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RESUMEN

TITULO: EVALUACION TECNICO-ECONOMICA DEL RESULTADO DE LAS
ESTIMULACIONES REALIZADAS EN EL DESARROLLO DEL ACTIVO LLANITO DE
ECOPETROL S.A*

AUTORES: PUELLO RUEGELES Sandra Catalina
CABEZA MANTILLA Janice.**

PALABRAS CLAVE: estimulacién, acidificaciéon, solvente, fracturamiento hidraulico, RPM,
produccién, indice econémico.

El activo Llanito ubicado en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena de Colombia, desde 1960 ha
sido estimulado por tratamientos &acidos, organicos, soénicos, mediante inyeccion de COZ2,
Modificadores de Permeabilidad Relativa y fracturamientos hidraulicos. Sin embargo solo algunos
de estos trabajos de estimulacién han sido exitosos técnica y econdémicamente permitiendo
aumentar la productividad de los pozos.

En este proyecto se presentan inicialmente las generalidades del Activo Llanito y de las técnicas de
estimulacién mencionadas. De esta manera se procede a realizar una evaluacion pozo a pozo en
orden cronolégico de cada una de las estimulaciones trabajadas mediante un andlisis técnico,
donde se revisan trabajos operacionales realizados antes, durante y después de cada tratamiento,
y asi mismo se analiza el comportamiento de la produccion, el indice de declinacién y el indice de
productividad. De acuerdo a este analisis se determina la produccion incremental debido a la
estimulacién para realizar un analisis econdmico donde se plantean tres escenarios para la
recuperacioén de la inversion en diferentes periodos de tiempo.

Finalmente, después de analizar y evaluar el efecto de cada campafia de estimulacion, este
proyecto se convierte en una herramienta de criterio técnico, operacional y financiero a la hora de
tomar decisiones futuras que conlleven a operaciones de estimulaciones rentables y exitosas en el
campo Llanito.

* Trabajo de Grado.
** Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas, Escuela de ingenieria de Petroleos,
Director: Jorge Andrés Séchica Avila. Co-director Edwinder Bolafios Rodriguez
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ABSTRACT

TITTLE: TECHNICAL ECONOMIC EVALUATION OF THE RESULT OBTAINED FROM THE
STIMULATION TECHNIQUES MADE DURING LLANITO FIELD'S DEVELOPMENT*

AUTORS: PUELLO RUEGELES Sandra Catalina
CABEZA MANTILLA Janice.**

KEYWORDS: stimulation technique, hydraulic fracturing, rpm, economic index, solvent,
acidification, production

Llanito Field is located in the Middle Magdalena Basin, Colombia. Since 1960 it has been
stimulated by techniques such as acid, organic, and sonic treatments, “huff and puff” injection of
CO2, Relative Permeability Modifiers (RPM’s) and hydraulic fracturing. Some of these stimulation
techniques have been technical and economic successfully, letting increase the productivity of the
wells during all these years.

In this work initially are presented some basic information about Llanito field, and the stimulations
techniques early mentioned. Then an evaluation of the stimulation techniques is made for each
well in chronologic order with a technical analysis where we review operational works made before,
during and after the stimulation treatment, also in the same way, an interpretation of the
production behavior, productivity and declination index is made. All this has been done in order to
determinate total incremental production own to the stimulation treatment, to make an economic
analysis where it is proposed three stages to recover the investment in different periods of time .

Finally, based on the technical economic evaluation from each stimulation campaign’ s effect , this
project became into a technical, operational and financier criteria tool, for future decisions that lead

to successful stimulations techniques in LLanito Field.

* Degree Project.
** Physical-Chemical engineering Faculty, Petroleum Engineering, Director: Jorge Andrés Sachica
A. Co-director Edwinder Bolafios Rodriguez
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INTRODUCCION

El objetivo fundamental de la industria petrolera es satisfacer la creciente
demanda de hidrocarburos, sin embargo la mayoria de los yacimientos
actualmente se encuentran en declive, y no logran obtener su maxima
recuperacion economica. Debido a esta situacion es conveniente trabajar en la
optimizaciéon de la produccién en los campos petroleros, con técnicas de

estimulacién eficaces que nos garanticen estabilidad y una larga vida productiva.

El activo Llanito de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena cuenta con campos
catalogados como campos maduros de produccion de hidrocarburos. A lo largo de
su explotacion, la cual se ha basado en trabajos de reacondicionamiento como
cafioneos adicionales, inyeccion de agua y limpieza de arenas; ha sido estimulado
por varias técnicas que mantienen la vida productiva de cada pozo e incluso
algunas muy exitosas han puesto en produccion pozos que estuvieron cerrados
durante varios afios. Desde 1960 se han realizado estimulaciones de tipo &cido,
organico, soénico, mediante inyeccién ciclica de CO2, Modificadores de
Permeabilidad Relativa (RPMs) y fracturamientos hidraulicos; tratamientos que no
han sido del todo evaluados con detenimiento para dar un concepto acertado del

mejor tipo de estimulacion para las diferentes arenas productoras existentes.

La metodologia de trabajo en este proyecto se basO en el analisis técnico,
operacional y econémico de cada uno de los trabajos de estimulacion realizados al
activo Llanito , determinando la produccion incremental debido al tratamiento,
analizando su desempeiio a través de las historias de los pozos, sus estados
mecanicos , curvas de produccion, indices de declinacion y curvas IPR.
Adicionalmente se tuvo en cuenta los eventos realizados antes y durante el

tratamiento, tales como intervalos cafioneados, limpieza de arenas, aislamiento de
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zonas y otros procedimientos operacionales que pudieron también generar
cambios en el comportamiento de la presion o la produccion y no permitieron

valorar la verdadera efectividad del tratamiento de estimulacion.

Finalmente, después de analizar y evaluar el efecto de cada campafa de
estimulacion, este proyecto se convierte en una herramienta de criterio técnico,
operacional y financiero a la hora de tomar decisiones futuras que conlleven a

operaciones de estimulaciones rentables y exitosas.
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1. GENERALIDADES DE TRATAMIENTOS DE ESTIMULACION

Este capitulo se orienta a exponer un marco tedrico en forma general con
respecto a las diferentes técnicas de estimulacién, enfocandose en los

tratamientos mas empleados en el area del activo Llanito.

Para los campos del activo en mencion se trabajaron seis tipos diferentes de

estimulaciones las cuales son mostradas en la grafica 1.

Gréfica 1. Clasificacion de las estimulaciones trabajadas en el Activo Llanito.

FRACTURA’
MIENTO
HIDRAHULICO

ESTIMULACIONES
REALIZADAS AL

ACTIVO LLANITO

INYECCION ORGANICA
DE CO2

Fuente: Elaborada los autores.

La estimulacion ademas de mejorar la produccién de petréleo de los yacimientos
marginales, esta adquiriendo cada vez mayor importancia debido al creciente

interés en el gas natural, que normalmente se encuentra en las zonas de menor
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permeabilidad; incluso en yacimientos con mayores permeabilidades, la
estimulacion es una forma efectiva de mejorar la produccion o acelerar la
recuperacion, especialmente en periodos de aumento de los precios del petrdleo y
el gas o cuando la viabilidad econémica de un proyecto exige un rapido retorno de
la inversion®. La tecnologia de la estimulacién también se aplica como medida
preventiva para evitar o retardar los problemas relacionados con la productividad,
como la produccion de arena, el movimiento de finos de la formacion, y el depdsito

de incrustaciones y elementos organicos”.

Existen dos razones primordiales por las cuales se estimula un pozo. Las cuales
son: que la permeabilidad original del yacimiento sea baja de tal manera que el
pozo no sea economicamente viable y no pueda producir sin métodos de
estimulacién, o que la regién cercana al pozo haya sido dafiada y necesite un
tratamiento de estimulacion para recuperar el dafio y restaurar la productividad del
pozo. EI primer argumento es inevitable; el segundo se puede prevenir no

dafiando el pozo.

Los diferentes tipos de estimulacién se utilizan de acuerdo a las condiciones o
necesidades que se tienen, tales como, la mineralogia de las formaciones, el tipo y
caracteristicas de los fluidos que se producen y especialmente el tipo de dafio (
causas de disminucion de productividad o inyectividad), todos estos factores

ayudan a determinar el tipo de estimulacion que se requiere.

® AL — QAMI, Ali O. Et-al. De las propiedades de los yacimientos a las soluciones de estimulacion.
Oilfield Review. (Primavera 2001); p.44

* Ibid. Citado por: ECONOMIDES, MJ y NOLTE, KG. Reservoir Stimulation. Inglaterra: John Wiley
& Sons Ltd, 2000.
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1.1. TRATAMIENTO ACIDO

Grafica 2. Estimulacion acida.

Fuente: Elaborada por los autores.

Una de las formas de estimular un pozo consiste en la inyeccion de un fluido acido
en la formacion, este fluido se determina con un estudio previo de las condiciones

del pozo.

1.1.1 Clasificacién de las estimulaciones acidas. Existen diferentes clases de
estimulacién acida:

e Lavado acido (areniscas, carbonatos).

¢ Acidificacién Matricial (principalmente areniscas).

e Fracturamiento acido (carbonatos).

e Bullheading.

Trataremos las siguientes estimulaciones con mas detalle, ya que han sido las

mas trabajadas en el activo Llanito en afios anteriores.
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o Lavado acido. Usado para limpiar las perforaciones después del cafioneo,
secaracteriza por utilizar pequefos volimenes de acido, entre 25 y 50 Barriles. Es
utilizado comunmente en pozos con formaciones de carbonato que producen gas.
El procedimiento consiste en circular acido a través de las perforaciones, en cierto
instante el bombeo, que se hace por debajo de la presion hidrostética (algunas
veces se aplica una pequefa presion), es detenido, y el acido se deja dentro de la
formacion. El tiempo de duracion del tratamiento no supera una hora, el pozo es
inmediatamente puesto en produccién después de remover el &cido y los

subproductos.

o Acidificacion matricial. Se utiliza para remover el dafio de formacién
ocasionado por la invasion dentro de la formacion por lodos de perforacion,
migracion de arcillas, o hinchamiento de las mismas. Es decir, el objetivo principal
de la acidificacion matricial es el de disolver el dafio de la formacion o crear
nuevos caminos de flujo de varias pulgadas que se encuentren a uno o dos pies

del pozo.

Esta técnica consiste en la inyeccién de acido a la formacion, en flujo radial, por
debajo de la presion de fractura de la formacion. Es un tratamiento que ocurre
alrededor de la cara del pozo (por los menos 1 metro de roca de diametro

alrededor del pozo es afectada).

Los tratamientos de este tipo solo tienen capacidad para alterar la permeabilidad
en una zona de pocas pulgadas alrededor del hueco y se ha encontrado que son
efectivos Unicamente cuando el pozo esta realmente dafiado (s >> 0) y la
formacion tiene permeabilidad media o alta (k >> 10 md). Un pozo con factor de
dafio cero requeriria de un volumen demasiado grande de tratamiento para
conseguir dejarlo en condicion de estimulacion. De otra parte, la permeabilidad de
la formacién debe ser tal que se pueda bombear el tratamiento a una rata minima

de 0.25 bpm, por debajo de la presién de fractura de la formacién. Si esta
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condicién no se cumple es preferible realizar un fracturamiento hidréulico. El
porcentaje de éxito de las acidificaciones matriciales en formaciones de k= 10 md

es de 25%, en tanto que en formaciones de k= 1000 md es de 90%.

Un tratamiento de acidificacién matricial frecuentemente involucra un “pre-flujo”
bombeado antes que el acido y un “post-flujo” después del tratamiento principal.
Aparte de los precipitados insolubles que puede formar una acidificacion en
areniscas, también existe el riesgo de que se genere una movilizacion de finos;
asi, algunas veces se recomienda que las tasas de inyeccidon se disminuyan, en
casos en que la liberacion de finos sea dependiente de estas tasas. En afios
pasados, se introdujo al mercado un sistema retardante utilizando acido fluorbérico
(HBF4) que reacciona con agua de formaciéon para generar acido fluorhidrico (HF)
en el yacimiento. La lentitud de esta reaccién permite una penetracion profunda de
HBF4 asi de HF. Como beneficio adicional, el &cido fluorbérico reacciona con las
arcillas y los sedimentos, formando boro-silicatos que parecen permitir la union de

finos a granos de arena alli presentes.

Sin embargo, se debe tener cuidado que el agua de formacién no contenga gran
cantidad de Ca, Ky Na lo cual puede generar precipitados secundarios tales como
fluoro-silicatos de calcio, sodio y potasio (CaSiF6, Na2SiF6, K2SiF6).

Este tratamiento normalmente no remueve el dafio completamente de la
formacién. Para estimar el incremento en la productividad debido a un trabajo de
acidificacion matricial, en la ecuacion de influjo se debe asumir un factor de dafio
“S” igual a cero.

Las etapas tipicas en un trabajo de acidificacion matricial son:

e Pre-flujo con HCl y HF para remover arcillas de la formacion.

e Flujo con mezcla de HCI y HF para remover arcillas de la formacion.
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e Post-flujo que puede ser con fluido nativo del yacimiento para empujar el acido

dentro de la formacion.

La seleccion del tipo y volumen de &cido es altamente empirica y basada en
experiencias de campo y datos de laboratorio. La diversidad de acidos es el mayor
problema en la acidificacion matricial porque ellos tienden a fluir hacia donde la
permeabilidad es mas alta, abandonando las regiones de roca de baja
permeabilidad sin tratar. Se requieren frecuentemente herramientas especiales de
trabajo en fondo de pozo para ayudar la desviacion del acido a la zona de interés.

1.1.2. Requisitos de los acidos. Un &cido para ser apropiado en las
estimulaciones debera:

e Reaccionar dando productos solubles

e Ser posible de inhibirlo ante reacciones con materiales férricos

e Ser posible de transportarlo sin peligro

e Ser de bajo costo y facil obtencion

1.1.3. Tipos de &cidos empleados en la acidificacion de pozos. Los acidos de
uso corriente pueden ser clasificados en:

e Minerales

e Organicos diluidos

e Organicos en polvo

e Hibridos o mezclados

e Retardados
Los &cidos mas usados en el activo Llanito fueron los &cidos minerales
mencionados a continuacion.
e Acido Clorhidrico. loniza completamente y es considerado un acido fuerte.
La principal desventaja del HCI es su alto poder de corrosién en el pozo y en las

tuberias y su alta toxicidad en los humanos. En la mayor parte de los tratamientos
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en formaciones con carbonatos se usa HCI en una solucién de 15 % por peso en
agua. Esta concentracion se la denomina &cido regular y fue usada principalmente

por la falta de inhibidores de corrosion y la dificultad en prevenirla.

Actualmente, con el desarrollo de los inhibidores de corrosion, se estan usando

concentraciones mas elevadas de acido.

o Acido Fluorhidrico. El HF disminuye las particulas de bentonita que
Contienen los lodos de perforacion. Presenta, ademas, la habilidad de disolver las
arcillas (silicatos) y la arena (silice). Las arcillas son disueltas mas rapidamente
qgue las arenas bajo las condiciones generales de uso. El HF reacciona con todos
los componentes de las areniscas aun cuando su reaccion frente a los carbonatos

es baja con respecto al HCL.

e Acido Clorhidrico — Fluorhidrico. Esta mezcla de 2 acidos es usada casi

Exclusivamente en estimulacion de areniscas.

La concentracion mas adecuada de HF es la de 3 %, concentraciones mayores

han demostrado que en el bombeo hacia el pozo la presiébn se incrementa y

disminuye la permeabilidad de la formacion.

Las caracteristicas de corrosion en las mezclas HF-HCI son comparables a

aguellas que produce el HCI, siendo por esta razén que se usan inhibidores de

corrosion similares.

El HCI mezclado con HF tiene, de acuerdo a lo ya visto, los siguientes propdésitos:

e Convertir HF a partir del bifluoruro de amonio.

e Disolver los materiales de la formacién solubles en el HCI y prevenir que el HF
se gaste demasiado rapido.

e Prevenir la precipitacion de fluoruro de calcio al mantener un pH bajo.
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1.2. TRATAMIENTO ORGANICO

El uso de acidos organicos es menos frecuente, aunque hay un incremento en la
tendencia de su uso para la remocién de carbonatos en completamientos con
empaquetamientos con grava. Los acidos organicos (acético, y férmico) disuelven
materiales de carbonato de la misma manera como el HCI pero a una velocidad
mucho mas lenta. Estos son usados en pozos de altas temperaturas (superiores a
250 °F), o en tuberias con una alta aleacién (316 acero inoxidable con una capa
de revestimiento), donde no pueden presentarse altas ratas de corrosion, que
podrian presentarse normalmente con la utilizacion de un &cido como el HCI,
incluso con su aditivo inhibidor de corrosion. Las lentas tasas de reaccion también
permiten el uso de estos acidos para conseguir una profunda penetracion en los
carbonatos, donde el HCI puede dispersarse rapidamente en las regiones
aledafias al pozo. La maxima concentracion de acido formico en campo es del
15% de lo contrario el calcio insoluble formaria precipitados. Igualmente el acido
acético nunca es usado en concentraciones mayores a 10 %, puesto que se

precipitaria acetato de calcio.

1.2.1. Surfactantes. Son compuestos quimicos que constan de un grupo soluble
en agua (hidrdfilo) y otro soluble en aceite (lipéfilo). Tienen propiedad de alterar las
condiciones de las interfaces, como disminuir la tensién interfacial (liquido —

liguido) y cambiar los &ngulos de contacto (liquido — sélido).

Se usan en la industria del petréleo como desemulsificantes, para suspender finos

de formacion y como agentes secuestrantes.
Los surfactantes tienen afinidad tanto por el agua como por el aceite; cuando

tienen una fuerte afinidad por el agua se clasifican como solubles en agua y

cuando la tienen por el aceite se clasifican como solubles en aceite.
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Los surfactantes son usados en todos los tipos de fluidos de estimulacion para
reducir la tension superficial y/o tension interfacial entre sistemas fluido-fluido,
fluido-formacion, fluido-hidrocarburo, y fluido-tuberia. Los surfactantes ayudan a
limpiar los canales de flujo en el yacimiento, y a incrementar la mojabilidad,

proporcionando una mayor afinidad para produccion aceite/gas/condensado.

En algunos casos los surfactantes son definidos como moléculas capaces de
asociarse en formas miscibles. Estos compuestos son en términos surfactantes,
anfifilicos, agentes de superficie activa, tensores, o como se definia en la literatura

antigua, sales (salmueras) con cadenas parafinicas.

Asi mismo, un surfactante puede ionizar como no ionizar. Entre los primeros se
encuentran los anidénicos, catidnicos y anféteros; los que no ionizan se denominan

no iénicos.

o Surfactantes anidnicos. Son aquellos surfactantes cuyo grupo soluble en
agua esta negativamente cargado y representan el mayor porcentaje en la
industria del petréleo. Entre los surfactantes anidnicos podemos citar los
sulfonatos (R-SO3), fosfonatos (R-PO3) y los sulfatos (R-SO4), R representa el

grupo soluble en hidrocarburo.

Propiedades:

- Mojar con agua las arenas y las arcillas.

- Mojar con aceite las calizas y las dolomitas cuando el pH no es mayor de 8.
- Mojar con agua las calizas y dolomitas, si el pH es mayor o igual a 9,5.

- Emulsificar el aceite en agua.

- Romper las emulsiones de agua en aceite

- Dispersar los finos de formacion (arcillas, etc) en agua.

35



o Surfactantes catiénicos. Son moléculas organicas cuyo grupo soluble en
agua esta cargado positivamente. Como ejemplo de este tipo de surfactante
tenemos a las aminas, como el cloruro de amonio cuaternario. R1 — N (R2 — R3 —
R4) + CI- Gran numero de los inhibidores de corrosion y bactericidas son

surfactantes catiénicos.

Propiedades:

- Mojar con aceite las arenas.

- Mojar con agua las calizas y dolomitas si el pH tiene un valor no mayor de 8.
- Mojar con aceite las calizas o dolomitas si el pH es mayor o igual a 9,5.

- Romper las emulsiones de aceite en agua.

- Emulsionar el agua en aceite.

- Dispersar los finos en el aceite.

e Surfactantes no idnicos. Este tipo de surfactantes permanece sin carga por
no ionizar, la gran mayoria contiene un grupo soluble en agua, que generalmente

es un polimero del 6xido de etileno o de propileno.

e Surfactantes anfoteros. Son aquellos cuyo grupo soluble en agua puede

estar cargado positiva o negativamente dependiendo del pH de la solucion.
Ejemplo de este tipo de surfactantes son los sulfonatos de amina (RNH (CH2) 3
(OPO3H)). Su uso es muy limitado, empleandose en ciertas ocasiones como

inhibidores de corrosién y agentes de suspension.

1.2.1.1 Requerimientos de un buen surfactante. No todo producto que tenga la
especificacion de “surfactante” es recomendable para los pozos ya que, por un
lado podrian solucionar un problema pero por otro le estarian generando

condiciones desfavorables.
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Un buen surfactante debe cumplir los siguientes requisitos:

- Compatibilidad con los demés aditivos y fluidos del tratamiento.
- Alta actividad a bajas concentraciones.

- Baja adsorcion cuando entra en contacto con la formacion.

- Producir y mantener mojabilidad favorable al yacimiento.

- Mantener una alta solubilidad en el fluido de tratamiento.

1.2.1.2 Mezcla de surfactantes. Como las formaciones no son exactamente
iguales en sus propiedades no existe un surfactante universal. Con el fin de
incrementar el numero de propiedades, es comun en la industria del petréleo
mezclar los surfactantes. Las mas comunes son:

Anidnico — Anidnico

Cationico — Catiénico

No i6nico — No i6nico

Anidnico — No i6nico

Catiénico — No idnico

La mezcla aniénico — catibnico no es recomendable ya que puede generar

precipitados.

1.2.1.3. Problemas que pueden ser tratados con surfactantes.

e Mojabilidad de laroca por aceite. Cuando un sélido esta cubierto por una
membrana de agua se dice que estd mojado “por agua, cuando la membrana es

de aceite estard mojada por aceite.

Generalmente hablando se tiene que: tanto las arenas como las arcillas estan
mojadas por agua y tienen una carga negativa en la superficie; las calizas, las
dolomitas estdn mojadas por agua, y tienen una carga positiva para un pH de 0 a
8. Cuando el yacimiento estd mojado por agua, el aceite puede fluir mas

facilmente.
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Los surfactantes anionicos tienen la tendencia a dejar los granos de arena
mojados por agua y los catidnicos por aceite. Una forma nemotécnica para
recordad el tipo de surfactante apropiado para determinada roca, puede ser la
siguiente:

e Arena— Anionico

e Caliza — Catibnico

Para los surfactantes no idnicos la mojabilidad de las arenas y de las calizas
depende principalmente de la relacion en peso, entre el grupo soluble en agua y el
grupo soluble en aceite. La anterior relacion se denomina cominmente balance
hidréfilo — lipofilo (HLB).

Es una medida de la solubilidad del surfactante en agua y en aceite y puede
obtenerse por medio de titulacion. Un surfactante no idnico que sea soluble en

aceite tiende mejor a mojar las areas por aceite.

Cuando una formacion naturalmente mojada por agua cambia su mojabilidad por

aceite la permeabilidad puede reducirse entre un 15 % y un 80 %.

Cuando el aceite moja la roca, la pelicula tratara de aumentar de espesor al
atrapar mas aceite, reduciendo los patrones de flujo y la permeabilidad relativa al

aceite; lo anterior puede llevar a severos bloqueos por agua o por emulsion.

Algunas de las fuentes que pueden inducir este dafio son las aguas provenientes
de tanques de almacenamiento de crudos que contengan surfactantes con
tendencia a mojar la roca por aceite y los lodos en base aceite que contengan

surfactantes catidnicos.

Los surfactantes catiénicos son absorbidos facilmente por las arenas y cuando

esto sucede su remocion es muy dificil.
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e Bloqueo por emulsiones viscosas. El flujo lineal en un medio poroso
esta

regido por la ley de Darcy:

kf+A=P
Q — ——— Ecuacion 1.
M=*L

De tal forma que al incrementarse la viscosidad se afectara la rata. Cuando se
tiene una emulsién el pardmetro estard afectado por la cantidad de la fase
dispersa y por la viscosidad de la fase externa.

Para una emulsion ideal se cumple:

M =Mo*(1+ (25 *F))

Ecuacion 2.

- M: Viscosidad de la emulsion.

- Mo: Viscosidad de la fase externa.

- F: Fraccion en volumen de la fase dispersa

Es de notar que al aumentar la viscosidad las emulsiones se hacen mas estables y

se dificulta su rompimiento.

Hay ciertos agentes que tratan de estabilizar las emulsiones como: Parafinas,

finos de formacién y sales organicas.
Respecto a las emulsiones es mejor prevenirlas que romperlas, una vez e
producen, la cantidad de surfactantes para removerla puede ser 20 o 30 veces

mayor que el requerido para prevenirlas.

Blogueo por agua. Cuando una formacioén parcialmente agotada y con baja

permeabilidad toma grandes cantidades con agua puede generarse un blogueo
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por agua. Lo anterior puede prevenirse agregando al fluido de completamiento un
surfactante apropiado en concentraciones de 0.1% a 0.3%.

Bloqueo por particulas. La migracion de finos, en una formacion puede causar
reduccion en la permeabilidad de la formacion. Si el diagndstico es un problema
por dispersion de arcilla, podria emplearse un surfactante no iénico para
flocularlas y tratar de minimizar el dafio; otros floculantes son los éacidos o

cualquier fluido con un bajo pH.

1.2.2 Solventes. Tienen aplicacion en el campo de los fluidos de estimulacion; se
emplean en la conversidon de pozos productores a inyectores con el fin de
disminuir la saturacion de aceite en los alrededores del pozo, para reparar el dafio
causado en la formacién por el aceite de los compresores (pozos de inyeccion de
gas) y mezclados con el tratamiento acido.

Teniendo en cuenta su comportamiento frente a la corriente eléctrica, se ha

dividido a los solventes en dos grupos:

Polares y No Polares.
o Solventes Polares. Aquellos que conducen a la corriente eléctrica,

generalmente ionizan y forman agregados.

o Solventes No polares. Comparandolos con los anteriores son inertes a la

corriente eléctrica, su tendencia a disociarse es nula 0 muy poca.

Se ha observado que un disolvente generalmente disuelve a una sustancia
analoga en su composicion quimica, de alli que una sustancia que se disuelve en
un solvente polar puede pronosticarse que es polar. El proceso de solubilidad es

mutuo, dependiendo tanto de las propiedades del solvente como del soluto.
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Teniendo en cuanta su estructura quimica los solventes pueden clasificarse en:
Alifaticos, Aromaticos, Alcoholes, Esteres, Eteres, Cetonas, Alcohol — Esteres,
Eter — Alcoholes, Cetona — Eteres, Cetona — Alcoholes, Cetona — Esteres, Ester —

Eteres y Eter — Alcoholes — Esteres.

o Solventes Mutuos. EIl porqué de esta clasificacion no es muy claro, todo
proceso de solubilidad es mutuo. Se le ha dado tal especificacion a productos que
tienen una alta solubilidad, tanto en el agua como en los hidrocarburos. Se usan
desde los afios sesenta, como pre-flujo en los tratamientos HCI- HF. La idea es

limpiar la formacion y remover los compuestos que hubiesen sido absorbidos.

En la actualidad se utilizan en los tratamientos &cidos para disminuir la adsorcion
de los materiales que inducen la humectabilidad del petréleo y para desestabilizar

las emulsiones en presencia de finos.

En formaciones insolubles, los finos adquieren una pelicula organica de petroleo.
Estas particulas son parcialmente mojadas en aceite o parcialmente mojadas en
agua. Esto causa que las interfaces agua — aceite se conecten, y por consiguiente
generen una emulsion. El solvente mutual remueve las peliculas organicas de los
finos, dejandolos mojados totalmente en agua; asi, son eliminadas las emulsiones

y las particulas que taponan la formacion.

En si, un solvente mutual es un aditivo quimico para tratamientos de estimulaciéon
que es soluble en aceite, agua y en fluidos de estimulacién basados en el uso de
acidos. Los solventes mutuales son habitualmente utilizados en depdsitos de
hidrocarburos pesados, controlando la mojabilidad de los contactos antes, durante
y después de un tratamiento, y previniendo o rompiendo emulsiones. Un solvente
mutual comunmente utilizado es el “etilenglicol-monobutil-éter”, generalmente

conocido como EGMBE.
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El uso de solventes mutuales como sistemas de pre-flujo, y como aditivo para los
acidos, tiende a ser ampliamente aceptado en la industria, porque son efectivos en
la prevencion y rompimiento de emulsiones, formaciones de sedimentos, y
bloqueos de agua. El concepto original de solvente mutual fue concebido como un
quimico que pudiera ser efectivo en la reduccion de la tensién superficial del &cido
desde 72 hasta por debajo de 40 dinas/cm. (72 a 40 mN/m), reducir la tension
inter-facial por debajo de 10 dinas/cm. (10 mN/m), y proporcionar solvencia para

remover las peliculas de aceite antes de la acidificacion.

1.2.3 Secuestrantes de hierro. Un agente secuestrante de hierro previene la
precipitacion de sales de hierro cuando el acido actia. Un agente reductor
convierte iones férricos a iones ferrosos, y estos no se precipitan hasta que el pH
esté por encima de 7 (lo cual ocurre en el &cido). En un pozo acidificado, donde
hay H2S presente, son necesarios agentes complejos para prevenir la

precipitacion de sulfuro ferroso.

Se usa en estimulaciones acidas para prevenir la precipitacion del hidroxilo de
hierro, evitando el taponamiento de la formacién con precipitados insolubles.

En algunos casos se utiliza un agente gelificante, el cual previene la precipitacion
de componentes férricos perjudiciales. Durante tratamientos acidos pueden ser
disueltas escamas de hierro (Iron scale), 6xido de hierro presente en la formacién
con el fluido de estimulacién. A medida que el pacido reacciona y el pH sube,
algunos productos de la reaccion, tales como hidroxido férrico, pueden precipitarse
como una masa insoluble gelatinosa. Esto puede ocurrir dentro de la matriz de la
formacion, y una vez que ocurra, sera casi imposible de remover y podria provocar
un dafio permanente en la permeabilidad. Los agentes gelificantes previenen la
precipitacion de hierro manteniendo el hierro en una forma soluble hasta que

pueda ser removido de la formacién durante la limpieza de pozo.
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1.2.4. Inhibidores de corrosion. Los inhibidores de corrosion son generalmente
disueltos en el acido para eliminar del 95% al 98% de las pérdidas de metal que
ocurririan en los equipos y tuberias si no se utilizaran dichos inhibidores. La
mayoria de estos no tienen practicamente efecto alguno sobre la velocidad de
reaccion del &cido con la formacién. El tiempo en el que un inhibidor es efectivo
depende de la temperatura del &cido, tipo de &cido. Concentracion, tipo de acero y
concentracion del inhibidor. Los inhibidores comunmente son altamente dafinos

porque pueden cambiar la mojabilidad de la formacion.

La adicion de inhibidores de corrosién es necesaria para proteger la sarta de
trabajo durante el tratamiento &cido. Junto con el acido, los inhibidores también
entran en la formacién, donde sus efectos sobre la permeabilidad de la matriz y
resultados de la acidificacion varian con el tipo de inhibidor. Los inhibidores de
corrosion organicos protegen los equipos de subsuelo gracias a la formacion de
una “pelicula” sobre los metales de superficie. Como la mayoria de los inhibidores
son cationicos, también pueden absorberse sobre las superficies de arcilla y silicio.
Los inhibidores absorbidos pueden proteger las superficies metalicas de los

acidos, pero pueden provocar que el acido sea potencialmente menos efectivo.

Los inhibidores organicos de corrosion pueden contener componentes gue no son
completamente solubles en agua y pueden ser filtrados y taponar la cara de la
formacion. Frecuentemente se recomienda la adicion de un solvente mutual
(usualmente etilenglicol-monobutil-éter-EGMBE-) a los acidos para solubilizar un
inhibidor de corrosion en la formacién. Una desventaja de esta recomendacion es
gue el solvente mutual también remueve el inhibidor de corrosién de las tuberias,
conllevando al uso de altas concentraciones de inhibidores de corrosién para

mantenerse efectivo.

Los inhibidores de corrosién son mezclados con salmueras de completamiento y

algunas veces inyectados pozo abajo via lineas de 1/4”. Con lo que concierne a la
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productividad del pozo es conveniente tener en cuenta dos aspectos muy

importantes.

e Los productos removidos de la corrosion no deben llegar a la formacion.
e Los inhibidores de corrosion deben ser probados para dafios de formacion

solamente en yacimiento.

1.2.5. Agentes anti-sedimentos. A continuacidon se mencionan algunos indicios

qgue evidencian la formacion de sedimentos (sludge) durante los tratamientos de

estimulacion acida.

e ElI acido no puede ser bombeado sin la aplicacion de presiones
extremadamente altas.

e Se presentan materiales viscosos de apariencia asfalténica en la produccién
final.

e Los resultados de la estimulacion son insatisfactorios.

e La formacién no responde mas a la acidificacion incluso cuando el tratamiento
es llevado a cabo repetidamente.

e Dafios serios en la parte externa del revestimiento, generalmente, en

yacimientos de carbonatos.

Algunos de estos problemas pueden ser corregidos facilmente. Una ejecucion
cuidadosa del remojo del tratamiento puede remover el Sludge y doblar (a veces
triplicar) las tasas de producciéon, desde 62 a 157 Bb/dia de aceite. Por lo
contrario, reparar los dafios externos del revestimiento es muy costoso y dificil. Un

crudo altamente parafinico también puede producir Sludge.

