contener dispersantes y
polimeros. El agua es una causa de perturbacion de las arcillas y de bloqueo del
flujo por permeabilidad relativa en yacimientos de baja permeabilidad (water
block).

Los dispersantes pueden afectar a las arcillas presentes en la formacion y facilitar
su precipitaciéon en el interior de los poros. Los polimeros son estables a las
temperaturas de circulacion, pero pueden descomponerse y/o formar residuos
cuando son sometidos a temperaturas de yacimiento en intervalos prolongados de

tiempo.
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Los lodos de perforacion de base agua salada, generan filtrados que pueden
reaccionar con las sales de formacién y ocasionar la precipitacion de varios tipos
de compuestos y particulas. Cuando la circulacion durante la perforacién se hace
a elevadas tasas de flujo, el filtrado que invade la formacion esta a temperatura de
pozo, muy por debajo de la temperatura de yacimiento, y el enfriamiento producido

genera la precipitacion de asfaltenos y parafinas.

Los lodos de base agua traen muchos problemas en formaciones con alto
contenido de arcillas, existen aditivos para minimizar estos problemas, sin
embargo, en algunos casos, se puede elegir un lodo de perforacién base aceite,
gue es mucho mas costoso, pero mas eficaz en ciertos casos. Los lodos base
aceite traen menos inconvenientes ante la presencia de arcillas, aunque hay que

tener en cuenta que estos inconvenientes son Mas severos.

Los problemas usuales de un lodo base aceite son:

e Contienen mayor concentracion de solidos que un lodo base agua. En
consecuencia la invasion de solidos es mucho mas acentuada.

e El aceite que invade yacimientos de gas, en especial los lenticulares, causa
caidas de permeabilidad relativa al mismo y es mucho mas problematico que la
caida de la permeabilidad relativa al aceite por la invasion de agua, debido a la
mayor viscosidad.

e Los fuertes surfactantes usados para dispersar solidos en lodos base aceite,
hacen que la roca del yacimiento sea mojada por aceite, reduciendo la
permeabilidad relativa al aceite.

e En los lodos base aceite, el agua se usa como viscosificante, para estabilizarla
se utilizan emulsionantes, que estabilizan también las emulsiones en el sistema
poroso del yacimiento, produciendo un bloqueo al flujo por emulsiéon (emulsion

blocks), las fuertes reducciones de permeabilidad por bloqueo al flujo por emulsién
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ocurren en yacimientos de areniscas, en especial los de arenas muy arcillosas de

baja permeabilidad.

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

fuerte y compacto.

En este proceso se hace necesaria la remocion completa del revoque, utilizando
algun dispositivo como los cafios lavadores o colchones, todos estos dispositivos

deben trabajar con flujo a regimenes turbulentos.

Durante este proceso, el revoque puede ser sélo parcialmente destruido, y si el
cemento no tiene las correctas propiedades de pérdida de fluidos, la formacion
gueda poco protegida a la invasion de filtrado, que se ve agravada por las
elevadas presiones de trabajo durante la cementacion, que pueden llegar a ser
varias veces superiores a las de perforacion y mas aun en cementaciones con

flujos turbulentos.

Los lavadores siempre contienen grandes cantidades de dispersantes para
suspender y transportar las particulas del revoque. La invasion de estos fluidos a
formaciones que contienen arcillas ocasionan problemas adicionales de migracion
in-situ de las arcillas en el interior del sistema poroso y dispersion de las mismas.

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

deshidratacion de la lechada misma.
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. Lechada de cemento. La variacion en los tamafios de grano que
conforman al cemento, junto con el uso de agentes de deshidratacibn muy
eficaces, resultan en una limitada filtracion de sélidos vy filtrado provenientes de la
lechada de cemento, sin embargo, existen 3 casos en que puede ver reducida la

permeabilidad, tales casos son:

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

haciéndolo un agente desestabilizador.

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

carbonatos o silicatos calcicos hidratados.

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

permeabilidad relativa de los hidrocarburos en el yacimiento.

. Compresion del cemento. La etapa de compresion del cemento produce
dafios severos en arenas no consolidadas durante la cementacion secundaria.
Este fendmeno no ha podido ser explicado, pero es evidente en las pruebas de

pozo (well testing).
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Aparentemente, las altas presiones de compresion del cemento durante la
cementacion secundaria tendrian que ver con la fracturacion de la roca y la

invasion de la lechada.

1.5.3 Dafios en el completamiento y reacondicionamiento de pozos

. Dafio por cafioneo. Las operaciones de cafioneo siempre ocasionan dafos
adicionales en la formacion, puesto que cualquier método de cafioneo que se
utilice, compactara la roca alrededor de la zona atravesada por el proyectil,
aumentando la dureza de la superficie y reduciendo la porosidad local de la misma
hasta en un 80%.

Otros factores que tienden a disminuir la productividad son:

e Compactacion de la roca alrededor de los disparos con la consecuente
reduccion en la permeabilidad local.

e La sobrepresion introduce restos de formacion, ademas introduce fluidos con
solidos en la formacion.

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

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

e Inadecuada eleccién de la presion diferencial, presiones insuficientes pueden
no dar el resultado esperado, presiones excesivas pueden fundir la roca en las
inmediaciones del agujero, generando una pared de vidrio totalmente

impermeable.

. Dafios por fluidos de completamiento. Las causas mas comunes de

dafno ocasionado durante el completamiento de un pozo son las siguientes:
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e Taponamiento de la formacion, bacterias y/o residuos de polimeros, que
tienden a bajar la permeabilidad de la formacion.
e Hinchamiento y dispersién de las arcillas, bloqueo por agua (water block),

emulsiones (emulsion block) y precipitacién de incrustaciones.

. Dafios en el empaquetamiento con grava (Gravel Packs). La mayor
parte de los dafios ocasionados en empaquetamientos con grava tienen que ver

con:

Inadecuada seleccién del tamafio de la arena del engravado siendo invadido

por finos de la formacion durante la produccion.

e Filtros con ranuras deteriorados los cuales no retienen la grava o demasiado
reducidos que se taponan.

e Movimiento de arcillas con altas tasas de flujo, que taponan los poros de las
gargantas y entran en el pozo.

e En pozos gasiferos con baja presion de formacion, la temperatura baja debido

a la expansion del gas y se producen precipitados organicos e inorganicos.

. Dafios durante la produccion. Algunos yacimientos no pueden ser
producidos a altas tasas de flujo o elevadas caidas de presion entre el yacimiento
y el pozo (drawdown) sin ser afectados por fendmenos adversos. El dafio de
formacion en estos casos es permanente y no puede ser reducido simplemente
reduciendo la tasa o el drawdown de produccion. La migracion de finos puede

reducir en forma dramatica la produccién de buenos yacimientos.

La Figura N° 5 muestra en forma esquematica las brechas de produccién para los
diferentes componentes relacionados con el comportamiento del pozo., y muestra
una lista de algunas soluciones. Por ejemplo, una brecha de produccion se reduce
o elimina si se puede mejorar la productividad del yacimiento. El resultado

obtenido es siempre menor que la tasa de flujo 6ptima, ain con grandes caidas de
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presion. Se puede mejorar el rendimiento modificando el radio efectivo de drenaje
del pozo mediante una fractura hidraulica, acidificando, perforando con cafiones
de alto rendimiento, o eliminando el dafio. Otras maneras de lograr mejoramientos
significativos de produccién incluyen la identificacion y apertura de nuevas zonas,
asi como también la perforacion de tramos laterales multiples a partir del pozo en

cuestion.

Figura N° 5. Esquema del comportamiento de la produccion

Comportamiento Real
del levantamiento Put
artificial

Potencial

Tasa de flujo

Comportamiento \_)é
de la tuberia de Pus
o2 Potenefal
produccion

Tasa de flujo

Comportamiento del

completamiento

Tasa de flujo

Comportamiento ial Conificacion de agua

del yacimiento Real Migracion de finos

Tasa de flujo

Fuente: Autores

Lodos nativos y arcillas sueltas entrampadas en la pared poral, pueden comenzar
a moverse a flujos elevados, especialmente en el caso en que dos fluidos
inmiscibles estan siendo extraidos en forma simultanea. Dependiendo del tamafio

de las particulas, estas pueden bloquear el poro a través de su interconexion con
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el siguiente o migrar hacia otros poros aumentando la viscosidad del fluido en

produccion hacia el pozo.

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

del pozo.

La reduccion de presion poral durante la produccién, y muchas veces el
enfriamiento provocado por la expansion del gas, resulta en un taponamiento por
precipitacion organica o inorganica. La mayor parte de las veces, éstos depdsitos
afectan solamente a la cadena de produccion y al equipo de superficie, sin
embargo, hay casos en que pueden reducir la permeabilidad de la formacién. Hay
arcillas especificas que pueden promover la depositacion de materiales organicos
en el sistema poroso o la precipitacion de soluciones salinas muy saturadas como
el CO3Ca, SO.Ca.

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

yacimiento produce petréleo y agua simultaneamente.

El drawdown excesivo en yacimientos productores de gas condensado, conduce
a una presion de flujo por debajo del punto de rocio en fondo del pozo, ocurriendo
una destilacion in-situ de las fracciones livianas producidas, mientras que los
hidrocarburos mas pesados permanecen en la formacion causando una caida de

la permeabilidad relativa al gas.
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. Dafio durante la limpieza del pozo. Cuando se limpia el pozo para
remover depoésitos o productos corrosivos del tubing de produccion, altas
concentraciones de materiales dafiinos pueden invadir la formacion. Se debe tener
especial cuidado en que estas suspensiones no sean forzadas hacia el sistema
poroso, en particular en el caso en que los materiales son solubles en el fluido de
limpieza, puesto que no se forma revoque para prevenir la invasion del filtrado.

El 6xido de hierro en &cido o parafinas en petrdleo caliente son los mas tipicos
componentes que se re-disuelven en el fluido de limpieza, y que pueden re-

precipitar en la formacion, causando un dafio severo y permanente.

. Dafio durante el tratamiento acido. Los problemas usuales encontrados
en otras fases de la vida de un pozo pueden ocurrir durante el tratamiento de

acidificacion:

Materiales del tubing que son arrastrados hacia la formacion. Hay que tener en
cuenta que los acidos intercambian iones con los metales, en especial con los
de la tuberia de produccion (tubing) y de revestimiento (casing), disminuyendo
el espesor de los mismos, pudiendo llegar a dafiarlos y arrastrando materiales
y suciedades normales de las tuberias hacia la formacion.

e Los surfactantes utilizados para dispersar soélidos durante la acidificacion e
inhibir la corrosion de las tuberias de revestimiento (casing) y de produccion
(tubing), por accion del acido crean dentro del sistema poral bloques de
emulsion (emulsion blocks).

e Bloqueo por agua (water block).

e Cuando se inyectan grandes volumenes de acidos en la formacion el riesgo de

depositacion de parafinas y asfaltenos es muy grande.

Casos en los que el disefio del tratamiento acido es inadecuado pueden ser los

siguientes:
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Lodos producidos por la reaccion entre acidos y asfaltenos, en especial ante la
presencia de algunos aditivos (particularmente surfactantes) y minerales de
hierro solubles.

La roca puede perder consolidacion por la disolucidon excesiva del cemento que
conforma a la matriz.

Precipitacion de productos secundarios de la reaccion acida con minerales de
la formacion.

Algunos aditivos utilizados para prevenir la corrosion del hierro del sistema de
produccién pueden formar precipitados, esto sucede porque trabajan
directamente sobre el hierro y la cantidad sobrante del aditivo va a parar a la
formacion, donde de seguro el hierro es todavia mas escaso.

La permeabilidad del sistema poroso puede disminuir como consecuencia de
residuos de los agentes inhibidores de corrosion, o a través de la degradacion

térmica de polimeros, tales como los que se utilizan para reducir la friccion.

En fracturamiento hidraulico y empaquetamiento con grava (gravel pack), los

acidos pueden disolver los paquetes de arena.

1.5.4 Dafio en pozos inyectores

¢

Inyectores de agua. La mayoria de los problemas anteriormente citados

pueden ocurrir en inyectores de agua.

Invasion de soélidos suspendidos y subsecuente taponamiento.

Perturbacion in-situ de las arcillas.

Incompatibilidad del agua inyectada y la de la formacién, o como resultado de
la presencia de CO2 o SH2 en la formacién.

Taponamiento por bacterias.
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1.6 OTROS TIPOS DE DANO

La eficacia de un tratamiento de acidificacion depende de manera primaria de la
eficacia para remover el dafio responsable de la restriccion de la produccién. Esta
restriccion normalmente puede ser vista en una caida en el nivel general o una
declinacion de la produccién més rapida de lo esperado. La estimacién extendida

de tal dafio se estudia mediante el andlisis de pruebas de presion.

Una vez que el dafio y su origen han sido detectados, se puede elegir el
tratamiento correcto. Sin embargo una vez que se han hecho diversas
operaciones en el pozo desde la perforacion hasta una eventual reparacion,
pueden coexistir varios tipos de dafio, que en conjunto ocasionan la problematica
de un dafio potencial en el pozo. Las caracteristicas fisicas son las que

determinan el fluido de tratamiento, y no el origen del dafio.

El mismo fluido puede ser utilizado para tratar el mismo tipo de dafo,
independientemente del origen que causé ese dafio. A continuacion se discuten

solamente los tipos mas importantes y comunes de dafio.

1.6.1 Emulsiones. La mezcla de fluidos de base agua y base aceite ocasionan

emulsiones en la formacion.

Las emulsiones tienen la particularidad de tener viscosidades muy elevadas, en
particular las emulsiones de agua y petrdleo. Normalmente se forman durante la
invasion del filtrado del lodo de perforacidbn o durante los tratamientos fluidos

posteriores.
Los filtrados de alto pH como el proveniente del lodo de perforacion o las lechadas

de cemento; o filtrados de bajo pH como el proveniente de los fluidos del

tratamiento de acidificacion, pueden ocasionar la emulsificacion de los fluidos de la
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formacion. De la misma manera, los filtrados de los lodos de perforacion de base
aceite o fluidos de estimulaciéon del mismo tipo, pueden formar emulsiones al

entrar en contacto con las salmueras de la formacion.

1.6.2 Cambios de mojabilidad. La mojabilidad de la roca al aceite reduce la
permeabilidad relativa al aceite. Esto puede ocurrir por el fenébmeno de adsorcion

a través de minerales activos en la superficie del medio poroso.

El dafio puede ser remediado a través de la inyeccion de solventes capaces de
remover la fase de hidrocarburos que estd mojando a la roca, la solucién es
agregar un tenzoactivo fuerte, que aumente la mojabilidad del agua en la roca con
el consecuente riesgo de provocar un bloqueo por emulsion. Sin embargo, un
tenzoactivo por si solo no puede hacer el trabajo, puesto que normalmente la fase
de petréleo que moja la roca esta compuesta de hidrocarburos pesados como
asfaltenos o parafinas, debe ser aflojada primero, antes de ser removida mediante

un solvente.

1.6.3 Bloqueo por agua (Water Block). El blogqueo por agua es causado por un
incremento en la saturacion de agua S, en las inmediaciones del pozo,
disminuyendo la permeabilidad relativa al petréleo. El bloqueo por agua se puede
formar durante las operaciones de perforacion y terminacion mediante la invasion
de filtrados de base agua en la formacion, o durante la produccion, cuando

aumenta la relacion agua-petroleo.

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

agua en el medio poroso.
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El bloqueo por agua es usualmente tratado con agentes tenzoactivos, que tienen
el objeto de disminuir la tension superficial entre el agua y el petréleo o el gas. Los

mas comunes son los surfactantes y alcoholes.

Existen algunos tipos de acidos particularmente efectivos en el caso de
reservorios de gas, que son capaces de producir la evaporacion del agua de modo
gue salga a través de la tuberia de produccién junto con el gas.

1.6.4 Incrustaciones (Scale). Las incrustaciones son precipitados minerales, que
pueden precipitar tanto durante la perforacion, como durante la produccién (en el
tubing) e inclusive en el interior de la formacion. Normalmente esta precipitacion
es mucho mayor durante la produccion, puesto que se ve maximizada por las
bajas temperaturas y presiones en las inmediaciones del pozo. También se forman

incrustaciones cuando se ponen en contacto dos aguas incompatibles.

Existen varios productos capaces de disolver dichas incrustaciones, dependiendo
de la constitucion mineraldégica del mismo. Los tipos de incrustaciones mas

cominmente encontradas son:

e Carbonatos (CO3Ca; FeCO3), en particular el CO3Ca es el mas encontrado en
yacimientos ricos en calcio, carbonatos y bicarbonatos, como calizas y
dolomias. En estos casos se opta por acidificar con HCI o HF y disolver dichos
carbonatos.

e Sulfatos (CaSO4+2H,0; CaSO,; BaSO,4, SrSO4), son mucho mas dificiles de
remover, pero tienen la ventaja de ser mas predecibles. Se soluciona mediante
un producto llamado EDTA (sales de tetrasodio), tienen papel importante el
tiempo y la temperatura, a mayor tiempo de contacto y mayores temperaturas
se obtienen mejores resultados.

e Sales de sodio, se disuelven haciendo circular mucha agua, de ser necesario

con una baja concentracién de HCI.
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e Sales de hierro (FeS; Fe203), se usa una combinacion de HCI o HF con EDTA.
e Sales de silice, se cristalizan, pero pueden ser removidas con HF.

e Sales basicas (Mg[OH];; CaJOH],), se remueven con HCI.

En el disefio del tratamiento de remocién de incrustaciones, el tiempo juega un
papel muy importante, puesto que hay que darle al &cido tiempo suficiente para
gue reaccione, por lo tanto, el pozo debe ser cerrado por un tiempo, siendo

algunas ocasiones no viable econémicamente.

1.6.5 Dep0sitos organicos. Los depdsitos organicos son precipitados de
hidrocarburos pesados, normalmente asfaltenos y parafinas, y pueden ocurrir en la

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

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

precipita, cristaliza.

La causa mas comun que produce este efecto sucede durante la produccion,
donde las inmediaciones del pozo pierden temperatura y presion. Estos
precipitados cristalizados son removidos por solventes organicos, son polimeros
aromaticos (benceno, tolueno), pero en casos particulares en que la composicion
del precipitado es mayormente de asfaltenos, puede removerse simplemente con

alcohol, que es mas barato.
1.6.6 Depébsitos mixtos. Son depdsitos compuestos por la mezcla de

componentes organicos e inorganicos, que pueden incluir también incrustaciones,

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

1.6.7 Lodos Y arcillas. Este dafio incluye la invasién de arcillas provenientes del
lodo de perforacion (normalmente bentonita o atapulgita) y/o por hinchamiento o

migracion de las arcillas inherentes de la formacion.

La invasion de solidos puede ocurrir durante los procesos de perforacion,
terminacion o reparacion del pozo, siempre que las particulas sélidas tengan un
diametro menor que el de los poros, siendo responsables de una disminucién en la

permeabilidad y porosidad del sistema poroso de la roca.

Cuando los filtrados provenientes del lodo de perforacion, fluidos de
completamiento, reparacion o tratamientos de base agua pueden afectar el
equilibrio entre el agua de formacion o del filtrado y las arcillas de la formacion.
Esto normalmente se debe al balance de composicion y concentracion de sales.
De este modo, dependiendo del tipo de arcillas y la complejidad y desviacion del
desbalance, las arcillas pueden precipitar, migrar, disolverse, dispersarse o

distorsionarse reduciendo la porosidad efectiva del yacimiento.

