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TITULO: METODOLOGIA PARA IDENTIFICAR LOS FACTORES GEOMECANICOS Y
GEOLOGICOS INFLUYENTES EN TRATAMIENTOS DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO EN
POZzOS DE UN CAMPO COLOMBIANO.*

AUTOR: IVAN ARTURO VECINO VILLAMIZAR**

PALABRAS CLAVE: Fracturamiento Hidraulico, Generacién y propagacion de la fractura
hidraulica, Factor geomecanico, Factor geoldgico, Modelamiento geomecanico, Pruebas de
presion de fracturamiento hidraulico, Metodologia.

RESUMEN. El fracturamiento hidraulico es la técnica de estimulaciéon mas utilizada alrededor del
mundo, en yacimientos de baja permeabilidad y alto dafio, principalmente por el incremento que
se alcanza en las tasas de produccién después de realizar el tratamiento.

Pese al impacto en la industria petrolera, para que dicha efectividad pueda ser alcanzada, es
importante tener en cuenta que éste proceso se encuentra en funcién de ciertos factores, siendo
los relacionados con el medio de propagacién, es decir la formacion de interés, los de mayor
influencia.

Es por ésta razon que el presente trabajo inicia con un estudio teérico de los factores de tipo
geomecanico y geologico generalmente relacionados con el desarrollo de los tratamientos de
fracturamiento, asi como de diversas técnicas de analisis de presiones como las graficas de Nolte-
Smith y “Funcion G”, y andlisis de pruebas PRE-FRAC, presentando ademas la manera cémo
éstos factores pueden ser identificados a través de las mencionadas técnicas de andlisis de
presiones.

Tomando como base lo anterior y a través de la caracterizacion del campo de aplicacion, logrando
asi su pleno conocimiento y patronamiento, se desarrolla como objetivo principal de la
investigacién, una metodologia que permite identificar qué factores de los estudiados con
anterioridad pueden ejercer influencia, haciendo uso del conocimiento de su efecto en el proceso
de propagacion asi como del mencionado andlisis de las pruebas de presion, logrando un mejor
entendimiento del comportamiento del tratamiento y asi mismo a través de la comparacion de los
resultados arrojados por la metodologia, con los obtenidos en el tratamiento como tal, validarla,
para extender su uso a futuros fracturamientos, lo que ayudaria a aumentar la fiabilidad previa a su
ejecucion.

*proyecto de grado

**Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director:

Fernando Calvete. Codirector: Sergio Ardila. Reinel Corzo.
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TITLE: METHODOLOGY TO IDENTIFY THE GEOMECANICHAL AND GEOLOGICAL FACTORS
INFLUENTIAL IN HYDRAULIC FRACTURING TREATMENTS IN WELLS OF A COLOMBIAN
FIELD.

AUTHOR: IVAN ARTURO VECINO VILLAMIZAR**

KEYWORDS: Hydraulic Fracturing, Generation and propagation of a hydraulic fracture,
Geomechanical factor, Geological factor, Hydraulic Fracturing Pressure Tests, Geomechanical
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ABSTRACT. Hydraulic fracturing in the well’s stimulation most used technique worldwide, in low-
permeability and high damage reservoirs, mainly due to the increase that occurs at production rates
after the treatment.

Despite the impact on the oil industry, that such effectiveness can be achieved, it is important to
note that this process is in function of some factors, where the related with the propagation medium,
I mean the reservoir, are the most influential.

Is for this reason that the present document begins with a theoretical study of the geomechanical
and geological factors generally associated with the developments of hydraulic fracturing
treatments, as well as various pressure analysis techniques such as Nolte-Smith and G Function
plots, also presenting how these factors can be identified by the pressure analysis techniques
mentioned above.

Based on the above and through aplication field characterization, its develops like the principal
objective of this investigation, a methodology to identify what factors of the previously studied could
influence, using the knowledge of the effect in the propagation process and analysis of the pressure
tests, achieving a better understanding of the behavior of treatment as well through comparation of
the results from the application of the methodology with obtained results at real fracture treatmens,
validate it, which will allows use it in future treatment, which will help to increase the realibility
previous to the execution.

*xl

**lPhysicaI-ChemicaI Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Director: Fernando
Calvete. Codirector: Sergio Ardila. Reinel Corzo.
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INTRODUCCION

Desde los inicios de la industria petrolera, llevar a un maximo la produccion de los
pozos es uno de los principales objetivos que se traza en el desarrollo de un
campo. Para lograr lo anterior, un incontable numero de técnicas de estimulacion,
unas no tan exitosas como otras, han sido implementadas o al menos probadas,

buscando alcanzar esos elevados indices que aseguren el éxito de la inversion.

Una de éstas técnicas es el fracturamiento hidraulico, que debido a los excelentes
resultados que se presentan después de su implementacion, se ha convertido sin
duda en la técnica de estimulacion del yacimiento, més popular dentro del marco

de alcanzar los ya mencionados y anhelados incrementos de produccion.

Pese a esta positiva prospectiva que esta arraigada a los tratamientos por
fracturas inducidas, para que dichas efectividades puedan ser exitosamente
alcanzadas, debe tenerse en cuenta que los tratamientos de fracturamiento
hidraulico son afectados durante su desarrollo por un amplio numero de
factores de todo tipo que se relacionan con los resultados obtenidos y que los

convierten en una operacion de alta complejidad.

Dentro de estos factores, los de indole geomecanico y geoldgico pueden ser
considerados como los de mayor grado de afectacién, debido a la directa relaciéon
de dependencia e interaccidn que tiene la fractura hidraulica inducida con el medio
en el cual se encuentra propagandose y las condiciones bajo las cuales esta
ocurriendo dicho proceso de propagacion, lo cual afectara directamente la
geometria lograda y consecuentemente la efectividad de dicho tratamiento en

términos de produccion.

Es asi como inconvenientes en algunas ejecuciones para iniciar y realizar el

proceso de propagacion, conllevaron a requerir un estudio de la manera como
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ciertos factores de tipo geomecéanico tanto geoldgico podrian encontrarse

afectando dicho comportamiento.

Por lo anterior, y como eje central del presente proyecto, es de vital importancia
identificar y estudiar los factores tanto de tipo geomecanico como geoldgico que
pueden ejercer alguna influencia sobre el proceso de propagacion y crecimiento
de una fractura hidraulica inducida en el yacimiento, logrando asi un mejor
entendimiento sobre la manera en que dichos factores afectan éste proceso y por
consiguiente establecer un criterio que permita reconocer los panoramas en los
cuales un tratamiento de este tipo puede ser ejecutado con la mayor
prospectividad de éxito y correcto desarrollo posible.

Con el fin de lograr lo anterior, en el presente proyecto se entrega una herramienta
de tipo metodolégico que permite identificar cuéles de dichos factores
geomecanicos y geoldgicos ejercen algun tipo de influencia en los tratamientos por
fracturas hidraulicas inducidas tanto en su proceso de creacibn como de
propagacion, para lo cual se inicia con la revision y estudio de los factores que la
literatura y la experiencia han mostrado como los de mayor influencia asi como del
uso de diversas técnicas desarrolladas dentro del marco de la industria del
petréleo, tales como el analisis de las presiones de fracturamiento, logrando de
éste modo un mejor entendimiento del efecto en el comportamiento de dicha
fractura. Asi, con éste conocimiento adquirido se plantea el procedimiento
metodoldgico, para posteriormente tras una caracterizacibn geomecanica y
geoldgica previa del campo de aplicacién, la cual permitira conocer los estados de
esfuerzos, propiedades de la formacion asi como condiciones geolégicas, realizar
dicha aplicacion, logrando de ésta manera conocer cudales de los factores
estudiados influyen y la forma como lo hacen en el desarrollo de tratamientos por
fracturas en los pozos de éste campo, y asi mismo a través de la comparacion de
éstos resultados de la metodologia con los obtenidos en el tratamiento como tal,
validarla, para extender su uso a futuros fracturamientos, lo que ayudaria a

aumentar la fiabilidad previa a su ejecucion.
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1. TRATAMIENTOS DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

1.1. ORIGEN E HISTORIA DEL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El fracturamiento hidraulico es una de las técnicas de estimulacién de pozos mas
populares y aplicadas alrededor del mundo, debido principalmente a los
excelentes incrementos en productividad que presentan los pozos después de ser

sometidos a dicha técnica.

Esta practica surgi6 como resultado de varios afios de experimentacion en
laboratorio y estudios de campo, cuando en marzo de 1949 una compafia
norteamericana, realiz6 de manera simultanea los dos primeros tratamientos de
fracturamiento con fines comerciales en un campo ubicado en el sur de Texas. Asi
nacié uno de los procesos de estimulacién de mayor importancia que se haya

desarrollado en el marco de la Industria Petrolera.

Reseria Histérica del Fracturamiento Hidraulico

En si, los primeros tratamientos de fracturamiento hidraulico se mantuvieron
dentro de un limite muy conservador. La inyeccién de voliumenes de 200 a 400
galones de fluido era considerado como un tratamiento promedio, y el doble de

estas cantidades era ya de por si un trabajo grande.

Actualmente, dichos tratamientos son muy diferentes en comparacion a los que se
realizaban hace mas de 35 afios. Aun cuando todos los dias se completan un gran
namero de trabajos relativamente pequefios, es comun ver alrededor de un pozo

equipos bombeando de 200000 a 500000 galones de fluido fracturante.

Las estimaciones mas conservadoras demuestran que tres de cada cuatro pozos
tratados han experimentado aumento de produccién provechoso y a su vez han

incrementado en forma considerable el potencial de los yacimientos. En la
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actualidad muchos campos existen gracias a esta técnica. Sin el Fracturamiento
Hidraulico se hubiera dejado de lado muchos campos productivos considerandolos

Como no comerciales.

1.2. DEFINICION DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Desde sus inicios, alrededor de un millon de estimulaciones por fracturas
hidraulicas han sido desarrolladas y actualmente cerca de un 35% de los nuevos
pozos que se perforan, posteriormente son candidatos a ser estimulados a traves

de ésta técnica.

Un tratamiento de fracturamiento hidraulico de un pozo consiste en la inyeccion de
un fluido a alta presion, el cual es denominado fluido de fractura, hasta la
profundidad a la que se encuentra la roca objetivo, para lograr la falla de la misma,
0 en otras palabras, hasta fracturarla, creando asi un “habil camino” para que los
fluidos almacenados en la formacion se desplacen con una mayor facilidad hacia

la cara del pozo (Figura 1).

Figura 1.Esquema general de un tratamiento de Fracturamiento Hidraulico.

Fuente: Peirce, Anthony. Hydraulic Fracture: multiscale process and moving interfaces. University of British
Columbia. 2005.
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1.2.1. Descripcion del proceso

El proceso de fracturamiento hidraulico basicamente consiste en una mezcla de
quimicos especiales para obtener un fluido apropiado y asi poder bombearlo a
altas tasas y presiones para acuiar y extender la fractura. Inicialmente un fluido
llamado “Pad” (fluido de fracturamiento) es bombeado para la fractura inicial, la
primera cantidad de fluido que entra en la fractura se encarga de su creacién y del
control de la perdida de fluido dentro de la formacion, a lo largo de las superficies

de esta misma creadas por la fractura, las cuales son las paredes de ésta.

Luego se bombea una carga mayor que la anterior, pero esta es llenada con unos
granulos que reciben el nombre de propantes, los cuales deben presentar
caracteristicas de redondez, resistencia y tamafo perfectas, ya que su funcién es
sostener y mantener abierta la fractura para que de esta manera pueda existir un
flujo desde el yacimiento hacia la cara del pozo. Estos propantes son mezclados
con el fluido base en un blender o mezclador para luego ser bombeados hacia la

fractura.

Una vez han sido inyectados el propante y el fluido de fractura, la presion
hidraulica disminuye y la operacién de bombeo en superficie se finaliza. En este
punto el fluido ha llegado a la punta de la fractura y se conserva una pérdida de

éste.

La etapa final del proceso consiste en degradar el fluido de fractura después del
tratamiento, el cual disminuye su viscosidad a través del tiempo por efectos de la
temperatura del pozo y la tasa de corte con el fin de ser removido por flowback.
Esto permitird, finalmente, la producciéon de los fluidos que se encuentren

almacenados en la formacion?.

’Mader, Dettlef. HYDRAULIC PROPPANT FRACTURING AND GRAVEL PACKING. Elsevier Science Publishers. 1989.
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Figura 2. Proceso de creacion de una fractura hidraulica.
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fluido continda

(d) La fractura se cierra sobre el propante. £l pozo
estd listo para la produccion despues que la
viscosidad del fluido se ha degradado.

Fuente: ARDILA, SERGIO. , RODRIGUEZ, JUAN. “Aplicacion del Disefio Unificado de Fractura para
Optimizar y Evaluar los Tratamientos de Fracturamiento Hidraulico en un Campo Colombiano”. Trabajo de
Grado. UIS. 2012.

1.3. ¢EN QUE CASOS SE DEBE REALIZAR UN TRATAMIENTO DE
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO?

1.3.1. Aumentar el indice de produccion en zonas con bajos valores de
permeabilidad

Existe una gran cantidad de formaciones que aunque presentan excelentes
valores de porosidad, reservas y presion de poro, no pueden llegar a considerarse
como prospectos productores debido al bajo valor que presentan en su
permeabilidad efectiva. Es por esta razén, que realizar un tratamiento con
fracturas hidraulicas profundas a través de dichas formaciones ayudara a

incrementar la conductividad de éstas y por consiguiente su area de drenaje, para
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finalmente lograr acelerar el recobro de grandes cantidades de hidrocarburos que
inicialmente no hubiese podido producirse.

Los pozos nuevos que son fracturados, a menudo responden a primera instancia
con una productividad de varios de cientos de veces superior al ensayo inicial.
Ocasionalmente, este alto incremento de productividad puede ser mantenido. Los
pozos viejos en bombeo, generalmente responden con incrementos de cinco a

diez veces la produccion inicial.

1.3.2. Remover el dafio en las cercanias al pozo

Al iniciarse la produccién de un yacimiento, generalmente pueden presentarse
problemas en las vecindades de la cara del pozo por situaciones como migracion
de finos, depositacion de parafinas y asféltenos asi como arenamiento, entre

otros, que pueden llegar a afectar los canales de flujo en esta region.
Cuando se presentan dichas situaciones, es posible realizar una fractura

hidraulica con el fin de “eliminar” este dano en el pozo y asi permitir que los

hidrocarburos sigan fluyendo normalmente desde la formacién hacia éste.

Figura 3. Fractura hidraulica inducida con el fin de remover dafio en cercanias a la cara del pozo

Invaded Zone

True Formation

Fracture

Damaged Zone

Fuente: Tomado de la web: http://www.fekete.com/software/welltest. Minifrac Test.
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1.3.3. Mejorar las condiciones de un posible recobro secundario

En ciertas formaciones en las cuales no existe o ya se ha agotado el tipo de
empuje que sostenia la presidén en el yacimiento, se hace necesaria la inyeccion
de un fluido (generalmente agua o gas) con el fin de recuperar dicho empuje de
los fluidos y consecuentemente aumentar los indices de productividad del pozo.
Por esta razon, en algunas ocasiones, el fracturamiento hidraulico se realiza
buscando aumentar la capacidad de dichos pozos para aceptar fluido en estos

procesos de inyeccion.

1.3.4. Eliminacién de residuos y fluidos en superficie

La industria del petréleo dentro de sus actividades produce una gran cantidad de
residuos, los cuales por disposiciones ambientales y gubernamentales deben ser
tratados cuidadosamente.

Como solucién a esto, se ha planteado desechar estos residuos por medio de su
inyeccién en las formaciones geoldgicas a través del uso de fracturas hidraulicas

gue garanticen llevar estos fluidos hasta los depdsitos requeridos.
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2. GEOMECANICA DE LOS TRATAMIENTOS DE FRACTURAMIENTO
HIDRAULICO

2.1. PARAMETROS GEOMECANICOS EN EL FRACTURAMIENTO
HIDRAULICO

La operacion de fracturamiento hidraulico como tal se encuentra directamente
relacionada a la mecénica de rocas asi como a diferentes parametros de tipo
geomecanico, entre los cuales se les considera como los de mayor importancia a

los mencionado a continuacion.

2.1.1. Esfuerzos principales e In-Situ

A menudo se asume que en los yacimientos los esfuerzos principales, los cuales
en orden de magnitud de mayor a menor valor pueden ser expresados como
o, > 0, > 03 , Se encuentran en la misma direccion que los esfuerzos in-situ.
Estos esfuerzos son generalmente descompuestos en tres grupos: esfuerzo
vertical (oy), esfuerzo horizontal maximo (oy) y esfuerzo horizontal minimo (ay,),
considerando que son perpendiculares entre si y estan orientados en sentido

vertical y horizontal, como puede verse en la figura 4.

En la situacion en la cual el anterior es el caso, el tensor de esfuerzos en ese
punto deja de tener nueve componentes (tres normales y seis de corte),
presentando solamente tres componentes actuando en forma perpendicular
(normal al plano), es decir, en esta situacion los esfuerzos o componentes de corte
actuando en la caras paralelas se anulan, resultando en un tensor de esfuerzos

como el mostrado en la figura 4 (derecha).
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Figura 4. Esfuerzos normales y de corte actuantes en un cuerpo junto con su respectivo tensor.

Oxx Txy Txz
o=|Tyx Oy Ty 0(.;)( 0 g
TZX TZX GZZ 0= Jyy

0 0 0,

Fuente: Modificado de COOK, et al. “Las rocas importan: Realidades de la Geomecénica”. Qilflield Review.
Schlumberger. Invierno 2007-2008.

2.1.2. Esfuerzo efectivo

El esfuerzo efectivo es considerado como la carga que efectivamente soporta el
cuerpo rocoso sin tener en cuenta las cargas que son sostenidas por los fluidos

alli almacenados. Por lo anterior, dicho esfuerzo efectivo esta dado por:

o =0-F Ecuacion 1
Donde,
o = Esfuerzo efectivo (psi)
o= Esfuerzo total aplicado a la roca (psi)

P,= Presion de poro (psi)

Biot realiz6 una modificacién para considerar el cambio en el volumen de poro, lo

cual afecta la respuesta mecanica de la roca:
o = o—aP, Ecuacién 2

Donde a es la constante de Biot, que describe la eficiencia de la presion del fluido

en contrarestar el esfuerzo total aplicado, y se encuentra en un rango de 0 a 1.
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2.1.3. Presion de poro

La presion de poro se define como la fuerza que ejercen los fluidos que se
encuentran confinados en el espacio poroso de la roca. Si el incremento en la
presion de sobrecarga por la depositacion de sedimentos no excede la tasa a la
cual el fluido puede escapar del poro, siempre existira una conexion de los fluidos
desde superficie hasta la profundidad de interés.

El método maés utilizado para calcular dicha presion es el del Eaton (1975), el cual
tiene como principio de que al leer valores de resistividad o acusticos de registros
de pozos provenientes de shales, siempre existira una linea de tendencia normal a
través de una seccion que esta normalmente presurizada, dada por la ecuacion
que lleva su nombre:

S

P S P .,
=2 [_ — —“] x f& Ecuaciéon 3
D D D D

Donde,

P = gradiente de presion de poro (psi/ft).

lw Ol

= gradiente de presion de sobrecarga (psi/ft).

T o

n

5" gradiente normal de presiéon de poro (psi/ft).

f*= parametro de ajuste.

2.1.4. Gradiente de fractura

El gradiente de fractura puede ser definido como la presién por pie de profundidad
necesaria para que la formacién empiece a fallar por tension. Para esto, el fluido de
fracturamiento tiene que vencer el esfuerzo minimo horizontal tangencial presente en
la cara del pozo mas la resistencia a la tension. El gradiente de fractura esta
influenciado por factores como pérdidas de presion por friccion, tortuosidad en las

formaciones, cafoneos, la trayectoria del pozo e intercalaciones de shale y arena.

El esfuerzo tangencial en la direccion del esfuerzo maximo horizontal esta dado

por:
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o, = 30y, — oy — P, Ecuacién 4

Definiendo asi la presién necesaria para lograr la iniciacion de la fractura (Hubbert
and Willis, 1957) cuando:

Py > 30y, —oy — P, + To Ecuacion 5

Donde:

Pw: Presion de iniciacion de fractura (psi)
oy,. Esfuerzo horizontal minimo (psi)

P,: Presion de poro (psi)

To: Resistencia tensil de la roca (psi)

2.1.5. Presion de cierre

La presion de cierre de fractura es sinbnimo de esfuerzo In-Situ minimo y se le
puede definir como la presion minima que debe existir en el cuerpo de la fractura
para mantenerla abierta, por esto, cuando la presion alli es mayor que la presién
de cierre, la fractura permanece abierta. Cuando la presidbn es menor que la

presion de cierre de la fractura, se considera que ésta se ha cerrado.

2.1.6. Distribucion de esfuerzos alrededor del pozo

Una vez un pozo es perforado, el estado de equilibrio de esfuerzos en el que se
encontraba la formacién es alterado, lo cual causa una nueva reorganizacion de
estos esfuerzos, creando los llamados “esfuerzos en la cara de pozo”. Estos
esfuerzos pueden ser vistos en la figura 5.

A grandes distancias desde el pozo, estos tienden a hacerse nulos hasta llegar a

los valores de los esfuerzos in-situ debido a que no alcanzan a ser perturbados.

29



Figura 5. Distribucion de esfuerzos alrededor del pozo.

o= esfuerzo radial
o= esfuerzo tangencial

o,= esfuerzo axial

h-—‘—‘-‘_‘_‘—'_‘—-_

Fuente: OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect — Geomechanics
Update”. 2009.

Los esfuerzos anteriores pueden ser calculados a través de las siguientes
expresiones en funcion de los esfuerzos principales in-situ, al suponer que se trata

de un pozo vertical en el cual oy # oy,.
-1 1D}y ! 1435 45 0520 + py, S Ecuacion 6
Oy = E(O_H +op) x11 - —ft3 (og —op) *11+ — — 4§ cos28 + p,,— Ecuacion

2 4 2
o= 2(on +0p) * {1+ 72} —~ (o — 0n) * {1+ 3%} cos26 — p,, "  Ecuacion 7

r
_ 1 3, .,
Oy = Oy —3 (og —op) *v* (4= — ) cos26 Ecuacién 8

Donde,

oy,: Esfuerzo horizontal minimo (psi)

oy Esfuerzo horizontal maximo (psi)

oy: Esfuerzo vertical (psi)

. Radio del pozo (ft)

0:Angulo entre un punto del pozo y la direccion del esfuerzo horizontal maximo.

P,: Presion del fluido en el pozo (psi)
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2.2. GEOMETRIA DE LA FRACTURA HIDRAULICA

Una vez el fluido fracturante rompe la formacion, la fractura inicia su propagacion a
través de esta, la cual esta en funcion de una diversa cantidad de parametros
como las propiedades mecanicas de la roca, propiedades del fluido fracturante,
condiciones de inyeccion del fluido (tasa de flujo y presion), la magnitud y
orientacion de los esfuerzos a través del medio poroso y entre otros muchos, los

cuales seran el centro de estudio del presente trabajo.

La figura 6 muestra una fractura idealizada con dos alas de fractura simétricas y
de forma eliptica ubicadas a lado y lado del pozo. En la realidad, la situaciéon es
mucho mas compleja. Sin embargo, en ésta figura puede observarse los
principales pardmetros que definen la geometria de una fractura hidraulica

inducida: la longitud, Xf, la altura, hs, y el ancho, wy, que son asumidos como

maximos en dicho caso ideal.

Figura 6. Geometria ideal de una fractura hidraulica.

h

Fuente: ECONOMIDES,M. MARTIN, T. “Modern Fracturing: Enhancing Natural Gas Production”. BJ Services
Company. 2007.

Asi como la permeabilidad tiene un gran efecto en la produccion de una formacion
sin fracturar, también tiene similar impacto en la produccion posterior en un
intervalo estimulado por fracturamiento hidraulico.

Formaciones con baja permeabilidad requieren estimulacion porque estas no

poseen la suficiente capacidad para que los fluidos se desplacen a través de ella
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de manera natural en tasas economicas, asi tenga altas cantidades almacenadas
en los poros. En este caso es facil generar una fractura muchas veces mas
conductiva en dicha formacion. Las fracturas de este tipo se les considera que son
disefiadas para la longitud.

El fracturamiento en formaciones de alta permeabilidad es algo diferente. Las
fracturas en estos casos son disefiadas para ser cortas y altamente conductivas,
con el fin de mitigar los efectos de reduccion del flujo causado por el efecto dual

proveniente del dafio de formacion en las cercanias al pozo.

Con respecto a la geometria, la altura de la fractura tiene como el motivo mas
importante de su confinamiento en la zona de interés al contraste de esfuerzos y la
relacion de espesor entre dicha formacién y las adyacentes, tal como se vera en
capitulos siguientes.

Por su parte, el ancho de fractura se encuentra directamente relacionado con el
valor de los esfuerzos principales y del médulo de Young, siendo asi que cuando
se presenta un alto valor de dicho modulo, el ancho tiende a ser pequefio en
comparacion con la longitud de dicha fractura pues la roca se encuentra mas

cohesionada, lo que dificulta su separacion transversal.

2.3. PROPAGACION Y ORIENTACION DE LA FRACTURA HIDRAULICA

Los esfuerzos in situ y las propiedades de la roca son los agentes que mayor
influencia tienen en el proceso de propagacion y orientacion de la fractura
inducida, controlando su geometria asi como su direccion.

El esfuerzo méaximo In Situ da la direccion de crecimiento de fractura, mientras el
minimo da el azimut que esta tomara. Por ejemplo si se tiene un régimen de
esfuerzos de tipo normal (o, > oy > g3,), la fractura crecera verticalmente pero la
direccién de su propagacién o azimut, estard dada por la direccién del esfuerzo
minimo horizontal (g3,), tambien llamado esfuerzo de cierre de la fractura ,siendo
siempre perpendicular a éste, es decir en direccion del esfuerzo horizontal maximo
(oy) (Figura 7).

32



Figura 7. Direccion de crecimiento y azimut de una fractura hidraulica.

Fuente: ECONOMIDES,M. MARTIN, T. “Modern Fracturing: Enhancing Natural Gas Production”. Chapter 4:
Hydraulic Fracture Design for Production. BJ Services Company. 2007.

Como se mencion6 anteriormente, la configuracion del régimen de esfuerzos esta
en funcion de las magnitudes de cada uno de los esfuerzos principales de la
formacion. Dependiendo de esas magnitudes, se tendra cierta direccion de

crecimiento de la fractura a través de la formacion.

2.3.1. Fractura vertical

Una fractura vertical es creada cuando uno de los tres esfuerzos principales se
encuentra paralelo al pozo, a excepcién del esfuerzo mas pequefo. Es el tipo de
fractura mas comun y que por lo general busca obtenerse en la ejecucién del

tratamiento de fracturamiento.

Figura 8. Esquema de una fractura vertical.

Fuente: CONTRERAS, O. M.; RODRIGUEZ, W.A_; “Desarrollo de la metodologia para estimar el gradiente de
fractura de la formacién K1 de un campo de la Superintendencia de Operaciones Apiay”. Trabajo de Grado.
UIS. 2008.
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2.3.2. Fractura horizontal

Si el esfuerzo menor esfuerzo horizontal In Situ es paralelo al eje del pozo,
entonces la fractura creada serd horizontal. La fractura iniciada en la pared del
hueco es vertical; una vez esta se extienda y salga de la influencia del pozo, el

plano de fractura cambia y contintda creciendo horizontalmente.

Figura 9. Esquema de una fractura Horizontal.

Fuente: CONTRERAS, O. M.; RODRIGUEZ, W.A.; “Desarrollo de la metodologia para estimar el gradiente de
fractura de la formacion K1 de un campo de la Superintendencia de Operaciones Apiay”. Trabajo de Grado.
UIS. 2008.

La tabla 1 muestra los tres regimenes de esfuerzos que pueden darse por la
diferente configuracion en magnitud de estos, asi como el tipo de fractura que se

obtendra en cada una de las situaciones.

Tabla 1. Direccién de propagacion de fracturas hidraulicas en funcién del régimen de esfuerzos.