Se especula que la fuente primaria de la formacién de sludge acido son los
asfaltenos. La estructura quimica varia sustancialmente dependiendo del crudo, y
todos los asfaltenos son compuestos con altos pesos moleculares teniendo

complejas estructuras poli-arométicas.
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1.2.5. Inhibidores de parafinas. La precipitacion de parafinas ocurre
principalmente debido a la caida en la temperatura, depositandose en la tuberia,
lineas de flujo y facilidades de superficie. La precipitacion de parafinas puede sin
embargo ocurrir en las formaciones cerca de los pozos productores, donde el
rompimiento de la estabilidad de la capa de gas y la expansién causan una caida

en la temperatura.

En las etapas iniciales de una produccién, también puede observarse la tendencia
de depositacion de parafinas. La tendencia para la precipitacion es especifica en
el crudo, como se ha descubierto desde operaciones en campo hasta pruebas en

laboratorio.

La depositacion de parafinas en las formaciones no posee prevencion. Podria ser
removida en intervalos por medio de inyeccion de solventes aromaticos como el
varsol. El calentamiento del solvente puede ayudar a la limpieza de la parafina en
la tuberia, pero a medida que vaya llegando al fondo del pozo, la temperatura
usualmente se ha equilibrado con la formacion que la rodea. Aunque la parafina
no se puede formar en la formacion, puede ser llevada hasta las perforaciones por
el tratamiento disefiado para la remocion de la tuberia, o por fluidos muertos,

acido o cualquier otro fluido empujando dentro de la formacion.

La precipitacion de parafina ocurre:

e En la formacién circundante del pozo y de las perforaciones, reduciendo la
productividad por el incremento de las pérdidas de presion en la regidn cercana
al pozo.

e En la tuberia, afectando el rendimiento de la tuberia y reduciendo el ID
(Diametro Interno) de la tuberia.

e En las facilidades y lineas de flujo en superficie, pero esto no es tan

preocupante.
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e Porque las facilidades de superficie pueden ser facilmente limpiadas o

reemplazadas.

Grafica 3. Proceso de estimulacion orgéanica.

Fuente: Elaborada por los autores a partir de GEO ESTRATOS, S.A. C.V Estudios

de ingenieria y subsuelo

1.3. ESTIMULACION SONICA

La tecnologia de accién acustica permite aumentar en teoria (desde un 10% al
80%) la produccion de gas, petréleo y condensados en pozos productores, a
través de la transformacién de las zonas productoras taponadas de baja

permeabilidad.

Esta tecnologia se basa en la utilizacion de ondas ultrasénicas de alta frecuencia,
la cual ha sido patentada, siendo absolutamente ecoldgica su principal

caracteristica, con altos efectos positivos y bajos gastos de energia.
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La principal ventaja de la tecnologia, es la posibilidad de realizar los trabajos sin
detener la produccién de rutina del pozo. El tiempo de duracion del efecto de
aumento de la produccion es de 6 meses o0 mas, dependiendo de las
caracteristicas geoldgicas y de produccion de la zona productora. De pendiendo
de la profundidad, espesor de horizonte productor , estado mecénico del pozo y de
sus propiedades geoldgicas, el trabajo se realiza aproximadamente durante 4-8

horas y exige la presencia de tres operarios.

1.3.1. Descripcion de la tecnologia. El principal factor que influye en el aumento
de la produccién de petréleo es el proceso de cavitacion.

La cavitacidén acustica que surge del paso de la onda acustica de gran intensidad,
se diferencia de la cavitacion hidraulica en que las fuertes depresiones locales en
el liquido, se producen a altas velocidades en la corriente.

Durante el semi-ciclo de descompresion en la onda acustica de gran intensidad
surgen burbujas de cavidad, las cuales se revientan justamente después del paso
a la region de alta presion, conllevan al surgimiento de fuertes perturbaciones
hidrodinamicas en el liquido, a una intensa irradiacion de ondas acusticas, lo cual
produce la destruccién de las superficies de los cuerpos solidos organicos e
inorganicos reductores de la permeabilidad y que tienen frontera con el liquido de

cavitacion.

1.3.2. Descripcién de los equipos. EIl dispositivo contiene los siguientes
equipos:

Equipos de superficie: incluye planta eléctricas, unidad de wirelie-grua, generador
de ultrasonido, bloque de paneles y monitores de control de ultrasonido,
localizador y de registros de rayos gamma; cable geofisico, sonda acustica, zona
adyacente del horizonte productor, lubricador, zona cafloneada y perforada y

tuberia de produccion
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1.3.3. Comparacién de la estimulacion soénica con otras tecnologias
utilizadas. El proceso de lavado y estimulacion de la zonas productoras de los
pozos con soluciones acidas y alcalinas, ocasionan que los pozos intervenidos
pierden produccion, debido a los varios dias necesarios para realizar dichos
procedimientos y que dependen de las condiciones mecanicas, de la profundidad
de las zonas productoras y de las condiciones geoldgicas del pozo. Otras
desventajas de esa tecnologia son los altos costos de operacion y la

contaminacion del medio ambiente.

Otros métodos como los de percusion hidraulica, presentan desventajas por efecto
de las ondas acusticas Yy las altas presiones que pueden conllevar a la formacién
de grietas, alteracion del cemento y otras deformaciones de la capa productora

con resultados dificiles de determinar.

1.4. INYECCION DE DIOXIDO DE CARBONO

El uso de dioxido de carbono como un agente de recobro en yacimientos de
petrleo se ha investigado por muchos afios, estableciéndose que puede

incrementar en forma considerable el factor de recobro.

La recuperacién mejorada de aceite con CO2 se obtiene como:
¢ Inyeccion de CO2 liquido cuando el yacimiento esta por debajo de 87.8 °F.
e Inyeccion de CO2 gaseoso cuando la temperatura del yacimiento esta por

encima de 87.8 °F.

De acuerdo con Berilgen H>. el “CO2 gaseoso” es considerablemente mas soluble

en hidrocarburos que en agua. La solubilidad de un gas incrementa al aumentar la

® BERILGEN, Hulusi D. Enchanced recovery methods in petroleum production. Betchtel, October,
1980. Chap 5.
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presion y disminuye cuando se aumenta la temperatura. Los sistemas CO2
(gaseoso) y petroleo (liquido) siguen bastante bien estas leyes generales de las
soluciones. Cuando se disuelve CO2 en el petréleo se reduce la viscosidad de
éste, en proporcion a la cantidad de CO2 disuelto. Esta reduccion de la viscosidad
incrementa la razén de movilidad del aceite en el yacimiento, lo cual aumenta el

recobro Ultimo del aceite.

La solubilidad del “CO2 liquido” en el petréleo, no es afectada por la presion,
mientras que, incrementa con el aumento de la temperatura. Esto indica que la
méaxima solubilidad del CO2 liquido en el aceite se puede obtener a la méas alta
temperatura a la cual el CO2 se encuentra todavia en estado liquido. Esta
temperatura, por supuesto, es la temperatura critica del CO2, la cual es 87.8 °F. si
se aumenta la temperatura por encima de este valor manteniendo la presiéon
constante, el CO2 es gaseoso y al seguir aumentando la temperatura, se invierte

el proceso, disminuyendo la solubilidad del CO2 gaseoso en el petréleo.

1.4.1. Efectos del CO2 en inyeccion. ElI CO, se comporta de la siguiente forma:
e Promueve el hinchamiento del aceite.

e Reduce la viscosidad del aceite.

e Incrementa la densidad del aceite.

e Es soluble en el agua.

e Ejerce un efecto &cido sobre la roca.

e Puede vaporizar y extraer porciones livianas del aceite crudo.

e Es transportado cromatograficamente a través de la roca porosa.

La alta solubilidad del CO2 en el aceite causa hinchamiento del mismo. El
hinchamiento del aceite ayuda a mejorar el factor de recobro permitiendo dejar

una menor saturacion de aceite en el yacimiento.
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Una gran reduccién de la viscosidad del aceite crudo ocurre a medida que es
saturado con CO2 a presiones crecientes, conforme el CO2 entra en solucion en
el aceite, se genera una liberacion de livianos que se traduce en un incremento de

la densidad del aceite.

La reduccion de la viscosidad de un crudo depende de la presion de saturacion del
CO2 a la cual se desarrolla el proceso. Para cualquier presién de saturacion la
reduccion de la viscosidad es grande, comparandola con la alta viscosidad del
aceite original. Para una misma presion de saturacién hay una mayor reduccion en
la relacién de viscosidades - viscosidad de la mezcla crudo CO2 [um] a la

viscosidad del crudo original [po] — para los crudos mas pesados.

La efectividad del mecanismo de reduccion de viscosidad:

e La habilidad de la difusion del CO2 en el petroleo.
e Larata de absorcién del petroleo.

e La eficiencia de la inyeccién del CO2 para contactar el petroleo.

Las variables importantes para la aplicacién de este proceso son:
e Volumen total de CO2 inyectado

e Tiempo de remojo y rata de produccién

e Composicién del gas inyectado

e Heterogeneidades del yacimiento
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Grafica 4. Reduccion de la viscosidad con CO2 del Campo Galén.
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1.4.2 Miscibilidad y mecanismos de desplazamiento. El desplazamiento
inmiscible ocurre cuando el CO2 se inyecta a una presion inferior a la minima
presion de miscibilidad. Por lo regular en petréleos con baja gravedad API

(medianos — pesados).

La inyeccion de gas a alta presion es un proceso miscible, que significa que el gas
inyectado se mezclar4d con el petroleo del yacimiento para formar una fase

homogénea simple.
Al inyectar CO2 se puede tener diferentes mecanismos de desplazamiento de

acuerdo a la miscibilidad. Entre los diferentes mecanismos involucrados en el

desplazamiento de aceite por dioxido de carbono incluyen:
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o Empuje por gas en solucién. Asi como el CO2 es un gas que puede
solubilizarse en el aceite a medida que se incrementa la presion, este puede
liberarse con la reduccion de la misma. Al inyectar en el yacimiento un volumen de
CO2 a alta presion, permitira una solubilizacion acelerada en aceite y
posteriormente al generarse caida de presion en el pozo productor se lograra su
liberacion. La disminucion de la solubilidad del CO2 es acompafiada por una
liberacion de energia interna en el yacimiento que permite recuperar parte del

aceite remanente.

o Empuje con CO2 inmiscible. La invasion inmiscible con CO2 para un
aceite moderadamente pesado es un método de recobro bien conocido para
yacimientos marginales, con bajos espesores; los cuales son pocos viables pares

procesos de recobro térmico.

Béasicamente hay cuatro procesos inmiscibles diferentes con el diéxido de carbono
que pueden ser usados para recuperar aceite pesado: inyeccién continua de
diéxido de carbono — miscible o inmiscible -, inyeccion de un tapén de CO2,
inyeccion de tapones alternos de CO2 y agua, inyeccion simultdnea de CO2 y

agua.

. Inyeccion continda de CO2. En este proceso, el dioéxido de carbono es
inyectado continuamente hasta que una maxima relacion didéxido de carbono —
aceite producido se alcance, lo cual estad determinado por el limite econémico del

proyecto.

La aplicacion de este método es limitada debido a la falta de control de la

movilidad y el drenaje gravitacional.

o Inyeccién de un tapén de CO2. El tapdn de diéxido de carbono es inyectado

por inyeccion continua seguidamente por agua con el fin de empujar el CO2 a
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través del yacimiento. Rojas y Faroq Ali® reportaron répida ruptura de diéxido de
carbono debida a la digitacion y a una marcada influenciada de la tasa de
inyeccion sobre el proceso. La recuperacion durante la inyeccion de la fase
gaseosa disminuye con un aumento en la tasa de inyeccibn de CO2 y se

incrementa durante la inyeccion.

o Inyeccion de tapones alternos de CO2 y agua. Los tapones de dioxido de
carbono y agua son inyectados hasta que el volumen deseado de CO2 ha sido
alcanzado, el proceso es seguido por una inyeccién continua. La razon WAG es la
relacion del volumen total de agua inyectada al volumen total de CO2 inyectado a

condiciones de yacimiento.

Varios investigadores han encontrado que la relacion WAG del proceso,
progresivamente reduce la razén de movilidad y promueve una distribucion mas
uniforme del CO2 a través del yacimiento. Este proceso es econdmicamente mas

favorable y recupera mas aceite que los anteriormente citados.

o Inyeccion simultanea de CO2 y agua. A pesar de ser el proceso con mayor
factor de recobro-relativo a empuje de CO2 inmiscible, presenta problemas tales
como: altos costos de completamiento y operaciéon para sistemas de inyeccién
dual, y corrosion de las facilidades de inyeccion debida a la naturaleza acida del

sistema diéxido de carbono-agua.

o Empuje miscible Hidrocarburo — CO2. EI CO2 y los hidrocarburos
livianos son completamente miscibles a presiones relativamente bajas, haciendo
posible llevar a cabo un desplazamiento miscible usando un bache de

hidrocarburo de bajo peso molecular que preceda la invasion con CO2. Esta

6 KLINS, M.A. “Carbono Dioxide Flooding”. Base Mechanisms and Project Desing”, IHRDC, Boston
(1984)
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técnica fue ensayada en un piloto del campo Bradford usando un bache de
gasolina equivalente al 8% del volumen poroso seguido por un tapén del 15% del
volumen poroso y culminando el proceso con la inyeccién de agua. El proceso no
fue exitoso puesto que la gasolina no desplazé eficientemente al aceite y lo diluyo.
Lo anterior generd la canalizacion del CO2 a través de las zonas de aceite diluido

que conllevo a un factor de recobro terciario muy bajo.

o Empuje miscible dindmico. EI CO2 vaporiza o extrae hidrocarburos del
aceite de yacimiento hasta que una cantidad suficiente de estos hidrocarburos
existe en el frente de desplazamiento, lograndose que el aceite sea desplazado
misciblemente. En este punto, el mecanismo de vaporizacion se detiene hasta
que el frente miscible que ha sido desarrollado sea interrumpido por el mecanismo
de dispersion. Cuando la miscibilidad deja de existir, la vaporizacién otra vez toma

lugar restableciendo la miscibilidad.

1.4.3 Proceso de inyeccion de CO, “HUFF AND PUFF”. Es una técnica de
estimulacién de pozo la cual conlleva, la inyeccion de CO2 (como gas) dentro de
un pozo el cual se encuentra produciendo, el cierre del pozo para permitir el
remojo (disperse y disuelva), y el pozo vuelto a produccién. En estos procesos se

pueden dar varios ciclos.

Este procedimiento incrementa el recobro de aceite, reduce la viscosidad
incrementando el flujo, incrementa el contenido de gas disuelto en el aceite, y el
hinchamiento del aceite incrementa el aceite residual. El secuestro de CO2 se
puede llevar a cabo en disolucién en aceite remanente y en la absorcion de CO2

en la superficie del mineral.

Para desarrollar una operacion Huff and Puff se deben tener en cuenta criterios de

seleccién entre los cuales se encuentran: profundidad, presion de formacién,
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temperatura de formacién, estratigrafia significativa, analisis del sitio, modelo y
disefio actual del pozo, condicion del casing, proximidad a una fuente existente de
CO2, tasa de produccion y proximidad a pozos horizontales e inyectores de CO2
gue puedan causar interferencia. Los yacimientos depletados de aceite son los

preferidos para implementar esta operacion.

Serias investigaciones han reportado que la inyeccion de CO2 reduce la
produccion de agua sobre el aumento de la saturacion de gas cerca de la cara del
pozo proporcionando ventajas suficientes en términos de ratas de aceite para
hacer operaciones de Huff and Puff de CO2 que valgan la pena.

El limite en el uso del CO2 es fuertemente dependiente sobre el costo del CO2

entregando en la cabeza del pozo y del precio del petréleo.

El disefio de las operaciones Huff and Puff debe estar basado tanto en la

produccion de aceite como en los costos del pozo.

Dependiendo de situaciones especificas la produccion del pozo evaluado podria
ser ayudada por presurizacion, liberacion / expansion de CO2, reduciendo la
viscosidad del aceite, y/o estimulando las condiciones de pozo. El rendimiento
puede ser ayudado por inyeccién de agua o drenaje gravitacional bajo condiciones

especificas de yacimiento.

Algunos factores favorables para las operaciones Huff and Puff son la presencia
de altas saturaciones de aceites, intervalos viables econdmicamente, una leve
presion de apoyo para la produccion, intervalos de remojo de 3 a 4 semanas,

altos volumenes de inyeccion y una optima profundidad del yacimiento.
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1.5. MODIFICADORES DE PERMEABILIDAD RELATIVA

Son sistemas de polimeros de caracter hidrofilico solubles en agua. Estos
polimeros una vez hidratados, producen largas cadenas que se adhieren a la roca
ocupando parte del volumen poroso disponible al flujo, y debido a su caracter
hidrofilico, tienden a tener mayor preferencia por el hacia el agua que el aceite y
por tanto ejerceran sobre el flujo de agua una resistencia adicional al flujo, sin
afectar significativamente el flujo de aceite. Por otro lado, el agua fluye por las
zonas mas cercanas a la pared del poro, estando en contacto permanente con el
RPM que fue anteriormente adsorbido por la roca, de esta forma se asegura que
el tratamiento de caracter hidrofilico ejerza una fuerza de resistencia adicional al
flujo de agua a través del medio poroso sin afectar de sobremanera el patron de
flujo que el aceite ejerce desde el yacimiento hasta el fondo del pozo desde las

zonas no alcanzadas por el tratamiento.

1.5.1 Tipos de polimeros’. Polimeros de alto peso molecular y solubles en agua
en concentraciones diluidas (del orden de unos pocos cientos de partes por millén
[ppm]) incrementan la viscosidad del agua significativamente. Dos tipos de
polimeros son comunmente usados para el control de la movilidad en inyecciones

de agua: Poliacrilamida parcialmente hidrolizada y Biopolimeros xanthan.

La movilidad de una solucion polimérica que contiene Poliacrilamida es reducida
por la combinacién del incremento de la viscosidad de la solucion y la reduccion

de la permeabilidad relativa de la misma por la retencién del polimero.

La movilidad de una solucién polimérica con xanthan es reducida por el

incremento de la viscosidad de la solucion.

" Resumido y traducido de GREEN, Don y WILLHITE, G. Paul. Enhanced Oil Recovery.
Richardson, Texas: Henry L. Doherty Memorial Fund of AIME, Society of Petroleum Engineers,
1998. p. 101 — 102.

56



1.5.2 Descripcion del proceso®. El proceso de inyeccién de geles o polimeros
es sencillo y puede resumirse en tres etapas:

e El polimero es inyectado continuamente a una concentracion inicial por un
periodo limitado.

e Se reduce la concentracion del polimero sisteméticamente con la cantidad de
volumen inyectado, puesto que es el método mas efectivo de inyeccién con

respecto a costos.
e Luego de que suficiente polimero ha sido inyectado, el bache de polimero es
desplazado a través del yacimiento mediante la inyeccién de agua.

El esquema que muestra el resultado del proceso es el mostrado en la gréfica 5.

Grafica 5. Esquema de inyeccion continta de polimero.
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Fuente: Elaborado por los autores a partir de de Green y Willhite. 101p.

® Resumido y traducido de GREEN, Don y WILLHITE, G. Paul. Enhanced Oil Recovery.
Richardson, Texas: Henry L. Doherty Memorial Fund of AIME, Society of Petroleum Engineers,
1998. 100p.
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La seleccién del polimero, la concentraciéon inyectada, el volumen de polimero
inyectado y el método de reduccién de la concentracion del polimero a medida que
la solucion es inyectada, se determina de datos obtenidos en laboratorio y

simulando la inyeccion de polimero con modelos computacionales.

1.5.3 Flujo de Polimero en el medio poroso®.

. Retencién del polimero. Se refiere a la adsorcion del polimero sobre la
superficie del material poroso y al entrampamiento mecanico en los poros que son
pequefios comparados con el tamafio de la molécula polimérica en solucion. La
retencién se considera instantanea e irreversible, aunque no es totalmente cierto
puesto que pequefias cantidades de polimero pueden ser removidas mediante la
exposicion prolongada de inyeccion de agua o de salmuera. Sin embargo, esta
remocion no se tiene en cuenta, debido a que la tasa de acumulacién de

moléculas es mucho mayor que la tasa de remocion.

o Reduccién de la permeabilidad relativa de la roca al fluido desplazante.
La retencion de polimero reduce la permeabilidad aparente de la roca. Esta
reduccion depende del tipo de polimero, de la cantidad de polimero retenido, de la
distribucion de tamafos de poro y del tamafio promedio del polimero relativo a los
poros en la roca. La reduccion de la permeabilidad se determina
experimentalmente desplazando solucion polimérica a través de un medio poroso
y luego desplazando el polimero con salmuera midiendo la permeabilidad a la
salmuera después de que todo el polimero movil sea desplazado. La tendencia en
la reduccion de permeabilidad es consistente con la tendencia del incremento de
la retencién cuando la permeabilidad decrece.

° Resumido y traducido de GREEN, Don y WILLHITE, G. Paul. Enhanced Oil Recovery.
Richardson, Texas: Henry L. Doherty Memorial Fund of AIME, Society of Petroleum Engineers,
1998. p. 107 — 108; 111 — 113.
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1.5.4. Pardmetros de disefio y operacion. Existen diversos parametros a tener
en cuenta a la hora de llevar a cabo la operacion de inyeccion de modificadores de
permeabilidad en campo, como lo son la rata y volumen de inyeccion, la

concentracion polimérica, la presion de inyeccion y la caida de presion en el pozo.

La rata de inyeccién, concentracion polimérica, presion de inyeccidén y caida de
presion en los pozos, son parametros que ya fueron determinados para el piloto

llevado a cabo en Llanito — Gala.

1.6. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El fracturamiento hidraulico se describe como el proceso en el cual una presion
ejercida sobre un fluido es transmitida a la roca del yacimiento incrementando
considerablemente los conductos hasta crear un amplio camino. Si se continlda
aplicando presion, se rompera la roca y se extendera la fractura generada creando
un gran canal que facilitard posteriormente el flujo del fluido del yacimiento al
pozo. El fluido usado para este fin se conoce como fluido fracturante, cuando se
suprime la presién del fluido, el canal generado tratara de cerrarse debido al peso
de los estratos superiores o0 aledafios; por tanto se agrega un agente sustentador
al fluido fracturante para que mantenga y no permita el cierre total de la fractura
creada. Si permanece abierta la fractura se logra un mayor potencial de flujo, el
cual aumenta la produccién. Los fluidos fracturantes usados pueden variar desde
newtonianos como el agua, el aceite o acidos a fluidos no newtonianos, los cuales
se hacen con aditivos quimicos agregados al fluido base del tratamiento a

emplearse.
Al generar la fractura la pérdida de fluido en la formacion tiene gran influencia en

el area y extension de la misma; si hay demasiada perdida de fluido fracturante y

altas tasas de inyeccion para obtener una longitud dada; por tanto se han obtenido
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aditivos que controlan estas pérdidas de fluido en la roca, disminuyendo los costos
que ello implica. El fracturamiento hidraulico incrementa tremendamente el area de
flujo de la formacion mientras el fluido es bombeado a esta, una vez el bombeo se
detiene la fractura se cerrara y la nueva area de la formacion no estara disponible
para la produccion. Para prevenir esto, se deben tomar algunas medidas para
mantener la conductividad del canal. Lo que normalmente se hace es agregar un
agente de soporte o propante al fluido de fracturamiento para que este lo
transporte hacia la fractura. Cuando se detiene el bombeo de fluido este vuelve del
pozo, pero el agente propante permanece en este para mantener la fractura
abierta y mantener la conductividad del flujo para incrementar el area de flujo de la
formacion durante la produccion del pozo. Después de la rotura, la rata de
propagacion de la fractura y la rata de flujo del fluido se vuelven factores muy
importantes, estos son denominados por el comportamiento de la pérdida de
fluido. El fracturamiento hidraulico ha sido y sera una de las herramientas

primarias para mejorar la productividad de un pozo.

El fracturamiento ha sido utilizado exitosamente en todas las formaciones excepto
en las que son muy blandas o inconsistentes. Este tratamiento de estimulacion ha
sido probado con éxito en areniscas, calizas, dolomiticas, dolomitas,
conglomerados, granito, lutitas consolidadas y fragiles, anhidritas, liditas y varios
silicatos. La naturaleza plastica de las lutitas blandas o poco consolidadas y de las
arcillas, las hacen dificiles de fracturar. El fracturamiento ha ayudado a muchos
pozos producir de formaciones que tienen un amplio rango de permeabilidades
donde es imposible colocar un limite inferior y superior de permeabilidad, y que ha

sido posible establecer mediante este tratamiento.

1.6.1 Cuando Fracturar. Para obtener mayores beneficios de un fracturamiento
hidraulico se hace necesario conocer el momento al cual se debe fracturar. Si se
fractura un pozo que tiene tasas de produccién altas serd antieconémico para la

compafia operadora. Hasta tanto la produccion del pozo no decline por debajo de
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los valores aceptables, las fracturas creadas hidraulicamente no ayudaran al
operador a recuperar la inversion realizada. Hay que tener en cuenta, que si el
operador espera mas tiempo del necesario para fracturar después de que la
produccion de un pozo ha declinado, mayor sera el tiempo no rentable del
tratamiento. Fracturar cuando comienza el declive de la produccién de un pozo
tiene mayor resultado en la produccién de hidrocarburos antes de llegar al limite

econdmico.

1.6.2. Posibles Candidatos para Realizar un Tratamiento de Fracturamiento
Hidraulico. Antes de que un pozo se seleccione para fracturar debe determinarse
si el yacimiento contiene suficiente fluido in-situ, adecuados gradientes de
potencial para permitir el movimiento de los fluidos y una presion de formacién
disponible para producir los fluidos del pozo; en otras palabras; debe determinarse
la causa de su baja productividad. Existen algunos factores que posiblemente
hacen que la productividad de un pozo disminuya y sean buenos candidatos para

fracturar®:

o Formaciones de baja permeabilidad: si el yacimiento posee una gran
cantidad de aceite in-situ pero por el contrario su permeabilidad es muy baja, el
aceite no puede recobrarse a tasas econdmicas usando métodos convencionales
de completamiento. Para que la extraccibn de este volumen considerable de
hidrocarburos sea atractiva econdmicamente se pueden realizar trabajos de
fracturamiento hidraulico masivos y fracturas profundas o de gran penetracion

incrementando asi la productividad de este tipo de yacimientos.

o Reduccion de la presion del yacimiento: si la energia remanente del
yacimiento es insuficiente para permitir la produccion de fluidos, la baja presion se

debe a que el yacimiento esta depletado debido a periodos largos de produccion o

1% Economides, M. Nolte, Kenneth: Reservoir Stimulation, Prentice Hall, Englewood Cliffs, New
Jersey, 1989.
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naturalmente no esta presurizado. La técnica de estimulacion por fracturamiento
no incrementa la productividad lo suficiente para que el tratamiento sea
econdémico, a menos que, las tasas de drenaje por gravedad se incrementen

gradualmente.

e Disminucién de la permeabilidad cerca de la del pozo: debido a que todos

Los fluidos deben fluir a través de las formaciones adyacentes al pozo, una
reduccion en la permeabilidad de esta zona, trae como resultado que el pozo no
sea comercial aunque exista una cantidad considerable de aceite recuperable. La
remocién de este bloque de permeabilidad, permite un gran incremento en la
productividad del pozo. Los tratamientos de lavado con acido y fracturamientos
con pequefios volumenes que afectan solamente la formacién cerca del pozo,

responden a esta causa.

El indicativo para determinar si un pozo es 0 no un buen candidato para
fracturamiento hidraulico es diagnosticarlo y encontrar si alguna de las anteriores
situaciones es la causa de su baja productividad. Esta informacion puede
obtenerse a partir de pruebas de presién como ascenso y descenso de presion
(DST) y si es necesario el andlisis de corazones. Después de un buen diagnostico
de los pozos escogidos, se puede disefar el tratamiento que mejor optimice la
produccion de este.

1.6.3. Procedimiento generalizado del fracturamiento hidraulico. Las pruebas
y procesos previos al fracturamiento hidraulico son base para el posterior disefio,

asi como para la 6ptima ejecucion de la estimulacién y son las siguientes:
o Limpieza de tuberia (Pickling). Se ejecuta para evitar el bombeo de

materiales no deseados a la formacion. Los fluidos inyectados para Pickling son

usualmente soluciones acidas fuertes (HCI), pero también es viable incluir
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surfactantes, solventes organicos, y soluciones de geles para ayudar a levantar
sélidos desprendidos de las paredes del tubing por efecto del acido.

e Tratamiento orgénico. La inyeccion de un tratamiento con solvente, 6
también conocido tratamiento orgénico, se lleva a cabo para la remocion de
posibles depodsitos en los perforados y/o “near wellbore”.durante el tratamiento

organico se realizan 2 pruebas:

o Step Rate Test. Es una realizada para obtener la presion de extension de
fractura que generalmente se considera el limite superior para el esfuerzo

horizontal minimo 6 presion de cierre.

o Step Down Test. Esta prueba se realiza justo después del Step Rate Test,
el objetivo de esta es determinar si existen altas perdias de presion en las

vecindades del pozo) tortuosidad y/o restriccion en perforaciones).

o Minifrac. El minifrac consiste en bombear un volumen de fluido de fractura
y a la misma tasa que el tratamiento principal, para el bombeo monitorear la caida
de presion de superficie con el tiempo. El volumen utilizado en el minifrac es tal
que la longitud de la fractura generada sea suficiente para obtener un area de
fractura representativa a los efectos de la pérdida de fluido.

1.6.4. Modelamiento. Una vez adquirida la informacién necesaria, se procede a
realizar el disefio del tratamiento que genere las condiciones de fractura
deseadas. En el caso de B.J Services Company el disefio de dichos tratamientos
se hace, basicamente, por medio de los programas de simulacion MiniFRAC vy
MFRAC de MEYER, los cuales permiten llevar a cabo tanto el disefio como el

analisis del tratamiento.
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Gréafica 6. Fracturamiento Hidréaulico.

Fuente: http://www.slb.com.
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2. TRABAJOS DE ESTIMULACION REALIZADOS EN EL ACTIVO LLANITO

2.1. FUENTE DE INFORMACION

Para recopilar la informacion se conté con la colaboracion de ingenieros a cargo
del Activo Llanito y de la base de datos que contenia todas las historias, los
estados mecéanicos y las curvas de produccién necesarias de cada uno de los
pozos, ubicadas en los archivos del Departamento de Ingenieria de Produccion y
Confiabilidad de Mares. Ecopetrol S.A. Por medio de reportes diarios de
reacondicionamiento y operacion, se obtuvieron datos, tales como una descripcion
corta del trabajo realizado, variables involucradas al mantenimiento,
contratiempos, voliumenes de fluidos utilizados, herramientas utilizadas, costos y

tiempos de operacion, entre otros.