1.7 DANO POR CANONEO A INTERVALOS

Hay varias razones por las cuales un pozo se puede terminar poniendo en
produccion solo una porcion de la capa productiva (hy). Esta penetracion parcial
produce una carga adicional que se considera como un tipo especial de
pseudodario, y que no es un dafio verdadero. El valor del dafio provocado por la
penetracion parcial es siempre positivo, excepto en el caso de pozos desviados.

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

produciendo mediante el espesor de la capa productiva abierta al flujo (h), y luego
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de una transicion, se observa el flujo de toda la formacion (hy). El fenbmeno

transitorio finaliza cuando todo el espesor contribuye a la produccion.

En sintesis:

e La produccion esta limitada debido a que h<h,, en pozos verticales.

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

e EIl dafo por penetracion parcial puede tomar valores negativos en casos de
pozos desviados, dependiendo del espesor punzado, del espesor de la

formacion y del angulo de inclinacion.

1.8 ANALISIS CUANTITATIVO DEL DANO DE FORMACION

El dafio de formacion se mide mediante un coeficiente denotado por “S” que se
denomina severidad. Este dafio puede tener diversos valores, que pueden llegar a

ser muy grandes.

Los valores que puede tomar la severidad del dafio son:

S>0 Pozo dafado. En este caso, existen restricciones adicionales al flujo hacia el
pozo.

S=0 Pozo sin dafio. El dafio es nulo, no existen restricciones de flujo hacia el pozo.
El pozo esta produciendo con un diametro igual al real.

S<0 Pozo estimulado. El pozo esta produciendo mas de lo esperado, este valor
puede tener que ver con alguna estimulacion provocada por fracturamiento

hidraulico o estimulacion acida.
1.8.1 Radio equivalente del pozo. Como la produccion del pozo esta

intimamente relacionada con la severidad del dafio en la formacion, en lugar de

complicar la ecuacion del indice de produccién IP, es conveniente definir un radio

47



equivalente del pozo, donde se supone que el pozo tiene un diametro que no es el
verdadero, sino que es un didmetro virtual que depende del dafio en forma directa.

Se define como radio equivalente:
Tw = Tye™s (8)

De esta forma, con el radio equivalente se calcula el indice de productividad IP:
Kh 0
IP = = ©)
&, Bouln (:—e) Fe = Pyy

w

Donde

K: Permeabilidad

h: Espesor de la capa

«,. Coeficiente de unidades (en el sistema darcy «,.= 1)
B,: Factor volumétrico del aceite

w: Viscosidad absoluta

.. Radio de drenaje

r,,: Radio equivalente del pozo

1. Radio del pozo perforado

Q: Caudal de produccion

P,: Presion estatica de la formacion

P, ¢: Presion dinamica de la formacién

S: Dao total de la formacion

Se sabe que el dafio afecta solo a una zona en las inmediaciones del pozo, que no
estd muy bien definida, en la cual la permeabilidad se ve afectada. Esta zona se la
denomina piel (skin) y tiene un radio medido desde el centro del pozo que puede

ser estimado mediante perfiles como el microlaterolog o el perfil de proximidad.
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El dafio de la formacion se determina mediante ensayos, pero de no tener los
datos precisos puede ser estimado mediante la relacion de permeabilidades y
radios del skin y la formacion.

K Tskin
5:( —1)m(s ) 10
Kskin Tw ( )

Donde

K: Permeabilidad media de la formacién productiva

K,in: Permeabilidad media de la zona afectada por el dafio (Skin)

rskin - RAdiO desde el centro del pozo al borde extremo del skin

1, - Radio del pozo

La caida de presion adicional puede ser calculada mediante la siguiente ecuacion:

qB,

AP = gar

(29) (11)

Ecuaciéon que depende de la temperatura (T) del yacimiento.

Como se trata de relaciones, la ecuacion es independiente de las unidades que se

utilicen, siempre que sean las mismas.

En condiciones normales, S toma valores entre 1 y 7 para pozos dafiados,
considerandose que para un S>7 el dafio es severo, con S>10 el dafio es grave.
Con base en el valor que asume S se analiza si realmente conviene reparar el

pozo®.

* Estudio de dafio a la formacién, Marcelo Gustavo Carrién.
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2. GENERALIDADES DE LOS CAMPOS DEL AREA LLANITO-GALA-
CARDALES

2.1 DESCRIPCION DE LOS CAMPOS

El area productiva Llanito - Gala — Cardales fue descubierta en los afios 60 por la
Empresa Colombiana de Petréleos y se encuentra localizada en la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, correspondiente al sector mas Norte del tren

productivo del sistema de fallas de Casabe.

Los principales intervalos productivos lo constituyen areniscas de las Zonas By C
de la Formacion Mugrosa, como segundo objetivo las Zonas A y D de la
Formacion Colorado y Esmeralda-La Paz, respectivamente y un intervalo arenoso

del Toro Shale en todos los sectores del area.

La calidad del crudo producido varia entre 17 y 21°API y el agua de formacion es

de alta salinidad, en promedio de 28,000 ppm de CI".

2.1.1 Ubicacion geografica. Los Campos Llanito, Gala y Cardales estan ubicados
al Norte de la concesion De Mares, en el Departamento de Santander, Cuenca del

Valle Medio del Magdalena, al norte de la ciudad de Barrancabermeja.
Los campos Llanito, Gala y Cardales limitan al norte con el Rio Sogamoso, al sur

con el Campo Galan - San Silvestre, al Este con la Ciénaga de San Silvestre y al

Oeste con la Ciénaga de Llanito.
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Figura N° 6. Ubicacion geogréfica del area

1.025.000 1.025.000 1.1

BLOQUE GALA- LLANITO
.00 1.025.00 1

« Pozos de Gala Llanitd

+ Pozos de Cardales
* Pozos de Casabe

Fuente: Autores

El 4rea Llanito - Gala tiene una extensién aproximada de 70 Km?.

La Figura N° 7 representa la estructura principal (Zona B Formacion Mugrosa) de

los Campos Llanito, Gala y Cardales y los bloques en que se ha dividido el area.
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Figura N° 7. Division por bloques del area Llanito - Gala — Cardales

% Pozos Campo Llanito

Pozos Campos Gala y Llanito .{

Pozos Campo Cardales

Fuente: Prognosis - campafia de perforacion llanito- gala- cardales vigencia 2007, Ecopetrol s.a.,
superintendencia de mares, gerencia regional magdalena medio, gerencia técnica de Produccion,

Departamento de Yacimientos y Produccién.

2.1.2 Historia de produccion. La exploracion inicio el 19 de Febrero de 1955 con
el pozo Llanito-1, el cual perfor6 las formaciones del grupo calcareo Basal, hasta
una profundidad de 13,561 pies, sin encontrar manifestaciones de hidrocarburos.

A partir de la perforacion del primer pozo y hasta Octubre de 1960, se perforaron
siete (7) pozos adicionales, con objetivo terciario (zonas C y B de la Formacion
Mugrosa), sin obtener produccién comercial en ellos; dos de estos pozos, Llanito 6

y 8, fueron abandonados como acuiferos.
En Diciembre de 1960, se termind el pozo Llanito-9, en las zonas D y B, con una

produccion inicial de 580 BOPD en flujo natural. Este pozo se considera como

descubridor del campo Llanito.
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Hasta Octubre de 1964 se habian perforado cuarenta y cuatro pozos considerados
como parte del primer desarrollo, de los cuales dos fueron secos y tres gasiferos.
Durante 1977 se termind el pozo Llanito Norte-1, que fue posteriormente
abandonado (seco) definiendo el limite Norte del area productora.

A partir de 1981 se inicia el segundo desarrollo del campo Llanito con la
perforacién de 8 pozos reduciendo el espaciamiento de 120 a 60 acres. Durante
este desarrollo se perforan 30 pozos, 28 de los cuales fueron productores.

A finales de 1985 se descubre el campo Gala, ubicado al sur del campo Llanito y
cuyo desarrollo se completa en 1987 con la perforacion de 9 pozos. Durante 1988
se perforan los pozos Cardales-1 y Yuma-1, ubicados en la parte sur del Campo
Gala.

En el primer semestre del afio 2004 se dio inicio a la tercera campafia de
desarrollo del area, que incluyo la perforacion de cinco pozos, con corazonamiento
en uno de los pozos de 148 pies, donde se recuperaron 125.5 pies de los
intervalos de interés en las zonas B y C de la formacion Mugrosa; adicionalmente
se adquirieron registros especiales como el de Resonancia Magnética y muestreo
de fluidos para andlisis PVT, utilizando sensor Optico de fluidos, entre otros, con el
objeto de capturar informacién que permitiera disminuir la incertidumbre en la

identificacion de zonas petroliferas con baja resistividad.

El area Llanito-Gala-Cardales continua en la fase de recuperacion primaria y el

sistema de levantamiento artificial utilizado es bombeo mecanico.

La presion original de yacimiento de la formacién Mugrosa se estima en 2300 psi
a 5200 pies BNM para la zona B y en 2600 psi a 6200 pies BNM para la Zona C.
El 4rea no cuenta con una buena historia de presion debido a la ausencia de

informacion.
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En los Ultimos pozos se registraron presiones de formacion con la herramienta
MDT encontrando que el 80% de las arenas de las zonas B y C se hallan con

presion original, lo cual indica el alto potencial que existe en el area.

Del comportamiento de la produccion por pozo se observa que los yacimientos
muestran un descenso drastico de la presion en los primeros cinco afios de
produccién (tasa de declinacién promedio de 0.026 nominal mensual), con un
posterior periodo de estabilizacion (declinacion promedio de 0.012 nominal
mensual), con base en lo cual se plantea que el mecanismo de produccion

predominante es una combinacion de gas en solucién y empuje parcial de agua.

El punto de burbuja medido en las zonas B y C varia segun el bloque de
produccion entre 750 psi (zona B, Gala-9) y 2,240 psi (zona C, Llanito-12) a

temperatura de yacimiento.

2.2 ANALISIS GEOLOGICO DEL CAMPO

En esta seccion se presenta la localizacion de los pozos, una breve descripcion
estratigrafica de las unidades de interés, un resumen de la revision técnica y los

topes esperados en cada uno de los pozos.

2.2.1 Estratigrafia del area. En esta area la secuencia estratigrafica presenta
sedimentos que van desde el Jurasico hasta el reciente como lo muestra la
columna estratigrafica generalizada de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena

presentada a continuacion (Figura 8).
. Cretaceo. Durante la perforacion de los pozos en el area de Llanito - Gala,

debido a la discordancia angular que existe entre las Formaciones del Cretaceo y

el Terciario algunos pozos al atravesar la Discordancia del Eoceno encuentran
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primero la Formacion Umir y otros la Formacién La Luna, las cuales buzan

aproximadamente 20 grados hacia el Sur.

A continuacién se hace una descripcién de las Formaciones Cretdceas que han

sido perforadas en algunos de los pozos del area.

Figura N° 8. Columna estratigrafica generalizada del Valle Medio del Magdalena.

PERIODO EPOCA FORMACION LITOLOGIA
CUATERN. PLEISTOCENO | MESA
PLIOCENO .
REAL
MIOCENO T
o} COLORADO
E OLIGOCENO MUGROSA
o  ESMERALDAS
3 EOCENO ~—LAPAZ
. T DISCORDANCIA
PALEOCENO EOCENO-PALEOCENO

MAESTRICHTIANO UMIR
CAMPANIANO

(] ANTONIANO <
w CONIACIANO = | GALEMBO
< TURONIANO 2 | PUJAMANA
m CENOMANIANO < | sALADA
o ALBIANO SIMITI
APTIA  TABLAZO
BARREMIANO rasi-Bica
VALANGINIANO TAMBOR
JURASICO GIRON
PREMESOZOICO BASAMENTO

Fuente: Fuente: Prognosis - campafia de perforacion llanito- gala- cardales vigencia 2007,
Ecopetrol S.A., Superintendencia de Mares, gerencia regional magdalena medio, gerencia técnica

de Produccién, Departamento de Yacimientos y Produccion.

. Formacion La Luna. Constituida por caliza negra a parda oscura, fosilifera,
de dureza media y margas de color pardo oscuro, sublaminar, muy blanda y
soluble y en menor proporcion lentes de lutita gris oscura, laminar, fisil

moderadamente firme.

55



. Formacién Umir. Constituida por arcillolita gris a gris verdosa, verde clara 'y
lutita de color gris oscuro, laminar y astillosa, fisil, moderadamente firme, con
delgadas intercalaciones de arenisca cuarzosa, translucida, de grano medio
(Trazas de Chert).

. Terciario. A continuacion se hace una descripcion de las Formaciones del
Terciario, de base a tope, las cuales tienen buzamientos muy suaves, menores de

10 grados aproximadamente.

. Formacién Esmeraldas — La Paz (zona D). Predominan los sedimentos
limo-arcillosos de coloracion gris a gris clara, con delgadas intercalaciones hacia el
tope de arenisca blanca, de grano medio a fino, de regular a buena seleccién, con

inclusiones de materia organica. Espesor en el area 500 pies.

Hacia la base de esta formacion es muy caracteristico en el area un paquete de
276 pies de espesor de lutita llamada el Toro Shale, de color crema, siliceas,
duras, con inclusiones microscopicas de cuarzo hialino; hacia la parte inferior
presenta un intervalo de arenisca conglomeratica, con matriz arcillosa, seleccion

regular e inclusiones de materia organica.

. Formacion Mugrosa. El tope de la formacion lo marca un paquete de
lutitas de aproximadamente 200 pies de espesor, con abundantes fésiles conocido

como los Fésiles de Mugrosa. Esta Formacion se encuentra dividida en dos zonas:

. Zona B. Se caracteriza por presentar una secuencia limo-arcillosa de
coloraciones parda-amarillenta a gris, con intercalaciones de arenisca gris
verdosa, de grano fino. La proporcion de la fraccion arenosa aumenta hacia la

base. Su espesor promedio es de 1,400 pies.
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. Zona C. Compuesta de arenisca gris-verdosa, grano medio a grueso,
subangular a sub-redondeada, matriz arcillosa, regular a pobre seleccion, con
delgadas intercalaciones de arcillolita gris verdosa, gris oscura, moteada, roja y

blocosa. Su espesor promedio es de 550 pies.

. Formacién Colorado (Zona A). Su tope lo constituye el horizonte la Cira
Shale, compuesto por lutita gris verdosa, sublaminar, micromicacea, con
inclusiones carbonadceas y de pirita. El resto de la secuencia es

predominantemente arenosa con intercalaciones limo-arcillosas.

Los intervalos arenosos son de grano medio a fino, de composicion silicea color
gris verdoso y regular seleccion. Las arcillolitas son gris clara, amarilla y violeta,

con inclusiones de cuarzo. Su espesor aproximado es de 2,500 pies.

. Formacion Real. Constituida por areniscas cuarzosas de grano medio a
conglomeratico, subangular a subredondeado con intercalaciones arcillosas de
colores gris verdoso, rojo y violeta, parcialmente limosas; existen pequefos lentes
de carbdn, lignitico, micropiritoso. Desde superficie hasta los 2,660 pies de

profundidad.

2.2.2 Marcadores geoldgicos. Los pozos del area Llanito - Gala alcanzan
profundidades totales entre los 7,200 y los 8,700 pies, atravesando en la
secuencia Terciaria las siguientes Formaciones: Real, Colorado, Mugrosa y
Esmeralda - La Paz, y entrando parcialmente en los depdsitos Cretaceos en

algunos casos perforando la Formacién Umir y en otras la Formaciéon La Luna.

2.2.3 Propiedades petrofisicas. A partir de la informacién obtenida de los
registros eléctricos de los pozos del area Llanito - Gala se desarrollaron mapas de
espesor neto de arena y porosidad. En la actualidad no se cuenta con una

descripcion detallada de los cuerpos sedimentarios, ni con un estudio de
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identificacion de canales de flujo, razén por la cual no se presentan mapas de

arenas netas petroliferas ni de permeabilidad.

La Figuras 9 presenta el espesor neto de arena en la zona C Formacién mugrosa,
las Figuras 10 y 11 se presenta los mapas de porosidades efectivas de las zonas
B y C formacion Mugrosa.

En la zona B se observan espesores netos variando entre 20 y 220 pies y
porosidades entre 12 y 22 %. En la zona C los espesores netos estan entre 10 y

160 pies y las porosidades varian de 10 a 21%.

La Figura 12 ilustra la saturacion de aceite inicial correspondiente a zona B de la

formacion Mugrosa.

58



Figura N° 9. Mapa de espesores netos, zona C formacion Mugrosa
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Figura N° 10. Mapa de porosidades, zona B formacion Mugrosa
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Figura N° 11. Mapa de porosidades, zona C formacion Mugrosa
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Figura N° 12. Saturacion inicial de aceite, zona B formacion Mugrosa
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3. IDENTIFICACION DEL DANO A LA FORMACION MEDIANTE DATOS DE
CAMPO Y PRUEBAS DE LABORATORIO

Cuando un pozo estd produciendo por debajo del indice de productividad y/o
experimenta una tasa de declinacién mas alta de la esperada, se puede sospechar
de la existencia de dafio a la formacion que puede ser causado por cualquiera de
los mecanismos mencionados. Sin embargo, otros factores mecéanicos
operacionales tales como densidad de perforaciones limitada, tamafio del hueco,
penetracion parcial, mala cementacién y tensién compresiva también pueden

afectar la productividad del pozo.

Para un reconocimiento apropiado del problema en cualquier etapa de desarrollo
del pozo y explotacion del yacimiento existen varios métodos que permiten una

identificacion cualitativa del dafio 6 en otros casos se puede calcular el Skin.

A continuacion se presentan algunos de los analisis y técnicas que usadas en

conjunto pueden ayudar en el reconocimiento del dafio de formacion.

e Registros de resistividad

e Revision historica del pozo

e Revision histérica de produccion

e Comparacion del rendimiento de produccion de pozos
e Andlisis de pruebas de presion: DST,PBU,PDD

e Analisis de sistema nodal

o Perfil de eficiencia de la produccion

e Registro de produccién

e Meétodos de andlisis de nucleos en laboratorio
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3.1 REGISTROS ELECTRICOS

El grado y profundidad de la invasion del filtrado durante la perforacion se puede
estimar con dispositivos de resistividad o dispositivos de conductividad tales como
registros de induccion dual, o combinacion de estos (induccion-laterolog).

Estos dispositivos proporcionan indicios semi-cuantitativos de un posible dafio

durante la produccién.

3.2 REVISION HISTORICA DEL POZO

Si el problema es identificado usando DST vy registros, mas alla de la investigacion
todavia es necesario identificar con precision que aspectos de los programas de
perforacion o completamiento son responsable de la pobre respuesta de la
formacion. Completamiento, lodos, workover y programas de estimulacion se
deben revisar diariamente para verificar que no se ha realizado algun tipo de dafio

a la formacion.

Ademas, los datos de pérdida de fluidos, pH en donde pueda haber ocurrido algun
tipo de dafio. Mediante un analisis individual del pozo se puede establecer si el

pozo esta produciendo a su potencial 0 no.

El potencial de produccion de un pozo ideal en campo, se evalia mientras se

reconoce que el potencial dependera de los siguientes factores:

e Tipo de mecanismo de produccion (mantenimiento de presiéon; capa de gas,
acuifero, gas en solucion, drenaje gravitacional)
e Estado de la deplecién

e Propiedades de larocay el fluido
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El indice de productividad (IP) generalmente se calcula de acuerdo a la ley de

Darcy para flujo incompresible en estado continuo mediante la siguiente expresion:

_ 7.08K,h(P, — P,)

o = T (12)
B,In (=%
HUoDyo n(rw)
Donde
P, Presion del yacimiento
_tasa 9o _.B/D
IP=3p= (P, —B,) =l psi (13)
Desconocido el limite del yacimiento
1p _ | 708Koh (1)
= |—F~
l —e
_‘u" n(rw)
Conocido el limite del yacimiento
7.08K,h
IP = - 3 (15)
HoBoln (i) )
Donde

Ko, €s la permeabilidad efectiva del aceite (Darcy).
h, Espesor de la formacion ft.