Régimen de Esfuerzos Magnitud de los Direccidon de propagacion
esfuerzos de la fractura
Normal ay > oy > oy, Vertical
Inverso oy > op > oy Horizontal
Rumbo-Deslizante oy > oy > oy Vertical

Fuente: El Autor.

La anterior tabla permite observar que tanto en el réegimen normal como en el

rumbo deslizante, la configuracion de fractura que se obtiene es de tipo vertical,
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debido a que el esfuerzo principal minimo sigue siendo el esfuerzo horizontal
minino, por lo cual la fractura estara propagandose en direccion perpendicular a

este conservando su configuracion vertical.

Noétese que cuando el esfuerzo minimo principal deja de ser el esfuerzo minimo
horizontal, la fractura pasa a tener una forma horizontal o plana, debido a que
ahora, el esfuerzo minimo serd el esfuerzo vertical, por lo cual la fractura

empezard a propagarse en direccidén perpendicular a este esfuerzo.

2.3.3. Tortuosidad de la fractura

La tortuosidad puede definirse como ese camino enroscado y de alta dificultad que
debe realizar el fluido desde el pozo hasta el cuerpo principal de la fractura. Esto
ocurre generalmente cuando las perforaciones o disparos del pozo no se
encuentran alineadas con la direccion del esfuerzo maximo principal o plano
preferencial de fractura, por lo cual la fractura gira desde la posicion en la cual se
inicia hasta encontrarse con dicho plano y asi continuar con su crecimiento a
través de la formacién, como puede observarse en la figura 10.

Este fendmeno de tortuosidad puede afectar seriamente el proceso de

propagacion de la fractura asi como su geometria.

Figura 10. Efecto de la tortuosidad en el proceso de propagacién de una fractura inducida.

Restriccion

Disparos

Fuente: Modificado de PEMEX, EXPLORACION Y PRODUCCION. “Guia de Disefios para Fracturamientos
Hidraulicos”. Pemex UPMP. 2008.
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En la figura anterior, las flechas azules representan el camino “enroscado” que
debe recorrer el fluido de fractura para iniciar su propagacion a través del plano
preferencial. Entre las consecuencias mas serias que podria acarrear este

fendémeno de tortuosidad estan, entre otros:

e Screen-outs prematuros, causados principalmente por la reduccion que se
presenta en el ancho de fractura en el proceso de reorientacion del cuerpo
principal de esta, que termina en una restriccion al flujo del fluido y posterior
detenimiento del crecimiento de dicha fractura.

e Fracturas reorientadas.

e Formacion de multiples fracturas.

e Detenimiento de la operacion.
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3. FACTORES GEOMECANICOS Y GEOLOGICOS INFLUYENTES EN EL
COMPORTAMIENTO DE LA FRACTURA HIDRAULICA.

El estudio del ambiente de propagacion de la fractura inducida, los fluidos
involucrados en su creacidén asi como la manera en que estos pueden afectar su
comportamiento, ha sido fundamental para dia tras dia reducir la incertidumbre y

tratar de garantizar el desarrollo 6ptimo en la ejecucion de éstos tratamientos.

Hacia el afio 1957, Hubbert y Willis® dan el primer paso en el estudio del
fracturamiento hidraulico enfocandose en la mecéanica del subsuelo. Este estudio
parte de los conceptos de la mecanica general para llegar al andlisis de
situaciones concernientes a dichas fracturas, tales como el estado de esfuerzos en
la formacion, el tipo de falla a presentarse en la roca a fracturar asi como los

posibles efectos de la anisotropia en la geometria y la orientacion de éstas.

A medida que fue aumentando la magnitud de los tratamientos y la complejidad de
las formaciones a fracturar, los avances en los aspectos de tipo geoldgico y
geomecanico fueron ganando importancia paralelamente. Determinar qué
factores afectaban dicho comportamiento y la manera en que lo hacian se
convirtid en una necesidad fundamental a la hora de una buena planeacién y alta

expectativa de éxito del proyecto.

Para el presente proyecto, se analizaran los factores de este tipo que a lo largo de
diferentes investigaciones realizadas (Osorio®, Willis Et AI°, NSI Recopilation®,
entre otros), las cuales son la base para el inicio del desarrollo del presente

proyecto, han sido relacionados como los de mayor criticidad en el

3 Hubbert, M.K. and Willis, D.G. “Mechanics of Hydraulic Fracturing”. Washington, D.C. and Altern, California. 1957.

* OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect — Geomechanics Update”. 2009.

> WILLIS, R.B.; FONTAINE, J.; PAUGH, L.; and GRIFFIN, L. “Geology and Geometry: A Review of Factors Affecting the
Effectiveness of Hydraulic Fracturing.” SPE 97993. 2005.

®Nsl TECHNOLOGIES, INC. “Bases, Design and Applications of Hydraulic Fracturing”.
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comportamiento de la fractura, siendo asi de primera prioridad identificarlos a ellos

asi como a su efecto, a la hora de planear futuros tratamientos. Dichos factores

son:

o Tipo de falla de la roca.

o Orientacion del pozo.

o Presencia de fracturas naturales y multiples.

o Anisotropia de esfuerzos horizontales principales.

o Presencia de fallas geoldgicas y tectonica activa.

o Contraste de esfuerzos de cierre entre formaciones adyacentes.
o Propiedades fisicas y mecanicas de la roca.

3.1. TIPO DE FALLA DE LA ROCA.

Cuando una muestra de roca es sometida a una gran cantidad de esfuerzos lo
mAas seguro es que ocurrira una falla; igual situacion se presenta en una

formacion, la cual se encuentra sometida a todo tipo de cargas en su extension.

Que una roca alcance la falla por tension antes que la falla por corte es un
requisito indispensable para la viabilidad de un tratamiento por fracturas
hidraulicas inducidas. Por lo anterior, determinar la manera en que una roca al
estar sometida a un conjunto de esfuerzos falla, se convierte en un paso
indispensable en el camino de la planeacion de la operacion de fracturamiento.

Dependiendo del tipo de limite que se alcance, asi serd el tipo de falla que

presente este cuerpo rocoso.

3.1.1. Falla por corte o cizalla

La falla por corte ocurre cuando el esfuerzo de corte a lo largo de algun plano es
suficientemente alto. Eventualmente a esto, se desarrolla una zona de falla a lo
largo del plano de fallamiento, y los dos lados de éste se moveran uno con

respecto al otro en un proceso de friccion, como se observa en la figura 11.
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Figura 11. Falla por corte o cizalla.

|

A

Fuente: Modificado de FJAER, E.; HOLT, R. M. ; HORSRUD, P. ; RAAEN, A.M. and RISNES, R. Petroleum
related rock mechanics. Second edition. Hungary: Elsevier. 2008.

Esta falla por corte generalmente se ve asociada con un fenédmeno muy comudn
qgue ejerce influencia en la estabilidad de pozo, llamado breakout, y que afecta la
estabilidad de este provocando el derrumbe de la pared.

3.1.1.1. Criterio de falla de Mohr-Coulomb.

La aplicacion del criterio de Mohr-Coulomb en la prediccién de fallas de corte en la
estabilidad de pozo y operaciones de estimulacion de la roca proporciona

resultados bastantes conservativos.

En el plano 7 - g, la ecuacién 9 describe una linea que separa a una "zona segura”
de un zona de falla, por lo que se puede considerar a esta ecuacion como una
representacion de la superficie de falla en dicho plano. Esta linea es denominada
comunmente como linea o envolvente de falla, como puede verse en la figura 12.

Dicho criterio mateméaticamente esta dado por

T= S,+otan Ecuacion 9
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Donde

T es el esfuerzo de corte (psi).

o es el esfuerzo normal (psi)

S, es la resistencia de cohesion de la roca, que se puede definir como la
adherencia que tienen los granos constituyentes debido a la atraccion molecular
existente entre ellos (psi)

¢ es el angulo de friccion interna (°).

Figura 12. Linea de falla en un diagrama esfuerzo-deformacion.

r

T

U3 O5 1

Fuente: Modificado de FJAER, E.; HOLT, R. M. ; HORSRUD, P. ; RAAEN, A.M. and RISNES, R. Petroleum
related rock mechanics. Second edition. Hungary: Elsevier. 2008.

3.1.2. Falla por tensidn o extensién.

La falla por tension ocurre cuando el esfuerzo tensil efectivo a través de algun
plano de la roca, excede un limite critico. Este limite es llamado resistencia a la

tensién de la roca, y tiene las mismas unidades de un esfuerzo.

3.1.2.1. Resistencia tensil de la roca (Tp).

La resistencia tensil es una propiedad caracteristica de todos los cuerpos rocosos,
la cual indica la cantidad de esfuerzo necesario que debe aplicarse a estos para

fracturarlos.
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Figura 13. Falla por tension.

Fuente: OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect — Geomechanics
Update”. 2009.

Una falla por tensidn ocurre mas facilmente que una falla por corte y se da en la
direccién del esfuerzo maximo horizontal, lo que garantiza la creacion de una
fractura a través de este plano (Figura 13).

El criterio de falla, el cual especifica la condicion de esfuerzo para el cual la falla
por tension ocurrird, e identifica la ubicacidon de la superficie de falla en el espacio

de los esfuerzos principales, esta dado por:

o3 < —T, Ecuacion 10
Es decir, si el esfuerzo minimo principal efectivo es menor que la resistencia tensil
de la roca, se generara una fractura.
La figura 14 ilustra el momento en el cual el esfuerzo minimo principal disminuye
hacia la izquierda hasta un punto en el cual toca la linea de tension T, (linea

amarilla). Se considera que en este momento la roca falla por tension.

Figura 14. Representacion de la falla por tension a través del circulo de Mohr.

T

(

\

T3 O3 oy =2

To

a

Fuente: Modificado de OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect —
Geomechanics Update”. 2009.
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3.1.3. Falla por tension en fracturamiento hidraulico.

El esfuerzo tangencial g; en las paredes del pozo se encuentra dado por:

Otmax = 30y — Oy — P Ecuacion 11

Otmin = 30h — Oy — Py Ecuacién 12

Donde el maximo valor de esfuerzo tangencial ocurre en la direccion de g, y el

minimo valor en la direccién de g5, como se muestra en la figura 15.

Figura 15. Esfuerzos tangenciales alrededor del pozo.

Oy FALLA POR

Esfuerzo minimo TENSION
tangencial \_A/

y-
. 0,
= A <3 o

BREAKOUT - o

o

Fuente: Modificado de FJAER, E.; HOLT, R. M. ; HORSRUD, P. ; RAAEN, A.M. and RISNES, R. Petroleum
related rock mechanics. Second edition. Hungary: Elsevier. 2008.

Esfuerzo maximo
tangencial

Como la presién en el pozo B, es incrementada, el esfuerzo tangencial se reducira
consecuentemente, por lo cual el valor de la presibn maxima bajo el cual se inicia
la fractura esta dado por

Py =30n,—og— P, + T Ecuacion 13
Expresion que coincide con la presentada en el numeral 2.2.4., deducida como la

presion o gradiente de fractura.
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Figura 16. Falla por tension requerida para un fracturamiento hidraulico en funciéon de los esfuerzos
alrededor del pozo.

N

\/

Fuente: Modificado de OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect —
Geomechanics Update”. 2009.

Al analizar la figura 14, se concluye que para poder garantizar una fractura
hidraulica exitosa, se debe asegurar que se toque primero la linea de falla por
tensién (T,) antes que la envolvente de falla por corte o de criterio de Mohr-

Coulomb (linea roja), tal como se muestra en esta figura.

La figura 17 por el contrario muestra un caso en el cual el circulo de Mohr toca
primero la linea de falla por corte, lo cual provoca que la roca falle primero por este
modo, disminuyendo ampliamente las posibilidades de crear una fractura

hidraulica con éxito y con un valor de gradiente de fractura razonable.

Figura 17. Representacion de la falla por corte a través del circulo de Mohr.

y

g3z O3 T3 ay

a

Fuente: Modificado de OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect —
Geomechanics Update”. 2009.

43



Para el presente proyecto, se considera que el tipo de falla que se presente en la
roca a fracturar serd un factor influyente en la medida que se presente una falla
por corte antes que una falla por tension, ya que esta condicién no es la ideal y
afectaria la viabilidad de la operacidbn como tal, resultando influyente en la

planeacién y modelamiento de la misma.

Osorio” afirma que el tipo de falla que se presenta en una roca a la hora de inducir

una fractura a través de esta se encuentra en funcion principalmente de:

o Magnitud de los esfuerzos principales

A través del analisis del circulo de Mohr se puede deducir que al existir una mayor
diferencia entre los dos esfuerzos principales, el circulo tocard con mayor facilidad
la envolvente de falla provocando que la roca falle primariamente por corte
(Capitulo 3.3)

o Orientacién del pozo

En la instancia que un pozo se aleje de la vertical, los requerimientos
operacionales para ejecutar un tratamiento por fracturas hidraulicas se volvera
mas complejo. La influencia que ejerce la orientacion del pozo es directa sobre la
magnitud de los esfuerzos actuantes sobre este, como se explicard mas a detalle
en el capitulo 3.2., y por consiguiente tiene un papel directo en el tipo de falla que

se presente en la roca.

o Propiedades mecanicas de laroca

Las propiedades mecanicas de los cuerpos rocosos son reflejo de la capacidad
qgue tendra dicho cuerpo de soportar y responder a las diferentes alteraciones que
se presentaran como fruto de la estimulacion. A continuacion se explica con mayor
detalle el efecto de dichas propiedades en el tipo de falla que se presente en la

roca a fracturar.

7 OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect — Geomechanics Update”. 20009.
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Como se observo anteriormente, predecir el tipo de falla que se presentara en una
roca es un proceso complejo que se encuentra en funcion de una gran cantidad de
variables, por lo que no se puede citar una regla general en cuanto al tipo de falla
presente. Por lo anterior, para el presente trabajo se hace necesario utilizar un
archivo Macro Excel en el cual se encuentran programados los criterios de falla
explicados anteriormente en conjunto con los diversos factores influyentes en el
comportamiento de la roca, para asi obtener un resultado confiable ante diversos
escenarios del entorno a fracturar y conocer de la manera mas certera el tipo de
falla a presentarse, siendo éste el criterio de decision en la metodologia a
desarrollar. A continuacion se presenta un analisis de sensibilidad de las variables
mecénicas de la roca mas importantes en dicho tipo de falla en un régimen
normal, con lo cual se pretende tener una idea muy general del comportamiento

gue se podria esperar bajo las diferentes situaciones planteadas y analizadas.

3.1.4. Sensibilidad al tipo de falla en funcion de las propiedades mecénicas
de laroca.

Los principales criterios utilizados en el archivo Macro mencionado anteriormente

son, entre otros:

o Magnitud y direccién de los esfuerzos principales.
o Profundidad de la formacién a fracturar (TVD).

o Relacion de Poisson (v).

o Presion de poro (P,).

o Angulo de friccion interna ()

o Resistencia de cohesion de la roca (S,)

o Resistencia tensil (T,)

o Orientacion del pozo (Azimut e inclinacion).

De los anteriores parametros, aquellos que representan las condiciones

mecanicas de la roca a fracturar, se considera en la literatura que el angulo de
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friccion interna (¢), la resistencia de cohesion (S,) y la resistencia tensil (T;) son
los que ejercen un mayor efecto en el posible modo de falla que vaya a
presentarse. Es por ésta razon que se realizé una sensibilidad en dicha Macro con
el fin de conocer con mayor claridad dicho efecto.

Para realizarla se tomé una data base, la cual se presenta en la tabla 1 en el
capitulo de Anexos. En este mismo se muestra el proceso de variacion de valores
realizado a estas variables de tipo mecanico, presentando a continuacion las
conclusiones obtenidas a través del andlisis de los resultados de dicho proceso de
sensibilizacion a través del andlisis de las figuras 1 y 2, contenidas igualmente en

dicho capitulo.

e Angulo de friccion interna (o).
De los resultados alli visualizados se concluye que mientras mayor sea el valor del
angulo de friccion interna, la roca mostrard una mayor tendencia a fallar por
tension antes que por corte, siendo también destacado el hecho de que a mayor
angulo de inclinacion del pozo, habra una mayor riesgo de presentarse lo contrario
a lo anterior, en el caso que se tengan AFI relativamente bajos. Valores de éste
ultimo por debajo de 25° son considerados de cuidado en busca de obtener una

falla por tension antes que por corte.

e Resistencia de cohesion (S,).
De igual manera que en el caso anterior, se muestra que un alto valor de cohesion
de la estructura granular de la roca, lleva a una tendencia de falla por tensién
antes gue falla por corte debido a que esta se encuentra mucho mas compacta, lo
que evitara un “efecto derrumbe” temprano, tipico de las falla por corte o
compresion. Puede verse también que es una variable de muy alta criticidad, pues
con cambios relativamente bajos en su valor, el tipo de falla que presenta la roca
cambia abruptamente, por lo que generalmente se desean valores superiores a

3000 psi en el disefo de fracturas hidraulicas.
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o Resistencia tensil (T,).

Una mayor resistencia tensil se ve asociada con una mayor resistencia de la roca
a presentar este tipo de falla, por lo cual un mayor valor de esta propiedad
conlleva a un mayor requerimiento de presion en fondo para lograr que exista una

falla por tension. Valores deseados para esta propiedad son de menos de 800 psi.

3.1.4.1. Deduccion del tipo de falla a partir del archivo tipo Macro Excel.

La figura 18 muestra los resultados arrojados por el archivo Macro cuando se

desea establecer el tipo de falla que presenta una formacion con determinadas
caracteristicas.

Figura 18. Determinacion del tipo de falla a través del archivo Macro.

Fractura

M, (psi/ft)

Corte
(Breakout
angosto)

g, = 1.0 psi/ft
oy = 09 psi/ft
. g, = 0.8 psi/ft
I P, = 0.65 psi/ft
TVD = 10000ft
v =024
S, = 5000 psi
¢ =40
T, = 1500 psi
Azimut oy = 170°
Azimut wb = 1652
5 Inclinacién wh = 102
0 S 10 15 20 25 30 35 40 45 S0 S5 60 6 70 75 8 8 9

Hole Angle (deg)

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

En la gréfica se ve que para una inclinacién del pozo de 10°, la linea roja que
representa la falla por tensién se presenta antes ( a una presion mas baja) que la
falla por corte, que esta representada por la linea purpura. Esto significa que la
roca fallara antes por tension que por corte, lo cual garantiza un correcto inicio de

fractura en direccion del esfuerzo principal maximo o PPF.
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3.2. ORIENTACION DEL POZO

Los avances tecnoldgicos en perforacién direccional han conducido a la industria
del petroleo a perforar arbitrariamente pozos desviados para el desarrollo de
yacimientos, los cuales de otra manera no podrian ser econdmicamente

producidos.

En el caso en el cual se perfora un pozo que no es totalmente vertical, en
comparacion con este ultimo, se van a presentar grandes diferencias en una alta

gama de aspectos.

3.2.1. Distribucién de esfuerzos en la cara de un pozo orientado

En el capitulo 2.1.6. se observo la manera en la cual se encuentran distribuidos los
diferentes esfuerzos actuantes en la cara del pozo cuando se supone que éste es

totalmente vertical.

Cuando el anterior no es el caso, el angulo de inclinacion y de desviacion del pozo
y la direccion del plano preferencial de fractura (direccion del esfuerzo maximo
horizontal o PPF), afecta de manera directa dichos valores®, por lo cual deben ser

tenidos en cuenta a la hora de planear cualquier operacién bajo estas condiciones.

Los esfuerzos en las paredes del pozo pueden ser deducidos de las siguientes
ecuaciones, esto suponiendo que se trata de una roca homogénea y con

propiedades elasticas lineales®:

8 Fisher, K. and Warpinski, N. “Hydraulic-Fracture-Height Growth: Real Data”. SPRE Production & Operations. 2012.

® Fallahzadeh, S.H., Shadizadeh, S.R. and Pourafshary, P. “Dealing with the challenges of Hydraulic Fracture Initiation in
Deviated-Cased perforated Boreholes”. SPE 132797. 2010.
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Figura 19. Distribucion de esfuerzos alrededor de un pozo orientado.

Fuente: Fallahzadeh, S.H., Shadizadeh, S.R. and Pourafshary, P. “Dealing with the challenges of Hydraulic
Fracture Initiation in Deviated-Cased perforated Boreholes”. SPE 132797. 2010.

or =P, Ecuacion 14.

0gp = Ox + 0y — 2(0x — 0y)c0s20 — P, — 41,ys€n26. Ecuacion 15.
020 = 0, — 2v( 0y — 0,)c0S20 — 4vTy,sen26. Ecuacion 16.

T =T =0. Ecuacion 17.

Trg = 2(—Tyx,S€nB + Ty, C0s0). Ecuacion 18.

Donde:

o= Esfuerzo radial en la pared del pozo (psi)

oge= Esfuerzo tangencial en la pared del pozo en una posicion angular 6 (psi)

0,0= Esfuerzo axial en la pared del pozo en una posicion angular 6 (psi)

Tre, Trz» To,= ESfuerzo de corte en la pared del pozo en una sistema coordenado
cilindrico (psi)

P,= Presion en el pozo (psi)

0= Posicion angular en la pared del pozo (°).

v= Relacion de Poisson.
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Pero para poder obtener los valores de ogg, 6,9, T¢ debe calcularse primero los

valores de oy, 0y, 0,, Ty, Ty ¥ T4, pOr lo cual:

oy = (opcos?B + oysen?B)cos?p + o,sen’q . Ecuacion 19
oy = opsen’p + oycos®B . Ecuacion 20

0, = (opcos?B + oysen?B)sen?@ + o, cos?@. Ecuacion 21
Ty, = 0,5(oy — op)sen2Bsenq. Ecuacion 22

T,x = 0,5(o,cos?B + oysen?f — o,)sen2q. Ecuacion 23
Tyy = 0,5(oy — op)sen2Bcos. Ecuacion 24

Dénde:

oy, Oy,0,= Esfuerzos normales en la pared del pozo en coordenadas

rectangulares (psi)

Txys Tyz» Toy = ESfuerzos de corte en la pared del pozo en coordenadas

rectangulares (psi)
¢ = Inclinacién del pozo con respecto a la vertical (°)

B = Desviacion o azimut del pozo (°).

Ahora al considerar el efecto de la presion de poro (P,), el esfuerzo de inicio de

fractura esta dado por:
of= 03— P Ecuacion 25

Donde g es el esfuerzo que causa la mayor tension en la pared del pozo y esta

dado por la ecuacion:
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03 = %l(ﬁee +0z0) — \/(Gee — 020) + 41§, Ecuacion 26

Como es claro, el valor de o no es constante alrededor de las paredes del pozo,
por lo cual para un conjunto de esfuerzos principales, si la presién del pozo, P,,
sigue creciendo desde un valor de cero, la primera fractura se iniciard en una

posicion angular 8., cuando o; satisfaga la condicion:
or < Ty Ecuacion 27
Donde T, es la resistencia a la tension de la roca.

Al hacer los remplazos pertinentes se llega a que el valor MINIMO de P,s que

satisfaga la siguiente desigualdad es la presion de inicio de fractura.

2
Py = oy + 0y — 2( 05 — 0y)c0s26 — ;ﬁ Ecuacion 28

Entonces, la fractura se inicia cuando 6 = 6., donde gy es minimo, por lo cual se

obtiene la expresion:

2
_ Tozcr
Oz0cr

P, = oy + 0y —2( 04 — 0y)Cc0s20,, Ecuacion 29.

Pero para llegar a una respuesta proveniente de ésta Ultima ecuacion, la solucion
del sistema se convierte en un problema de tipo numérico, por lo cual un amplio
proceso iterativo de alta complejidad debe ser aplicado para llegar a dicho valor de

presion de inicio de fractura.
Por la anterior razon y con el propésito de estudiar el efecto de la orientacion del
pozo en la presion anteriormente mencionada, se hara uso de una herramienta de

tipo Macro Excel similar a la utilizada para la identificacion del tipo de falla de la
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roca, en la cual se tendran en cuenta los parametros mencionados en el capitulo

3.1.4., entro otros.

3.2.2. Efecto de la orientacion del pozo de acuerdo al régimen de esfuerzos

A través de la Macro Excel mencionada con anterioridad, y similar a lo realizado
en el capitulo de tipo de falla, se pudo hacer cierto tipo de sensibilidades que
permitieron obtener una idea de las tendencias de la presion de inicio de fractura a

medida que se cambiaban las condiciones de orientacién del pozo.

La figura 20 muestra el comportamiento tipico de la presion de inicio de fractura en
funcidén de ¢ y B en un régimen de tipo normal, rumbo deslizante e inverso, en un

caso en el cual el esfuerzo maximo horizontal tiene una direccién de 170°, una
relacion de GH/ghde 1,2 y propiedades mecanicas tipicas de rocas objeto de

tratamientos de fracturamiento hidraulico (v =0,24; T, =1000 psi; S, =
4000 psi y AFI = 40°).

Figura 20. Comportamiento de presion de inicio de fractura en funcion del régimen de esfuerzos.

Régimen Normal

Pip(ppg)
28.00 * Azimut 80¢
26.00 /-m + Azimut 902
& A Azimut 1002
24.00 &
‘0 bbbl & Azimut 1108
+
22.00 "’f,  Azimut 1202
&
20.00 ‘.4? oopsbasss * Azimut 1259
/ Acimut 1302
18.00 .
S Azimut 1402
16.00 W Azimut 1502

14.00 A jeesasaasenty - Azimut 1602

@ Azimut 1702

P
0.00 20.00 40.00 €0.00 80.00 100.00

12.00
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P.r(PPE) Régimen Rumbo-Deslizante
28.00 + Azimut 802
+ Azimut 90¢
26.00 + Azimut 1002
* Azimut 1102
24.00 * Azimut 1202
# Azimut 1252
22.00 Azimut 1302
Azimut 140°
20.00 Azimut 1502
Azimut 1602
18.00 gt ® Azimut 1702
to— + Azimut 1352
16.00 P
0.00 20.00 40.00 60.00 80.00 100.00
Régimen Inverso
Pir(ppg)
+ Azimut 802
27.00 + Azimut 802

# Azimut 1002
25.00

# Azimut 1102

#+ Azimut 1202

23.00 4 Azimut 1252
Azimut 1302
21.00 Azimut 1402
Azimut 1502
19.00 Azimut 1602

® Azimut 1702

@
0.00 20.00 40.00 €0.00 80.00 100.00

17.00

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

Un andlisis de los comportamientos mostrados en cada una de las graficas
permite deducir que sin importar el régimen que se presente, cuando el pozo
presenta una baja inclinacion (<10°), ésta no tiene un efecto fuerte en la Py,
tendiendo a tener el mismo valor en el caso que el pozo fuera vertical y sin verse

afectada por el azimut de éste.

En un régimen de tipo normal, se puede concluir que a medida que el angulo de
separacién entre el PPF y el azimut del pozo es mayor, la presion requerida para
iniciar la fractura aumenta y el efecto que tendra la inclinacion del pozo (¢) a

medida que se incrementa, en dicho valor de Py, sera de mucha mayor notoriedad.
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Aun asi en valores de azimut de pozo cercanos al PPF, la presion de fractura
tiende a tener una leve disminucion en las inclinaciones mas altas (pozos casi

horizontales).

Cuando el caso es él de un régimen de tipo rumbo-deslizante, la tendencia tiende
a ser parecida al caso anterior cuando el pozo esta cercano al PPF. Sin embargo,
cuando se alcanza un valor de angulo medio (40°- 50°) entre éste y el azimut, el
requerimiento de presion para iniciar la fractura serd el méas alto, inclusive por
encima del requerido en angulos grandes de separacion, donde este valor de

presion tiende a acercarse al requerido en alineaciones cercanas.

Ya en un régimen inverso, el efecto que tendré tanto el angulo de inclinacién como
la separacion entre el pozo y el PPF, sera opuesto al visto en un régimen normal.
A mayores valores de éstas variables, la Py tenderd a disminuir. Es importante
resaltar que cuando dicho angulo de separacion es pequefo, en los valores mas
bajos de inclinacion el requerimiento de presiéon tiende a aumentar logrando un

maximo a partir del cual cambia a una tendencia de disminucion.

