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CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1 Antecedentes

El fracturamiento hidrdulico ha experimentado una diversidad de innovaciones vy
avances técnicos desde su aparicion a fines de los afios 1940’s. La industria de petréleo
y gas continuda confiando en el fracturamiento para desarrollar recursos en yacimientos
maduros y otras areas con produccidon econédmica marginales.

En su forma mas pura, el fracturamiento hidraulico ofrece un medio para quebrar la
formacion con presién de un fluido y crear un paso altamente conductivo para el flujo,
extendiéndose lateralmente a partir del hueco del pozo para incrementar la
produccion.

Los avances técnicos de las pasadas dos décadas, principalmente se enfocaban al
desarrollo de fluidos de fractura cada vez mas limpios y eficientes, basicamente
sistema de polimeros gelificados y reticulados.

La tecnologia del agente sostén, de otro lado, no ha sido beneficiado en el mismo
grado de investigacidon e innovacioén. Esto debido a las limitaciones fisicas de colocar
estos agentes de sostén en toda la extensiéon de las fracturas.

Histdricamente, la industria ha buscado fluidos “ideales” que minimizen el dafio a la
formacidn y logren una maxima conductividad empaquetada.

Con el desarrollo de nuevo agente de sostén ultraliviano (ULWP), ademas de lograr
una mayor conductividad puede usarse con fluidos base agua ligeramente gelificada y
no reticulada logrando un fluido mas limpio y mds econdmico optimizando de esta
manera el fracturamiento hidraulico.

Con los agentes de sostén ultralivianos se han abierto nuevas oportunidades para el
fracturamiento hidraulico de pozos en campos maduros de baja permeabilidad como

los nuestros en el Noroeste del Peru.

1.2 Formulacion del Problema

La técnica de fracturamiento hidraulico para estimular la produccién de pozos de
petrdoleo y gas, en reservorios de baja permeabilidad, es uno de los principales
desarrollos de la ingenieria de Petrdleo del cual podemos valernos para poder seguir

explotando nuestros campos en condiciones rentables.



El disefio y evaluacién de fracturamientos hidraulicos son procedimientos complicados,
debido a que los procesos involucrados no pueden ser observados directamente. En la
descripcién del comportamiento de los reservorios, la ingenieria de reservorios ha
superado estd limitacién, mediante el analisis basado en la presién de fondo del pozo y
el caudal de flujo.

Recientemente, estos andlisis han sido extendidos y aplicados exitosamente para
describir el proceso de fracturamiento hidraulico, por lo que actualmente, es posible
tipificar el comportamiento de la presion de tratamiento en el fondo del pozo en
modos bdsicos, que permiten identificar la respuesta de cada formacién productiva a
este proceso. Este hecho permite seleccionar a priori el modelo de geometria de
fractura que mejor podra simular el respectivo proceso, facilitando el disefio vy

evaluacion del mismo.

1.3 Justificacion del Proyecto

Las estimulaciones de los pozos del Lote X, se efectuaban mediante fracturamiento
hidraulico de intervalos grandes (500 a 1200 pies de altura), punzados con baja
densidad de tiros y utilizando poca cantidad de agente de sostén.

Entre los métodos de fracturamientos utilizados, tenemos: convencional, entrada
limitada, Multifrac y Perfpac, usando crudo, diesel y agua gelificados, nitrégeno, CO2.
Las técnicas del Perfpac y Multifrac permitian aperturar simultaneamente varios
reservorios. Para asegurar el tratamiento de todos los intervalos involucrados, se
usaban bolas de nylon como agente divergente y poco volumen de arena de fractura.
Con dichas técnicas no se garantizé una estimulaciéon adecuada en todo el intervalo,
debido a que el crecimiento vertical y longitudes de fractura desarrolladas eran muy
pequefias, en muchos casos, quedaron zonas sin estimular.

Sin embargo, a pesar de estas limitaciones, los resultados productivos en muchos
casos eran buenos, debido a que tenian presiones originales de reservorio y grandes
areas de drenaje por desarrollar.

En los ultimos afios, hubo una campana de Refracturamientos en pozos seleccionados
en base, a produccién acumulada y analisis de registro de presiones, que tuvieron

diferentes resultados productivos.



A partir del 2006, los trabajos de refracturamiento se realizaron usando un nuevo
enfoque, para ello se formo un grupo multidisciplinario, formado por reservoristas,
geodlogos e ingenieros de completacidn. Se analizaron datos de estimulacidn, registros
eléctricos, areas de drenaje de pozos vecinos, base de datos de presiones y
comportamiento productivo, con la finalidad de determinar los pozos candidatos.

Con el sustento técnico de software de fractura, se efectuaron simulaciones de la
geometria creada en la estimulacidn inicial y validada con informacién actualizada de

p0zos vecinos.

1.4 Objetivos del Proyecto

Objetivo Principal:

Optimizar la produccién mediante el refracturamiento hidraulico en los campos
maduros del Noroeste Peruano - Lote X”

Objetivos Especificos:

El refracturamiento lograra la productividad del pozo a los regimenes originales o a
regimenes aln mas altos, generando a menudo reservas adicionales mediante el

mejoramiento de la recuperacion de hidrocarburos.

1.5 Hipétesis
Los trabajos de refracturamiento hidraulico en campos maduros del Noroeste peruano
— lote X, permitiran optimizar la produccién y desarrollar importantes reservas de

hidrocarburos.



CAPITULO II: FRACTURA HIDRAULICA

En la fractura hidrdulica se habla principalmente de fractura con agente de sostén. En
el mundo las fracturas con arena representan el 95% de las operaciones.

2.1 Estimulacion

Cuando hablamos de estimulacion, hablamos de estimulacion matricial o también de
estimulaciéon por fractura. En ambos casos nosotros podemos ver la ley de Darcy
aplicada al petréleo (steady state), donde vemos cuales son los términos que podemos
modificar. Estos son:

Se puede trabajar sobre la presidn frente al punzado Pws de manera a reducirla. En
pozos surgentes esta presion esta definida por la presidn hidrostatica y la presiéon en
boca de pozo, pero en un pozo de petrdleo con bombeo mecdnico, PCP o electro
sumergible podemos bajar esta presién casi hasta cero.

El otro término sobre el cual podemos trabajar es el radio de pozo rw. Como no
podemos perforar pozos de didmetro demasiado grande, por los costos, estabilidad del
pozo, etc, es practicamente imposible modificar este valor. En fractura se sabe asimilar
la fractura a un mayor radio de pozo, o radio efectivo (r'w), como lo veremos mds
adelante.

Y el ultimo término sobre el cual realmente estamos trabajando es el dafio de
formacién o skin (S). En el caso de un tratamiento matricial lo que vamos a querer
hacer es reducir este valor a cero y en el caso del tratamiento de una fractura lo que
vamos a tratar de hacer es obtener un skin equivalente a un skin negativo. El skin
negativo y el radio de pozo efectivos son dos maneras de representar la fractura

dentro de la ecuacién de Darcy.
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2.2 indice de Productividad

La ley de Darcy se puede rescribir de otra manera para definir el indice de
productividad (Pl) que en realidad es el valor que mas se utiliza para representar los
resultados de una operacion de estimulacion. Vemos exactamente los mismos
términos que en la ley de Darcy pero puestos de otra manera. Cuando queremos
evaluar los resultados de una fractura lo que estamos observando es el indice de
productividad antes de fracturar versus el indice de productividad después de

fracturar.
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TPIl: (True Productivity Index) indice real de productividad de un reservorio.

Aconteceria solamente en condiciones de flujo lineal perfecto.
PI: (actual Productivity Index) indice actual de productividad, es menor que TPI (ningun

reservorio puede ser producido bajo condiciones de flujo lineal)

2.3 Daiio de Formacion

El tipo de dano no es de importancia para el disefio de un tratamiento con fractura,
pero si para el estudio previo que se realiza para definir el tipo de estimulacién a
aplicar, o sea al momento de definir entre un tratamiento matricial, una fractura, o un
cambio de sistema de extraccién.