2.2. RECOPILACION DE LA INFORMACION

Para comenzar el trabajo de investigacion, seleccionamos los pozos que habian
sido estimulados en el Activo llanito, clasificandolos por el tipo de estimulacién
realizada y el afio en el cual se realizaron y posteriormente se realizé un resumen
con los datos importantes de cada pozo, y una evaluacién individual, donde se
consider6 informacion relacionada al trabajo de estimulacién y la productividad del
pozo a través de curvas de produccion, declinacion e indices de productividad,
para asi determinar si el trabajo de la estimulacion fue viable técnica y

econdmicamente.
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2.3. PRESENTACION DE CUADROS DE INFORMACION Y
CARACTERISTICAS

Para analisis individual de cada pozo, y una mejor interpretacién, resumimos cierta
informacion como formacion a la cual la estimulacion pertenece, fecha y tipo de
estimulacién, tratamiento efectuado y produccion incremental en cuadros. Mas
adelante se presenta un andlisis detallado para cada pozo con sus respectivas

curvas para el analisis técnico y econémico.
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Tabla 1. Lista de Pozos analizados

TIPO TRATAMIENTO
ESTIMULACION EFECTUADO FORMACION

Lavado &cido (MCA al

Llanito 1 Acida 19/04/1961 | 15%) ESMERALDAS D
Con Apuntalante (arena

Llanito 4 fracturamiento 19/10/1960 otawa) ESMERALDAS D
Lavado &cido (MCA al

Llanito 4 Acida 18/12/1980 7,15%) ESMERALDAS D

Llanito 4 Organica 18/12/1980 | Varsol con surfactantes ESMERALDAS D
Lavado &cido (MCA al

Llanito 28 |Acida 11/06/1984 7,5%) MUGROSA B Y C/ESMERALDAS D
Lavado &acido (MCA al

Llanito 29 |Acida 05/02/1982 | 15%) MUGROSA C/ESMERALDAS D
Lavado &cido (MCA al

Llanito 33 |Acida 25/02/1982 15%) ESMERALDAS D
Lavado &acido (MCA al

Llanito 37 | Acida 27/04/1982 | 15%) MUGROSA B
Lavado é&cido (MCA al

Llanito 37 | Acida 27/12/1984 | 7,5%) MUGROSA B

Llanito 57 |Acida 25/09/1984 Lavado éacido (MCA al|COLORADO A
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7,5%)

Microondas. Herramienta
Llanito 75 | Sonica 14/05/2003 PCUS MUGROSA B
Llanito 80 | Orgénica 13/11/1990 |Varsol con surfactantes MUGROSA B
Lavado é&cido (MCA al
Llanito 81 |Acida 05/12/1984 | 7,5%) ESMERALDAS D
Lavado acido (MCA al
Llanito 85 |Acida 09/12/1987 7,5%) ESMERALDAS D
Llanito 93 |Rpm 15/08/2009 | Aquacon ESMERALDAS D
Lavado acido (MCA al
Llanito 94 |Acida 01/06/1984 | 7,5%) MUGROSA C
Llanito 97 | Fracturamiento 12/09/2006 Hidraulico TORO SHALE
Llanito 98 |Rpm 15/08/2009 | Aquacon MUGROSA B
Lavado &cido (MCA al
Llanito 103 |Acida 12/02/1988 7,5%) MUGROSA C/ESMERALDAS D
Llanito 103 | Fracturamiento 26/03/2007 Hidraulico TORO SHALE
Llanito 107 |Fracturamiento 02/10/2007 Hidraulico TORO SHALE
Llanito 107 | Fracturamiento 24/05/2009 Hidraulico TORO SHALE
Llanito 108 |inyeccién de CO2 13/03/2008 Inyeccidn ciclica MUGROSA B
Llanito 110 |Fracturamiento 20/08/2007 Hidraulico TORO SHALE
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Llanito 111 |Orgéanica 03/10/2008 | Varsol /Xileno MUGROSA B

Llanito 112 | Fracturamiento 01/04/2007 Hidraulico ESMERALDAS

Llanito 114 | Fracturamiento 11/12/2007 Hidraulico ESMERALDAS

Llanito 115 | Fracturamiento 30/08/2007 Hidraulico MUGROSA C

Llanito 116 | Fracturamiento 08/08/2007 Hidraulico MUGROSA C

Llanito 117 | Fracturamiento 06/09/2007 Hidraulico TORO SHALE/MUGROSA C
Llanito 120 |Organica 08/12/2008 | Varsol /Xileno MUGROSA B

Llanito 130 | Fracturamiento 02/05/2007 Hidraulico MUGROSA B

Galan 9 inyeccion de CO2 31/12/1991 Inyeccidn ciclica COLORADO

Galan 11  |inyeccion de CO2 17/05/1992 | Inyeccion ciclica COLORADO

Galan 35 |inyeccion de CO2 23/04/1991 |Inyeccion ciclica COLORADO

Galan 45 inyeccion de CO2 23/09/1991 Inyeccidn ciclica COLORADO

Galan 49 inyeccién de CO2 10/10/1990 Inyeccion ciclica COLORADO

Galan 61 inyeccién de CO2 oct-89 Inyeccion ciclica COLORADO

Galan 117 |inyeccion de CO2 ago-92 Inyeccidn ciclica COLORADO

Galan 133 | Fracturamiento 29/10/2008 | Hidraulico MUGROSA B

Galan 134 | Fracturamiento feb-08 Hidraulico MUGROSA B

Galan 135 |Fracturamiento ene-08 Hidraulico TORO SHALE

Galan 137 |Fracturamiento 15/10/2008 Hidraulico TORO SHALE/MUGROSA B
Yuma 1 Fracturamiento 26/05/2007 Hidraulico TORO SHALE
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Cardales 1 |Fracturamiento 08/06/2006 Hidraulico TORO SHALE

Cardales1N | Fracturamiento 20/08/2008 Hidraulico MUGROSA B

Cardales 3 |Fracturamiento 19/12/2005 Hidraulico TORO SHALE

Gala 1N rpm+organica 03/08/2009 | Aquacon MUGROSA B

Gala 1E Fracturamiento 11/12/2007 Hidraulico TORO SHALE

Gala 9 Fracturamiento 24/12/2008 Hidraulico MUGROSA B/MUGROSA C
Gala 11 Fracturamiento 06/12/2006 Hidraulico TORO SHALE

Gala 13 Fracturamiento 09/10/2007 Hidraulico MUGROSA

Gala 17 Fracturamiento 05/05/2008 Hidraulico MUGROSA

Fuente: Elaborada por los autores
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3. ANALISIS TECNICO DE LOS RESULTADOS DE LAS ESTIMULACIONES
REALIZADAS EN EL ACTIVO LLANITO

La metodologia de tratamiento se basé en el andlisis técnico, operacional y
econdémico, determinando la produccion incremental y revisando cada una de las
historias de los pozos, estados mecanicos y curvas de produccion y de
declinacion. El andlisis se enfocd principalmente en eventos realizados antes,
durante y después del tratamiento, para de esta forma concluir factores externos
tales como intervalos cafioneados, limpieza de arenas, aislamiento de zonas y
otros procedimientos operacionales que generaron cambios en el comportamiento
de la presion y la produccion que no permitieron valorar la verdadera efectividad

del tratamiento.

3.1. ESTIMULACIONES ACIDAS EN EL CAMPO LLANITO

Se evalud el tratamiento de estimulacion acida a 11 pozos del activo Llanito.
Todas las estimulaciones acidas fueron realizadas con MCA sin embargo solo 4
tratamientos se encontraron exitosos (LI-29, los dos tratamientos efectuados en LI-
37, LI-94).

o MCA - Mud clean Acid. Este tratamiento de acidificacion matricial, es el
mas utilizado en el campo Llanito, el cual consiste en la inyeccion de Acido
clorhidrico disuelto en agua en concentraciones que varian entre 7.5% y el 15%.
En los primeros afios de aplicacion del MCA se agragaban al acido disuelto en
agua un inhibidor de corrosion y dos surfactantes. En algunas ocasiones se utilizd

también Diese.
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El Mud Clean Acid es una mezcla de &cido fluorhidrico (HF) y acido clorhidrico
(HCL), en diferentes concentraciones. Es usado principalmente para remover
particulas dafiinas de arcilla en formaciones de areniscas, para mejorar la
permeabilidad de los pozos con formaciones de arenas sucias (con arcillas
presentes) e incrementar la solubilidad de formaciones de dolomitas. Es utilizado
basado en factores que algunas arcillas, silicio y otros materiales, normalmente

insolubles en HCL, tienen algun de solubilidad en HF.

El HF reacciona con sodio, potasio y calcio para formar precipitados insolubles. El

HF puede también producir subproductos insolubles tales como silicio coloidal

como reslutado de reacciones con la roca. Por consiguiente, se debe usar un

preflujo de HCI para:

e Sustituir los iones de potasio, sodio o calcio presentes en el agua de formacion.
Si esto no se hace, se pueden producir una diversidad de fluorisilicatos o
fluoroaluminatos de solubilidad variada debido a la reaccion con HF.

e Mantener un bajo PH en las regiones cercanas al pozo a lo largo del
tratamiento para evitar varias reacciones de precipitacion.

e Disolver carbonatos los cuales pueden producir materiales insolubles.

El tratamiento de acidificacion con MCA — Mud Clean Acid se realiza de la

siguiente manera.

Para preparar 1000 galones de acido MCA al 15% se mezcla con bombas por
circulacion:
e 460 galones de agua

16 galones de inhibidor A-9

e 3 galones de reductor de tension superficial F-27
e 8 galones de demulsificante W-9
e 10 galones de Diesel Qil

e 500 galones de acido clorhidrico de 20 °Be.(37 carboys).
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La mezcla anterior se bombea con aceite o salmuera, aproximadamente con un

volumen igual o superior al de la mezcla anterior.

La metodologia de tratamiento se basé en el analisis técnico, operacional y
econdémico, determinando la produccién incremental y revisando cada una de las
historias de los pozos y sus estados mecénicos. El analisis se enfoco
principalmente en eventos realizados antes y durante el tratamiento, para de esta
forma concluir factores externos tales como intervalos cafioneados, limpieza de
arenas, aislamiento de zonas y otros procedimientos operacionales que
generaron cambios en el comportamiento de la presion y la produccién que no

permitieron valorar la verdadera efectividad del tratamiento.

La causa potencial de dafio de los pozos desde el punto de vista de sensibilidad
de arcillas es la migracion de finos™ de acuerdo a resultados de pruebas de
desplazamiento, debido a la poca consolidacién de las arenas y alta viscosidad del
crudo. Este tipo de dafio se puede evidenciar en la necesidad de intervenir los
pozos para hacer limpieza de arenas. Desde el punto de vista de fluidos, ya se
identificé la precipitacion de asfaltenos y posiblemente parafinas por parte del
hidrocarburo, por lo cual hay que considerar este tipo de dafio para cualquier
tratamiento que se disefie. Y por la parte de aguas, se encuentran sélidos
disueltos como bicarbonatos (HCO3), calcio y magnesio los cuales pueden

generar precipitados, que serian solubles en &cido.

De continuar con los tratamientos de estimulacién acida en el Activo Llanito se
debe considerar desplazar el crudo de la cara de la formacion antes de realizar
tratamiento para evitar que el acido (especialmente clorhidrico) disuelva las
resinas que mantienen en solucion las moléculas de asfaltenos, lo cual produciria

su precipitacion, o utilizar un bache de una salmuera que los separe;

1 ESP 1079. Determinacion de la concentracion Optima de surfactantes para fluidos de
reacondicionamiento de pozos gala-llanito. El centro, Santander. ecopetrol.p.14
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especialmente si se piensa en utilizar aceite caliente para contrarrestar el dafio por

Parafinas y Asfaltenos.

Estimulaciones Acidas que presentaron incremental. Para evaluar la
produccion incremental de cada pozo correspondiente a la estimulacién acida, se
analizé su curva de produccion, curva de declinacion y el aporte de cada uno de
los intervalos descartando aquellos que aportaron produccion debido a limpiezas

de arenas y cafioneo.

Debido a que la fecha en la cual se realiz6 la estimulacion es de muchos afos
atras, el analisis por curvas IPR no se pudo realizar por falta de informacién de

estos pozos.

Pozo Llanito 29. Fecha de estimulacién con MCA al 15%, 5 de Febrero de 1982.

Aspectos tenidos en cuenta:

Se realizé en 1982 durante la etapa de recompletamiento ya que estaba cerrado
por improductivo. Se realizé una estimulacién acida con MCA al 15% al intervalo
7522 — 16 ~ dando como resultado 7 bls en 3 horas y al intervalo 7418"- 02" que

resulto seco.

La segunda estimulacion &cida se realiz6 a los intervalos comprendidos entre
6760’ — 6727’ con MCA al 15%, donde dando como resultado 3,5 bls de aceite
100% en 1.5 horas en el intervalo 6760’ — 6762" y 16 bls de aceite 100% en 2

horas.

Durante la operacion se logro forzar de 3 a 5 barriles en la formacion y después
del tratamiento, en la evaluacién por succién se obtiene produccion del pozo y no
se tuvo que realizar trabajos de workover manteniéndose activo el pozo hasta
1998.
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Comportamiento de produccidon. Se observa un cambio muy notable en el
incremento de la produccion por lo tanto el tratamiento si fue adecuado
posiblemente porque en este procedimiento a diferencia del tratamiento realizado
en Llanito 28 el desplazamiento del 15% se hace con agua.

No se encontrd que tipo de dafio pretendieron superar con este tratamiento.

Gréfica 7. Curva de produccién de fluidos, Llanito 29
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A
Tendencia de declinacién de la produccion. Se observa la tendencia de

declinacién del pozo y se calcula la produccion basica junto con la produccién

después de realizada la estimulacion para finalmente determinar la produccion
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incremental de 13116, 4 Bls como resultado del tratamiento 4cido. Su produccion
acumulada al 2 de enero de 1998 fue de 103.914 Bls.

Gréafica 8. Tendencia de Declinacién después del primer ciclo de inyeccion,
Llanito 29.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

Pozo Llanito 37. Fecha de estimulaciéon con MCA al 15%, 27 de Abril de 1984.

Aspectos tenidos en cuenta:

Seguido de un recafioneo y una cementacion, se realizaron dos estimulaciénes
acidas. La primera durante un recompletamiento en 1982, con MCA al 15% al
intervalo 6584’ — 6576, donde después de forzar 1,5 barriles de acido, la presion

cae de 2400 a 800 psi. Se dejo fluyendo produciendo 59 bls de aceite en 8 horas y
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finalmente se estimulé por succiéon todo el pozo recuperando 129 bls de fluido y
aceite 70%. El pozo quedd en produccion.

Dos afios mas tarde en un segundo recompletamiento se evaluaron los intervalos
abiertos del pozo y en el intervalo donde se habia realizado la estimulacion acida
anterior se produjo 56 bls de aceite en 10 horas con nivel sostenido a 6209°. Se
realizé una segunda estimulacion acida con MCA al 7,5 % con una presion final de
3400 psi y se presentd un incremento de la produccidn recuperando aceite 100%

después de realizado el trabajo.

Comportamiento de produccion. Los dos tratamientos realizados fueron
exitosos. En la curva de produccidén se observa un incremento muy notable en la

produccion después de realizados los tratamientos.

El tratamiento fue adecuado debido al cambio de presién, sin embargo no se
identifico el tipo de dafio, solo se identifico la obstruccion de flujo. En este
procedimiento al igual que Llanito 29 el fluido de estimulacion se desplaza con

agua salada.

Este pozo posee buenas caracteristicas petroliferas y gasiferas sin embargo el

pozo presenta problemas de arenamiento.

En la historia del pozo Llanito 37, se recomienda ejecutar una serie de
estimulaciones las cuales no se realizaron por problemas mecanicos (existe
pescado en el fondo), seria conveniente revisar sus reservas residuales y evaluar

la posibilidad de llevarlas a cabo.
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Gréfica 9. Curva de produccion de fluidos, Llanito 37..
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Tendencia de declinacion de la produccion. Se observa la tendencia de
declinacién del pozo y se calcula la produccion basica junto con la produccién
después de realizada la estimulacion para finalmente determinar la produccién
incremental de 4178 Bls como resultado del tratamiento acido. Su produccién
acumulada al 4 de enero de 1996 fue de 112.93 Bls.
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Gréfica 10.
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Tendencia de Declinacién después del primer ciclo de
inyeccion, Llanito 37.
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Pozo Llanito 94. Fecha de estimulacién con MCA al 7,5%, 1 de Junio de 1984.

Aspectos tenidos en cuenta: Se realizd una estimulacién acida a los intervalos

7320’ y 6568 con MCS al 7,5% forzandose con 15 barriles de aceite y una

presion final de 18

43 bls de aceite al

DATE

Ecopetrol S.A

50 psi. Al estimularse por succion a nivel constante se recuperoé

100% en 3,5 horas.
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2 afos después se realiza un recafioneo a las zonas cercanas a los intervalos

anteriores y se cemento el intervalo acuifero (5686'-81").

8 afos mas tarde se evaluaron los intervalos donde se habia realizado la
estimulacion acida desde superficie hasta 2600’ y se recupero 29 bls de aceite y
104 bls de agua en 14 horas de estimulacién. Se limpio sucio desde 7190’ hasta

7500’ donde no fue posible avanzar.

Comportamiento por produccion. Tras un declive en la produccién después de
realizado el tratamiento de estimulacion acida la producciéon vuelve a aumentar

hasta recuperar un nivel de produccion estable.

El tratamiento fue adecuado porque después de la operacion incremento la
produccion. En este caso por comentarios en el reporte se sabe que el dafio
removido fue por un cafioneo realizado anteriormente a la estimulacion en el pozo.
En este tratamiento el fluido de estimulacion se desplaza con aceite, lo cual
posiblemente descarta precipitacion de moléculas de alto peso molecular, tales
como parafinas o asféltenos por efectos del acido.

Se pudo determinar que el tratamiento MCA al 7.5 % fue efectivo en la zona C; ya

gue fue la Unica operacion realizada en este pozo y se observé un incremento en

la produccién después de este trabajo.
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Gréfica 11. Curva de produccion de fluidos, Llanito 94.
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Ecopetrol S.A

Tendencia de declinacién de la produccion. Se observa la tendencia de
declinacién del pozo y se calcula la produccion basica junto con la produccion
después de realizada la estimulacién para finalmente determinar la produccion
incremental de 15261 Bls como resultado del tratamiento acido. Su produccién
acumulada al 2009 fue de 375000 Bls.
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Grafica 12. Tendencia de Declinacion después del primer ciclo de
inyeccion, Llanito 94.

AREA LLANITO
PRONOSTICO DE PRODUCCION
LLANITO 94
120
100
80 +—
©
3 60
@
| - Pronostico
19 ~—@— Real
20 T rere.
0
2 28 ? 25 25
W A0 o w\,x ) Xg"ﬂ

Fecha

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Estimulaciones &acidas que no presentaron incremental. Algunos de estos

pozos no presentaron incremental o el aumento en su produccién se debe a

intervalos recafioneados y limpiezas al pozo, por lo tanto no se le atribuye este

incremento al trabajo realizado por la estimulacion.

Pozo Llanito 1. Fecha de estimulacidon con MCA al 15%, 19 de Abril de 1961.
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Aspectos tenidos en cuenta: Se inicio la produccién en la formacion Esmeralda
(zona D) y Cretaceo, comprendidas en los intervalos 7494’ y 7029’ (espesor neto
total 144 pies). Se realizé estimulacién acida en los intervalos 7494’ — 7464’ vy
7446’ — 7398’ con MCA al 15% y se desplaz6 con aceite. Durante la inyeccion de

acido las presiones en el casing y en el tubing fueron iguales.

Después del tratamiento se recuperaron aproximadamente 70 BPD de aceite
limpio produciendo por flujo espontaneo intermitente a una tasa de 60 bls de
aceite por semana y luego de instalarse la unidad de bombeo produjo a una tasa
de 20 BAPD. En vista de la baja produccion, en Octubre de 1959 se sacaron

varillas y se dejo cerrado.

21 afios mas tarde se realizd una evaluacién selectiva y uno de los intervalos
estimulados (7494’-7398’) produciendo 500° de aceite cada media hora
posteriormente se evaludé todo el pozo (7494’ a 6062’) con nivel sostenido a 5600’

recuperando un total de 70 bls de liquido, 55 bls de agua y 15 de aceite.

Se dejé el pozo cerrado después de deducir un posible dafio por invasion de

solidos, provenientes del lodo de perforacion.

Comportamiento de produccion. No es posible realizar el analisis del

comportamiento de produccion ya que no hay registros antes de 19882.

Sin embargo de acuerdo al comportamiento de la produccion en la grafica y su
historia de eventos el pozo posee buenas caracteristicas petroliferas en la zona D,
pero por motivos de evaluacion fueron cafioneados en B de donde se obtuvo
produccion de agua y se realizaron cementaciones las cuales llevan mas de 20
afos.No es posible realizar el analisis por declinacion debido a que el tratamiento

acido se realizé durante el completamiento.
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En el comportamiento de la presiébn de inyeccion durante el trabajo de
estimulacién no se ve un destape del taponamiento por esta razén el tratamiento
no fue adecuado. Debidé hacerse un cafioneo de mayor penetracion o una

estimulacién matricial y no un simple lavado &cido.

Otra posibilidad de analizar el pozo es a través de andlisis petrofisicos, pero se

necesitaria un pozo analogo el cual no se encuentra dentro del modelo.

Grafica 13. Curva de produccion de fluidos Llanito 1.

LLANITO 1 .
B,
300 ‘ 3 ‘ - 2500 5
) ‘ | ; C @
240 ‘ : ppiagesnleaRimnnaasinapn st guarismaaa i seiianan - 2000 ®
] ! C -]
] C K]
12041 ~1000 A
] L c
] L 0
60 — ~1+50 ©
1 3 o
. - =]
< . 5 'o
0 el it 0 °
1982 86 o
10000— Primary Daily Oil Production ( bbl/d ) —— Agua Producida Total (Diaria) ( bbl/d )
L e SR ISR
6000 -
4000 -
2000
1982 83 84 85 86
Date

~—— Qil Comulative Production Primary ( bbl ) LLAN0001:DB

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.
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Pozo Llanito 4. Fecha de estimulaciéon con MCA al 7,15%, 18 DE Diciembre de
1980.

Aspectos tenidos en cuenta: Después de un fracturamiento se realizdé 20 afios
mas tarde una estimulacion organica con varsol en los intervalos comprendidos
entre 7814'-7745' con una presion de forzamiento de 3000 psi estimuldndose por
succion donde quedaron secos (la formacion no metio fluido). Posteriormente se
tratd de estimular con MCA al 7.15% a una presion maxima de 4100 psi pero la
formacién no tomé. Finalmente se lleno la tuberia con agua salada, se circul6 el

pozo con Bicromato de Potasio y se abandon6 temporalmente.

Se realiz6 un workover que integro mantenimiento de subsuelo y cafioneo de

nueve arenas.

Comportamiento de Produccion. La estimulacion acida no funcion6é debido a
gque no se presentd un aumento en la produccion del pozo y después del

tratamiento el pozo se cerro.
La formacién no toma fluido posiblemente porque el pozo posee mala calidad de
formacion segun se determind en un analisis de registros; debido a esto no es el

mejor candidato para ser estimulado.

Se recomienda hacer un analisis petrofisico de la zona ya que la zona no tomo ni

por tratamiento acido ni organico.
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Gréfica 14. Curva de produccion de fluidos, Llanito 4.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A
Pozo Llanito 28. Fecha de estimulaciéon con MCA al 7,5%, 11 de Junio de 1984.
Aspectos tenidos en cuenta: El pozo se completo como productor de la zona
“C”, con una produccion inicial de 100 bls de 23.1 °API con una RGA de 2000
pc/bl.
Antes de realizar el tratamiento de estimulacion acida todo el pozo habia sido

evaluado por succién (56576’ - 7126’) hasta seco, cada media hora entraron 700’
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de liquido, recuperando 55 Bls de agua salada en 10,5 horas, saliendo 30% de
aceite.

Se estimularon 3 intervalos. El intervalo 7126’ — 6590’ se estimuldé 450° por
encima del empaque, aceite 100%, el intervalo 6466° — 6130’ se disparo en 9,5
horas y produjo 33 bls de aceite con presion estabilizada de 550 psi; y el intervalo
5598’ — 5576’ se estimulé 200’ de liquido por encima del empaque, 80% agua y

20% aceite.

En 1992, 8 afios mas tarde se hace un trabajo de recompletamiento y se estimul6
selectivamente. El intervalo 5598°- 5576’ estimulado con MCA anteriormente dio
como resultado nivel a 2500°, y en 5 horas produjo 52 bls de aceite y 14 bls de
agua y el otro intervalo estimulado con MCA 7126" y 6130 produjé35 bls de agua
y 25 de aceite en 12 horas en forma intermitente.

Comportamiento de produccion. Después del trabajo no hay incremento de la
produccidn, pero si hay incremento en la produccién de gas y en el corte de agua
por lo tanto el pozo quedo inactivo entre 1984 y 1992. El tratamiento no fue
adecuado, probablemente el intervalo estimulado esta ubicado cerca al contacto
agua-aceite. Se sabe que el hidrocarburo proveniente del campo Llanito tiene
compuestos de alto peso molecular los cuales precipitan con el acido clorhidrico,
el cual se utiliza en este tratamiento ademas puede inferir el fracaso de la

estimulacion a que no fue conveniente realizar tantos trabajos al tiempo.
Se evidencia dafio por completamiento. Se recomienda para el caso de invasion

de solidos recafonear con un cafion de mayor penetracion para que supere la

zona de dano o efectuar un tratamiento de acidificacion matricial.
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Gréfica 15. Curva de produccion de fluidos, Llanito 28.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A
Pozo Llanito 33. Fecha de estimulaciéon con MCA al 15%, 25 de Febrero de 1982.
Aspectos tenidos en cuenta:
En 1982 se realiza el tratamiento de estimulacion acida con MCA al 15% y se
logra forzar 15 barriles a una presion de 1500 psi.
Se hizo finalmente un recafioneo en varios intervalos y al estimular por succion

cada uno de los intervalos cafioneados, resultaron acuiferos. Se balanceo tapon

de cemento y el pozo se abandona.
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Comportamiento de produccion. Después de efectuado el tratamiento no se

obtiene recuperacion en la produccion.

El tratamiento no fue adecuado posiblemente por factores alternos como baja

presion de yacimiento o pocas reservas remanentes.

Gréfica 16. Curva de produccién de fluidos, Llanito 33.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A
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Pozo Llanito 57. Fecha de estimulacién con MCA al 7,5%, 35 de Septiembre de
1984.

Aspectos tenidos en cuenta: Se estimulé acidamente con MCA al 7,5% a
presion hidrostatica forzandose con agua dulce. Se succioné recuperando 1000°de
nivel cada media hora, 18 bls de aceite en 9 horas. Finalmente se dej6 el pozo en

produccion.

En la historia 10 afios més tarde se reactivo el pozo vy se realizo una evaluacion

selectiva pero no se le realizo al intervalo tratado.

Comportamiento de produccién. Este tratamiento, se puede evaluar como unico
en la intervencion del pozo, sin embargo la produccién no muestra un incremento
significativo, pues el incremento es para el dia siguiente y no tiene incidencia en

el promedio del mes.

El intervalo intervenido muestra una arena desarrollada en el registro de potencial
espontaneo, pero con poco contenido de hidrocarburos, segun el registro de
resistividad. (Segun informacién de yacimientos, Llanito maneja un bajo grado de
resistividad).Probablemente en los trabajo anteriores (de aislamiento de zonas),

aislaron uno de los intervalos de mayor aporte a la produccién.

El tratamiento no fue adecuado porque antes de bombear el fluido de
estimulacién, el pozo se lleno con aceite, se aplico el MCA y se desplaz6 con agua
dulce, probablemente hubo alguna inconsistencia del hidrocarburo con el acido

clorhidrico, el cual se utiliza en este tratamiento.
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Gréfica 17. Curva de produccion de fluidos, Llanito 57.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Pozo Llanito 81. Fecha de estimulacién con MCA al 7,5%, 5 de Diciembre de
1984.

Aspectos tenidos en cuenta:

Los intervalos comprendidos entre 7374 - 7330° se caflonearon con
desintegrable de 2 1/8 “ produciendo luego por succion desde 850' de superficie
hasta seco, con intervalos de 1 hora le entraron 169' de liquido y se recuperaron 5
bls de aceite en 4 horas. Posteriormente se acidificaron con MCA al 7,5%,

forzando 12 bls con una presion final de 3000 psi, estimulandose seguidamente
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por succién, dando como resultado seco, cada hora le entraron 100’ de liquido,
recuperando 62 bls de aceite en 15, 5 horas.

Comportamiento de produccion. Se observo en las curvas un aumento en la

produccion de aceite que estabiliza la tasa de produccion que estaba declinando.

No es concluyente si el tratamiento fue adecuado o no, porque se estimularon
unos intervalos que acababan de ser cafioneados. Posiblemente este fluido

removio el dafio generado por cafioneo es decir limpio los ripios que quedaron.
Gréfica 18. Curva de produccién de fluidos, Llanito 81.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Pozo Llanito 85. Fecha de estimulacién con MCA al 7,5%, 9 de Diciembre de
1987.
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Aspectos tenidos en cuenta: Se estimul6 a 6800" el pozo con MCA al 7,5 % a
3500 psi. Al evaluar por succion estabilizando nivel a 6800, recuperé 100 bls de

aceite y 52 bls de agua en 20 horas y se dejo en produccion el pozo.

Comportamiento de produccién. Se ve un aumento no tan significativo de la

produccion de aceite, lo que ayuda a la curva a recuperar su nivel de produccién.
No se cuenta con datos suficientes que nos aporten informacion sobre la
efectividad del tratamiento por estimulacion acida pero a nivel de produccion no

hay un aumento significativo.

Gréfica 19. Curva de produccién de fluidos, Llanito 85.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.
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Pozo Llanito 103. Fecha de estimulacién con MCA al 7,5%, 12 de febrero de
1988.

Aspectos tenidos en cuenta: Se estimuldé con MCA al 7,5% los intervalos entre
7204’ y 7128’ forzandose con 14 bls de aceite a una presion maxima e inicial de
1700 psi y final de 500 psi. Se le bombearon 90 bls de aceite al anular y no lleno.
Luego se succiond con nivel estable a 6200’ y se recuperé 66 bls de aceite en 10
horas. Finalmente se realiz6 un cafioneo con el pozo lleno de aceite, se instala
bomba RHBC de 2-1/2" * 1-3/4" * 16' * 20" y se deja el pozo en produccion.

Comportamiento de produccion. La produccion de aceite aumenta al igual que

la produccién de gas.

El tratamiento no fue adecuado porque posiblemente el intervalo intervenido no

cuenta con suficiente presion para responder a un tratamiento de estimulacion.

El incremento de la produccion posiblemente fue por la profundizacién de la
bomba o por el cafioneo posterior.
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Gréfica 20. Curva de produccion de fluidos, Llanito 103.
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3.2. ESTIMULACIONES ORGANICAS EN EL CAMPO LLANITO

Las estimulaciones organicas realizadas en el activo Llanito fueron estimulacion

organica con varsol y estimulacion organica con varsol mejorado.
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En los campos Llanito 4 y Llanito 80 se realizé estimulacion orgéanica con varsol,
siendo efectiva solamente la estimulacion realizada en llanito 80 ya que no se

evidencia prueba de dafio de formacién en el intervalo.

La estimulacion orgénica varsol mejorado (xileno/varsol) realizada a los campos
Llanito 111 y Llanito 120 es una férmula que contiene en su composicion 40 %

de xileno y como solvente tiene varsol

Varsol mejorado. Este tratamiento de estimulacion es la técnica preferencial
empleada en el campo de Llanito, se cre6 con la asesoria del Instituto colombiano
del Petrdleo (ICP), ya que no existia un tratamiento como este para tratar el dafio
gue se encuentra identificado en el campo Provincia y es el de Precipitacion de

Parafinas.

El volumen de fluido puede variar con la profundidad del dafio existente en los
pozos. El Tensoactivo, el Solvente Mutual y las concentraciones de estos
productos fueron seleccionados mediante ensayos de laboratorio.

El tratamiento seleccionado tiene propiedades solventes, detergentes y modifica
las condiciones superficiales de la roca del yacimiento, con el fin de dar mayor
duracion a los efectos de la estimulacion.

El tratamiento de estimulacion es el siguiente:

Ecuacioén 3.

varsol (60%) + xileno (40%) + surfactante no iénico (5%) + solvente mutuo (5%)

La razon por la cual se le agrega xileno al varsol, es con el fin de aumentar su

indice de Kauri butanol, es decir, aumentar el poder de solvencia mediante el
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incremento de la aromaticidad del mismo. El indice de Kauri butanol es una
medida de la aromaticidad. Si el porcentaje de xileno es mayor que el 40% en

volumen, el tratamiento moja la formacion por aceite, lo cual no es recomendable.

El surfactante no iénico soluble en agua y en hidrocarburos que sirve para que los
disolventes desprendan mejor el material organico, sirve también para
desestabilizar las emulsiones que se puedan generar dentro de la formacion. Es
un detergente con propiedades tesorreductoras. La concentracion seleccionada es
el resultado de ensayos de laboratorio. Al poner en contacto un surfactante con
crudo de formacién puede ocurrir un incremento de la viscosidad del crudo, lo cual
no es conveniente. Debido a lo anterior, se requiere realizar pruebas de laboratorio

muy especificas.

El solvente mutual usado para disolver resinas, las cuales estan presentes en los
crudos y también se precipitan. Humecta la formacién por agua y disminuye el
efecto del hierro (tuberias, fluidos del yacimiento, roca) sobre la estabilidad de los
surfactantes no iénicos. Ademas evita la formacion de precipitados o por
turbidez, es compatible, de mojabilidad mixta la cual es la que induce el
tratamiento en la formacion y de una detergencia buena la cual determina la
capacidad de limpieza a la arena del surfactante disuelto en el tratamiento con

una tension interfacial menos a 6 dinas /cm.

El tratamiento organico con varsol mejorado (xileno/varsol) se realiz6 de la
siguiente manera:

Para preparar esta formulacion se incluyo:

e Solvente mutuo PET 200 a 40 gpt

e Surfactante PET 55 a 4 gpt

e Reductor de tension RTQP-2 a 5 gpt

e Solvente mayoritario varsol y diesel.
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La metodologia de tratamiento se basé en el andlisis técnico, operacional y
econdmico. Determinando la produccion incremental y revisando cada una de las
historias de los pozos y sus estados mecanicos. El andlisis se enfocd
principalmente en eventos realizados antes y durante el tratamiento, para de esta
forma concluir factores externos tales como intervalos cafioneados, limpieza de
arenas, aislamiento de zonas y otros procedimientos operacionales que
generaron cambios en el comportamiento de la presion y la producciéon que no

permitieron valorar la verdadera efectividad del tratamiento.

La estimulacion orgénica unida a una estimulacion &cida y un cafioneo de alta
penetracion puede ayudar a superar el problema de invasion de sélidos en zonas

taponadas por estos.

Estimulaciones &cidas que presentaron incremental. Para evaluar la
produccion incremental de cada pozo correspondiente a la estimulacién organica,
se analiz6 su curva de produccion, curva de declinacion y el aporte de cada uno
de los intervalos descartando aquellos que aportaron produccién debido a

limpiezas de arenas y cafioneo.

Debido a que la fecha en la cual se realizd la estimulacion es de muchos afios
atras, el andlisis por curvas IPR no se pudo realizar por falta de informacion de

estos pozos.

Pozo Llanito 80. Fecha de estimulacion con varsol, Noviembre 13 de 1990.

Aspectos tenidos en cuenta:

Antes de realizar el trabajo de estimulacion organica se realiza un workover que
incluye cementacion remedial y cafioneo de los intervalos 6392'-6378' y 6374'-
6370' referidos al registro de induccién, donde sin manifestacién, se evaluaron y

se recuperaron 16 bls en una hora a 450 psi.
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Seguido a esto se realiz6 DST a los intervalos comprendidos entre 6392'y 6370' y
se evaluaron por succion produciendo 134 bls de aceite y 20 de agua, luego se
coloco reduccion de 1/4" y produjo 74 bls de aceite en tres horas y se continto

estimulando recuperando 308 bls de aceite y 76 bls de agua salobre.

Durante la estimulacién organica se realizé una prueba de inyeccion a los
intervalos comprendidos entre 6392' y 6370' tomando 1440 bpd y finalmente se
efectdo el tratamiento organico que se forz6 a una presion maxima de 200 psi
tomando 2880 BPD con 95 bls de Varsol, 9.5 bls de JB-50 y 3 bls de JB-5 a dichos
intervalos. Se evaluaron de 100" a 1000' produciendo 27 bls de aceite y 4 de agua
y se continud estimulando de 500" a 1000' recuperando 610 bls de aceite y 61 bls

de agua. El pozo se deja en remojo y después dispara bien.