Por su parte, Weng® afirma que la orientacién del pozo ejerce un efecto directo
también en el valor de la presién de cierre de la fractura hidraulica cuando ésta ha
iniciado su propagacion. Este nuevo esfuerzo de cierre puede ser calculado para

un régimen normal por:
Ocw = 0q + (o — 64)sen?(0) Ecuacion 30

oqw-Esfuerzo de cierre de fractura tomando en cuenta la desviacion del pozo (psi)
o - Esfuerzo de cierre o esfuerzo minimo horizontal (psi).

oy. Esfuerzo méaximo horizontal (psi).

" WENG, X. “Fracture Initiation and Propagation From Deviated Wellbores”. ARCO E&P Technology Co. SPE 26597.
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8: Angulo entre el pozo y el plano preferencial de fractura (°).

A través de esta ecuacion se puede deducir que un incremento en el valor de
separacion entre el azimut del pozo y el plano preferencial de fractura (PPF) se
vera representado en un incremento en la presion de cierre lo que conllevara a

mayores requerimientos de presion para lograr la extension de la fractura inducida.

Los problemas que se presentan entonces con mayor frecuencia por dicha razén
son:
e Creacion de multiples fracturas por los altos requerimientos de presion.
e Restriccion en ancho debido a altos valores de tortuosidad causados
cuando la fractura busca alinearse con el PPF.
e Reduccion de la conductividad de la fractura por efectos de tortuosidad y
altos esfuerzos de cierre, lo que lleva a una no aceptacion del propante en

el cuerpo principal de ésta.

Asi mismo, tanto autores como experiencias en campo Yy laboratorio han llevado a
concluir (concordante igualmente con el analisis grafico anterior), que angulos
maximos de inclinacion del pozo (@) hasta 10° y 12° pueden ser aceptables en
tratamientos por fracturas inducidas, sin que se presenten incrementos en las

adversidades durante el proceso de creacion y extension de éstas.

Adicionalmente, en el anexo 2 se muestran los resultados de la sensibilidad
realizada en la Macro Excel para determinar la influencia de la separacion entre el
pozo y el PPF (denotado en esta caso como 0) en el tipo de falla a generarse en el
caso de un régimen de tipo rumbo-deslizante (tipico del caso de estudio),
encontrando que dicho angulo solo tiene cierta influencia cuando el pozo se
acerca a la horizontal (altos valores de ), tendiendo a darse la falla por corte a
priori que la falla por tension en arenas objeto de fracturamiento con valores de
propiedades mecanicas tipicas de éstas. Dicha tendencia tiende a mantenerse en

regimenes de tipo normal.
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3.3. ANISOTROPIA DE ESFUERZOS HORIZONTALES

Partiendo del valor de presion de poro, esfuerzo vertical y propiedades mecanicas,
Eaton dedujo ciertas expresiones para calcular el esfuerzo minimo horizontal (oy,),
el gradiente de fractura (GF) y el esfuerzo maximo horizontal (oy), las cuales se

muestran a continuacion

on= —* (0, —P,) + B Ecuacion 31
GF = oy, + :VLE Ecuacioén 32
To

oy = 3op — GF — P, + Ecuacioén 33

TVD

Donde P, es la presion de poro, T, la resistencia tensil de la roca y v la relacion de
Poisson.

Estas ecuaciones generalmente arrojan un resultado confiable, pero en casos
tales como formaciones de alta complejidad tectonica, pueden no ser

representativas, como se vera en el capitulo 6.

3.3.1. Efectos de la anisotropia en la creacién y propagacion de la fractura

Establecer un valor criterio para decir si una anisotropia es alta o baja y si el efecto
gue tendra es favorable o no para la propagacién de la fractura, es altamente
complejo debido a que dicho proceso de crecimiento también se encuentra en
funcidén de otra serie de factores tales como propiedades mecanicas de la roca,

orientacioén del pozo, complejidad tecténica y estructural, como se ha visto.

Pese a lo anterior, la experiencia misma, algunos autores y sensibilidades
realizadas, han mostrado que valores de anisotropia por encima de 0,6 psi/ ft, los

cuales no son comunes pero es posible que se presenten en regimenes de
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tectonica activa, pueden provocar que la roca no alcance la falla por tension de
manera temprana, sino que ésta falle por corte antes, respondiendo al criterio de
Mohr Coulomb, tal como pudo verse con anterioridad en la figura 17. Esto, como
ya se analizo, limita la viabilidad de la operacion de fracturamiento.

Por otro lado, cuando existe muy bajo esfuerzo diferencial en la formacion y la
fractura inicia su propagacion, ésta no encuentra un camino preferencial bien
definido, por lo cual la aparicién de fracturas ramificadas se hace posible (Figura
21), lo que lleva a una disminucion de la longitud y ancho y por consiguiente de la
efectividad de dicha fractura.

Figura 21. Fracturas ramificadas causadas por bajo esfuerzo diferencial.

Fuente: Fang, Z. KHAKSAR, A. “Complexity of Minifrac Test and Implications for In.Situ Horizontal Stresses in
Coalbed Methane Reservoirs. SPE 14630. 2011.

Valores de anisotropia por debajo de 0,15 psi/ft pueden ser considerados como
causantes de éste fendmeno, el cual tiene relacion directa también con las
propiedades mecéanicas y constitutivas de la roca. Estas fisuras contribuyen a
excesivas pérdidas de fluido que pueden llevar a una deshidratacion de la lechada
de fracturamiento y consecuentemente llevar a diversos problemas semejantes a

los que se veran en mayor detalle en el capitulo 3.4.

3.3.2. Influencia de la anisotropia en el gradiente de fractura

Siempre que se tenga un campo anisotropico de esfuerzos, la ecuacién 34
establece que el esfuerzo minimo horizontal es menor o por mucho igual que el
esfuerzo maximo
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on < Oy Ecuacién 34

Segun este planteamiento y basandose en la ecuacion que define el valor para el

gradiente de fractura anisotropico como isotropico respectivamente, se tiene que

30p—og—Pp+RTR _ 20p—Pp+RTR

< Ecuacion 35
TVD TVD
O expresado en términos de gradientes
GF1sotropico 2 GFanisotropico. Ecuacion 36

Lo que lleva a deducir que al existir un mayor valor de anisotropia, el gradiente de

presion necesario para lograr la fractura por tensién es menor.

La figura 22 representa el comportamiento de éste valor de gradiente de fractura
en tres relaciones diferentes de anisotropia, para un pozo que se encuentra a las
mismas condiciones que las sensibilidades realizadas en el capitulo anterior,
tomando en este caso el pozo una direccién de azimut igual a la del plano
preferencial de fractura (PPF).Azimut,,;, = PPF = 170° , asi como cuando estos

dos son perpendiculares entre si.

Figura 22. Sensibilidad de la presién de inicio de fractura para diferentes anisotropias de esfuerzos.

Régimen Normal
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Régimen Rumbo Deslizante

P;r(rrg) Pir(ppg)
23.00 30.00
21.00 - 25.00
19.00 20.00
#5H/Sh=1.2 #5H/Sh=1.2
17.00 M sH/sh=1.3 15.00 W5H/5h=1.3
SH/Sh=1.4 SH/Sh=1.4
15.00 » $H/Sh=1.5 10.00 #SH/Sh=1.5
13.00 5.00
p
11.00 k' 0.00 ¢
0.00 20.00 20.00 60.00 80.00 100.00 0.00 20.00 40.00 60.00 80.00 100.00
— p— {=
Buwp = PPF = 170° Bwy = Bsn = 80
Régimen Inverso
Pis(rpg) P;;(ppg)
00 30.00
27.00 2500
P
25.00 2000
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#5H/Sh=1.1
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21.00 10.00 SH/sh=1.3
19.00 5.00
17.00 @ 0.00
0.00 20.00 40.00 60.00 80.00 100.00 0.00 20.00 40.00 60.00 80.00 100.00

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

Cuando los angulos de azimut y PPF son iguales, se cumple la relacion
establecida con anterioridad de que a mayor anisotropia de esfuerzos, el gradiente
de fractura tiende a disminuir, sin importar que el comportamiento de éste altimo
en funcién de la inclinacion del pozo sea diferente para cada régimen. La Unica
excepcion a dicha relacion inversa entre gradiente y anisotropia, podria
presentarse en un régimen inverso en altos angulos de inclinacion, donde el
comportamiento no se visualiza de forma definida. Es claro ademas que cuando el
pozo se hace cercano a la horizontal, dicho gradiente se muestra igual sin importar

el valor de esfuerzos diferenciales.
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Ya en el caso en que los dos valores en cuestion sean perpendiculares entre si, el
comportamiento para los regimenes rumbo-deslizante e inverso es similar al
descrito con anterioridad (a mayor anisotropia, menor gradiente de fractura),
exceptuando el régimen normal donde a altas inclinaciones, la tendencia tiende a

cambiar y se requiere un mayor valor de presion para anisotropias mas altas.

3.4. PRESENCIA DE FRACTURAS NATURALES Y MULTIPLES

En su concepcién mas basica, Aguilera'* define una fractura natural como “una
discontinuidad planar macroscépica que resulta cuando los esfuerzos exceden la
resistencia a la ruptura de la roca, siendo ésta tipicamente de alta dureza y baja

permeabilidad”.

Generalmente, se les clasifica en dos clases en relacion al grado de severidad y
compactacion que tienen. Las fracturas conductivas abiertas son aquellas que
como su nombre lo indica, se encuentran totalmente abiertas y sirven como
canales de buena conductividad dentro de la formacion, mientras que las
parciales aln sostienen cierto grado de cohesidon que mantienen juntas sus
particulas, pero que con un incremento de presion sobre su estructura tiende a

volverse conductiva abierta.

Figura 23. Roca naturalmente fracturada.

Fuente: La Naturaleza de los Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF). Oilfield Review. Schlumberger,
Otofio de 2006.

n Aguilera, R. “NATURALLY FRACTURED RESERVOIRS”. Second Edition. Penn Well. Publishing Company. 1995.
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Los YNF representan significativos cambios en el disefio y explotacion en
comparacion a los yacimientos convencionales, por lo que no es sorprendente que
uno de los principales desafios con que se enfrenta los especialistas es como
simular correctamente los efectos de las fracturas sobre el comportamiento de las

formaciones.

3.4.1. Fracturamiento hidréulico en presencia de fracturas naturales

El disefio convencional de tratamientos de fracturamiento hidraulico se basa en la
suposicion de que la roca es homogénea y que la fractura se propaga
simétricamente perpendicular al esfuerzo minimo. En yacimientos naturalmente
fracturados debido a la interaccion con dichas discontinuidades, esta suposicion
pierde validez, ya que la fractura hidraulica puede propagarse asimétricamente o

incluso tomar multiples direcciones en su crecimiento a través de la formacion.

En la figura 24 se muestra el momento en que una fractura hidraulica intercepta
una fractura natural en su proceso de crecimiento, esquematizando el campo de
esfuerzos presente en el cuerpo de la fractura natural asi como la presion en la
interseccion que sera la variable que determinara si la fractura continua su

crecimiento por el PPF o es desviada por la discontinuidad preexistente.

Figura 24. Interseccion entre una fractura hidraulica y una fractura natural.

Fractura Natural
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Fractura hidraulica 5 ’ o,

Fuente: Modificado de :Keshavarzi, R. Mohhammadi,S. “A New Approach for Numerical Modeling of Hydraulic
Fracture Propagation in Naturally Fractured Reservoirs”. SPE 152509. 2012.
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En funcidén del angulo de interaccion se puede dar el caso en que las fracturas se
encuentren alineadas en la misma direccion del PPF o en una direccion diferente,

formando cierto angulo con éste.

3.4.1.1. Orientacion de fracturas naturales en la direccion de PPF

Cuando las fracturas naturales presentes en un yacimiento no se encuentran
interconectadas entre si, se considera que su aporte a posibles indices de
produccion altos no es bueno. Sin embargo en términos de fracturamiento
hidraulico, dicha nula interconexién conjunto a una orientacion en el PPF pueden
significar el mejor de los escenarios a la hora de tener menos inconvenientes

durante el proceso de propagacion.

Esto puede explicarse por el hecho que la fractura inducida crecera en la misma
direccion de la fractura natural, por lo cual la primera se propagara con una mayor
facilidad, debido a que dicha discontinuidad actia como un camino de ayuda o
menor resistencia en el proceso de extension. Asi mismo, no existira el riesgo de
posibles probleméticas tales como screenouts o desviacion de la trayectoria de
propagacion por efecto del cruce o intersecciéon con discontinuidades de éste tipo

cuando éstas no tienen la misma orientacion que el PPF.

3.4.1.2. Orientacion de fracturas naturales en direccion diferente al PPF

El caso registrado en la figura 25 es la esquematizacion mas simple cuando una
fractura hidraulica se intercepta con una discontinuidad que no se encuentra en su
plano de propagacion. A escala de yacimiento, esta situacion puede volverse
mucho mas compleja debido a que estas fisuras no tienen una direccion
totalmente definida, sino que se presentan como una compleja red que empieza a
interactuar con la fractura inducida llevando a un incremento en los inconvenientes

de la correcta ubicacion del material apuntalante dentro de la fractura.
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Figura 25. Tratamiento de fracturamiento hidraulico en red de fracturas naturales.

Fuente: “The GasGun Compared to Hydraulic Fracturing”. PTTC Technology Connections. Febrero de 2003.

3.4.2. Interaccién fractura hidraulica-fractura natural

Un gran numero de estudios asi como la experiencia misma han mostrado que en
el momento que una fractura hidraulica intercepta una fractura natural, los
principales parametros que determinan el tipo de interaccidon que existira entre
ellas son: el angulo de interaccion, la anisotropia de esfuerzos horizontales y
propiedades de la roca (especialmente la relacion de Poisson).

I*?> desarrollaron un criterio de

En funciéon a estos factores, Warpinski y Teufe
interaccion de fractura para predecir si la fractura inducida causa una apertura de
la fisura preexistente, provocando que el fluido base se desvie por estas
discontinuidades, o sencillamente continde su proceso de propagacion sin verse

afectada por ésta.

Cuando la presién en el cuerpo de la fractura inducida es mayor que el esfuerzo
normal en la fractura natural, ésta Ultima experimentara un fenémeno de
apertura, lo que provoca que la fractura hidraulica cambie su comportamiento de

propagacion, tal como se observa en la figura (26.A)

Para éste caso, se presentara dicha apertura cuando se cumpla que:

2 WARPINSKI, N. TEUFEL,L. Influence Of Geologic Discontinuities On Hydraulic Fracture Propagation.
Journal of Petroleum Engineering. 1987.
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(o — o) (1 — cos28) Ecuacion 37
Pret > >

En el momento que ésta relacion no se cumpla, se considera que la presencia de
la fractura natural no ejerce ningun tipo de efecto sobre la fractura inducida y ésta
continua propagandose de manera normal, como el caso observado en la figura
26.B.

Del analisis de la ecuacion 37, se concluye que la discontinuidad preexistente no
ejercera influencia sobre el camino de propagacion de la fractura inducida cuando
exista alta anisotropia de esfuerzos horizontales en la formacién asi como un alto
angulo de interseccién entre ellas, mientras que en bajas anisotropias y angulos
de contacto, la apertura de estas fisuras naturales aparecerda, desviando el
crecimiento normal de la fractura en direccién del PPF y alterando el desarrollo de
la operacion, resultado que concuerda con estudios posteriores y previos como los

de y Zhou y Xue®® y Blanton* respectivamente.

Figura 26. Fendmenos de apertura y cruce de la fractura natural.

.1?3‘5?;’-&@}&?3?-1:’;:;;:@&?

Op Op

Fuente: Modificado de POTLURI, N. ZHU, D. AND HILL, A.D. “Effect of Natural Fractures on Hydraulic
Fracture Propagation”. SPE 94568. 2005.

Adicionalmente, autores como Blanton y Nolte-Smith establecen que la fractura
hidraulica cruzarad la discontinuidad preexistente cuando se establezca una

igualdad entre el valor de T,; (resistencia tensil de la roca en la interseccion) y la

3 ZHOU, J. XUE, C. “Experimental Investigation of Fracture Interaction Between Natural Fractures And Hydraulic Fracture In
Naturally Fractured Reservoirs”. SPE 142890. 2011.

4 BLANTON, T. “An experimental Study of Interaction between Hydraulically Induced and Pre-Existing Fractures”. SPE
10847. 1986.
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P,.: en el cuerpo de la fractura, es decir cuando la presion dentro de la fractura

pueda vencer la resistencia en el cuerpo de la discontinuidad:

P>op+T,;=P>0,+P, —> P =0y, +P; Ecuacion 38

Los principales efectos causados por la presencia de fracturas naturales en la
propagacion de la fractura inducida que en diversos estudios y en la préctica han
sido identificados son:

e Alto leakoff del fluido base de fractura.

e Posible ocurrencia de screen-outs prematuros.

e Detencion del crecimiento de la fractura a través de la formacion.

e Formacion de multiples fracturas.

¢ Altos valores de presiones netas.

Figura 27. Esquema de un Tip Screen Out.

Proppant Fracture Tip

Fuente: KESHAVARZI, R. MOHHAMMADI,S. “A New Approach for Numerical Modeling of Hydraulic Fracture
Propagation in Naturally Fractured Reservoirs”. SPE 152509. 2012.

La figura 27 muestra el cuerpo de la fractura inducida cuando debido a la
interseccion que ésta sufre con una fractura natural, empieza a ocurrir un
fenbmeno de acumulacién de propante en la punta de ésta, como consecuencia
de las altas pérdidas de fluido base que se da a través de dichas discontinuidades
naturales como se vio anteriormente, lo que ocasionan que el material apuntalante
termine “crusheandose” o desgastandose, llevando a la ocurrencia de un screen

out y finalmente al detenimiento del proceso de propagacion.
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Es importante aclarar que muchas veces, fisuras de pequefio tamafio que no son
tomadas de manera clara por los registros de imagen pueden tener cierto efecto
en los altos indices de leakoff presentes. Este es el caso de cuando por causas de
tortuosidad, la fractura debe hacer un gran esfuerzo para alinearse con el PPF,
llevando asi a la creacion de pequefias grietas o fisuras que a la larga serviran

como un agente de pérdida de fluido adicional.

3.5. PRESENCIA DE FALLAS GEOLOGICAS Y TECTONICA ACTIVA

Las fallas geoldgicas son uno de los factores que mayor interés y a la vez
incertidumbre genera en el deseo de conocer las caracteristicas y efecto que
generaran en el comportamiento del yacimiento cuando se inicia su marco de

explotacion.

En su clasificacion mas basica se pueden encontrar tres tipos principales: falla
normal, falla inversa y falla rumbo-deslizante. La presencia de un tipo u otro en
una formacion geoldgica, contribuye a definir el régimen de esfuerzos que alli se
tendra, por lo cual su estudio e identificacion se hace indispensable en la
planeacién de cualquier operacion que requiera algun tipo de modelamiento

geomecanico o geoldgico.
Asi, Anderson (1951), describié los posibles regimenes de esfuerzos in situ que

pueden encontrarse en una formacion geoldgica, mostrando en la figura 28

respectivamente el regimen normal o extensional, rumbo deslizante e inverso.
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Figura 28. Regimenes de esfuerzos normal, rumbo deslizante e inverso.

Oy=0q

Op=03
Oy=0,

Oy > oy > 0y

Régimen Normal.

Oy =03

Oy=01

oy > oy > oy

Régimen Rumbo-Deslizante

Op=03

Oy=03

Oy > Op > Oy

Oy=01

Fuente: Modificado de ECONOMIDES, M.; NOLTE, K.; “Reservoir Stimulation”.Third Edition. Schlumberger

2000.

Estudios han mostrado que aunque algunas veces la presencia de fallas de tipo
normal puede estar asociada a esfuerzos y movimientos tectonicos, casi siempre
éstos son directamente relacionados con estucturas geoldgicas donde existen
fallamientos y discontinuidades tipicas de regimenes rumbo deslizante e inversos,
estando las mencionadas fallas normales asociadas con cuencas pasivas o de
esfuerzos tectonicos relajados. Esto es debido a que la variacion y magnitud de

esfuerzos es mucho mayor en los regimenes rumbo-deslizante e inverso en

comparacién al normal.

Régimen Inverso

3.5.1. Incidencia de la tectonica activa en el campo de esfuerzos

Las operaciones de fracturamiento hidraulico en formaciones con alta presencia

de fallas de tipo rumbo-deslizante e inverso, por lo general presentan grandes

retos debido al complejo campo de esfuerzos alli existente.

67




La figura 29 muestra un corte estructural de una formacion en la cual se evidencia
la presencia de un gran numero de dichos tipos de fallas y de un régimen tectonico

totalmente activo.

Figura 29. Corte estructural de un régimen inverso tecténicamente activo.

Fuente: POTOCKI, D. “Understanding Induced Fracture Complexity in Different Geological Settings Using
DFIT Net Fracture Pressure. EnCana Corporation. SPE 162814. 2012.

Cuando éste es el caso, la configuracibn de esfuerzos entre el tipo rumbo-
deslizante e inverso existente hace que el régimen alli predominante no sea claro
y puedan presentarse variaciones a lo largo de la extension del campo. Es asi
como la presencia de fallas de tipo inverso ocasiona que el valor del esfuerzo
minimo o de cierre eleve su valor, lo que se puede ver directamente relacionado
con la geometria de fractura. Altos valores de éste, se ven representados en altos
gradientes de fractura y dificultad para la apertura de la fractura y
consecuentemente para la ubicacién del material apuntalante™.

Es importante igualmente conocer y tener en cuenta el angulo que existe entre el
PPF y la falla inversa asi como la distancia entre el pozo y ésta ultima para asi
conocer con mayor certeza el posible efecto que ésta ejercera en el proceso de

propagacion.

5 MAXWELL, S.; ZIMMER, U.; GUZEK, R. and QUIRK, D. “Evidence of a Horizontal Hydraulic Fracture at
Depth Due to Stresses Rotation Across a Thrust Fault”. SPE 110696. 2007.
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Cuando la fractura se propaga paralelamente a la falla y la distancia entre las dos
es considerable, el efecto que ésta ultima tendra no serd de una importancia de
alta significancia. Por el contrario, cuando existe cierto dngulo entre ellas y la
distancia es muy cercana a la longitud total de fractura, dicha falla geoldgica
puede convertirse en un obstaculo para la creacion de una correcta geometria,
llevando a malas distribuciones del material apuntalante en el cuerpo de ésta y

detencién en su crecimiento extensional.

Por otro lado, cuando se iguale o supere el esfuerzo vertical y se pase de tener un
régimen rumbo-deslizante a uno inverso, como se vio en el capitulo 2.3, esta
configuracion de esfuerzos define la geometria de la fractura creada, y cuando hay
ésta transicion de regimenes es posible que pase de tener una fractura con
crecimiento en la vertical a una que con el tiempo tendera a empezar a crecer de
forma horizontal, lo que se traduce en problemas de tipo operativo tales como
incrementos abruptos en los valores de tortuosidad y consiguiente presion neta

ademas de no concordancia con el modelamiento ni la planeacion inicial.

3.5.2. Desajuste entre el valor de esfuerzo minimo y esfuerzo de cierre

Por lo general, en el desarrollo de tratamientos por fracturas inducidas se
considera que el valor de esfuerzo minimo de la formacion es igual al de presion
de cierre de la fractura, como se ha visto con anterioridad.

Sin embargo, existen situaciones en las que lo anterior no se cumple totalmente y
el valor medido de esfuerzo minimo por registros de pozos o modelado por alguna
correlaciéon, en el caso de la presente investigacion por la expresion de Eaton
(Ecuacion 31), difiere en gran medida al valor de esfuerzo de cierre, medido

generalmente a través de pruebas PreFrac.

La ocurrencia de esto se ve relacionada con factores tales como alta desviacion
del pozo, estratigrafia compleja, alto indice de ruido en la toma de registros, pero

siendo destacado como causa principal en la mayoria de estudios, el efecto
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tectonico causado por fallas activas presentes en la formacion, principalmente de
tipo inversas y rumbo-deslizante.

En la figura 30 se muestra un esquema del comportamiento de la presion de cierre
de cierta formacion en relacién a la presion de poro de ésta. Las dos lineas de
color naranja representan los maximos y minimos valores teoricos dentro de los
cuales el esfuerzo de cierre se encuentra acoplado con la presion de poro a traves
de la ecuacion de Eaton, es decir, el rango en el cual el esfuerzo de cierre es igual

al esfuerzo minimo.

Figura 30. Acople de la presion de cierre con la presién de poro. Analisis de Potocki.
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Fuente: POTOCKI, D. “Understanding Induced Fracture Complexity in Different Geological Settings Using
DFIT Net Fracture Pressure. EnCana Corporation. SPE 162814. 2012.

Cuando esto deja de cumplirse, los puntos de presion de cierre medidos por
pruebas PreFrac empiezan a salirse del mencionado rango, tomando valores tanto
mayores como menores.

Potocki'®, afirma que éste desajuste es producto directo del hecho de que en
regiones de altos indices de tectonica activa, éstos esfuerzos tectdnicos se
convierten en el agente controlador del valor de presion de cierre, desplazando a
la presion de poro como la variable que determina la magnitud y comportamiento

de dicha presion.

16 POTOCKI, D. “Understanding Induced Fracture Complexity in Different Geological Settings Using DFIT Net Fracture Pressure. EnCana
Corporation. SPE 162814. 2012.
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De ésta manera, cuando el valor del esfuerzo de cierre es mayor al esfuerzo
minimo, se considera que esfuerzos tectdnicos de tipo compresional positivo
presentes en la formacién (Figura 30, color azul) tipicos de fallas de tipo inversas,
estan determinando el valor de dicho cierre. El caso contrario donde el esfuerzo de
cierre sea menor al esfuerzo minimo (Figura 30, color rojo), dicho comportamiento
es explicado por el efecto de esfuerzos tectonicos extensionales de caracter
negativo, los cuales provocan una tendencia a la relajacion de las particulas de la
roca como tal, disminuyendo las fuerzas que llevarian a un incremento en la

presion de cierre.

Adicionalmente, la presencia de un régimen tectdnico activo puede verse
directamente relacionado con la alta magnitud de fracturas naturales en la

formacion.

3.6.CONTRASTE DE ESFUERZO MINIMO Y RELACION DE ESPESOR ENTRE
FORMACIONES

Figura 31. Problemas mas comunes causados por la no contencion en altura de una fractura
hidraulica.

Fuente: NSI TECHNOLOGIES, INC. “Bases, Design and Applications of Hydraulic Fracturing”.

Al inducir una fractura hidraulica es imperativo que la zona de interés se encuentre
delimitada por dos formaciones que sirvan como sello, tal como la configuracion

de un yacimiento que no permite que el petrdleo migre a superficie, por lo cual se
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desea tener una geometria en la cual la fractura tenga una buena extension a
través de la formacién, un ancho pequefio y un altura que garantice un
confinamiento en la zona de interés, evitando de ésta manera que se invadan

dichas zonas de arcillas.

Cuando se presenta un caso de screen out prematuro como el que se observa en
la figura de la izquierda, el sello no puede controlar la fractura en altura y ésta
invade de manera abrupta dicha zona, continuando con su crecimiento hasta que
finalmente llega a una regién de esfuerzos de cierre menores (otra arena). Como
el sello o arcilla tiene esfuerzos de cierre mucho mas altos que la arena, se forma
un “pinch point”, el cual no permite que el propante se siga desplazando hacia la
arena invadida, por lo cual la lechada empieza a deshidratarse y éste se acumula

en éste punto, creando consecuentemente un atascamiento o taponamiento.

Es asi como la mayoria de autores coinciden en que la diferencia entre el esfuerzo
de cierre de la zona a fracturar y las que se encuentran limitandola conjunto la
relacion de espesores de éstas y el contraste de propiedades mecéanicas, son los

factores que determinan el crecimiento en altura de la fractura.