Podemos citar diferentes razones por las cuales hay siempre algunos dafios en la
formacidn. En el caso de una fractura no nos interesa mucho todo esto ya que vamos a

bypasear el dafio.



Invasion /incompatibilidad de fluidos: invasion de la matriz por fluidos de terminacidn
o perforacién que tienen algunos grados de incompatibilidad con los mismos fluidos de
formacién (emulsidn, precipitacion, etc) o con la roca (desestabilizacién de arcillas)
Invasion de sélidos: junto con los fluidos de terminacion o perforacion pueden entrar
en los poros de la formacidon particulas sdlidas, solubles o no, que taponen las
gargantas porales e impiden el flujo si la presién diferencial no es la suficiente para
removerlos.

Movimiento de fluidos: durante la produccién o inyeccién, el flujo puede mover las
particulas de arcillas dentro de los poros y llevarlos a taponar las gargantas porales que
son de un didmetro menor. También la inyeccién de fluido base agua puede hinchar las
arcillas, desestabilizarlas y permitir su movimiento. También se debe recordar que en
la vecindad del pozo la velocidad lineal del fluido tiene su caudal maximo y por lo tanto
mayor fuerza de arrastre.

Cambio de mojabilidad: el uso de ciertos surfactantes o solventes pueden modificar la
tensiéon superficial de la roca y por ende su mojabilidad. En caso de pasar de
acuohumectante a 6leo humectante se reducird la permeabilidad del petrdleo en la
vecindad del pozo.

Emulsiones: el uso de ciertos surfactantes o solventes puede provocar la formacién de
emulsiones mas o menos estables segln el tipo de petrdleo que hay en la formacion.
También un surfactante que es beneficioso a una cierta concentracion puede ser
dafino a otra concentracion.

Bloqueo por agua: un cambio en la saturacion de agua provoca un cambio en la
permeabilidad relativa del petréleo. En caso de un incremento hay una reduccién de la
permeabilidad. Este dafio también es producido por el uso de surfactantes.

Sub productos de reaccion (ej. Hidroxido de hierro): en el caso de hacer tratamientos
matriciales acidos o fracturas acidas, se generan sub productos de las mismas
reacciones. Algunos de ellos como el hidroxido de hierro pueden precipitar en forma
gelatinosa en los poros de la matriz y obturarlos.

Incrustaciones: algunas aguas de formacién tienen sdlidos solubilizados (ej. CaCO3,
BaS04,...) que al sufrir un cambio de presion o temperatura precipitan. Estas
precipitaciones pueden tapar tanto los poros de la matriz como los punzados o las

tuberias. Este problema puede ser agravado por la mezcla del agua de formacién con



el agua inyectada que aporte los elementos faltantes para la formacion de las
incrustaciones.

Depdsitos organicos: de la misma manera que se pueden depositar incrustaciones,
pueden precipitar materiales organicos como son las parafinas y los asfaltenos. Estos
pueden precipitarse en la matriz en la vecindad del pozo, en los punzados o en la
tuberia. Estos depdsitos pueden existir tanto en pozos de petrdleo como en pozos de
gas con condensados. También en pozos inyectores pueden existir residuos de
bacterias que tapen instalaciones y formacién.

Depdsitos mixtos: es frecuente encontrar pozos donde se depositan tanto materiales
organicos como incrustaciones. Estas precipitaciones saben hacerse de manera
sucesiva o sea en capas alternadas organico / incrustacion.

Produccién: durante la operacién de produccién o inyeccién podemos generar algunos
de los dafios anteriores mas algunos adicionales. Uno de los dafios irreversibles es la
reduccion de la permeabilidad por disminucidn de la presion poral y un consecuente

colapso de la matriz.

2.4 Fractura vs. Matricial
El objetivo de un tratamiento de fractura y un tratamiento matricial es siempre
mejorar la productividad para acelerar la produccion. Nuestro objetivo ahora es lograr

comparar y contrastar el tratamiento matricial con el tratamiento de fracturamiento.

El tratamiento matricial es realizado a muy Triatamiento matridal
bajo caudal para que el fluido entre de Ia -
misma manera en casi todos los poros en la

vecindad del pozo. El objetivo es el de
restablecer la permeabilidad original en la

vecindad del pozo, lo que implica reducir el

skin a cero. El radio de inyeccion del
tratamiento no va a mds de 1 a 2 metros alrededor del pozo. Por lo tanto, estos
tratamientos son de un volumen relativamente pequefo. Hay que cuidarse justamente
de conseguir que el liquido inyectado penetre bien en la mayoria de los poros de la
matriz alrededor del pozo. Es decir, que no haya canalizaciéon y que no se rompa la

formacion dado que podria generar fractura. Se trata de tratamientos quimicos.



Una fractura hidraulica no va a tratar de Braehibasibn Hidigidica

remediar la permeabilidad cerca del pozo

pero va a crear un canal de alta E’h--.._

conductividad dentro de la matriz.
La fractura crea dentro del reservorio un
camino conductivo con una profundidad

variable seglin el tipo de formaciéon y de | .

hidrocarburo a producir. No estamos

incrementando la permeabilidad de la matriz, estamos generando un canal de alta
conductividad. No se puede mejorar la permeabilidad de la formacién en si (el
volumen de la fractura es chico comparado con el volumen del reservorio).

Entonces, una fractura hidrdulica no va a tratar de remediar la permeabilidad cerca del
pozo pero va a crear un canal de alta conductividad dentro de la matriz. Aunque
reiterativo, un concepto importante a entender cuando se realiza una fractura
hidraulica es que no se modifica la permeabilidad de la formacidn, sino que se crea un
camino que va de 10 a 500 metros adentro de la formacién. Para eso tenemos que
bombear a alta presidon para romper la formacion, e ir a alto caudal para que el fluido
pueda llegar lejos adentro de la formacion.

Cambiando la geometria de flujo, se mejora la conexién entre el pozo y el reservorio.
Una mayor area del reservorio es contactada y el perfil del flujo es cambiado de radial
a bi-linear o seudo-radial (el nuevo radio efectivo del pozo es funcién de la longitud y
conductividad de la fractura). Se obtiene entonces un drenaje mas eficiente. Fracturar

es una técnica aplicable tanto para zonas de baja como de alta permeabilidad.

2.5 Estimulaciéon Matricial

Las estimulaciones matriciales tienen como objetivo de incrementar la capacidad de
flujo en la vecindad del pozo. Si observamos el flujo de produccién en la matriz no
fracturada (flujo radial) vemos que todo el flujo del fluido de formacién (hidrocarburo,
agua) viene de forma radial sobre toda la superficie del pozo. A medida que se
aproxima al pozo el caudal es cada vez mayor y se produce una pérdida de carga

también cada vez mayor. En consecuencia, el dafo estara en la vecindad del pozo. Si se



Distribucion de presion
para un mismo caudal de produccién

observa la presidn en la matriz versus la distancia

b

desde el pozo vemos una caida de presién muy

grande en una distancia muy corta del pozo. S ,
= f - Después de estimular

Este caida de presion es resultante del dafio.

Presion

Justamente, el objetivo de una estimulacién

matricial es disminuir esta pérdida de carga en la
vecindad del pozo. Vamos a disminuir la diferencia
de presién, por lo tanto, vamos a incrementar el
indice de productividad.

Después de un tratamiento matricial el régimen de
flujo sigue siendo radial pero la pérdida de presién en
la region cercana al pozo disminuye para un mismo
caudal de produccion lo cual representa un
incremento de productividad.

Las estimulaciones matriciales son mas efectivas en formaciones de alta

permeabilidad, donde se debe remover un dafo inducido (perforacién, produccion)

2.6 Fluencias

Geometria de Fluencia en Fractura

Fracturar cambia la geometria de flujo extendiendo un
canal vertical extremadamente conductivo lejos del
pozo. Es decir, al fracturar se genera un canal de alta
conductividad. La conductividad de ese canal debe ser
superior a la conductividad de la formacién que esta

frente a las caras de la fractura. Dentro de la matriz el

:
o
c
i
[ 2

caudal es relativamente bajo. Dentro de la fractura en
cambio, tendremos un caudal relativamente alto.