Dos afios mas tarde se aislan arenas y se realiza nuevamente un cafioneo.
Comportamiento de produccién. El tratamiento fue efectivo. La tasa de
produccion de aceite aumenta aproximadamente el doble aunque se observa

también un aumento considerable del corte de agua, lo cual no es favorable.

El tratamiento fue exitoso, probablemente fue adecuado debido a que existe dafio

aparente en este intervalo.

Aqui también fue favorable desplazar el tratamiento con hidrocarburo y no con pre-

flujo.
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Gréfica 21. Curva de produccion de fluidos, Llanito 80.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Tendencia de declinacion de la produccién.

declinacién del pozo y se calcula la produccion basica junto con la produccién

después de realizada

incremental de 637 Bls como resultado del tratamiento &acido. Su produccion

la estimulacion para finalmente determinar la produccion

Ecopetrol S.A

acumulada al 8 de enero del 2010 fue de 371736 Bls.
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Grafica 22. Tendencia de Declinacion después del primer ciclo de
inyeccion, Llanito 80.
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Estimulaciones &acidas que no presentaron incremental. Algunos de estos
pozos no presentaron incremental o el aumento en su produccion se debe a
intervalos recafioneados y limpiezas al pozo, por lo tanto no se le atribuye este

incremento al trabajo realizado por la estimulacién.
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Pozo Llanito 4. Fecha de estimulaciéon con Varsol, 18 de Diciembre de 1980.

Aspectos tenidos en cuenta: Después de un fracturamiento se realizdé 20 afios
mas tarde una estimulacion organica con varsol en los intervalos comprendidos
entre 7814'-7745' con una presion de forzamiento de 3000 psi estimuldndose por
succién donde quedaron secos (la formacion no meti6 fluido). Posteriormente se
tratd de estimular con MCA al 7.15% a una presion maxima de 4100 psi pero la
formacion no tomo. Finalmente se lleno la tuberia con agua salada, se circulo el

pozo con Bicromato de Potasio y se abandon6 temporalmente.

Se realizd6 un workover gue integro mantenimiento de subsuelo y cafioneo de

nueve arenas.

Comportamiento de produccién. Como se observa en la grafica, el tratamiento
no fue efectivo. No hay incremento de la produccion, y el pozo queda en

abandono.
La formacién no toma fluido posiblemente porque el pozo posee mala calidad de
formacién segun se determin6 en un analisis de registros; debido a esto no es el

mejor candidato para ser estimulado.

Se recomienda hacer un analisis petrofisico de la zona ya que la zona no tomo ni

por tratamiento acido ni organico.
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Gréfica 23. Curva de produccion de fluidos, Llanito 4.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Pozo Llanito 120. Fecha de estimulacion con varsol mejorado (Varsol/Xileno), 8
de Diciembre de 2008.

Aspectos tenidos en cuenta: Se realizd un tratamiento organico a partir de una
investigacion realizada por el ICP. El informe de la investigacion®® contiene la

caracterizacion de una muestra sélida tomada de la varilla del pozo Llanito 120.

2 JAIMES Manuel, ECOPETROL.SA. “Caracterizacion del sélido Llanito 120 (ICP-UST-IDO 152-
09-114).Instituto colombiano del Petrdleo. Piedecuesta, Agosto de 2009.
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La muestra se sometié a limpieza con diclorometano (DCM) para separar el
material organico (residual de crudo) y posteriormente se realizd una digestion con
HCI para caracterizar por separado las fases soluble e insoluble en acido. La cual
se identifico6 mediante espectrometria IP. El resultado final correspondio a la

integracion de los datos de los analisis de cada fase.

La muestra fue 87% de naturaleza organica, soluble en DCM y que segun el

analisis por espectroscopia IP, corresponde a Parafina.

Grafica 24. Tratamiento Organico Llanito 120.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Comportamiento de produccion. No hay respuesta al tratamiento de

estimulacién, ya que no hay un notable incremento en la produccion. Se puede ver
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un incremento en la producciébn de agua y el nivel de hidrocarburo retorna

rapidamente a los niveles que tenia antes de ser intervenido.

Gréfica 25. Curva de produccion de fluidos, Llanito 120.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Pozo Llanito 111. Fecha de estimulacién con Varsol mejorado (Varsol/Xileno), 2
de Octubre de 2008.

Aspectos tenidos en cuenta:El tratamiento organico del pozo Llanito 111, se

determind mediante una prueba realizada que analizdé la solubilidad de una

muestra solida recogida en el pozo.
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Para la prueba se pes6 1 gramo de la muestra y se adicioné a 100 ml de varios
fluidos ademas se prepard dos Sistemas Orgénicos para observar el tiempo de

disolucién de la muestra en ciertos fluidos.

La muestra analizada era de contextura grumosa, de color café y bastante suave
al tacto; la cual se deja dividir facilmente en pequefias fracciones. Su
comportamiento en diferentes fluidos arrojo resultados que indican que es soluble
en Xileno, flotd en agua, no fue soluble en HCI ni en agua destilada y no presento

evidencia magnética.

De acuerdo a los resultados obtenidos se realiz6 un andlisis cuantitativo de
solubilidad utilizando algunos sistemas los cuales arrojaron resultados muy

favorables.

El sistema diesel-xileno disolvié 65% la muestra solida del pozo después de
transcurridos 60 minutos, y el sistema varsol-xileno disolvio el 68% de la muestra

solida en el mismo tiempo.

Finalmente se concluyd que la muestra solida analizada en el laboratorio presenta
caracteristicas organicas de parafina; y que los sistemas organicos descritos

anteriormente fueron efectivos en el tratamiento organico™®.

Comportamiento de produccion. La estimulacion no fue exitosa, ya que no hubo
incremento de la produccion de aceite en el pozo después de realizado el

tratamiento.

'3 BJ SERVICES-Colombia, Informe EC-0288-LAB. “Analisis de muestra solida del pozo Llanito
111”. Elaborado por Hernando Chaparro. Neiva (Huila). Febrero del 2008.
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Gréfica 26. Curva de produccion de fluidos, Llanito 111.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Tabla 2. Sistemas Organicos efectivos.

ADITIVO FUNCION CONCENTRACION

Diesel
Xileno
NE-118

uUS-40

Solvente Organico 474 gpt
Solvente Aromatico 474 gpt

Surfactante No 2 gpt
iénico
Solvente Mutual 50 gpt
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ADITIVO FUNCION CONCENTRACION

Varsol Solvente Organico 474 gpt

Xileno Solvente Aromético 474 gpt

NE-118 Surfactante No 2 gpt
iGnico

US-40 Solvente Mutual 50 gpt

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

3.3. ESTIMULACION SONICA EN EL CAMPO LLANITO

Se realiz6 una evaluacion de la tecnologia PCUS (Estimulacién acustica) de la
compafifa UCOIL S.A.**, como herramienta para remover o reducir el dafio de
formacion, disminuir las intervenciones a los pozos, e incrementar los niveles de
produccioén y el tiempo de explotacion del pozo productor de hidrocarburos Llanito
75.

Uno de los principales inconvenientes operacionales es la precipitacion de
parafina en los sistemas de produccion (equipos de subsuelo y superficie). Este
problema se ha manejado empleando diversos tipos de tecnologias para remover
los depdsitos e inhibir su precipitacion en los sistemas de produccion, siendo el
mas empleado el bombeo de aceite caliente tanto en las lineas de Superficie

como en el equipo de subsuelo.

La herramienta de estimulacion acustica PCUS se probo en los pozos La Cira 837

y Llanito 75 durante el afio 2003, en donde no se observé ningun incremento de

4 JAIMES Manuel. ECOPETROL SA. Gerencia Regional Magdalena Medio Superintendecia de
Mares Departamento de Produccién., “ Evaluacion prueba tecnologia PCUS (Estimulacion
Acustica) en el campo Lisama(pozos lisama 131 y lisama 132”.El Centro. Septiembre de 2005
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produccién en los pozos evaluados como respuesta a la estimulacion acustica

realizada, por lo cual se concluy6 que el trabajo de estimulacion no fue exitoso.

3.3.1. Descripcion de la tecnologia. El principal factor que influye en el aumento
de la produccion de petroleo es el proceso de cavitacion. La cavitacion, es la
formacién de burbujas (CAVERNAS), pulsantes en un liquido llenas de vapor, gas
y/o la mezcla de ellos. La cavitacion ultrasonica es el fendbmeno mediante el cual
es posible comprender el principio del lavado por ultrasonido. En un medio liquido,
las sefales de alta frecuencia producidas por un oscilador electrénico y enviadas a
un transductor especialmente colocado en la sonda que esta inmersa en el liquido,
generan ondas de compresion y depresion a una altisima velocidad. Esta

velocidad depende de la frecuencia de trabajo del generador de ultrasonido.

3.3.2. Proceso de cavitacion ultrasénica. Durante la fase de depresion (fase A)
se crean en el seno del liquido una infinidad de burbujas de gas que se agrandan
mientras dura la fase de depresion acustica (presion negativa). Esta formacién de
burbujas microscopicas de gas es el inicio de la cavitacion (la formacion de
cavidades gaseosas en el interior del liquido). Durante la segunda fase de
compresion ultrasénica (fase B), la enorme presion ejercida sobre las burbujas
recién expandidas, comprime a las mismas aumentando enormemente la
temperatura del gas en ellas contenido (fase C) hasta que las burbujas colapsan
en si mismas con la consiguiente expulsién de una enorme cantidad de energia
(fase D). La energia provocada por la implosion de las burbujas de gas destruye
los materiales taponantes, produciendo cavidades intercomunicadas entre si que
permiten el paso del aceite, incrementando la permeabilidad y la produccién de
hidrocarburos, fisicamente tendremos un fenOmeno de "micro barrido" a una

altisima frecuencia (cerca de 40.000 veces por segundo).
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Para determinar si la estimulacion acustica tuvo resultados en el pozo Llanito 75
se recopilé la siguiente informacién antes y después de la prueba para su
evaluacion:

e Pruebas de sonolog y dinagramas con el equipo Echometer.

¢ Medidas de produccion bruta en la estacion.

e Evaluacién del corte de agua.

Pozo Llanito 75. Fecha de estimulacion mediante microondas, 14 de Mayo de
2003.

Aspectos tenidos en cuenta’: Anterior al trabajo de estimulacién en septiembre
de 2002 se canonearon los intervalos comprendidos entre 5410’ y 6418’ y se
dejaron en produccién. El pozo produjo hasta marzo de 2003, mes en el cual
quedo en diferida esperando equipo de reacondicionamiento para un trabajo de
limpieza de arena; el cual se realizé en el mes de mayo y después se llevo a cabo
la estimulacién acustica. En este trabajo se subié la bomba 491’ y se realizd
cambio del diametro del piston pasando de 2.25” a 1.75”; cambiando con esto la

capacidad instalada en el pozo.

Durante la estimulacion sénica se bajo limpiando por circulacion en directa desde
6387' hasta 6457 sin retorno, después de haber bombeado 300 bls se avanzé
hasta 6490' retornando 80 bls de aceite 100% y presencia de arena fina. Con
cuello dentado a 6200', se bombeo inicialmente 15 bls de agua preparada, y 26 bls
de Pildora Brinnad, se espero una hora y se bajo sarta tocando a 6519'; continu6
limpieza hasta 7324' (Hubo necesidad de parar la operacién en tres ocasiones por
falta de fluida).

Después se bajo herramienta para la evaluacion acustica y no paso del cuello

dentado a 5000', se saco sarta y retird cuello dentado. Luego se bajé tuberia con

> ECOPETROL.SA., “Evaluacion acustica a los pozos La Cira 837 y Llanito 75”. 2003.
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punta abierta y se bajo herramienta para sonda acustica, se verifico fondo a 7334,

finalmente se bajé sonda acustica para estimular los siguientes intervalos:

e Entre 6418'-6400', realizando paradas cada 2 ¥2 horas asi: 6418'-6414', 6410'-
6406', 6404

e Entre 6388'-82', realizando paradas cada 2 %2 horas asi: 6388'y 6386’

e Entre 6035'-28' realizando paradas de 2 ¥z horas asi: 6035' y 6032’

e Entre 6019'-10' realizando paradas de 2 ¥z horas asi: 6017'y 6014

e Entre 5972'-65' realizando paradas de 2 %2 horas asi: 5972' y 5969

e Entre 5514'-08' realizando paradas de 2 ¥z horas asi: 5514'y 5512

e Entre 5502'-5492' realizando paradas de 2 ¥z horas asi: 5502' y 5498

e Entre 5418'-20' realizando paradas de 2 Y% horas asi: 5416'y 5414

e Entre 5979'-65', al realizar esta estimulacion el pozo se dispar6 a cabezazos.

Gréfica 27. Curva de produccién de fluidos, Llanito 75.
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Comportamiento de produccion. El pozo antes y después del trabajo de
limpieza y estimulacion acustica presento una produccion promedio de 250 BFPD.
Después del trabajo de limpieza y estimulacion acustica, el pozo presenté un
incremento en los cortes de agua, que pudieron estar asociados a:

* Aporte de agua de los intervalos inferiores (6382" — 7134’), los cuales estaban
tapados por la arena cuyo tope se encontraba a 6363’ y en este trabajo se
limpio a fondo.

« Como se puede apreciar en la grafica el corte de agua venia en ascenso
después del cafioneo y antes del trabajo de mayo de 2003; por lo tanto es
probable que el incremento se deba a la invasion del frente de agua de los
intervalos cafioneados en septiembre de 2002.

« Un efecto negativo de la estimulacion acustica.

La estimulacion acustica operacionalmente se realizé bien, pero después de este
tratamiento se puede ver un incremento en la produccion de agua y el nivel de
hidrocarburo retorna rapidamente a los niveles que tenia antes de ser intervenido.
(Este incremento se le puede atribuir a la acumulacion de hidrocarburo en la cara

del pozo, mientras estuvo cerrado).

No es posible validar o cuestionar la eficiencia de la herramienta con las pruebas
realizadas ya que no se tenia evidencia de dafio a la formacion; ademas con el
agravante de haber sido cafiloneado en una fecha cercana a la prueba y haber

realizado un trabajo de limpieza simultaneo a la estimulacién acustica.

De llegar a intervenir un pozo con una nueva tecnologia, como es el caso de esta
estimulacién, es necesario tener certeza de que el pozo seleccionado es el
adecuado para ser intervenido al menos que este tenga dafio de formacion
evidente. Durante la aplicacion de una tecnologia nueva, esta se debe realizar en
lo posible sin trabajos alternos ya que estos dificultan la evaluaciéon del trabajo

realizado con la nueva tecnologia.
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3.4. ESTIMULACIONES CON INYECCION CICLICA DE CO2 EN EL ACTIVO
LLANITO

Las inyecciones de CO2 realizadas por la Empresa Colombiana de Petroleos han
sido con fines investigativos por lo cual se han desarrollaron en forma de Pilotos

en los campos Galan y Llanito.

En Colombia a la fecha se han realizado estimulaciones de primer ciclo a los
pozos Galan 61, Galan 49, Galan 45, Galan 35, Galan 9, Galan 11, Galan 117 y

Llanito 108; y en segundo ciclo a los pozos Galan 61 y Galan 49.

3.4.1. Parametros para la seleccion de pozos estimulados. Para la seleccion
de los pozos estimulados en el proyecto de Inyeccion Ciclica de CO2 se tuvieron
en cuenta los siguientes parametros:
» Pozos situados en diferentes niveles estructurales en areas poco drenadas.
= Comparaciéon en el recobro entre blogues producidos primariamente y
blogues sometidos a recuperacion secundaria.
= Comportamiento de pozos limitados por fallas sellantes.
» Pozos con buen estado mecéanico y poco arenamiento.
= Comportamiento de la inyeccién ciclica de CO2 en pozos con alta
saturaciéon de agua (antiguos pozos inyectores de agua).
» Seleccion de pozos en areas poco drenadas durante el proceso de

recuperacion secundaria.
A su vez se evalud el comportamiento de los pilotos de CO2 en forma de agua

carbonatada para establecer la eficacia de este fluido como método de

recuperacion mejorada.
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3.4.2. Inyeccion ciclica de CO2 en el Campo Galan. Para el andlisis pozo a
pozo de los trabajos realizados en el Campo Galan, se tomo como fuente de
informacion tanto las historias como los estados mecanicos para cada uno de los
pozos analizados, asi como las curvas de produccién y las curvas de declinacion
correspondientes. Debido a la antigiedad de los trabajos realzados no se cuenta
con mayor informacién en las bases de datos existentes y por esta razén no fue

posible realizar curvas IPR

Pozo Galan 61. Fecha de inyeccién con CO2 primer ciclo 18 de Octubre de 1989,

segundo ciclo 23 de Julio de 1991.

Aspectos tenidos en cuenta:
Una caracteristica de la vida productiva del pozo son varios trabajos de limpieza
de arena ocasionados por la caracterizacion inconsolidada de las arenas de la

formacion Colorado, a su vez sometidas a procesos de inyeccion de agua.

Comportamiento de la produccion. El primer ciclo de inyeccion se inicio el 18
de Octubre de 1989 y terminé el 3 de Diciembre de 1989 (47 dias). Un total de 8,3
MPCS (0,15 MPCl/pie) de CO2 fueron inyectados a una tasa de 180 MPCS/Dia y

presion en superficie de 830 psi.

El 4 de Enero de 1990 el pozo fue abierto a produccion fluyendo inicialmente gas a
una rata de 298 MPCS/Dia, con 98% molar de CO2. Los siguientes 10 dias
produjo a un promedio de 20 BPD brutos en flujo con BSW de 37% y un GOR de
3400 PSC/BBL.

Durante los primeros meses de produccién se presentaron problemas por alta

produccion de gas y frecuentes arenamientos.
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El segundo ciclo de inyeccion se inicid el 23 de Julio de 1991 vy finalizé el 3 de
Septiembre de 1991 (93 dias), la cantidad de CO2 inyectado fue de 12 MPCS
(0,22 MPCS/pie) a presion y tasa promedio de 800 psi (Presion de fondo 1003 psi)
y 300 MPCS/Dia respectivamente. La tasa de inyeccion en este ciclo fue mayor a
una presion menor comparada con la del primer ciclo, debido a que el area

estimulada se encontraba mas depletada.

Hubo una disminucion o relajacion de presion en fondo (10 psi), se debié a que la
presion de inyeccion (1016 psi) fue cercana a la presion del yacimiento (895 psi),
por lo anterior, el efecto de recobro por energia adicional seria minimo, actuando

solamente los mecanismos de hinchamiento y reduccion de viscosidad.

En la grafica 28, se puede observar el comportamiento de la produccion para el
pozo Galan 61 antes y después del tratamiento de inyeccion ciclica de CO2.

Gréfica 28. Curvas de produccién de fluidos, Galan 61.
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La produccion acumulada del primer ciclo (Enero 4 de 1990-Junio 15 de 1991) fue
de 8303 BLS (19 BPD).

La produccién acumulada del segundo ciclo a la fecha (Diciembre de 1992) es de
aproximadamente 6526 BLS (15 BPD).

Tendencia de declinacion de la produccion. En la grafica 29, se puede
observar la tendencia de declinacién antes del ciclo de inyeccion para el pozo
Galan 61, el pozo declind a un nivel sostenido de 15 BPD como resultado de
trabajos de limpieza.

Gréfica 29. Tendencia de Declinacién antes del ciclo de inyeccion, Galan 61.
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Ecopetrol S.A.
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A su vez, la grafica 29 muestra la tendencia de declinacion para el primer ciclo de
inyeccién, donde el incremento en produccién fue de 1,8 veces la produccion
basica, obteniendo una ganancia en barriles de 5120 (11BPD) comparada con la

produccion acumulada antes de iniciar la inyeccién con CO2.

Grafica 30. Tendencia de Declinacion después del primer ciclo de inyeccion,
Galan 61.
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Para el segundo ciclo de produccién el pozo se abrié en Octubre 10 de 1991, y
aunque durante el primer mes presentd una produccién de 9 BPD y varios dias de
inactividad (3 dias), a partir del segundo mes aumenté a un promedio de 20 BPD.

La producciéon acumulada obtenida tras el segundo ciclo de inyeccion de CO2 a la
fecha (Diciembre de 1992) fue de 4075 BLS, es decir el incremento en produccién

fue de 1,6 veces la basica (Basica 7 BPD) como se muestra en la gréfica.

Gréafica 31. Tendencia de Declinacién después del segundo ciclo de

inyeccion, Galan 61.

Galan 61

100

50 Cum Dae

ELR 28720 b0

Foracast Ended By - Rala

10

Producciéon de Petréleo Dia Activo, BOPD

1985 a8 87 BS 89 ¥ 1 9 93

DATE

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

118



Pozo Galan 49. Fecha de inyeccién con CO2 primer ciclo 10 de Octubre de 1990,
segundo ciclo 12 de Noviembre de 1991.

Aspectos tenidos en cuenta: Durante su vida productiva se han presentado

frecuentes arenamientos, los cuales fueron reducidos por empaquetamiento.

Comportamiento de la produccién. Antes de iniciar el proceso de inyeccion

ciclica el pozo presentaba una produccion promedio de 10 BPD.

El primer ciclo de inyeccion se inicio el 10 de Octubre de 1990, la cantidad de CO2
inyectada fue de 4,3 MPCS (0,13 MPC/pie). El periodo de inyeccién finalizo en
Noviembre 7 de 1990 (28 dias).

El segundo ciclo de inyeccidn inicio en Noviembre 12 de 1991 se inyectaron 10,7
MPCS (0,31 MPCS/pie) en 42 dias de inyeccion (finalizo el 30 de Diciembre de
1991) para una rata promedio de 223 MPCS/Dia a una presion de 750 psi (presion

fondo 930 psi).

La produccion promedio durante el primer ciclo fue de 16 BPD para un acumulado
de 6041 BLS.

En el segundo ciclo el pozo produjo 4249 BLS (12 BPD).
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Gréfica 32. Curvas de produccion de fluidos, Galan 49.

= GALAN 49

2

A4

®

-

%

%)

fi

L

o

g

= '

~ oy

Q. ] %

] {4

e A

§ W

o} B S e

Q

2

g 25';;;;;;;;;;:;;.; I N N R '

A EERE R R R AR RN E N R EREN | RN RN

3 15- ol ol et Gl ot (od (ad G ) Bl &de hd Reli Died Dy bty Bt | o M etk by ey afl st | ) f ' o1 o kot mierl e wied | o

] R TNC RGN TR N A T T T A KA A A T RO O A T T e ARG R S YA ] B

© 0 F-bbedebefelefeefededefedede e de e e b

R PREERSARSRERERNRASREVERRELARRAN | (HENGARE
0 Srrrrbrbrtrr SN NN N N

§ S350 80 61 62 60 64 65 85 67 63 69 70‘/1 122207475 7 77 2070 90 81 2 80 94 65 96 97 90 60 90 91 92 %0 % %5 % 97 % 9

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

La presion estatica (Enero de 1993) del pozo fue de 280 psi, similar a la presiéon

que tenia al finalizar el primer ciclo de produccion. (220 psi).
Tendencia de declinacién de la produccion. Durante su vida productiva Galan

49 presento frecuente arenamientos, los cuales marcaron una tendencia de
declinacién de 7 BPD.
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Grafica 33. Tendencia de Declinacion antes del ciclo de inyeccion, Galan 49.
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El incremento de produccién fue de 1,4 veces la basica (Basica de 7 BPD) luego
del primer ciclo de inyeccion, atribuyéndose 3720 BLS al efecto del CO2 como se

observa en la tendencia de declinacion.
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Grafica 34. Tendencia de Declinacion después del primer ciclo de inyeccion,
Galan 49.
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Ecopetrol S.A.

La tendencia de declinacion de la produccion tras el segundo ciclo de inyeccion,
grafica 34; mostro un indicativo del grado de represionamiento y el grado de
discontinuidad de las arenas petroliferas en este pozo.

A la fecha, Diciembre de 1992, el incremento de produccion fue de 1,0 veces la
basica (Basica de 6 BPD) de los cuales 2188 BLS (6 BPD) son por el efecto de

CO2.

Actualmente para Galan 49 la produccién se encuentra por debajo del prondstico

basico o primario.
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Gréfica 35. Tendencia de Declinacion después del segundo ciclo de

inyeccion, Galan 49.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
Pozo Galan 35. Fecha de inyeccion con CO2, 23 de Abril de 1991.
Aspectos tenidos en cuenta: Durante su vida productiva ha presentado

constante arenamiento, en Junio de 1979 se empaqueto con grava y liner
ranurado.

Comportamiento de la produccién. La produccion antes de iniciar la
estimulacién era de 8 BPD vy la presion de fondo estéatica al tope de la primera

perforacién (3278 ‘) era de 550 psi.

La inyeccion de CO 2 se inicio el 23 de abril de 1991 y termino el 23 de julio de

1991 (92 dias de inyeccion). En este periodo se inyectaron un total de 18,1 MPCS.
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La tasa promedio de inyeccién fue de 200 MPCS/Dia y la presion de superficie de

960 psi (presion en fondo 1250 psi).

Después del ciclo de inyeccion el pozo fue dejado en remojo por 20 dias. Durante
este periodo la presion en superficie disminuyo de 950 psi (presién en fondo 1180
psi) a un valor estabilizado de 840 psi (presion en fondo de 1060 psi).

Durante la etapa de produccién el pozo después de ser abierto presento 300 dias
de inactividad debido al constante arenamiento y bloqueo del sistema de bombeo

mecanico por alta produccién de arena.

Gréfica 36. Curvas de produccién de fluidos, Galan 35.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

La produccion acumulada (Diciembre de 1992) es de 4232 BLS (13 BPD).

124



La presion del yacimiento en Enero de 1992 era de 655 psi, manteniéndose por
encima de 105 psi con respecto a la presion inicial (550 psi).

Tendencia de declinacion de la produccion. Para Galan 35 no se tiene una
tendencia de declinacion antes de la inyeccion debido a que el pozo tuvo varios
problemas de arenamiento y fue intervenido en varias ocasiones, por lo tanto su

grafica de declinacidén no es representativa.

Aunque el pozo durante su etapa de produccién presento 300 dias de inactividad
debido al constante arenamiento, 2168 BLS fueron atribuidos al efecto del ciclo de

CO2 con un incremento en produccién de 1,0 veces la basica (Gréafica37).

Grafica 37. Tendencia de declinacion después del ciclo de inyeccion, Galan
35.
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00"

DATE

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Galan 45. Fecha de inyeccion con CO2, 23 de Septiembre de 1991.
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Aspectos tenidos en cuenta: Se empaqueto con grava y liner rasurado y aun
después de este trabajo el pozo continuo arenandose. La produccion antes de
iniciar la estimulacion era de 4 BPD vy la presion de fondo estética al tope de la

primera perforacion (3372’) era de 780 psi.

Comportamiento de la produccion. La inyeccion de CO2 se inicio el 23 de
Septiembre de 1991 y termino el 2 de Noviembre de 1991 (50 dias de inyeccién).
En este periodo se inyectaron un total de 10,6 MPCS. Durante la inyeccion se
tuvo problemas de captacion del CO2 debido a que se suspendié el suministro de

la planta de balance por 25 dias para mantenimiento de la misma.

El 3 de Diciembre de 1991 el pozo fue abierto a produccion fluyendo solo gas. Al
segundo dia se activd en bombeo mecénico, los siguientes meses se presentd
problemas frecuentes de no bombeo por alta produccién de gas.

La produccion acumulada (Diciembre de 1991) es de 4031 BLS (11 BPD).

Grafica 38. Curvas de produccioén de fluidos, Galan 45.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.
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Tendencia de declinacién de la produccién. Debido al constante arenamiento la
tendencia de declinacion del pozo Galan 45 fue de 4 BPD antes de iniciar la

inyeccion con CO2, como se muestra en la gréafica 38.

Grafica 39. Tendencia de declinacion antes del ciclo de inyeccion, Galan 45.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Posterior al ciclo de inyeccion se obtuvo un incremental en la produccion de 1,8
veces la basica de los cuales 2606 BLS (7 BPD) fueron atribuidos al efecto del
CO2. En la gréfica 40 se observa la tendencia de declinacion después del ciclo de
inyeccion.
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Gréfica 40. Tendencia de declinacion después del ciclo de inyeccion, Galan
45.
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Fuente: Departamento de ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Galan 9. Fecha de inyeccion con CO2, 31 de Diciembre de 1991.

Aspectos tenidos en cuenta: Se empaqueté con grava de 8-12 mallas y liner
rasurado de 3 1/2”, antes de iniciar el ciclo de inyeccién de CO2 la produccion era
de 8 BPD vy la presion de fondo estética al tope de la primera perforacién (2998’)
era de 166 psi.

Comportamiento de la produccién. La inyeccion de CO2 se inici6 el 31 de
Diciembre de 1991 y termin6 el 16 de Mayo de 1992 (137 dias de inyeccion). En
este periodo se inyectaron un total de 27,4 MPCS con una tasa promedio de 180

KPCSPD y una presion final en superficie de 840 psi (presion en fondo de 1040).
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Durante la inyeccion se presentaron problemas de captacion del CO2 por
mantenimiento de la Planta de Parafina.

Después del ciclo de inyeccion el pozo fue dejado en remojo por 20 dias. Durante
este periodo la presion se sostuvo en 830 psi (presion en fondo 1020 psi) la poca
relajacion en presion indica la presencia de limites cercanos (2 fallas) que

permiten el represionamiento del area.

El 6 de Junio de 1992 el pozo fue abierto a produccién fluyendo petréleo a una
rata promedio de 30 BPD (BSW 50%) por aproximadamente un mes.
Posteriormente el pozo se activd en bombeo mecanico. Durante el periodo de
produccion se han presentado arenamientos hasta de 670 pies de arena, tapando

la mayoria de los intervalos productores.

Gréfica 41. Curvas de produccién de fluidos, Galan 9.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.
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La produccion acumulada (Diciembre de 1992) es de 2997 BLS (15 BPD).

La presion estética del pozo (Enero de 1993) es de 551 psi, la cual se encuentra

385 psi mas alta que la presion antes de estimular.

Grafica 42. Tendencia de declinacion antes del ciclo de inyeccién, Galan 9.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Tendencia de declinacion de produccion. Antes de iniciar el ciclo de inyeccion
de CO2 la tendencia de declinacion de la produccion era de 8 BPD.
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Gréfica 43. Tendencia de declinacion después del ciclo de inyeccion, Galan
9.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

La produccion incremental fue de 1,0 veces la basica (Basica de 8 BPD), de los
cuales 1381 BLS (7 BPD) de la produccion acumulada son atribuidos al efecto del
CoO2.

Pozo Galan 11. Fecha de inyeccion con CO2, 17 de Mayo de 1992.

Aspectos tenidos en cuenta: Este pozo se encuentra ubicado en el mismo

sector del Galan 9 sin hacer parte del proyecto de inyeccion de agua.

Comportamiento de la produccion. La inyeccion de CO2 se inici6 el 17 de Mayo
de 1992 y termind el 18 de Agosto de 1992 (93 dias de inyeccidn). En este periodo
se inyectaron un total de 19,8 MPCS con una tasa promedio de 210 KPCSPD y

una presioén final en superficie de 780 psi (presién en fondo de 1060). Durante la
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inyeccion se presentaron problemas de captacién del CO2 por mantenimiento de

las dos plantas generadoras.

Después del ciclo de inyeccion el pozo fue dejado en remojo por 20 dias. Durante
este periodo la presion se declind de 780 psi (presion en fondo 1050 psi) a 620 psi
(presién en fondo 750 psi). La presion aumento en 360 psi con respecto a la
inicial. Al igual que el G-9, el alto grado de represionamiento se debe a la

presencia de las dos fallas que confinan el area.

El 8 de Septiembre de 1992 el pozo fue abierto a produccion fluyendo petréleo a
una tasa promedio de 50 BPD (BSW 50%). Posteriormente el pozo se activd en
bombeo mecanico. El periodo de produccién de este pozo ha sido muy corto
registrando una producciéon acumulada (Diciembre de 1992) de 1262 BLS (11
BPD).

Gréfica 44. Curvas de produccién de fluidos, Galan 11.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

132



La presién estatica del pozo (Enero de 1993) es de 530 psi, la cual se encuentra
140 psi mas alta que la presion antes de estimular

Tendencia de declinacion de la producciéon. En la grafica 45 se muestra la
tendencia de declinacion de la produccion antes de iniciar el ciclo de inyeccion, la
cual estaba en 10BPD.

Gréfica 45. Tendencia de declinacion antes del ciclo de inyeccién, Galan 11.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Teniendo en cuenta que el periodo de produccién de este pozo ha sido muy corto
de su produccién acumulada solo 165 BLS fueron atribuidos al efecto del CO2. En
la grafica 46 se muestra la tendencia de declinacion para Galan 11 después del
ciclo de inyeccion.
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Gréfica 46. Tendencia de declinacion después del ciclo de inyeccion, Galan
11.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Pozo Galan 117. Fecha de inyeccion con CO2, Agosto de 1992,
Aspectos tenidos en cuenta:
Posterior al proyecto de inyeccién de agua realizado en el campo Galan, se realizo

la conversion del pozo Galan 117 de inyector a productor. El pozo tuvo un periodo

corto de prueba y posteriormente se realizo un ciclo de estimulacion con CO2.
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Comportamiento de la produccion. Para el pozo Galan 117 se tuvo un
acumulado total de 267 Bls, y este valor se tomo como su produccion incremental

por ser un pozo inyector que no aportaba produccion.
Antes de iniciar el ciclo de inyeccién con CO2 el pozo no supero los 15 BPD,
posterior al trabajo de estimulacién el pozo alcanzo valores superiores a los 45

BPD, tal como se puede apreciar en la grafica 47.