Otros factores tales como la presencia de superficies de discontinuidad y la
diferencia entre el gradiente hidrostatico y litostatico de la roca, entre otros, se les
ha considerado como influyentes en dicha contencién, pero en el caso de fracturas
que alcanzan geometrias colosales. Pese a ésto, estudios preliminares como los
de Eeekelen'” y Smith'®, han demostrado que dicho efecto se puede tornar
insignificante, en comparacion al ejercido por los dos factores principales

mencionados anteriormente, por lo cual el presente estudio se enfocara en ellos.

v EEKELEN, H.A. “Hydraulic Fracture Geometry:Fracture Containment in Layered Formations”. SPE 9261. Dallas, Texas.
B SMITH et al. “Layered Modulus Effects on Fracture Propagation, Proppant Placement, and Fracture Modeling”. SPE
71654.
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3.6.1. Contraste de esfuerzo de cierre entre formaciones

La figura 32 muestra la configuracion de esfuerzos de cierre de una formacion
fracturada y sus estratificaciones limitrofes, asi como el proceso de crecimiento de

la fractura tanto en longitud como en altura.

Figura 32. Crecimiento de una fractura hidraulica confinada e inconfinada.

Oc2 > 0¢q

—> | Oc3 = Oc1

— p— Ocq4 = Oc2

Fuente: Modificado de FISHER, K. WARPINSKI, N. “Hydraulic Fracture Height Grow: Real Data”’. SPE
Productions and Operations. 2012.

Cuando la diferencia en el esfuerzo de cierre entre la arena y las arcillas
adyacentes es suficientemente alta para contener la fractura en altura, la
configuracion de ésta se observa como la representada por los puntos negros,
creandose una fractura extensa con una contencion en altura casi perfecta. Por el
contrario, un bajo valor en dicho contraste, sumado con un espesor insuficiente de
la capa limitrofe (como se vera mas adelante), conllevan a que no exista

contencién en la formacion, sobrepasando la barrera de dicha capa (linea amarilla)

Dicho valor de contraste de esfuerzos suficiente para que exista esta restriccion en
crecimiento en altura, debe estar en un rango entre 0,15 — 0,2 psi/ft *°, siendo este
0,2, el valor tedrico maximo que pueda darse. Pese a esto, en la realidad

contrastes mucho mayores pueden encontrarse.

Y Nsi TECHNOLOGIES, INC. “Bases, Design and Applications of Hydraulic Fracturing”.
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Valores por debajo de 0,1 psi/ft se consideran como “riesgosos” en miras de lograr

la ya mencionada contencion de la fractura.

El registro de la presion neta durante el proceso de propagacién también puede
ser un indicador de las condiciones de contencién. Algunas afirmaciones sostienen
que un valor de dicha presion aproximadamente igual al 75-80% del valor de
contraste de esfuerzos de cierre entre formaciones (Ac.), €s un tope maximo que
después de ser alcanzado, provocara que la fractura se salga de la formacién de
interés y empiece a propagarse por los estratos vecinos de manera incontrolada.

Es asi como por ejemplo, un caso donde el valor de Ao, sea de 800 psi, puede
tolerar en el interior de la fractura, un maximo de presibn neta de
aproximadamente 640 psi, valor después del cual iniciard un crecimiento

incontrolado en altura como se ha mencionado con anterioridad.

3.6.2. Relacién de espesor entre formaciones adyacentes

El espesor afecta la altura de la fractura de dos maneras principalmente. Primero,
el espesor de la zona de interés determina la presion requerida para generar dicho
alto de fractura, y segundo que tan fuerte debe ser la barrera en altura requerida.
Adicionalmente, las formaciones limitantes deben tener un valor lo suficientemente

alto para realizar esta contencion.

Autores como Smith han planteado una regla de dedo gordo la cual afirma que las

formaciones sello deben tener al menos el mismo espesor que la zona fracturada,

es decir, hshale/h > 1, dependiendo conjuntamente con el diferencial de

arena

esfuerzos mencionado con anterioridad.

74



Al remontarse a la figura 32, la fractura delineada con color amarillo, representa la
forma que posiblemente tome ésta cuando el espesor de esa zona limite superior
sea tan bajo que no pueda controlar su propagacion vertical.

Esto ademas lleva a que exista una significativa disminucion en la longitud efectiva
de fractura y posiblemente se genere un caso de screen out que puede llevar a
una inviabilidad de la operacion.

Es asi como se concluye que para tener una buena probabilidad de que haya una
contencion en crecimiento vertical, debe existir tanto un buen contraste en los
valores de esfuerzos de cierre, asi como una relacién de espesores lo mas alta

posible, asi como se muestra en la figura 33.

Figura 33. Escenario optimo y adverso en la contencion en altura de una fractura hidraulica.

—
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a. Buen confinamiento. b. Confinamiento ineficiente.

Fuente: Modificado de NSI TECHNOLOGIES, INC. “Bases, Design and Applications of Hydraulic Fracturing”.
and FISHER, K. WARPINSKI, N. “Hydraulic Fracture Height Grow: Real Data”’. SPE Productions and
Operations. 2012.

Como regla general se considera que la maxima altura que alcanzara una fractura,
es de al menos un 20 a 30% mayor que el espesor de la capa donde ésta se
propaga, por lo cual siempre habrd una invasion a las zonas limites por mas

Optimas que sean las condiciones de contencidn vertical.
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3.7. CONTRASTE DE PROPIEDADES MECANICAS DE LA ROCA

Las propiedades mecanicas de la roca son respuesta directa de la composicion de
ésta y las condiciones en las que se encuentra. Para efectos de fracturamiento
hidraulico, la literatura menciona que las propiedades de este tipo de mayor
importancia e influencia son el médulo de Young y la relacion de Poisson, quienes

se encuentran condicionando la geometria de dichas fracturas.

3.7.1. Modulo de Young

Es la propiedad mecénica mas importante para el disefio de una fractura hidraulica
y se define como la cantidad de esfuerzo que es requerido para deformar la roca
cierta cantidad, por lo cual, es un indicacién de la rigidez y dureza de esta.

Dicho modulo esta dado por:

0,—0 .,
E= 21 Ecuacion 39
€27

Figura 34. Calculo del moédulo de Young por prueba triaxial en laboratorio.
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Strain, g = AL/L
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Fuente: NSI technologies, INC. “Bases and Applications of Hydraulic Fracturing”.

Para formaciones con modulo bajo (arcillas), el valor del médulo de Young no es
critico para el disefio de la fractura, si la altura de ésta es conocida vy fija.

Esto deja de aplicarse cuando el modulo empieza a incrementar y por esta razén
la altura también cambia. A medida que éste es pequefio, la presion requerida
para fracturar la roca también lo es.
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3.7.2. Relacion de Poisson

Siempre que un cuerpo es sometido a la accion de una fuerza, éste se deformara
en la direccion de dicha fuerza. Sin embargo, cuando se da esta deformacion en la

direccidn de la fuerza, también se produciran deformaciones laterales.

Figura 35. Deformacion dimensional de un cuerpo sometido a una fuerza unidimensional. Relacién
de Poisson.

Fuente: Modificado de FJAER, E.; HOLT, R. M. ; HORSRUD, P. ; RAAEN, A.M. and RISNES, R. Petroleum
related Rock Mechanics. Second edition. Hungary: Elsevier. 2008.

Las deformaciones naturales que se producen tienen una relacion constante con
las deformaciones axiales. Si esta relacion es cero quiere decir que no existe una
expansidon en el material, mientras un valor maximo de la relacion sera
aproximadamente 0,5 (expansién completa). Entonces la relacién de Poisson esta

dada por

deformacion lateral € .,
——— =2 Ecuacion 40
deforamcio6n axial £x

Donde v es la relacién de Poisson y refleja la capacidad que tiene el material para
deformarse o expandirse. Para cuerpos rocosos candidatos a fracturamiento, la

literatura cita valores deseados de 0,16 a 0,28.
La figura 36 representa las configuraciones de valores y perfil deseados tanto de

modulo de Young como de relacion de Poisson para una operacién de

fracturamiento hidraulico dentro de las caracteristicas de la formacién a fracturar.
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Figura 36. Configuracién ideal de Modulo de Young y Relacién de Poisson en operaciones de
fracturamiento hidraulico.

Formacion Médulo de Young (E) Relacion de Poisson (v)
Zona a fracturar Alto Baja
Zonas limitantes Bajo Alta
Poisson Young |
Il Coegrify
T e ey | iy

4384

4416

4704

4736

4760

4800

Fuente: Modificado de: Y.A. QUINTERO. R.L. TRIANA. M.G. JAIMES. Optimizacion de disefios de fractura
hidraulica aplicando estudios geomecanicos. Revista Fuentes: El reventén energético. UIS 2010.

Asi mismo en relacion al moédulo de Young, se consideran como valores
deseados a partir de 3x10°, pues se obtendra una geometria de fractura ideal (alto

desarrollo longitudinal).
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4. ANALISIS DE PRESIONES DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Desde el inicio de los tratamientos por fracturas inducidas, diversos autores han
utilizado la interpretacion de los valores de presion obtenidos durante la
planeacion y posterior ejecucion, como método de analisis y determinacion de las
condiciones de propagacion asi como del tipo de fractura creada, tal como Godbey

y Hodges®, a quienes se les considera los pioneros de dichos andlisis.
En la figura 37, se visualizan los parametros de mayor importancia de los cuales
debe tenerse conocimiento a la hora de estudiar las presiones en el marco de una

operacion de fracturamiento hidraulico.

Figura 37.Presiones en el cuerpo de una fractura hidraulica.

wa

P; 0 ISIP

Presion, psi

———> Distancia a lo largo de lafractura, ft

Fuente: Modificado de HOPCKINS, C.W. “The Importance of In-situ Stress Profiles in Hydraulic Fracturing
Applications”. Technology Today Series. JPT.

Como se vio en 2.1.5, la presion de cierre es el valor minimo de presion que debe
existir en el cuerpo de la fractura para que los esfuerzos in-situ no provoquen el

cierre de esta.

La presion dentro de la fractura P, es el valor de presién en el cuerpo de ésta; se
le denomina ISIP al valor de ésta presion que se obtiene cuando el caudal de las

bombas es llevado a cero.

2 GODBEY, J. HODGES, H. “Pressure Measurements During Hydraulic Fracturing”. Trans AIME. Vol 213. 1958.
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Asi, la presion neta sera la diferencia entre la presion en el cuerpo principal de la
fractura y la presion de cierre y puede ser descrita como la presion que conduce el
crecimiento de dicha fractura y esta directamente relacionada con la geometria
creada.

4.1. PRUEBAS PRE-FRAC DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Una prueba Pre-Frac se define como aquella prueba que es llevada a cabo antes
del tratamiento de fracturamiento principal, realizada generalmente a bajos
caudales (2 - 5 barriles) de fluido base, sin presencia de material apuntalante,
creando de ésta manera una pequefia fractura en donde se registra el
comportamiento de la presién, lo cual servirh como base para determinar las
principales condiciones y pardmetros bajo los cuales se dara el proceso de

propagacion principal.

Dentro del marco de la industria petrolera, el proceso de planeacion de un
tratamiento de fracturamiento hidraulico esta precedido por la ejecucién de tres
pruebas Pre-Frac fundamentales que son: Step Rate Test (SRT), Step Down Test
(SDT) y MINIFRAC.

4.1.1. Step Rate Test (S.R.T.)

Consiste en bombear un fluido base en una tasa de 1 a 3 BPM inicialmente. Luego
empieza a incrementarse de manera escalonada dicha tasa de inyeccion, por lo
cual la presion de fondo ira aumentando hasta cierto punto en donde se alcanzara
la presion de quiebre de la formacion, en donde se creara la fractura deseada y
consecuentemente se pasara de tener un flujo de tipo matricial a un flujo por
fractura. La figura 38.A muestra el procedimiento de ejecucién de una prueba Step
Rate Test asi como la figura 38.B deja ver el analisis de ésta con el fin de
determinar la presion de extension de fractura, asi como la linea de flujo por matriz

y la linea de flujo por fractura.
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Figura 38. Prueba de Step Rate Test.
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“Modern Fracturing: Enhancing Natural Gas

Identificacidn de fracturas multiples y fisuras a través de la prueba SRT

Chapman y Vitthal®** analizaron el comportamiento de la prueba de Step Rate Test

y concluyeron que la presencia de fracturas multiples, causan un comportamiento

no lineal de la gréfica de presion de fondo contra tiempo de bombeo, provocando

la aparicién de pequefios bultos o discontuidades que no siguen la tendencia recta

normal, como puede verse en la figura 39.

Figura 39. Identificacion de fracturas multiples en una prueba Step Rate Test.
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Fuente: Modificado de CHAPMAN, B. VITTHAL,S. “Prefracturing Pump-In Testing for High Permeability

Formations”. SPE 31150.

2 CHAPMAN, B. VITTHAL,S. “Prefracturing Pump-In Testing for High Permeability Formations”. SPE 31150.
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La presencia de dichas fracturas multiples se da generalmente por la ausencia de
esfuerzo diferencial o una alta desviacion del pozo y acarrean consecuencias para
el desarrollo de la operacion tales como ancho de fractura reducido, baja
eficiencia, incremento de leakoff, reduccion de la longitud de la fractura inducida y

altos valores de presion neta.

4.1.2. Prueba Step Down Test (S.D.T.)

Esta prueba se realiza iniciando con la maxima tasa de inyeccion, para luego ir
disminuyendo cada una de éstas, permitiendo que el valor de presion se estabilice
en un corto tiempo (Figura 40). Este corto tiempo de estabilizacion es
fundamental, pues no permite que la geometria de la fractura creada cambie. El
objetivo principal de la SDT es determinar el valor de la friccion que se tiene en la
cercania al pozo cuando es iniciada la fractura, y a su vez poder clasificar este
valor entre friccibn causada por los perforados y friccibn por efectos de

tortuosidad.

Figura 40. Prueba Step Down Test.
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Fuente: PALACIOS, Z.; ACOSTA, J. “Desarrollo de una Metodologia que Permita Optimizar la Interpretacion
de las Pruebas SDT, SRT Y Minifrac en Trabajos de Fracturamiento Hidraulico Aplicado al Campo Yarigui-
Cantagallo. Trabajo de Grado. UIS. 2011.

Al graficar la presion contra la tasa de bombeo se puede realizar la clasificacion y
cuantificacion de las pérdidas causadas por la friccion, como se observa en la
figura 41. La friccién por perforados se vera en dicha grafica como una curva

concava hacia arriba (color verde), ya que la caida de presibn aumentara a
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medida que la tasa también lo haga. Por su parte, la friccibn causada por efectos
tortuosos describira una curva concava hacia abajo (color azul), lo que representa

que las perdidas tenderan a disminuir a medida que la tasa aumenta.

Figura 41. Andlisis de la prueba SDT.
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Fuente: ECOPETROL S.A.

Dividir éste valor de perdidas ya sea por perforados o por tortuosidad, es
fundamental a la hora de analizar posibles situaciones de riesgo que podrian

afectar el comportamiento y geometria de la fractura inducida.

Como se vio en capitulos anteriores, la tortuosidad es un factor de extremo
cuidado que afecta tanto el requerimiento de presién como la eficiencia de dicha
fractura, factor que es principalmente afectado, entre otros, por la presencia de
fisuras en la cercania al pozo asi como a una desalineacion entre la fase del
perforado y el PPF.

Autores coinciden en que valores de tortuosidad por debajo de 1000 psi pueden
ser aceptables, mientras que cuando dicha variable se encuentra por encima de
este valor, el riesgo de que se den algunos de los problemas, tales como un

prematuro screen out, es bastante alto.

Teniendo en cuenta lo anterior, se puede verificar si la presencia de fisuras

cercanas al pozo se encuentra afectando el comportamiento de la fractura, ya que
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dichas discontinuidades son generalmente responsables de que se presenten
altos valores en las pérdidas por friccion, debido a que incrementan la tasa de
perdida de fluido, lo que se refleja en una dificultad en la propagacion de la

fractura y esto a su vez en efectos tortuosos fuertemente acentuados.

4.1.3. Prueba Minifrac

La prueba Minifrac es considerada como la prueba Pre Frac mas importante en el
desarrollo de las operaciones de fracturamiento hidraulico. Basicamente, consiste
en la inyeccion de agua o un fluido homogéneo a bajas tasas (5 GPM), creando de
ésta manera una pequefia fractura que elimina el dafio cercano al pozo
comunicando la cara de éste con el yacimiento, asegurandose que la presion esté
siempre por encima de la de extension de fractura. Posteriormente, se detiene
dicho bombeo dejando que empiece a cerrarse dicha fractura, consecuentemente

declinando la presion hasta que se alcance la de yacimiento.

En si, el objetivo principal de esta prueba es determinar dichas condiciones de
cierre y el comportamiento de la presion antes y después de éste, como puede
verse en la figura 42, siendo los principales parametros obtenidos alli el ISIP, la

presion de cierre y de inicio de fractura.

Figura 42. Prueba Minifrac.
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Fuente: Modificado de Modificado de : NSI technologies, INC. “Bases and Aplications of Hydraulic Fracturing”
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Basado en el periodo de declinacion de presidbn que se presenta cuando el
bombeo de fluido se detiene hasta que la fractura creada se cierra totalmente,
diversas técnicas de andlisis han permitido establecer la influencia que ciertos
factores propios del medio de propagacion tienen en dicho comportamiento.

Entre ellas la primera en utilizarse y quiza la mas comun es la grafica de la presion
versus la raiz cuadrada del tiempo, en donde un cambio en pendiente indica un
cambio en el patron de flujo linear, y dicho punto es tomado como el punto de
presion de cierre. (Figura 43).

Figura 43.Grafica de declinacion de presién versus raiz cuadrada del tiempo.
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Fuente: NSI technologies, INC. “Bases and Aplications of Hydraulic Fracturing”.

Pese a esto, en muchas ocasiones dicho punto de cierre no puede ser localizado
de manera clara, por lo cual debe recurrirse a una serie de técnicas enfocadas a
identificarlo a través del andlisis de la declinacién de la presion durante el periodo

de cierre de la fractura.

4.2. “FUNCION G” O DE DECLINACION DE PRESION DE NOLTE

Nolte*? dedujo un modelo de crecimiento de fractura que registra el
comportamiento de la presion durante dicho periodo de cierre, teniendo en cuenta

el efecto que tiene la perdida de fluido o leakoff en dicho éste.

2 NOLTE, K.G. “A General Analysis of Fracturing Pressure Decline with Application to Three Models”. AMOCO
Productions Co. SPE 12941. 1986.
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Brevemente, la deduccion de esta expresion se basa en la ecuacion de tasa de
pérdida de fluido a través de un area incremental da en un tiempo t, donde C;, es el

coeficiente de pérdida de fluidos

2CLA f(tp)

qu = \/E

Luego a partir de la expresion anterior y teniendo en cuenta dicha pérdida de

Ecuacion 41

fluidos, se halla el volumen de ésta, la cual esta dada por

VL, = 2CA \/E [%z Ecuacion 42

Finalmente, a partir de los desarrollos matematicos anteriores llevados a cabo por

Nolte??, se introdujo la funcion G, la cual se encuentra definida como
At —
G(Aty) = “ECE0)] Ecuacion 43

Expresion que al ser linealizada, se muestra como una grafica de pendiente
negativa, donde se puede visualizar la declinacion de la presion (Figura 44), y en
donde la presién de cierre puede ser leida como el punto en el cual el

comportamiento se aleja de la tendencia de declinacion normal.

Figura 44. Representacion grafica de la Funcion G o de Nolte.
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Fuente: ECONOMIDES, M.; MARTIN, T. “Modern Fracturing: Enhancing Natural Gas Production”. BJ Services
Company. ET Publishing. 2007.
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4.2.1. Andlisis de la presion dependiente del leakoff (Barre y Mukherjee)

Identificar la presion dependiente de la pérdida de fluidos asi como la influencia
gue ésta tendra en la geometria de la fractura creada, se convirtid en el siguiente
paso a dar en el estudio del proceso de declinacion de presion durante una prueba
Minifrac. Fue asi como Barre y Mukherjee basados en el planteamiento hecho por
Nolte, desarrollaron un método para conseguir lo anterior, siendo éste el de la

derivada y superposicion de la derivada de la funcion de declinacion de presion.

. L dP . : : . o
La derivada de la funcién G (E) permite analizar la linealidad de la declinacion

debido al ajuste del modelo, en éste caso la derivada sera constante; cuando lo

anterior deje de ocurrir, se considera que se ha alcanzado la presion de cierre.
., ., . dpP ,
Por su parte, la funcion de superposicion de la derivada (G E) no es mas que el

producto del valor de la funcidbn G con su derivada. Cuando la tendencia de la
grafica empiece a alejarse de la linealidad, se extrapola a la linea de presion y
éste es leido como el valor de presion de cierre. Lo anterior puede ser visto en la

figura 45 donde se observan las dos funciones descritas con anterioridad.

Figura 45. Esquema tipico de la derivada y superposicion de la derivada de la funcién G.
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Fuente: Reservoirs Engeneering Consultants. “DFITs Analysis-Diagnostic Fracture Injection Test Analysys”.
IPT. 2013.
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Asi, cuatro casos hipotéticos fueron desarrollados durante el estudio, en los que
se pudieron identificar comportamientos Unicos de la grafica anterior, para cada

uno de ellos, siendo estos:

e Leakoff Normal.
e [Extension de la punta de la fractura.
o Leakoff dependiente de la presion.

e Recesion de la altura.

De los anteriores, la presion dependiente del leakoff y la recesion en altura han
sido utilizados como posibles medios de identificacion de la influencia de ciertos
factores propios del medio de propagacion en el crecimiento de la fractura, tales

como fracturas naturales, fisuras y agentes de control del crecimiento en altura.

4.2.1.1. Leakoff dependiente de la presion.

Figura 46. Comportamiento de la Funcion G para leakoff dominado por fisuras.
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Fuente: CRAIG, D.; EBERHARD, M. and BARRE, R. “Adapting High Permeability Leakoff Analysis to Low
Permeability Sands for Estimating Reservoir Engineering Analysis”. SPE 60321.

Cuando se bombea el fluido base dentro de la formacion, puede darse el caso que

haya una dilatacion de las fisuras o fracturas que se encuentran alli, lo que
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provoca que se incremente la filtracion de fluido y que se dé un leakoff

dependiente de la presion durante el periodo de cierre o declinacién.

Esto puede ser identificado en la grafica de la derivada y la superposicion de la
derivada, cuando al ajustar la linea recta desde el origen a ésta ultima funcién, se
forma una especie de joroba o barriga hacia arriba, como puede verse en la figura
46. Cuando dicho comportamiento se presente, se considera que una apertura de
fisuras o de fracturas naturales estéd ocurriendo y éste factor influird en el proceso
de declinaciéon de presidon y consecuentemente en el crecimiento de la fractura.

Adicionalmente, Craig et al*®

afirma que éste comportamiento también puede
verse evidenciado en una rapida caida de pendiente en la derivada de la presién

con respecto a la funcién de Nolte.

42.1.2. Recesion de la altura.

Cuando una fractura crece verticalmente, por mas Optimas que sean las
condiciones de contencion de las formaciones adyacentes, generalmente existira

cierta invasion del cuerpo principal de la fractura a dichas zonas.

Figura 47. Comportamiento de la Funcion G para recesion en la altura.
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Fuente: CRAIG, D.; EBERHARD, M. and BARRE, R. “Adapting High Permeability Leakoff Analysis to Low
Permeability Sands for Estimating Reservoir Engineering Analysis”. SPE 60321.

» CRAIG, D.; EBERHARD, M. and BARRE, R. “Adapting High Permeability Leakoff Analysis to Low Permeability Sands for Estimating
Reservoir Engineering Analysis”. SPE 60321.
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Debido a esto cuando en una prueba Minifrac se da éste fendbmeno de manera
severa, es decir, la fractura invade totalmente la zona limitrofe, alcanzando incluso
una zona de esfuerzo de cierre menor adyacente a ella (arenisca), y empieza el
proceso de declinacion de presion, la grafica de superposicion de la derivada se
presentard como una joroba hacia abajo de la linea de tendencia, lo que tiene
como causa el hecho de que los estratos adyacentes no son permeables, por lo
cual cuando el area de la fractura en dichos estratos empieza a cerrarse, la tasa
de declinacion de la presion se incrementa, pues no existira perdida de fluido

hacia dicha formacioén. A esto se le conoce como recesion en la altura.

Es asi como a través de dicho andlisis de declinacion puede inferirse si la fractura
principal tendra un buen confinamiento en altura, o si por el contrario tendera a
haber un crecimiento incontrolado en esta direccion cuando ésta sea inducida a
través de la formacion, al observarse o no el comportamiento descrito

anteriormente.

4.3. GRAFICAS DE NOLTE-SMITH.

La ecuaciéon 44 es usada para definir el valor de la presion en un caso ideal de

geometria de fractura PKN:

Ecuacion 44

_ [E® (wqL)+Ptip* 025
Pnet ~ H4

Donde E es el Modulo de Young, u la viscosidad del fluido fracturante, Q la tasa de
inyeccion, H y L la altura y extension de la fractura y Ptip la presion de extension

en la punta.

Esta relacion predice que la presion neta se incrementara de manera proporcional
con el tiempo a medida que la longitud también lo hace, por lo que la altura se le

puede considerar como constante. Sin embargo, variaciones con respecto a éste
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comportamiento ideal se presentan en numerosos casos, por lo cual técnicas
como la de Nolte y Smith** han sido desarrolladas para analizar dichas

variaciones.

Esta consiste en graficar en una escala log-log el comportamiento de dicha
presion neta en funcidbn del tiempo de bombeo. Del analisis de dicho
comportamiento, Nolte y Smith propusieron cuatro “modos” de presion (Figura
48), que permiten identificar diferentes periodos de crecimiento y tener una idea de

la manera en que la fractura se encuentra propagandose a través de la formacion.

Figura 48. Gréafica de Nolte-Smith.
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Fuente: NOLTE, K.G. AND SMITH, M.B.: “Interpretation Of Fracturing Pressures”. JPT. SPE 8297.

Modo I. Altura confinada y extensién restringida

Para fluidos de fracturamiento, el exponente e, puede limitarse para alta y baja
pérdida de fluido, donde el exponente de los fluidos no-Newtonianos n, varia
desde 1 hasta 0,5 para un fluido Newtoniano y totalmente no-Newtoniano
respectivamente. Para el Newtoniano asociado con alta pérdida de fluido, el
exponente e sera aproximadamente 1/8, mientras que para uno altamente no-
Newtoniano con baja pérdida, dicho exponente sera %. Esto define los limites de
pendiente para el modo |, el cual se caracteriza por mostrar un crecimiento de la

presién neta con una pendiente positiva limitada por los valores mencionados con

2 NOLTE, K.G. AND SMITH, M.B.: “Interpretation Of Fracturing Pressures”. JPT. SPE 8297.

91



anterioridad, y cuya caracteristica principal es que bajo éste comportamiento la

fractura crece con una altura definida y con extension no restringida.

Modo Il. Crecimiento en altura o alta pérdida de fluido

La ecuacion 43 permite conocer la tasa de inyeccion de fluido de fracturamiento

Q = quoss + C[ AH + AL + AP, el Ecuacion 45

Al realizar un balance de masa basado en ella, se concluye que las dos Unicas
variables que deben incrementarse para que el crecimiento de la presion neta se
haga cero y dicho balance siga existiendo, son la altura de la fractura y el
coeficiente de perdida (q;,ss), PU€S la tasa de inyeccion se considera constante.

Este crecimiento en altura conlleva a que zonas de esfuerzos de cierre mayor
sean penetradas por la fractura, lo que a su vez provoca una reduccion en su
conductividad. Por su parte, la alta pérdida de fluidos en consecuencia directa de
la interaccion con fracturas o discontinuidades que deshidratan la lechada de
fracturamiento, haciendo que una posible acumulacién de propante se dé, como

se vio en el capitulo 3.4, llevando al modo Ill de propagacion.

Modo lll. Crecimiento restringido

Esta region es caracterizada por una pendiente positiva, la cual es generalmente
interpretada como una restriccion en el flujo de la fractura. Se diferencia del modo

I, pues siempre se encuentra precedida por el modo Il o de pendiente nula.