La relacién de superficie de flujo, entre las caras de una fractura y un flujo radial, es
4hLf a 2nthrw, tipicamente una relacién de 5000 a 1. Una vez que el fluido entra en la

fractura, fluye linealmente a través del empaque de agente de sostén hasta el pozo.
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Hablamos de una permeabilidad de la formacion que puede ir de menos de 1 mD a
mas de 100 mD vy, dentro de la fractura, estamos hablando de una permeabilidad que
va de 20 a 50 Darcies. Este contraste en las permeabilidades permite conseguir un
cierto contraste entre las conductividades de la formacion y de la fractura.

Régimen de Flujo en Fractura

Una vez que el pozo ha sido fracturado pueden observarse en el tiempo varios
regimenes de flujo, tanto dentro de la fractura como en el sistema alrededor de esta.
Durante un tiempo muy corto después de terminar el bombeo y de poner el pozo en
produccién, la geometria promedia del flujo puede ser considerada como un flujo
lineal en la fractura. Gran parte del fluido que entra en el pozo viene de la expansion
del sistema que se generd durante la fractura. El flujo lineal se da temprano en la vida
del pozo es decir solamente en fracturas de

conductividad infinita. En pozos con una fractura de muy

alta conductividad (FCD>30) el flujo dominante es IHIH IHIII

generalmente el flujo desde la matriz hasta la fractura. "—_:-(G%

Entonces se observa un flujo lineal en la formacién.

Después de un periodo de tiempo, normalmente IHIII Iﬂttl
relativamente corto, vamos a poder observar dos flujos

ya que la formacidon empezd a depletarse. Se observa el

flujo que va de la matriz a la fractura y el flujo que esta (ARRAA] 111

dentro de la fractura.
ca%
El flujo es bi-lineal. El flujo bilineal se da temprano en la At

vida del pozo y solamente en fracturas de conductividad II]‘“I IIIIII
finita. Se compone de un flujo lineal incompresible

dentro de la fractura y de un flujo lineal compresible dentro de la formacién hasta la
cara de la fractura.

Mas tarde en de la vida del pozo, no veremos mas a

la fractura como si, pero veremos el sistema

R y IITHTEIELD g g ',

N d
fractura/reservorio como un pozo de un didmetro =y e =
, . - ¥ Py
mucho mas grande. Entonces podemos decir que hay * .-:'
i

un flujo seudo-radial. El tiempo en que acontece va ¢ i "Illlllll" i )

depender de la permeabilidad de la matriz y también
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de la conductividad de la fractura. El flujo seudo-radial se da tarde en la vida del pozo
alrededor de este y de la fractura. Con el tiempo el reservorio ve la fractura
(conductividad finita o infinita) como un pozo con un didmetro expandido. El flujo
tiende a asimilarse mas a un flujo radial en una escala global. La fractura pasa a ser
analoga a un pozo de gran didmetro. Entonces, se habla de flujo seudo-radial y de
radio efectivo de pozo.

Para diferenciar estos tipos de flujos hay que hacer ensayos tipo TST, etc.

2.7 Factor de Conductividad Adimensional

El Factor de Conductividad Adimensional es
bastante importante porque en todas las
evaluaciones de fracturas se va a utilizar este

término. En la literatura lo encontramos escrito

como FCD o CFD, depende del autor pero el

término es el mismo.

Es la relacion entre la conductividad de la

fractura y la conductividad de la formacion.
La conductividad de la fractura seria la permeabilidad del agente de sostén
multiplicado por la superficie de flujo, o sea el ancho de la fractura por la altura. La
conductividad de la formacioén es la permeabilidad de la formacién multiplicada por la
superficie de flujo, o sea la longitud de la fractura por la altura. Como el término altura
estd en el numerador y denominador desaparece de la relacién.

Aqui estamos hablando exclusivamente de la altura de fractura que esta dentro a la
zona de interés. Si la fractura ha crecido en las arcillas que estan arriba o abajo, o en
zonas sin permeabilidad arriba o abajo, hay que descontarlo.

El factor de conductividad adimencional representa la capacidad que la fractura va a
tener de producir el fluido que recibe de la formacion. Si la conductividad de la
fractura es menor que la conductividad de la formacién no va a tener la capacidad de
producir todo el fluido que reciba. O sea, si el FCD es menor que uno, entonces la
fractura no va a ser eficiente al 100%. Ademas debido a la influencia de otros factores
no considerados en esta ecuacion sencilla, el FCD 6ptimo tedrico no es uno pero 1,6.

También tenemos que pensar que con el tiempo la fractura se va a dafiar, y se
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recomienda buscar valores de FCD entre 5 y 10. Estos son los valores que se utilizan
normalmente para los disefios.

La relacion entre la conductividad de la fractura (ks ws h) sobre la conductividad de la
formacion frente a la fractura (k L¢ h) representa la capacidad de la fractura de
transportar hasta el pozo el fluido recibido de la formacién. Se considera solamente la
parte de la fractura abierta frente a la zona productiva.

De la ecuacion del FCD vemos que crear solamente longitud de fractura no es
suficiente. La fractura debe tener la conductividad suficiente para recibir y transmitir el
flujo desde el reservorio. Obviamente, reservorios de alta permeabilidad necesitan
fracturas mds conductivas que reservorios de baja permeabilidad (mas fluido para
mover dentro de la fractura). La relaciéon es definida por la conductividad adimensional
de la fractura, FCD.

El término de FCD describe solamente la conductividad de la fractura vs. la del
reservorio. Es relativamente facil obtener un FCD alto para una fractura corta. Cuando
la longitud es incrementada se torna mas dificil obtener un FCD> 1, especialmente

para reservorios de media a alta permeabilidad.

Ejemplo: Para un pozo con ciertas caracteristicas donde se graficé la longitud de la
fractura versus el FCD para diferentes sensibilidades. En este caso estamos hablando
de un pozo de petrdleo, no de gas y de dos fracturas con diferente ancho de fractura.
Primero vemos una formacién que tiene una buena permeabilidad, 50 md.

Para esta permeabilidad si hacemos una fractura de 3mm de ancho con una longitud
mayor de 80 pies, el FCD va ser menor que 1. Es decir, vamos a hacer una fractura
grande y costosa que no va a tener la capacidad de conducir todo él petréleo desde la
formacién hasta el pozo. Entonces estamos gastando dinero indtilmente. Ahora, si
incrementamos el ancho de 3 mm a 6 mm, podemos hacer una fractura mas larga de
hasta 150 pies, con un FCD mayor que 1, y que por supuesto va poder producir mas. En
el caso que la permeabilidad de la formacién sea menor, 5 mD, vemos que mismo con
una fractura no demasiado ancha, 3 mm, y una longitud superior a los 200 pies

obtenemos un muy buen FCD (del orden de 8 a 10).
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Datos sobre los gue se hasa el ejemplo
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Podemos concluir de este ejemplo que para una capa de alta permeabilidad se

necesita fracturas cortas y anchas, y para capas de poca permeabilidad hay que buscar

fracturas largas y de ancho menor.

En resumen, vemos la importancia de conocer la permeabilidad de la formacién para

determinar qué tipo de fractura necesitamos.

Para una formacion con buena permeabilidad (>50 mD) es inutil buscar una fractura

larga, ya que rapidamente el FCD serd menor que 1, pero si hay que buscar hacer

fracturas anchas. Con una menor permeabilidad una fractura corta seria altamente

conductiva sin que la formacién esté en condicion de aportarle fluido. Esta alta

conductividad representa entonces un gasto inutil, y se necesita una fractura larga.