Mo Viscosidad del aceite cp.

re radio de drenaje ft.

rw radio del pozo ft.
3.3 REVISION DE LA HISTORIA DE PRODUCCION
El comportamiento de la produccion de un pozo a cambios con el tiempo y el

analisis de las graficas de potencial histérico para cualquier pozo, pueden ser

realmente Utiles para la deteccion de un posible dafio a la formacion. Por ejemplo,
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la declinacién temprana de la produccion luego de abrir el pozo, o la rdpida
declinacion luego de una estimulacion es un indicio tipico de dafio a la formacion.

Un cambio brusco en la tasa de produccion para un comportamiento de la curva
de deplecion estimada, puede estar asociada algunas veces a la precipitacion y
depositacién de depdsitos organicos, inorganicos y finos alrededor de la cara de la

formacion, o por problemas mecanicos.

En la figura 13 se puede observar el comportamiento tipico de la relacion IP/IP

inicial contra el crudo producido para tres mecanismos diferentes de produccion.

Figura N° 13. Comportamiento tipico del IPR

Comnportamiento Normal

IP IP \

IPinicial IlDinicial
Comportamiento Anormal posiblemente
debido al dafio.
Tiempo o Produccion acumulada NP Tiempo o Produccién acumulada NP
~ Agua
~ Capade Gas

Gas en Solucién

Fuente: Advances in Formation Damage assessment and control strategies

El analisis del comportamiento de las curvas de produccion es una herramienta

muy Gtil para la deteccion del dafio a la formacién.
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La tasa de declinacion se define como el cambio fraccional con el tiempo. La

ecuacion que representa la tasa de declinacion es:

D=-—2 (16)

Donde

D: Tasa de declinacion [t ™.

Aqg: Cambio en la tasa de produccion en un intervalo de tiempo t [L3/].
g: Tasa de produccion instantanea [t]

Pasando a términos diferenciales e integrando se obtiene:

Aln(q)
D=-— 17
At (17)
En una grafica semilog la ecuacion toma la forma:
Alog(q)
D=-23—— 18
At (18)

El comportamiento de la tasa de produccion (q) con el tiempo se puede expresar

en términos de un exponente de declinacion b, y la tasa de declinacion inicial D;.

Dependiendo del valor de b se determina el tipo de declinacion:
e b=0, declinacion de tipo exponencial.

e b=1, declinacién de tipo armoénico.

e 0<b<1, declinacion hiperbdlica.

e Tasa de produccion contra tiempo.

e Logaritmo de la tasa de produccién contra el tiempo.

e Tasa de produccion contra produccion acumulativa.

e Logaritmo de la tasa de produccién contra produccion acumulativa.
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Actual SPt STB/D/PSI-FT

La figura 14. Muestra una grafica tipica de logaritmo de la tasa contra el tiempo,
presentando una declinacién en la produccion normal y otra anormal, debido al

dafo a la formacion.

Figura N° 14. indice de productividad actual contra teérico

0.14 I ' :
Leyenda
0.12; @® Sin Dafio
O Datos del pozo 1
0.107 B Datos del pozo 2 /
0.08 /
|
0.06 0//’\
) [ | /
0.04 ©
: » | Pozos Dafiados
O
0.00

0.00 0.02 0.04 0.06 0.08 0.10 0.12 0.14
Tedrica SPt STB/D/PSI-FT

Fuente: Advances in Formation Damage assesment and control strategies

En la figura 15. Se muestra un pozo con un indicativo en el comportamiento de la

produccion de problemas mecéanicos y de dafio a la formacion.
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Figura N° 15. Produccion en funcion del tiempo
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Fuente: Advances in Formation Damage assesment and Control Strategies

3.4 COMPARACION DEL COMPORTAMIENTO DE POZOS

Cuando un pozo presenta una declinacion anormal en la produccion comparado
con otros pozos productores de la misma formacion y de caracteristicas similares,

se puede sospechar hay dafio a la formacién en dicho pozo.

El analisis de las graficas semi-log de la tasa de produccién contra el tiempo para
un pozo candidato y un pozo vecino se puede usar para comparar su tasa de
declinacién de produccion relativa. Si los pozos candidatos muestran una alta tasa

de declinacion, entonces es mas probable la existencia de dafio a la formacion.

La comparacion del comportamiento de la produccion entre dos pozos Ay B que
se encuentran en la misma formacion se puede lograr computando su indice de
productividad actual y teérico mediante la siguiente expresion:

Pl q, 7.08K,

SPI = — = = (19)
h APh B.l re
HoDo n(rw)
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La figura 16. llustra el uso de SPI para evaluacion comparativa de la produccion

en dos pozos de caracteristicas similares.

Figura N° 16. Comparacién de un pozo con declinacibn normal con otro que

presenta declinacion anormal de la misma formacién

1000 —+ Declinacion normal
del pozo A
100 -
Qo
Declinacién anormal del
pozo B
10 T
1

Tiempo

Fuente: Advances in Formation Damage assesment and Control Strategies

Como se muestra en la figura, d2>d1 por lo tanto el pozo B presenta dafo.

3.5 ANALISIS DE PRUEBAS DE PRESION.

El analisis de las pruebas de presion es quizas la técnica de campo mas efectiva
para la deteccion del dafio a la formacion ya sea al inicio de la perforacion (DST) o
en cualquier etapa de produccién del pozo con pruebas de ascenso y caida de
presién que se pueden usar para establecer la existencia de dafio a la formacion

particularmente en pozos con alto indice de productividad.
La estimacion del dafio se puede hacer mediante el andlisis de datos propuesto

por Horner, o mediante analisis de curvas propuestas por Gringarten y Bourdet.

segun el método propuesto por Horner.
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3.5.1 Drill Steam Test. Es una prueba de presion corta que se efectia durante la

perforacion utilizando una herramienta colocada en la sarta de perforacion.

La herramienta aisla la formacion de la columna de lodo en el anular y permite que
los fluidos de la formacion fluyan a la sarta de perforacidbn mientras se registra
continuamente la presion. Se puede obtener diferente tipo de informacién
dependiendo de los dispositivos integrados en la herramienta, tales como presion
inicial del yacimiento, tipo de fluidos producidos, capacidad de produccién de la
formacion, deplecién, presencia de dafio a la formacion, presencia de barreras o

multiples zonas y recoleccion de fluidos.

La forma general de la grafica de un DST es funcion de la presion registrada

durante el flujo o un cierre del pozo.

Si el analisis geoquimico de los ripios de perforacion, establece la presencia de
hidrocarburos, pero el DST muestra que el intervalo probado no es productivo,

existe la posibilidad de dafio a la formacion.

El andlisis de las curvas de presion contra el tiempo generado durante la prueba
se puede usar semi cuantitativamente para determinar la severidad del dafio
calculando el skin. Es necesaria la revision de la historia operacional para

establecer cuales aspectos de la perforacion pudieron generar dafio.

En la figura 17. Se muestra una prueba DST tipica donde se presenta una zona de
alta permeabilidad dafiada. Las siguientes son caracteristicas del dafio en una
carta de un DST:

e Radio de curvatura corto a través de CDE

e Una pendiente casi horizontal a lo largo de DE

e Un ascenso pronunciado después de un periodo de cierre (EF)
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e Alta presion diferencial entre la presion de cierre y de flujo (EG).

En La figura 18. Se muestra una carta DST de una formacion de baja
productividad dafiada.

Figura N° 17. Carta tipica de un DST con dafio a la formacion en una zona de alta
Productividad

Presiéon
«—

Tiempo ——»

Fuente: Advances in Formation Damage assesment and Control Strategies
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Figura N° 18. Carta de una prueba DST mostrando dafio en una zona de baja

productividad.

Presion
4_

Tiempo ——»
Fuente: Advances in Formation Damage assesment and Control Strategies
3.5.2 Prueba de ascenso de presion. El andlisis de los datos de la prueba

permite calcular el skin S. Cerca de la cara de la formacion se presenta dafio o

restricciones.

En una prueba de ascenso de presion, el dafio (skin) se puede determinar

mediante la siguiente expresion®

_ Pih — Pyr
§ = 11513 |2 _ log 3.2275 20)

k
Pucr
Donde:

Puwine: Presiéon a 1 hora

k: Permeabilidad de la formacién, md.

® Lee, Jhon. “Well Testing”

73



@: porosidad (fraccion.)
M: viscosidad.
C:: compresibilidad total, psi-1

3.6 ANALISIS NODAL

El andlisis nodal se define como una aproximacién para la optimizacion de pozos

de crudo y gas a través de la evaluacion del sistema de produccion.

En este método “analisis de flujo del pozo” donde cada componente (o nodo en un
sistema) del pozo se examina respecto al efecto que ha tenido con los
componentes vecinos para determinar la contribucion a cualquier restriccion de
flujo. Por ejemplo, si las perforaciones son demasiado grandes, la caida de
presion del fluido fluyendo a través de las perforaciones sera tan alta que el pozo

no podra tener suficiente presion diferencial para fluir hasta la superficie.

La caida de presion a través del completamiento varia con los siguientes
parametros de completamiento: Longitud del intervalo perforado, diametro de

perforacion, longitud del canal de perforacion, y permeabilidad del canal.

En la figura 19 se muestra una curva tipica de analisis nodal la cual permite
determinar la tasa Optima de produccion para varias consideraciones mecéanicas
en el fondo del pozo. Comparando el comportamiento actual y el esperado, es facil
establecer que el pozo no esta produciendo a su capacidad total y que puede

estar presente el dafio a la formacion.
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Figura N° 19. Gréfica de una curva tipica de andlisis noda

T AP Disponible

BHP AP Requerido

AP

TASA —

Fuente: Advances in Formation Damage assesment and Control Strategies

3.7 EFICIENCIA DEL PERFIL DE PRODUCCION

Es una técnica basada en la eficiencia del perfil de produccion para la evaluacion
del comportamiento del pozo. Esta técnica es analoga al analisis nodal. Sin
embargo, la técnica relaciona el radio del posible dafno que el autor llama “volumen

poroso incremental, IPV” y “velocidad del fluido incremental, IFV”.

El radio desde la cara del pozo hasta cualquier zona del yacimiento se grafica en
funcién del IPV y IFV.

El punto de interseccién de los perfiles define un “radio critico, R.,” particular para
la produccién inicial del yacimiento y presion inicial, P;.
Si la produccion actual se usa para computar un nuevo perfil IFV, la nueva

interseccion definird R, para la presion actual P,.
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. ., R P. ~ e
Si la proporciéon —= = P—Z , el pozo esta operando a una tasa 6ptima.
1

Rez
. -z R P, 2 . s
Si la relacion R—“ > P—Z , €l pozo esta operando a una tasa por encima de la optima.
c2 1

Rea 1

posiblemente debido al dafio.

el pozo est4d produciendo a una tasa por debajo de la 6ptima,

En la figura 20, se muestra esquematicamente un cascaron cilindrico alrededor del
pozo el cual ilustra el concepto del perfil de eficiencia de produccion (PEP), y su

aplicacion.

Figura N° 20. Perfil de eficiencia de produccion (PEP) y su aplicacion.
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Parametro incremental (IPV): bbl/(In/ft)

Fuente: Advances in Formation Damage assesment and Control Strategies
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El volumen poroso, Vpl, en un radio, R1 (pulgadas), desde la cara de la formacion
esta dada por:

Voo [Ri] . (1—S,) . BBls

n "2l ses Fl @1
A un radio R2, donde R2 = R1 + 1 inch (22)
Vp2 (1- sw) BBls
e ol s @)

El volumen poroso incremental (IPV), AVp en 1 ft de alto por 1 pulgada de espesor
esta dada por:

AV,

7 =™ 615) [ l @
T T pC Sy _py) (25)
AV, = 0.00390(1 — S,,)[(RZ — R,)] (26)
Pero

Ry =Ry +1y R} —R{ = (R} + RD(R, — Ry) (27)

Entonces

RZ —R? = 2R, +1 (28)

p in (29)
Tt

Si la produccidn a través del intervalo esta dado por Qo (STB/D), entonces la

AV,
IPV = —% =0.00390(1 - S,,) (2R, + 1)[=] bblS/.

unidad de produccion por unidad de espesor es:

: i
0
2 PA=S)= 2nRh®((1-5,,))

(30)

La velocidad intersticial del fluido, U, a un radio R1 es dada por:

Qo(sTB/min/ft)(5.615x12) .
N ( 14400 [=1ft°/BBL + m/ft) 2
min o R1+R2]®(1_5 Yh G
2x12 w
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Reemplazando IPV, se obtiene la velocidad incremental del fluido (IFV)
Donde

Ri, pulgadas.

Sw, fraccion.

@, fraccion.

3.8 REGISTRO DE PRODUCCION

El registro de produccion puede ser usado como una técnica complementaria para

la deteccion del dafio a la formacion.

El principal proposito del registro de produccion es monitorear el movimiento del
fluido dentro o fuera de la tuberia o monitorear el movimiento de los contactos de

los fluidos.

Los perfiles de produccion o inyeccion se pueden usar para detectar
contribuciones al flujo de varios intervalos perforados ademas para aislar cuales

zonas pueden ser dafiadas.

Dos técnicas que prestan facilmente al analisis: son el Spinner Flowmeter y

Gradiomanometro.
3.9 METODOS DE ANALISIS EN LABORATORIO
Los métodos de laboratorio de analisis de corazones para el reconocimiento del

dafo a la formacion se clasifican en andlisis petrogréafico del yacimiento, y pruebas

de flujo en corazones.
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Existen diferentes técnicas que permiten identificar propiedades mineraldgicas de
la roca, tales como tipo, cantidad y ubicacion espacial de arcillas, profundidad de
invasion, densidad de la roca, morfologia de la red poral, entre otras.

Las pruebas de andlisis petrografico mas utilizadas son la fluoroscopia de rayos X,

andlisis de seccion delgada, SEM, Cryo-SEM vy difraccion de rayos X.

Existen otras pruebas de andlisis petrografico no convencionales como son
Mineralog y Analisis petrografico de imagenes (PIA). Todas estas técnicas
mencionadas se pueden usar para complementar el estudio de dafio a la

formacion en laboratorio.

A continuacion se describe la finalidad de cada una para poder seleccionar

aquellas que sirven en un estudio de dafio especifico.

3.9.1 Fluoroscopia de rayos X. Esta técnica usa tecnologia de rayos x, el cual
permite observar el grado y alcance de la invasion del lodo de perforacion, que ha
sido adaptada para examinar corazones consolidados o inconsolidados en
“liners” (fibra de vidrio, aluminio) para establecer la presencia de barita del lodo
de perforacion. Esto permite ver los patrones de invasion radial y la invasion a lo

largo de los planos y/o fracturas.
3.9.2 Tomografia computarizada (CT Scanning). Con esta técnica se puede
observar imagenes en dos o tres dimensiones de la invasion fluidos externos en el

plug (como filtrado de lodo, o cemento).

Se puede observar la distribucién de la densidad de la roca.
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La caracterizacion tridimensional de la invasion del lodo es reconstruida a partir de
una secuencia de imagenes de secciones transversales, que son generadas con

técnicas de imagen desarrolladas inicialmente para radiologia médica.

El andlisis del dafio a la formacion usando equipos modernos proporciona datos

sobre saturacion de fluidos, numero atomico y porosidad.

Los patrones de invasion uniforme y no uniforme, son reconocidos claramente con
el CT scanning. Con esta técnica también se puede determinar laminaciones
arena — arcilla, orientacion del corazon, visualizacion de fracturas, invasion de

filtrado, taponamiento del poro®.

3.9.3 Mineralog. Los datos de minerales son necesarios para evaluar la

sensibilidad de rocas del yacimiento al potencial de dafio a la formacion.

Los datos cuantitativos (+-5%) se pueden determinar rapidamente por

espectroscopia infrarroja de transformadas de Fourier (FTIR).

Actualmente el conjunto cuantitativo de los minerales base incluye cuarzo,
plagioclasa, potasio, feldespato, calcita, dolomita, siderita, pirita, y arcillas totales.

La identificacion cuantitativa de arcillas se divide en tres grupos: caolinita, clorita y
esmectita — ilita. Esta tecnologia se puede usar para identificar minerales amorfos

incluyendo 6palo y chert.

Para el andlisis FTIR se utilizan ripios de perforacion y corazones convencionales
y sidewall. Esta tecnologia es una excelente herramienta de screening para una

rapida identificacion cuantitativa del mineral.

® 34 R.E. Gilliland, Mobil E&P U.S. Inc., and M.E. Coles “Use of CT Scanning in the Investigation of
Damage to Unconsolidated Cores” SPE 19408
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Para un analisis mineral6gico detallado se usan las siguientes técnicas:

3.9.4 Difraccion de rayos X (XRD). La mineralogia de la mayoria de las arcillas
(menos de 4 micrones) puede ser determinada aproximadamente y rapidamente
por andlisis XRD. Permite identificar y cuantificar todos los minerales analizando
por separado las fracciones de arena y arcilla, siendo una buena técnica
disponible para determinar la mineralogia de las arcillas.

3.9.5 Petrografia de secciones delgadas (TSP). Estudios de alta calidad de
secciones delgadas se pueden realizar a partir de ripios de perforacién, corazones
convencionales y “sidewall” del pozo por impregnacion de muestras bajo vacio o

presion con nitrégeno (1500 psi) con tintura azul epoxi.

El analisis petrografico de estas secciones delgadas proporciona informacion

detallada acerca de los detritos, de los componentes de la matriz y el cemento.

Estos analisis también proporcionan datos sobre el tipo, naturaleza, cantidad y

distribucion de la porosidad visible.

Esta técnica es el mejor indicador de la textura de la roca, sorteamiento y tipo de
porosidad (primaria, secundaria, o de fractura). Es la mejor técnica para
determinar la ubicacion y abundancia relativa de los detritos y arcillas autigénicas
y la relacién entre la cantidad de detritos, matriz componentes del cemento y la

porosidad’.

3.9.7 Scanning electron microscopy (SEM) cryogenic. Se desarrollé usando un
analisis EDX (Energy Dispersive X-Ray) que permite determinar la distribucion de

sélidos y fluidos en el espacio poroso.

" H. Ruelink B.V, D, Harville, Quantitative Analysis of Bulk Mineralogy: The Applicability and
Performance of XRD and FTIR. SPE 23828
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Desde hace algunos afos, el Cryo-SEM ha llegado ha ser una herramienta
poderosa para estudiar la mojabilidad a escala poral por visualizacion directa de la
distribucién de fluidos dentro de el material del yacimiento®

3.9.8 Andlisis petrografico de imagenes (PIA). La tecnologia PIA usa sistemas
de analisis de imagenes de alta velocidad acoplados a un microscopio petrogréafico
para medir las caracteristicas geométricas del poro. Estas caracteristicas estan
relacionadas con una calibracion de datos para generar indices petrogréaficos
precisos (p ej. porosidad, permeabilidad, factor de formacion, presién capilar).

El andlisis petrografico de imagenes es muy util en la evaluacién del grado de

dafo (dilatacion/compactacion).

® M. ROBIN, R. COMBES, E. ROSENBERG, Cryo-SEM and ESEM: New techniques to Investigate
Phase Interactions within Reservoir Rocks. SPE 56829
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4. METODOLOGIA DE LABORATORIO PARA LA REALIZACION DE LAS
PRUEBAS

La metodologia utilizada en la realizacion de las pruebas para los pozos en
estudio, se hizo segun metodologias aplicadas en el ICP, APl RP 40 de 1988, y
base tedrica, Mobile fines management and concept of critical velocity — advanced
rock properties (Core Laboratories), para la realizacién de las mismas.