Esto se explica por el hecho de que cuando una fractura inducida se intercepta
con una discontinuidad natural, si existen las condiciones para que ocurra, ésta
Gltima causa una pérdida del fluido base de fracturamiento (Modo Il), lo cual
provoca una acumulacion del material apuntalante en la punta de la fractura

hidraulica, llevando a que el crecimiento de ésta se detenga y llevando asi a un
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Tip Screen Out, como puede verse en la figura 49. Esto se ve reflejado entonces,

como un incremento en el valor de la presion neta dentro del cuerpo principal.

Figura 49. Modo Il y Il de Nolte-Smith por presencia de discontinuidades naturales.
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Fuente: Modificado de POTLURI, N. ZHU, D. AND HILL, A.D. “Effect of Natural Fractures on Hydraulic
Fracture Propagation”. SPE 94568. 2005.

Modo IV. Crecimiento inestable o inconfinado en altura

La caracteristica principal de éste modo de propagacion es que presenta un valor
de pendiente negativo. Nuevamente, al analizar el balance de la ecuacién 45, se
puede inferir que el Unico cambio compatible con este decrecimiento de la presion

neta es un incremento en la altura.

Este rapido crecimiento en altura se traduce en una expansion en altura sin control
a través de las formaciones adyacentes de mayor esfuerzo de cierre, y
posteriormente llegando a las de menores esfuerzos ubicadas sobre y por debajo
de éstas ultimas.

La figura 50 representa lo anterior, en donde adicionalmente se puede ver la

relacion existente con los modos de propagacion |y Il.

93



Figura 50. Crecimiento vertical representado por los modos I, Il y IV en la gréfica de Nolte-Smith.
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Fuente: NSI TECHNOLOGIES, INC. “Bases, Design and Applications of Hydraulic Fracturing”.

4.4. RELACION DE LA PRESION NETA CON REGIMENES TECTONICOS
ACTIVOS

La presencia de regimenes de esfuerzos no definidos en los cuales la fractura
puede variar repentinamente de un tipo de propagacion vertical a uno horizontal,
lleva a generar altos valores de tortuosidad en el cuerpo principal de ésta,
ocasionando un incremento en el valor del ISIP y consecuentemente en el de
presion neta, causando cierto grado de complejidad en el comportamiento de ésta.
Sin embargo, Johnson y Greenstreet®®, encontraron que en situaciones donde se
presentan altos valores de ISIP, las presiones netas no son totalmente altas, sino
que presentan un valor de complejidad moderada. Esto es causado por la accion
de esfuerzos tectdnicos activos, los cuales incrementan de manera bastante
pronunciada el valor de ISIP y de la presion de cierre, llevando a que el valor de

presion neta tienda a mantenerse en un rango moderadamente alto.

Como se mencion0 anteriormente, rangos entre 0,1 y 0,29 psi/ft se considera que
estan siendo causados por causas tecténicas, pero estos valores son asumidos
como moderados y llamados de complejidad favorable. Por encima de 0,29 psi/ft

se consideran valores muy altos ocasionados por esfuerzos tectonicos totalmente

> JOHNSON,R. GREENSTREET, C. “Managing Uncertainty Related to Hydraulic Fracturing Modeling in Complex Stress
Environments with Pressure-Dependent Leakoff”. SPE 84492. 2003.
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activos, que generalmente se ven asociados con complejidades de tipo
problematico que se encuentran asociadas a la presencia de fracturas naturales y
conlleva a posibles formaciones de screenouts lo que cambia abruptamente la
geometria de fractura creando fracturas de tipo T o tipo sandwich %. Ademas la
presencia de estos valores son tipicos en regiones de regimenes inversos, donde
el esfuerzo horizontal minimo toma un valor muy alto sobrepasando el esfuerzo

vertical.

% POTOCKI, D. “Understanding Induced Fracture Complexity in Different Geological Settings Using DFIT Net Fracture
Pressure. EnCana Corporation. SPE 162814. 2012.
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5. DESARROLLO DE LA METODOLOGIA PARA LOS FACTORES
GEOMECANICOS Y GEOLOGICOS A IDENTIFICAR.

Ya estudiados los factores que comunmente tienen mayor incidencia en la
propagacion de una fractura hidraulica inducida, asi como los distintos medios
existentes que permiten indicar si se encuentran afectando o no dicha
propagacion, se hace necesario crear una herramienta metodolégica o “paso a
paso” que permita lograr la identificacion de cuéles de éstos factores estudiados,

efectivamente ejerceran algun tipo de influencia.

Por esto, se presenta a continuacion el esquema y desarrollo de la metodologia
para cada uno de los factores abarcados en el estudio, siendo estos divididos
como factores de generacion (Tipo de falla, orientacion del pozo, anisotropia de
esfuerzos y fracturas naturales) y factores de propagacion (fracturas naturales,
contraste de esfuerzos y espesor y contraste de propiedades mecanicas). Al final
de cada factor, se muestra los resultados finales arrojados, permitiendo asi

determinar si dicho factor es influyente y la manera en que realiza dicha influencia.
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5.1. METODOLOGIA PARA EL TIPO DE FALLA

Figura 51.Diagrama de flujo de la metodologia para el Tipo de Falla.

( Nnicio )

Fuente: EL AUTOR.

1. Determinacion de si existe o no influencia del tipo de falla en el caso de
estudio, considerando que de que se alcance la falla por tension a priori que por
corte es denominado como de influencia positiva.

2. Definir los datos de entrada: Esfuerzos principales (oy, 0, y 0,,), propiedades
mecénicas de la roca y condiciones del pozo (orientacion).

3. Utilizar alguna herramienta que permita identificar a las condiciones dadas
el tipo de falla que ocurrira en la roca, siendo aplicada para el presente proyecto la
macro Excel mostrada en anteriores capitulos.

4. ¢La falla por tension ocurre antes que la falla por corte?

5. Se alcanza la condicién éptima de generacién de fractura, por lo cual se
considera como exitoso el inicio de la propagacion.

6. Al ocurrir la falla por corte, es necesario analizar los valores de las
propiedades mecanicas que definen el tipo de falla y preguntarse si cumplen con:
So < 3000 psi, RTR > 2000 psi o AFI < 25°. La operacion de fracturamiento no es
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exitosa pues no es posible generar fractura, por lo cual no se sigue aplicando la

metodologia.
7. Valores asociados a la falla por corte presentada.
8. Resultados finales arrojados.

5.2. METODOLOGIA PARA LA ORIENTACION DEL POZO

Figura 52.Diagrama de flujo de la metodologia para Orientacion del Pozo.

( Nicio )
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Fuente: EL AUTOR

1. Determinar si existe influencia de la orientacion del pozo en el proceso de
generacion de fractura en el caso de estudio.

2. ¢El pozo es orientado?

3. Datos de entrada: Azimut () e inclinacion (@) del pozo, direccion del plano
preferencial de fractura, esfuerzos principales y propiedades mecanicas de la
roca.

4. Dependiendo del régimen en el que se encuentre la formacioén de interés, es

importante realizar un andlisis de las sensibilidades al gradiente de fractura y tipo
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de falla presentadas en el capitulo 3.2.3 para tener una idea de cémo es el
comportamiento de dichas variables en el caso de estudio.

5. ¢La inclinacion del pozo (¢) es mayor a 10°?

6. A través del uso de la Macro Excel, identificar cual es la influencia de la
orientacion del pozo en el gradiente de fractura y el tipo de falla. Realizar la corrida
y mirar cuéles son sus valores en el valor de inclinacion que se presente y cuando

el pozo es vertical.

Figura 53. Analisis de la influencia de la inclinacion del pozo en el gradiente de fractura y el tipo de
falla.

MUD WEIGTH WINDOW ZONA ESTABLE MODELO IMPERMEABLE

W (psimt)

0 5 10 15 20 25 3 35 40 45 S0 S5 60 6 70 75 8 8 9
Hole Angle (deg)

Fuente: Macro Excel. EL AUTOR.

Si GF(@ = 0) < GF(p > 0), la influencia no es buena. Si ocurre lo contrario si lo
sera, pues dicha inclinaciéon produce un menor requerimiento de presion, que es lo
deseado. Igualmente para el tipo de falla, recordando que una buena influencia se

ve traducida en gue se presente primero la falla por tensién que por corte.

7. Similar al paso anterior, realizar el andlisis para el angulo entre el azimut del
pozo y el plano preferencial de fractura, realizando una corrida en las condiciones
del pozo y otra suponiendo que dicho azimut es igual al PPF. Si GF(B # PPF) >
GF(B = PPF), la influencia de dicha desviacion no es buena. En el caso que ocurra
lo contrario contrario, se verd como un menor requerimiento de presién, lo cual es
favorable a la hora de inducir la fractura. De igual manera analizar para el tipo de

falla.
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8. Cuando dicha inclinacion es menor a 10°, no existe influencia de la orientacion
del pozo.

9. En el caso que el pozo no sea orientado, realizar la corrida en la herramienta y
analizar si dicha condicién de verticalidad es favorable 0 no en comparacion a si el
pozo fuera desviado, en cuanto al valor de gradiente de fractura y al tipo de falla.

10. Resultados finales arrojados.

53. METODOLOGIA PARA LA ANISOTROPIA DE ESFUERZOS
HORIZONTALES

Figura 54.Diagrama de flujo de la metodologia para la Anisotropia de Esfuerzos.

_INnicio

Fuente: EL AUTOR

1. Determinar si hay influencia de la anisotropia en el proceso de generacion de
fractura del caso de estudio.
2. Datos de entrada: Esfuerzos principales, condiciones del pozo y propiedades

mecanicas de la roca.
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3. Realizar andlisis a las sensibilidades del gradiente de fractura para diversas
anisotropias, para hacerse una idea del comportamiento de éste en el régimen de
esfuerzos de la zona de interés.

4. ¢ El valor de anisotropia es menor a 0.15 psi/ft?

5. Pueden presentarse altos gradientes de fractura y aparicion de posibles fisuras,
pues la fractura no tiene bien definido un plano de propagacion, como se vio en el
capitulo 3.3.

6. Se presentan gradientes de fractura moderados, asi como una correcta
alineacion de la fractura con la direccion del esfuerzo maximo horizontal en su
proceso de propagacion.

7. Al igual que en los dos factores anteriores, utilizar la herramienta Macro para
determinar el tipo de falla que se presentara bajo las condiciones de anisotropia
presentes.

8. ¢ La falla por tension ocurre antes que la falla por corte?

9. Se alcanza la condicion Optima de generacion de fractura, por lo cual se
considera como exitoso el inicio de la propagacion.

10. Cuando se dé primero la falla por corte, revisar si el valor de anisotropia se
encuentra por encima de 0.6 psi/ft, el cual es considerado como de riesgo y
posiblemente es la causa de que esto se presentara.

11. Resultados finales arrojados.
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5.4. METODOLOGIA PARA FRACTURAS NATURALES Y MULTIPLES

Figura 55. Diagrama de flujo de la metodologia para Fracturas Naturales y Mdltiples.
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Fuente: EL AUTOR.
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Determinar el posible efecto que ejercen dichas discontinuidades en el proceso de
propagacion de una fractura hidraulica es primordial a la hora su planeacion,

ejecucion y posterior analisis de resultados.

1. Determinar si las fracturas naturales y multiples son influyentes en el proceso de
propagacion del caso de estudio.

2. Realizar una descripcion de las fracturas detectadas en el campo en general a
través de los registros de imagen.

3. En el pozo de analisis, ¢existe disponibilidad de registros de imagen para
detectar la presencia de fracturas naturales?

4. Si si existen dichos registros, ¢se detecta a través de ellos la presencia de
fracturas naturales?

5. Determinar el niumero y orientacion de las fracturas tanto conductivas como
parciales detectadas en el andlisis del registro.

6. ¢Dichas fracturas se encuentran en la misma orientacion del plano preferencial
de fractura?

7. ¢El pozo de encuentra orientado en el mejor camino para iniciar fractura de
acuerdo a su régimen de esfuerzos?

8. Se tiene una 6ptima creacién de la fractura hidraulica ayudado adicionalmente
por la presencia de fracturas naturales.

9. Dificultosa creacion de la fractura hidraulica y su proceso de creacion y
propagacion puede ser altamente dependiente de las fracturas naturales que se
encuentran en el plano de propagacion.

10. Dicha presencia de fracturas naturales favorece y facilita en gran medida el
proceso de creacion y consecuente propagacion de la fractura inducida. De igual
manera, revisar la grafica de declinaciébn para verificar si existe algun tipo de
leakoff causado por fracturas de menor tamarnio.

11. Cuando las fracturas no estén orientadas en el PPF, es necesario preguntarse
¢ Existen resultados y analisis de las pruebas Minifrac?

12. Conector
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13. A través del analisis de la funcion G es posible detectar presion dependiente
del leakoff y valores de pérdidas por tortuosidad mayores a 1000 psi arrojados por

las pruebas SDT?

Figura 56. Funcion G y pérdidas por tortuosidad en prueba SDT.
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Fuente: CIPOLLA, C.L.; WARPINSKI, N.R. ; and MAYERHOFER, N.J. “Hydraulic Fracture Propagation
Complexity: Diagnosis, Remediation and Explotation”. Pinnacle Technologies. SPE 115771. 2008.

14. Cuando es asi, las fracturas naturales provocan pérdidas del fluido base,
deshidratando la lechada de fracturamiento.

15. De no ser asi, es posible que las fracturas presentes no sufran apertura y no
actlien como agente de pérdidas por leakoff o deshidratacion.

16. A través del criterio de Warpinski y Teufel se puede tener una idea del
comportamiento de la fractura hidraulica al interceptar algunas discontinuidades

naturales. ¢ Se cumple el criterio de Warpinski y Teufel?

(oy — a,)(1 — cos206)

Pt >
net 2

17. Si se cumple dicho criterio, la fractura natural sufre un proceso de apertura
favoreciendo la restriccion en crecimiento de la fractura hidraulica causada por las
altas pérdidas de fluido base.

18. Al no cumplirse dicho criterio, la fractura hidraulica no se ve alterada por la
presencia de éstas discontinuidades naturales y continlia su propagacion a través

de la formacion.
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19. Realizar un analisis de las graficas de Nolte-Smith para identificar el
comportamiento de la fractura durante su proceso de propagacion, siendo los
modos Il y lll los que indican problemas relacionados con la interaccion de
fracturas naturales.

20. Revisar el angulo de separaciéon promedio entre las fracturas naturales y el
PPF y la anisotropia de esfuerzos horizontales.

21. Warpinski y Teufel afirman que angulos por debajo de 50° y anisotropias
menos a 1000 psi se pueden considerar como de riesgo de posible apertura de
fisuras naturales y consecuentes indices elevados de leakoff. Se recomienda
igualmente aplicar el criterio mencionado en el numeral 16.

22. Algunas veces el registro de imagen no permite identificar algunas fracturas
naturales muy pequefias o que se encuentran muy retiradas de la cara del pozo,
por lo cual es recomendable analizar la grafica de funcién G para determinar si
estas existen, causando un efecto de presién dependiente de leakoff.

23. En el caso de que no existan registros de imagen, ¢hay disponibilidad de
graficas de Funcion G durante el Minifrac y de Nolte-Smith durante el tratamiento
principal?

24. ldentificar si existe leakoff dependiente de la presion o posible efecto en la
geometria de fractura por accion posiblemente de fisuras naturales presentes.

25. Si no existen registros de imagenes ni andlisis de declinacién de presion, es
complicado hacer un analisis confiable del efecto que se tendra en la formacion de
interés, por lo cual se debe recurrir a otras herramientas tales como microsismica.

26. Conector

27. ldentificar si hay existencia y efecto de fracturas multiples.

28. ¢La pérdidas por tortuosidad registrados en la prueba SDT son mayores a
1000 psi?

29. Estos altos valores pueden ser un indicio de posible formacion de fracturas
multiples.

30. No hay indicio de la formacion de fracturas multiples en la cercania a la cara

de pozo.
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31. Realizar andlisis de la grafica P vs Q de la prueba SRT. ¢ Existe linealidad y

ajuste de los puntos a la linea recta de tendencia?

Figura 57. Analisis de la prueba SRT.

Bottom Hole Pressure - psi

Rate - bovrmin

Fuente: ECOPETROL S.A.

32. Al existir esta linealidad, es un indicio de que la fractura crece con buena
geometria como un cuerpo unificado.

33. Indicio de que se han formado fracturas multiples en la cercania al pozo.

34. Revisar la gréfica de Minifrac y verificar si el proceso de declinacion se
presenta de manera decreciente constante o si existe alguna region en la cual se
aleja de éste comportamiento.

35. Resultados finales arrojados.

Es importante aclarar que si durante el analisis del tipo de falla, orientacién del
pozo, anisotropia y fracturas naturales (seccidén de inicio de fractura), no arroja
como resultado la generacién de la fractura tensil, aqui se detiene la aplicacion de
la metodologia, debido a que no habra un proceso de propagacién, por lo cual no
tendria sentido analizar los demas factores, los cuales estéan relacionados con éste

proceso de crecimiento.
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5.5. METODOLOGIA PARA LA PRESENCIA DE FALLAS GEOLOGICAS Y
TECTONICA ACTIVA

Figura 58. Diagrama de flujo de la metodologia para la presencia de fallas geolégicas y tecténica
activa.

CINicio )

23

Fuente: EL AUTOR.

1. Determinar si existe influencia de fallas geolégicas y tectonica activa en el
proceso de propagacion de la fractura del caso de estudio.

2. Datos de entrada: Esfuerzos de cierre medidos por pruebas Minifrac, presiones
de poro de las zonas de interés y valores de relacion de Poisson maximos y
minimos de la formacién analizada.

3. Realizar el andlisis gréafico de Potocki, tal como se explica en el capitulo 3.5.2.

107




Figura 59. Analisis de Potocki de acople de la presion de cierre con la presion de poro.
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Fuente: POTOCKI, D. “Understanding Induced Fracture Complexity in Different Geological Settings Using
DFIT Net Fracture Pressure. SPE 162814. 2012.

4. ¢ Los datos de Minifrac se encuentran ubicados entre la linea maxima y minima
de la ventana de ajuste?

5. Los valores del esfuerzo de cierre ajustan con los valores calculados por la
ecuacion de Eaton, por lo que se considera que no existe algun tipo de influencia
tectonica.

6. ¢Los datos Minifrac estan ubicados a la derecha de la linea maxima de la
ventana de ajuste?

7. Los esfuerzos de cierre por Minifrac son mayores al esfuerzo minimo calculado
por Eaton, hecho que tiene como causa principal esfuerzos tectdnicos activos de
tipo compresional.

8. ¢Los datos Minifrac estdn ubicados a la izquierda de la linea maxima de la
ventana de ajuste?

9. Los esfuerzos de cierre por Minifrac son menores al esfuerzo minimo calculado
por Eaton, lo cual es debido a esfuerzos tectonicos extensionales.

10. Conector

11. Realizar analisis del valor de presién neta obtenido durante la prueba Minifrac.
12. ;La presién neta es menor a 0,1 psi/ft?

13. Valores de presiones netas considerados normales, los cuales son los

esperados en operaciones de fracturamiento en cuencas geologicamente pasivas.
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14. Valores de presion neta considerados altos y no esperados en operaciones de
fracturamiento en cuencas convencionales, los cuales son generalmente
asociados con causas de tipo tectonico.

15. ¢ La presion neta se encuentra en un rango de valores entre 0,1y 0,29 psi/ft?
16. Estos valores contenidos en este rango se consideran como de complejidad
favorable debido a que se ven representados en una buena produccion; ademas
se considera que son causados principalmente por esfuerzos tectdnicos activos.
17. ¢ La presion neta presenta un valor mayor a 0,3 psi/ft?

18. Estos altos valores son generalmente asociados a problemas presentados
durante la operacién, tales como alta tortuosidad, posibles screenouts asi como
giro de la fractura en un plano de propagacion preferencial (fracturas planas).

19. Conector.

20. ¢El PPF tiene una direccion cercana a la paralela de la direccién de la falla
presente?

21. El crecimiento de la fractura no se vera influenciado de manera notable por la
presencia de la discontinuidad cuando existe una distancia considerable entre ésta
y el pozo.

22. ¢La longitud esperada o final de fractura es cercana a la separacion entre la
discontinuidad y el pozo?

23. La discontinuidad tendra un efecto en el proceso de propagacion tanto en la
geometria de la fractura, afectando igualmente el régimen de esfuerzos general.
24. La discontinuidad no ejercera una influencia muy drastica en el proceso de
propagacion y creacioén de geometria de fractura.

25. Resultado finales arrojados.
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5.6. METODOLOGIA PARA EL CONTRASTE DE ESFUERZOS DE CIERRE
ENTRE FORMACIONES

Figura 60. Diagrama de flujo de la metodologia para el Contraste de esfuerzos y espesor entre
formaciones adyacentes.

INICIO )

Fuente: EL AUTOR.

1. Determinar si el contraste de esfuerzos de cierre y espesor entre formaciones
adyacentes es influyente en el proceso de propagaciéon de la fractura del caso de
estudio.

2. Verificar que en la zona de interés exista una configuracion arcilla-arena-arcilla
y donde O.cina = Oarena: 10 Cual asegura la correcta configuracion litologica
creada para la creacion de una fractura inducida.

3. Obtener los valores de esfuerzos de cierre para la zona de interés como para
las barreras superior e inferior, asi como el espesor de cada una de ellas.

4. Teniendo ya estos valores es necesario considerar los rangos teéricos bajo los
cuales existe una buena contencién en altura de la fractura. ¢El valor de la

diferencia de esfuerzos de cierre entre formaciones Ac. = Ogpale — Oarena €S

menor a 0,15 psi/ft y la relacion de espesores HShfﬁ‘le/Harena es menor a 1?
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5. Condiciones no aptas de contencion en altura y es posible la invasion de zonas
vecinas.

6. ¢El valor de Ac. es mayor a 0,15 — 0,2 psi/ft y la relacion de espesores
Hshale/ .~ esmayora 1?

7. Buenas condiciones para la contencidén en altura de la fractura en la zona de
interes.

8. Realizar analisis de la curva de declinacién de la funcion G para recesion de la
altura. ¢ Existe la tendencia tipica que muestra éste comportamiento?

9. Si se presenta esta tendencia, la fractura presenta un crecimiento incontrolado
en altura invadiendo las barreras durante la ejecucion del Minifrac.

10. Resultados finales arrojados.

5.7. METODOLOGIA PARA EL CONTRASTE DE PROPIEDADES
MECANICAS ENTRE FORMACIONES

Figura 61. Diagrama de flujo de la metodologia para el Contraste de Propiedades Mecanicas.
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Fuente: EL AUTOR.
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1. Determinar si el contraste de propiedades mecéanicas entre formaciones es
influyente en la propagacion de la fractura en el caso de estudio.
2. Analizar los perfiles de propiedades mecanicas (Modulo de Young y Relacion de
Poisson) para la zona de interés. ¢Se cumple que el Modulo es mas alto en las
arenas que en las arcillas y Poisson es mas alto en las arcillas que en las arenas?
3. Existen buenas condiciones de propagacion para la fractura inducida.
4. La fractura posiblemente no presenta la geometria deseada al no existir el
contraste ideal.
5. Verificar que en la zona de interés se tengan valores aproximados de:

e Modulo de Young > 3x10°

e Relacion de Poisson(0,18 — 0,28)
6. Resultados finales arrojados.
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6. DESCRIPCION Y CARACTERIZACION GEOLOGICA Y GEOMECANICA
DEL CAMPO DE ESTUDIO

Como se ha mencionado con anterioridad, pese a las excelentes prospectivas que
se tienen frente a un tratamiento de fracturamiento hidraulico, ésta es una
operacion de alta complejidad, lo que implica una correcta planeacion y
conocimiento del medio de propagacion de la fractura a inducir.

Es por ésta razén que en el presente capitulo se muestra un estudio de tipo
geomecanico y geoldgico de un campo con complejidad geoldgica y estructural
conocida perteneciente a la cuenca del Piedemonte Llanero colombiano, el cual
debido a sus resultados relativamente buenos, pero a la vez, cierta dificultad en el
proceso de creacidn y propagacion de la fractura hidraulica inducida, ha sido

seleccionado como el objeto de aplicacion y validacion del presente trabajo.

6.1. PIEDEMONTE LLANERO COLOMBIANO?

El Piedemonte Llanero es una subregién de la geografia colombiana, que se
caracteriza por ser el limite entre las cordilleras y los Llanos Orientales. Se ubica
en las estribaciones de la Cordillera Oriental y abarca parte de los departamentos
de Arauca, Boyaca, Casanare y Meta.

Junto con las zonas que lo limitan llano adentro, es una de las zonas de mayor
prospectividad en cuantos a recursos hidrocarburiferos se refiere para el pais, al

albergar algunos de los yacimientos mas importantes descubiertos recientemente.

%" Tomado de la web: http: www.ecopetrol.com.co/contenido.aspx?catiD=148&conlD=46143&pagID=133152
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Figura 62. Cuenca del Piedemonte Llanero colombiano (color rojo).

Fuente: ECOPETROL S.A.

Pese a esto, la cercania de éstas formaciones al conjunto de cordillera hace de la
geologia de estos campos todo un reto a superar a la hora de extraer los ya
mencionados recursos, por lo cual su correcto estudio, conocimiento y analisis se
hace indispensable en miras de explotarlos comercialmente y mejorar la eficiencia

de produccién de cada uno de los pozos.

6.2. DESCRIPCION Y CARACTERIZACION GEOLOGICA

6.2.1. Estratigrafia

La columna estratigrafica del Bloque que compone el campo de estudio se
encuentra formada por rocas sedimentarias cuyas edades varian desde el
paleozoico hasta el Cuaternario. El espesor total de la columna litolégica llega
hasta los 18000 pies. Las rocas sedimentarias de edad Cretacea y Terciaria son

los principales yacimientos en el area.

En términos de produccién, las unidades de estudio de este bloque son: Une
(Unidad K2), Chipaque (Unidad K1), San Fernando (Unidad T2) y Carbonera
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(Unidad T1). La Figura 63 muestra respectivamente la columna estratigrafica y el

registro tipo del Bloque para las unidades descritas con anterioridad.

Figura 63. Columna estratigrafica Cuenca de los Llanos Orientales.
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Unidad K1 (Formacion Chipaque)

La formacion K1 sera el objetivo de estudio de éste proyecto por lo cual se realiza
especial énfasis en su caracterizacion y analisis.

Esta se encuentra conformada por areniscas de grano fino a medio con
abundantes intercalaciones arcillosas y limosas. Su espesor es de 560 pies
aproximadamente y segun dataciones palinolégicas se propone una edad
Santoniano-Campaniano para la misma (Robertson Research, 1986, en Reyes et

al., 1991). Fue depositada durante la maxima incursion del mar Cretaceo.
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La unidad genética superior (K1U1) formada por areniscas de grano medio a
grueso, con estratificacion cruzada tabular de gran escala y lentes carbonosos,
representa depositos de corrientes fluviales entrelazadas durante el Eoceno
representando una clara disconformidad estratigrafica en esta secuencia.

Para el caso de la unidad K1 inferior, ha sido dividida en cinco unidades,
representada basicamente por intercalaciones de areniscas y arcillolitas,
comenzando por la unidad 1 en la parte superior, y la 5 en la parte inferior, como
puede observarse en la tabla 2. La unidad inferior (unidad 5), ha sido denominada
“Tope Hidraulico”, por considerar que tiene comunicacion Hidraulica con la unidad

K2, teniendo por lo tanto influencia del mismo Acuifero Activo de ésta.

Tabla 2. Sub-Unidades de la Unidad K1 Inferior en el Campo de estudio.

Unidad Desde Hasta
Unidad 1 Tope MFS5 Base SB4
Unidad 2 Tope SB4 Base MSF3
Unidad 3 Tope MFS3 Base MSF3_2
Unidad 4 Tope MFS3_2 Base Tope Hidraulico
Unidad 5 Tope Hidraulico Base Tope K2

Fuente: ACR Geomecanica. ECOPETROL-ICP. 2009.