Grafica 47. Curvas de produccién de fluidos, Galan 117.
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Ecopetrol S.A.
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Tabla 3. Resumen del piloto de inyeccion de CO2 en Galan
RESUMEN INYECCION/PRODUCCION

RATA DISMINUCI
ACUMULAD PROD | ANTE TOTAL PRESION
INCREM. DIAS DIAS INYECCIO (O)\\ FLUJO | BOMBE
CICLO O TOTAL INICIAL INYECTAD INYECCIO
CO2BLS INY | REMOJO N PRESION .
BLS BPD O MPCS N PSI
KPCS/DIA PSI

POZO

@
©

G-61 R 8303 5120 47 32 8,3 180 830 830-780 10 20 30
G- 61 [ 6526 4075 93 20 12 300 800 - - - 20
G- 49 [ 6041 3720 28 10 4,3 155 630 630-620 5 3 16
G- 49 [ 4249 2188 42 21 10,7 223 750 750-725 - - -
G- 35 [ 4232 2168 235 8 92 20 18,1 200 960 950-840 6 12 -
G- 45 [ 4031 2606 137 4 50 22 10,6 210 870 860-330 0 0 -
830
1 2997 1381 1018 8 137 20 27,4 180 840 30 30 -
ESTABLE
G- 11 [ 1262 165 200 10 93 20 19,8 210 780 780-620 - 50 -
G-
1 267 267 . . : . - - - - - - -
117
TOTA
37908 21690

I

Fuente: Elaborada por los autores.
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Hasta el 8 de octubre del 1992 se tuvo una produccion acumulada de 41313 Bls
de petréleo, de los cuales 26610 correspondieron al incremento terciario para los 6
pozos que se encontraban produciendo al momento del cierre.

Causas de terminacion del proyecto:

« Disponibilidad de CO2.

e Problemas mecanicos en los pozos piloto.

e Falta de informacion técnica

3.4.3. Inyeccion ciclica de CO2 en el campo Llanito.

Pozo Llanito 108. Fecha de inyeccion de CO2 13 de Marzo de 2008. Para llevar a
cabo el ciclo de inyeccién de CO, se debid adecuar el estado mecéanico del pozo,
aislando los intervalos productores del Grupo 1 y Grupo 2 para evitar problemas
de corrosion ya que estos aportaban gran cantidad de agua. Para lograr esto se
sentd un retenedor Baker N-1 a 6000 pies de profundidad, quedando solo los
intervalos productores del Grupo 5 abiertos para la estimulaciéon con CO, (VER
ANEXO B).

Comportamiento de la produccion. El 13 de marzo de 2008 en el pozo Llanito
108 se inicio un ciclo de inyeccibn de CO, que comprende los periodos de
inyeccion, remojo y produccién, terminando el periodo de inyeccién el dia 20 de

marzo con un acumulado de 12.058.924 pies cubicos de CO; en superficie.

Durante el segundo dia de la inyeccion se presentaron problemas de gasificacion
por lo que se pard la inyeccién y se realizo purga hasta congelar las lineas

nuevamente.
En el cuarto dia de inyeccion (17 de marzo de 2008) se presento una reduccion

en la presion en promedio de 450 psi, por lo que se decidi6é parar y recongelar las

lineas, se verificaron presiones en pozo y se verifico patin de Praxair. En la grafica
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48 se puede observar el comportamiento de presién y caudal de CO2 para esta
fecha.
Gréfica 48. Comportamiento Presion y Caudal de CO2 Marzo 17 de 2008.
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Fuente: ECOPETROL

El dltimo dia de inyeccion (jueves 20 de marzo de 2008) se hizo necesario cambiar
el equipo fracturador debido a dafios en el sistema de bombeo y se inicio la

conexién del nuevo sistema para poder realizar el bombeo.

Posteriormente se hizo desplazamiento de CO, con 32 Barriles de varsol inhibido,

aislamiento seguro y el cierre del pozo.

Al finalizar el ciclo de inyeccion de dioxido de carbono se logro un volumen de
12,06 millones de pies cubicos inyectados, alcanzando el 100.49% del volumen
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programado (12 millones de pies cubicos de CO;). Teniendo en cuenta las
pérdidas por enfriamiento de la linea de inyeccidn (etapa necesaria para transferir
el CO; liquido desde los tanqueros hasta la cabeza del pozo) se estimo que la
inyeccion real en fondo fue de 11.808.635 pies cubicos de CO,, resultando una
eficiencia del 97,9%.

Gréfica 49. Curvas de produccion de fluidos, Llanito 108.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de mares.
Ecopetrol S.A

Tendencia de declinacién de la produccién. La produccion basica de Llanito

108 previa a la estimulacion era de 82 B Is por dia con una declinacion

exponencial estimada en el 14% anual.
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Grafica 50. Tendencia de declinacion antes del ciclo de inyeccién, Llanito
108.
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Ecopetrol S.A

Debido a problemas operacionales sélo se pudo contar con 22 datos de
produccién en diferentes meses, los cuales no son suficientes y no muestran un
comportamiento de produccion ni declinacion definido par después del ciclo de

inyeccion.
Comportamiento de indice de productividad. Al analizar la grafica del IPR

para el piloto Llanito 108, se comprob6 que el poco aumento en produccién

estuvo asociado a la capacidad de extraccion.

140



1800
1600
1400
00
00
00
00
00
00

| PRESION DE,FONPO1P Sl
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Ecopetrol S.A

A continuacion se muestra el resumen de produccién para el piloto Llanito 108:

8

128
101
120
145
147

Tabla 4. Resumen de Produccion, Llanito 108.
PRUEBA | PRUEBA | PRUEBA | BASICA

=

0%
15%
18%
32%
5%
16%

8
109
83
82
137
123

INCREMENTAL | ACUMULADO

82
82
82
82
82
82

27
1
0
56
42

Fuente: ECOPETROL
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En la Tabla __ podemos observar que en estos seis dias de produccion se
obtuvieron 125 Barriles de produccion incremental. Desafortunadamente el pozo
presentd problemas quedandose sin disparo y al dia siguiente se probd tuberia
con aceite resultando rota. Se realizo el cambio de bomba, sacando y probando
tuberia hasta encontrar dafio. Posteriormente a este trabajo se dejo en
produccion, quedando pegado al parecer por arenamiento en pocas horas de

produccion.
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Tabla 5. Resumen inyeccion de CO, ECOPETROL S.A.

TANQUE FECHA TANQUERO NOMBRE TONELADAS TONELADAS BLS BLS MPC MPC % DEL
NUMERO DIARIO TANQUE INYECTADAS ACUMULADAS INYECTADOS ACUMULADOS INYECTADOS ACUMULADOS PROCESO

1 13/03/2008 1 FOCA 15 92,957537 92,957537 288.795 288.795 2,41%
2 14/03/2008 1 RUBI 24,21 39,21 150,0334647 242,9910017 466.115 754.910 6,29%
3 14/03/2008 2 FOCA 24,97 64,18 154,7433133 397,734315 480.747 1.235.658 10,30%
4 14/03/2008 3 RUBI 22,43 86,61 139,0025037 536,7368186 431.845 1.667.502 13,90%
5 14/03/2008 4 FOCA 25,13 111,74 155,7348603 692,4716789 483.828 2.151.330 17,93%
6 15/03/2008 1 RUBI 24,35 136,09 150,9010684 843,3727473 468.811 2.620.141 21,83%
7 15/03/2008 2 FOCA 25,34 161,43 157,0362658 1000,409013 487.871 3.108.012 25,90%
8 15/03/2008 3 RUBI 25,03 186,46 155,1151434 1155,524157 481.903 3.589.914 29,92%
9 15/03/2008 4 FOCA 25,46 211,92 157,7799261 1313,304083 490.181 4.080.096 34,00%
10 16/03/2008 1 RUBI 24,17 236,09 149,7855779 1463,089661 465.345 4.545.441 37,88%
11 16/03/2008 2 FOCA 25,24 261,33 156,4165489 1619,50621 485.946 5.031.386 41,93%
12 16/03/2008 3 RUBI 25,29 286,62 156,7264074 1776,232617 486.908 5.518.295 45,99%
13 16/03/2008 4 FOCA 25,34 311,96 157,0362658 1933,268883 487.871 6.006.166 50,05%
14 17/03/2008 1 RUBI 25,1 337,06 155,5489452 2088,817828 483.250 6.489.416 54,08%
15 17/03/2008 2 FOCA 25,22 362,28 156,2926055 2245,110434 485.561 6.974.977 58,12%
16 17/03/2008 3 RUBI 25 387,28 154,9292283 2400,039662 481.325 7.456.302 62,14%
17 17/03/2008 4 FOCA 25 412,28 154,9292283 2554,96889 481.325 7.937.627 66,15%
18 18/03/2008 1 RUBI 25 437,28 154,9292283 2709,898119 481.325 8.418.952 70,16%
19 18/03/2008 2 FOCA 25 462,28 154,9292283 2864,827347 481.325 8.900.277 74,17%
20 18/03/2008 3 RUBI 25 487,28 154,9292283 3019,756575 481.325 9.381.602 78,18%
21 18/03/2008 4 FOCA 25 512,28 154,9292283 3174,685804 481.325 9.862.927 82,19%
22 19/03/2008 1 RUBI 25 537,28 154,9292283 3329,615032 481.325 10.344.252 86,20%
23 19/03/2008 2 FOCA 25 562,28 154,9292283 3484,54426 481.325 10.825.577 90,21%
24 19/03/2008 3 RUBI 25 587,28 154,9292283 3639,473489 481.325 11.306.902 94,22%
25 19/03/2008 4 FOCA 25 612,28 154,9292283 3794,402717 481.325 11.788.227 98,24%
26 20/03/2008 1 RUBI 13,506 625,786 83,69896631 3878,101683 260.031 12.048.258 100,40%

Fuente: ECOPETROL
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3.5. ESTIMULACIONES MEDIANTE MODIFICADORES DE
PERMEABILIDAD RELATIVA

La aplicacion de Aquacon (producto de BJ Services) en el campo Llanito se
desarrollo entre los dias 3 al 30 de Agosto de 2009, fecha en la cual se
intervinieron los tres pozos seleccionados para la aplicacion de la tecnologia.

Los pozos seleccionados fueron en su orden Gala 1 Norte, Llanito 98 y Llanito
93.

w

Los Tres pozos Unicamente producen de zonas estimuladas con Aguacon, a
las que previamente le fueron removidos los precipitados organicos con un

Tratamiento de Varsol-Xileno inhibido.

Tabla 6. Composicion AquaCon.

Fluido base 941 Gpt
Inhibidor de arcillas 2.0 Gpt
Surfactante 2.0 Gpt
Solvente mutual 20 Gpt
Estabilizador de finos 5 Gpt
Modificador de K relativa 30 Gpt

Fuente: BJ Services.

Su principio de funcionamiento es igual al de cualquier otro modificador de

permeabilidad relativa.
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Gréfica 52. Comportamiento de un RPM en presencia de agua y en

presencia de aceite.

Aceite

Fuente: Elaborado por los autores a partir de BJ Services, AquaCon™ RPM
Systems, OXY Presentation.

Dentro de sus beneficios:

e No requiere minerales de gran area superficial, como las arcillas, para
asociarse con la formacion.

e Puede ser facilmente transportado y mezclado en tanques o sobre la
marcha. Es altamente soluble y facilmente diluible en agua.

e Puede ser combinado con otros productos RPM.

¢ No causa problemas de friccién en las ratas de tratamiento Matriciales. Y
debido a que tiene propiedades friccibn — reductoras, habria poco o nulo
efecto en las propiedades de friccion de los fluidos en las aplicaciones de
Fracturamiento.

e Es compatible con cationes multivalentes y muchos aditivos quimicos.
3.5.1. Modificadores de permeabilidad relativa en el Campo Gala.

Pozo Gala 1 Norte. Fecha de estimulacion con aquacon, 3 de Agosto de
20009.

Aspectos tenidos en cuenta: Antes de iniciar la intervencion la produccion

del pozo provenia de 7 intervalos; pero durante la estimulacion se decidi6 aislar
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6 de los intervalos que estaban abiertos a produccion y se dejo solamente el
intervalo estimulado abierto (VER ANEXO B).

Comportamiento de la produccion. El pozo Gala 1 Norte pertenece a la
campafia de perforacibn 2004. La siguiente figura presenta la curva de
produccion del pozo a partir del afio 2006 hasta agosto 31 del 2010.

Gréfica 53. Curva de produccién de fluidos, Gala 1Norte.
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Agua Froducida Total Dara ( bdid)

Axis 2

Produccion Diaria de Gas ( ofd ) GALAODOIN

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

En la grafica se aprecia un leve cambio en la produccién de petrdleo y en la
curva de produccion de gas (incremento); en la curva de producciéon de agua el
analisis es confuso debido a los cambios abruptos que ha sufrido la tendencia a
partir de finales del 2007, aclarando que la informacion de la grafica proviene
de las formas 9 de produccion, las cuales son ajustadas mensualmente. Para
aclarar el comportamiento de la produccion de agua debemos referirnos a las
curvas de BSW y WOR.
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La siguiente grafica presenta el BSW, WOR y GOR. Se evidencia que el BSW
antes y después del tratamiento no vario, en promedio fue superior al 95%; el
WOR disminuy6 de 19 barriles de agua por cada barril de petréleo a 10 barriles
de agua por cada barril de petréleo, es decir 9 barriles de agua por dia menos

por cada barril de petréleo producido.

Gréfica 54. BSW,WOR y GOR, Gala 1 Norte.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

El comportamiento no presenta una tendencia continua, incrementando el
WOR hasta valores de 18 barriles de agua por cada barril de petroleo cerca de
3 meses después de realizado el tratamiento, disminuyendo de nuevo a valores
de 9 barriles de agua por cada barril de petroleo producido. El cambio abrupto
del comportamiento estd asociado a la tasa de extraccion del sistema de

levantamiento artificial como se aprecia en la siguiente gréfica.
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Gréfica 55. Variables de produccion, Gala 1Norte.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

De acuerdo a la grafica 55 después del tratamiento realizado se ejecutaron
cambios en el sistema de extraccion. El recorrido de la unidad paso de 141" a
168", los strokes por minuto pasaron de 8 a 5 strokes por minuto, y el diametro
del piston de la bomba se mantuvo en 2-1/4, el cual trabajo con una eficiencia
del 95%. La capacidad de extraccion antes del trabajo era de 632 BPD, y
después del trabajo era de 471 BPD, el objetivo de la disminucion esta
asociado a evitar generar un diferencial de presion alto. De acuerdo al nivel de
liquido dinamico, la caida de presion era de 718 psi lo que se considera un

valor bajo.
Si asumimos la eficiencia del tratamiento de reducciéon de permeabilidad

basados en el BSW del pozo, este no sufri6 cambios antes y después del

trabajo. Al observar el comportamiento del WOR se evidencia cambios
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asociados a la capacidad de extraccion, sin embargo después del tratamiento
las pruebas de produccion no alcanzaron el pico mas alto del WOR
presenciado en abril de 2009 (26 barriles de agua por barril de petréleo
producido) por lo cual habria sufrido algun efecto por el tratamiento sin ser
sostenible ni duradero. En este caso se debe hacer un analisis de productividad
del yacimiento.

Comportamiento del indice de productividad. Para evaluar el cambio de
productividad se utilizo la ecuacion de flujo radial de un liquido homogéneo de
poca compresibilidad que esta contenido en un yacimiento horizontal y
uniforme utilizando las propiedades petrofisicas, originando un prondstico de
produccion con base en las pruebas realizadas al RPM en laboratorio.
Posteriormente se represento graficamente el indice de productividad después
del trabajo con la informacion de niveles de fluido.

Tabla 7. Estimado de produccion de la aplicacion del RPM, Gala 1Norte.

Base
Top MD |MD Tope |H PHIE |Sw K Qw

STB/
ft Ft TVD |Ft Md D

6142 6150 5586 8 0,23 0,33 1410 2306
6142 6150 5586 8 0,23 0,33 1410 341

WCU
Ko Kw S Ps Pwf |AOF |Q/FT T

STB/ |BOPD/F |STB/
Md Md Psi |psi D T D %

126,9 1290 2 2498 1780 118 14,8 34 99%
102,8 191 2 2498 1780 96 12,0 28 92%

La informacién presentada en la anterior tabla incluye los valores de porosidad
efectiva, saturacion de agua, permeabilidad absoluta, permeabilidades
efectivas al agua y al petréleo, factor de dafio e informacién de presiones.
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A nivel de laboratorio en pruebas realizadas a un plug de un corazon obtenido
del pozo Gala 1 Norte la reduccién en la permeabilidad efectiva al petréleo fue
del 19% vy la reduccién en la permeabilidad efectiva al agua fue del 85.2%.
Asumiendo estos valores se esperaria un promedio de produccion de petréleo
de 28 BPD y de 34 BPD de agua, para un corte de agua del 92%. Con los
valores iniciales de permeabilidad efectiva el modelo de estimacion de
produccion predijo un corte de agua que podia alcanzar valores hasta del
99%.'°

Por el comportamiento de niveles de fluido, tasa de extraccion, y el modelo de
estimacion de produccidn se puede concluir que el pozo presenta problemas de
conificacion de agua, a mayor tasa de extraccion puede alcanzar valores
mayores de corte de agua. El efecto en la reduccion de la permeabilidad
efectiva al agua no es muy notorio de acuerdo al modelo de estimacion de
produccion debido a los altos valores que presenta el modelo petrofisico. Para
evaluar el verdadero beneficio del modificador de permeabilidad, se debe llevar
el pozo a una condicion de tasa de produccion alta para evidenciar si hay
incremento en el BSW por encima del 92%. La tasa de produccion diaria
medida mas alta antes del tratamiento fue de 460 BPD el 4 de mayo de 2009,
con un porcentaje de agua del 94,33%. La tasa de producciéon diaria medida
mas alta después del tratamiento fue de 587 BPD con un BSW asociado del
90,91%. De acuerdo a estos resultados habria un efecto del RPM en la
permeabilidad efectiva al agua, sin tener efecto los problemas de conificacion

del pozo que inicialmente fueron identificados.

Como se menciono inicialmente el efecto no fue duradero ya que en el mes de
noviembre de 2009, es decir 3 meses después de efectuado el tratamiento se
recolectaron muestras de cabeza de pozo con BSW del 94-95% asociados a
tasas de produccion entre 400- 500 BPD.

'® Tomado de ROJAS, Jorge Alberto. Evaluacion de RPM de la empresa BJ Services para el
pozo Llanito 117. Piedecuesta: ICP. Unidad de Servicios Técnicos y Laboratoios UST.
Laboratorios de Exploracién y Produccion, 2009.
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Finalmente se evidenciaron cambios en la permeabilidad efectiva al agua no
duraderos y dificilmente medibles debido al rango de BSW en el que se

encuentra el pozo (90-99%). Para evidenciar un cambio en el aporte de fluidos

de yacimiento se construyo una curva de indice de productividad.

Gréfica 56. IPR, Gala 1Norte.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de mares.

Ecopetrol S.A.

En la grafica de indice de productividad se observa que la presion estéatica
antes del tratamiento se obtuvo bajo un promedio de los 6 intervalos que se
encontraban produciendo, mientras que la presién estatica después del

tratamiento solo proviene del intervalo productor estimulado. A una presion de

fondo fluyendo (Pwf) de 1780 psi antes del tratamiento se obtuvo una

produccion 122 BFPD, después del tratamiento se obtuvo una produccion de
146 BFPD al mismo dato de presion, es decir 24 barriles de incrementales.
Teniendo en cuenta que el BSW se mantuvo bajo los parametros de

produccion promedio del pozo, se alcanzaron incrementales de 2 BPPD.
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3.5.2. Modificadores de permeabilidad relativa en el Campo Llanito.

Pozo Llanito 98. Fecha de estimulacion con aquacon, 5 de Agosto de 2009.

Comportamiento de producciéon. El pozo Llanito 98 pertenece al segundo
desarrollo del campo (campafia de perforacion 80s). La siguiente figura
presenta la curva de produccion del pozo a partir del afio 2006 hasta agosto 31
del 2010.

En la grafica se aprecia un cambio en la produccién de petréleo y en la curva
de produccion de gas (incremento); en la curva de produccion de agua el
comportamiento es similar al presentado antes del tratamiento, con picos de
produccién sin presentar estabilizacion. Para aclarar el comportamiento de la
produccion de agua debemos referirnos a las curvas de BSW y WOR.

Gréfica 57. Curvas de produccion de fluidos, Llanito 98.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
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La siguiente grafica presenta el BSW, WOR y GOR. Se evidencia que el BSW
venia disminuyendo desde antes del tratamiento, y continuo con el mismo perfil
de declinacion posterior a este, posiblemente el efecto esté relacionado con la
capacidad de extraccion. El WOR presenta un comportamiento similar al del
BSW, es decir presenta declinacion desde antes de la ejecucion del
tratamiento; el promedio del WOR posterior a la ejecucion del tratamiento se
mantuvo por debajo de los 10 barriles de agua por barril de petroleo, antes de
realizar el tratamiento estos valores superaban los 10 barriles de agua por barril
de petréleo alcanzando picos de 20 barriles, se debe complementar el analisis
con las variables de produccion.

Gréfica 58. BSW, WOR y GOR, Llanito 98.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

De acuerdo a la grafica 58 después del tratamiento realizado el Gnico cambio

en el sistema de extraccion fue el aumento del diametro del piston utilizado
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(paso de 1-1/4 a 1-3/4). El recorrido de la unidad y los strokes por minuto se
mantuvieron constantes. La bomba mantuvo una eficiencia superior al 98%
debido al alto nivel de liquido, lo cual permite que la bomba trabaje con una alta
sumergencia, por ende una alta presion de entrada del fluido a este. La
capacidad de extraccién antes del trabajo era de 115 BPD, y después del
trabajo era de 226 BPD. El comportamiento del nivel de liquido fue afectado por
la capacidad de extraccion pasando de un promedio de 1500 ft con respecto a
la superficie a 3000ft de nivel. Se debe realizar el analisis del indice de
productividad para verificar si hubo cambio de aporte de fluidos de la formacion
debido al tratamiento.

Gréfica 59. Variables de produccion, Llanito 98.
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Ecopetrol S.A.

Comportamiento del indice de productividad. Al evaluar el comportamiento

del indice de productividad podemos observar que se mantuvo constante entre
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antes y después de realizado la estimulacion con Aquacon. Por lo tanto el

incremento de la produccidén estd asociado directamente al incremento en la

capacidad de extraccion (Tamafio de bomba).

Gréfica 60. IPR, Llanito 98.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
Pozo Llanito 93. Fecha de estimulacién con aquacon, 15 de Agosto de 2009.
Comportamiento de produccion. . El pozo Llanito 93 pertenece al segundo
desarrollo del campo Llanito (campafia de perforacion de los 80 s). La

siguiente figura presenta la curva de produccion del pozo a partir del afio 2006
hasta agosto 31 del 2010.
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En la grafica se aprecia un incremento en la produccion de petréleo y en la
curva de produccién de gas; la curva de produccién de agua se mantuvo dentro

de los valores del ultimo periodo antes de la estimulacion.

Gréfica 61. Comportamiento de produccion de fluidos, Llanito 93.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

La siguiente gréfica presenta el BSW, WOR y GOR. Después del tratamiento
se evidencia una leve disminucion del BSW; el BSW no registra valores
superiores al 80%. ElI comportamiento del WOR presento la misma tendencia
gue el BSW, a la fecha no se presentan relaciones superiores a 3 barriles de
agua por cada barril de petréleo. EI comportamiento de WOR y BSW de pozo
Llanito 93 comparado con las pruebas de produccion implican problemas de

conificacion.
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Grafica 62. BSW, WOR y GOR, Llanito 93.

LLAN 0093
100 — - T T - — 100
0 : : ; H £ e0
60 — F— 60
a0 — - a0
20 ] ; // / E- 20
° 2006 4 i f os v os ' 10 o
DATE
BS/V % LLANDOSS
6.0

GOR { cf/bbl )} LLANOOSS

Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
De acuerdo a la gréfica 63 el comportamiento de los niveles de fluido se
mantuvo estable hacia los 5250 ft con respecto a la superficie, por lo que se

considera no hubo cambios después del tratamiento basados en esta gréfica.

Gréfica 63. Variables de produccién, Llanito 93.
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.Ecopetrol S.A.
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Comportamiento del indice de productividad. Realizado el andlisis del
comportamiento del indice de productividad, se observo que este se mantuvo
constante ya que no fue posible realizar un aumento en la capacidad de
extraccion debido al aporte de fluidos del yacimiento; los cuales a su vez se

mantuvieron igual tras realizado el tratamiento.

Grafica 64. IPR, Llanito 93.
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Fuente: Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

3.6. ESTIMULACIONES MEDIANTE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Partiendo de la idea de implementar en los pozos pertenecientes al activo
Llanito, con el principal objetivo de incrementar la produccion de petréleo y
acelerar la recuperacion de reservas, Ecopetrol S.A llevo a cabo la seleccion de
23 candidatos a ser fracturados hidraulicamente. Estos pozos fueron

seleccionados mediante la aplicacion de una metodologia basada en la
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integracion de informacién del modelo geoldgico y petrofisico, bases de datos
de produccion, yacimientos, registros académicos, registros electrénicos,
registros de cementacion e integridad del casing, historias de produccion,

informacion de presiones con MDT entre otros.

Grafica 65. Metodologia de Ecopetrol para la seleccion de pozos

candidatos a estimular.
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Fuente. Elaborada por los autores a partir de Ecopetrol ICP, Metodologia

adoptada para Ecopetrol S.A.

Grupos de pozos para la evaluacion. Para llevar a cabo la evaluacién técnica
de los trabajos se realizo una clasificacion de 4 grupos de acuerdo a sus
condiciones de produccion. Los tres primeros grupos Sson: pozos con
produccion previa al fracturamiento, pozos con intervalos fracturados sin
aporte, pozos con fracturamiento durante el completamiento; y el cuarto grupo
lo conforman los pozos que fueron seleccionados mediante una lista de

chequeo.
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3.6.1 Analisis de pozos con produccién previa al fracturamiento. Estos
pozos fueron fracturados tras un periodo de produccion proveniente de otro
completamiento distinto al fracturado, por ende la evaluacién econémica de los
mismos se realiza con base en los datos previos de produccion y la variacion

de la tendencia mostrada por estos tras la estimulacion.

Pozo Cardales 1. Fecha de fracturamiento, 8 de junio de 2006.

Aspectos tenidos en cuenta:

Previamente al fracturamiento el pozo presentaba una presiébn de fondo
fluyente de 2545 psi, debida a la alta produccién de agua (corte del agua 90%),
razon por la cual el pozo fue cementado en la formacién mugrosa B obteniendo
una disminucién del corte de agua hasta llegar al 15% y una nueva Pwf de
1782 psi, sin embargo, el efecto de la cementacion se vio afectado a inicios del
2007 donde el pozo volvié a su corte de agua original del 90%(pérdida de

integridad del squezze).

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM):
e Recorrido de la Unidad: 168"

e Strokes/min: 5,64

e Diametro del pistén: 2-1/4

e Profundidad de la bomba: 6015 ft

e Capacidad de desplazamiento: 447 barriles/dia con eficiencia de 80%

No se tom6 un PBU al intervalo a fracturar, por lo tanto se estimé una Presion

de Yacimiento 3000 psi de acuerdo a la experiencia previa en el area.

Las condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al
fracturamiento fueron:

e Diadmetro del piston; 2-1/4

e Recorrido de Unidad: 118”

e Strokes por minuto: 9,42
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e Profundidad de la bomba: 7668 ft

e Capacidad de desplazamiento: 524barriles/dia con una eficiencia del 80%

Se concluye por lo tanto que la capacidad de extraccion cambio en 77.

Comportamiento del nivel de fluido liquido. La linea roja representa la fecha

de intervencién del pozo( Fracturamiento Hidraulico)

Gréfica 66. Curva de Nivel de Ligquido y la Profundidad de la bomba

versus tiempo.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Se observa que el comportamiento del nivel de fluido liquido mantiene una
tendencia a disminuir después del fracturamiento, esto puede ser asociado
principalmente al aumento a la capacidad de extraccion, se reduce el corte de

agua por la cementaciéon 6 el aporte del intervalo fracturado no es muy

significativo.
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Comportamiento de la produccion. De acuerdo al comportamiento de la
produccion en la siguiente gréafica, se evidencia que esta incrementa un poco
en cuanto al petroleo, pero en cuanto al fluido total la tendencia se conserva, lo
cual representa la caida en el corte de agua gracias al aislamiento realizado

previo al fracturamiento.

Gréfica 67. Curva de produccién de fluidos, Cardales 1.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
Comportamiento del indice de productividad del pozo. Con el fin de definir

si el incremental asociado a la capacidad de extraccion es causado por la

cementaciéon o por el fracturamiento, se analizé la curva IPR.
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Grafica 68. IPR pozo Cardales 1.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Mares. Ecopetrol S.A.

Asociando la curva IPR con el comportamiento del nivel de fluido, se evidencia
gue con Pwf de 1782 se obtendrian 425 BFPD. Lo cual es acertado con las
pruebas de produccion que en promedio presentaron 400 BFPD antes del

fracturamiento

Después del fracturamiento las pruebas de produccion corresponden a 410
BFPD.

Se concluye que los incrementales representados en el periodo de produccién
después del fracturamiento hasta inicios del 2007 son un efecto combinado
entre la cementaciobn y el cambio de extraccion en el sistema de
levantamiento artificial.
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A pesar de varios intentos de cementacion en el 2007, no se consigui6 aislar el
acuifero, durante esta operacion se encontrd el fondo a 8119’, por lo cual se
concluyo que los intervalos fracturados estaban tapados, razén que confirmé la

no productividad de esta zona al momento de evaluar.

En Abril del 2008 se decidié6 sentar un retenedor a 6770 con el objetivo de
aislar el acuifero 6804-6830. Eliminando la produccién de agua de esta zona
junto con los intervalos petroliferos de Esmeraldas 7404-7517 y la zona
fracturada de Toro Shale, previamente evaluada selectivamente el 9 de Enero
del 2008 con un tiempo de flujo estabilizado de 13 horas y una profundidad de

suabeo de 7700 pies , resultante en un aporte de 0 barriles.

Pozo Cardales 3. Fecha de fracturamiento, 19 de Diciembre de 2005.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacién: Previo al fracturamiento el
pozo fue aislado de la formacién Mugrosa B, por medio de una cementacion .EI
valor estimado de Presién de Yacimiento fue de 2500 psi segun correlacién
con lo demas pozos en el area. (VER ANEXO B)

Las condiciones de operacion en cuanto al sistema de levantamiento (BM)
posterior al fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-1/2”

e Profundidad de la bomba: 7480 pies

e Recorrido Unidad 118"

e Strokes por minuto: 4,75

e Capacidad de extraccion: 116 barriles/dia con eficiencia del 80%

A partir del fracturamiento el pozo se dejo en produccion Unicamente de la

zona estimulada (Toro Shale).

Comportamiento del nivel de fluido liquido. Se puede apreciar que la

perdida de nivel de fluido es significativa a través del tiempo, por lo tanto el
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aporte del pozo no es lo suficiente para mantener la demanda del sistema de
levantamiento. Los cambios positivos en el nivel corresponden a trabajos de

cementacion.

Grafica 69. Cura de Nivel de Liguido y Profundidad de la bomba versus

tiempo, Cardales 3.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Producciéon y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento de la produccion. De acuerdo al comportamiento de la
produccion de pozo, la produccion asociada a la zona fracturada (Toro Shale)
es notoria. Cabe resaltar que el corte de agua fue reducido al 5%, lo cual es

caracteristico de esta zona.

Debido a la declinacion de la produccion, se realizé en el mes de Septiembre

de 2009 un recompletamiento a la formacion Mugrosa B, dejando de producir
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de los intervalos fracturados de Toro Shale ( La formacion Mugrosa B

presento mayor productividad que la formacion Toro Shale).

El pozo acumulo de Toro Shale 93,407 barriles (formas del ministerio, al mes

de Agosto del 2009).

Gréfica 70. Curva de produccién de fluidos, Cardales 13.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

Comportamiento de indice de productividad del pozo. De acuerdo al

comportamiento de la grafica, se logra justificar el comportamiento de la

produccion obtenida de la formacién estimulada.
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Grafica 71. IPR pozo, Cardales 3.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

Pozo Llanito 97. Fecha de fracturamiento, 12 de Septiembre de 2006.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: Previo al fracturamiento, al
pozo se le realiz6 un trabajo de cementacion con el fin de aislar zonas

productoras de agua (corte de agua 80%).

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento artificial (BM), antes
del fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-3/4”
e Profundidad de la bomba: 5082 pies

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento posterior al

fracturamiento:
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e Diametro del piston: 1-1/2”

e Profundidad de la bomba: 7161 pies
e Recorrido Unidad: 118"

e Strokes por minuto: 6,4

e Capacidad de extraccion: 159 barriles/dia con eficiencia del 80%

Debido a que no se tomo un PBU, se asumi6é una Presion de Yacimiento de
2500 psi. A partir del fracturamiento el pozo se dejo en produccién Unicamente

de la zona estimulada (Toro Shale).

Comportamiento del nivel de fluido liquido. A partir del fracturamiento, el
nivel de liquido tiene una tendencia a disminuir, la bomba fue profundizada, y

el aporte de agua fue menor que el previo al fracturamiento.