4.1 PROCEDIMIENTO PARA LA REALIZACION DE LA PRUEBA

Se tuvieron en cuenta dos procedimientos:

e Procedimiento de ensayo sensibilidad de la formacién a salmueras

e Procedimiento de ensayo tasa critica de flujo

4.1.1 Procedimiento de ensayo sensibilidad de la formacién a salmueras.
Este procedimiento describe los pasos para evaluar la maxima tasa de flujo a la que
se puede desplazar una muestra sin que exista migracion de finos y/o taponamiento
del canal de flujo, tanto a condiciones de laboratorio como de yacimiento®.

. Preparacion de la prueba

> Seleccion de muestras. La selecciéon de muestras, se realiza de acuerdo

con las siguientes consideraciones:

e Permeabilidad media de la formacion objeto de estudio.

® Recommended Practice API RP 40 February 1998 y base tedrica “Mobile Fines Management and
Concept of Critical Velocity - Advanced Rock Properties (Core Laboratories).
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e Contenido minimo de arcillas.
e Grado de cementacion representativo de la formacion.

e Caracteristicas fisicas

> Arreglo de muestras. Cuando no se dispone de corazones largos, la
solucién es unir corazones cortos de tres a seis pulgadas de longitud para hacer
un corazdén compuesto o arreglo en serie de corazones. En algunos casos, las
muestras pueden ser de pozos diferentes pero deben pertenecer a la misma
formacion, esto se realiza con el fin de determinar un comportamiento promedio
del flujo de fluidos para una regién especifica del yacimiento. La figura 21 muestra

este tipo de arreglo, donde muestras A y B pertenecen a pozos diferentes.

Figura N° 21. Arreglo en serie de corazones

Muestra 2B
N A 'i_{.‘.:f.‘i-p,.“;“”‘ R G

Fuente: Autores

» Determinacion de condiciones de trabajo

e Presion de confinamiento.

e Presion de inyeccion.

e Temperatura de trabajo.

e Tasa de flujo a utilizar durante la evaluacion. Las tasas estandar en el
laboratorio estan en un rango de 0.5 - 4.0 cc/min. Con incrementos entre tasa de
0.3 cc/min.

e Fluido de saturacion

e Control y monitoreo de SCAD
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La figura 22 muestra un pantallazo del sistema de monitoreo de nucleos utilizado en

el laboratorio de Recobro mejorado

Figura N° 22. Pantallazo del sistema de monitoreo de nucleos SCAD
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Fuente. Procedimiento general de pruebas de desplazamiento. ICP
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» Determinar la reologia (viscosidad y densidad) de los fluidos a utilizar a las

condiciones de presion y temperatura de trabajo.

» Preparacion de equipo.

» Escoger el medidor de diferencial de presion, de acuerdo a los rangos

establecidos en el equipo, chequear el rango minimo y maximo del medidor de
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diferencial de presion.

¢ Procedimiento de ensayo. La evaluacion de la tasa critica se puede realizar
sobre muestras restauradas o0 no restauradas, ademas a condiciones de

permeabilidad efectiva o absoluta.

El procedimiento presentado a continuacion, describe la forma general de
desarrollar el ensayo, algunos pasos pueden ser omitidos durante el desarrollo del
capitulo segun sea el caso.

» Saturacion de la muestra, con el fluido de saturacion seleccionado

» Montaje de muestra en equipo de desplazamiento.

» Iniciar desplazamiento del fluido de saturacidon inicial (agua), hasta + 10
volumenes porosos (vp) estables, registrando en todo momento la variacion del
diferencial de presion (AP) o variacion de la permeabilidad (K) en SCAD.

Segun norma APl RP 42 “El equilibrio de permeabilidad se define como la
permeabilidad a la cual 10 vp adicionales desplazados producen menos del 5% en

el cambio de la permeabilidad evaluada”.

» Desplazar aceite mineral, seleccionado y preparado. llevar la muestra a Syir,

evaluando permeabilidad hasta + 10 vp estables (Registrando en SCAD).
» Desplazar crudo + 10 volumenes porosos. Restaurar mojabilidad.
» Desplazar aceite mineral hasta + 10 vp estables. Registrar en el sistema de

adquisicion de datos SCAD en todo momento la variacion del diferencial de presion

(AP) o variacion de la permeabilidad (K).
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» Desplazar agua, Hasta llevar la muestra a Sor, monitoreando la permeabilidad

hasta + 10 vp estables. Registrando en SCAD.

» Cambiar a segunda tasa de estudio, con desplazamiento continuo de agua
hasta + 10 vp estables registrando permeabilidad en SCAD.

» Cambiar sucesivamente a los deméas caudales preestablecidos segun el paso

anterior, hasta encontrar una variaciéon subita de permeabilidad.

> Al finalizar la prueba, restablecer las condiciones de trabajo a condiciones de
laboratorio y terminar el registro y control de la prueba desde el sistema de control
(SCAD).

» Desmontar muestra y enviarla a analisis basicos para su limpieza y

almacenamiento.

» Reportar del ensayo los siguientes resultados:

¢ |dentificacion de muestras recibidas en formato de recepcion de muestras.

e I|dentificacion y datos generales de la muestra.

e Caracteristicas de los fluidos utilizados.

e Balance volumétrico de la muestra.

e Datos de operacién y seguimiento de la prueba.

e Registro en disquete de las variables de la prueba reportadas por el sistema de
control de SCAD

e Grafica de permeabilidad contra volumenes porosos inyectados a cada tasa de

flujo utilizado.

Se recomienda no utilizar la muestra en pruebas de desplazamiento dado el posible

dafno de los canales de flujo.
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4.2.2 Procedimiento de ensayo tasa critica de flujo

¢ Preparacion del ensayo

> Seleccion de muestras, se realiza de acuerdo con las siguientes consideraciones:

e Permeabilidad media de la formacién objeto de estudio.
e Contenido minimo de arcillas.
e Grado de cementacion representativo de la formacion.

e Caracteristicas fisicas.

» Determinar condiciones de trabajo.

e Presion de confinamiento.

e Presion atmosférica.

e Temperatura ambiente.

e Tasas de flujo a utilizar durante la evaluacion. Las tasas estandar en el
laboratorio estan en un rango de 0.5 - 4.0 cc/min. Con incrementos entre tasa de
0.3 cc/min.

e Fluido de saturacion.

e Control y monitoreo de SCAD.

» Determinar la reologia (viscosidad y densidad) de los fluidos a utilizar a las

condiciones de presion y temperatura de trabajo.
» Preparacion de equipo ver.
» Escoger el medidor de diferencial de presion, de acuerdo a los rangos

establecidos en el equipo, chequear el rango minimo y maximo del medidor de

diferencial de presion.
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¢ Procedimiento de ensayo. La evaluacion de la tasa critica se puede realizar
sobre muestras restauradas o0 no restauradas, ademas a condiciones de

permeabilidad efectiva o absoluta.

El procedimiento presentado a continuacion, describe la forma mas general de
desarrollar el ensayo, asi que algunos pasos pueden ser omitidos durante el
desarrollo del capitulo segun sea el caso.

> Saturacion de la muestra, con el fluido de saturacién seleccionado.

» Montaje de muestra en equipo de desplazamiento.

> Iniciar desplazamiento del fluido de saturacién inicial (agua) de acuerdo al PTO
147.002, hasta + 10 vp estables, registrando en todo momento la variacion del
diferencial de presion (AP) o variacion de la permeabilidad (K) en SCAD. Segun
norma APl RP 42 “El equilibrio de permeabilidad se define como la permeabilidad a
la cual 10 vp adicionales desplazados producen menos del 5% en el cambio de la

permeabilidad evaluada”.

» Desplazar aceite mineral, seleccionado y preparado. Llevar la muestra a Syjr,

evaluando permeabilidad hasta + 10 vp estables (Registrando en SCAD).

» Desplazar crudo + 10 volumenes porosos. Restaurar mojabilidad.

» Desplazar aceite mineral hasta + 10 vp estables. Registrar en el sistema de
adquisicion de datos SCAD en todo momento la variacion del diferencial de presion

(AP) o variacion de la permeabilidad (K).

» Desplazar agua, Hasta llevar la muestra a Sor, monitoreando la permeabilidad

hasta + 10 vp estables. Registrando en SCAD.
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» Cambiar a segunda tasa de estudio, con desplazamiento continuo de agua hasta

+ 10 vp estables registrando permeabilidad en SCAD.

» Cambiar sucesivamente a los demas caudales preestablecidos segun el paso

anterior, hasta encontrar una variacion subita de permeabilidad.

» Al finalizar la prueba, restablecer las condiciones de trabajo a condiciones de
laboratorio y terminar el registro y control de la prueba desde el sistema de control
(SCAD).

» Desmontar muestra y enviarla a analisis basicos para su limpieza y

almacenamiento.

» Reportar del ensayo los siguientes resultados:

¢ Identificacion de muestras recibidas.

¢ Identificacion y datos generales de la muestra.

e Caracteristicas de los fluidos utilizados.

e Balance volumétrico de la muestra.

e Datos de operacion y seguimiento de la prueba.

e Registro en disquete de las variables de la prueba reportadas por el sistema de
control de SCAD.

e Gréfica de permeabilidad contra volimenes porosos inyectados a cada tasa de

flujo utilizado.

Se recomienda no utilizar la muestra en pruebas de desplazamiento dado el posible

dafio de los canales de flujo.
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5. SELECCION DE POZOS A INTERVENIR

El proceso general seguido en la seleccion de los pozos con potencial para el

mejoramiento de su produccion se ilustra en la Figura 23.

Figura N° 23. Seleccién de pozos con potencial para el mejoramiento

Fuente: Autores

Clasificacién de los pozos

Identificacion de las
anomalias de produccion

Seleccion del primer pozo

Andlisis de la zona
productora actual

Verificacion del potencial de
oroduccién

Categorizacién de los
candidatos a intervenir

Seleccién de pozos a
intervenir

Analisis de comportamiento de
produccién

Analisis de historia de produccion
por zonas

El estudio conto con la informacion de seis pozos, los cuales fueron, Gala Norte 1,

Llanito 17, Gala 2, Gala 7, Gala 11 y Gala 12. Se seleccionaron aquellos que

presentaron dafio de formacion.
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5.1 INFORMACION DE LOS POZOS.

5.1.1 Historia de produccién de los pozos.

¢ Historia de produccion del pozo Llanito 17. En las figuras 24, 25, 26, 27, 28y

29 se muestra el comportamiento de produccion de sus zonas productivas.

Figura N° 24, Historia de produccion del pozo Llanito 17 (zona
B1)

Historia de Produccién de Llanito 17 (Zona B1)

140
120
100 A
80 1
60
40 \
20

0 )
25-Mar-60 11-Jun-68 28-Ago-76 14-Nov-84

Tiempo (meses)

Produccion (BPD)

Fuente: Autores

Figura N° 25. Historia de produccién del pozo Llanito 17 (zona B2)
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Figura N° 26. Historia de produccion del pozo Llanito 17 (zona B3)
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Figura N° 27. Historia de produccion del pozo Llanito 17 (zona C2)

Historia de Produccién de Llanito 17 (Zona C2)
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Figura N° 28. Historia de produccion del pozo Llanito 17 (zona C3)

Historia de Produccién ampliada de Llanito 17 (Zona C3)
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Figura N° 29. Historia de produccion del pozo Llanito 17 (zona TS)

Historia de Produccion Llanito 17 (Zona TS)
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¢ Historia de produccion del pozo Gala 7

En las figuras 30, 31 y 32 se muestra el comportamiento de produccion las zonas
productivas del pozo Gala 7.
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Figura N° 30. Historia de produccién del pozo Gala 7 (zona B2)

Historia de Produccion Gala 7 (Zona B2)
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Figura N° 31. Historia de produccion del pozo Gala 7 (zona B3)
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Figura N° 32. Historia de produccién del pozo Gala 7 (zona C1)

Historia de Produccion del Pozo Gala 7, (Zona C1)
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5.1.2 Curvas de IPR de los pozos. A través de las historias de produccion, la
presion estatica y de fondo fluyendo, tasa de produccion respectiva de archivos de
las pruebas de presion, los datos de permeabilidad y porosidad, para cada
intervalo cafioneado, de pozos candidatos de los campos Gala y Llanito, se
generaron curvas de IPR por intervalo, con el objetivo de analizar el rendimiento
de cada pozo. Se seleccionaron aquellos que mostraron caidas en su
productividad.

¢ Curvas de IPR para el pozo Gala norte 1 zona C3

En la figura 33 se muestra la grafica de IPR de pozo Gala norte 1 para el intervalo
cafioneado (7283 — 7288’) de la Formacion mugrosa - zona C3, a sus condiciones

de operacion.
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Figura N° 33. Gréfica de IPR del intervalo (7283 — 7288’) formacion Mugrosa —
zona C3
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El intervalo cafioneado (7288 — 7288’) perteneciente a la zona C3 del pozo Gala
norte 1 se incluyé dentro del estudio de dafio a la formacion por migracion de
finos, debido a que si bien, no present6 dafio considerable, como se muestra en la
figura 32, su indice de productividad real es bajo (0.0196 STB/D/Psi), luego no se

puede descartar que el dafio sea por migracién de finos.

¢ Curvas de IPR para el pozo Gala 2 zona C3

En la figura 34 se muestra la gréfica de IPR para el intervalo cafioneado (7267 -

7274) de la Formacion mugrosa - zona C3 a sus condiciones de operacion.
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Figura N° 34. Gréfica de IPR del intervalo (7267 - 7274) Formacién Mugrosa —

zona C3.
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Fuente: Software Wellflo.

La zona C3 del Pozo Gala 2 fue descartada del estudio, debido a que su
comportamiento de produccion real no difiere considerablemente del esperado

para este pozo, ademas, no evidencio alto valor de dafio.
¢ Curvas de IPR para el pozo Gala 7. En la figura 35 se muestra la grafica de

IPR para el intervalo cafioneado (6488 — 6498’) de la Formacion mugrosa - zona

C1, a sus condiciones iniciales de operacion.
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Figura N° 35. Gréfica de IPR del intervalo (6488’ — 6498’) formacion Mugrosa —

zona C1
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En la figura 36 se muestra la grafica de IPR para el intervalo cafioneado (5628’ —

5636’) de la zona B2, a sus condiciones petrofisicas y de operacion iniciales.
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Figura N° 36. Gréfica de IPR del intervalo (5628 — 5636’) formacion Mugrosa —

zona B2
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Fuente: Software WellFlo.

A través de las graficas 35 y 36 se evidencia claramente una diferencia
considerable entre el comportamiento real de produccion y el esperado a dafio
cero, para las zonas C1 y B2 a los intervalos antes mencionados. El pozo Gala 7,
en los intervalos (6488 — 6498’) de la zona C1, y en los intervalos (5628 — 5636’)
de la zona B2, presentd grandes caidas en su productividad, por lo tanto, fue

seleccionado a ser objeto de estudio.
¢ Curvas de IPR para el pozo Gala 11. En la figura 37 se muestra la gréfica de

IPR para el intervalo cafioneado (6234’ — 6268’) de la zona B4, a sus condiciones

petrofisicas y de operacion iniciales.
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Figura N° 37. Gréfica de IPR del intervalo (6234’ — 6268’) formacion Mugrosa —

zonha BA4.
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El intervalo cafioneado (6234’ — 6268’) perteneciente a la zona C3 del pozo Gala
11 presenta un buen comportamiento de produccion con respecto al esperado a

dafio cero.
¢ Curvas de IPR para el pozo Gala 12. En la figuras 38 se muestra la grafica de

IPR para el intervalo cafioneado (6640° — 6470’) de la Formacion mugrosa - zona

C1, a sus condiciones de operacion.
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Figura N° 38. Gréfica de IPR del intervalo (6640’ — 6670’) formacion Mugrosa —

zona Cl1.

GALA 12
P*= 1500 psi; Pwf=400 psi; 6640'-6670' Zona C1; Keff=43 md; BSW= 10%

1600
S=3.95 Q=19.3Bbl/d

S=0 Q=30 Bbl/id

1200 \

800 \

400

Downhole Flowing Pressure (psia)

0 10 20 30 40
Total Production Rate (STB/day)

Production Index ~ AOF C-coefficient  n-coefficient
(STB/day/psi) (STB/day) (STB/day/psi2n)
0.0262 21.6 Vogel
0.0405 334 Vogel

Fuente: Software Wellflo

A través de la grafica se evidencia claramente, una diferencia considerable entre
el comportamiento real de produccion y el esperado a dafio cero. Dicho pozo fue

seleccionado a ser objeto de estudio.

5.1.3 Preseleccion por IPR. El pozo Gala 11 en el intervalo cafioneado (6234’ —
6268’) perteneciente a la zona B4 y el pozo Gala 2 en el intervalo cafioneado
(7267 — 7274°) no se tuvieron en cuenta dentro del estudio, debido a que
presentaron comportamientos de produccion cercanos a los esperados, y bajos

valores de dafio, S = 0,225y S = 1, respectivamente.
Se seleccionaron los pozos Gala 7, Gala norte 1, Llanito 17 y Gala 12, dado que

presentaron una caida considerable en su productividad, el cual se evidencié en

sus historias de produccion y en sus curvas de IPR.
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5.1.4 Existencia de nucleos. De los pozos pre-seleccionados, se eligieron

aquellos que contaban con nucleos.

Fue posible contar con muestras de roca para los cuatro pozos seleccionados.
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6. RESULTADOS Y ANALISIS

En este capitulo se presentan los resultados obtenidos de las pruebas aplicadas a
muestras de los campos Gala — Llanito formacién mugrosa arenas B y C, sus
propiedades petrofisicas béasicas medidas en laboratorio con sus analisis
correspondientes, la estimacion de las tasas criticas de migracién de finos para los
pozos Gala norte 1, Llanito 17, Gala 7 y Gala 12; el escalamiento a tasas de
campo, la simulacién en Wellflo a diferentes valores de dafio y la proposicion de

las tasas Optimas de operacién para los pozos de estudio.

6.1 RESULTADOS DE PRUEBAS PETROFISICAS

6.1.1 Informe de pruebas petrofisicas de la formacion Mugrosa B y C. El
estudio se basd en los datos obtenidos del estudio realizado del ICP° sobre un

grupo de 10 muestras de cada una de las arenas a evaluar.

Las muestras se tomaron de los pozos Llanito 10, Llanito 12, Llanito 17 Llanito 18,
Llanito 30, Llanito 31y Gala 7.

Para cada una de las arenas se realizO analisis de mojabilidad (MOJ),
permeabilidades relativas agua-aceite (Krwo) €n cinco muestras, presion capilar

(PC) en las otras cinco muestras simultdneamente.

¢ Procedimiento experimental. En esta seccién se describen los analisis
realizados en los diferentes laboratorios del Instituto Colombiano del Petréleo y se
presentan los resultados experimentales obtenidos durante el desarrollo del

trabajo.

1% Estudio petrofisico complementario, Campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B Y C.
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» Analisis de los fluidos. Para la realizacion de las pruebas, personal del
Instituto Colombiano del Petréleo (ICP) se desplaz6 a la Gerencia Centro Oriente
(GCO) y tomdé muestras de crudo y de agua de formacion, libres de aditivos

quimicos.

Se tomaron 5 galones de muestras de agua de formacion y de crudo del pozo
Gala - 5, correspondiente a las arenas B, igualmente se tomaron 5 galones de
agua de formacion y crudo del pozo Gala - 1, correspondiente a las arenas C.