6.2.2. Modelo geoldgico-estructural del campo

La estructura geolégica del bloque al que pertenece el campo de analisis,
corresponde a un anticlinal démico de tipo asimétrico el cual se encuentra fallado
en su flanco Sureste. Tiene 6 Km. de longitud por 1,6 Km. de ancho. La direccién
de dicho anticlinal es aproximadamente N30E, el limite de la estructura al Este
esta dado por una falla inversa, la cual tiene una vergencia de NE y es de alto
angulo. También se presentan otras fallas nhormales de menor longitud y hacia la

parte mas norte, se encuentra otra falla de tipo inverso con vergencia NE.
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La presencia de dichas discontinuidades de tipo inverso y su pertenencia a la
cuenca del piedemonte Llanero que conlleva a una cercania al sistema de
cordillera, hacen de éste, un campo con regimenes tectonicos activos, los cuales
afectardn de manera directa el proceso de desarrollo y explotacion, debido a su
influencia en propiedades mecanicas de las formaciones alli presentes, campos de

esfuerzos, caracteristicas petrofisicas y geolégicas, entre otros.

Figura 64. Mapa geoldgico-estructural del campo de estudio.
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Fuente: ACR Geomecanica. ECOPETROL-ICP. 2009.

6.2.2.1. Densidad de fracturas naturales de la Unidad K1

Como se mencioné en el capitulo 3.4, las fracturas naturales pueden ejercer un
papel fundamental durante el desarrollo tanto de caracterizacion como de
estimulacién por fracturas hidraulicas de cierta formacion.

Es asi como conocer sus principales caracteristicas tales como cantidad existente,
orientacion, tipo, etc., es fundamental a la hora de determinar el posible efecto que
podrian tener en dichas operaciones.

En la formacién de interés del presente estudio, las fracturas naturales se

presentan basicamente en dos tipos: conductivas y parciales. La figura 65 muestra

117



la distribucion de dichas fracturas en algunos pozos para la formacion K1Superior,
las cuales fueron determinadas a través de los analisis de los registros de imagen
FMI, y permiten ver que en general, tienden a estar orientadas en el plano
preferencial de fractura promedio del campo en los pozos méas cercanos a la falla
inversa principal, el cual es de aproximadamente 100°. En la formaciéon K1 en
general, la mayoria de fracturas tienden a presentar una tendencia similar en

todos los pozos analizados.

Figura 65. Distribucion de discontinuidades naturales en la Sub Unidad K1Superior.

R .. ———_—
Direccion de Fracturas s -
o N o#ee ©
Naturales Formacion K1 ‘ "2
Aonn | —

y mmmm Cantidad Fracturas Conductivas-
AbiertasK1Sup
—— CantidadFracturas Parciales
Q €2

Fuente: Fuente: ACR Geomecéanic. ECOPETROL-ICP. 2009.

De igual manera, la tabla 3 muestra la cantidad tanto de fracturas parciales como
conductivas para los diferentes pozos con disponibilidad de registros FMI. Las
fracturas conductivas se dan principalmente en la parte norte del campo y en la
region de los pozos del Este (es decir los pozos mas cercanos a la ya mencionada
falla,) donde se encuentran 58 de las 68 fracturas conductivas reportadas en

dichos registros.
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Tabla 3. Densidad de fracturas naturales en el campo de estudio.

Fracturas Parciales
4 MFS3 MFS3 2 K1 MFS5 SBd MFS3 MFS3 2
0 0 43 1 5 3 0
1 8 4 § 5 3
0 0 172 1 4 6 1
0 0 3 3 2 1
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Fuente: Oil Field Manager. ECOPETROL 2009.

La subunidad donde se presenta el mayor niumero de fracturas naturales, tanto
conductivas como parciales, es MFS3_2 con una densidad de 2,39 fracturas/pie;

seguido de MFS3 con 1,46 fracturas/pie y K1Superior con 1,29 fracturas/pie.

Ademas se puede concluir que existen mas fracturas parciales que conductivas y

en promedio las primeras son siete veces las primeras en toda la formacion K1

En orden de mayor a menor, la densidad de fracturas naturales en las
subunidades de ésta formacion estd dada por: MFS3_2 — MFS3 — K1Superior —
MFS5 y SBA4.

6.3. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO EN EL AREA Y MODELAMIENTO
GEOMECANICO DEL CAMPO

Hacia mediados del afio 2008, se decidié dar inicio a la planeacion de posibles
tratamientos por fracturas hidraulicas inducidas en algunos pozos con el fin de

incrementar los indices de produccion.

La figura 66 muestra un mapa general del campo y de los pozos operados, siendo
los marcados con el punto rojo aquellos donde se han realizado tratamientos por

fracturas inducidas en la formacion estudiada.
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Figura 66. Pozos fracturados en la Unidad K1 del campo de estudio.
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Fuente: ACR Geomecanica. ECOPETROL-ICP. 2009.

Analizar si factores de tipo geomecanico o geoldgico se encontraban afectando el
correcto comportamiento de dichas fracturas, a través del andlisis y revision de los
resultados y condiciones de los tratamientos ya ejecutados, se convirti6 en un
objetivo de analisis del campo en miras de aumentar el conocimiento de éste.

Se procedié entonces a realizar dicho analisis y posterior identificacion de estos
factores, para lo cual era necesario tener un pleno conocimiento de la
caracterizacion litolégica, los perfiles de presion de poro y esfuerzos principales

asi como de propiedades mecanicas.

6.3.1. Desarrollo del modelo geomecanico

A la hora de revisar ésta informacién del campo, se encontré que no existia una
data geomecéanica completa, que permitiera realizar los andlisis pertinentes de los
pozos donde ya se habian llevado a cabo los tratamientos de fracturamiento
hidraulico. Por esta razon, se decidié entonces elaborar el modelo geomecanico

1D para dichos pozos, basandose en los registros disponibles y asi obtener, como
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se menciond con anterioridad, los cuatro principales criterios de informacion

geomecanica de éstos y la formacion a analizar.

A continuacion se presenta éste proceso para el pozo A22, siendo éste uno de los

considerados en el estudio y de donde es prioritario conocer dicha informacion.

6.3.1.1. Caracterizacion litolégica

A través del registro Gamma Ray y Vshale es posible tener una idea de la
estructura litolégica del pozo, mostrando de ésta manera las formaciones tanto de
arenas como de arcillas presentes en el corte de éste, tal como se puede ver en la
figura 67, en donde igualmente se muestra que los intervalos fracturados

corresponden a paquetes arenosos.

Figura 67. Registro Gamma Ray y Vshale del pozo A22.

MD_|pop  GR 22000[0.00  VSHGR 1.00 |LOINTER 1.

05503

06253

0675

0700 ;

07253

0750

0775

Fuente: EL AUTOR.
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6.3.1.2. Determinacion del perfil de presién de poro.

Como se vio en el capitulo 2.2.3., el célculo de la presion de poro esta basado en
la formulacion de Eaton, la cual tiene como base los datos provenientes de los

registros tanto de densidad como acusticos.

e Calculo del esfuerzo vertical o de sobrecarga. El esfuerzo vertical en su

definicibn mas béasica esta dado por:
oy, = [ RHOB * Ah % 0,433 Ecuacion 46
Donde RHOB es el registro de densidad y Ah el incremento en profundidad. Al

final de la sumatoria se obtiene el esfuerzo vertical o de sobrecarga, como

puede verse en la figura 68.

Figura 68. Perfil de esfuerzo de sobrecarga para el pozo A22.
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e Calculo de lalinea de tendencia normalizada de la presion de poro.
La figura 69 muestra la grafica en escala semi-logaritmica del valor del registro DT
contra la True Vertical Depth (TVD). Dicho registro DT no habia sido corrido en
todo el pozo, por lo cual fue necesario realizar una extrapolacion del intervalo
faltante desde un pozo cercano (A7), con el fin de obtener una linea de tendencia

de mayor exactitud.

Figura 69. Grafica de DT vs TVD. Método de Eaton.
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Fuente: EL AUTOR.

Figura 70. Perfil de presién de poro para el pozo A22.
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P . . . . DTN
Asi, al aplicar la ecuacion 3, donde el valor de f esta dado por or Y 4= 1,2, se

obtiene el perfil de presion de poro mostrado en la figura 70.

Es importante aclarar que la expresion de Eaton no modela correctamente los
valores de presion de poro para las arenas, por lo cual dichos valores para las
formaciones fracturadas, fueron tomados de los valores reportados por pruebas
MDT en éste pozo, los cuales muestran que éstas se encuentran bastante
depletadas, teniendo un valor de aproximadamente 0,36 psi/ft (Tabla 6).

6.3.1.3. Calculo de propiedades mecanicas de laroca

El comportamiento y respuesta de la roca cuando es sometida a un conjunto de
alteraciones, es funcion directa de las propiedades intrinsecas al material, por lo
cual su determinacién es de primera importancia en la construccion tanto del

modelo geomecénico como de la ventana de estabilidad de un pozo.

Para el presente modelo, la metodologia utilizada para la estimacion de estas
propiedades se encuentra basada en las velocidades de onda compresivas y de
corte, haciendo uso a su vez de ecuaciones reportadas en la literatura. Los pasos

de dicha metodologia son:

a. Célculo de la velocidad de onda compresional a través del registro sénico

(DT) por la expresion:

V, = — 3048 Ecuacion 47
DT

b. Calculo de la velocidad de onda de corte en funcion de las velocidades
compresionales asi como del registro de contenido de arcilla o Vshale a

través de :
Si Vnate > 0,45 V, = 0,8621 * V, — 1,1724 Ecuacion 48

Si Venate < 0,4; Vs = 0,8042 * V, — 0,8559 Ecuacion 49
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c. Calculo del valor de DTS o registro sonico de corte utilizando la expresion

DTS (ms/ft) = -+ 304,8 Ecuacion 50

d. Con las velocidades calculadas anteriormente, se determiné la relacion de
Poisson, siendo ésta la primera propiedad de la roca importante en el

marco de la operacién de fracturamiento, la cual esta dada por:

v=—->2>oL"_ Ecuacién 51

e. Utilizando el registro de densidad y el registro acustico, se determind el

maédulo de corte dado por:

RHOB
DTS2 13400000000

ShearMod (psi) = Ecuacion 52

f. Se procedi6 a calcular el valor del médulo de Young, teniendo en cuenta

que existe un valor estatico y uno dinamico, los cuales son dados por
Edynamic(psi) = 2 = ShearMod * (1 + v) Ecuacion 53

* 2 =z
Etatic = (Z22E0) 10,0203 + (224)" 4 1310°  Ecuacion 54

1x106

g. Finalmente, se determinan las propiedades de resistencia y estructurales
de la roca, siendo éstas el UCS, RTR o Ty, y la fuerza de cohesion o S,, a

través de las expresiones deducidas por McNall and Horsrud.

UCS = if(Vsh > 0,6, 145.077 * 0.77 (F) 143000 * e~° Ecuacion 55
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RTR = 0,1 * UCS Ecuaciéon 56

ucCs .
So = ——=7 Ecuacion 57
2*tan(45+T)

Asi, como resultado de la metodologia anterior se obtuvieron los siguientes

perfiles de propiedades mecanicas para el pozo A22.

Figura 71. Perfil de propiedades mecanicas del pozo A22.
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Fuente: EL AUTOR.

126



La literatura menciona que se espera un contraste de estas propiedades (Poisson
y Young) entre las arenas y los sellos, un alto Young y un Poisson bajo es
caracteristico de una arena, en cambio para la arcilla es todo lo contrario, lo cual

se evidencia en el anterior perfil.

Debido a que muchas veces las correlaciones empiricas no ajustan bien a cierto
tipo de formaciones, arrojando valores que no son representativos de las
condiciones geomecanicas alli conocidas, se hace necesario realizar un proceso
de calibracion con datos de laboratorio provenientes de pruebas realizadas a
muestras de roca de dicha formacion. Para el presente modelo se ejecutd lo
anterior con los perfiles de UCS, resistencia tensil de la roca y relacion de
Poisson, por ser éstas las propiedades de las que se disponia de informacion en
el laboratorio de Mecanica de Rocas del ICP (Tabla 4).

o Proceso de calibracion de propiedades mecénicas.

Tabla 4. Propiedades mecanicas medidas en laboratorio del pozo Al1.

POZzO A11
Profundidad (ft) UCS (psi) RTR (psi) Poisson (ND)
10482,54 17939,82 0,16
10557 20764,58 1034 0,23

Fuente: Laboratorio de mecanica de rocas ICP.

Como estos valores pertenecen a un pozo no fracturado diferente a los tenidos en
cuenta en la investigacion, se requeria ubicar estas propiedades en los pozos a
analizar, en este caso especifico, el A22. Para esto se recurrié al registro Gamma

Ray y la profundidad de cada una de las subunidades de la formacion de estudio.

La figura 72 muestra en la parte derecha el pozo A1l y en la parte izquierda el
pozo donde se buscaba realizar el ajuste de las propiedades geomecanicas, para
de ésta manera tener una mejor calibracion de las propiedades anteriormente

mencionadas.
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Por ejemplo, para el valor de relacion de Poisson de 0,16 ubicado en la formacion
SB4, se tiene que dicho punto se encuentra ubicado aproximadamente 10 pies
por encima del tope de la formacibn MFS3, por lo cual para todos los pozos se
ubicara dicho punto sobre el tope de ésta formacion en cada uno de estos. De
igual manera a través del registro Gamma Ray se pueden identificar
comportamientos similares de éste en los dos pozos y asi ubicar la propiedad en

éste punto del registro, realizando la correlacion respectiva.

Figura 72. Ubicacion de propiedades desde el pozo con pruebas de laboratorio a un pozo de
interés.
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Fuente: EL AUTOR.

Se realizo el mismo ajuste a las tres propiedades disponibles en laboratorio para
todos los pozos de interés, calibrando de ésta manera los perfiles obtenidos con
correlaciones, resultando en los que se muestran en la figura 73, en este caso
para el pozo A22 , donde los punto en color representan dicho valor de

calibracion.
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Figura 73. Calibracion de perfiles de propiedades mecénicas con datos de laboratorio.
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Fuente: EL AUTOR.

6.3.1.4. Determinacion del perfil de esfuerzos (ajuste del perfil de esfuerzo
minimo) y orientacion del esfuerzo méaximo horizontal.

Generalmente, el célculo de esfuerzos es realizado a través de expresiones
matematicas, siendo las de Eaton (vistas en el capitulo 3.3), las mas comunmente

utilizadas. Lo anterior no es la excepcién para el presente trabajo.

De ésta manera se inicid calculando el perfil de esfuerzo minimo por medio de la
ecuacion 31. Después de ésto, el paso a seguir era ajustar dicho perfil con los
valores de esfuerzo de cierre, los cuales son medidos a través de las pruebas
Minifrac como se ha visto con anterioridad, o que da un mejor estimado y certeza

de dicho valor.
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Cuando se revisaron los informes de fracturamiento proporcionados por la
empresa de servicios, se encontré que en la mayoria de los casos éstos valores
de presion de cierre alli reportados eran extremadamente altos, incluso siendo
mayores que el esfuerzo vertical, lo cual segun la literatura, llevaria a tener una
fractura de geometria horizontal; lo cual se descarté de entrada pues se tiene un
pleno conocimiento que las fracturas generadas en éste campo son totalmente

verticales.

Siendo asi se revisaron las graficas de presion contra caudal en cada reporte y se
encontré que los puntos de presion tomados no eran suficientes para definir dicho
valor de presion de cierre en la mayoria de los casos, tal como puede verse en la

figura 74.

Figura 74. Grafica de presién vs Caudal durante una prueba SRT. Pozo A22.
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Siendo asi se decidio determinar un factor de ajuste de dicho perfil de esfuerzo
minimo que correspondiera a los resultados obtenidos en las pruebas vy
tratamiento de fracturamiento como tal, aprovechando que ya se habian

ejecutado.
Prosiguiendo con el pozo A22, se observo la grafica de la operacion de

fracturamiento en un intervalo de éste, determinando la presién a la cual la
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formacion efectivamente se fracturd sobre la longitud media de los perforados, es
decir el gradiente de fractura, el cual fue de 9224 psi/10674 ft = 0,86 psi/ft tal

como puede observarse en la figura 75.

Figura 75. Determinacion del gradiente de fractura para el pozo A22.
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Posteriormente, ayudado con la Macro Excel de Tipo de falla que se ha
mencionado y utilizado en anteriores capitulos, y a través de la cual es posible
determinar éste mismo valor de gradiente de fractura, podia ser posible conocer
las condiciones de esfuerzos causantes de dicho valor de gradiente. Esto
considerando que ya se habian determinado las propiedades mecanicas
principales y las condiciones del pozo eran conocidas.

Pero debido a que la diferencia entre el esfuerzo horizontal maximo y minimo
puede ser variable y varios valores de ésta podria ajustarse a dicho gradiente de
fractura, era prioritario encontrar primero el valor de dicha anisotropia en el pozo.

e Determinacion del valor de anisotropia.
Para determinar éste valor de diferencia entre esfuerzos horizontales, se recurrio
al andlisis de los breakouts que son inducidos en el pozo durante la perforacion.

Siendo asi y a traves de la ecuacion 58, se logro determinar el valor del esfuerzo
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méaximo horizontal (o) para las arcillas en las cuales los registros de imagen UBI

mostraban la ocurrencia de éste fenémeno.

UCS+Py+Pp—0p(1-2cos Bp)

Ecuaciéon 58
(1+2cos 26y)

Oy =

Donde P, es la presion del lodo y 6, es el angulo de breakout, el cual para el pozo
A22 presentaba un valor bajo de entre 20 y 30° en las arcillas en donde se habian

presentado dichos derrumbes.

Tabla 5. Célculo de la anisotropia por breakouts medidos en cara de pozo.

Profundidad | 8, UCS Pp Pw Th Ty Anisotropia
(MD) (ft) (psi) | (psifft) | (psit) | (psift) (psi/ft)
10291 28 8486,05 0,61 0,5096 0,87 1,2323233 0,3623237
10694 20 13845,6 0,57 0,5096 0,83 1,22594286 | 0,39594286
10888 20 11961,22 | 0,54 0,5096 0,7 1,0914854 0,3914854

Fuente: EL AUTOR

La tabla 5 muestra que en promedio la anisotropia para este pozo segun los datos
de breakouts es de aproximadamente 0,38 psi/ft entre dicho esfuerzo maximo vy el
esfuerzo minimo para las arcillas calculado por la ecuacién de Eaton; entonces se

asumio que para éste pozo en todos los intervalos éste era el valor.

Dicho procedimiento fue realizado para todos los pozos en los que se disponia de
registros de imagen, obteniéndose que en general se tiene un valor de anisotropia
de aproximadamente 0,4 psi/ft en ésta diferencia de esfuerzos, siendo el valor a
tomar para aquellos pozos que no poseian dichos registros.

Asi mismo, estos registros de imagen muestran una direccién de breakouts en el
campo de entre 0 a 10°, por lo cual la direccion del esfuerzo maximo horizontal se

encontrara perpendicular a estos valores, es decir de 90 a 100°.
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o Determinacion del esfuerzo de ajuste del perfil de esfuerzo minimo

horizontal.

La figuras 76 y 77 dejan ver dos casos previos al procedimiento final, mediante los
cuales se puede descartar el uso tanto del esfuerzo de cierre registrado en los
informes de fracturamiento asi como el de valores de anisotropia muy elevados,
mostrando igualmente las propiedades mecanicas y condiciones del pozo para el

intervalo de interés.

Figura 76. Determinacion del gradiente de fractura con alto esfuerzo de cierre (reportados).

o, = o. = 0,81 psi/ft

oy = 0,81+ 0,38 = 1,19 psi/ft

So = 4261,74 psi

[

Ty = 1006,95 psi

v = 0,25

AFI = 40°

Inclinacién = 0°

Azimut PPF = 100°

P « o
Hole Angle (deg)

GF = 18,74 ppg.
0,97 psi/ft

Fuente: EL AUTOR.

En la figura 76, el esfuerzo minimo de ajuste es el esfuerzo de cierre reportado, y
se determina el valor de oy con el valor de anisotropia hallado anteriormente. Al
introducir estos esfuerzos a la macro de Excel se obtiene que para éstas
condiciones el gradiente de fractura seria de 0,97 psi/ft, muy por encima del valor
obtenido en la ejecucion de operacion de 0,86 psi/ft, por lo cual dicho valor de

presion de cierre reportado es mayor que el real en éste intervalo.

Por otro lado, en el caso en que dicho valor de anisotropia hallado no fuera tenido

en cuenta, sin0 que ésta empezarad a incrementarse hasta tal punto que se
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alcanzara el gradiente de 0,86 psi/ft, este valor llegaria a ser tan grande (=
0,51 psi/ft) que la mayoria del pozo se derrumbaria (colapso por encima del peso
del lodo), lo cual puede decirse que no es correcto, pues el registro caliper no lo

muestra asi, como se observa en la figura 77.

Figura 77. Determinacion del gradiente de fractura con anisotropia variable.

Registro Caliper Ventana de colapso
{ } o, = o0.=0.81psi/ft
E f ""--\' oy = Aumentar hasta que se
Z ; ) alcance el GF = 0.86
f \ﬁ <\ gz :: WUD WEIGTR WINOOW ONA ESTABLE WODELO MPERCAGLE
0 1
SRR =h
4/ 524
BEEEEEENS YRR
<HT s v——
—————— N-T--[--]  Alta anisotropia GF=0.86 p5|./ .
= (0.51 psi/ft) o= 1.32 psi/ft y o= 0.81 psi/ft
E

Fuente: EL AUTOR.

Finalmente, el procedimiento para calcular este esfuerzo minimo de ajuste partio
del valor de esfuerzo minimo calculado por la correlacion de Eaton, debido a que

éste es el valor minimo que podria tener.

Para el intervalo analizado del pozo A22, el valor promedio del anterior esfuerzo
fue de 0,61 psi/ft. Tomando el valor de anisotropia hallado para el pozo, se
determind que el esfuerzo horizontal méximo era 0,99 psi/ft. Al aplicar dichos
valores conjunto las propiedades y condiciones mencionadas anteriormente, el
gradiente de fractura obtenido seria de 0,65 psi/ft, valor muy por debajo del

esperado de 0,86 psi/ft.

Por esta razén, se empez6 a aumentar este esfuerzo minimo manteniendo el valor

de anisotropia de 0,38 psi/ft constante, hasta que se llegara al gradiente al cual se
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habia logrado fracturar la formacion. Cuando o, = 0.76 psi/ft y oy = 1.14 psi/ft,
se alcanzé un gradiente de fractura de 0,87 psi/ft, valor muy cercano al
mencionado con anterioridad, por lo cual dicho valor de esfuerzo minimo fue
asumido como el de esfuerzo de ajuste del perfil de este esfuerzo o esfuerzo de

cierre para el intervalo analizado.

Procedimiento similar fue llevado a cabo para todos los pozos estudiados y dichos

valores se muestran en la tabla 6.

Tabla 6. Valores de esfuerzos de cierre para los pozos fracturados en el campo de estudio.

Intervalo (ft) Anisotropia=0.4
aghmin psi/ft Presion de poro

A5 (10513-10525) 0,83 0,42
A5 (10542-10548) 0,82 0,33
A7(10491-10497) 0,71 0,35
A7 (10504-10507) 0,71 0,35
A7 (10521-10541) 0,7 0,34
Al14 (10544-10548) 0,74 0,37
A14(10561-10565) 0,73 0,37
Al14 (10600-10614) 0,73 0,36
A20 (10470-10485) 0,82 0,43
A20 (10518-10543) 0,85 0,43
A20 (10557-10578) 0,85 0,43
A22(10597-10624) 0,71 0,35
A22(10662-10685) 0,76 0,36
G4 (10668-10676) 0,84 0,43
G4 (10722-10759) 0,82 0,42
G4 (10776-10804) 0,83 0,37
G4 (10833-10846) 0,77 0,4

Fuente: EL AUTOR.
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Con este valor de esfuerzo de ajuste obtenido para el pozo de analisis, se realizo
la calibracion de su perfil de esfuerzo minimo, obteniendo consecuentemente el

perfil de esfuerzos general,

Similar a lo realizado por Osorio®, con estos valores obtenidos, se dedujo una
correlacion de tipo lineal, la cual permite determinar éste valor de esfuerzo minimo
en funcién de la presion de poro.

Dicha expresidén, muestra un ajuste, que aunque no es excelente, se le puede
considerar como muy representativo a la hora de obtener los valores de esfuerzo
minimo para dichas formaciones, y asi determinar la curva para éste y

consecuentemente los perfiles de esfuerzos para cada uno de los pozos.

Es importante enfatizar en dos aspectos: dicha correlacion es una ayuda util para
determinar el perfil de esfuerzo minimo para pozos que por alguna razén no pudo
calcularsele el esfuerzo de cierre de ajuste, asi mismo, ésta solo se le considera
de uso para el campo analizado y con mayor especificidad para el proyecto
presente, pues se encuentra basada en los datos obtenidos para pozos en

concreto de dicho campo.

Figura 78. Correlacién para el esfuerzo de cierre del campo de estudio a partir del ajuste del
esfuerzo minimo por gradiente de fractura.

Esfuerzo de cierre campo de estudio
fc(psi/ft)
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0.7 R?=0.8194
0.65

0.6 T i Py(psi/ft)

0.28 0.38 0.48

Fuente: EL AUTOR

8 OSORIO, J.G. SPE, BP Exploration Colombia. “Hydraulic Fracturing Proyect — Geomechanics Update”. 2009.
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Con este perfil de esfuerzo minimo determinado y las formulaciones vistas con
anterioridad, se procedio a calcular el perfil de esfuerzos final para el pozo de

andlisis, como puede verse en la figura 79.

Figura 79. Perfil de esfuerzos principales y ventana de estabilidad para el pozo A22
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Fuente: EL AUTOR.

El régimen que se muestra corresponde a uno de tipo rumbo deslizante, el cual es
tipico del campo de estudio y se presenta en las arenas de interés de todos los
pozos analizados. En cuanto a la ventana de estabilidad, se observa un buen
ajuste del colapso con el registro Caliper, lo que es un buen indicio de que el perfil
de esfuerzos puede ser correctamente modelado por la expresion matematica
deducida en el caso de estudio, asi como de que el modelo se encuentra bien
estructurado.
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7. APLICACION DE LA METODOLOGIA DESARROLLADA AL CAMPO DE
ESTUDIO.

Como parte anterior a la metodologia a aplicar, es necesario realizar el grafico de
Potocki (capitulo 3,5), con el objetivo de conocer si el campo de esfuerzos del
campo y formacidn en general es afectado o no por la influencia de agentes
tectonicos activos. La figura 80 muestra dicho grafico realizado con los valores de
esfuerzo minimo deducidos en el capitulo 6, basandose en el gradiente de
fractura (correccion de los presentados en el informe de fracturamiento), asi como
con un valor minimo y maximo de relacion de Poisson de 0,18 y 0,27 y un
esfuerzo vertical promedio de 1 psi/ft, siendo éste el rango de valores encontrados

en el campo.

Figura 80. Analisis grafico de Potocki de la formacion K1 del campo de estudio.
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Fuente: EL AUTOR.

En general se muestra que todos los valores de esfuerzo minimo o de cierre del
campo se encuentran del lado derecho de la linea maxima, lo que indica que
efectivamente el campo de esfuerzos en general es afectado por causas

tectonicas de tipo compresional.
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7.1. EJEMPLO DE APLICACION Y VALIDACION DE LA METODOLOGIA.
Pozo A22. Intervalo 10662-10685 ft

7.1.1. Metodologia para el tipo de falla

1. Determinar si la roca falla a priori por tensién que por corte.

2. Datos de entrada.
Los datos obtenidos para éste intervalo en el modelamiento geomecéanico del pozo

son:
on = 0,75 psi/ft So = 4261 psi

oy = 1,14 psi/ft T, = 1006 psi

oy = 1,01 psi/ft AFI = 40°

By ¢ = 0° (Pozo vertical). v=20,25

3. Utilizar la Macro Excel mencionada con anterioridad para determinar el tipo

de falla de la roca.