Grafica 72. Curva Nivel de Liquido y Profundidad de la bomba vs tiempo,
Llanito 97.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
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Comportamiento de la produccion. El cambio en el comportamiento de la
produccion del pozo es positivo teniendo en cuenta que el caudal de petréleo
aumentd y el de agua disminuyd, demostrando los buenos resultados de la

estimulacion.

Gréfica 73. Curva de produccion de fluidos, Llanito 97.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Producciéon y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Con el fracturamiento, las reservas no desarrolladas del pozo se
incrementaron en 114,000 barriles y su acumulado producido de la formacion
Toro Shale alcanza 94,871 barriles de petréleo al mes de Septiembre de
2010.

Comportamiento del indice de productividad. En el grafico de IPR se puede
comprobar el cambio en la productividad del pozo a raiz de la estimulacién, la
cual generd las condiciones necesarias para obtener el incremental de

produccion.
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Grafica 74. IPR pozo, Llanito 97.
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Ecopetrol S.A

Pozo Gala 11. Fecha de fracturamiento, 5 de Diciembre de 2006

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacién:

Las pruebas de produccién antes del fracturamiento presentaban 181 BFPD,
con un BSW del 63%, para una produccion neta de de 67 BPPD. Para realizar
el fracturamiento hidraulico en la formacion Toro Shale, fue necesario realizar
la cementacién de los intervalos de la formacion Mugrosa comprendidos entre

6306 y 6616 pies, ya que eran las zonas acuiferas.

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) , antes del
fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-3/4”

e Profundidad de la bomba: 5470 pies

e Recorrido Unidad: 141”

e Strokes por minuto: 5,42

e Capacidad de extraccion: 218 barriles/dia con eficiencia del 80%

Después del fracturamiento, el pozo presento en las pruebas de produccion
161 BFPD, con un BSW de 50% para una produccion neta de 80 BPPD, de
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esta manera se podria concluir que la cementacién redujo el BSW en un 13%,
y por las pruebas posteriores a la estimulacion, no hubo un incremental
asociado al fracturamiento (el pozo no quedo produciendo Unicamente de la
zona fracturada).(VER ANEXO B)

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al

fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-3/4”

e Profundidad de la bomba: 5490 pies
e Recorrido: 168”

e Strokes por minuto: 5,06

e Capacidad de extraccion: 242 barriles/dia con eficiencia del 80%

Comportamiento del nivel de fluido liquido. El nivel de fluido no presenta

respuesta positiva gracias a la estimulacion.

Grafica 75. Curva de Nivel de Liquido y Profundidad de la bomba versus
tiempo, Gala 11.
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Ecopetrol S.A
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Comportamiento de la produccion. De acuerdo al comportamiento
observado en la grafica de produccién de fluidos, se logra identificar un
incremento después del fracturamiento , lo cual puede asociarse al aumento en

la capacidad de extraccion.

Gréfica 76. Curva de produccion de fluidos, Gala 11.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

Comportamiento de indice de productividad del pozo. Acorde al IPR, los
resultados esperados no se consiguieron (en la planeacién se estimaba
alcanzar incrementales de 30 barriles de petréleo diarios, obteniéndose un skin
-4).
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Grafica 77. IPR pozo. Gala 11.
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Ecopetrol S.A

El 29 de Enero de 2009 durante una intervencion, se encontré fondo a 7725
pies por lo cual se encontré casi completamente tapada la zona fracturada
7716- 7734 pies. Después de realizarse operacion de limpieza se estimulo por
succion sin identificar aportes de produccién, se recupero la capacidad de la

tuberia y posteriormente no hubo aporte de formacion, lo cual corrobora los

resultados previos.
Yuma 1. Fecha de fracturamiento, 26 de Mayo de 2007.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: Previo al fracturamiento al

pozo se caracterizo por su alta producciéon de agua de la formacion Mugrosa,
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por lo que se considerd realizar aislamiento de la misma y proceder al
fracturamiento de la formacion Toro Shale.
Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) , antes del

fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-1/2”

e Profundidad de la bomba: 5448 pies
e Recorrido Unidad: 104”

e Strokes por minuto: 5,7

e Capacidad de extraccion: 125 barriles con eficiencia de 80%

Debido a las multiples zonas productoras de agua y al mal resultado obtenido
de las cementaciones realizadas, al poco tiempo de la estimulacién retorno a

un corte de agua superior al 50%.

Condiciones de operacién del sistema de levantamiento (BM) posterior al
fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-1/2”

e Profundidad de la bomba: 7546 pies

e Recorrido de Unidad: 121"

e Strokes por minuto: 5,7

e Capacidad de extraccion: 147 barriles con eficiencia de 80%
Comportamiento del nivel de fluido liquido. Inmediatamente después del

fracturamiento se obtiene un incremento en el nivel del pozo, a pesar del

incremento en la capacidad de extraccion.
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Grafica 78. Curva de Nivel de Liquido y Profundidad de la bomba versus

tiempo, Yuma 1.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Comportamiento de la produccion. Inmediatamente después de la
estimulacién del pozo, hay un incremento en la produccién de petréleo y una
reduccion en el corte de agua. Pero al poco tiempo la produccién agua se
incrementa reduciendo sustancialmente la produccion de petréleo, lo cual

puede ser gracias a fallas en las zonas cementales inicialmente.
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Gréfica 79. Curva de produccion de fluidos, Yuma 1.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Comportamiento de indice de productividad. La Pwf previa al
fracturamiento era de 1157 psi, debido a la alta produccion de agua del pozo.
Posteriormente al fracturamiento la Pwf llego a ser del orden de 394 psi, lo
cual segun el IPR corresponde a una produccién cercana a los 20 barriles de
petréleo/dia, con un dafio de -4, incremento de produccion atribuible al

fracturamiento de la formacién Toro Shale.
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Gréafica 80. IPR, Yuma 1.
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Ecopetrol S.A

Posteriormente las zonas cementadas volvieron a aportar agua, con lo cual se

perdio la respuesta del intervalo fracturado.
Pozo Llanito 4. Fecha de fracturamiento 19 de Octubre de 1960.
Se realizo fracturamiento hidraulico en la fecha mencionada, pero no es posible

realizar un analisis detallado debido a que no se tiene datos de produccion

antes de 1964.
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3.6.2. Analisis de pozos con fracturamiento durante el completamiento.

En estos pozos el fracturamiento hidraulico se llevo a cabo tras concluir el
completamiento, por lo tanto para realizar el analisis econémico se procede a
calcular un caudal inicial con base en la ecuacién de flujo pseudo estético, las

variables se obtuvieron de petrofisica, correlaciones, MDT y pruebas PVT.

Pozo Llanito 112. Fecha de fracturamiento, 1 de Abril de 2007.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: El pozo fue fracturado en la
formacion Esmeraldas durante el completamiento (7212-7224). El promedio de
produccion durante el primer trimestre después del fracturamiento fue de 87

BFPD con un corte de agua de 3,3% “para un caudal de petréleo de 84,2 Bbils.

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) después del
fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-3/4”

e Profundidad de la bomba: 7024 pies

e Recorrido Unidad: 118”

e Strokes por minuto: 5,7

e Capacidad de extraccion: 192 barriles con eficiencia del 80%

Comportamiento del nivel de fluido liquido. El nivel de fluido tiene una caida
drastica la cual es contrarrestada con mantenimientos al pozo y cambios en el
disefio y operaciéon del sistema de levantamiento, hasta el punto en que este

cae por completo y se hace necesario realizar un recompletamiento.
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Gréfica 81. Curva de Nivel de Liquido y Profundidad de la bomba versus
tiempo, Llanito 112.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
Comportamiento de la produccion. El pozo inicia produciendo a caudales

relativamente altos pero en vista de la caida de nivel se hace necesario reducir

la capacidad de extraccion.
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Grafica 82. Curva de produccién de fluidos, Llanito 112.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Producciéon y Confiabilidad de Mreas,

Ecopetrol S.A.

Comportamiento del indice de productividad del pozo. Al simular la
productividad del pozo con la informacion petrofisica de la formacion
Esmeraldas y bajo la informacion del MDT del pozo Llanito 112, se evidencio
que la estimulacion mejoré la condicidn de dafio del pozo y por ende los
resultados de produccién ( Skin post Frac -5).
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Gréfica 83. IPR, Llanito 112.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
Pozo Llanito 114. Fecha de fracturamiento, 11 de Diciembre de 2007.
Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: El pozo fue fracturado en la
formacion Esmeraldas. El primer trimestre después del fracturamiento del pozo
produjo 233 barriles de fluido total con corte de agua del 0,6% para una

produccion de 231 BPPD.

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al

fracturamiento:
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e Diametro del piston: 1-3/4”
e Profundidad de la bomba: 7017 pies
e Recorrido Unidad: 140"
e Strokes por minuto: 6

e Capacidad de extraccion: 255 barriles/dia con eficiencia del 80%

Comportamiento del nivel de fluido liquido. EIl pozo presenta en su etapa
inicial una caida relativamente alta, pero a su vez muy buena sumergencia de

bomba la cual se estabiliza con el tiempo.

Grafica 84. Curva de Nivel de Liquido y Profundidad de la bomba versus

tiempo, Llanito 114.
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Ecopetrol S.A.
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Comportamiento de la produccion. EIl pozo inicia con un alta produccion de
petréleo, la cual se mantiene con el tiempo de acuerdo a la declinacion normal

del campo.

Grafica 85. Curva de produccion de fluidos, Llanito 114.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento del indice de productividad. Realizando el modelamiento
de produccién con una presién de 2460 psi, se obtiene que para 1384 psi la
produccion seria de 171 barriles con un skin de -5. Por lo tanto la estimulacion

dio resultado.
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Gréfica 86. IPR, Llanito 114.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Pozo Llanito 115. Fecha de fracturamiento, 30 de Agosto de 2007.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion:

El pozo fue fracturado en la formaciébn Mugrosa C, la produccién promedio
correspondiente al primer trimestre fue de 160 barriles/dia con u corte de agua
de 17% para una produccién de petréleo de 133 BPD.

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al

fracturamiento:
e Diametro del piston: 1-3/4”

e Profundidad de la bomba: 6571 pies
e Recorrido Unidad: 141”
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e Strokes por minuto: 5,7

e Capacidad de extraccion: 228 barriles/dia con eficiencia del 80%

Comportamiento del nivel de fluido liquido. Segun se puede apreciar en la
grafica de produccion, el pozo inicia con una buena sumergencia de la bomba,
la cual declina hasta el punto donde se debe reducir un poco la capacidad de
extraccion y bajar un poco mas la bomba con la intencién de mantener un nivel

dinAmico mas estable.

Grafica 87. Curva de Nivel de Ligquido y Profundidad de la bomba versus
tiempo, Llanito 115.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

Comportamiento de la produccion. De acuerdo al comportamiento

observado, se tiene una declinacidén caracteristica del campo y a su vez un
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corte de agua estable con el tiempo. En general se podria que la estimulacion
permitié obtener estos caudales.

Gréfica 88. Curva de produccién de fluidos, Llanito 115.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A

Comportamiento del indice de productividad. Con una presion de
yacimiento de 2496 psi, y alcanzando un skin -5 con el fracturamiento se puede
observar que a una Pwf de 703 psi, el pozo tendria un potencial de 150

barriles de flujo total, lo cual concuerda con las pruebas de produccion.
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Gréfica 89. IPR, Llanito 115.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Llanito 116. Fecha de fracturamiento, 8 de Agosto de 2007.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion:

El pozo fue fracturado en la formacion Mugrosa C, la produccion diaria
promedio durante el primer trimestre fue de 125 barriles de fluido, con un 10%
de BSW para 112,5 barriles de petroleo.

Las condiciones de operacion en cuanto a un sistema de levantamiento (BM)
posterior al fracturamiento:

e Diametro del piston: 1-3/4”

e Profundidad de la bomba: 6840 pies

e Recorrido Unidad: 141”

e Strokes por minuto: 5,7

e Capacidad de extraccion: 229 barriles con eficiencia del 80%
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Comportamiento del nivel de fluido liquido. Al igual que el pozo anterior
este inicia con una buena sumergencia de la bomba, la cual declina hasta el
punto donde se debe reducir un poco la capacidad de extraccion y bajar un
poco mas la bomba con la intencion de mantener un nivel mas dinamico

estable.

Gréfica 90. Curva de Nivel de Fluido Liquido y Profundidad de la bomba

versus tiempo, Llanito 116.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A
Comportamiento de la produccion. El pozo inicia su produccion de acuerdo

a lo estipulado en las pruebas de produccién con una declinacion normal y

mantiene un corte de agua constante con el tiempo.
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Grafica 91. Curva de produccion, Llanito 116.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Producciéon y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A

Comportamiento del indice de productividad. De acuerdo al IPR, la
produccién post fractura del respectivo modelamiento se encuentre en 123
BFPD con una Pwf de 749 psi, lo cual es consecuente con la prueba de

produccion realizada.
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Gréfica 92. IPR, Llanito 116.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.
ECOPETROL S.A

3.6.3 Analisis de pozos fracturados seleccionados mediante el sistema de
lista de chequeo. Con base en las experiencias adquiridas mediante los
primeros fracturamientos realizados, se decidi0 implementar una nueva

metodologia que consta basicamente de la siguiente lista de chequeo.

Tabla 8. Estimado de produccion de la aplicacion del RPM, Gala 1Norte..

LISTA DE | ESTADO | RESPONSABLE
CHEQUEO

Estado de cemento

Modelo
geomecanico

Modelamiento de

7

produccion
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LISTA DE | ESTADO | RESPONSABLE
CHEQUEO

Pérdidas de friccion

en near wellbore

Revisién de punto
criticos

S
Requerimientos de
hhp

Empaques-
maximas presiones
diferenciales

Xover

Herramientas de
pruebas de tuberia
Colapsos

Casing

Tuberia de fractura
Fluidos de fractura
Viscosidad lineal
Viscosidad
crosslinker
Pruebas de fluido-
fluido

Pruebas de fluido-

roca

Programa general

Estrategias para

toma de decisiones

Fuente: Ecopetrol S.A. (2009).
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Los pozos candidatos deben ser evaluados en cada uno de sus items y al
cumplir con todos los requerimientos se procede a la intervencion, de lo
contrario no. Mediante esta técnica se logro reducir la incertidumbre con
respecto a la viabilidad del fracturamiento hidraulico. Los pozos intervenidos

mediante esta técnica fueron:

Pozo Cardales 1N. Fecha de fracturamiento, 20 de Agosto de 2007.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: El pozo Cardales 1N fue
puesto en produccion el dia 01 de febrero de 2008. Inicialmente produjo los
intervalos cafioneados 7752-7756 ft de la formacion Mugrosa C y el intervalo
6785-6790 ft de la formacion Mugrosa B.

La produccion inicial fue de 90 BPPD, alcanzando un maximo de 139 BPPD y
cayendo en 4 mese a 47 BPPD. El corte de agua durante esta etapa de

produccion se mantuvo alrededor del 4%.

Luego de este descenso en la produccién en agosto del 2008 se decidio
cafionear una nueva zona correspondiente al intervalo 6010- 6027 ft de la
formacion Mugrosa B, para luego estimularla con fracturamiento
hidraulico.(VER ANEXO B)

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al
fracturamiento:

e Profundidad de la bomba: 5899 ft

e Diametro del piston: 1-3/4”

e Strokes por minuto: 6

e Recorrido Unidad: 118”

e Capacidad de desplazamiento: 202 barriles/dia con 80% de eficiencia
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De igual forma al notar que la productividad del pozo caia notablemente en
marzo 9 de 2009 se llevo a cabo un cafioneo adicional en los intervalos
comprendidos entre 5977-6003 ft y 5937-5944 ft.

Comportamiento del nivel de fluido liquido. Como se puede observar en la
grafica de niveles, el pozo venia con un nivel de 7300 pies previo a la
estimulacién, pero después de la misma Yy con una buena respuesta se logro
gue en un mes después se estabilizara a 5800 pies. El cafioneo adicional en
marzo de 2009 permite volver a llevar un buen nivel de fluido dinamico, lo cual

se ve reflejado en la gréfica.

Gréfica 93. Curva de Nivel de Fluido y Profundidad de la bomba versus

tiempo, Cardales 1 Norte.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Comportamiento de produccién. La grafica representa claramente como la

fuerte declinacion del pozo motiva a la estimulacion realizada, la cual muestra
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resultados positivos. Por otro lado el cafioneo adicional muestra de que
manera se logra estabilizar la produccion con el tiempo. A su vez se logra

identificar el bajo comportamiento del corte de agua.

Gréfica 94. Curva de produccion, Cardales1 Norte.

CARDOOOIN

o ARDOOIOWN
o PYOOL (0N O ACobe P Dt B0

A0 P 0 Tt Dot (1000

w— ) T A4 PO Wl |
W A ) + 000

o Py (00 Do & O ((g) CARDIOW

» -4 + 1500
0~ 1 90000
LS %00

1904 Ld "
ban

Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento del indice de productividad. Después del fracturamiento
el pozo mostro una produccién promedio de 118 BPPD con un corte de agua
del 3%, a una Pwf de 90 psi, lo cual con el IPR generado posteriormente al

fracturamiento.
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Grafica 95. IPR, Cardales 1 Norte.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Llanito 130. Fecha de fracturamiento, 2 de junio de 2009.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: El fracturamiento del pozo
se llevo a cabo durante el completamiento. Previo a la operacion de
fracturamiento se realizd6 evaluacion selectiva al intervalo 6215-6227 ft. Con
nivel sostenido a una profundidad de 4200 ft se recuperd un volumen total de
fluido de 161 bbls con un BSW del 1.4%, en un tiempo efectivo de 11 horas.

El dia 30 de Mayo, se realizé el fracturamiento hidraulico del intervalo de
6215-6227 ft de la formacion Mugrosa B. (VER ANEXO B)

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al

fracturamiento:
v" Profundidad de la bomba: 6001 ft
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Didmetro del piston: 2-3/4”
Strokes por minuto: 6,52

Recorrido de la bomba: 149

D N N NN

Capacidad de desplazamiento: 685 barriles/dia con eficiencia del
80%

La capacidad de almacenamiento es alta en contraste con los demas pozos de
la zona, esto se debe a un alto potencial del pozo, gracias a las buenas

permeabilidades y espesores de los intervalos fracturados.

Comportamiento del nivel de fluido liquido. En el grafico de niveles se
puede observar que el pozo registra un buen nivel al empezar su produccion,

sin embargo decae rapidamente hasta llegar a estabilizarse en 5300 pies.

Gréfica 96. Curva de Nivel de Fluido y Profundidad de la bomba versus

tiempo, Llanito 130.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A
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Comportamiento de la produccidon. De acuerdo a la capacidad de extraccién
con la que inicia el pozo se obtiene una produccién de fluidos proporcional,
pero debido a la caida drastica del nivel de strokes por minuto fueron reducidos
hasta el punto en el que el caudal se estabilizo en 190 BFPD, con un corte de
agua del 25%, para una produccion de petréleo de 142 barriles por dia.

Gréfica 97. Curva de produccioén, Llanito 130.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento del indice de productividad del pozo. De acuerdo a lo
observado en cuanto al cambio del indice de productividad del pozo se puede
apreciar que el fracturamiento logro cambiar el potencial del pozo de manera

sustancial.
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Gréafica 98. IPR, Llanito 130.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Galan 133. Fecha de fracturamiento, 29 de Octubre de 2008.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion: El pozo Galan 33 fue
puesto en produccion el dia 23 de Marzo del 2008. Inicialmente produjo de los
intervalos cafioneados desde 5446 ft hasta 5904 ft (43 ft efectivos) vy el
intervalo 6196ft- 6202 ft, de la formacion Mugrosa B.

La produccion inicial fue de 85 BPPD, cayendo después de 5 meses a una

promedio de 38 BPPD. EIl corte de agua durante esta etapa de produccion se

mantuvo alrededor del 1%.
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Luego de este descenso en la produccién, se decidié cafionear una nueva
zona correspondiente a los intervalos 6126-6140 ft, 6154-6162 ft y 6164-6174 ft
de la formacién Mugrosa B, para luego estimularla mediante fracturamiento
hidraulico. (VER ANEXO B)

El dia 20 de Octubre se inicio una prueba de restauracion de presion por un
tiempo de 60 horas. Al final de la prueba se obtuvo una maxima presion de

cierre de 1460 psi.

Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al
fracturamiento:
v" Profundidad de la bomba: 5916 ft

Diametro del pistén: 1-1/2”

v

v Strokes por minuto: 5,8

v" Recorrido Unidad: 104”

v' Capacidad de desplazamiento: 126 barriles/dia con eficiencia de 80%
Comportamiento del nivel de fluido. En la gréfica de niveles se puede
observar la respuesta positiva posterior al fracturamiento, obteniéndose niveles
de fluido de 2900 pies hasta llegar a estabilizarse a 5000 pies

aproximadamente.
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Gréfica 99. Curva de Nivel de Fluido y Profundidad de la bomba versus
tiempo, Galan 133.

GALNOIYY
I T = 100
‘, ’
l 1
| b 90
{ |
1500 4 |
‘ s
| |
b 100
| t
1900 | ;
{ . bW
| ]
! }
4 » |
!
1500 4 'Y |
.
‘ * "
‘ !
! |
. b o
“Woo 4 D it —FTST PO }
‘ ?
1 ’
190 — g — g ————————————————————————— b
2008 ~ 10
. Mam Dopth be Ligd Lvel i 1) an

v Matn Dopth o Lovel of Ganlros Lipad 1)
oo Pumg bt e Deph 0

Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento de la produccion. El pozo después de la estimulacién llego
a tener un potencial alrededor de 100 BPPD como se puede apreciar en la
grafica. En cuanto a la produccion de agua se mantuvo estable hasta abril de
2010 donde se incrementa, lo cual es un comportamiento tipico del campo.
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Gréfica 100. Curva de produccion, Galan 133.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Producciéon y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento de indice de productividad. Se puede resaltar un gran
cambio en cuanto al comportamiento del IPR, ya que al no ser estimulado el
pozo no se podria lograr caudales superiores a 60 BFPD. Por tanto se logra

justificar de manera clara el fracturamiento hecho.

201



Gréfica 101. IPR, Galan 133.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Galan 137. Fecha de fracturamiento, 15 de Octubre de 2008.

Aspectos tenidos en cuenta para la evaluacion:

El pozo Galan 137, es productor de crudo de las formaciones Toro Shale y

Mugrosa B, las cuales fueron fracturadas desde su completamiento inicial, en
Octubre de 2008. (VER ANEXO B)
Condiciones de operacion del sistema de levantamiento (BM) posterior al

fracturamiento:

1.

ok~ 0N

Profundidad de la bomba: 6040 ft

Diametro del piston: 1-3/4”

Strokes por minuto: 6

Recorrido Unidad: 149

Capacidad de desplazamiento: 255 barriles/dia con 80% de eficiencia
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Comportamiento del nivel de fluido liquido. Segun el comportamiento del
nivel del pozo, se puede observar que aunque cae rapidamente se observan
recuperaciones constantes lo cual se debe a variaciones constantes en las
capacidades de extraccion y a fallas en el sistema de levantamiento. Cabe
resaltar que el buen aporte del pozo juega un papel my importante en dicha

recuperacion de nivel.

Gréfica 102. Curva de Nivel de Fluido Liquido y Profundidad de la bomba
versus tiempo, Galan 137.

GALNO13T
0 - — 1000
$
)
» e
]
}
1500
»
E 1o
Yo }
o )
’
)/ }
> .
}
100 - |
P
T AR . !
| ’
s
cmo I e et }
» -_-w .'d" C atvoneo |
advironal {
1500 - -~ - - - - - v - - - - - . - - - - - - - - - SN}
WOV DECTJAN FER MAR APR MAY JUN JUL ADG SEP OCT MOV DECJAN TED MARAPR MAY N UL AG SEP 001
- NN+ T > »w
. Mam Depth to Ligd Lovel (1 0 ) cam

Main Degth to Level st Ganfren Lapad (1)
- Punp Mabke Deph (B )

Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

Comportamiento de produccién. A pesar que el pozo inicia con un caudal
relativamente alto este tiende a oscilar como respuesta a las variaciones en la

capacidad de extraccion y a las fallas en el sistema de levantamiento.

Por otra parte el pozo inicia con un corte de agua aproximado del 20% el cual

dos meses después comienza su ascenso al llegar a estabilizarse
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aproximadamente en el 50%. En la actualidad el pozo produce alrededor de
200 BFPD (100BPPD) gracias a los buenos resultados de la estimulacion y a

un cafioneo adicional realizado en mayo de 2010.

Grafica 103. Curva de produccién, Llanito 137.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Comportamiento del indice de productividad. En términos de indice de
productividad, se puede observar que el fracturamiento generé un IPR que

aproximadamente dobla el valor de la base.
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Gréfica 104. IPR, Galan 137.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccién y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.

Pozo Gala 9. Fecha de fracturamiento, 24 de Diciembre de 2008.

Aspectos a tenidos en cuenta para la evaluacién: El pozo empezo
produccion a comienzos de mayo de 2006, produciendo e varios intervalos de
la formacion Mugrosa B y Mugrosa C. Inicialmente produjo 400 BFPD con un
corte de agua del 15%, decayendo rapidamente hasta presentar un promedio
de 180 BFPD con un corte de agua de 50% en los meses previos al
fracturamiento. (VER ANEXO B)

El fracturamiento se llevo a cabo a finales de 2008 en el intervalo 6511- 6535
de la formacion Mugrosa C. posterior al fracturamiento se dejo el pozo en
bombeo Mecanico con el siguiente disefio:

1. Profundidad de la bomba: 5324 ft

2. Diametro del piston: 2-1/4”
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3. Strokes por minuto: 6,4
4. Recorrido Unidad: 141

5. Capacidad de desplazamiento: 426 barriles/dia con eficiencia de 80%

La unidad se dejo con una alta capacidad de desplazamiento, pues se
esperaba obtener una alta produccion a raiz del fracturamiento, similar a la

observada cuando el pozo empezé a producir.

Comportamiento del nivel de fluido liquido. Segun lo observado en la
grafica de niveles la estimulacion arrojo los resultados esperados en cuanto al
nivel de aporte de fluidos al pozo, logrando superar el nivel obtenido durante

su completamiento inicial.

Grafica 105. Curva de Nivel de Fluido Liquido y Profundidad de la bomba

versus tiempo, Gala 9.
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Ecopetrol S.A.

206



Comportamiento de la produccién. Se puede apreciar en la grafica que
aunque el corte de agua se mantuvo después de la estimulacién, la produccién
bruta del pozo se incremento notablemente llegando a tener caudales de

petréleo cercanos a los 250 barriles por dia.

Gréfica 106. Curva de produccion, Gala 9.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.

Ecopetrol S.A.
Comportamiento del indice de productividad. El comportamiento del indice

de productividad antes y después de la estimulacion, corrobora el éxito del

fracturamiento.
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Gréfica 107. IPR, Gala 9.
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Fuente. Departamento de Ingenieria de Produccion y Confiabilidad de Mares.
Ecopetrol S.A.

3.6.4 Analisis de pozos con intervalos fracturados sin aporte de
produccion. Estos pozos ya tenian un historial de produccién previo al
fracturamiento el cual corresponde a completamientos distintos al estimulado y
debido a los resultados negativos de los trabajos de fractura, los incrementales

son asumidos como cero.

e GalalE
e Galal3
e Galal7
e Galan 134
e Galan 135
e Llanito 103
e Llanito 107
e Llanito 110
e Llanito 117
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4. CONCEPTOS DE INGENIERIA ECONOMICA

Cuando se va tomar la decision de invertir en un proyecto, es importante
realizar una evaluacion teniendo en cuenta todas las variables que intervienen
desde el punto de vista econdmico-financiero, esto para establecer si generara
las ganancias suficientes para satisfacer el objetivo econdmico establecido

previamente por los inversionistas.

Para la evaluacion econdmica y financiera de un proyecto se utilizan algunos
indices q se obtienen del tratamiento técnico y cuantitativo que se le dé al flujo
de caja del proyecto o alternativa respectiva. Tales indices son entre otros el
TIR, el TPR, el VPN y el PAYBACK.

4.1 BALANCE DE FLUJO DE CAJA.

Secuencia que representa los ingresos y egresos del proyecto. En su
estimacion se consideran factores como los ingresos provenientes del ejercicio
u operaciéon del proyecto, los gastos generados por la inversion, los costos de
operacion, el beneficio fiscal asociado a la depreciacion y los impuestos en que
se incurren por el desarrollo del proyecto. La ecuacién que representa el flujo

de efectivo durante un proyecto de inversion es:

FDC = In—En—Dep . Ecuacion 4.
Donde:

FDC = flujo de caja

In = ingresos

En = egresos

Dep = depreciacion
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4.2 METODOS DE ANALISIS ECONOMICO

4.2.1 Valor presente neto. El método del valor presente neto es muy utilizado
porque es facil aplicacion y todos los ingresos y egresos futuros se transforman

a pesos de hoy.

Cuando el VPN es menor g cero implica que hay una pérdida a una cierta tasa
de interés o por el contrario si el VPN es mayor que cero se presenta una

ganancia. Cuando el VPN es igual a cero se dice que el proyecto es indiferente.

Al evaluar proyectos con la metodologia del VPN se recomienda que se calcule
con una Tasa de interés superior a la Tasa de interés de Oportunidad (TI10),
con el fin de tener un margen de seguridad para cubrir ciertos riesgos, tales
como la liquidez, efectos inflacionarios o desviaciones que no se tengan

previstas.

Los valores que deben tenerse en cuenta al calcular el valor presente de un
proyecto son: la vida atil del proyecto, el flujo de caja, es decir el valor presente
de los ingresos y egresos en el tiempo, valor comercial o ingreso que se
obtiene al final de la vida util del proyecto y una tasa de descuento o tasa de
oportunidad, la cual puede ser constante o variable, ya que en esta tasa esta
presente de alguna manera, el factor riesgo y el de liquidez. La ecuacion
general para hallar el valor presente neto de un proyecto es igual a:

Y. FDC

VPN :Z Ecuacién 5.
n=0

=
+i’

4.2.2 Tasa interna de retorno. Conocida también como la tasa de
rentabilidad, es la tasa que iguala el VPN a cero. Matematicamente, se
determina hallando la tasa de interés a la que la suma del valor presente de los
flujos de caja es igual a la inversion inicial. La ecuacion que la representa es la

siguiente:
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VPN =O=[FD(_:{|+{ FD(_ZE{|+{ FD(_:gi|+...+{FDE”’}— Inv Ecuacion 6.
+io ] | €+i +i’ (+i’

Donde:

FDC = flujo de caja

I =tasa de interés manejada

VPN = valor presente neto

4.2.3 Relacion costo beneficio. Relacién del VPN de los ingresos con
respecto al VPN de los egresos. Matematicamente, esta representada de la

siguiente manera:

VPN -,
RCB=—"" Ecuacion 7.

VPN,
Los anteriores conceptos econdémicos, fueron los criterios de evaluacion
utilizados para determinar la viabilidad econdémica del proyecto y también el

radio de penetracion del polimero que seria mas favorable.

4.2.4 Tiempo de recuperacion de la inversion o PAYBACK TIME. El tiempo
de recuperacion de la inversion, también conocido como payback time, es el
tiempo en el cual se recupera el dinero que se invirtid inicialmente en un
negocio o0 proyecto, es decir, para que los flujos de caja netos positivos sean
iguales a la inversion inicial. La ecuacion que permite calcular el tiempo de

recuperacion de la inversion es la siguiente;
Inversion Incial
Flujo De Efectivo Anual

Payback =
Ecuacioén 8.
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5. ANALISIS ECONOMICO DE LAS ESTIMULACIONES REALIZADAS EN
EL ACTIVO LLANITO

Teniendo en cuenta el andlisis técnico detallado mostrado en el capitulo (3) y
los resultados del mismo para los diferentes pozos evaluados, se realizé6 una
evaluacion economica para los tipos de estimulacion estudiados en tiempo
presente, es decir, que rentabilidad y que resultados deberia obtener una
campafia de estimulacién, si alguno de estos seis proyectos se fuera a

realizar en la actualidad.

Para llevar a cabo el Analisis Econédmico de los seis proyectos de estimulacion
realizados en el activo Llanito, se partié de la informacion de los costos totales
actuales obtenidos de los diferentes tratamientos; seguidamente se realizé el
flujo de caja para las campafias de: estimulaciones &cidas, estimulaciones
organicas, inyeccion ciclica de CO2 y fracturamiento hidraulico. Las campafas
de estimulacion sénica y Modificadores de permeabilidad relativa no se les
realizo flujo de caja debido a que no tuvieron aporte de produccion.

En el flujo de caja realizado para los tratamiento mencionados anteriormente,
se establece: la tasa de declinacion del pozo previa a la estimulacion, la tasa
de declinacién del pozo posterior a la estimulacién, una produccién basica del
pozo antes de la estimulacién, la produccion basica del pozo después de la
estimulacién, el precio del barril, los costos de la operacion, los dias de

produccion diferida, la tasa de oportunidad y el impuesto de renta.

Cabe mencionar que todos los factores e indicadores econémicos necesarios
fueron vinculados con informacion actualizada.

e Precio de venta del crudo Llanito USD/BI 40

e Precio de venta del gas Llanito USD/KPC 3,5

e Costo de extraccion total uUsD/BI 17
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¢ Regalias 20%
e Impuesto de renta 35%

e Tasa interna de oportunidad 13%

El analisis de estos flujos de caja se realiz6 sensibilizando la produccion
incremental que deberia tener un pozo representativo, su produccién de gas y
su produccion acumulada necesaria para obtener wuna respuesta
econdmicamente favorable en un determinado tiempo. Teniendo en cuenta las
curvas de declinacién y la duracion aproximada de la efectividad de los
trabajos de estimulacién en el activo Llanito, se llevé el flujo de caja de cada

campafa tomando 3 escenarios particulares.