A las muestras de crudo se le realiz6 el andlisis BSW. Luego, las muestras de
crudo fueron deshidratadas térmicamente, hasta que su contenido de agua
emulsionada bajé a valores del 1.5 % en el caso de las arenas By a 0.5% para las

arenas C.

A la muestra de agua se le realiz6 el analisis fisicoquimico correspondiente, cuyos
resultados se presentan en la Tabla 1. Teniendo en cuenta la presencia de
cantidades importantes de cationes pesados (Ba**, Sr**) y el contenido de aniones
como bicarbonato los cuales dificultan el trabajo con este tipo de agua de
formacion y dada la cantidad limitada del agua recuperada en el muestreo

realizado, se decidio trabajar con una salmuera sintética.

Con base en la composicion fisicoquimica se prepar6 una salmuera sintética para
cada tipo de arena, en la cual se reemplazaron los iones bicarbonato y silicatos
por cloruros y los iones bario, hierro y estroncio por magnesio, de tal manera que
la salinidad equivalente de la salmuera sintética fue similar a la del agua de

formacion.
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Tabla N° 1. Composicion fisicoquimica del agua de formacién

PARAMETROS UNIDADES ARENAS B ARENAS C
pH/T -1 (°C) 6.77 1 38.2 6.71/39.2
Resistividad Ohm-m/°C 0.146/37.8 0.144/40.3
Cloruros mg ClI'/ L 36085.0 33390.0
Carbonatos mg CO3™ /L 0.0 0.0
Bicarbonatos mg HCO3 '/ L 46.0 107.0
Sulfatos mg SO,/ L 0.0 2.0
Sodio mg Na™"/ L 13584.0 14010.0
Potasio mg K/ L 102.3 47.4
Calcio mg Ca™" /L 4470.0 3360.0
Magnesio mg Mg**/ L 393.0 167.0
Estroncio mg Sr**/ L 132.0 133.0
Bario mg Ba™ /L 122.0 97.1
Hierro mg Fe™™" /L 8.0 15.0
Salinidad equivalente |mg NaCl /L 54809.2 51218.7

Fuente: Estudio de fluidos de los campos Gala — Llanito, laboratorio de pruebas especiales, ICP.

¢ Preparacion de muestras. Para la realizacion del estudio de propiedades
petrofisicas especiales se seleccionaron 24 muestras de corazones, de siete

pozos diferentes, pertenecientes a las arenas B y C de la formacion mugrosa.

Las 10 muestras de las arenas B se tomaron de los pozos Llanito 10, Llanito 12,
Llanito 17, Llanito 30 y Llanito 31.
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Se realizaron andlisis mojabilidad (MOJ) y permeabilidades relativas agua aceite
(Krwo) €n cinco muestras, propiedades eléctricas (PE) y presion capilar (PC) en

cinco de ellas simultaneamente.

Se seleccionaron para el estudio 10 muestras de las arenas C de los pozos Llanito
1, Llanito 18, Llanito 30, Llanito 31y Gala 7.

¢ Andlisis de pruebas basicas

> Presion capilar. El método utilizado en laboratorio por el personal de ICP para

la determinacion de la presion capilar fue el del plato poroso.

En esta prueba se utilizaron las muestras provenientes del analisis del factor de

formacion, luego de la restauracion de mojabilidad.

Las muestras fueron colocadas en celdas cerradas en contacto con un plato
poroso saturado con el mismo fluido, a condiciones de temperatura de laboratorio

y presion de sobrecarga.

A continuacién, se desplazo6 aceite incrementando la presion en etapas sucesivas
desde 1 psi hasta 40 psi. En cada uno de los puntos de presion, se espero el
tiempo necesario para alcanzar el equilibrio de fluidos dentro de la muestra,
mediante la medicion permanente del volumen de agua desplazado por el aceite.

Simultaneamente, se medio la resistividad de la muestra.

» Mojabilidad. Para el analisis de mojabilidad se seleccionaron cinco muestras
para cada una de las arenas distribuidas asi: Arenas B, una muestra del pozo
Llanito 10, tres del pozo Llanito 17 y una muestra de Llanito 30, mientras que de

las arenas C, se realiz6 el analisis en dos muestras de Llanito 18 y tres muestras
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de Gala 7. Las propiedades petrofisicas basicas de las muestras analizadas se

presentan en las Tablas 2 y 3.

La determinacién de la mojabilidad se hizo mediante el método de Amott

Modificado, cuyo procedimiento se describe brevemente a continuacion.

Una vez restaurada la mojabilidad, se realiz6 un desplazamiento miscible del
crudo por un aceite mineral de viscosidad similar y en estas condiciones, se
sometieron las muestras a imbibicion espontdnea bajo agua: agua de formacion

desplazando aceite.

Después de 25 dias se logro el equilibrio, porque no hubo mas intercambio de
fluidos en la roca, y se determind0 el volumen de aceite desplazado
espontaneamente, Voesp. Luego, las muestras fueron llevadas a condiciones de

saturacion de aceite residual, S, mediante desplazamiento de agua de formacion

para obtener el volumen de aceite desplazado forzadamente, V .

Posteriormente las muestras fueron sometidas a imbibicién bajo aceite, durante 30

dias y se obtuvo el volumen de agua desplazado espontaneamente por el aceite,

Vwesp .

Finalmente, las muestras son llevadas de nuevo a condiciones de S por

wirr?

desplazamiento de aceite y se determina el volumen de agua desplazado

forzadamente, Vuior.
A partir de estos datos experimentales se calculan los indices de mojabilidad al

agua y al aceite, los cuales sirven para determinar la preferencia de la roca por un
fluido.
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> Permeabilidades relativas. Al finalizar los analisis de mojabilidad, las muestras

se prepararon para evaluar las permeabilidades relativas agua-aceite.

Las muestras se saturaron con aceite mineral protol, porque la viscosidad de este

aceite es similar a la de los crudos correspondientes a cada formacion.

Finalmente, las muestras quedaron en condiciones de saturacibn de agua

irreducible y asi se inicié la prueba de permeabilidad relativa agua aceite.

Las propiedades petrofisicas basicas de las muestras trabajadas en esta prueba
asi como su profundidad se presentan en las Tablas 2 y 3.

Para iniciar la prueba, se coloco la muestra en un porta-nucleos a condiciones de
presion de sobrecarga y se determin0 la permeabilidad efectiva al aceite a
condiciones de saturacion de agua irreducible. Luego, se desplazo el aceite

mediante la inyeccion de salmuera sintética.

Se realiz6 un monitoreo de los volimenes de agua inyectada, los recobros
fraccionales de agua y aceite recolectados y del valor del diferencial de presion en

funcién del tiempo.

A partir de los datos obtenidos se determinaron las permeabilidades relativas agua

- petréleo.

Los resultados muestran que para las diferentes muestras de las arenas B, entre
un 38.5 % y un 46.4% del aceite "in-situ", originan valores de saturacion de aceite
residual entre el 34.1% y 45.4% del volumen poroso. lgualmente, para las
muestras de las arenas C, la eficiencia de desplazamiento de petroleo oscild entre
un 47.2% y un 48.6% del aceite "in-situ”, originando valores de saturacion de

aceite residual entre el 30.6% y 36.9% del volumen poroso.
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¢ Procedimiento para tratamiento de las propiedades petrofisicas
especiales. En esta seccidén se describen los procedimientos realizados para la
correlacion de la informacion petrofisica del yacimiento y andlisis realizados en los
diferentes laboratorios del Instituto Colombiano del Petrdleo. Adicionalmente, se
presentan los resultados experimentales obtenidos durante el desarrollo del
trabajo™*.

> Correlacién de propiedades petrofisicas especiales. En la recopilacion de la
informacion, se tomaron datos de trabajos realizados por Core-Lab para muestras
del pozo Gala 7, ademas trabajos desarrollados por el ICP para muestras de los
pozos Llanito 30 y 31 y se utilizaron todos los datos obtenidos en el estudio
petrofisico especial realizado por el ICP para el campo Gala — Llanito. Los datos
petrofisicos de propiedades eléctricas consolidados de cada uno de los estudios
anteriores se presentan en las tablas 2, 3y 4.

Tabla N° 2. Datos petrofisicos pozo Llanito 30

Profundidad Porosidad (%) Factor de Unidad

(pies) Formacién

5441 248 | 1
5448 20.4 14.40 1
5510 25.8 9.45 1
5614 23.8 11.64 2
5679 24.8 10.56 2
6036 24.9 10.28 4
6266 264 | - 4
6510 21.6 12.10 5
6819 23.5 10.56 6
7046 21.0 14.26 7

' Estudio petrofisico complementario, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B Y C,
Gerencia Centro Oriente.
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Profundidad Porosidad (%) Factor de Unidad
(pies) Formacién
7102 23.5 11.65 7
7185 17.3 15.12 7

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.

Tabla N° 3. Datos petrofisicos pozo Llanito 31

Profundidad (pies) Porosidad (%) Factor de formaciéon | Unidad
5466 24.5 13.13 2
5467.5 20.0 15.69 2
5469 25.2 12.30 3
5535.5 27.2 11.52 3
5924.5 27.5 11.80 4
5995 17.9 13.87 4
6032 21.6 13.24 4
6091 22.6 13.29 4
6545.5 23.5 14.31 6
6562.5 21.4 15.89 6
6583 221 13.39 6

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.

Tabla 4. Datos petrofisicos pozo Gala-7.

Profundidad (pies) Porosidad (%) Factor de formacion Unidad
5906 20.3 12.7 4
6153 18.2 135 4
6487 20.5 135 6
6567 22,5 13.7 6

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.
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» Anélisis mineralogico por difraccion de rayos x. Luego de la realizacion del
muestreo, en el cual participé personal de la GCO y personal del ICP, en la cual
fueron seleccionadas 73 muestras distribuidas en siete (7) pozos con el fin de
cubrir las unidades 2 hasta 5 de las arenas B y las unidades 6 y 7 de las arenas C.
En el total de muestras seleccionadas se incluyeron ademas de muestras de

corazones, recortes de perforacion.

La unidad uno (1), no se tom6 en cuenta para el presente andlisis ya que no
presenta un aporte importante en produccién en el campo, y no existen muestras

de rocas disponibles.

El estudio sobre la roca total (Arena junto con el limo y la arcillas) permite un
conocimiento general de las muestras, el cual nos da una guia en el proceso de

separacion de la fraccion arcilla.

Este andlisis se realiza sobre muestras pulverizadas manualmente en mortero de

agata.

Para la separacion de la fraccion fina las muestras pasan por un proceso de
disgregacion y dispersion con ultrasonido, se eliminaron cementantes organicos
mediante tratamiento térmico con peroxido de hidrégeno. La separacion de la

fraccion arcilla se realizé por centrifugado (Norma ASTM C 775-79).

Para diferenciar los tipos de arcillas presentes se trabajd0 sobre muestras
naturales, glicoladas y quemadas a 550°C. Antes y después de cada tratamiento
se realiza un analisis de la muestra y finalmente se superponen todos los
difractogramas para definir la composicién real, haciendo énfasis en los

compuestos mayoritarios, es decir los que conforman el 90 al 95 % de la muestra.
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Los cuadros y graficos anexos se disefian en tal forma que permiten hacer una
correlacion rpida entre todas las muestras analizadas, y observar el

comportamiento de un mismo compuesto por pozo y por unidades.

Los porcentajes expresados tanto para la roca total como para la fraccion arcilla,
en los diferentes cuadros, estan basados en un estudio semicuantitativo teniendo
en cuenta la altura de los picos principales, el area bajo la curva y el poder de
reflexion que los diferentes minerales poseen con respecto a los rayos X (definidos
en nuestro laboratorio), esta metodologia calcula la fraccion en peso de cada
componente, es importante tener en cuenta este aspecto ya que otras técnicas
petrograficas proporcionan porcentajes composicionales con base en el area

observada, incluyendo ademas porosidad de la roca.

Se toma como 100% el total de las fases detectadas por el difractometro. El
material organico presente, asi como los cementos y compuestos amorfos que
también constituyen parte de la roca, al igual que la porosidad, no se cuantifican
por esta técnica. Solo el material cristalino presente produce sefales de

Difraccion de Rayos X.

Los andlisis se realizaron en un difractbmetro para polvo, Siemens D500
computarizado, se utiliz6 monocromador de Grafito para corregir las interferencias

producidas por Fe presente en las muestras.

Los difractogramas anexos ilustran la respuesta de las fases cristalinas, a la
accion de los rayos X provenientes de una fuente de Cobre (| = 1.54 A). El eje de
las abscisas representa el angulo de incidencia del haz con respecto a la

superficie de la muestra y el eje de las ordenadas la intensidad del haz difractado.

La deteccion de algunos compuestos, presentes pueden verse afectada por el

nivel de ruido en el difractograma, por tanto no se descarta la existencia de otras
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fases cristalinas minoritarias, el material amorfo no se reporta en este tipo de

andlisis.

Para complementar esta informacion, se presenta a continuacion en la tabla 5 un
resumen por unidades, en el cual se promedian los valores hallados en cada
muestra de los diferentes pozos, pertenecientes a la misma unidad, conformando
asi la roca virtual por unidad. Es decir, se promediaron las concentraciones
calculadas y se dividié por el nimero de muestras analizadas obteniendo asi la

muestra representativa de la unidad.

Tabla 5. Resumen muestra virtual por unidad campo Gala — Llanito.

Unidad | #de | % Arcillas | Composicion basica % % Normaliz.

datos arcillas <2pm K Sm Il Otr | K Sm Il Otr

2 11 36 esmectita-caollita 24139(19|118| 9 (13| 8| 6
lllita -Interestr.

3 12 27 esmectita-caolinita 26|38 (17|19| 7 (10| 5| 5
Illita-interestr.

4 14 18 esmectita-caolinita 29|35(16|20| 5 (6 | 3| 4
Illita-interestr.

5 15 24 caolinita-esmectita 45|124|115(16 (10| 6 | 4 | 4
lllita-interestr.

6 14 17 caolinita-esmectita 44122115191 8| 4| 3| 2
lllita-interestr.

7 10 22 esmectita-caolinita 34138(15(13| 8| 7|4 ]| 3
lllita-Interestr.

K=Caolinita, Sm= Esmectita, lll=lllita, Otr= Cloritas e Interestratificados y Cuarzo

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas
especiales, ICP.

» Andlisis de distribucién de arcillas por SEM. El estudio de la distribucion,
morfologia y composicién elemental de los minerales en la roca se realizé con un

microscopio electrénico de barrido (SEM) Cambridge Instruments Stereoscan
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240, equipado con detector de rayos X EDAX CDU-Prime, sobre muestras
recubiertas con oro. La técnica SEM-EDX permite el analisis elemental de una
muestra en el punto, area o perfil de interés observado en ese momento en el

microscopio.

La determinacién de la distribucién de minerales, morfologia y composicion, se
realizé sobre fragmentos de corazones limpios correspondientes a los pozos Gala
7, Llanito 30 y Llanito 31. Para este tipo de analisis no se utilizaron muestras de
recortes de perforacion (muestras de zanja), por no ser apropiadas para este tipo

de estudio.

La metodologia utilizada para describir la distribucién de los minerales arcillosos
en la roca se basa en los criterios de Dewan, los cuales clasifican los minerales

arcillosos de acuerdo con su disposicion en la roca.

» Estudio de geometria poral. Se realizaron estudios de geometria poral en 21
muestras de roca del pozo gala 7 para las unidades 4 - 6 y en los pozos Llanito
para las unidades 2 — 3y 5 - 7. Para la unidad uno no se analizaron muestras ya
gue no es de interés para el presente estudio; Las demas unidades no fueron
analizadas ya que no presentaban muestras de corazones acordes con las

dimensiones y caracteristicas de la metodologia utilizada.

El analisis efectuado consiste en la determinacién de la porosidad Optica, la

microporosidad y la distribucién de tamafios de poro.
Los andlisis se efectuaron con un equipo para procesamiento de imagenes C-

Imaging 1280, acoplado al microscopio electrénico de barrido (SEM), Cambridge

Instruments S240.
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Las imagenes observadas se obtuvieron usando detector de electrones

retrodispersos (BSE). Se trabajo sobre bloques de roca saturados con resina

epoxica, pulidos y recubiertos con grafito.

El analisis realizado consiste en la descripcion estadistica del sistema poral de la
roca, en términos de tamafio de poro promedio. Las estadisticas se presentan
como distribuciones porcentuales de porosidad, con tamafio de poro promedio en
micras, escala logaritmica base 2.

Las tablas 6 y 7 presentan un resumen de las caracteristicas del sistema poroso

de las muestras para los campos Llanito y Gala respectivamente.

Tabla N° 6. Caracteristicas del sistema poroso pozos Llanito.

Pozo Unidad 2 Unidad 3 Unidad 4 | Unidad 5 Unidad 6 | Unidad 7
Llanito 10 5740-41
$ =6.8%
po=0.4%
tp=26.5 um
Microfrac-
turas
Llanito 17 5524-61’ 5930'11”
$=16.1% $d=7.9%
pno = 0.5% 1$=0.5%
tp= 141um tp=24.7um
5585-612’
$=6.1%
pno = 1.6%
tp=31.2um
C.Heter.
Llanito 18 6937°-38’
6 =14.3%
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Pozo Unidad 2 Unidad 3 Unidad 4 | Unidad 5 | Unidad 6 | Unidad 7
1$p=0.4%
tp=40.0 um
Llanito 30 | 5682'6” 5906’ 6586'4” 6819’ 7102
$=9.09% | $=13.3% $=9.25% | ¢=9.4% ¢ =9.4%
1o=1.8% 1o=1.9% no=3.3% | nd=1.6% | pn¢=0.9%
tp=16 um | tp=18.0 um tp=32 pm tp=27.0pm
Cemento
calcareo
Llanito 31 5457 5535'5” 6256 6994’
¢ =8.7% 6 =17.7% ¢ =9.27% ¢ =7.87%
16=2.5% 16=1.6% 16=1.2% n=1.4%
tp=13 um | tp=23.0 um tp=20.0 pm tp=17.0 pm
Fracturas

Convenciones:

C.Heter: Caracteristicas heterogéneas

tp: tamafo de poro promedio

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.

Tabla N° 7. Caracteristicas del sistema poroso pozo Gala 7

Pozo Unidad 2 Unidad 3 Unidad 4 | Unidad 5 Unidad 6 | Unidad 7
Gala7 5902’ 6454’ 6565’
Arcilla Cemento ¢ =10.5%
dispersa en los ud = 2.4%
¢ =3.5% poros tp=38.0 pm
po=1.9 ¢ =3.2%
tp=9.0 ym | pd =0.7% 6566’
tp=13.0 ym | ¢ =7.3%
ud = 1.7%
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Pozo

Unidad 2

Unidad 3

Unidad 4

Unidad 5

Unidad 6

Unidad 7

tp=57.5 pm

6625’
6 =14%
ud = 1.4%
tp=82.0 pm
6652’
$=9.8%
wh = 1.2%
tp=21.0 pm

C. Heter.

Convenciones:

C.Heter: Caracteristicas heterogéneas

tp: tamafo de poro promedio

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.

Tabla N° 8. Propiedades petrofisicas basicas de las muestras de las arenas B.