2.8 Radio Efectivo de Fractura

Cuando se habla de fractura, se sabe hablar del
radio efectivo del pozo, r'w. Si el pozo esta
produciendo en forma natural, o radial, el area de
flujo va ser solamente el drea del pozo que va a ser
21 ry h.

En el caso de un pozo fracturado, el area de flujo
va a ser las dos alas de la fractura y cada ala tiene 2
caras. La superficie de una cara es la longitud por la
altura, por lo tanto el area de flujo va a ser 4 veces

la longitud por la altura.

Si queremos hablar de radio efectivo de fractura, el

(SIN FRACTURA)

Area de flujo il “Hg
Znrwh o i}r"._
4
t R / :_'
v L (e
S e
AW e
e
(CON FRACTURA )
Area de flujo equh.ralenl:e rw' = (2/z)xg
2ary'h o g
i e W e
UL Y L A

-l -. T

ull‘ i
‘2 A"\('\f.- by '4-.“.
.\l-ll‘h‘-‘l' v -h-

Hiah N ':- g, 4
'y % "-

equivalente
4xrh

area equivalente de flujo va tener la misma férmula que en el caso de un pozo que
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produce de manera radial, o sea se puede escribir: 2 tr'vw h =4 x¢h lo que nos da que
r'w=2x¢/ .

Esta es una definicion que se encuentra en la literatura y que es utilizada justamente
para representar la longitud necesaria por la cual uno tiene disenar la fractura.

En el afo 1961, Prats relacioné el radio efectivo con el concepto del FCD. A la ecuacién
tedrica r'w = 2x¢/ T agregd correcciones para considerar los efectos de alteraciones de
presion en la vecindad de las caras de la fractura y obtuvo el grafico adjunto del FCD
versus la relacion entre r'y / xs.

Podemos ver que en el caso de reservorio de baja permeabilidad, donde los valores de
FCD son altos (fracturas de conductividad infinita) el radio efectivo puede escribirse:
r'w = 0.5 xs

En el caso de reservorio de alta permeabilidad y bajos valores de FCD el radio efectivo
puede escribirse: r'y =0.28 ks w / k

Radio efectivo de pozo
Tomando esto en consideracién y en 1

funcién de la permeabilidad podremos

determinar cual es la longitud optima Ve

gue tenemos que buscar vy utilizar en el P
0.1 .

Ry " /HF

diserio.

En el grafico se puede observar

también que para un valor de FCD

0.01

superior a 10 no hay ninguna mejora, y o1 1 10

qgue los valores dptimos estdn entre 2 y _ ke w

10. En casos de pozos de alta
permeabilidad no serd practico obtener FCD del orden de 10 y es frecuente tener

valores menores que 1.

100
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CAPITULO III: SELECCION DE CANDIDATOS

La seleccion de los pozos candidatos a ser estimulados con fractura es el proceso de
identificar y seleccionar aquellos pozos que, como consecuencia de la estimulacién,
van a tener la capacidad para producir mas y lograr un mejor retorno econdmico.
Cuando un pozo no produce lo esperado y antes de hablar de fractura hidraulica o de
tratamiento matricial, se debe determinar el porqué de la falta de produccidn.

No necesariamente habra que hacerle algun tratamiento. Una vez definido el

problema se elegira el tratamiento.

3.1 Proceso de Seleccion.

Parte 1: Andlisis Econdmico de la Estimulacion

Primero hay que hacer un andlisis econdmico de le“dﬁ“ de lhqmﬂml

. L, B . Reservorio de disefio
la estimulacién y buscar cuanto dinero vamos a l l
ganar haciendo ese tipo de trabajo. Entonces,
primero tenemos que hacer una evaluacién del l
reservorio y buscar cual es el potencial de ingreso .
con y sin estimulacion. Por otro lado, deberiamos

. , . o >

ver cudles serian los requisitos de disefio para &
poder hacer una estimulacion matricial o una
fractura. Vamos a determinar si necesitamos una Inversiones i
fractura larga o corta, ancha o delgada. Es decir, NPV = PV revenue - PV cost

vamos a determinar qué Cantidad de productos NPV = Net Present Value (valor presente neto)

PV revenue = Pvingreso
P\ cost = PV costo

vamos a necesitar y cuales serdn los costos.
Aqui los costos no incluyen sdélo el dinero que pagamos a la compaiiia de servicios, sino
también todos los costos de equipo involucrados en la operacién. En funcién de todos
estos datos vamos a hacer un anadlisis econdmico del retorno versus las inversiones.

Los diagramas sobre la derecha los conceptos del proceso de seleccién y optimizacién
de los pozos candidatos a estimular. La combinacion de la evaluacion del reservorio, de
la estimulacion y de los costos son utilizados para la seleccién de candidatos y para
maximizar el retorno de la inversiéon (NPV). El NPV 6 Net Present Value , se define
sencillamente como:

NPV = PV revenue - PV cost
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Parte 2: Proceso de Seleccidon de Candidatos

Para hacer todo este proceso de seleccién de capas, primeramente hay que hacer una
revision de los perfiles, de las caracteristicas de los reservorios. Hay que hacer un
mapeo de productividad de los pozos vecinos para pronosticar la posible produccién
post estimulacidn.

Si vamos a hacer una reparacion hay que estudiar primero lo que se hizo durante la
terminacion o la reparaciéon anterior.

Con todo esto se establecen cual son los potenciales de produccién que se pueden
esperar después de la estimulacion.

También hay que evaluar posibles problemas mecanicos. Especialmente en reservorios
de alta permeabilidad acontece que el pozo no produce lo esperado porque la
instalacién de produccion no se lo permite. Puede ser porque el tubing es demasiado
chico para el caudal potencial del pozo, o porque hay una restriccion a nivel de los
punzados. Estos son problemas mecanicos.

El proceso de seleccion de candidatos debe comprender:

0 Revision de perfiles, caracteristicas del reservorio, informaciones de la terminacién
y reparaciones.

Mapeo de productividad de cada pozo.

Establecer potenciales razonables de produccion post estimulacién.

Evaluar posibles problemas mecanicos.

O O O ©O

Enfocarse sobre los pozos con mayor potencial.

Parte 3: Determinacion de Potencial Post Estimulacion.

Hemos visto que el proceso de seleccion de candidatos incluye el establecimiento de
potenciales razonables de produccion post estimulacién.

Se pueden hacer simulaciones de reservorio mds o menos complejas, lo que
dependerd de las informaciones disponibles, del tiempo del ingeniero de estimulacion
(si hay uno). Una herramienta muy prdctica es el Andlisis Nodal que permite
determinar el potencial sin y con estimulacion.

El analisis puede hacerse desde el fondo del reservorio hasta que el fluido entra en los

tanques. En pozos con sistema de extraccidn artificial, el analisis se hace normalmente
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solamente desde el fondo del reservorio hasta el nodo en el casing frente a los

punzados.

Para hacer el andlisis se puede considerar varios diametros de tuberia, lineas de

conduccion. Se puede hacer sensibilidades con diferentes completaciones, como

cantidad y didmetros de punzados, filtros, danos, etc.

3.2 Anadlisis Nodal

e Evaluacion de Potencial

El Anadlisis Nodal consiste en dividir
todo el sistema en diferentes nodos.
El primer nodo es en el fondo del
reservorio, otro en la vecindad del
pozo antes de los punzados, otro en el
pozo frente a los punzados, otro en
boca de pozo, y se pueden agregar
nodos en cualquier lugar que se
quiere estudiar especificamente. Para

evaluar una estimulacién se trabaja

Interactiva | —— Gas
- i

chogque de surperficie

Nodo Cal:exza Moado
de poza Separador
T—
— Ligu
SSSV —» quido
Restriccitn Nodo Ressrvario
en fondo — [cerca po2o) Modo Ressrvorio
e poro [limites)

Mado Wellbore

normalmente sobre los nodos que van del fondo del reservorio hasta dentro del pozo,

y generalmente se deja el restante a la gente de produccidn que son los que

verdaderamente saben cuales son las limitaciones del sistema productivo.