Figura 81. Resultados Macro Excel Tipo de Falla para el pozo A22 (10662-10685 ft).
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Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

A través del analisis de la anterior figura, se infiere que en el intervalo analizado se

requiere una menor presion para que ocurra la falla por tension de la que se
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necesita para que falle por corte, lo cual garantiza que ocurra la tension a priori
que dicho corte y consecuentemente se dé la éptima creacion del proceso de

propagacion de la fractura hidraulica inducida en la pared del pozo.

7.1.2. Metodologia para la orientacion del pozo

1. Determinar si existe influencia de la orientacién del pozo en el proceso de

generacion de fractura.

2. ¢El pozo es orientado?
El pozo NO es orientado, mostrando una condicion de verticalidad en el intervalo

de interés, por lo cual se procede a analizar el paso 9.

9. Analizar si dicha verticalidad es favorable o no en comparacién a si el pozo
fuera desviado.
En la figura 81 se observa que el gradiente de fractura es menor y la falla por

tensidén antes que por corte se ve favorecida cuando el pozo es vertical.

10. Resultados finales arrojados.

La verticalidad del pozo en el intervalo de interés es la condicion mas favorable

para el inicio de la fractura hidraulica.

7.1.3. Metodologia para la anisotropia de esfuerzos horizontales

1. Determinar si hay influencia de la anisotropia en el proceso de generacion de

fractura en el intervalo de interés.

2. Datos de entrada. Estos valores son los mismos presentados en la parte de tipo

de falla (7.1.1) del presente analisis de pozo.
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3. Realizar analisis a las sensibilidades del gradiente de fractura para el régimen
de interés, en este caso rumbo-deslizante.

En la figura 20 se puede concluir que la condicion de verticalidad en el pozo en un
régimen rumbo deslizante es la mejor para la iniciacion de la fractura, por lo cual
se esperaria que este fuera el comportamiento en este caso. La anisotropia de
esfuerzos influirda de manera inversa en el comportamiento de inicio de la fractura,
es decir, a mayor anisotropia existira un menor gradiente de fractura, tal como se

muestra en el capitulo 3.3.

4. ¢ El valor de anisotropia es menor a 0,15 psi/ft?

El valor de anisotropia en este intervalo esta dado por:

Ac = (1,14 — 0,76) = 0,38 psi/ft, valor por encima de 0,15 psi/ft, por lo cual segun
la revision tedrica se tendra un gradiente de fractura moderado asi como una
buena alineacion de fractura con el plano preferencial sin tener turnaciones, tal

como puede ser visto en la figura 89.

7. Utilizar la herramienta Macro para determinar el tipo de falla que se presentara
bajo las condiciones de anisotropia presentes.

Nuevamente la figura 81 permite inferir que la falla por tensién ocurre antes que la
de corte en las condiciones de anisotropia del intervalo, por lo cual se considera

gue es exitoso el inicio del proceso de generacion de la fractura.

11. Resultados finales arrojados.
El valor de anisotropia es mayor a 0,15 psi/ ft lo que garantizaria una buena
alineacion de la fractura, asi como también se tiene el inicio de la fractura por

tensién, garantizando su correcta iniciacion.
Como las condiciones garantizan que hay generacion de fractura por tension, se

continda con la aplicacion de la parte restante de la metodologia para analizar los

demas factores.
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7.1.4. Metodologia para fracturas naturales y multiples
1. Determinar si las fracturas naturales y multiples son influyentes en el proceso de

propagacion e iniciacion del caso de estudio.

2. Realizar una descripcion de las fracturas detectadas en el campo en general a
través de los registros de imagen.

La tabla 3 muestra la distribucion de las fracturas naturales en todo el campo a
través del analisis de los registros de imagenes, siendo para este caso la sub
unidad MFS5 la de interés.

3. En el pozo de analisis, ¢existe disponibilidad de registros de imagen para
detectar la presencia de fracturas naturales?

Si hay disponibilidad de dichos registros en la informacion suministrada.

4. Si si existen dichos registros, ¢ hay presencia de fracturas naturales?

Figura 82. Registro de imagen Intervalo 10662-10685 pozo A22

Fuente: ECOPETROL S.A.

En el registro puede verse la presencia tanto de fracturas conductivas (color azul)

asi como parciales (color amarillo).
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5. Determinar el nimero y orientacion de las fracturas tanto conductivas como
parciales detectadas en el andlisis del registro.
Fueron identificados un total de 1 fractura conductiva y 21 parciales, las cuales se

encuentran en el intervalo objeto de la fractura.

Figura 83. Orientacién y densidad de fracturas naturales en la sub-unidad MFS5 del campo de
estudio.
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Fuente: ACR Geomecanica. ECOPETROL-ICP. 2009.

En cuanto a su orientacion, como se ve en la figura 83, éstas estan orientadas
practicamente en la misma direccién del esfuerzo maximo horizontal, la cual para

éste pozo es de 108°.

7. ¢El pozo es vertical o se encuentra en su condicién de creacion de fractura mas
optima?

Como el pozo es vertical, el menor requerimiento de presion de inicio de fractura
se tendrd en esta condicién, adicionalmente ayudado por la presencia de las
fisuras naturales en la misma direcciéon del plano de propagacion, hecho que

servira para desarrollar dicha propagacion y crecimiento con mayor facilidad.
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Adicional a lo anterior, el andlisis de la funcidn G proporciona una herramienta
para determinar si posibles micro fisuras u otras fracturas naturales no detectadas

por el registro de imagen ejercen efecto de leakoff de fluido base.
Figura 84. Funcién G del intervalo 10662-10685 pozo A22.
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Fuente: ECOPETROL S.A.

Para este caso, no se ve dicha influencia pues en el analisis de la funciéon G en la
figura 84 no hay evidencia de efecto del leakoff dependiente de la presién (joroba

hacia arriba antes de la presion de cierre).

27. ldentificar si hay existencia y efecto por fracturas multiples.

28. ¢La pérdidas por tortuosidad registrados en la prueba STD son mayores a
1000 psi?

Los resultados de la prueba SDT arrojan que se tiene unas pérdidas por

tortuosidad de 1200 psi, lo que podria indicar posibles fracturas multiples.

31. Realizar andlisis de la gréfica P vs Q de la prueba SRT, ¢Existe linealidad y

ajuste de los puntos a la linea recta de tendencia?
La gréfica SRT en la figura 85, muestra un buen ajuste lineal de los puntos, lo cual

descarta un posible efecto de fracturas multiples en la generacién de la fractura

inducida.
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Figura 85. Pruebas SRT y Minifrac Intervalo 10662-10685 pozo A22.
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Fuente: ECOPETROL S.A.

34. Revisar la gréfica de Minifrac y verificar si el proceso de declinacion se
presenta de manera constante o si existe alguna region en la cual cambia este
comportamiento

El Minifrac del intervalo de interés muestra un comportamiento declinacional
normal como se ve en el ovalo negro de la figura 85, lo cual indica una
propagacion de la fractura de manera normal sin una posible presencia de

fracturas multiples.

34. Resultados finales arrojados.

La fractura se encuentra en su mejor plano de propagacién ayudada por la
presencia de fracturas naturales en la direccion del esfuerzo maximo, la funcion G
ademas no muestra efectos de leakoff por fisuras y no se muestra totalmente un

posible efecto de formacion de fracturas mdltiples.

7.1.5. Metodologia para la presencia de fallas geoldgicas y tecténica activa.

1. Determinar si existe influencia de fallas geologicas y tectonica activa en el

proceso de propagaciéon de la fractura del caso de estudio.
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2. Datos de entrada,

oy, = 0,75 psi/ft con una presion de poro medida por prueba MDT de 0,36 psi/ft.

3. Realizar el analisis gréafico de Potocki, como se vio en el capitulo 3,5.

En la figura 80, el punto color naranja representa el esfuerzo de cierre en éste
intervalo a la presion de poro registrada. Se observa que al igual que el
comportamiento general, el campo de esfuerzos alli ésta siendo influenciado por
esfuerzos tectonicos compresionales, lo que se ve reflejado en una magnitud de
este esfuerzo mayor al modelado por la ecuacion de Eaton y ubicdndose a la
derecha de la linea maxima de la ventana de ajuste y no dentro de ésta (ajuste del

modelo) ni a la izquierda de la linea minima (efectos extensionales).

11. Realizar analisis del valor de presién neta obtenido durante la prueba Minifrac.

12. ¢;La presidn neta es menor a 0,1 psi/ft?

No. En los informes de fracturamiento suministrados se reporta un valor de presion
neta durante el Datafrac de 1996 psi o en términos de gradiente de 0,19 psifft, el
cual es considerado como “normal” en un régimen de tectonica activa como el

estudiado.

15. ¢ La presion neta se encuentra en un rango de valores entre 0,1y 0,29 psi/ft?

16. Si, el valor de 0,19 psi/ft cae en este rango, por lo cual se le considera como
de complejidad favorable debido a que se tiene registro de una buena produccion
después del tratamiento y se encuentra relacionado con esfuerzos tecténicos
activos que incrementan los valores del campo de esfuerzos en general, pero no

se asocian con problemas en el proceso de propagacion.

20. ¢El PPF tiene una direccion cercana a la paralela de la direccion de la falla

presente?
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La figura 86 muestra estructuralmente la ubicacion de los pozos abarcados en el
estudio, siendo uno de ellos el A22 (utilizado en este ejemplo), con relacion a la
falla inversa principal que es considerada la de mayor importancia, extension e

influencia en el campo.

Figura 86. Ubicacion estructural del pozo A22 en la formacion K1.

Fuente: Modificado de ACR Geomecanica. ECOPETROL-ICP. 2009.

No. Se puede ver que la direccion de la falla es practicamente perpendicular a la

direccion del plano preferencial de fractura (Flecha roja).

22. ¢La longitud esperada o final de fractura es cercana a la separacion entre la
discontinuidad y el pozo?

Al tratarse de una formacién de baja permeabilidad, la longitud de la fractura tiene
un alto valor, el cual es de aproximadamente 300 ft, valor que es bajo en
comparacion a la distancia del pozo a la discontinuidad, por lo cual se considera
que el efecto de ésta serda bajo o casi nulo en el proceso de propagacion y

geometria final, pues no existira un cruzamiento entre ellas.

25. Resultados finales arrojados.
El campo de esfuerzos para este pozo tiene influencia de tectonica de tipo
compresional, tal como puede verse en los valores de esfuerzo de cierre por

encima del modelado por la ecuacion de Eaton asi como en los valores de
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presiones netas durante el Datafrac. Asi mismo se intuye que la separacion de la
falla al pozo es considerable y no ejerce un efecto de restriccion en crecimiento o

afectacion de geometria considerable.

7.1.6. Metodologia para el contraste de esfuerzos y relacién de espesor entre

formaciones

1. Determinar si el contraste de esfuerzos de cierre y relacion de espesor entre

formaciones adyacentes es influyente en el proceso de propagacion de la fractura.

2. Verificar que en la zona de interés exista una configuracion arcilla-arena-arcilla
y donde O.cina = Oarena: 10 cual asegura la correcta configuracion litolégica

creada para la creacion de una fractura inducida.

Figura 87. Configuracién de esfuerzo minimo del pozo A22.
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Fuente: EL AUTOR.
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Alli se observa que el intervalo inferior (10662-10685) muestra una configuracion
arcilla-arena-arcilla, por lo cual se tiene la configuracion ideal para la creacion y

propagacion de la fractura.

3. Obtener los valores de esfuerzos de cierre para la zona de interés como para

las barreras superior e inferior, asi como el espesor de cada una de ellas.

Tabla 7. Relacién de esfuerzos de cierre y espesores del intervalo 10662-10685 A22.

Litologia o, (psi/ft) | Ao, arcilla-arena (psi/ft) | Espesor (ft) | Relacion de espesor
Arcilla superior 0,95 0,2 28 1,22
Arena 0,75 23
Arcilla inferior 0,92 0,17 10 0,44

Fuente: EL AUTOR.

4. ¢El valor de la diferencia de esfuerzos de cierre entre formaciones Ac. =

Oshale — Oarena €S Menor a 0,15 psifft y la relacién de espesores HShale/Harena es

menor a 1?

Si. Tanto en relacién a la arcilla superior como inferior se observa que la diferencia
de esfuerzos es mayor a 0,15 psi/ ft por lo cual se cumple la condicion de
esfuerzos de cierre. En cuanto a los espesores la arcilla inferior presenta un muy
bajo espesor, lo que conlleva a una relaciéon de 0,44 y una posible no contencion

de la fractura en su crecimiento vertical hacia abajo.

8. Realizar analisis de la curva de declinacién de la funcién G para recesion de la
altura, ¢ Existe la tendencia tipica que muestra éste comportamiento?

Como se puede observar en la figura 84, la funcion G muestra un comportamiento
normal de leakoff durante en Minifrac, sin que se vea un tipico proceso de

recesion en la altura (joroba hacia abajo).
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10. Resultados finales arrojados.

Existe un muy buen contraste de esfuerzos de cierre entre la arena y las barreras
de arcillas, al igual que la funcibn G que muestra que durante el DataFrac no
existid crecimiento vertical. Pese a esto, la relacion de espesores en la parte
inferior es mucho menor a 1 por lo cual la fractura posiblemente no se contiene en

su crecimiento vertical.

7.1.7. Metodologia para el contraste de propiedades mecéanicas

1. Determinar si el contraste de propiedades mecanicas entre formaciones es

influyente en la propagacion de la fractura en el caso de estudio.

2. Analizar los perfiles de propiedades mecanicas (Modulo de Young y Relacion de
Poisson) para la zona de interés ¢Se cumple que el Modulo es mas alto en las

arenas que en las arcillas y Poisson es mas alto en las arcillas que en las arenas?

Figura 88. Contraste de Relacidon de Poisson y Mddulo de Young en el intervalo 10622-10685 Pozo
A22.

0.12 POISSON ADM 0.4

|
-

Fuente: EL AUTOR.
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No se observa un contraste totalmente claro debido a las altas intercalaciones, por

lo cual no se podria asegurar totalmente una correcta propagacion.

5. Los valores de Médulo de Young y Relacién de Poisson promedio para la zona
de interés son E = 5,5x10° y v = 0,25 respectivamente, los cuales son tipicos de

formaciones candidatas a fracturar.

6. Resultados finales arrojados.

No existe un contraste de propiedades muy bien definido entre formaciones debido
a altas intercalaciones arena-arcilla, pero los valores de las propiedades en la
zona de interés estan dentro del rango deseado.

7.2. COMPARACION DE RESULTADOS

A través del analisis de la geometria final de fractura se puede determinar si los
resultados arrojados por la metodologia son acertados y representan el
comportamiento real de la fractura durante su creacion y propagacion.

La figura 89 muestra la geometria de fractura final obtenida por el registro de

temperatura asi como los principales parametros de descripcion.

Figura 89. Geometria de fractura por registro de temperatura. Intervalo 10662-10685 Pozo A22.

0600
00

|

Longitud apuntalada de fractura:
344,3 ft.

106404

n.

10720+

Presion neta: 2685 psi.

: —_— : Altura final de la fractura: 59,2 ft
10680+ p
- 4 Ancho promedio apuntalado: 0,088

10780560 8000 10000 100 200 300 400
Stress - psi Fracture Half-Length - ft

Fuente: ECOPETROL S.A.
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Asi mismo, en la tabla 8 se muestra dicha comparacion entre los resultados reales

del tratamiento y los arrojados por la metodologia, permitiendo ver que hay muy

buena similitud entre ellos, lo que a su vez demuestra que la herramienta

metodoldgica desarrollada indica de manera correcta que factores influyen en el

comportamiento de la fractura como tal, asi como la forma en que ejercen dicho

efecto en el comportamiento tanto de generacion como de propagacion final de

ésta

Tabla 8. Comparacion de resultados entre la metodologia y comportamiento real. Intervalo 10662-

10685. Pozo A22.

Factor a analizar

Resultado Metodologia

Resultado real

Tipo de falla de la roca

Se genera una fractura por

tensién antes que por corte.

Se pudo generar una fractura

con inyeccioén del propante.

Orientacion del pozo

Generacion de la fractura por
tensiébn con la mejor orientaciéon
del pozo (verticalidad) en relacién
a la presion de inicio de fractura.

Optima generacién de la
fractura por tension, siendo la
verticalidad la mejor

orientacion del pozo.

Anisotropia de

esfuerzos

Condicién optima de diferencia de
esfuerzos horizontales para la
generacion de la fractura por
tension correcta

con una

propagacion unificada.

Optima generacién de la

fractura por tensibn vy

correcta  propagacion y

geometria unificada.

Presencia de fracturas

El analisis de declinacion de

Geometria de fractura

naturales presibn y alineacion de la | unificada, sin ramificaciones
fracturas naturales con el PPF |y alineada en el PPF. No se
indican una buena generacion y | observan perdidas de fluido
propagacion de la fractura | apreciables por fisuras.
hidraulica en la  direccion
deseada, sin pérdidas de leakoff
observadas.

Fallas geologicas vy | Presencia de tectonica | Esfuerzos de cierre altos que

tectonica activa

compresional que ocasiona altas

presiones netas asi como

gradientes de cierre mas altos de

conllevan a requerimiento de
gradiente de fractura mas

alto de los esperados.
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lo modelado por Eaton.

Presion neta final de 2685
psi,
tectonica activa.

indicando  influencia

Contraste de esfuerzos
de cierre y relacion de

El perfil de esfuerzo minimo

muestra un buen contraste entre

La fractura tiene una buena

contencién en altura en su

espesor entre | formaciones, pero la relacién de | parte superior, pero tiende a

formaciones espesor con la arcilla inferior, | invadir el limite inferior
indica que no existira una buena | mientras crece verticalmente,
contencién en crecimiento | sobrepasando el limite de
vertical. contencion.

Contraste de | No existe un contraste de | Se observa buena

propiedades propiedades mecénicas claro, lo | contencion en altura, a

mecanicas entre | que podria no favorecer el | excepcién del limite inferior.

formaciones.

proceso de propagacion.

Fuente: EL AUTOR.

Dicho proceso de comparacion se realizé igualmente para los pozos que
disponian de informacion sobre sus resultados, los cuales permitieron de la misma
manera validar la metodologia desarrollada, para que asi esté disponible como un
indicador de viabilidad de futuros tratamientos a ejecutarse en funcion de los

factores estudiados asi como de los comportamientos relacionados a éstos.

7.3. RESULTADOS APLICACION METODOLOGIA POZOS FRACTURADOS
CAMPO DE ESTUDIO

A continuacion se muestran los resultados de la aplicacion de la metodologia

propuesta a los pozos de interés en el campo de analisis, tomando un intervalo

representativo fracturado de cada uno de éstos, logrando asi identificar cuales de

los factores de tipo geomecénico y geoldgico estudiados conllevaron a los

comportamientos que se presentaron en el proceso de creacion y propagacion de

la fractura asi como la manera en la cual lo hicieron.
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7.2.1. POZO G4. Intervalo 10722-10759 ft.

Tabla 9. Resultados aplicacién de la metodologia pozo G4 (10722-10759)

FACTORES DE INICIACION

Tipo de fallade laroca

Orientacion del pozo Anisotropia de esfuerzos

i

MUD WEIGTH WINDOW ZONA ESTABLE MODELO IMPERMEABLE

Wole Angle (deg)

Falla tensil antes que por corte.

oy = 1,24 psi/ft
o = 0,82 psi/ft

Falla tensil
oy —oy) = 0,42 psi/ft
antes que (o1 = on) psi/
por corte.
Falla tensil antes que por

corte.

0,6 > Anisotropia > 0,15. La
fractura presenta una buena
alineacion en el PPF sin
turnaciones ni presencia de
fracturas ramificadas.

Pe(¢ = 23°) = 0,94 psi/ft
P(p = 0°) = 0,9 psi/ft

Gradiente de fractura mayor
a causa de la desviacion del
pozo.

FACTORES DE PROPAGACION

Fracturas naturales y
fracturas maltiples,

Fallas geolégicas e
influencia tectonica,

Contraste de
propiedades
mecanicas

Contraste de
esfuerzos y
espesor

0.9

ND_1rOseon AW _Aa0 INTER.

@ScDF =

0.7

WSC Poisson
menor

0.5

I SC Poisson
mayor

0.3

0.4

0.6

® Maximo valor
de Sc

Propagacion de Ia
fractura ayudada por la
orientacién de las
fracturas naturales en la
direccién del PPF.

O¢ > O-_hEaton: . )
tectonica compreS|onaI activa,

debido a

Pneta: 0,22 psi/ft. Ubicada en
el rango de “complejidad
favorable”.

Ocshale = 0,97 psi/ft
Ocarena = 0,82 psi/ft

Buen contraste
de propiedades

i Geshale = 0,99 psi/fc | mecanicas, o
| que contribuye a
Contraste de | un  correcto

: —— : esfuerzos de cierre | Crecimiento  en

Funcion G. No se mayor a 0,15 psi/ft, | |2 ~zona de

observa presion lo que contribuye a | INteres.

dependiente de leakoff a una buena contenién

causa de fisuras en altura.

naturales. Relaciones espesor

adverso la

Efecto

en

arcilla/arena: 1,3 'y
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No hay indicio de
formaciéon de fracturas
multiples.

geometria 'y

apuntalamiento del propante
por similitud de la longitud de
fractura con la distancia del
pozo a la falla principal (270

ft).

0,5; por lo cual en el

intervalo

existe un crecimiento
hacia la zona vecina.

inferior

Fuente: EL AUTOR.

7.2.2. POZO AS5. Intervalo 10513-10525 ft.

Tabla 10. Resultados aplicacién de la metodologia pozo A5 (10513-10525).

FACTORES DE INICIACION

Tipo de falla de laroca

Orientacion del pozo

Anisotropia de esfuerzos

MUD WEIGTH WINDOW Z0MA ESTABLE MODELO IMPERMEABLE

Falla tensil
antes que
por corte.

condicién

Falla tensil antes que por corte.

mejor
creacion
hidraulica.

de la

Pozo vertical, siendo esta la
para la

fractura

oy = 1,24 psi/ft
op = 0,83 psi/ft
(oyg —oy) = 0,41 psi/ft

Falla tensil antes que por
corte.

0,6 > Anisotropia > 0,15. La
fractura presenta una buena
alineacion en el PPF sin
turnaciones ni presencia de
fracturas ramificadas.

FACTORES DE PROPAGACION

Fracturas naturales y
fracturas multiples,

Fallas geolégicas e
influencia tecténica,

Contraste de
esfuerzos y
espesor

Funcion G.

Existe
leakoff causado
posiblemente por

presencia de fracturas
naturales o mudltiples,
las cuales afectan la
eficiencia del fluido.

@®ScDF

W SC Poisson
menor

SC Poisson
mayor

® Maximo valor
de Sc

0. > Onpatons debido a
tectdnica compresional activa.

Pneta: 0,24 psi/ft. Ubicada en
el rango de “complejidad
favorable”.

Contraste de
propiedades
mecanicas

_Wﬁ

Ocshale = 0,89 psi/ft
Ocarena = 0,83 psi/ft
Ocshate = 0,9 psi/ft

Contraste de
propiedades
mecanicas no
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Ptortuosidad: 3069 psi,
indicando presencia de

fisuras o  fracturas
multiples.

@)
No linealidad en la
grafica de presién-tasa
de bombeo, lo que
indica una  posible

formacion de fracturas
multiples, en la creacion
de las fracturas en los
diferentes intervalos
cafioneados.

El pozo se encuentra bastante
retirado de la falla principal
(3200 ft), por lo cual el efecto
que esta ejercera sobre el
proceso de crecimiento de la
fractura puede considerarse
como de bajo o nulo impacto,
debido a que no se presenta
un fenébmeno de cruzamiento.

Bajo contraste de | muy claro, lo
esfuerzos menor a | que no
0,15 psi/ft, lo que | contribuiria
seguramente lleva a | totalmente a un
que la fractura se | buen

unifique en un solo | confinamiento.
cuerpo con el

intervalo fracturado

mas abajo.

Relaciones espesor

arcilla/arena: 1,3 y
1,4; por lo cual la
fractura podria

contenerse en altura
debido al aporte de
éste factor.

Fuente: EL AUTOR.

7.2.3. POZO A7. Intervalo 10520-10541 ft.

Tabla 11. Resultados aplicacién de la metodologia pozo A7 (10520-10541 ft)

FACTORES DE INICIACION

Tipo de falla de laroca

Orientacion del pozo

Anisotropia de esfuerzos

e

MUD WEIGTH WINDOW ZONA ESTABLE MODELO IMPERMEABLE

oy = 1,11 psi/ft

on, = 0,72 psi/ft

Falla tensil (oy — op) = 0,39 psi/ft

antes que Eall 0

00T Corte. alla tensil antes que por
corte.

Hote Angle (deg)

Falla tensil antes que por corte.

mejor
creacion
hidraulica.

Pozo vertical, siendo esta la
condicién
de la

0,6 > Anisotropia > 0,15. La
fractura presenta una buena
alineacion en el PPF sin
turnaciones ni presencia de
fracturas ramificadas.

para la
fractura
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FACTORES DE PROPAGACION

Fracturas naturales y
fracturas multiples,

Fallas geolégicas e
influencia tectonica,

Contraste de
esfuerzos y
espesor

Contraste de
propiedades
mecanicas

Funcion G. No existe
presion dependiente del
leakoff, lo cual es un
indicio que no existen
fisuras naturales que
afectan el
comportamiento  normal
de propagacion.

1 s n 1 a
ot

Existe un buen ajuste
lineal en la grafica de
presion-tasa de bombeo,
lo que indica que se
forma un cuerpo unificado
de fractura durante la

propagacion, sin
presencia de fracturas
multiples.

Ptortuosidad: 1449 psi,
indicando posibles

problemas en el inicio de
propagacion.

#Sc DF

0.9 | f
M WSC Poisson
0.7 = menor
- I SC Poisson
mayor
@®Maximo
valor de Sc

0.5

0.3 —

0.4 0.6 0.8 1

debido a
compresional

O¢ > o__hEaton:
tectonica

activa.

El pozo se encuentra
considerablemente retirado
de la falla inversa principal
(1700 ft), por lo cual el efecto
que esta ejercera sobre el
proceso de crecimiento de la
fractura puede considerarse
como de bajo o nulo impacto,
debido a que no se presenta
un fenémeno de
cruzamiento.

Ocshale = 0,9 psi/ft
Ocarena = 0,72 psi/ft
Ocshale = 0,89 pSi/ft

Contraste de
esfuerzos de cierre
mayor a 0,15 psi/ft,
lo que contribuye a la
contenciéon en
crecimiento  vertical
de la fractura.

Relaciones espesor
arcilla/arena: 0,7 y
1,25; por lo cual la
fractura se contiene
verticalmente hacia
abajo, pero tiende a
crecer en altura
hacia arriba por fuera
de la zona de interés
para asi unificarse
con la fractura del
intervalo superior,
tendiendo a formar
un solo cuerpo.

o R Y]

{

-
i

o1

[

¥

y
¢
|
J

Contraste de
propiedades
mecanicas no
muy claro, lo
que no
contribuiria
totalmente a un
buen

confinamiento.

Fuente: EL AUTOR.
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7.2.4. POZO Al4. Intervalo 10600-10614 ft.

Tabla 12. Resultados de la metodologia pozo A14 (10600-10614 ft)

FACTORES DE INICIACION

Tipo de fallade laroca

Orientacion del pozo

Anisotropia de esfuerzos

MUD WEIGTH WINDOW ZONA ESTABLE MODELO IMPERMEABLE

Hole Ange (deg)

Falla tensil antes que por corte.

Falla tensil
antes que
por corte.

Pozo vertical, siendo esta la

mejor condicion para

la

creacion de la fractura

hidraulica

oy = 1,13 psi/ft
o = 0,74 psi/ft
(oyg — o) = 0,39 psi/ft

Falla tensil antes que por
corte.

0,6 > Anisotropia > 0,15. La
fractura presenta una buena
alineacion en el PPF sin
turnaciones ni presencia de
fracturas ramificadas.