POZ0 PROFUNDIDAD POROSIDAD PERMEABILIDAD ANALISIS
(pies) (%) (mD) REALIZADOS

Llanito —|5740’ — 57471 18.9 14 PC, PE

10

Llanito —|6270'—6273 (4) 19.2 34 MOJ, Krwo
12

Llanito —|5524’ — 5561’ (1) 21.8 16 PC, PE

17

Llanito —|5524’ — 5561’ (2) 23.0 163 MOJ, Krwo
17

Llanito —|5585 —5612’ (3) 16.8 20 PC, PE
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070 PROFUNDIDAD POROSIDAD PERMEABILIDAD ANALISIS
(pies) (%) (mD) REALIZADOS
17
Llanito 593011 17.4 11 PC, PE
17
Llanito 6819 19.7 47 PC, PE
30
Llanito 5469 222 416 MOJ, Krwo
31
Llanito 5615 9.4 30 MOJ, Krwo
31
Llanito 5744’ 185 14 MOJ, Krwo
31

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.

Todas las muestras habian sido previamente cortadas y extraidos los fluidos en
los laboratorios del ICP. Las muestras fueron secadas en un horno y luego se
determinaron sus propiedades petrofisicas basicas: porosidad y permeabilidad al
aire. En la Tabla 8 y 9 se presentan tabulados los resultados obtenidos, asi como
los analisis realizados en cada una de ellas. Los valores reportados de porosidad y

de permeabilidad al aire corresponden a condiciones de presion de sobrecarga.

Tabla N° 9. Propiedades petrofisicas basicas de las muestras de las arenas C.

POZ0 PROFUNDIDAD POROSIDAD PERMEABILIDAD ANALISIS
(pies) (%) (mD) REALIZADOS
Llanito —|6937' —6938 (1) 20.9 77 PC, PE
18
Llanito —|6937' —6938 (2) 20.7 85 MOJ, Krwo
18
Llanito —|6940'—6942" (1) 21.8 164 PC, PE
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0070 PROFUNDIDAD POROSIDAD PERMEABILIDAD ANALISIS
(pies) (%) (mD) REALIZADOS

18
Llanito —| 6940 —6942° (2) |21.5 127 MOJ, Krwo
18
Llanito —|65455" 20.0 85 MOJ, Krwo
31
Gala—7 |6562 19.0 123 MOJ, Krwo
Gala—7 |6565 13.8 6.6 PC, PE
Gala—7 |6566 17.3 32 PC, PE
Gala—7 |6616 18.8 53 MOJ, Krwo
Gala—7 |6625 20.1 176 PC, PE

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito - Gala, laboratorio de pruebas

especiales, ICP.

6.2 ANALISIS DE RESULTADOS

La metodologia propuesta en este trabajo para la seleccion de posibles pozos

candidatos a estudio de migracion de finos y el criterio que se tuvo en cuenta para

la proposicion de la tasa 6ptima de produccion de los pozos se ilustra en la figura

39.
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Figura N° 39. Metodologia aplicada al estudio de dafio de formacion debido a

migracion de finos

Pozos en estudio:

Gala norte 1, Llanito 17,
Gala 2, Gala 7, Gala 11,
Galal2.

Revisién de sus historias
de produccién o curvas de
IPR

v

No | Descartados del estudio:

Presentan
problemas?

Gala2y Gala 11.

Estimacion de tasa critica:

Llanito 17, Gala 7, Gala norte 1 y gala 12

Posible dafio debido a
Presenta tasa otros fenémenos:

critica?

Gala norte 1
A través de: Proponer ;[jasa .Cfptllma de
Historias de produccion > produccion:
IPR (Wellflo) Gala 7, Gala 12, Llanito 17

Fuente: Autores

En esta seccidbn se hace un analisis general de los principales resultados

obtenidos durante la realizacion del trabajo.

6.2.1 Andlisis de resultados petrofisicos integrado. El analisis se presenta en

forma independiente para el campo Llanito y para el campo Gala, ya que se
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encontro una diferencia marcada desde el punto de vista petrofisico y mineralégico

entre ambos campos.

¢ Analisis campo Llanito. Luego del desarrollo de los diferentes andlisis
mineralogicos y partiendo de las tablas resumen 5, 6 y 7, de los estudios de DRX,
SEM y Geometria Poral, se evidencia la presencia de un contenido importante de
arcillas en todas las unidades de flujo definidas para cada una de las arenas. Asi
el contenido de arcillas estd entre un 18% hasta un 36% para las arenas B,

mientras que para las arenas C su contenido alcanza un 22%.

La composicion mineralégica de estas arcillas, muestra un contenido importante
de Esmectita en las primeras cuatro unidades de las arenas B, el cual se reduce
paulatinamente hacia la parte inferior de la arena, llegando ha ser la Caolinita tan
importante en volumen como el mineral arcilloso Esmectita. Adicionalmente a este
contenido apreciable de arcillas, los estudios de SEM y Geometria Poral muestran
gue las arcillas estan dispuestas en forma dispersa a través de todo el lecho

poroso.

Los resultados de las propiedades eléctricas, especificamente los valores bajos
del exponente de saturacién (n), son en gran medida consecuencia de la
disposicion y naturaleza de las arcillas, es decir, el comportamiento
aparentemente atipico de n, con valores menores de 2.0 es un reflejo de la
conectividad eléctrica que generan las arcillas por su distribucion a través del

lecho poroso.
En los pozos Llanito 30 y 31 se presenta un fendbmeno adicional tanto en las

arenas B como en las C, donde se observa una microporosidad O&ptica

marcadamente mayor que para los demas pozos del campo.
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Este campo, presenta un creciente contenido de arcillas hacia el tope de las
arenas B, por consiguiente y ante la dificultad de obtener datos de la unidad uno,
se recomienda extender los datos petrofisicos de la unidad dos hasta la primera
unidad.

La unidad 2 de las arenas B, presenta un contenido de arcillas mayor que la
unidad 3, pero la composicion y disposicion de estos minerales son similares para
ambas unidades, por consiguiente se recomienda utilizar un valor de n = 1.51 para

dicha unidad.

A partir de los analisis de mineralogicos de DRX, SEM y Geometria Poral, se
encuentra una correspondencia en composicion para las unidades 3 y 5 del campo
Llanito, donde las areniscas son de grano fino a grueso, con un contenido arcilloso

promedio del 25%, con predominio de Nontronita como arcilla Esmectitica.

Estas caracteristicas permiten esperar valores del exponente de saturacion n
consistentemente menores de 2.0, ya que no solamente la distribucién de la arcilla
a través del lecho poroso, sino también las capacidades de conduccion eléctrica
de la Nontronita, (la cual presenta un contenido importante de Fe en su reticulo),

favorecen una baja resistividad de la roca y por ende los valores bajos de n.

Aunque no se tienen valores de n, para la unidad cinco, se recomienda utilizar el
valor obtenido para la unidad 3 del campo, dada su correspondencia mineralégica.
La unidad 4 del campo Llanito presenta el menor contenido arcilloso de las arenas
B, donde los granos se observan parcialmente recubiertos, es decir, que no existe
una distribucién general a través de todo el lecho poroso. De acuerdo con las
conclusiones anteriores sobre esta unidad, se recomienda utilizar un valor del

exponente de saturacién de 1.51 <n < 2.00.
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El analisis mineraldgico de las unidades 6 y 7, muestra en términos generales, una
arenisca grano medio, con matriz arcillosa abundante y arcilla dispersa a través de
todo el lecho poroso con un leve predominio de Esmectita hacia la base de las
arenas C. Para estas unidades se recomienda utilizar el mismo valor de n, ya que
dada sus caracteristicas mineralégicas no se deben esperar valores superiores a
n=1.51.

En la tabla 10 se presentan los datos de los exponentes de cementacion y
saturacion encontrados para las siete unidades definidas para el campo Llanito.

Tabla N° 10. Propiedades eléctricas recomendadas para el campo Llanito.

UNIDAD EXPONENTE DE EXPONENTE DE
CEMENTACION (m)| SATURACION (n)
1 1.96 ~ 1.51
2 2.01 ~ 1.51
3 2.17 1.51
4 2.04 1.51<n<2.00
5 1.90 ~ 1.51
6 2.14 1.51
7 2.04 ~ 1.51

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Llanito, laboratorio de pruebas especiales,
ICP.

¢ Analisis campo Gala. Los estudios mineraldgicos a partir de DRX, cubrieron
las unidades 2 hasta 7, mientras que para los analisis de SEM y Geometria Poral
los estudios se concentraron en las unidades 4, 5 y 6, donde se tenian muestras

de corazones representativas para adelantar dicho estudio.
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El contenido de arcillas para el campo Gala, se presenta consistentemente alto en
el tope de las dos arenas, haciéndose menor hacia la base de las mismas,
inclusive con contenidos menores que para el campo Llanito. Asi la unidad uno
presenta un contenido de minerales arcillosos del 34% llegando a reducirse hasta
un 10% en la base de las arenas B y siendo menor del 7% para las dos unidades

de las arenas C.

Consistentemente, el contenido de arcillas Humectables (esmectita), se presenta
en menor proporcién que las arcillas No — Humectables (lllita y Caolinita).

El analisis de disposicion y distribucion del mineral arcilloso realizado por SEM,
muestra que estos se presentan en forma dispersa en la roca, cubriendo

parcialmente el espacio poroso.

Teniendo en cuenta que arcillas tipo lllita y Caolinita se consideran arcillas no
conductoras, se considera que la roca puede presentar una resistividad alta, por
consiguiente valores de n cercanos o por encima de 2.00 se pueden considerar

caracteristicos para estas arenas.

La revision y correlacion petrofisica para el campo Gala, solamente se realizo para
las unidades 4 y 6, ya que todos los estudios anteriores presentan informacion
exclusivamente de estas unidades. Por consiguiente los valores de los exponentes
de cementacion y saturacion obtenidos en estas unidades seran extendidos a las

demas unidades de acuerdo con sus caracteristicas mineralégicas.

El valor del exponente de cementacion de la unidad 4, se puede utilizar con un
relativo rango de seguridad en las unidades 2, 3, 5 dado el contenido, composicién
y distribucién del mineral arcilloso en ellas, sin embargo para la unidad 1, el valor
de m puede ser eventualmente mayor a 1.92 dado el contenido y disposicion de

las arcillas en esta unidad.
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Para la unidad 1, se considera que el valor del exponente de saturacion debe ser
n < 2.00, ya que tiene un porcentaje de arcilla mucho mayor con respecto al resto
de unidades de las arenas B. Para las unidades 2, 3 y 5, no tienen valores de
propiedades eléctricas, por consiguiente, se recomienda utilizar valores de n
similares al obtenido para la unidad 4, ya que el contenido arcilloso, la

composicion y disposicion de las mismas son relativamente comparables.

Para las arenas C, se recomienda aplicar los mismos valores de m y n obtenidos
en la unidad 6, para las dos unidades. Esta recomendacion este basada en el
andlisis mineralégico el cual indica que se tiene un contenido arcilloso menor del

20% con predominio de Caolinita y arcillas interestratificadas.

En la tabla 11 se resumen los valores de los exponentes m y n recomendados

para el campo Gala.

Tabla N° 11. Propiedades eléctricas recomendadas para el campo Gala.

UNIDAD | EXPONENTE DE | EXPONENTE DE
CEMENTACION (m) | SATURACION (n)

1 >1.92 <2.00
2 ~1.92 ~ 2.97
3 ~1.92 ~ 2.97
4 1.92 2.97
5 ~1.92 ~ 2.97
6 2.07 2.37
7 ~2.07 ~ 2.37

Fuente: Estudio de propiedades petrofisicas del campo Gala, laboratorio de pruebas especiales,
ICP.
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La reduccion en el valor del exponente de saturacién n, para las arenas C, se
debe fundamentalmente a que aumenta el contenido de arcillas humectables,
aumenta la presencia del material arcilloso en la matriz de la roca, el tamafio de
granos de las arenas C esta entre fino — medio, a diferencia para las arenas B las

cuales presentan grano fino a grueso con un menor arreglo.

Adicionalmente, se presenta en forma constante una microporosidad en todas las
muestras analizadas para estas arenas, la cual puede mantener una mayor
conductividad de la roca inclusive a altos valores de saturacién de la misma.

6.2.2 Analisis de fluidos. El andlisis fisicoquimico de las muestras de agua de
formacion analizadas indica concentraciones relativamente altas del cation calcio

(Ca™).

Con base en la composicion, se puede deducir que en el agua de formacion se

establece un equilibrio quimico explicado por la siguiente reaccion:

+2HCO3  ======= CaCOg3(s) + CO2(g) + H20

Los iones calcio y bicarbonato disueltos estan en equilibrio con el dioxido de

carbono gaseoso y con el carbonato de calcio sdlido.

La concentracion de carbonato de calcio disuelto depende de la presién de

saturacion del CO2, de la temperatura y de la saturaciéon de la salmuera.

De acuerdo a Shaughnessy y Kline se pueden precipitar escamas de carbonato de

calcio por deplecién 6 por tratamientos acidos.
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Dada la concentracion de bicarbonato (HCO3"), principalmente en el agua de
formacion de las arenas C, se puede considerar esta agua con un caracter

incrustante moderado.

La presencia de cationes ferrosos en las aguas de formacion es un claro indicativo
de la interaccion roca-fluido que se estd presentando, ya que segun el andlisis
petroldgico realizado en la parte inicial de este estudio, las muestras de ambas
arenas presentan cantidades importantes de material arcilloso ferroso.

6.2.3 Presion capilar. La condicion inicial de saturacion de las muestras
evaluadas fue de saturacion residual de aceite. Las muestras fueron sometidas a

un desplazamiento por drenaje (aceite desplazando salmuera).

Las arenas B muestran una saturacion irreducible promedio de 34%.

La relacion de presion capilar en funcion de la saturacion de agua, muestra una

tendencia normal para muestras que no presentan fracturas ni doble porosidad.

Las arenas C muestran una saturacion irreducible promedio de 32%.

La tendencia de las curvas es normal sin evidenciar doble porosidad. Sin
embargo, la saturacion irreducible de agua de la muestra Llanito 18 de
profundidad 6937’ se desvia considerablemente del promedio obtenido en las
muestras restantes, lo cual sugiere que esta muestra puede presentar una mejor

compactacion y menor tortuosidad.

6.2.4 Mojabilidad. EI método de Amott combina la imbibicion y los
desplazamientos forzados para medir la mojabilidad, basandose en el hecho, de
gue el fluido mojante imbibird espontaneamente en el corazon, desplazando el

fluido no mojante.
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Segun los indices de Amott la roca puede presentar mojabilidad uniforme o mixta.
La mojabilidad uniforme se da cuando la roca tiene preferencia por un solo fluido o
por ninguno de los dos en especial. La mojabilidad mixta se presenta cuando parte

de la roca es mojada por un fluido y la otra parte es mojada por el otro.

El indice de Amott-Harvey establece rangos para clasificar la mojabilidad general
de la muestra, es decir si tiene preferencia al agua, al aceite 0 es neutra,
incluyendo los efectos de mojabilidad mixta o uniforme. La Tabla 12 muestra la

clasificacion general para determinar la mojabilidad de una muestra.

Donde, los indices de Amott al agua y al aceite se definen respectivamente como:

W = Voesp

Voesp + Vofor (32)
lo— Vwesp

Vwesp +Vwfor (33)

Y el indice de Amott-Harvey para evaluar la mojabilidad se encuentra dado por:

| =Iw-1lo (34)

Tabla N° 12. Clasificacion de la mojabilidad.

AMOTT/ lo=0 Iw=0 lw=0 Iw = 0
AMOTT-HARVEY Iw =0 lo=0 lo=0 lo=£0
0<1<0.3 Uniforme Mixta
Pref. Agua
-0.3<1<0 Uniforme Uniforme Uniforme Mixta
Moj. Neutra
-1<1<-0.3 Uniforme Mixta
Pref. Aceite

Fuente: Estudio de fluidos de los campos Gala — Llanito, laboratorio de pruebas especiales, ICP.
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Un resumen con los indices de mojabilidad calculados a partir de los datos
experimentales se presenta en la Tabla 13 para las arenas B y Tabla 14 para las
arenas C.

Cuatro de las cinco muestras analizadas para las arenas B, presentan una
mojabilidad neutra uniforme con una ligera inclinacién a ser mojada por aceite, ya
qgue el valor del indice | es mayor de —0.3 pero negativo. La quinta muestra

presenta una preferencia débil al aceite uniforme.

Las muestras analizadas de las arenas C, presentan todas una mojabilidad neutra
mixta, observandose que las muestras del pozo Llanito 18, presentan una leve
tendencia a ser mojadas por agua, con un valor de I< 0.3 pero positivo, mientras
gue las muestras de los pozos Llanito 31 y Gala 7, se inclinan a ser mojadas por

aceite con un valor de 1>-0.3 pero negativo.

Tabla N° 13. indices de mojabilidad de las muestras arenas B

POZO PROFUNDIDAD L lo | MOJABILIDAD
Llanito 12 | 6270 - 6273 (4) 0.020 | 0.000 | 0.020 NEUTRA
Llanito 17 | 5524’ — 5561 (2) 0.000 | 0.155 | -0.155 NEUTRA
Llanito 31 | 5469 0.000 | 0.345 | -0.345 NEUTRA
Llanito 31 | 5615 0.000 | 0.012 | -0.012 NEUTRA
Llanito 31 | 5744 0.000 | 0.003 | -0.003 NEUTRA

Fuente: Estudio de fluidos de los campos Gala — Llanito, laboratorio de pruebas especiales, ICP.

Tabla N° 14. indices de mojabilidad de las muestras arenas C

POZO PROFUNDIDAD lw lo | MOJABILIDAD
Llanito 18 | 6937 - 6938 (2) 0.132 | 0.043 0.089 NEUTRA
Llanito 18 | 5940" — 5942’ (2) 0.070 | 0.000 0.070 NEUTRA
Llanito 31 | 6545’5 0.023 | 0.031 | -0.008 NEUTRA

Gala 7 6562 0.185 | 0.291 | -0.106 NEUTRA

Gala 7 6616 0.082 | 0293 | -0.211 NEUTRA

Fuente: Estudio de fluidos de los campos Gala — Llanito, laboratorio de pruebas especiales, ICP.
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Con la finalidad de tener una mejor interpretacién del indice de mojabilidad de
Amott-Harvey, en especial para aquellos casos en los cuales las muestras
presentan mojabilidad neutra, intermedia 6 fraccional, se ha incluido una
evaluacién del indice de mojabilidad de Amott, utilizando el concepto de indice

neutro?, I,,.

Este indice de mojabilidad esta definido de tal manera que: | + I, + I,= 1. Cuando
I,=0, la roca tiene fuerte afinidad con el agua, con el aceite 6 con ambos. Cuando
l,=1, la roca no tiene afinidad ni con el agua ni con el aceite. Asi, una
representacion triangular de o, Iy € I, permite identificar las diversas posibilidades
de mojabilidad, en particular, aquellas cuya interpretacion con el indice de
mojabilidad de Amott-Harvey es escasa o0 vaga, como son la mojabilidad neutra,

intermedia 6 fraccional.

Los diferentes casos de mojabilidad aplicando el indice de mojabilidad neutro con

los indices de mojabilidad al agua y al aceite de Amott, son los siguientes:

e Si07<ly<l vy 0 <1,<0.3, la mojabilidad es fuerte al agua.

e Si 0<Ily<03 y 07<l,<1, lamojabilidad es fuerte al aceite.

e Si03<Ily<07 vy 0 <, <0.3, la mojabilidad es débil al agua.

e Si 0<Ily<03 y 0.3<l,<0.7, lamojabilidad es débil al aceite.

e Si 0<1y<03, 0<1,<03y 0.7<(1-ly lp),la mojabilidad es neutra.

e Si 0<Iy<03,0<1,<03 vy 04<(1-1ly-Ily) <0.7, la mojabilidad es

intermedia.