Para realizar un andlisis Nodal, el sistema de produccién es dividido en cuatro

componentes:
0 El reservorio,
0 Tubing de completacion,
0 Lalinea de flujo horizontal y
(o]

El separador.

Cada componente es analizado separadamente y como grupo para evaluar la eficiencia

del sistema completo.

Hay softs para hacer estas evaluaciones. Hoy no se tiene un soft estandar en toda la

compaiia. Los programas que se encuentran en el mercado son generalmente

orientados o a la parte reservorio (y la parte instalacion no estda demasiado
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desarrollada), o a la parte producciéon (y la parte de reservorio no estd demasiado

desarrollada).

e Punto de Operacion. Flujo Estable

El andlisis nodal analiza la capacidad que tiene la formacién de producir hidrocarburo
desde el fondo del reservorio hasta el tanque. Es decir, la relacion entre caudales y
pérdidas de presidn en los diferentes tramos que constituyen el sistema.

El sistema de produccién es divido en dos segmentos principales, el "Inflow" (flujo
entrante) y el "Outflow" (flujo saliente), los que son representados por las curvas
siguientes:

"Inflow Performance Relationship" (conocida como curva IPR). Esta curva es definida

como la relaciéon funcional

entre el caudal de produccion
y . Relacidn de flujo entrante
y la presion de fluencia en _ — ]
rﬁ Punto operativo
fondo de pozo frente a los =~
L= ]
- o
punzados. Es la habilidad del ] , Presion de operacion J'
= |
reservorio de entregar fluido, ;
o
petréleo o gas a través de la &
e
o=
formacién. El comportamiento 2 | Relaciéin de fujo saliente
operacidn
del flujo es descrito por la &
( | CAUDAL <3

respuesta de la presién y

caudal del reservorio.
Fig. 3.1 Curvas de Inflow y Outflow

"Tubing Intake Curve (TIC)", que es la combinacién de perdida de presiones desde el
nodo en fondo de pozo hasta el separador.

El punto de interseccion de las dos curvas, cuando existe, es el punto de equilibrio en
el cual el pozo va a producir por si mismo. Para hacer una optimizacién de Ia
produccién se hace sensibilizaciones con diferentes pardmetros como instalaciones,
dafios, punzados, etc.

Aprender como hacer correctamente un analisis Nodal es un curso aparte. Aqui damos
solamente una idea de su importancia para la definicion de cual son los reservorios

candidatos a estimular.
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CAPITULO IV: MECANICA DE ROCAS

En este capitulo hablaremos de mecanica de roca. No entraremos en detalles ni
desarrollos matemadticos pero solamente en lo necesario para poder entender el
disefio de una fractura.

La mecanica de rocas (también llamada reologia de la roca) es la ciencia tedrica y
aplicada del comportamiento mecanico de las rocas.

En fracturas hidraulicas es importante conocer las propiedades mecanicas y el estado
"in situ" de los esfuerzos (stresses). Esta informacién es utilizada para predecir la

geometria final de las fracturas y por ende estimar su conductividad y produccion.

4.1. Tipos de Esfuerzos
0 Esfuerzo

El esfuerzo es una fuerza ejercida sobre un A
verza (Found

= psi )

o= Fsfuarzo = ;
area, que representa la superficie de un Area i

material. La fuerza puede ser perpendicular o
tangencial.
Si el esfuerzo es perpendicular, o normal a la

superficie sera un esfuerzo de compresién

(compressive stress) y es representado por o.

Si en cambio el esfuerzo es tangencial a la superficie, o paralelo al plano, serd un

esfuerzo de corte (shear stress) tendiendo a cortar el material en este plano. Es

representado por T.

Los esfuerzos son considerados positivos cuando son compresivos y negativos cuando

son tensionales.

Deformacién especifica (Strain)

Cuando aplicamos un esfuerzo a un cuerpo, ) AL
Strafn = ¢ = -

inmediatamente ese cuerpo empieza a

deformarse en una mayor o menor medida

segun el material. Esa deformacién especifica,

e, que en inglés se llama "strain", es el cambio

A
I
I
I
I
L
|
|
en la longitud sobre la longitud original (¢ = :
v
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AL/L). Por definicion el término de "strain" es adimensional.

Para un esfuerzo de presion, la deformacién del cuerpo corresponde a un
acortamiento longitudinal y a una expansidén transversal.

Por norma se considera el acortamiento como "strain" positivo y la expansién como

"strain" negativo.

0 Esfuerzo In situ

En la formacion bajo tierra cada cubo de roca esta
sometido a una serie de esfuerzos. Podemos
representar los esfuerzos segun 3 ejes, los que van
ser un esfuerzo vertical (ov) y dos esfuerzos
horizontales, uno que va a ser maximo (omax) y otro

gue va a ser minimo (omin).

El esfuerzo vertical representa el peso de las

diferentes capas superiores a la capa estudiada. Su

Controlan o afectan fuertemente:
valor es normalmente en un rango de 0.98 a 1.1 Azimut

» Orientacién (vertical o horizontal)

. . . . . Altura ¥ ancho
psi/pie. Este mismo esfuerzo tiene tendencia a Presion del tratamiento
conductividad del empaque de
agente de sostén

deformar horizontalmente la roca generando

esfuerzos horizontales.

Los esfuerzos horizontales son diferentes segun la direccién, porque la roca esta
sometida no solamente a la resultante del esfuerzo vertical sino también a esfuerzos

resultantes de movimientos tecténicos del pasado.

Cuando se propaga una fractura, es porque las dos caras de la fractura se mueven
venciendo el esfuerzo in situ perpendicular a las caras. La naturaleza siempre busca el
menor esfuerzo - igual que nosotros y en consecuencia la fractura va crecer

perpendicular al esfuerzo minimo.

Por lo tanto siempre existe una direccién preferencial de fractura que en la literatura
se encuentra bajo el término de PFP (Preferred fracture plan), o plano preferido de

fractura.
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Normalmente los esfuerzos horizontales son menores que el esfuerzo vertical, y por
ende las fracturas crecen generalmente en un plano vertical (hay excepciones). En el
caso de pozos poco profundos, menos de 300 m, el esfuerzo vertical puede ser el
menor de los tres y en este caso la fractura puede ser horizontal. A una profundidad
intermedia es posible que se generen fracturas inclinadas porque el esfuerzo minimo
no es necesariamente vertical u horizontal. Pero en la mayoria de los yacimientos
productivos estamos lo suficientemente profundo y las fracturas son orientadas
verticalmente. También la cercania de falla puede influir sobre la orientacién de las
fracturas por su efecto sobre el estado de los esfuerzos.

Otro efecto de la intensidad de los esfuerzos va a ser la altura de la fractura. Los
esfuerzos in situ son dependientes del tipo de roca, las arcillas tienen esfuerzos
horizontales mayores que las arenas.

El crecimiento en altura de la fractura va ser limitado por la presencia de capas con
mayores valores de esfuerzos por arriba o por debajo de la capa a fracturar. El ancho
de la fractura va a ser también dependiente de los esfuerzos y a mayor esfuerzo hay un
menor ancho de fractura.

La presidn de tratamiento que es la presién que necesitamos para empujar la roca en
ambas caras de la fractura va a ser siempre superior al esfuerzo minimo, y a mayor
esfuerzo minimo mayor presién de fractura.

Esto es muy importante para nosotros porque puede implicar limitaciones para el
equipamiento a utilizar en superficie.

El esfuerzo también va afectar la conductividad del empaque del agente de sostén.

Como lo veremos después, a mayor esfuerzo la conductividad de la fractura disminuye.