Para el primer escenario se plante6 que la recuperacion de la inversion se
obtuviera en 36 meses, alcanzando una relacién costo beneficio mayor o igual
a (1) en este lapso de tiempo. Esto se llevo a cabo como se menciond
anteriormente, sensibilizando el promedio del incremental que deberia tener un

pozo representativo tras realizado el tratamiento.

Para el segundo escenario se cambié el tiempo de recuperacion de la inversion
a 12 meses, y respecto al tercer escenario se tuvo en cuenta que algunos de
los pozos analizados doblaron la inversion inicial, asi que se sensibilizé la
produccion incremental necesaria para recuperar la inversion en 36 meses, Si

la inversion se duplicara.
Respecto a las campafias de estimulacion sénica y modificadores de

permeabilidad relativa, se realizé un pequefio analisis mencionando los costos

respectivos Y las posibles causas del porque no hubo aporte de produccién.
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5.1 ANALISIS ECONOMICO PARA LA CAMPANA DE ESTIMULACION
ACIDA.

1. Costos asociados a la estimulacion acida:

Costos Operativos .En la siguiente tabla se exponen el costo que genera la
movilizacion inicial del set de equipos y la desmovilizacién de los mismos, a su
vez en este valor es tenido en cuenta la movilizacion entre los Campos que
genera una estimulacion &cida. Estos cotos son obtenidos de la empresa

prestadora de servicios.

Tabla 9. Costos estandar movilizacién de Equipos. Estimulacién acida.

MOVILIZACION US$

Movilizacion y Desmovilizacion desde 34,000.00
Neiva
Fuente. Bj Services (2009)

En cuanto a los costos de servicio prestados por la compaiiia, se tiene la tarifa

establecida para el servicio de bombeo como se observa en la siguiente tabla:

Tabla 10. Servicios de operacion. Estimulacion acida.

SERVICIOS US$

Servicio de bombeo hasta 2000 hhp 14,175.00

Fuente: Bj Services (2009)

Tabla 11. Costos de personal operativo. Estimulacion acida.

PERSONAL US$/DIA

Personal Operativo 2,900.00

Fuente: Bj Services (2009)
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Para realizar el tratamiento es necesario tener un listado de todos los
materiales requeridos, y para ello la compafiia de servicios presta el siguiente

listado de costos:

Tabla 12. Costos de materiales para el tratamiento acido.

MATERIALES UNIDAD US$

Acido Clorhidrico concentrado(28% al Gal 2,912.00
32% HCL)

Acido Citrico Lb 348.60

Acido Acético Gal 840.00

Inhibido de corrosion Acidos inorganicos Gal 376.00

Solvente mutual Gal 1,764.00
Surfactante base agua (Losurf 300M) Gal 387.04

Estabilizador de finos permanentes Gal 1,155.00
(Clasta FS)

Fuente. Bj Services (2009)

Se concluye que para la campafia de estimulacion acida, la totalidad de los

costos es de 65.000 dolares.

2. Flujo de caja para la campafa de estimulacién acida. Partiendo de los
costos totales obtenidos, se realizo el flujo de caja para la campafa de de
estimulacion acida.

A continuacion la tabla del Capex para la campafia de estimulacion acida:

Tablal3. Inversion de la campafia de estimulacion acida

TIEMPO DEL POZO PARADO (DIAS) 17
DURACION DE LA INTERVENCION (DIAS) 15
COSTO INY (SERVICIO) (USD) $ 65.000
COSTO EQUIPO (USD) $ 204.500
COSTO DIF (USD) $ 24.072
TOTAL $ 293.572

Fuente. Elaborada por los autores.
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Para el primer escenario se plante6 que la recuperacion de la inversion se
obtuviera en 36 meses, alcanzando una relacion beneficio/costo mayor o igual
a (1) en este lapso de tiempo. Esto se llevo a cabo sensibilizando el promedio
del incremental que deberia tener un pozo representativo tras realizado el

tratamiento.

Los resultados financieros son los siguientes:

Tabla 14. Resultados financieros del primer escenario parala campafa de

Estimulaciéon acida.

ESTIMULACION ACIDA ESCENARIO 1 (36 MESEYS)

INVERSION (USD) $293.572

INCREM. INICIAL PETROLEO (BPPD) | 24
INCREM. INICIAL GAS (KPCD 6.000

PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 17.996
PAY OUT (MESES) | 36

PERIODO DE EVALUACION (MESEYS) 12 24 36

TIO 13% 13% 13%

VPN (USD) -$ 157.790 | -$65.483 | $ 858

TIR -10% -1% 1%

TVR -4% -0,6% 0,0%

RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,6 0,9 1,0
Fuente. Elaborada por los Autores.

Para la tabla anterior, si el VPN en un proyecto es positivo quiere decir que
generard riqueza, pero si el VPN es negativo se perderd rigueza. En este caso
en las primeras dos opciones para 12 y 24 meses es negativo, es por esto que
no seria viable el proyecto porque los beneficios que se espera generar traidos
a valor presente no recuperan ni siquiera la inversion inicial, representando una
pérdida neta de 157.790 y 65.483 ddlares respectivamente. Mientras que en 36
meses el VPN es positivo generando un valor de 858 dolares, es decir la
campafa es viable en este periodo de evaluacion para los datos de produccion
incremental sensibilizados (24BPPD).
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La relacién Beneficio/costo esta representada por la relacion de los ingresos y
egresos en este escenario los periodos de 12 y 24 meses no es viable esta
campafa ya que el beneficio/costo es menor que (1); caso contrario para los 36

meses donde alcanza un beneficio/costo igual a (1).

Sin embargo, al comparar los valores de TIRy TVR con la tasa de oportunidad
manejada (T1O), no llegan a alcanzar el valor del 13% en ninguno de los
periodos de evaluacion.

La produccion acumulada de este escenario es de 17.996 BLS.

Se decidi6 mostrar graficamente la comparaciéon entre la produccion

incremental arrojada por el tratamiento, y la produccion bésica.

Gréfica 108. Produccién incremental versus produccién béasica, campafa

de estimulacion acida.
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Fuente. Elaborada por los Autores.

217



El &rea bajo la curva azul representa la produccién incremental en barriles a
través de los 36 meses, mientras que el area bajo la curva roja la produccién
basica.

Con el fin analizar otro escenario econémico para evaluar cambios en los
indicadores financieros para la campafia de estimulacién acida, se cambié el

tiempo de recuperacion de la inversion a 12 meses. Los resultados son:

Tabla 15. Resultados financieros del segundo escenario para la campana
de Estimulacion &cida.

ESTIMULACION ACIDA ESCENARIO 2 (12 MESES)

INVERSION (USD) $ 293.572
INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 61

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 15.250

PAY OUT (MESES) 12
PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 33.565
PERIODO DE EVALUACION

(MESES) 12 24 36
TIO 13% 13% 13%
VPN (USD) $450 | $156.057 | $ 253.606
TIR 1% 6% 7%
TVR 0% 1,0% 0,9%
RELACION (BENEFICIO/COSTO) 1,0 1,3 1,4

Fuente. Elaborada por los Autores.

En este caso el VPN es positivo quiere decir que generara riqueza. Por lo tanto
esta campafna es financieramente factible o viable en todos los periodos de
evaluacion, porque los beneficios traidos a valor presente recuperaran la
inversion inicial y daran una ganancia adicional de 450 doélares a los 12 meses,
159.057 dolares a los 24 meses y 253.606 ddélares a los 36 meses; con un

incremental sensibilizado de 61 BPPD.

La tabla anterior también muestra que para un periodo de 12 meses la

inversion inicial de la campafia se recupera en su totalidad ya que la relacion
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costo/beneficio es igual a (1); mientras que en los periodos de 24 y 36 meses
se obtendria una ganancia ya que la relacion beneficio/costo es mayor que (1).

No obstante, al comparar los valores del TIR y TVR, siguen siendo menores

gue la tasa interna de oportunidad manejada.

La produccion acumulada de este escenario es de 33.565 BLS.

Con los resultados financieros tomados del primero y del segundo escenario,
se realiz6 una grafica donde se muestra la Relacién Costo/Beneficio en funcién

del tiempo.

Grafica 109. Relacion Costo/beneficio versus tiempo, campafia de

Estimulaciéon acida.
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Fuente. Elaborada por los Autores.

Esta grafica permite comparar los dos escenarios planteados mediante los
valores de relacion costo/beneficio a través de los 36 meses en los que fue
evaluada la campafia econdmicamente. Se observa que cuando en el
escenario 2 se alcanza una relacién costo/beneficio de (1), en el escenario 1 la

relacion costo/beneficio es de 0,6. Como se observa en la gréfica anterior el
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escenario 2 siempre va a estar por encima del escenario 1, convirtiéendose en

una opcién mucho mas rentable.

Respecto al tercer escenario se tuvo en cuenta que algunos de los pozos
analizados doblaron la inversion inicial, asi que se sensibiliz6 la produccion
incremental inicial necesaria para recuperar la inversion en 36 meses si la

inversion se duplicara. Los resultados obtenidos son:

Tabla 16. Resultados financieros del tercer escenario para la campaifa de

Estimulaciéon acida.

ESTIMULACION ACIDA ESCENARIO 3

INVERSION (USD) $ 587.144

INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 66

'INCREM. INICIAL GAS (KPCD) | 16.500

PAY OUT (MESES) 36
PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 36.316

PERIODO DE EVALUACION

N 12 24 36
TIO 13% 13% 13%
VPN (USD) -$269.022 | -$100.660 | $ 4.884
TIR -8% -1% 1%
TVR -3% -0,5% 0,0%
RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,7 0,9 1,0

Fuente. Elaborada por los Autores.

Con esta tabla se concluye que al tener una inversion total de 587.144
dolares, el incremental asociado al tratamiento debe ser de 66 BPPD con una
produccion acumulada de 36.316 BLS, para obtener un valor positivo de VPN
de 4.884 dolares y una relacion costo/beneficio de (1) en un periodo de 36

meses.
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5.2 ANALISIS ECONOMICO PARA LA CAMPANA DE ESTIMULACION
ORGANICA.

3. Costos asociados a la estimulacién organica.

Costos Operativos .En este valor son consideran los costos generados por el

tratamiento organico provenidos por la empresa prestadora de servicios:

Tabla 17. Costos de Equipo de bombeo, campafia de Estimulacién
organica.
COSTOS EQUIPOS DE BOMBEO PARA EL TRATAMIENTO
10 DIAS DE TRABAJO UN POzO

DESCRIPCION uUS$

Bombeo disolvente de parafina (incluye unidad 12500

de bombeo y personal para operaciones, se
contempla 4 dias para un pozo)
Dos dias adicionales del equipo (dia: 800 dolares) 1600

Tanques para almacenamiento 500

Cargo basico por estimulacién quimica 10000
SUB-TOTAL 24600
IVA 3936
TOTAL CON IVA 28536

Fuente. Bj Services (2009)
La tarifa anterior contempla el cargo por unidad de bombeo de solventes
organicos, preparacion y almacenamiento; asi como el personal necesario para

esta operacion.

Costo de equipo. A continuacidbn se muestra el cargo basico del equipo

requerido un tratamiento acido, para 10 dias de trabajo.
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Tabla 18. Costos de Equipos para el tratamiento, campafia de

Estimulacion orgénica.

COSTOS EQUIPOS PARA EL TRATAMIENTO 10 DIAS DE
TRABAJO UN POZO

DESCRIPCION US$/DIA

EQUIPO DE WORK OVER 120000
Fuente. Bj Services (2009)

En cuanto al listado de materiales necesarios para una campafa de
estimulacién acida, la empresa prestadora de servicios proporciona los

siguientes:

Tabla 19. Materiales para la campafia de Estimulacidén organica.

% PRODUCTOS QUIMICOS PARA TRATAMIENTO
PETROCARIBEC

DESCRIPCION CANTIDAD

UN GALON DE VARSOL —-XILENO 82%
UN GALON PET 55 6%
UN GALON PET 550 9%
UN GALON PET200 3%

Fuente. Bj Services (2009)

Tabla 20. Costos de materiales para el tratamiento organico.
COSTO PRODUCTOS QUIMICOS POR GALON

UN GALON DE VARSOL -XILENO 0,50
UN GALON PET 55 49
UN GALON PET 550 49
UN GALON PET200 44

Fuente. Bj Services (2009)
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El costo total de la campafia de estimulacion organica del Area Llanito es de
246.248 ddlares.

Andlisis de la Inversion. Después de revisar las bases de costos de los
trabajos de estimulacion orgénica en el activo Llanito, se obtuvo un valor
promedio de inversion representativo de la muestra tomada.

Como resultado del analisis de obtuvo:

Tabla 21. Valores promedio de inversion, campafia de estimulacion

organica.

COSTO
OPERATIVO COSTO EQUIPO | COSTO DIFERIDA | COSTO

FLUIDO MAS
BOMBEO

96248 120000 30000 246248

Fuente. Elaborada por los autores.

El costo operacional se obtuvo de promediar los valores de la ejecucion de los
trabajos.

Para obtener el costo asociado al equipo de workover, solamente se tuvo en
cuenta la tarifa basica mencionada anteriorrmente. La produccion diferida
asociada se obtuvo de promediar los tiempos de equipo en donde no hubo
operaciones alternas a la estimulacion organica. De igual forma el valor de dias
promedio se multiplico por el potencial promedio de produccion de petréleo del
campo por pozo (60 BPD) y posteriormente por el precio promedio neto de
venta del barril de petréleo del campo (USD 50).

4. Flujo de caja para la campafia de Estimulacion Organica. A partir de los

costos totales obtenidos, se realizo el flujo de caja para la campafia de

estimulacion organica.
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A continuacion la tabla del Capex para la campafia de estimulacién orgéanica:

Tabla 22. Inversion de la campafia de estimulacion organica.

CAPEX ESTIMULACION ORGANICA

TIEMPO DEL POZO PARADO (DIAS) 12
DURACION DE LA INTERVENCION (DIAS) 10
COSTO FRAC (SERVICIO) (USD) $ 96.300
COSTO EQUIPO (USD) $ 142.000
COSTO DIF (USD) $18.408
TOTAL $ 256.708

Fuente. Elaborada por los Autores.

Para el primer escenario donde se plante6 que la recuperacion de la inversion

se obtuviera en 36 meses, los resultados financieros fueron los siguientes:

Tabla 23. Resultados financieros del primer escenario para la campaia

de estimulacion organica.

ESTIMULACION ORGANICA ESCENARIO 1 (36 MESES)

__ ESTIMULACION ORGANICAES

INVERSION (USD) $ 256.708
INCREM. INICIAL PETROLEO (BPPD) 26

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 6.500
PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 15.587

PAY OUT (MESES) 36

PERIODO DE EVALUACION (MESES) 12 24 36
TIO 13% 13% 13%
VPN (USD) -$ 124.481 | -$ 48.500 | $ 1.382
TIR -9% -1% 1%
TVR -4% -0,5% 0,0%
RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,6 0,9 1,0

Fuente. Elaborada por los Autores.

Analizando el VPN en el periodo de evaluacion de 36 meses se da una

ganancia de 1.382 dolares, lo que quiere decir que en este plazo es viable la

campaia de estimulacibn organica para el incremental de petréleo
sensibilizado de 26 BPPD.
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En cuanto a la relacion Beneficio/costo, la tabla anterior muestra que a un
periodo de 36 meses es igual a (1), por lo tanto en ese lapso de tiempo es que
se recupera la inversion inicial.

La produccion acumulada para obtener estos resultados es de 15.587 BLS.

Comparando la produccion incremental obtenida con la produccion basica

manejada, se obtuvo la siguiente grafica:

Grafica 110. Produccién incremental versus produccién basica, campafa

de estimulacion organica.
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Fuente. Elaborada por los Autores.
El area bajo la curva azul representa la produccion incremental en barriles en el
tiempo evaluado, mientras que el area bajo la curva roja muestra la produccién

basica manejada.

Para el segundo escenario donde se cambio el tiempo de recuperacion de la

inversion a 12 meses, los resultados fueron:
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Tabla 24. Resultados financieros del segundo escenario para la campafa

de estimulacion organica.

ESTIMULACION ORGANICA ESCENARIO 2 (12 MESES)

INVERSION (USD) $ 256.708
INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 54

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 13.500

PAY OUT (MESES) 12
'PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 29.713
PERIODO DE EVALUACION

e 12 24 36
TIO 13% 13% 13%
VPN (USD) $3.574 | $141.324 | $227.679
TIR 1% 6% 7%
TVR 0% 1,0% 0,9%
'RELACION (BENEFICIO/COSTO) NG 1,3 1,4

Fuente. Elaborada por los Autores.

Este escenario arroja valores de VPN positivos, representando ganancias de
3.574 déblares a los 12 meses, 141.324 déblares a los 24 meses y 227.679

dolares a los 36 meses; con un incremental sensibilizado de 61 BPPD.

Al observar la relacion costo/beneficio para los periodos de evaluacion, se
muestra que para el periodo de 12 meses es igual a (1), es decir se recupera
la inversion; mientras que en los periodos de 24 y 36 meses la relacion

beneficio/costo es mayor que (1) y por lo tanto se obtiene una ganancia.

La produccion acumulada de este escenario es de 29.163 BLS.

A continuacion se presenta la grafica del payout para los 2 escenarios:
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Gréfica 111. Relacién Costo/beneficio versus tiempo, campafia de

estimulaciéon organica.

Escenario 1

—  CSCENArio 2

Fuente. Elaborada por los Autores.
Se observa que cuando en el escenario 2 se alcanza una relacion
costo/beneficio de (1), en el escenario 1 la relacion costo/beneficio mayor a

0,6.

Respecto al tercer escenario en el cual se duplica la inversién inicial, los
resultados obtenidos fueron:
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Tabla 25. Resultados financieros del tercer escenario parala campafa de

estimulaciéon orgénica.

ESTIMULACION ORGANICA ESCENARIO 3

INVERSION (USD) $513.416

INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 58

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 14.500

PAY OUT (MESES) 36
'PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 31.914

PERIODO DE EVALUACION

N 12 24 36
S  13% 13% 13%
ENMCED N -$ 233.854 | -$85.900 | $ 6.851
TIR -8% -1% 1%
TvrR -0,5% 0,0%

Fuente. Elaborada por los Autores.

De la tabla anterior se observa que teniendo una inversién inicial de 513.416
dolares, la produccion acumulada necesaria es de 31.914 BLS con un
incremental asociado de 58 BPPD, para alcanzar un VPN favorable de 6.851

dolares y una relacion costo/beneficio de (1) en un periodo de 36 meses.

5.3 ANALISIS ECONOMICO PARA LA CAMPANA DE ESTIMULACION
SONICA.

5. Costos asociados a la Estimulacion sonica. Comprende los costos

operativos de la estimulacion, junto con las actividades realizadas en su

desarrollo.
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Tabla 26. Costos del servicio estimulacion sonica.
TRABAJOS REALIZADOS PARA LA EVALUACION
ANTES Y DESPUES DE LA ESTIMULACION.

Pruebas de sonolog

Dinagramas

Medidas de produccion bruta en la estacion

Evaluacion del corte de agua.

TRABAJOS REALIZADOS DURANTE LA ESTIMULACION.

Transportar y armar equipo

Revisar herramientas y sistemas HSEQ

Sacar sarta de produccion.

Instalar preventor y sacar sarta de tuberia.

Instalar preventor de cable y bajar con la unidad de UCOIL y

verificar fondo.

Realizar estimulacion acustica a los intervalos:

Retirar herramienta de registro y desinstalar preventor de cable.

Bajar sarta de producciéon con el mismo disefio

TOTAL= US$ 60.000 USD

Fuente: ICP

Tabla 27. Costos equipo estimulacion sénica.
EQUIPO
Herramienta PCUS de la compafiia UCOIL.SA
Echonometer

Equipo de reacondicionamiento

Varilleo
TOTAL= 302.076 USD

Fuente: ICP
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Analisis de la inversion. El tiempo promedio de duracion de la intervencion es
de 10 dias, y el tiempo de diferida es de 12 dias; con un costo de 13.240 USD,
el cual se calcul6 multiplicé por el potencial promedio de produccion de
petréleo del campo por pozo y posteriormente por el precio promedio neto de

venta del barril de petréleo del campo (USD 50).

Tabla 28. Inversion de la estimulacién Soénica.

CAPEX ESTIMULACION SONICA

TIEMPO DEL POZO PARADO (DIAS) 12
DURACION DE LA INTERVENCION (DIAS) 10
COSTO INY (SERVICIO) (USD) $ 60.000
COSTO EQUIPO (USD) $302.076
COSTO DIF (USD) $ 13.240
TOTAL $375.316

Fuente. Elaborada por los Autores

6. Condicién econdémica del pozo Llanito 75 estimulado s6nicamente. En
el pozo Llanito 75 se observd una produccion promedio de 250 BFPD antes y
después del trabajo de limpieza y estimulacion sénica. Adicionalmente hubo una
disminucion en la produccion neta de 100 BPPD a 60 BPPD debido al
incremento del corte de agua, el cual pudo ser causado por el aporte de los
intervalos que estaban tapados, la invasion del frente de agua en los intervalos

cafioneados 0 una respuesta negativa a la estimulacion.

Sin embargo no es posible validar o cuestionar la eficiencia de la herramienta
con la pruebas realizadas ya que no se tenia evidencia de dafio a la formacion
del pozo, con el agravante de haber sido cafioneado en una fecha cercana a la
prueba y haber realizado un trabajo de limpieza simultaneo a la estimulacion

acustica.
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Por lo anterior el pozo llanito 75 no presentd ninguna produccion incremental
atribuida a la estimulacion acustica y debido a esto no fue posible realizar un

analisis econémico concreto de los resultados del tratamiento.

5.4 ANALISIS ECONOMICO PARA LA CAMPANA DE INYECCION CiCLICA
CE CO2.

7. Flujo de caja para la campafia de Inyeccién ciclica de CO2. Una vez
obtenidos los costos necesarios, se realizé el flujo de caja para la campafia

de inyeccidn ciclica de CO2.

A continuacion la tabla del Capex para la campafia de Inyeccién ciclica de
COo2:

Tabla 29. Inversion de la campafa de inyeccion ciclica de CO2

CAPEX INYECCION CICLICA DE CO2

19
TIEMPO DEL POZO PARADO (DIAS)
6
DURACION DE LA INTERVENCION
(DIAS)
$ 80.000
COSTO INY (SERVICIO) (USD)
$92.000
COSTO EQUIPO (USD)
$20.963

COSTO DIF (USD)
TOTAL $192.963
Fuente. Elaborada por los Autores.

Para el primer escenario planteado a 36 meses, se obtuvieron los siguientes

resultados financieros:
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Tabla 30. Resultados financieros del primer escenario para la campafia de
Inyeccion ciclica de CO2.

INYECCION CICLICA DE CO2 ESCENARIO 1 (36 MESES)

INVERSION (USD) $192.963

INCREM. INICIAL PETROLEO (BPPD) 19

'INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 4.675

PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 11.689

PAY OUT (MESES) 36

'PERIODO DE EVALUACION (MESES) [E¥ 24 36

TIO 13% 13% 13%

VPN (USD) -$95.825 | -$38.225 | $ 163

N 9% -1% 1%

TVR -4% -0,6% 0,0%

RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,6 0,9 1,0

Fuente. Elaborada por los Autores.

Para este escenario el VPN es positivo en el periodo de evaluacion de 36
meses, generando una ganancia de 163 délares y haciendo viable la campafia

para este lapso de tiempo, con un incremental sensibilizado de 19 BPPD.

La relacion Beneficio/costo para los 36 meses de evaluacion es igual a (1)

recuperando asi la inversion inicial de 192.963 délares.

La produccion acumulada de este escenario es de 11.689 BLS.

Graficamente se realizo la produccion incremental arrojada para ser comparada

con la produccién béasica que se tenia inicialmente.
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Gréfica. 112. Produccién incremental versus produccién basica, campafa

de Inyeccion ciclica de CO2.
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Fuente. Elaborada por los Autores.
El area bajo la curva azul muestra la produccion incremental tras realizado el
tratamiento, en un periodo de 36 meses, y el area en roja simboliza la

produccion basica.

Para el segundo escenario donde se cambio el tiempo de recuperacion de la

inversion a 12 meses, los resultados fueron:
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Tabla 31. Resultados financieros del segundo escenario para la campafa

de Inyeccidn ciclica de CO2.

INYECCION CICLICA DE CO2 ESCENARIO 2 (12 MESES)

INVERSION (USD) $192.963
INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 41

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 10.250

PAY OUT (MESES) 24
'PRODUCCION ACUMULADA (BLS) | 22.560
PERIODO DE EVALUACION

N 12 24 36
TIO 13% 13% 13%
VPN (USD) $4.658 | $109.247 | $174.812
TIR 2% 6% 7%
TVR 0% 1,0% 0,9%
'RELACION (BENEFICIO/COSTO) N0 1,3 1,4

Fuente. Elaborada por los Autores.

De la tabla anterior se observa que el VPN es positivo para todos los periodos
de evaluacién, representando ganancias de 4.658 délares a los 12 meses,
109.247 dolares a los 24 meses y 174.812 déblares a los 36 meses; con un

incremental sensibilizado de 41 BPPD.

A su vez esta tabla muestra que para un periodo de 12 meses la inversion
inicial de la campafia se recupera en su totalidad ya que la relacion
costo/beneficio es igual a (1); y para los periodos de 24 y 36 meses se

obtendria una ganancia ya que la relacion beneficio/costo es mayor que (1).

La produccion acumulada de este escenario es de 22.560 BLS.

234



Con los resultados financieros tomados del primero y del segundo escenario,
se realiz6 una grafica donde se muestra la Relacion Costo/Beneficio en funcion

del tiempo.

Gréfica. 113. Relacion Costo/beneficio versus tiempo., campafia de
Inyeccion ciclica de CO2

Escenario 2 Escenario 1

Fuente. Elaborada por los autores.

Se observa que cuando en el escenario 2 se alcanza una relacion
costo/beneficio de (1), en el escenario 1 la relacién costo/beneficio mayor a
0,6.

En cuanto al tercer escenario, la inversion inicial del proyecto que inicialmente
era de 198.904 USD es duplicada a 385.925 USD, obteniéndose los siguientes
resultados:
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Tabla 32. Resultados financieros del tercer escenario para la campafa de
inyeccion ciclica ce CO2.

INYECCION CICLICA DE CO2 ESCENARIO 3

INVERSION (USD) $ 385.925

INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 43

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 10.750

PAY OUT (MESES) 36
PRODUCCION ACUMULADA (BLS) 23.660

PERIODO DE EVALUACION

MESES) 12 24 36
TIO 13% 13% 13%
VPN (USD) -$ 178.664 | -$68.974 | -$ 210
TIR -8% -1% 1%
TVR -3% -0,5% 0,0%
RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,7 0,9 1,0

Fuente. Elaborado por los Autores.

De la tabla anterior se concluye que al duplicarse la inversion inicial, el
incremental de petréleo requerido es de 43 BPPD , con una produccion
acumulada de 23.660 BLS para pagar la campafa en 36 meses. Como se
muestra en la tabla el valor de VPN vy la relacion costo/beneficio es favorable

para este periodo de evaluacion.

5.5 ANALISIS ECONOMICO PARA LA CAMPANA DE MODIFICADORES
DE PERMEABILIDAD RELATIVA.

8. Costos asociados a la estimulacion mediante RPM. La inyeccion de los
modificadores de permeabilidad relativa tiene determinados costos que se
dividen en varios segmentos. Estos segmentos son: movilizacion, cargo

basico de equipos, servicios de operacion, materiales y fluidos.
Costos Operativos .En la siguiente tabla se tiene en cuenta todos los costos

generados en la realizacion de la estimulacién mediante RPM provenidos por

la empresa prestadora de servicios.
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Tabla 33. Costos estandar movilizacion de Equipos.RPM

MOVILIZACION VR.UNIT.
US$/DIA

Movilizacion inicial y desmovilizacion final de los equipos 2.000,00
Movilizacidon equipos entre pozos para fracturamiento 85.000,00
Movilizacién equipos entre Cantagallo-Llanito 20.000,00
Movilizacion de equipos entre Lisama-Llanito para 20.000,00
fracturamiento

Movilizacion de equipo entre Provincia-Llanito para 20.000,00

fracturamiento
Fuente. Bj Services (2009)

Tabla 34. Cargo béasico de Equipos.RPM

CARGO BASICO DE EQUIPO VR. UNIT.
US$/DIA

Set de equipos para Fracturamiento (Mini Fracy Frac). 10.000,00

Set de equipos para Bombeo de fluidos. 8.000,00
Set de equipos para Estimulacién Quimica. 8.000,00
Fuente. Bj Services (2009)

Tabla 35. Servicios de operacion.RPM

SERVICIOS DE OPERACION VR.UNIT.
US$/DIA

Cargo por lavado &cido de tuberia por pozo 1.500,00
Cargo basico por fracturamiento. Incluye Minifrac y Frac. 8.000,00
Cargo basico por bombeo de Carbolita 20/40 6 16/20 0,1
Cargo por prueba de tuberia de Frac. 1.500,00
Cargo por preparacion o mezcla de fluidos de fracturamiento. 3,00

Incluye miniFrac y Frac.
Bombeo de fluidos 3.000,00
Cargo por bombeo de solventes (incluye unidad de bombeo y 3.500,00
personal durante 4 dias)

Cargo basico por estimulacion quimica 6.000,00
Cargo por limpieza e inspeccion de tuberia de fracturamiento 27,00
Cargo por corrida tuberia de fracturamiento 32.000,00

Fuente: Bj Services (2009)
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El valor total para los costos operativos es de USD 14.000,00.

En cuanto a los costos variables estan los materiales necesarios para llevar a
cabo la estimulacion. Para ello se obtuvo un completo listado por la compaiiia
Bj Services de lo requerido, donde las cantidades dependen de la exigencia del

contratista.

Tabla 36. Costos de materiales.RPM

MATERIALES UNIDAD | VR.UNIT.
US$/DIA

Acido Clorhidrico (HCI) de 20*Baume Gal 4,00
(concentracién 32%)

Carbolita 20/40 o 16/20 Lb 1,00
Carbolita 20/40 resinada Lb 1,30
Fluido de fracturamiento polimérico 30Lb Bls 21,00
tipo XL-Borate

FSA-1 Gls 430,00
Solvente mutual US-40 Gal 27,00
Surfactante NE 118/NE 18 Gal 50,00
Clay Treat Gal 90,00
Sistema Rust Buster Gal 4,00

Fuente. Bj Services (2009)

Tabla 37. Costos de Modificadores de Permeabilidad.

MODIFICADORES DE PERMEABILIDAD UNIDAD | VR.UNIT.

Fluido parareducciéon de permeabilidad Gal 6,00
relativa y/o control de agua. Sistema:

Salmuera al 2% KCI + surfactante + solvente

mutual + 3% de AQUACON

Aquacon o similar concentrado Gal 60,00

Cargo base para bombeo matricial de Dia 6.000,00
tratamientos de inyeccién de agua (incluye

equipo y personal)

Cargo por camion cisterna Dia 1.500,00

Fuente. Bj Services (2009)
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Costos de la operacion del campo. La siguiente tabla muestra los costos
generados en el campo debido a la operacion, estos datos fueron

suministrados por Ecopetrol S.A.

Tabla 38. Costos de operaciéon del campo.RPM.

EGRESOS VALOR [USD/STB]

Costo de levantamiento de fluido 4,00
Costo de tratamiento Crudo 4,00
Costo de tratamiento y Disposicién Agua 1,00
Costo de mantenimiento 8,00
Personal 1,00
Otros Servicios 0,03

Fuente: ECOPETROL S.A.

Andlisis de la inversién. Con la ayuda de las curvas de declinacion se lleg6 a
la conclusion de que el tiempo promedio de duracion de la intervencion es de
15 dias, y al analizar los 3 trabajos de estimulacibn encontramos que el
promedio del tiempo de diferida es de 17 dias; con una total para el costo de
tratamiento con RPM de 363.572 délares.

En cuanto a los costos de produccién diferida, se obtuvieron después de
promediar los 3 trabajos de RPM, y como se mencion0 anteriormente, este
valor es de 15 dias, el cual se multiplicé por el potencial promedio de
produccion de petréleo del campo por pozo (60 BPD) y posteriormente por el

precio promedio neto de venta del barril de petréleo del campo (USD 50).

Tabla 39. Inversion de la campaiia de RPM.

CAPEX RPM

TIEMPO DEL POZO PARADO (DIAS) 17
DURACION DE LA INTERVENCION (DIAS) 15
COSTO INY (SERVICIO) (USD) $ 135.000
COSTO EQUIPO (USD) $ 204.500
COSTO DIF (USD) $24.072
TOTAL $363.572

Fuente. Elaborada por los Autores.
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Condicion econdmica de los pilotos estimulados mediante RPM. Las
pruebas de Coreflooding permiten inferir el comportamiento del RPM vy el
posible dafio que pueda causar al medio poroso para establecer tratamientos o
medidas remediales que minimicen el efecto sobre la formacién cuando se

efectle la operacion en campo.

Para realizar la estimulaciéon con RPM a los pozos del activo Llanito se recurrié
a este tipo de pruebas en el pozo Llanito 117, mostrando que a las condiciones
de prueba el tratamiento RPM de la compafiia BJ services, no produjo un
cambio significativo en las permeabilidades efectivas al aceite antes y después
de su aplicacioén; pero en cuanto a la permeabilidad efectiva del agua si causo

una disminucion considerable del 85.2%.

Tras realizado este informe se planted que el tratamiento con RPM, podria
arrojar resultados exitosos en el activo Llanito ya que conllevaria disminuir el
corte de agua en la produccion de los pozos; sin embargo los tres pilotos a los
que se les realizé esta estimulacion, no tuvieron un incremental considerable y

por lo tanto no fueron viables econémicamente.