Si 0.3<Iy<0.7 y 0.3<l,<0.7, lamojabilidad es fraccional.

6.2.5 Permeabilidades relativas. Las curvas de permeabilidad relativas de las
muestras estudiadas para las arenas B, presentan un comportamiento similar con
una saturacion irreducible de menor o igual al 20 %, exceptuando la muestra del

pozo Llanito 31 de Prof. 5615, la cual presenta una Swirr = 33.8 %, debido a que
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presenta un canal preferencial de flujo muy marcado por la parte central de la
muestra. Debido a este canal el recobro de aceite in-situ también se presenta

reducido, ya que el aceite movible se encuentra en el canal.

Los cortes presentados en las curvas de permeabilidades son siempre menores y
cercanos a 50 % de la saturacion de agua, lo cual esta de acuerdo con los
resultados de mojabilidad neutra con una leve preferencia hacia el aceite, que

presentan estas muestras.

La tendencia de las curvas de permeabilidad relativas de las muestras de las
arenas B, presentan un comportamiento similar con una saturacion irreducible de
menor o igual al 20 %, y un area de drenaje muy amplio, con un recobro de aceite
in-situ mayor del 47 %.

La razén de movilidad de crudo y agua para ambas arenas, se presenta muy
favorable, ya que los puntos terminales de las permeabilidades relativas al agua

son menores al 20 % de la permeabilidad inicial al aceite @ Sir-

6.3 ESTIMACION EXPERIMENTAL DE TASA CRITICA DE MIGRACION DE
FINOS A MUESTRAS DE POZOS LLANITO 17, GALA 7Y GALA NORTE 1.

6.3.1 Estudio de tasa critica pozo Gala Norte-1. En el estudio de tasa critica se
utilizaron 4 muestras. Todas las muestras mostraron no tener tasa critica, el
caudal hasta el cual se llegd es 11.2 cc/min que equivale a 72.5 BPD/pie en el

Campo.

¢ Seleccién de muestras. La seleccion de las muestras se realizé por personal
del ICP. Las muestras inicialmente se encontraban en forma nativa, se les
desplaz6 aceite mineral a una temperatura de 150 °F, presion de confinamiento de

2000 Psi y una contrapresion de 600 Psi. La tasa critica fue evaluada mediante el
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monitoreo de la permeabilidad a medida que se incrementaba sucesivamente la

tasa de flujo.
¢ Descripcion y caracteristicas de las muestras. La Tabla 15. Presenta las
caracteristicas principales de las muestras utilizadas. Dada la friabilidad de la roca,

la muestra fueron encapsuladas en una manga termoencogible.

Tabla N° 15. Caracteristicas de las muestras prueba de Tasas Criticas

(fo) (cm) (cm)
6446.5 8.600 | 3.810
6467.6 5260 | 3.810

6797 8.500 | 3.810
6841.5 8.400 | 3.810

Fuente: Autores

» Fluidos de desplazamiento utilizados durante la prueba. Los fluidos
utilizados en esta prueba fueron: Aceite mineral para reemplazar el crudo en la

muestra, crudo muerto del pozo Gala Norte 1 y salmuera sintética Gala 1-Norte.

v Informacién del crudo de desplazamiento. Se us6 crudo muerto del pozo
Gala 1 Norte, con una viscosidad de 15.43 cp (a 150°F) para llevar las muestras a
saturacion irreducible por desplazamiento dinamico. La viscosidad del crudo a
condiciones de yacimiento, fue estimada, por desplazamiento en muestras patron
a condiciones de yacimiento, usando diferentes relaciones de mezclas de varsol-

crudo.

v  Informacién de la salmuera de desplazamiento. Para los Waterflooding; se

utiliz6 salmuera sintética de 33468 ppm (equivalentes de NaCl). La viscosidad de
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la salmuera, a condiciones de yacimiento, fue estimada en 0.465 cp a 150°F,
usando correlaciones para soluciones acuosas, las cuales permiten estimar la
viscosidad para una salmuera a una determinada temperatura, concentracion en

equivalentes de NaCl y presién de inyecci6n®?

¢ Escalamiento de la tasa de flujo. Se hizo un escalamiento de las tasas de
inyeccion proyectadas para el campo, a tasas de inyeccién en laboratorio,
considerando que la velocidad de flujo en la perforacion, en campo, debe ser igual

a la velocidad de flujo en el nucleo.

La Tabla 16 muestra las tasas de flujo utilizadas en el experimento. La Tabla 16
presenta también las tasas de inyeccion por pie de intervalo (BWPD/ft)
equivalentes (escaladas) a las condiciones de pozo, asumiendo diferentes

configuraciones de cafioneo (tiros por pie, TPP).

Tabla N° 16. Caudales de inyeccion en laboratorio (Q lab) y su equivalencia a

caudal de inyeccion en campo, Q.

QLab \% \% Q (BWPD/pie)
(cc/min) | (cm/s) | (pie/d) 4 6 8 12
(TPP) | (TPP) | (TPP) | (TPP)
1.00 0.006 | 17.0 4.3 6.5 8.7 13.0
2.00 0.012 | 34.0 8.7 13.0 | 17.3 | 26.0
3.00 0.018 | 51.0 13.0 | 195 | 26.0 | 39.0
4.00 0.024 | 68.0 17.3 | 26.0 | 34.6 | 51.9
4.50 0.027 | 76.5 195 | 29.2 | 39.0 | 58.4
5.00 0.030 | 85.0 | 21.6 | 325 | 43.3 | 64.9
5.50 0.033 | 935 | 23.8 | 35.7 | 476 | 714

2 Tomado de “The effect of pressure on the viscosity of aqueous NaCl solutions in the temperature
range 20 — 150°C".
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QLab Y; Y; Q (BWPD/pie)
(cc/min) | (cm/s) | (pie/d) 4 6 8 12
(TPP) | (TPP) | (TPP) | (TPP)
6.00 0.036 | 102.0 | 26.0 | 39.0 51.9 77.9
6.50 0.039 | 1105 | 28.1 42.2 56.3 84.4
7.00 0.042 | 119.0 | 30.3 | 454 | 60.6 90.9
7.50 0.045 | 1275 | 32.5 48.7 64.9 97.4
8.00 0.048 | 136.0 | 34.6 | 51.9 69.3 | 103.9
8.50 0.051 | 1445 | 36.8 55.2 73.6 | 1104
9.00 0.054 | 153.0 | 39.0 | 584 | 77.9 | 116.9
10.00 0.060 | 170.0 | 43.3 64.9 86.6 | 129.9
10.50 0.063 | 1785 | 454 | 68.2 90.9 | 136.3
11.00 0.066 | 187.0 | 47.6 71.4 95.2 | 142.8
11.50 0.069 | 1955 | 49.8 74.7 99.6 | 149.3

Fuente: Autores

¢ Procedimiento de la prueba. Al iniciar el desplazamiento se ajustan
condiciones de yacimiento, y las muestras son inicialmente desplazadas con
aceite mineral para reemplazar el crudo, luego se desplaza salmuera sintética
empezando con 0.5 cc/min, cuando se estabiliza la presion se incrementa el
caudal hasta que se llega al caudal maximo de la bomba de desplazamiento 11.2
cc/min que equivale a 72.5 BPD/pie en el Campo o hasta que se encuentra la

tasa critica.

¢ Analisis e interpretacion de resultados. La figura N° 40. Muestra el
Comportamiento del diferencial de presion y de permeabilidad efectiva final vs.

Volumenes porosos desplazados. Muestra 6446.5’, pozo Gala Norte 1
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Figura N° 40. Andlisis de tasa critica, para la muestra 6446.5’, pozo Gala Norte 1.
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién mugrosa arenas B y C.

La figura 41 muestra el comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad

intersticial, para la muestra 6446.5’, pozo Gala Norte 1
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Figura N° 41 Comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad intersticial,

para la muestra 6446.5’, pozo Gala Norte 1
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B y C.

La figura 42. Muestra el Comportamiento del diferencial de presiéon y de
permeabilidad efectiva final vs. Volimenes porosos desplazados. Muestra 6467,6’,

pozo Gala Norte 1
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Figura N° 42. Analisis de tasa critica, muestra 6467,6’, pozo Gala Norte 1
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B y C.

La figura 43 muestra el comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad

intersticial, para la muestra 6467.6°, pozo Gala Norte 1
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Figura N° 43. Comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad intersticial,

para la muestra 6467.6’, pozo Gala Norte 1
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B y C.

La figura 44. Muestra el comportamiento del diferencial de presion y de
permeabilidad efectiva final vs. Volumenes porosos desplazados. Muestra 6797,

pozo Gala Norte 1
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Figura N° 44. Andlisis de Tasa critica, muestra 6797’, pozo Gala Norte 1.
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B y C.

La figura 45 muestra el comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad

intersticial, para la muestra 6467.6’, pozo Gala Norte 1
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Figura N° 45. Comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad intersticial,

para la muestra 6797, pozo Gala Norte 1.
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formaciéon Mugrosa arenas By C.

La figura 46. Muestra el analisis de Tasa critica Forchheimer. Muestra 6797°, pozo

Gala Norte 1
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Figura N° 46. Andlisis de tasa critica Forchheimer, para la muestra 6797’, pozo
Gala Norte 1

ANALISIS DE TASA CRITICA - ECUACION FORCHHEIMER
MUESTRA GALA NORTE 1 Prof.: 6797
18000
16000 ®
14000 / L~
12000
—_ [
2 10000 ° Z
=
& 8000
y = 2E+0O7x + 4272.6
6000 o« R% = 0.891
4000
2000
0
0.E+00 1.E-04 2.E-04 3.E-04 4.E-04 5.E-04 6.E-04
V (cm/s)

Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B y C.

La figura N° 47 Muestra el analisis de tasa critica. Muestra 6841.5’, pozo Gala

Norte.
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Figura N° 47. Andlisis de tasa critica, muestra 6841’, pozo Gala Norte 1.
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Fuente: Estudio petrofisico, campo Gala — Llanito, formacién Mugrosa arenas B y C.

La figura 48. muestra el comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad

intersticial, para la muestra 6841’, pozo Gala Norte 1.
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Figura N° 48. Comportamiento del diferencial de presion vs. Velocidad intersticial,

para la muestra 6841°, pozo Gala Norte 1.
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e No se encontr0 tasa critica en las cuatro muestras trabajadas hasta el caudal de
11.2 cc/min en el laboratorio.

e En general no se observo ningin cambio drastico en la pendiente de la grafica
de Q/A Vs DP/L (tanto en la grafica de Darcy como la de Forchheimer).

e Se observa, sin embargo un aumento gradual en las muestras en la
permeabilidad. Este comportamiento se debe a que la produccién de aceite en un
waterflooding es funcion de la magnitud de la tasa flujo utilizada y de la cantidad
de agua inyectada (throughput).

e A medida que aumenta la tasa de inyeccion se presenta produccion
subordinada adicional de crudo, lo cual implica una disminucion de la saturacién

residual de aceite o, expresado de otra manera, un incremento en la saturacion

de agua.
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e Es conocido que la permeabilidad efectiva a un fluido es funcién directa de su
saturacion en el medio. Por lo tanto, a mayor saturacion de agua, mayor la

permeabilidad efectiva al agua.

6.3.2 Tasa critica llanito 17, Gala 7 y Gala 12. Antes de realizar las pruebas de
desplazamiento se seleccionaron muestras para determinar la tasa critica para
cada una de las arenas, es decir, la maxima tasa de flujo a la cual se puede

inyectar un fluido sin que se presente migracion de finos.

Para tal efecto, una vez se restaur6 la mojabilidad de las muestras, se cambio el
crudo por un aceite mineral, similar en viscosidad a la del crudo de la formacion.
Posteriormente se desplazo el crudo con agua de formacion hasta S, y en estas
condiciones se incremento la tasa de flujo y se midié la permeabilidad hasta que

su valor permaneciera estable por diez volumenes porosos desplazados.

La muestra de las arenas B perteneciente al pozo Llanito 17 mostré una reduccion
de permeabilidad por migracion de finos a una tasa de flujo superior a 2.0 cc / min
gue equivale a 2.5 BPD/pie en campo, con un aporte total por zonas de 14 BPD.
Mientras que la muestra de las arenas C perteneciente al pozo Gala 7 y Gala 12
mostraron una reduccion de permeabilidad por migracion de finos a una tasa de
flujo superior a 2.7 cc / min, que equivale a 4 BPD/pie en Campo con un aporte
total de 110 BPD para Gala 7 y 60 BPD para Gala 12.

La Figura No. 49 muestra el escalamiento de las tasas criticas para los pozos Gala

7 y Llanito 17 respectivamente, a hueco perforado, utilizando Excel.
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Figura N° 49. Escalamiento de la tasa critica para los pozos Gala 7 y Llanito 17 a

hueco perforado.
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El pozo Gala norte 1 en su zona C3 no presentd dafio a la formacion debido a
migracion de finos, debido a que su comportamiento de produccion real no difiere
considerablemente del esperado para este pozo, ademas, no evidencié alto valor
de dafo. Su baja productividad se debe exclusivamente a su alto corte de agua.

El procedimiento de seleccibn de muestras asi como la descripcion de sus
propiedades petrofisicas se encuentran contenidas dentro del Informe de pruebas
petrofisicas de la formaciéon mugrosa By C.

6.4 PROPUESTA DE TASA OPTIMA DE PRODUCCION

La proposicion de la tasa Optima de produccion de los pozos objeto de estudio se
hizo a través del software Wellflo v. 3.8.2, en el cual se model6 el comportamiento

de la produccion a diferentes valores de dafio.

6.4.1 Tasa de operacidon propuesta para Gala 12. En la figura 50 se model¢ el
intervalo cafoneado (6708’ — 6740’) de la formacion mugrosa de la zona C1 del
pozo Gala 12 a diferentes valores de dafio, obteniendo sus respectivos valores de

tasa de produccion e indices de productividad.
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Figura N° 50. Simulacién del intervalo (6708’ — 6740’) formacion Mugrosa — zona

C1, a diferentes valores de dafio.
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Fuente: Software wellflo

La tasa propuesta en campo para el intervalo cafioneado (6708’ — 6740’) del pozo
Gala 12 es de 66 Bbl/dia teniendo en cuenta que el dafio permisible en campo

para este pozoes de S = 2.

6.4.2 Tasa de operacion propuesta para Gala 7. Dado que el aporte maximo de
todas las zonas productivas del pozo Gala 7 fue de 110 BPD a su tasa critica de
operacion, y que la tasa inicial de operacion fue en promedio 300 BPD, se puede

concluir que el dafio de formacién fue originado por migracion de finos.
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Figura N°. 51. Simulacion del intervalo (6488 — 6498’) formacion Mugrosa — zona

C1, a diferentes valores de dafio
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0.0964 152.1 Vogel
0.0859 135.5 Vogel

La tasa que propone el estudio para este pozo y futuros pozos de desarrollo para
estas zonas es de 121 BPD teniendo en cuenta que el dafio permisible en campo

para este pozo es de S = 2.

6.4.3 Tasa de operacion propuesta para Llanito 17. Dado que el aporte maximo
del intervalo cafoneado (5338 — 5342’) del pozo Llanito 17 fue de 14 BPD a su
tasa critica de operacion, y que su tasa inicial de operacién fue en promedio 30
BPD, se puede concluir que el dafio de formacién fue originado por migracion de

finos.
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Figura N°. 52. Simulacion del intervalo (5338’ — 5342’) formacion Mugrosa — zona

B a diferentes valores de dafo
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0.0126 26.8 Vogel

La tasa que propone el estudio para este pozo y futuros pozos de desarrollo para

estas zonas es de 24 BPD con dafio aceptable.

150



CONCLUSIONES

Las conclusiones se fueron dando durante el desarrollo del trabajo, sin embargo,

se mencionan aquellas presentan mayor importancia.

Los pozos Gala 7 y Llanito 17 evidenciaron dafio de formacién por migracion de
finos ocasionado por las condiciones iniciales de produccion, es decir, dichas
condiciones de operacion superaron inclusive dos veces las condiciones de aporte

maximo de las formaciones productoras.

El pozo Gala norte 1 no presenté dafio de formacion por migracion de finos, caso
evidenciado en la prueba, donde no se obtuvo un valor de tasa critica, sin
embargo, presentd una caida considerable entre su potencial a dafo cero y su
comportamiento real, mostrado en la curva de IPR generada en Wellflo. Dado el
caso, se pudo concluir que el dafio posiblemente esta relacionado a su alto corte

de agua.

El pozo Gala 12 se pudo proponer una tasa 6ptima como la manejada en campo a
un dafo de aceptable, es decir, se simuld el comportamiento de su productividad a
diferentes valores de dafio mediante el uso del simulador Wellflo, y se obtuvo una

tasa de 66 BPD para el intervalo cafioneado con un dafio S = 2.
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RECOMENDACIONES

Todo pozo de desarrollo requiere la estimacion de tasa critica de migracion de
finos, debido a que esta tasa da un indicativo de la tasa de operacidn inicial, para

evitar posibles dafios a la formacion.

Para las zonas B y C de la formacion mugrosa, se recomienda manejar un dafio a
la formacion no mayor de S = 2, dado que por encima del antes mencionado, no

es posible el control del dafio mediante el ajuste de la tasa de flujo del pozo.

Todo pozo requiere de una completa evaluacion para no atribuir el dafio a la
formacion a un fendmeno especifico, sino que se requiere conocer los eventos
gue han tenido lugar durante su vida productiva, como en el caso de Gala norte 1,
gue a pesar de presentar un alto valor de dafio de formacién, no presento

migracion de finos, sino que su problema estuvo asociado a su alto corte de agua.

La formacion mugrosa B y C presentaron valores relativamente bajos de tasa
critica de migracion de finos, lo cual es debido a la friabilidad de las arenas. Este
hecho genera problemas al momento de manipular las muestras. Se recomienda
un ajuste adecuado de la presién de confinamiento para evitar fracturar las

mismas.
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ANEXO N° 1

PROCEDIMIENTO PARA LA ELABORACION DE CURVAS IPR Y EVALUACION DE
CORRECCION DE DANOS.

Para poder realizar el estudio de las curvas IPR y mirar potenciales de Produccion de los

Pozos es necesario contar con la siguiente informacion basica del campo y los pozos:

e Analisis PVT

e Propiedades de los fluidos

e Estado Mecénico de los Pozos

e Curvas y Datos de Permeabilidades
e Estudios de Registros

e Propiedades Petrofisicas

e Condiciones del yacimiento (P, T)

Para ello nos ayudamos de la herramienta WELLFLO V 3.8.2 para procesar la

informacioén, obtener resultados, interpretar y evaluar potenciales de produccion.
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MANEJO BASICO DE LA HERRAMIENTA WELLFLO V 3.8.2

1. Ambiente General de la Herramienta

&% WellFlo v3.B - (Untitled)
File Edit “iew DataPreparation Analysis Configure  Help

2. Cargar la Informacion del PVT

%% WellFlo v3.8 - (Untitled) (=13

File Edit View RBEENZEREEWEGN Analysis  Configure  Help

zeneral Data. ..
Well and Flow Type...

Transfer Reservoir Data  #
Deviation Data 4

Equiprnent Crata 4
Gas Lift Data...

Surface ESP Data, .,

ESP Data...
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Reservoir Control [z| Observar que se despliega la

Fluid Type Layer Control siguiente ventana y que los iconos
* Black Oi Layer 1 activos sean los mostrados.
" Dy Gas
" Candenzate
 olatile Oil
Entry Model fv Achive " Inactive
‘0
LD P Add Layer... | Edit Layer. .. |
" Test point data
“ Manual Copy Laver... | Delete Layer |
Wwell Orientation | ok | Cancel |
* Yertical
™ Harizantal Fluid Parameters... |

| Dizplay Compozite IFR... | Seleccionar Fluid Parameters.