0 Esfuerzo Efectivo
Cuando estamos hablando de esfuerzo, nos
interesa conocer el esfuerzo real que los granos de

arena de formacién o los granos del agente de

sostén van soportar. En realidad el fluido presente
&
a0 = o= aP ]
en los poros soporta parte del esfuerzo total, y los ) P - Presion poral
o = Tensidn efectiva
o « Tencion total
a = Constante poroelastica
a=0.7 para condiciones in sifu

esfuerzo ejercido por la roca. a=1.0 para fractura (presién neta)

granos son sometidos solamente a una parte del

Este esfuerzo resultante es lo que llamamos esfuerzo efectivo.
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La presion del fluido es la presion poral. El proceso de difusién, deformacién y la
cementacion entre los granos afectan la eficiencia de la presién del fluido para
soportar la carga aplicada a la formacion. Entonces solamente parte de esta presidn
poral es realmente efectiva y esa reduccion de presion es representada por un
coeficiente a llamado coeficiente de poroelasticidad.

Por lo tanto el esfuerzo efectivo sobre los granos (o') va a ser el esfuerzo in situ (o)
menos parte de la presion poral: 0'= o - aP.

El coeficiente de poroelasticidad puede considerarse igual a 0.7 en condiciones
normales in situ, y 1.0 dentro del empaque de agente de sostén. De esta relacidn
vemos que si hay cambios en la presidn poral esto implicard cambios en los esfuerzos

sobre el agente de sostén.

0 Esfuerzos segun la Formaciéon
El esfuerzo vertical depende solamente del peso de las capas de rocas superior. Pero
los esfuerzos horizontales son distintos segun el tipo de formacién. Esta diferencia en
los esfuerzos depende de si la formacién es mas o menos plastica. Si la formacién es
muy plastica tiene tendencia a deformase mds y podemos imaginar como cada cubo
de roca tendra tendencia a empujar mas los cubos de roca vecinos generando asi mas
esfuerzos horizontales.
Mds deformable es la formacidon, mayores seran los esfuerzos tangenciales
horizontales. Por esta razon, normalmente _
peso de todo lo que hay por encima
en una arcilla que es mas plastica que una

X X QOverburden l
arena, la intensidad de los esfuerzos es

A v =015 ‘
mayor que en la arena. — rena
La plasticidad esta representada por la —}| Arcillas v = 0.30 ‘h

Relacién de Poisson (v), que es definida _’| IEDR eV LD —

como la relaciéon de la deformacidn lateral.

Fig. 4.1 Relacion de Poisson

En consecuencia esa relacion es una medicién de cuanto una roca se deformard
horizontalmente cuando es sometida a una deformacién vertical (overburden). Las
formaciones con mayores relacion de Poisson, como las arcillas, tenderdn a

deformarse mas en plano horizontal que formaciones con relaciones menores, como
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las areniscas (clasticas). Como bajo tierra las capas no estan libres de moverse se

generan esfuerzos horizontales dentro de las rocas.

0 Concentracion de esfuerzos en la vecindad del pozo
En las pantallas anteriores hemos hablado de los esfuerzos en la formacién a una cierta
distancia del pozo en una zona no disturbada. Pero cuando se construye el pozo y se lo

perfora, se modifican los esfuerzos en la

. Thmin
vecindad de las paredes del pozo, o sea se ﬁ
modifica las condiciones de equilibrio en = [ ]*= %01 =3Chmax — Chmin
esta zona.

Desde el pozo hasta una distancia de una a
dos veces el diametro del pozo se genera

nuevas condiciones de equilibrio. Estas To2=3Ghmin ~ Thmax

condiciones, en la zona de mayores

Ohmax Ohmin Cal Gz
esfuerzos que es la pared del pozo, son

8000 7000 17000 13000

representadas por las ecuaciones de la

figura 4.2.
Fig.4.2 Esfuerzos en la Vecindad del Pozo

Vemos entonces que en esta zona hay una concentracién de esfuerzos que pueden
afectar el inicio de la fractura. Pero como la zona de concentracién es menos de dos
veces el didmetro del pozo, por un pozo perforado con 9" tendremos condiciones
normales a una distancia inferior a las 18". Esta distancia es equivalente a la
profundidad de un punzado hecho con cafidén, por lo cual no serd siempre una

dificultad.

4.2 Modulo de Young:

El Modulo de Young (E) representa la relacion entre el esfuerzo que se aplica
perpendicularmente al material y la deformacién axial de ese material. Se aplica una
fuerza F y se obtiene un cambio de longitud AL. Graficando esta relacidén se grafica el

Modulo de Young.
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En un material homogéneo y eldstico, como puede ser un metal, esta deformacién es

lineal en funcion del esfuerzo que se le aplica. Desgraciadamente las rocas son un

material muy diferente.

Un material ideal tiene una relacion esfuerzo/strain lineal (jpero las rocas no son

material ideall). Se toma Ia
pendiente de la curva en la parte
lineal para determinar el modulo
de Young.

Un alto valor de E representa un
material muy duro, lo que
significa que un alto esfuerzo
(alta presion) es necesario para

deformar la roca.

4.2.1 Efecto de Confinamiento

F
A
=====1_ AL
Esfuerzo r"-----":!
Axial I 1
. 1
a =l J E= Ao fAs 1 : r
1
- |
I 1
I 1
Deformacitn 4 ) o 4
Unitaria Axial
&= AL

Fig. 4.3 Modulo e Young

La roca no es un material ideal ya que tiene poros, micro -fisuras y otras

heterogeneidades. Si a una
muestra de roca le aplicamos
presién sobre la
circunferencia para simular el
efecto de los esfuerzos in situ
(presidon de confinamiento), y
aplicamos una fuerza en las
extremidades observamos
que la deformacién cambia

segln la presion de

ESFUERZO

0, = 4500 psi

E P
-~ Oc=*% " cuyando
= UC = 1500 psi GE' f\

5
4

-
/' ¥ DEFORMACION UNITARIA

e
| Interactiva |
"‘."—J

confinamiento. Para cada una obtenemos un grafico diferente.

Fig. 4.4 El esfuerzo representa la variacion de Esfuerzo
Efectivo dentro de la Formacion.

En la formacién la roca esta siempre comprimida, o confinada, por los esfuerzos

naturales in situ. Entonces, en el laboratorio debemos tratar de simular siempre las
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condiciones de fondo. Y necesitamos conocer los valores del esfuerzo minimo, o de
confinamiento, y realizar los respectivos ensayos con estos valores. De otra manera

los valores de modulo de Young que se obtendrian no tendria validez.

4.2.2 Arenisca Tipica
Si en un ensayo de laboratorio tomamos una muestra de arenisca sometida a una
presion de confinamiento equivalente a los esfuerzos in situ, vemos tres fases

diferentes en la curva de deformacién

3 Plasticidad cerca de ruptura.
2 Conducta lineal elastica.
1 Clausura de poros y micro-grietas.

versus esfuerzo.

En la primera fase la pendiente es grande,

lo que representaria un Modulo de Young ESFUERZD
A
muy bajo, porque se estan cerrando los | iaral Volumétrico Axial
LY - = R
#
poros y micro fracturas que hay en la “.ﬁ Py i

\
1

\ |
muestra. A I
]

\
La segunda fase es un periodo mucho mas

largo donde la muestra se deforma de i
5

. . Ly
manera lineal. En este periodo Ila ) |£??

= —
-
[
m
ud
"~
T N
[ ]

1
-vo 4 § 4vo
DEFORMACION UNITARIA

periodo que consideramos para determinar el valor de E.

deformacion es casi elastica y es el

En la tercera fase la muestra empieza a deformarse cada vez mds, terminando
rompiéndose. En esta fase hemos pasado el periodo de elasticidad de la roca.

Considerando las deformaciones longitudinal y lateral se calcula la deformacion
volumétrica. Vemos que en la fase 3 el volumen incremento a pesar del incremento
de la carga. Es importante recordarlo porque este fendmeno, llamado dilatancia,

serd discutido ulteriormente.