FACTORES DE PROPAGACION

Fracturas naturales y Fallas geolégicas e Contraste de Contraste de
fracturas mualtiples, influencia tecténica, esfuerzos y propiedades
espesor mecanicas
| é @ScDF
09 ammy (6 s s =
i WSC Poisson 18

0.7

0.5

menor

& 'I SC Poisson
T mayor

0.4 0.6

"y . 4 @ Maximo
03 - valor de Sc

No existe presion
dependiente del leakoff, lo
cual es un indicio que no
existen fisuras naturales
que afectan el
comportamiento  normal
de propagacion.

tecténica
activa,

Tortuosidad: 944  psi.
Poca posibilidad que
exista efecto de apertura
de fracturas.

El  pozo

0. > Onpatons debido a

Pneta: 0,27 psi/ft. Ubicada
en el rango de “complejidad
favorable”.

compresional

Se encuentra

Ocshale = 0,91 psi/ft
Gcarena = 0,74— pSl/ft T

Ocshale = 0,94 psi/ft

Contraste
esfuerzos de cierre
mayor a 0,15 psi/ft,
lo que contribuye a la
contenciéon

crecimiento

de la fractura.

Contraste de
de propi’eqlades
mecanicas
claro, lo que
contribuye  de
buena manera a

en ‘
vertical | Y1 correcto
confinamiento
en altura.
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Noln Srith Plot

10000:

1000,

considerablemente retirado
de la falla inversa principal
(2480 ft), por lo cual el efecto
que esta ejercera sobre el
proceso de crecimiento de la

Relaciones espesor
arcilla/arena: 1,2 vy
0,9; por lo cual la
fractura se contiene
verticalmente hacia

(BHP - Pc) - psi

Como analisis cuando el
tratamiento ya ha sido
ejecutado, la gréafica de
Nolte-Smith muestra la

formaciébn de wun Tip
Screen Out, el cual
puede asociarse a

restricciones en el
proceso de crecimiento
de la fractura asi como a
alta tortuosidad, mas no a
la presencia de fracturas
naturales, pues con el
anterior analisis han sido
descartadas.

cruzamiento.

\YJ fractura puede considerarse | arriba, pero tiende a

como de bajo o nulo impacto, | invadir limite

- debido a que no se presenta | inferior en su
T - min un fenomeno de | propagacion.

Fuente: EL AUTOR.

7.2.5. POZO A20. Intervalo 10518-10543 ft.

Tabla 13. Resultados aplicacién de la metodologia pozo A20 (10518-10543 ft

FACTORES DE INICIACION

Tipo de fallade laroca

Orientacion del pozo

Anisotropia de esfuerzos

i

MUD WEIGTH WINDOW ZONA ESTABLE MOOELO IMPERMEABLE

Falla tensil
antes que
por corte.

Falla tensil antes que por corte.

Pozo vertical, siendo esta la

mejor condicion para la
creacion de la fractura
hidraulica.

oy = 1,25 psi/ft
o, = 0,84 psi/ft
(og — o) = 0,41 psi/ft

Falla tensil antes que por
corte.

0,6 > Anisotropia > 0,15. La
fractura presenta una buena
alineacion en el PPF sin
turnaciones ni presencia de
fracturas ramificadas.
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FACTORES DE PROPAGACION

Fracturas naturales y
fracturas multiples,

Fallas geolégicas e
influencia tectonica,

Contraste de
esfuerzos y
espesor

Contraste de
propiedades

Pfopégacién de la

fractura ayudada por la
orientacion de las

fracturas naturales en la
cercania a la direccién del
PPF.

#ScDF

WSC Poisson
0.7 menor
i I SC Poisson
C mayor
@ Maximo
valor de Sc

Existe presion
dependiente del leakoff, el
cual es seguramente
causado por la presencia
de fracturas naturales
parciales (que no se
encuentran totalmente
alineadas con el PPF) o
fisuras de menor tamafo.

Warpinski y  Teufel:
Apertura de fracturas
naturales parciales al
interceptarse  con la
fractura hidraulica.

debido a
compresional

O¢ > o__hEaton:
tectonica

activa.

Pneta: 0,23 psif/ft, Ubicada
en el rango de “complejidad
favorable”.

El pozo se encuentra a 960 ft
de la falla inversa principal,
por lo cual el efecto que esta
ejercera sobre el proceso de

crecimiento de la fractura
puede considerarse como de
bajo o nulo impacto, debido a
gue no se presenta un
fenémeno de cruzamiento.

e B

Ocshale = 1,04 psi/ft
Ocarena = 0,84 psi/ft
Ocshale = 1,02 psi/ft

Contraste de
esfuerzos de cierre
mayor a 0,15 psifft,
lo que contribuye a la
contenciéon en
crecimiento  vertical
de la fractura.

Relaciones espesor
arcilla/arena: 1,3 'y
0,56; por lo cual la
fractura se contiene
verticalmente hacia
arriba, pero tiende a
invadir en limite
inferior en su
propagacion.

mecanicas
-

Contraste de
propiedades
mecanicas no

muy claro, lo
que no
contribuiria
totalmente a un
buen

confinamiento,
principalmente
en la parte
inferior.

Fuente: EL AUTOR.

7.2.6. POZO A27. Caso de Inicio de Fractura No Exitoso

El pozo A27 fue candidato a fracturamiento en el afio 2009, pero después de tres

intentos fallidos de iniciar fractura inducida en el intervalo de 10733-10748 ft,

decidio continuarse con estimulacion quimica. A través de la aplicacion de la
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metodologia desarrollada se buscoé identificar cual habia sido la causa de esto,

iniciando con la determinacion de las principales propiedades y variables del pozo:

Las propiedades mecanicas fueron deducidas a través del uso del modelo
geomecanico realizando la respectiva calibracion con los datos de laboratorio
existentes, tal como se vio en el capitulo 6, obteniendo la data mostrada en la
tabla 14.

Tabla 14. Propiedades mecanicas y caracteristicas del pozo A27 (10733-10748 ft)

Variable Valor Unidades

TVD 10740,5 ft
Inclinacion (o) 25 °
Azimut pozo (B) 328 °
Azimut PPF 100 °

Paoisson (v) 0,23

Py 0,33 psi/ft

So 5000 psi

T, 1320 psi

AFI 36 °

UCS 19626 psi

Fuente: EL AUTOR.

Asi mismo se dedujeron los valores de esfuerzos principales a través del uso de la
correlacion deducida en 6.3.1.4. utilizando el valor de presion de poro medida por
MDT para la zona de interés (0,33 psi/ft), arrojando un valor de esfuerzo minimo
horizontal (o,) igual a 0,73 psi/ft. Dicho valor muestra un amplio ajuste con los
obtenidos en los pozos estudiados en el campo asi como en los mas cercanos,
por lo cual se le considera representativo para éste.

De igual manera, el esfuerzo vertical (oy) deducido fue 1,004 psi/ft mientras que el

horizontal maximo (o) fue 1,12 psifft, el cual se obtuvo al ajustar el perfil de dicho
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esfuerzo con los valores hallados por la correccion con el angulo de breakout
realizada para éste pozo.

Con los valores anteriores se recurrio a la herramienta Macro Excel para
determinar entonces el tipo de falla que se tendrian bajo estas condiciones, como

se muestra en la figura 90.

Figura 90. Tipo de falla pozo A27 con esfuerzos ajustados a los del campo de estudio.

MUD WEIGTH WINDOW ZONA ESTABLE MODELO IMPERMEABLE

W (psifft)
w

Fracia

* Colapso MW Baje Sh Knodk out Somero
Colapso MW Baje Sh
Colspso MW Alto SH
30 | # Colapsc MW
4 Colapso MW Al Alto Angulo
& Colapso MW Inter SH Es calon Bajo Anguls.

20 4

o 5 10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 &0 65 70 75 80 85 90
Hole Angle (deg)

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

Este analisis muestra que ocurriria primero la falla por tensién antes que por corte;
pero se tiene una buena certeza sobre los valores de esfuerzos, pues como se
menciond anteriormente, son muy similares con los de los deméas pozos en la

cercania al area en donde si se logr6 generar fractura.

7.2.6.1. Alcance de la falla por corte antes que por tensién

Segun andlisis realizados en un trabajo anterior, la causa del no éxito en este

tratamiento fue que se alcanzé primero la falla por corte antes que por tension

(Figura 91). Para que esto ocurriese, la configuracion de esfuerzos tanto de

propiedades debid haber sido la que se muestra en la tabla 15.
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Tabla 15. Propiedades mecanicas y caracteristicas del pozo A27 (10733-10748 ft). Obtencion de
falla por corte antes que tension.

Variable Valor Unidades
On 0,9 psi/ft
Oy 1,2 psi/ft
oy 1,004 psi/ft
Poisson (v) 0,23
Py 0,33 psi/ft
So 3000 psi
T, 800 psi
AFI 35 °
UCS 11525 psi

Fuente: ACR Geomecanica. ECOPETROL-ICP 2009.

Figura 91. Tipo de falla por corte antes que tensién en el pozo A27 (10733-10748 ft).
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Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

Aungue con esta configuracion efectivamente se alcanza la falla por corte antes
que la de tension, hay dos aspectos que no permiten concluir que ésta sea la

causa real de la no ejecucion exitosa del tratamiento:

e El valor del esfuerzo minimo horizontal esta muy por encima del valor
promedio de éste en el campo, y teniendo en cuenta que el pozo no se

encuentra aislado geolégicamente ni cercano a fallas y que pozos vecinos
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presentan valores muy distintos, no seria concordante que tuviera éste
valor tan alto de esfuerzo de cierre. Ademéas no es claro el motivo de
escoger un valor de anisotropia de 0,3 psi/ft, cuando se conoce que para
este campo es casi igual o mayor a 0,4 psilft.

e Los valores de propiedades mecanicas, principalmente S,,T, y UCS aqui
asumidos son muy bajos para arenas, y especialmente en relacion a las de
éste campo, las cuales a través del modelamiento geomecanico y
mediciones en laboratorio (Tabla 4), han mostrado ser mucho mayores,
razén por la cual no se les puede considerar como valores representativos,

pues ademas facilitarian que la roca presentara a priori dicha falla por corte.

Asi mismo, la metodologia desarrollada en el presente trabajo en su estudio de los
factores de generacion de fractura para este pozo, arroja como resultados que el
tipo de falla y anisotropia de esfuerzos serian adecuados para que se presentara
la falla por tension. Sin embargo, en cuanto a la orientacion del pozo, éste se
encuentra a 50° del PPF, el cual es considerado en un régimen rumbo deslizante

como la peor trayectoria para iniciar fractura (Figura 20).

Ademas de lo anterior, las fracturas naturales vistas en el registro de imagen son
casi nulas y se muestran no alineadas con dicho plano preferencial de
propagacion, por lo cual no existira contribucion de éstas en cuanto a dicha
creacion de la fractura y posiblemente puedan verse relacionadas con altos
indices de tortuosidad, creando una restriccion adicional a la generacion. Esto sin
embargo, no puede ser corroborado por la falta de informaciébn en cuanto a

pruebas PreFrac que no pudieron ser ejecutadas.

El anterior andlisis permite observar que no es posible determinar de una manera
clara la causa del no éxito del tratamiento en éste pozo, lo cual es debido
principalmente a la falta de informacién concreta sobre las condiciones en que

este fue ejecutado asi como a la ausencia de total certeza en el valor tanto de
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propiedades mecéanicas como de campo de esfuerzos, los cuales se pueden ver

limitados en su exactitud dentro del marco de un modelamiento 1D.

7.4. DISTRIBUCION DE FACTORES IDENTIFICADOS Y DE SU EFECTO EN
EL CAMPO DE ESTUDIO (FORMACION K1).

A continuaciébn se presenta la distribucion de cada uno de los factores
identificados como influyentes en los intervalos de los pozos analizados, asi como
su efecto sobre la fractura creada, permitiendo de ésta manera tener una idea del
grado de incidencia en la formacion analizada (K1) en relacién a la distribucion
areal del campo.

En los pozos A5 y A7 se inici6 fractura en varios intervalos, pero el objetivo era
que éstos se unificaran y luego se formara un solo cuerpo, por lo cual para los
factores de iniciacidbn se asumen como tres intervalos y para los de propagacion

como uno solo, ya que en este punto la fractura actlia como una sola estructura.

También es importante aclarar que para el pozo A27, como se menciond, no se
pudo generar fractura pero se aplicé la metodologia para determinar como hubiese

sido el comportamiento e identificar igualmente los factores influyentes.

7.4.1. TIPO DE FALLA DE LA ROCA

Figura 92. Distribucion del tipo de falla en los pozos analizados del campo de estudio.
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Fuente: EL AUTOR.
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En la figura 92 es posible observar que los pozos estudiados en su totalidad de
intervalos presentan falla por tension, por lo cual se garantizé la creacion éptima
de la fractura, permitiendo afirmar de ésta manera que éste es el tipo de falla que
tiende a presentarse en la formacion. Asi mismo, en cuanto a la anisotropia, la
figura 94 muestra que en los pozos en general, como se dedujo en el capitulo 6,
ésta tiene un valor promedio de 0,4 psi/ft, el cual es considerado como alto pero se
encuentra en un rango adecuado sin que se presenten inconvenientes de

consideracion en la generacioén ni el crecimiento de la fractura inducida.

7.4.2. ORIENTACION DEL POZO

Figura 93. Distribucion del efecto de la orientacién del pozo en los pozos analizados del campo de

estudio.
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Fuente: EL AUTOR.

Por su parte, los resultados arrojados en cuanto a la orientacién del pozo
muestran que la no verticalidad de éstos en este campo, es un agente adverso en
la creacion de la fractura, en estos casos especificos porque dichos pozos (A27 y
G4) no se encuentran orientados en el azimut del PPF, estando ubicados en la
posicidon mas dificil de iniciar la falla por tensién, en particular el A27, por estar en

la zona de mayor requerimiento de presion de fractura.
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7.4.3. ANISOTROPIA DE ESFUERZOS HORIZONTALES

Figura 94. Distribucién del efecto de la anisotropia en los pozos analizados del campo de estudio.

~—sg— Buena condicién de anisotropia.
—if==— Mala condicién de anisotropia.

Fuente: EL AUTOR.

7.4.4. FRACTURAS NATURALES Y MULTIPLES.

Figura 95. Distribucion del efecto de las fracturas naturales y multiples en los pozos analizados del
campo de estudio.
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En cuanto a la presencia de fracturas naturales, la figura 54 muestra que éstas
tienden a estar orientadas en el azimut del PPF en la subunidad K1Sup en los
pozos mas cercanos a la falla inversa principal, siendo éste un patron que se
conserva en las demas subunidades que componen la formacion K1. Lo anterior
es quiza la explicacion para la generacion de la fractura en el pozo G4, el cual se
encuentra en una ubicacion no privilegiada para iniciar fractura (azimut del
esfuerzo minimo) pero las fracturas naturales estan orientadas en la direccion del
PPF, facilitando asi la generacion de la falla por tension en esta direccion y

consecuentemente la propagacién de la fractura a través de la roca.

7.4.5. FALLAS GEOLOGICAS Y TECTONICA ACTIVA

Figura 96. Distribucién del efecto de fallas geoldgicas y tectdnica activa en los pozos analizados
del campo de estudio.
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Fuente: EL AUTOR.

Como se menciono en el capitulo 6, en el campo existen una falla inversa principal
y otras menores, las cuales pueden verse relacionadas con movimientos
tectonicos activos de tipo compresional. Se concluyd entonces que ésta es la

explicacion de que el perfil de esfuerzos del campo en general, esté en funcion de
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dichos movimientos tectonicos, lo que se refleja en valores de esfuerzo de cierre
mucho mas altos que los esperados. Asi mismo, el plano preferencial promedio en
el campo es de 107°, la cual es una direccidén casi perpendicular a la de la falla
principal, lo que se podria desembocar en un posible cruzamiento de ésta con una
fractura inducida. Por esto, al relacionar la distancia del pozo a la falla con la
longitud de las fracturas, se determina que las Unicas que podrian sufrir algun tipo
de afectacion en su geometria por esta razon, serian las inducidas en el G4 pues

presentan una extension muy similar a la de dicha distancia.

7.4.6. CONTRASTE DE ESFUERZOS DE CIERRE Y ESPESOR ENTRE
FORMACIONES

Figura 97. Distribucion del efecto del contraste de esfuerzos y espesor entre formaciones de los
pozos analizados del campo de estudio.
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Fuente: EL AUTOR.

Controlar la altura de manera adecuada es trascendental al momento de inducir
una fractura hidraulica. Los resultados de la metodologia muestran que en la
mayoria de los pozos éstas tienden a crecer en la vertical invadiendo uno de los

limites, afectando su correcta configuracion geométrica, lo cual es debido
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principalmente a los muy bajos espesores de estas zonas limitrofes en relaciéon a

la arena de propagacion, llevando asi a una menor eficiencia de la esperada.

7.4.7. CONTRASTE DE PROPIEDADES MECANICAS DE LA ROCA

La figura 98 muestra que aproximadamente la mitad de los pozos presenta un
buen contraste de propiedades mecanicas (Relacion de Poisson y Modulo de
Young), el cual se ve relacionado con la contencion vertical de la fractura. Pese a
lo anterior, dicho efecto no es tan considerable al compararlo con el del contraste
de esfuerzos de cierre y espesor, por lo cual su efecto es asumido como de baja

criticidad en la operacion.

Figura 98. Distribucién del efecto del contraste de propiedades mecanicas de la roca de los pozos
analizados del campo de estudio.
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Fuente: EL AUTOR.
Nota. En los pozos A5 y A7 solo se muestra el efecto del contraste de propiedades

para cuando se ha formado la fractura unificada total, no para cada uno de los

intervalos fracturados.
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8. CONCLUSIONES

La herramienta metodologica desarrollada en el presente trabajo fue
validada con los resultados y comportamientos finales de los tratamientos
llevados a cabo en el campo de estudio. Ademas, permitié identificar los
factores de tipo geomecanico y geologico que posiblemente se habian

visto relacionados y fueron causantes de dichos comportamientos finales.

El uso de la funcion G asi como el analisis de presiones netas a través de la
técnica de Nolte Smith, son de gran importancia a la hora de determinar si
el comportamiento de propagacion de la fractura fue afectado por la
presencia de fracturas o fisuras naturales. De igual manera, el analisis de la
funcibn G durante la prueba Minifrac posibilita establecer si existe alto
leakoff a la formacion durante ésta, permitiendo asi tomar alguna alternativa
en cuanto a la composicion del fluido, para evitar que se presente el mismo

fendbmeno durante la ejecucién del tratamiento principal.

La presencia de fracturas naturales puede ser considerado un factor tanto
positivo como negativo a la hora de iniciar y propagar una fractura
hidraulica. Si éstas se encuentran orientadas en la misma direccion del
PPF, seguramente contribuirdn y facilitaran al desarrollo adecuado del
proceso al tratarse de un camino previo tanto de inicio como de
propagacion. Por el contrario, si la orientacion es diferente entre
discontinuidades naturales y PPF, éstas posiblemente alteraran el correcto
proceso de crecimiento de fractura al convertirse en una restriccion que
potencialmente puede deshidratar, detener y en consecuencia desviar de

su camino de crecimiento normal.

Las fracturas naturales en su distribucion espacial en la formacién K1 del
campo de estudio, tienden a estar orientadas en la misma direccion del PPF
a medida que se disminuye la distancia al conjunto de la falla inversa

principal. Esto se considera clave en la generacién de las fracturas
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hidraulicas en el pozo G4, el cual no se encontraba en la mejor orientacion
para realizar dicha generacion, y sin ayuda de éstas discontinuidades es
probable que no se hubiese logrado generar la fractura con el gradiente

relativamente moderado con el que se hizo.

El régimen de esfuerzos del campo se encuentra en funcién directa del
campo de esfuerzos tectonico activo compresional alli existente, hecho que
no permiti6 que éste fuera modelado geomecanicamente de manera
correcta por la correlacion de Eaton. Por ésta razon, se realizo el ajuste del
valor de esfuerzo minimo con los valores de gradiente de fractura
reportados en las pruebas Datafrac, a través de la creacion de una
correlacién en funcién de la presion de poro, que permitié calcular dicho
esfuerzo minimo para los pozos de interés, teniendo en cuenta el ya

mencionado efecto de la tectonica.

En los seis pozos analizados, el gradiente de presion neta de fractura esta
en un rango de 0,1 a 0,29 psi/ft, valores que son considerados altos en
relacion a tratamientos convencionales pero en un rango de “complejidad
favorable”, y los cuales se encuentran asociados a regimenes tectonicos

activos, como el que prevalece en el campo de estudio.

A través del andlisis realizado en el presente trabajo, no se puede
establecer con total claridad cual fue la causa del no éxito en el tratamiento
por fractura inducida en el pozo A27, debido principalmente a la falta de
informacion més clara (pues también se mencionan algunos problemas de
tipo operacional y no se especifica si esto pudo tener relacién con el no
éxito) y de total certeza en los valores tanto de propiedades mecanicas en
el pozo asi como del campo de esfuerzos, las cuales aunque estan
correlacionadas con otros pozos donde si mostraron Optimos resultados
para el tratamiento, son muy sensibles y criticas a la hora de inferir el tipo
de falla y pueden requerir una muy alta exactitud, la cual un modelo 1D no

estd en la capacidad de brindar plenamente. Sin embargo la mala
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alineacion del pozo, asi como la casi nula presencia de fracturas naturales y
la direccion que tienen diferente a la del PPF, podrian ser a grandes rasgos

posibles explicaciones para este comportamiento presentado.

Aunque el modelo geomecanico 1D realizado en el presente trabajo mostro
muy buenos resultados para la mayoria de pozos analizados, el caso del
A27 puede requerir el uso de un modelo 3D que permita conocer con una
mayor exactitud las condiciones geomecanicas bajo las cuales éste se
encuentra, y de ésta manera dar una explicacion mucho mas clara sobre

por qué no se pudo generar la fractura en la zona de interés.

En general, los factores que mostraron tener una mayor incidencia en el
comportamiento de las fracturas inducidas en los pozos analizados fueron:
la presencia de fracturas naturales, las cuales presentaron un efecto tanto
positivo como negativo en un caso como en otro, la influencia tecténica
compresional, que no permiti6 modelar de manera correcta el perfil de
esfuerzo minimo llevando a su vez a valores de éste altos al desplazar a la
presion de poro como su factor condicionante y el mal contraste de espesor
entre formaciones que llevé a la poca delimitacién del crecimiento vertical,

afectando de ésta manera su correcta configuracidon geométrica.

Se valid6 y demostré que la metodologia desarrollada es una buena
herramienta a la hora de dar un indice de factibilidad de un futuro
tratamiento por fractura hidraulica inducida en cierto pozo, en relacion a los
factores de tipo geomecanico y geoldgico que influirian tanto en su proceso

de generacion como de propagacion a través de la formacion.

Un correcto modelamiento geomecanico asi como pleno conocimiento de la
geologia del campo a estudiar, es clave en miras de obtener los resultados
mas claros y representativos a la hora de aplicar dicha metodologia, pues
sus resultados son funcién directa de las variables que gobiernan el

comportamiento de perturbacion mecéanica de la roca de interés.
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9. RECOMENDACIONES

Se recomienda realizar para el campo o la formacion de estudio un modelo
geomecanico 3D con el fin de conocer con una mayor exactitud los valores
tanto de esfuerzos como de propiedades mecanicas asi como su
comportamiento y distribucién a través del campo, para de esta manera
poder tener una certeza mucho mas amplia a la hora de predecir la
respuesta de la formacion ante cualquier tratamiento que se desee ejecutar

sobre ella, en este caso fracturas hidraulicas inducidas.

Para el pozo A27 se recomienda realizar pruebas que permitan conocer de
manera mas exacta los valores de propiedades mecéanicas de la roca en la
zona de interés, para de ésta manera poder llegar a establecer con una
total certeza cual fue la razén de que no se pudiera iniciar la fractura
hidraulica inducida. Dichas propiedades mecanicas, especialmente el UCS
y el AFl son de alta sensibilidad, y en algunos casos se requieren datos
bastante claros a la hora de identificar claramente el tipo de falla que se

alcanzara en la formacion.

Estudiar formaciones de éste campo asi como de otros, candidatas a
fracturamiento o ya fracturadas a través del uso de la metodologia
propuesta, para de ésta manera extender el uso de ésta y asi realizar dicho
proceso de identificacion de los factores mas influyentes en el

comportamiento de la fractura.

Seria muy conveniente y de alta utilidad desarrollar una herramienta
software, en la cual se integre la metodologia desarrollada, para de ésta
manera hacer mas eficiente el proceso de identificacion de los factores de

mayor influencia en el comportamiento de la fractura.
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Ser muy cuidadosos y contar con asesoramiento de un ingeniero
geomecanico a la hora de realizar los reportes de los tratamientos de
fracturamiento, para de ésta manera obtener y registrar datos confiables en
miras de realizar el ajuste de los perfiles de esfuerzos en los campos de

interés y obtener una mejor interpretacion de éstos.

Realizar pruebas de laboratorio de mecanica de rocas a muestras
representativas de esta formacion, para de ésta manera obtener una
informacion mas detallada de las fracturas naturales alli presentes y de ésta
manera tener un conocimiento mucho mas pleno y abundante sobre su
relacion con la fractura hidraulica al momento de presentarse una

interaccion entre éstas.
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ANEXOS

1. Sensibilidad a las propiedades mecéanicas de laroca

Tabla 1. Data Base Sensibilidad Tipo de Falla. Macro Excel.

Variable Valor Unidades
TVD 10000 ft
oy 0,9936 psi/ft
e 0,27 adimensional
Py 0,352 psi/ft
T 0,556 psi/ft
T 0,782 psi/ft
ucs 12545,118 psi
Ty 1254,511 psi
5, 4000 psi
AFI 35 °
Azimut oy 170 °
@ 10 °

Fuente: Informacion suministrada por ECOPETROL S.A. El autor.

1.1. Al introducir los anteriores datos al archivo Macro tipo Excel se obtiene el
siguiente comportamiento grafico de gradiente de fractura (M,,) contra inclinacion
del pozo (¢), en donde la linea roja (falla por tension) se presente a un menor
valor de M,, que la linea purpura (falla por corte), lo cual garantiza que se dé la
falla tensil antes que la falla por corte.

Tomando como referencia la data mencionada con anterioridad, y teniendo un
valor base de ¢ de 40° se realizo la sensibilidad tomando un valor por encima
(50°) y uno por debajo (30°), siendo estos valores tipicamente encontrados en
formaciones de areniscas candidatas a fracturar. Los resultados obtenidos se

muestran en el presente capitulo en las figura 1.
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Figura 1. Ventana de falla. Sensibilidad al angulo de friccién interna

_-___"_"———---_._____‘ eHotcorta (V) Lkt B8 st prmoies
e L EmEENNREREEND
AFI=30° AFI=40° AFI=50°

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.

1.2.

Ahora para realizar la sensibilidad al grado de cohesion que tiene la roca, el

cual esta representado por S,, se toma un valor base de 4000 psi, para luego

tomar un valor por encima de 5500 psi y por debajo de dicho valor base de 2500

psi, siendo al igual que en el caso anterior, valores tipicos a encontrarse en

formaciones candidatas a ser fracturadas. Dichos resultados graficos pueden

observarse en la figura 2.

Figura 2. Ventana de falla. Sensibilidad a la fuerza de cohesion.

Hole Angle (deg)

Hole Angle (deg)

X 08 %% 06
ol Angle (deq)

So = 2500 psi

So = 4000 psi

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.
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2.

pozo.

Sensibilidad del tipo de falla de laroca en funcién de la orientacion del

Figura 3. Ventana de falla. Sensibilidad a la orientacion del pozo del tipo de falla.

i U0 WENGTH WINDOHY IONA ESTABLE MODELC IMPERNEABLE WUD WENGTH WINDOW ZONA ESTABLE MODELD IMPERMEAELE
HE! %

—K _——__-___-__-___-___-____
B2 OX N E MK N % BB NN N B W ‘: § 0N o# o¥ B N X 4 &£ % % & 8B N O% o2 o8 N B iR B o®R X XN ¥ & & % 5 B BENNE N E R
Fole Ange deq) Mok Ange idey) faie Aagle (deq]
0 = 0°. 6 = 45°. 0 =90°.

Fuente: Macro Excel. Tipo de falla y gradiente de fractura. EL AUTOR.
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