De los datos e informaciones suministradas se obtienen los valores para cargar en las

casillas que se observan.

Oil fluid parameters E]

Produced fluid data Layer data

Dl &R gravity: deg AP Layer name Prod GOR  ‘water cut
Oil specific: gravity: lm sp grav SCF/STE  percent
Gas specific gravity: [0.770 sp graw Layer 1 | 115400 32100

Wi ater zalinity; 1850.0 ppm

Wiater specific graviby:  |1.000283  zp araw

Correlationg
Pb, Rz, Bo |Lasater°‘ j Ok | Cancel |
Uo |Beal +Chewetal |

Ug |Earr et al j
Surface Tension |.ﬁ.dvanced j Emulzion Wizcoziby. . |

Copy Previous Data |

Check. . | Match... |
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Observar que el espacio de Correlations para la Pb, Rs, Bo existen 6 métodos de trabajo

para realizar el macheo de datos. Se selecciona un método y entra a Match...

Qil fluid parameters @

Produced fluid data
Dl &P gravwity:

Qil zpecific gravity:
Gaz zpecific grawvity:

W ater zalinity:

Correlations
Pt. Rz, Bo
o
Ug

Surface Tenzsion

Water specific graviky:

15.000  deg &P
094643 spgrav

Layer data
Prod. GOR  water cut
SCF/STR

Layer name

per cent

0.770 Ip Qraw
1860.0 ppm
1.000283  sp graw

Bl

| Lazater*

Glazo®

Standing®
Yazquez-Beggs®
Petrozky-F arshad®
M acan”

|32.100

| [115.400

Copy Previouzs Data ‘

Laper 1

o]

Check. . |

Cancel |

Match. . |

Ermulzion Wiscosity. . |

En el recuadro de Match property se encuentran las propiedades a cargar del PVT.

Match oil properties

I atch property

Observed values

X

Bubble Pt Prezz. - Pressure | | | | | |
Temp
Solution GOF EX | | | | |
Farrn. %ol Fact
D?ir\r?iscgsityac " |1 00.0 | | | | | |
Gas Vizcosity
Bas isc 160 [se0000 | | | | |
2000 | | | | | |
Zern values - |25EI.D | | | | | |
Tuning parameters |3EIEI.D | | | | | |
100000 Calculated wval
0.00000 alculated values
ET | | | | |
00| | | | | |
Tuned Pb or Rz at |11ED | | | | | |
zhd. conditions: :
- 2000 | | | | | |
~ %00 | | | | | |
o T
0K | Cancel | Calculate ‘ | Copy | |
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Se presenta el procedimiento para cargar Bubble Pt Press, Solution GOR, Form Vol
Factor, Oil Viscosity y Z Factor.

Cargar el dato de Bubble Pt Press

X

Match oil properties

bl atch property Obszerved waluss
Eubble Pt Press. TeI:_l'sSSL’"B I I I I I I
uzing correlation: IED.D | | | | | |
Lazater® |1 oo | | | | | |
at produced GOR:
[115.0 [g20.000 | | | | |
115400 SCFASTE
[z00.0 [ [ [ I I I
Zero values -» [250.0 [ [ [ | | |
T uning parameters ISDD.D | I I I I I
1.00000

0.00000 Calculated walues

[50.0 |
[100.0 |

Turned Pb or Rz at

I I I I I
I I I I I
o [116.0 634983 | | | | |

std. conditions:
= |200.0 I I | I I I
e~ |250.0 | | | | | |
k atch: 0. 72975 IBDD'D I I I I I I

Ok I Cancel | Calculate | | Caopy | Flat |

Verificar los datos de SCF/STB, Temp y Bub Pt. Dar clic en Calculate y luego en Plot.
Para Finalizar en OK.
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Cargar los datos de Solution GOR

X

Match oil properties

Match property Obzerved values
Solution GOR . Pressure losnn  |6140  [H140  |2140 1140 |
Emp
Lzing comelation: |5EI.EI | | | | | |
P (T I N A R
at produce :
60 142085 |100673 |F1.218 |42883  |21E42 |
142065 SCF/STE
2000 | | | | | |
Zero valles - |25EI.EI | | | | | |
Turing parameters |3EIEI.EI | | | | | |
1.01181
000001 Calculated values
e 1 ool I I T
ezet tuning
oo | | | | | |
Turned Pb or Rz at |'I1EiEl | | | | | |
std. conditions: :
- 2000 | | | | | |
~ 200 | | | | | |
o oo [ I [ |

ak | Cancel | Calculate | Best fit | Copy | |

Se colocan las presiones del PVT y Los Valores de GOR para cada Presion a Ty. Click

en el siguiente orden: Calculate, Best fit y Plot. Finalizo con OK.
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El autométicamente genera una grafica de los datos reales y el ajuste por el método
seleccionado. Para cada correlacion se realiza el mismo procedimiento anterior y al final

se obtiene la siguiente grafica.

Observed and Calculated Solution GOR in sc

150
112
@
8 )
e
8 7~
=
E
b1
]
]
&
178 o - — = .
- Gbzeriza Solutlon GOR ST = 115.0 cegrees e
_— ate f (Lasater’, anchored]
- s tanding®, ancharsg)
culated Balution azquez-Beggs’. anchored)
|21/ culated Salution (Patrasky-Farshad®, archored]
Calculated Balutien BOR (Macary®, anchered}
~ Calculated Balution GOR (Blase”, anchored)
]

TEO 1000
Pressure [psla)

Para salvar la grafica se elige File, Copy, Aceptar y se pega en un archivo de texto,

presentacion o la convierte a figura para luego ser usada en el reporte final.
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Cargar los datos de Solution GOR

Match oil properties g|
b atch property Obszerved values
Form. Yol. Factar Tefn'rsﬁure |880.0  |614.0  |4140  [2140 1140 [150
uzing correlation: |5EI.EI | | | | | |
TR T B I I I B
al produce: :
[116.0 [1.07080 [1.05650 [1.04550 [1.03280 [1.02610 [1.01420
115,400 SCFASTE
2000 | | | | | |
Zem values -» |25l:|.|:| | | | | | |
T unihg parameters |3EII:I.EI | | | | | |
1.00000
000000 Calculated walues
- 50 | | | | | |
ezet iuning
oo | | | | | |
1160 | | | | | |
2000 | | | | | |
2500 | | | | | |
3000 | | | | | |

b atch:

| Ok, I Cancel | Calculate | Eest fit | Copy | |

Se colocan las presiones del PVT, los Valores de Factor Volumétrico del Oil para cada

Presion a Ty.

Click en el siguiente orden: Calculate, Best fit y Plot.
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El autométicamente genera una gréfica de los datos reales y el ajuste por el método
seleccionado. Para cada correlacion realiza el mismo procedimiento anterior y al final se

obtiene la siguiente gréfica.

Observed and Calculated Form. Vol. Factor in sc

—— &—— - Cobserved Form. Wol. Factorat T = 116.0 degreesF
= Calculated Form. Wel. Factor (Standing”)
Calculated Farm. Wal. Fastar (Vazquez-5eggs’)
Calculated Farm. Vol Factor (Petrosky-Faranad”)
————s——— Calculated Form. Vol Factor (Macary”)
Calculated Form . Wal. Factar |
Calculated Form. Vol Factor (Lasater)

Farm. Vol. Faciar (bbVSTE)

a 250 500 750 1000
Pressure (psla)

Para salvar la grafica se elige File, Copy, Aceptar y se pega en un archivo de texto,

presentacion o la convierte a figura para luego ser usada en el reporte final.

164



Cargar los datos de Oil Viscosity

Se colocan las presiones de medida de la viscosidad,los valores de viscosidad para cada

Presion. Click en el siguiente orden: Calculate, Best fit y Plot.
El automaticamente genera una grafica con datos reales y el ajuste por el método

seleccionado. Para cada correlacion se realiza el procedimiento anterior y al final se

obtiene la siguiente gréfica.

Observed and Calculated &il Viscosity in sc

7o
—— | ——— Chbserved Ol Viscosty at T = 1150 cegreesF
Calculated Ol Viscodty {Beal = Chew =t al”)

8 Viscoaity gl
w
i

1 200 200 1200 1500
Pressurs (oda)

Para salvar la grafica se elige File, Copy, Aceptar y se pega en un archivo de texto,

presentacion o la convierte a figura para luego ser usada en el reporte final.

165



Cargar los datos de Z Factor

X

Match oil properties

r atch properky Observed valuss

Pressure [gg0.0 6140 4140 |214.0 1140 [15.0
Temp
using correlation: |50 o I I I | | I
= Factor Corr. =
Moo [ [ | | | |
|115.0 | j0.9z110 (094310 [09ss00 (0093130 (0099510
[zoo.o [ [ | | | |
Zero waluss -+ [z50.0 I | | | | |
T uning parameters |SDD. o I I I I I I
0713321 P
P alculated walues
A - |S0.0 I I I I I |
=zt buning
__Reset tuning | [To0.0 [ | | | [ |
[118 0 I I I I I |
[zoo o [ | | | | |
[250.0 [ [ | | | |
kM atch: |=00.0 l l l l l l

I Ok I Cancel | Calculate | B ==t fit | Copy | I

Se colocan las presiones del PVT, los Valores de Z Factor para cada Presion a Ty. Click

en el siguiente orden: Calculate, Best fit y Plot.
El automaticamente genera una grafica con datos reales y el ajuste por el método

seleccionado. Para cada correlacién se realiza el procedimiento anterior y al final se

obtiene la siguiente gréfica.

Observed and Calculated Z Factor in sc

1 .
I:L\‘
0.975 o
E D85 o
i
——— — — ©Coserved Z Faclorat T = 116.0 degrees F
—2— Calculated Z Factor (Z Factor Com.™)
Calculated Z Factor (Z Factor Curr.'!.
Galculated Z Factor (Z Factor Gom.”)
pezs - ——%—— Calculated Z Factor (Z Factor Co
Calculated Z Factor (Z Facter Com.”)
Calculated Z Factor (Z Factor Cam.™) =
Ce .
175 525 TOD

350
Prassure (psla}
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Para salvar la grafica se elige File, Copy, Aceptar y se pega en un archivo de texto,

presentacion o la convierte a figura para luego ser usada en el reporte final.

De acuerdo a cada gréfica de las propiedades se selecciona cual es el método que mejor

se ajusta y se deja programado para los siguientes trabajos.

Asumiendo que se obtiene el mejor ajuste con el método de Lasater se obtiene:

Oil fluid parameters E‘ Reservoir Control E|
Produced i cal Laver dda Flud Type Laper ot

) = * i

OlPiges 8O0 deg® | Lyeroare  PolBOR Wacd . E'“Gk . L

T DrGaz

Ol spechicgady  [I%4649  spgar SCFSTE  peicent  Corcerege

Gasspeciicgaviy: (0770 spoav ||-ﬂPE1'| ﬂ |1]5-4|JU 32100 © Walatls Ol

Wter SE‘II'IU 18510 PR . Enty Wodel % Achve " Inaclive

Copy Prewows Data -
Water speci gravhe 1000283 sp giav  Lajorpaamelets ||y ) ey | Edi Laysr.. |

(™ Tesl pont data

O, | Carce | Vered

/el Dientetion | Cancel |
Check... Mach.. @ Varlical |

Ug [Cane al £ " Herizontal | Fluid Paiamzlers...
Curface Tenson | Advancad v Ernulsior Visoshy. | Displap Composie IPF... |

Coirglations

Copy Laper... | Deleie Lape |

Para finalizar dar OK en cada celda y guardar el archivo con extensién *.pvt por File -

Save As.

167



3. Cargar los Datos del pozo de Interés.

&% WellFlo v3.8 - C:\Documents and Settingsie099324 5\Mis documentosisc. pyt

File Edit View EBEENZEREEWEGN Analysis  Configure  Help

General Data...
Well and Flow Tyvpe...
Reservair Conkral. ..

[

Transfer Reservoir Data  #

Deviation Data Well Data...
Equiprnent Data 4 Surface Data, ..
zas Lift Data. ..

Surface ESP Data...

ESP Data...

Reference Point for MDs and TVDs X

i J The MO and TYD walues entered inta this editar would be relative ta the ¥mas Tree at an MD and TVD of 0.

Do you wank bo define the MO and TYD of the ¥mas Tree first?

Si | Mo

Llenar los datos requeridos si se tienen o dejarlos por default.

System Editor: Xmas Tree Data

X]

|lpztrearn temperature: degrees F
el depths measured from at elevation |0 above M5L
Welhead elevation: 1] ft above kSL

Wellhead depth; 1] fk
Heat tranzfer coefficient, air; 100000 BTUAD-ft2-degF -
Ok

Heat ransfer coeficient, sea;  |3000.000 BT d-ft2-degF

Mode name; |><mas Tree Cancel
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Cargar los valores de MD y TVD, se obtiene de la informacion existente del pozo. Permite
maximo 256 datos.

Well Deviation Data - C:\...\Mis documentos\sc. pvt E'

Deviation Data:  [to be entered in increazing order of MO

MD TWD Angle ~ 0K

[ft] [ft] [degrees) | — I— |
1 B000.000  S000.000 i &
2
E Insert Fow |
4
5 [ |
E [ ]
7
8 Pazte |
3
10
11
12
13
kX 3

Una vez se hallan cargado los datos, presionar OK para que el programa calcule el
angle(Degrees).

4. Modelamiento

Se carga el Reservoir Control

i WellFlo v3.8 - C:\Documents and Settings\e0993245\Mis documentoslsc. pyt

File Edit View NEEENZEREEER

B[=1ES

fnalysis  Configure  Help

General Data...
Well and Flow Tvpe...

[

woir Contral. ..

TransFer Reserwoir Data  #
Deviation Daka L4
Equiprnent Daka 4
Gas Lift Data...

Surface ESP Data...

ESP Data...
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Observar que el modulo Entry Model se selecciona Test point data y se da click en Edit
Layer.

Inflow Performance: Oil (Test Data Points) - Layer 1

Layer Parameters IPR Model

Layer preszure:

Layer ternperature; 116.000 degreesz F Charai [ Llert=l:

Relative [njectiviby: 1] per cent

Mid-perf depth [MD); 2579.00 ft

Yaogel

Test point data [total liquid]

Test Pressure 1: 228.20 pzia OF. |
Test Flow Rate 1: 76300 STE/day
Cancel |
Calculate

[ Include non-Drarcy effects |

Calculated walues [total iquid]

Relative Perm... |
Productiity indes [J]: 01462 STEB/dap/pai

Choose PR, |

&bz, open flow [A0F): 4.1 STB/day

Se llena la informacién requerida. Lacasilla Test Pressure 1 srefiere a la Pwfel Test Flor
Rate 1 al caudal pozo.
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Selecccione el IPR model de acuerdo a las caracteristicas del yacimiento y fluido segun el
modelo, la ecuacién y caracteristicas de aplicacion de cada uno. Para este caso de

estudio el modelo es Vogel.

Choose IPR Model - Layer 1 X

IPR Model m
[ e ]

Straight Line

Marm. Pzeudo Preszure
Marm. Pzeudo Pressure (external)

BETN
[ e
[

-
Cosfficient of P in WYogel equation 0.2000
Calculated walues [total liquid)
Productivity indes [J]: 01462 STB/day/psi
Abz. open flow [A0F): a4.1 STE/day

Dar calculate y plot y despliega automaticamente la curva IPR a las condiciones del pozo.

B Graphing Window v3.8 El@lgl
Fil= Edit Zoom Help

Inflow Performance
Test Data Points Model

1000 4

Downhole Flowing Pressure {psia)
2
[=}

50
Total Froduction Rate (STBfday)
Coordinates : X = 14.05375, * = 431.25

Production Index  AOF C-coefficient  n-coefficient
(S TB/dayipsil (STBrday) (STBfdawpsizn)
0.14982 24.1 Wogel

Observar el valor de indice de productividad calculado en la gréafica (0.1462).
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Regresar a la ventana del Reservoir Control y seleccionar Layer Parameters
Edit layer...

Fluid Type Layer Control

* Black Oil Layer 1

" DmGas

" Condenzate

£ alatile Oil

Entry Model (v Active " Inactive

')
Ve PSS Add Layer. .. | Edit Layer... |

" Test point data

{ M anual |:|:||:|_I,I LEI_','E[... | Delete La_l,ler |
Well Orientation K | — |
* Yertical

™ Horizantal Fluid Parameters. .. |

Dizplay Compozite IPR... |
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Ingresar los datos de efective, permeability y layer tickness, el resto de valores se

vinculan automaticamente.

Inflow Performance: Qil [Layer Parameters) - Layer 1

Layer Parameters

Laver pressure: |BE|2.4EIEI pzia “whellbore radiug: 4. 248 in

Layer temperature: |'I 16.000 degrees F Drainage area geaornetry

Fielative |njectivity: |U per cent * Pseudo-radial flow (default]
Effective permeability:  [53.900  md " Pseudo-linear flow
Layer thickness(T%D): |[FO.000  f " Constant pressure boundary
Mid-perf depth [MD]: 257300 ft Configure...
Completion Skin Factors: IFFR todel
Toatal Drarcy skin [S]: ] Current IPR Madel
“ogel
Calculated walues [botal liquid]
Productivity index [1]: 0.2574 STE/day/psi
Libe. open flow [SOF): 1421 STB/day
ak | Cancel | Skin Analpsis. .. |
Felative Perm... | | Calculate I Choosze IPF... |

Realizar un ajuste por prueba y error para calcular el valor del dafio causado al pozo. Para
ello se realiza el siguiente procedimiento ingresando a Data Preparation Reservoir
Control. En la ventana de Reservoir Control se selecciona Layer parameters y después

Edit Layer.
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Utilizo la funcién Skin Analisys.....

Inflow Performance: Oil (Layer Parameters) - Layer 1

~ Layer Parameters
Layer pressure: W psia Wellbore radius: W in
Layer temperature: FW degiees F | Drainage area geometry
Relative Injectivity: IU—- per cent " Pseudo-radial flow (default
Effective permeability: W md " Pseudo-inear flow
Layer thickness(T¥D): |70.000  ft " Constant pressure boundary
Mid-perf depth (MD):  |2579.00 ft Configure...
~ Completion Skin Factors: - IPR Model
Total Darcy skin [S): 0 Current IPR Model :
Total Mon-Darey skin (D] 0 1/5TE/day Yogel
i~ Calculated values [total liquid)
Productivity index [J): 0.2574 STB/day/psi
Non-Darey tlow coeff. [F] 1 pai/(lbs/day]2
Abs. open flow [A0F): 1481 STB/day
0K | Cancel | Skin Analysis... |
Relative Perm... I Calculate I Choose IPR... I

Para calcular el valor del dafio actual del pozo se comienzan a dar valores en la ventana
total Darcy Skin(S) y se le da calculate OK.

En la ventana anterior de Inflow Performance el calcula un valor de productivity index.
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Se continua trabajando con la funcion Skin Analysis... hasta obtener un valor de S que
iguale el valor de (J) con el IP (0.1462) de la gréfica de IPR. Ese valor que se obtiene es
el valor actual del pozo.

Skin Analysis : Completion - Layer 1 le

Completion

" Open Hole

" Open Hale with Gravel Pack Lancel

*+ Cased Hole

" Cazed Hole with Gravel Pack

" Fractured QEalculate
" Frac-and-Pack Open Haole Plot IPR...
" Frac-and-Pack Cazed Hole

Wiell Test Resultz

Tatal Darcy zkin [S]: n
[ Usze calculated skins

[ Inchude non-Darcy effects
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