4.2.3 Efecto sobre la Geometria de Fractura

El Mddulo de Young es la relacién entre el esfuerzo perpendicular al material y la
deformacion de este material. Entonces por un mismo esfuerzo, a mayor modulo de
Young (formacién mas dura) menor deformacién, o sea menor movimiento de la
cara de la fractura, lo que implica menor ancho de fractura. Al inverso a menor
modulo de Young (formacion blanda) mayor deformacion, o sea mayor ancho de

fractura.
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En formaciones duras, se necesitaria Ancho
wgYcomo E T

mayor presién neta para obtener el

ancho deseado, pero eso es

. 2% : Gesssseive: I rees
generalmente no compatible con la s

el

limitacion deseada en el crecimiento

vertical de la fractura.

Cuando la altura de la fractura cubre

varias capas con mddulos de Young

diferentes el ancho no sera uniforme en altura. En consecuencia podria haber zonas
(pinch point) donde el ancho no es suficiente para el paso del agente de sostén

provocando un arenamiento en esta zona.

4.2.4 Factores que afectan la determinaciéon del Modulo de Young en Laboratorio.
Si queremos determinar el modulo de Young (E) en el laboratorio, el ensayo es
bastante delicado para hacer. No hay muchos laboratorios equipados para hacerlo.
Se necesita contar con una celda tri -axial para poder confinar la muestra.

Esa debe ser elegida con cuidado, no debe tener anisotropia, ni fisuras, debe ser
homogénea. El contenido de humedad de la muestra debe representar las
condiciones de fondo, presién y saturacién. Si no se realizan correctamente estos
ensayos no son representativos de nada.

Como ademas son ensayos costosos, las operadoras evitan este tipo de estudio, y
buscan definir valores de médulo de Young utilizando otras técnicas como el

perfilaje (logging).

4.3 Relacion de Poisson

La Relacion de Poisson representa la deformacion lateral (perpendicular a la direccion
del esfuerzo) de un material sometido a un esfuerzo longitudinal.

Para un disefno de fractura el valor de la Relacién de Poisson no tiene mucha
importancia, a menos de utilizarlo para calcular los esfuerzos in situ tedricos. La
deformacion de las caras de la fractura es perpendicular al esfuerzo de la presiéon neta
y es mas representada por el Médulo de Young. Rocas con altas relaciones de Poisson

transfieren mayor cantidad del esfuerzo vertical en la direccion horizontal, o sea
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resultan en mayores valores de esfuerzos horizontales. Las arcillas que tienen mayor
relacion de Poisson que las arenas, tienen generalmente mayores valores de stress que
estas. Debido al comportamiento no lineal de las rocas, la relacién de Poisson no es
constante en todo el rango de stress. Es afectado por los mismos factores que el

Modulo de Young.

4.4. Determinacion de Propiedades Via Perfiles
O Caracteristicas de la roca deducidas de los perfiles

Hemos visto que es dificil conseguir valores de mdédulo de

ATz 32

0.5 ( = )
AT 32

( AT ) E

Esos perfiles miden el tiempo de propagacion de la onda de ~ Favn=2G i+

Young, y de relacidon de Poisson, desde testigos corona. =

Entonces debemos deducirlos de perfiles sénico dipolar.

. . s -~ b
corte y de la onda compresiva. Hay una relacion @~ 12400 (_a.m)

matemadtica entre estos dos tiempos de propagacién con

4Ty = Tiempo de propagacién de Ia onda de corte
= Tiempo de propagacién de Ia onda de compresion

la cual podemos calcular la Relacidon de Poisson. Con la

= "madulo de volumen” (bulk density)
Egyr = Mbdulo de Young dinamico

Relacion de Poisson y la densidad de la formacion |[EEEEEEEEEEIE

= Modulo de corte

podemos calcular el Mddulo de Young.

No se debe tomar la interpretacion de los perfiles como algo de automatica. Los
valores que obtenemos asi son valores dinamicos del modulo de Young. La seial
sonora es muy rapida y se mide un movimiento muy rapido dentro la formacién. En el
laboratorio se aplica el esfuerzo muy lentamente sobre la muestra lo que puede ser

considerado estatica.

Durante el proceso de fractura cuando se rompe la roca el movimiento es
probablemente mas rapido que lo que hacemos en el laboratorio, pero es mucho mds
lento que la velocidad del sonido, entonces lo podemos considerar como algo estatico.
Para simular la fractura se utilizan valores estaticos de mdédulo de Young. Entonces, se

han desarrollado correlaciones entre valores dinamicos y valores estaticos.

0 Maddulo de Young dinamico vs. Estatico
No hay una formula matematica directa, ni relaciéon directa entre mdédulo de Young

dinamico vy estatico.
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Lo unico que existe son relaciones empiricas determinadas en laboratorio, tomando

varias muestras con las cuales se lleva a 14¢%

cabo el ensayo de laboratorio y al mismo  12e% |+

tiempo se realiza un ensayo sonico. 100%

Se ha publicado varias correlaciones. La 8% <
. \ = Porosidad
gue se muestra en este grafico es la  gom : — =Sl 0 - 14%
T —
T
i A H Porosidad
correlacién determinada por Morales 0% 1o P
(SPE 26561). Esta correlacién se puede
10%
utilizar como guia pero deberia ser Porogidag
. o
calibrada en cada zona con ensayo de o ag6 gEb 1266 1666

SPE 24561 {Moreles), SBP14, <9190 [Warpinski)
corona.

Fig. 4.5 El relacioné el médulo de Young dindmico calculado
por perfil y la porosidad de la formacion para determinar el
Mddulo de Young estatico.

4.5 Cambio en los Esfuerzos Funciéon por Cambio en la Presion Poral

Cuando diseflamos una fractura necesitamos Segin la teoria simplificada de la elasticidad :

¥ {Over -2.Pa0rt + Fogr

conocer los valores del esfuerzo minimo en la Thmin=
i-Fr
formacion a fracturar y en las formaciones R
. Emi Shmin
adyacentes. Estos valores pueden ser deducidos de  Emtonces
1-2v

. . P .o pe F, ) 3
los perfiles pero siempre deberan ser verificados 4Gl =aFpor.

1-Fy
en el campo con una prueba de inyeccién a caudal

de fractura.

1.0a1.5)

Los esfuerzos deducidos de perfiles son los " = Re AN Thrmax - Thmin (€
esfuerzos en las condiciones del pozo en el momento de la perforacién. Durante la fase
de produccidén las condiciones cambian y los esfuerzos no son constantes. Si el pozo ha
estado en produccidn o en inyeccion antes de definir la fractura, la presion poral ha
cambiado, y por ende los esfuerzos in situ han cambiado. Es importante tenerlo en
cuenta ya que en un pozo inyector podemos encontrarnos con presiones de fractura

mayores que las presiones normalmente observadas en el yacimiento.



Las ecuaciones anteriores pueden ser i T x_%
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representadas graficamente para un uso _ﬂ,«“f,,-—"/f/
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confundir los dos conceptos, entonces para & #59— ~ 7
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entender la relacion entre esfuerzos in situ £ L P

i
., . E a P P
y presién poral debemos considerar la 0.25 & —F
s
siguiente explicaciéon fisica del fendmeno: P
Cuando la presiéon poral disminuye Ia a0l
0.0 0.25 .50 .75 1.0

. s . . Gradienta d ils] 1
formacién  productiva  (arena) tiene i Ll i

tendencia a contraerse. Pero la presidn poral de las formaciones adyacentes que son
impermeables no cambia y estas no se mueven. Este resulta en que el esfuerzo sobre

la formacién disminuye.

4.6 Presiones Durante la Fractura
Durante una operacion de fractura hablamos de presiones. Estas presiones

representan diferentes términos que deben ser definidos. Llamamos presiéon de

fractura a la presion dentro de la fractura, o
. Faxt
justo después de los punzados. e }_w X
P]EIP e L
En superficie medimos el caudal de Pret
——————————————— +— Presion de cierre
. .z . E =
inyeccion, la densidad de la lechada, la 3 d";:g::,K
o
L
. s . G AP + AP
presién en la linea de bombeo y cuando se } - !
.. . Phyd
puede la presién en casing. Es muy raro /{maml | e
. ., L 1'...:,-1-,-:1,;.‘.- —Ix‘—-._______—
tener sensores para medir la presion de —

A

fondo, y aun mas en tiempo real.
Pfrac = Fsup + Phyd - Pfric tub = Pfric wellbore

Fig. 4.6 Presiones durante la Fractura

Generalmente la presion de fondo es calculada en funcién de los datos anteriores. La
evaluacién de una operacion se basa en la interpretacién de esta presiéon de fondo
calculada o medida. La presién de fondo es la presion de superficie, mas la presion
hidrostatica, menos todas las fricciones del sistema. Las fricciones son estimadas segun
datos tedricos.