El primer piloto estimulado fue el pozo Gala 1 Norte, el cual a nivel de
laboratorio tuvo un resultado favorable debido a que alcanzo una reduccion de
la permeabilidad efectiva al agua de 85.2%, y asumiendo estos valores se
esperaba un promedio de produccién de petroleo de 28BPD; pero después de
efectuado el tratamiento, el efecto en la reduccion de la permeabilidad efectiva
al agua no fue duradero llegando a recolectar muestras de cabeza de pozo
con BSW del 94-95%. Debido a esto el pozo no presento incremental asociado
al tratamiento y se llego a la conclusibn que presentaba problemas de

conificacion.
El segundo piloto estimulado fue Llanito 98, en el cual se observo una

reduccion en los valores de BSW arrojando resultados por debajo de los 10

barriles de agua por barril de petréleo; no obstante al analizar el indice de
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productividad se evidencio que era producto del aumento en la capacidad de
extraccion. Por lo tanto tampoco se obtuvo un incremental asociado al

tratamiento.

Por ultimo, se realizo estimulacion con RPM al pozo Llanito 93, en el cual los
valores de BSW se mantuvieron constantes al igual que el comportamiento del
indice de productividad. Probablemente este pozo también sufre de problemas

de conificacion, y por ende no fue exitoso econémicamente.

En conclusion, estos pozos no pasaron la prueba de viabilidad econémica

debido a que sus condiciones no son favorables para este tipo de estimulacion.

5.6 ANALISIS ECONOMICO PARA LA CAMPANA DE FRACTURAMIENTOS
HIDRAULICOS.

9. Costos asociados al fracturamiento hidraulico.

Costos Operativos. En este valor se tienen en cuenta los costos de la
movilizacion de todo el set de equipos, personal y materiales para el
fracturamiento hidraulico, la movilizacion entre campos y pozos y la unidad de
bombeo para iniciar operaciones. Estos cotos son provenidos por la empresa
prestadora de servicios.

Tabla 40. Costos estandar movilizacién de Equipos. Fracturamiento
hidraulico.
MOVILIZACION VR. UNIT.
I
Movilizacion inicial y desmovilizacion final de los equipos y personal 2.000,00
Movilizacion equipos entre pozos para fracturamiento. 85.000,00

Movilizacion equipos entre Campos para fracturamiento. 20.000,00
Fuente. Bj Services (2009)
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En cuanto a los costos de los equipos de Frac y Mini Frac, la empresa
prestadora de servicios suministra una tarifa con los costos directos e indirectos
derivados de la ejecucion de la actividad y/o suministros de todo el equipo de

fracturamiento hidraulico.

Tabla 41. Cargo béasico de Equipos. Fracturamiento hidraulico.

CARGO BASICO DE EQUIPO VR. UNIT.
US$/DIA

Set de equipos para Fracturamiento (Mini Fracy Frac). 10.000,00
Set de equipos para Bombeo de fluidos. 8.000,00
Set de equipos para Fracturamiento Quimica. 8.000,00

Fuente. Bj Services (2009)

La siguiente tabla de costos correponde a la tarifa establecida para la
ejecucion de las operaciones de fracturamiento hidraulico y Mini frac, y a su vez
también incluye los costos por bombeo de propante y material de control de

backflow en las operaciones de fracturamiento hidraulico.

Tabla 42. Servicios de operacion. Fracturamiento hidraulico.

SERVICIOS DE OPERACION VR. UNIT.
US$/DIA

Cargo por lavado acido de tuberia por pozo. 1.5000,00
Cargo Basico por fracturamiento, incluye minifrac y 8.000,00
EZZ-O por prueba de tuberia por Frac. 1.500,00
Bombeo de Fluidos 3000,00

Cargo por Bombeo de solventes( incluye unidad de 3.500,00
bombeo y personal durante 4 dias)

Cargo Basico por fracturamiento quimica. 6.000,00
Cargo por limpieza e inspeccion de tuberia de Fract. 27,00

Cargo por corrida tuberia de fracturamiento. 32.000,00

Fuente: Bj Services (2009)
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Sin importa las condiciones o duracion del fracturamiento, estos valores son
fijos para todas las operaciones, el valor total de estos es de 187.500 dolares.

Los costos variables son los siguientes para esta campafa son:

Tabla 43. Costos variables del Fracturamiento Hidréaulico.

DESCRIPCION VR. UNIT.

USD$/DIA
Cargo Bésico por Bombeo de Carbolita 20/40 o 16/20 0,10
Cargo por preparacion o mezcla de fluidos de 3,00

fracturamiento. Incluye Mini Frac y Frac
Carbolita 20/40 16/20 (Libra) 1,10
Fluido de Fracturamiento Polimérico 30Lb tipo XL- 24,00
Borate (Bls)

Fuente. Bj Services (2009)

El total de los fracturamientos es calculado sumado los valores variables segun

el caso de cada pozo:

Tabla 44. Costos totales de operacion. Fracturamiento hidraulico.

Pozo Propante | Propante Fluido de | Fluido de | Costo
R el il il
(US$) $)
336

Yuma 1 14.676 16.143 8.064 211.707
Cardales 1IN pzxKeoo] 52.800 530 12.270 253.020
Cardales 1 42.345 46.579 632 15.168 249.247
Cardales 3 24.600 27.060 409 9.816 224.376
Llanito 97 26.000 28.600 669 16.056 232.156
Llanito 103 16.500 18.150 292 7.015 212.665
Llanito 107 32.000 35.200 780 18.721 241.421
Llanito 110 36.960 40.656 1.098 26.370 254.526
Llanito 112 58.400 64.240 652 15.648 267.388
Llanito 114 40.650 44.715 763 18.312 250.527
Llanito 115 52.900 58.190 552 13.248 258.938
Llanito 116 59.600 65.560 702 16.857 269.917
Llanito 117 71.208 78.328 2.198 52.761 318.590
Llanito 130 55.250 60.775 761 18.280 266.555

243



Pozo Propante | Propante Fluido de | Fluido de | Costo
(Ibs) (USD) fractura(bls) | fractura total US
US$ $
545

Gala 1 Este 18.800 20.680 13.080 221.260
Gala9 52.775 58.052 786 18.866 264.418
Gala 11 25.000 27.500 698 16.752 231.752
Gala 13 39.100 43.010 705 16.920 247.430
Gala 17 40.320 44.352 849 20.385 252.237
Galan 133 31.291 34.420 690 16.581 232.384
Galan 134 43.600 47.960 436 10.464 245.924
Galan 135 42.400 46.640 650 15.610 249.750
Galan 137 87.097 95.806 1.389 33.336 316.642
TOTAL 5.772.836
Fuente: Elaborado por los autores a partir de SACHICA AVILA Jorge Andrés,

AMAYA PEREZ Raul Fernando., “Analisis técnico-econémico de los
fracturamientos hidraulicos realizados en el campo Llanito, Gala y Galan de
ECOPETROL.SA”

El costo operativo promedio es de 250.000 dolares, y el total de todos los 23

pozos es de 5.772.836 ddlares.

Costos de equipo. En total se utlizaron 3 equipos para realizar las
operaciones previas al fracturamiento, tales como cementaciones, cafioneos o
recafioneos, evaluaciones, instalaciéon y retiro de disefios de produccion y

limpieza de carbolita 0 arena entre las mas importantes.

Tabla 45. Tarifas de equipos. Fracturamiento hidraulico.

EQUIPOS DIRECTOS

ECOPETROL WORKOVER RIG 5.892,46 Dia

EQUIPO ACTIVO CON CUADRILLA Y 11.311,00 Dia
TUBERIA PETROWORKS

EQUIPO ACTIVO CON CUADRILLA Y 11.361,00 Dia
TUBERIA PRIDE

Fuente: Elaborado por los autores a partir de SACHICA AVILA Jorge Andrés,
AMAYA PEREZ Raul Fernando., “Analisis técnico-econémico de los
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fracturamientos hidraulicos realizados en el campo Llanito, Gala y Galan de
ECOPETROL.SA.

El promedio de gastos de equipo es de USD 356,168, el valor total de los
mismos para todos los pozos fue de USD 8’191,885.53.

Costos de produccion diferida. La produccion diferida es aquella produccién
gue no se recibe por tener el pozo detenido, debido a la operacidén que se esta
llevando a cabo. En este caso la produccién diferida es la cantidad de barriles
que estaba aportando el pozo antes de la intervencion, valor obtenido de las
formas 9 oficiales del ministerio para reporte de produccion. Estas fueron las

bases para el calculo de impacto econémico a lo largo de todo el proyecto.

Tabla 46. Pérdidas totales por produccién diferida. Fracturamiento

hidraulico.

NOMBRE | TIEMPO |(PRODUCCION | PERDIDAS PERDIDAS
DEL DIFERIDA DIFERIDA TOTALES TOTALES POR

POZO (dias) DIARIA (bls) POR DIFERIDA (US $)
DIFERIDA
(bls)
Yuma 1l 121 16 1.936 106.480
Cardales 41 85,7 3.513,70 193.253

Cardales 1 53 44 2.332 128.260

Cardales 3 54 100 5.400 297.000

Llanito 97 40 7 280 15.400
Llanito 19 7,6 144 7.942

Llanito 13 140 1.820 100.100
Llanito 94 23,6 2.218,40 122.012
Llanito 11 11 121 6.655

Llanito 16 43,6 698 38.368

Llanito 24 38 912 50.160

RPolRrolFrolFkr ok ol -
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g == ES|los(NEl®

Llanito 35 31,5 1.102,50 60.637
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NOMBRE | TIEMPO |(PRODUCCION | PERDIDAS PERDIDAS
DEL DIFERIDA DIFERIDA TOTALES TOTALES POR

POZO CIED) DIARIA (bls) POR DIFERIDA (US $)
DIFERIDA
(bls)

116
Llanito 31 140 4.340 238.700

Llanito 32 350 11.200 616.000

Galal 223 0 0 0
Este

Gala 9 48 67 3.216 176.880

Gala 11 30 74 2.220 122.100

Gala 13 23 10 230 12.650

Gala 17 31 10 310 17.050
Galan 133 23 48,1 1.106,30 60.846
Galan 134 25 14 350 19.250
Galan 135 25 4,2 63 3.465
Galan 137 25 120 3.000 165.000
TOTAL 2.558.209,50
Fuente: Elaborado por los autores a partir de SACHICA AVILA Jorge Andrés,

117

AMAYA PEREZ Raul Fernando., “Analisis técnico-econémico de los
fracturamientos hidraulicos realizados en el campo Llanito, Gala y Galan de
ECOPETROL.SA.

* En el pozo gala 1E no se manejo produccién diferida, puesto que el pozo se
encontraba inactivo previo al fracturamiento. El valor en dolares de “pérdidas
totales por diferida” es calculado en base a un valor de 55 ddlares por barril, el

valor de venta que se presenta en los pozos del Activo Llanito.

Costos totales. Tras calcular estos valores, se obtiene el costo total de cada
fracturamiento:
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Tabla 47. Costos totales de la campafia de fracturamiento hidraulico.
Costos Costos Produccion

operacionales | equipo diferida (US | totales(US $)

(US) (US $) $)
Yuma 1 211.707 646.826 106.480 965.014

OEILEISENINE 253.020 137.955 193.253 584.229
OEIGEICIMN 249.247 393.450 128.260 770.958
OEIGEICIRCEN 224.376 399.343 297.000 920.719
Llanito 97 232.156 316.848 15.400 564.404
MEQNNICHE 212.665 297.009 7.942 517.616
MEQNTNIAN 241.421 228.843 100.100 570.364
MEQNONNION 254.526 635.041 122.012 1.011.579
HENONEVAN 267.388 172.038 6.655 446.081
HENTNNY AN 250.527 262.926 38.368 551.821
HEDNNNIE 258.938 353.814 50.160 662.912
HEQNTNNIGE 269.917 478.785 60.637 809.340
HER[IoMEyAN 318.590 433.341 238.700 990.632
HERNTNK{ON 266.555 299.171 616.000 1.181.727
CEIEWN=SICE 221.260 693.966 0 915.226
Gala9 264.418 624.078 176.880 1.065.377
Gala 11 231.752 257.924 122.100 611.776
Gala 13 247.430 316.848 12.650 576.928
Gala 17 252.237 263.816 17.050 533.104
Galan 133 232.384 216.677 60.846 509.907
Galan 134 245.924 365.175 19.250 630.349
Galan 135 249.750 169.537 3.465 422.752
Galan 137 316.642 228.462 165.000 710.104

Fuente: Elaborado por los autores a partir de SACHICA AVILA Jorge Andrés,
AMAYA PEREZ Raul Fernando., “Analisis técnico-econdmico de los
fracturamientos hidraulicos realizados en el campo Llanito, Gala y Galan de
ECOPETROL.SA.”
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El costo total de la campafia de fracturamientos hidraulicos del Area Llanito,
desde el 2005 es de 16.522.931,50 doélares. Este valor comprende un total de

28 fracturamientos en 23 pozos.

Andlisis de la Inversion. Después de revisar las bases de costos de los
trabajos de fracturamiento hidraulico realizados durante la ultima década en el
campo llanito Gala, Galan, se obtuvo un valor promedio de inversion

representativo de la muestra tomada.
Como resultado del andlisis de obtuvo:
Tabla 48. Valores promedio de inversion para fracturamiento hidraulico en

el campo Llanito, Gala, Galan.

Costos Costos Producciéon Costos

operacionales | equipo(US diferida totales (US $)

(US $) 9) (US $)
244.648 258.463 55875 558.985

Fuente. Elaborada por los Autores.

El costo operacional se obtuvo de promediar los valores de la ejecucion de los
trabajos en donde solamente se realizo una fractura, y la compafia de servicios

no utilizo excesos de material.

Para obtener el costo asociado al equipo de workover, solamente se tuvieron
en cuenta los trabajos ejecutados con el equipo San Antonio 3, ya que este
equipo es contratado y su tarifa diaria representativa del costo actual de un

equipo de reacondidiconamiento de pozos.

La produccion diferida asociada a un trabajo de fracturamiento hidraulico se
obtuvo de promediar los tiempos de equipo en donde no hubo operaciones
alternas a la estimulaciébn (cementaciones, reparaciones de colapsos y

evaluaciones). De igual forma el valor de dias promedio se multiplico por el
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potencial promedio de produccion de petréleo del campo por pozo (60 BPD) y
posteriormente por el precio promedio neto de venta del barril de petréleo del
campo (USD 50).

10.Flujo de caja de la campafia de Fracturamiento. Una vez obtenidos los
costos totales se realizo el flujo de caja para la campafna de fracturamiento
donde fueron incluidos los costos en los cuales incurrié el proyecto y se
vincularon todos los factores e indicadores economicos con informacion
actualizada.

11.Precio de venta del crudo Llanito USD/BI 40

12.Precio de venta del gas Llanito  USD/KPC 3,5

13.Costo de extraccion total USsD/BI 17
14.Regalias 20%
15.Impuesto de renta 35%
16.Tasa interna de oportunidad 13%

A continuacién la tabla del Capex para la campafia de fracturamiento:

Tabla 49. Inversién de la campafia de fracturamientos.

CAPEX FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

TIEMPO DEL POZO PARADO (DIAS) 22
DURACION DE LA INTERVENCION (DIAS) 20
COSTO FRAC (SERVICIO) (USD) $ 230.000
COSTO EQUIPO (USD) $ 267.000
COSTO DIF (USD) $ 84.370
TOTAL $581.370

Fuente. Elaborada por los Autores.

Para el primer escenario econémico planteado los resultados financieros fueron

los siguientes:
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Tabla 50. Resultados financieros del primer escenario parala campafia de

Fracturamiento.

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO ESCENARIO 1 (36 MESEYS)

INVERSION (USD) $ 581.370

INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 65

INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 16.250
PRODUCCION ACUMULADA

(BLS) 35.766

PAY OUT (MESES) | 36

PERIODO DE EVALUACION

S 12 24 36
M 13% 13% 13%
VPN (USD) -$ 268.068 | -$102.257 | $1.688
TIR -8% -1% 1%
VR -0,5% 0,0%
RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,7 0,9 1,0

Fuente. Elaborada por los Autores.

Segun los resultados financieros el indicador del VPN solo es positivo para el
periodo de evaluacion de 36 meses, con un valor de ganancia de 1.688
dolares; un incremental de 65 BPPD y una produccion acumulada de 35.766
BLS.

La relacion costo/ beneficio es (1) para los 36 meses de efectuado el

tratamiento.

A continuacion se realiz6 una grafica para resaltar y mostrar la produccién

incremental requerida versus la produccion basica manejada.
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Gréfica 114. Produccién incremental versus produccién basica, campafa

de Fracturamiento.
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Fuente. Elaborada por los Autores.
El &rea bajo la curva azul representa la produccion incremental en barriles a

través del tiempo, después de realizado fracturamiento hidraulico.

Para el segundo escenario economico, los resultados fueron:
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Tabla 51. Resultados financieros del segundo escenario para la campafia

de Fracturamiento.

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO ESCENARIO 2 (12 MESEYS)

INVERSION (USD) $581.370
'INCREM. INICIAL PETROLEO (BPPD) 121
INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 30.250

PAY OUT (MESES) 24
'PRODUCCION ACUMULADA (BLS) | 66.579
PERIODO DE EVALUACION (MESES) E% 24 36
TIO 13% | 13% 13%
- $ $
VPN (USD) 1.853 | 310.517 | 504.015
TIR 1% 6% 7%
L 0% | 1,0% | 0,9%
'RELACION (BENEFICIO/COSTO) [N 1,3 1,4

Fuente. Elaborada por los Autores.
En este caso los valores del VPN para todos los periodos de evaluacién son
positivos, generando ganancias de 1.853 ddlares a los 12 meses, 310.517
dolares a los 24 meses y 504.015 doélares a los 36 meses; con un incremental

de 121 BPPD.

La relacion beneficio/costo empieza a representar una ganancia para los

periodos de 24 y 36 meses ya que esta por encima de (1).

La produccion acumulada de este escenario es de 66.579 BLS.
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Grafica 115. Relacion Costo/beneficio versus tiempo, campafia de

Fracturamiento.
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Fuente. Elaborada por los Autores.

La grafica muestra que cuando en el escenario 2 se alcanza una relacion
costo/beneficio de (1), en el escenario 1 la relacién costo/beneficio mayor a
0,6.

Para el tercer escenario se obtuvieron los siguientes resultados:

Tabla 52. Resultados financieros del tercer escenario para la campafia de

Fracturamiento.

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO ESCENARIO 3

INVERSION (USD) $1.162.740
INCREM. INICIAL PETROLEO

(BPPD) 130
INCREM. INICIAL GAS (KPCD) 32.500
PAY OUT (MESES) 36
PRODUCCION ACUMULADA 71.531
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FRACTURAMIENTO HIDRAULICO ESCENARIO 3

(BLS)

PERIODO DE EVALUACION

N, 12 24 36
o Rz 13% | 13%
] -$ -$ $
VPN (USD) 536.136 | 204.514 | 3.376
TIR -8% -1% 1%
IvwrR -0,5% | 0,0%
RELACION (BENEFICIO/COSTO) 0,7 0,9 1,0

Fuente. Elaborada por los Autores.

Se concluye que para una inversion de 1.162.740 ddlares el incremental
asociado debe ser de 130 BPPD con una produccion acumulada de 71.531
BLS, para alcanzar un valor de VPN positivo con una ganancia de 3.376
dolares y una relacion costo/beneficio igual a (1) en un periodo de 36 meses.
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RESUMEN DE LOS RESULTADOS DE LAS ESTIMULACIONES REALIZADAS EN EL ACTIVO LLANITO
Tabla 53. Resultados técnico-econdmico. Estimulacién acida.
ESTIMULACION ACIDA

PRODUCCION
POZO FORMACION INCREMENTAL EXITO EXITO
BLS TECNICO ECONOMICO

Llanito 1 ESMERALDA D 0 1. X
Llanito 4 ESMERALDA D 0 X X
Llanito 29 ~ MUGROSAC/ESMERALDAD 13116,4 1. 2.

Llanito 33 ~ ESMERALDA D 0 3. X
Llanito 37  MUGROSA B 4178 4. 5.

Llanito 28 = MUGROSAB/ESMERALDAS D 0 6. X
Llanito 37  MUGROSA B 0 7. X
Llanito 57  COLORADO A 0 8. X
Llanito 81 = ESMERALDA D 0 9. X
Llanito 94  MUGROSA C 15261 10. 11.
Llanito 85 = ESMERALDA D 0 12. X
Llanito 1038 MUGROSAC/ESMERALDAD 0 13. X

Fuente: Elaborado por los autores
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Tabla 54. Resultados técnico-economico. Estimulacion organica.

ESTIMULACION ORGANICA

Llanito 4 MUGROSA C 0 14. X
Llanito 80 MUGROSA B 637 15. 16.
Llanito 111 MUGROSAB 0 17. X
Llanito 120 MUGROSA B 0 18. X

Fuente: Elaborado por los autores

Tabla 55. Resultados técnico-econdmico. Estimulacién sdénica.

ESTIMULACION SONICA

Llanito 75 MUGROSA B 0 19. X

Fuente: Elaborado por los autores
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Tabla 56. Resultados técnico-econdmico. Fracturamiento hidraulico

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Llanito 4 MUGROSA C 0 20. X
Cardales 3  TORO SHALE 91480 21. 22.
Llanito 97 TORO SHALE 46957 23. 24.
Cardales1  TORO SHALE 0 25. X
Galall TORO SHALE 0 26. X
Llanito 103 TORO SHALE 0 27. X
Llanito 110 TOROSHALE/MUGROSAB 0 28. X
Llanito 112 ESMERALDAS 14704 29. 30.
Llanito 114 ESMERALDAS 146668 31. 32.
Llanito 115 MUGROSAC 31351 33. 34.
Llanito 116 MUGROSA C 21808 35. 36.
Llanito 117 TOROSHALE/MUGROSAC 0 37. X
Gala 1E TORO SHALE 0 38. X
Gala 13 MUGROSA 0 39. X
Yuma 1 TORO SHALE 3678 40. 41.
Gala 17 MUGROSA 0 42. X
CardaleslIN MUGROSA B 6772 43. 44,
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Gala9 MUGROSAB/MUGROSA C 25037 45. 46.

Galén 133 MUGROSA B 19785 47. 48.
Galéan 134 MUGROSA B 0 49. X
Galan 13 TORO SHALE 0 50. X
Galan 137 TOROSHALE/MUGROSAB 7720 51. 52.
Llanito 107 TORO SHALE 0 53. X
Llanito 130 MUGROSA B 18765 54. 55.

Fuente: Elaborado por los autores

Tabla 57. Resultados técnico-econdmico. RPM

Llanito 98 MUGROSA B 0 56. X
Llanito 93 ESMERALDAS D 0 57. X
Gala 1N MUGROSA B 0 58. X

Fuente: Elaborado por los autores
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Tabla 58. Resultados técnico-econdmico. Inyeccion CO2

INYECCION CO2

Galan 61 COLORADO 5120 59. 60.
Galan 61 COLORADO 4075 61. 62.
Galan 49 COLORADO 3720 63. 64.
Galan 49 COLORADO 2188 65. 66.
Galan 9 COLORADO 1381 67. 68.
Galan 35 COLORADO 2168 69. 70.
Galan 45 COLORADO 2606 71. 72.
Galan 11 COLORADO 165 &) 74.
Galan 117 COLORADO 267 75. 76.
Llanito 108 MUGROSA B 125 77. 78.

Fuente: Elaborado por los autores
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Tabla 59. Resumen de los resultados técnico-econdémicos de las campafias de estimulacién realizadas en el Activo

Llanito

ESTIMULACION INCREMENTAL INDICADOR INDICADOR
TOTAL TECNICO ECONOMICO
BLS

ACIDA 12 32555,4 293572 11/12 3/12
ORGANICA 4 637 256708 4/4 1/4
SONICA 1 0 375316 1/1 0/1
INYECCION DE 8 21815 192963 8/8 8/8
CO2
RPM 3 0 363572 3/3 0/3
FRACTURAMIENTO 25 434725 581370 25/25 15/25
H.

Fuente: Elaborado por los autores
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6. CONCLUSIONES

Un tratamiento de estimulacién se disefia para atacar un dafio de

formacion identificado, y si el yacimiento tiene reservas remanentes para
aportar y cuenta con la presion necesaria para llevar el hidrocarburo al
pozo.

El posible dafio de formacion existente en el Activo Llanito es invasion de
solidos, provenientes del lodo de perforacion, dafio por completamiento
(mala cementacion o cafioneo), migracion de finos; precipitacion de
asfaltenos y parafinas.

No se identific6 con exactitud cual fue el verdadero aporte de la
estimulacion sobre la produccién incremental en algunos de los pozos con
resultados favorables ya que en el momento de la estimulacién los pozos
fueron intervenidos con otros trabajos, tales como cafioneos, limpieza de
arenas y aislamiento de zonas.

No es posible determinar con certeza el efecto negativo de las
estimulaciones realizadas en los casos donde no se obtuvieron resultados
positivos en el incremento de la produccion.

En los tratamientos realizados antes de los afios ochenta no se tenia una
conciencia ambiental o de seguridad industrial, y al parecer los fluidos
producto de los tratamientos, se desecharon en la locacion con poca
proteccion personal y ambiental en su manejo.

La estimulacién acida con MCA al 7.5% fue efectiva en la zona C del pozo
Llanito 94; para remover posible dafio por completamiento (cafioneo), o por
precipitacion de parafinas o asfaltenos, ya que fue la Unica operacion
realizada en este pozo y se observé un incremento en la produccion
después de este trabajo.

En los pozos Llanito 1 y Llanito 4, no fueron favorables los tratamientos de

estimulacion debido a que se realizaron en una zona de mala calidad de
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10.

11.

12.

13.

arena (es decir, no hay zona para estimular); y de no estar bien ubicados
estructuralmente.

En las operaciones realizadas en el Campo Llanito, se evidenci6 la falta de
programacion para ejecutar los tratamientos de estimulacion, ya que a
muy pocos se les realizan pruebas de presion para determinar el dafio de
formacion y sin embargo estas pruebas no terminan siendo concluyentes
como en el caso de Llanito 80, donde el factor skin fue negativo, y aun asi
se le realizo la estimulacion organica.

En el pozo Llanito 75 se observé una disminucién en la produccion neta
debido al incremento del corte de agua, el cual puede ser causado por el
aporte de los intervalos que estaban tapados, la invasion del frente de agua
en los intervalos cafioneados 0 una respuesta negativa a la estimulacion
acustica.

No es posible validar o cuestionar la eficiencia de la herramienta PCUS en
la estimulacion sonica con las pruebas realizadas ya que no se tenia
evidencia de dafio a la formacion; y en una fecha cercana a la prueba el
pozo fue cafioneado y se le realizd un trabajo de limpieza simultaneo a la

estimulacion.

A pesar de que los 3 pilotos desarrollados por Ecopetrol para el activo
Llanito, tratados mediante modificadores de permeabilidad relativa, fueron
exitosos a nivel técnico; no llegaron a satisfacer el objetivo econémico

establecido.

Para la ingenieria de un proyecto de inyeccion ciclica de CO2, es necesario
evaluar areas béasicas de riesgo como: la seleccion del pozo candidato, el
comportamiento del petroleo al contacto con CO2, la obtencion y el
transporte del CO2, su integridad en superficie y fondo del pozo y la
produccion de CO2 en boca de pozo.

El limite en el uso del CO2 es fuertemente dependiente del costo del CO2
entregado en la cabeza de pozo y del precio del petroleo.
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14.

15.

16.

17.

18.

19.

Los resultados positivos evidenciados en la producciéon de los pozos
durante los distintos pilotos desarrollados en el Campo Galan y Campo
Llanito mediante el proceso de inyeccion “Huff and Puff’, sugieren la
necesidad de seguir evaluando el uso del CO2 como método de
recuperacion de aceite. Los aspectos econdmicos y la disponibilidad de
CO2 por parte del Complejo Industrial de Barrancabermeja justifican
plenamente el desarrollo de este tipo de proyectos.

Para cubrir los costos generados por un fracturamiento hidraulico vy
satisfacer un objetivo econémico particular, es necesario que los resultados
del incremento de la produccion de los pozos trabajados sea bastante

elevado.

El andlisis tanto técnico como econémico de los 26 pozos de la campafa
de fracturamiento hidraulico, evidencid que los pozos obtuvieron un
incremental asociado al tratamiento, sin embargo no se logré recuperar la

inversion total de la campana.

La estimulacion se realiza de acuerdo a la recuperacién de produccion de
un valor presente neto mayor a cero y de acuerdo al caudal incremental de

una tasa interna de retorno mayor a la tasa de oportunidad.

De acuerdo a la evaluacion econdmica, la realizacion de futuras
estimulaciones en el Activo Llanito es favorable cuando el precio del crudo
internacional este elevado, para obtener mayor rentabilidad de la
produccion incremental y poder garantizar la recuperacion de la inversion

en tres aflos como maximo periodo de tiempo.

En el programa a seguir de una estimulacién al Activo Llanito se debe

valorar el costo asociado a la seguridad.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda antes de realizar un trabajo de estimulacién, recafionear
la zona a estimular para garantizar el contacto del fluido con la formacion,
sin embargo, hacer esto deja incertidumbre en el resultado, lo cual se
puede mitigar haciendo el recafioneo antes del tratamiento y dejando un
periodo de tiempo razonable donde se pueda evaluar el rendimiento,
tomar presiones, y luego efectuar solo el tratamiento de estimulacion (sin
otro trabajo como limpieza de arenas que lo acompafie), para asi poder
evaluar economicamente el efecto de la estimulacion sobre el incremento
de la produccion. Esto con el fin de definir un tratamiento estandar para
remover un tipo de dafio existente en el campo.

Realizar previo a la estimulacion todas las pruebas necesarias para
evitar dafio de formacion por fluidos incompatibles con fluidos o
mineralogia de la formacion. Tales como estudios de mineralogia,
sensibilidad de arcillas, calidad de agua, productos quimicos para fluidos
de estimulacién, pruebas de desplazamiento, mojabilidad, solubilidad a los
guimicos y demas productos a utilizar, andlisis petrofisicos y pruebas de
compatibilidad con el fluido del tratamiento y de la formacion.

Se debe considerar, el estado mecanico de los pozos (en estos campos
los pozos generalmente son verticales con algunos direccionales en el
campo llanito; los completamientos de estos pozos son convencionales,
los cuales corresponden a completamientos de sarta sencilla, el método
de levantamiento artificial tipico en llanito es el bombeo mecanico); el
mecanismo de Produccion es Gas en solucion, el cual presenta bajos
porcentajes de recobro, y la presion de yacimiento donde el incremento
en el caudal puede ser tan bajo que no permite que la estimulacion sea
rentable econbmicamente en zonas depletadas.

Se recomienda tener en cuenta el procedimiento de una estimulacion, e

inspeccionar los equipos y materiales antes de movilizar al pozo para
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evitar lentitud en la ejecucién del trabajo de estimulacion. Casos puntuales
como falta de fluido o reparaciones mecénicas en plena ejecuciéon del
trabajo.

Para remover el dafio por perforacibn o completamiento se puede
considerar las operaciones bajo balance y considerar filtrar bien los fluidos
de completamiento para prevenir inyeccion de sélidos y utilizar
surfactantes que no modifiquen el comportamiento de la formacién con los
fluidos de trabajo ademas de previas pruebas de laboratorio; si el dafio es
por invasion de solidos, el recafioneo con una carga de mayor penetracion
puede ser efectivo al igual que un tratamiento de estimulacién &cida; si el
dafio es por migracion de finos la posible solucion es aumentar la
densidad de cafioneo; y para remediar el dafio por depositacion de
organicos tales como parafinas y asfaltenos, se puede realizar bafios de
aceite caliente.

Es necesario tomar pruebas de presiéon y de fluido que determinen dafio
de formacién antes de realizar cualquier tratamiento de estimulacion,
garantizando el tiempo necesario de estabilizacion del fluido para obtener
resultados concluyentes e identificar zonas depletadas.

De continuar con los tratamiento de estimulacién acida u orgénica en el
Activo llanito se debe considerar desplazar el crudo de la cara de la
formacion antes de realizar el tratamiento para evitar que el acido
(especialmente clorhidrico) disuelva las resinas que mantienen en
solucion las moléculas de asfaltenos, lo cual producira precipitacion, o
utilizar un bache de salmuera que los separe; especialmente si se piensa
en utilizar aceite caliente para contrarrestar el dafio por parafinas y
asfaltenos.

De llegar a intervenir un pozo con una nueva tecnologia, como es el caso
de la estimulacion soénica, es necesario tener certeza de que el pozo
seleccionado es el adecuado para ser intervenido, es decir, que al menos
este tenga dafo de formacion evidente y sea adecuado para las
condiciones del pozo. Sin embargo se recomienda evaluar la tecnologia a

nivel de laboratorio.
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10.

Para la ingenieria de un proyecto de inyeccion ciclica de CO2, es
necesario evaluar areas bésicas de riesgo como: la seleccion del pozo
candidato, el comportamiento del petrdleo al contacto con CO2, la
obtencion y el transporte del CO2, su integridad en superficie y fondo del
pozo y la produccion de CO2 en boca de pozo

Para realizar un proyecto de estimulacion mediante modificadores de
permeabilidad relativa, se debe contar con un analisis detallado de la
condicion técnica del pozo. De igual manera se debe seguir una
metodologia recomendada que esté soportada mediante pruebas de
laboratorio orientadas a simular todas las variables involucradas en la
operacion, para de esta manera obtener resultados mas acertados en
cuanto a la prediccion del comportamiento, y asi plantear posibles

escenarios tanto técnico como econémicamente viables.
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