Pfrac= Psup + Phyd = Ptriccion tub = Pfriccién wellbore

—

1
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En un grafico tipico de la presion de fondo vemos que al inicio del bombeo la presion
sube hasta que se rompa la formacion: Es lo que se denomina presidon de ruptura
(rupture pressure). Después la presidon se "estabiliza", en este momento tenemos la
presion de propagacion, o de extension de fractura (Pext). Una vez parado el bombeo,
no hay mas fricciones en el sistema, y la presion de fondo es igual a la presién de
superficie mas la presidn hidrostatica. La presion asi calculada es realmente la presion
adentro de la fractura, es lo que llamamos ISIP, Instant Shut In Pressure.
Pfrac= ISIPsuperficie + Phyd

Cuando paramos el bombeo, la fractura esta todavia abierta y el fluido que se
encuentra adentro pasa lentamente en la formacion por efecto de la perdida de fluido
(leak off), lo que implica una disminucién de la presion. Una vez que el fluido de
fractura filtro a la matriz las dos caras empiezan a tocarse, es el punto de cierre de la
fractura. Después de este momento el fluido que invadié la vecindad de la fractura
sigue difundiéndose en el reservorio y la presion sigue disminuyendo hasta estabilizar
en la presién de reservorio.

El mecanismo de disminucién de presidn cambia, y el punto de cierre puede ser visto
como un quiebre en la pendiente de la presién. Si hay agente de sostén en la fractura
las caras se apoyaran sobre el agente de sostén antes del cierre. Entonces la
determinacién de la presién de cierre debe hacerse con un bombeo sin agente de

sostén.

4.7 Presion Neta

La Presidon Neta representa la diferencia entre

Pn = Pg = PC

la presiéon de cierre y la presién dentro la B = 2500 - 2000

1
1 1
1 1
1 1
e . 1 1 —
fractura, o sea la presién de fractura medida en - P =500 psi
1 1
7 . .7 — 1 1 1 4
fondo. Fisicamente es la presibn que se LD LT e eesonon cuenne
L = J Prasion det:lje:ctzeD:nE:ns.l:Em minimo
necesita para que la fractura quede abierta y se f," )7
iU
propage. Si la presion neta es cero es porque la P PRESION OE FRACTURA

fractura esta cerrada.

Un ejemplo para aplicar la formula: La presion del fluido en la fractura es de 2500 psi,
la presidon correspondiente al esfuerzo de la formacién que tiende a cerrar la fractura

(omin) es 2000 psi. Entonces la presion neta es: 2500 - 2000 = 500 psi. Dicho de otra
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manera, de los 2500 psi, solamente 500 psi son utilizado para la propagacion de la
fractura, los otros 2000 psi son para impedir que se cierre. El comportamiento de la
presién neta es utilizado para estimar el comportamiento del crecimiento de la

fractura.

4.8 Gradientes de Propagacion y Cierre

Como los reservorios que se fracturan tienen profundidades

Ty
muy diversas para poder relacionar facilmente las presiones
independientemente de la profundidad se utiliza el término
. . T .

de gradiente de fractura (GF). Es importante tener claro de hmin
lo que hablamos ya que se utiliza el mismo término para

definir dos presiones diferentes. T o

= hmin
- profundidad

Segln quien habla utilizard este término para definir el gradiente
. . L, (ISIF + Phyd}
de cierre de fractura o el gradiente de propagacion de fractura. F&=mrraez
Se expresa en psi/pie. Teéricamente el gradiente de fractura Pfrac
~  profundidad
debe ser el esfuerzo minimo omin, o presién de cierre, divido por
la profundidad. Entonces representa la presién minima para mantener la fractura
abierta con un ancho cero. Este es el valor requerido por los simuladores. En realidad
cuando se quiere determinar el gradiente de fractura en el campo se mide el ISIP.
Como el tiempo de parada es muy corto (segundos) no se llega a determinar la presién
de cierre sino solamente la presiéon de propagacién. En este caso se toma como
gradiente de fractura a la presion de fractura (Psuperficie + hidrostatica) dividido por la
profundidad. En consecuencia estos valores de gradientes de fractura son ligeramente

sobrevaluados. Aqui el gradiente de fractura no representa el esfuerzo minimo, sino el

esfuerzo minimo mas la presién neta.

4.9 Tortuosidades (Near Wellbore Effects)

En un cierto porcentaje de las operaciones podemos observar presiones en exceso de
lo esperado por el nivel de los gradientes de cierre. En la mayoria de los casos este
exceso de presion se debe a efectos en la vecindad del pozo (near wellbore effects)
gue son todos englobados bajo el término de tortuosidades.

La fractura se inicia en los punzados de una manera que es funciéon de la posicidn y

cantidad de los punzados, de la inclinacién del pozo, etc. Cualquier sea la direccion
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inicial el cuerpo principal de la fractura sé redirecciona perpendicularmente al esfuerzo

minimo. También la tortuosidad puede ser consecuencia de la presencia de fracturas

multiples entre el pozo y la fractura principal.

Estas fricciones por tortuosidades resultan en una diferencia entre la presién en el

fondo del pozo y la presién en el cuerpo de la fractura.

Como consecuencia de estos efectos puede haber altas presiones de fractura, una

zona de ancho menor donde se puede generar arenamiento prematuro, una zona de

menor conductividad (si el ancho es menor la conductividad de la fractura ks ws sera

menor).

Cuando el agente de sostén es agregado al fluido las fricciones en la cercania del pozo

se pueden incrementar drasticamente debido a la dificultad de transportar una

lechada con agente de sostén en un camino angosto y tortuoso. Asi puede provocarse

un arenamiento.

Tengamos en cuenta que cuando calculamos la presion neta debemos descontar las

presiones por tortuosidades. En caso contrario podemos interpretar muy mal el

comportamiento de la presiéon durante las operaciones. Es imposible predecir, o

cuantificar de antemano, el efecto de tortuosidad. Como la perdida de presién es

funcién del caudal se puede diagnosticar la cantidad y la razén haciendo un step down

test.

También se puede minimizar estos efectos:

- Utilizando mayor diametro de punzados.

- Punzando orientado en la direccion de omax (PFP).

- Iniciando la fractura con un fluido viscoso.

- Utilizando slugs de arena para erosionar las restricciones o tapar fracturas
secundarias.

Fendmenos mas comunes por los cuales hay

pérdidas de presion por friccion en la cercania de| "estriecion en los punzades (a nivel del agujere)

pozo, o sea tortuosidades, son:

1 - Restriccion en los punzados (a nivel del agujero): \ I \

El diametro inicial no es suficiente para que el fluido / - /
entre al caudal de disefo. Puede ser porque el I

didametro es insuficiente debido a la utilizacién de Fimcial e

Cy = 0.56 €y = 0.89
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una carga incorrecta, o por una cantidad de agujeros abiertos insuficiente. En estos
casos no se observa disminucién de presion hasta que el agente de sostén entre en los
punzados. Cuando empieza a penetrar en los agujeros el efecto de la erosidn hace

disminuir rapidamente las fricciones y por ende la presién de superficie.

2 - Presidon debido a tortuosidad por reorientacion:  presion detido a tortuesidad por resricntacién

El pozo y la fractura son en el mismo plano pero el
punzado no esta en la direccién del PFP. Se forma prmricsiog

un canal entre cemento y formacién y en la zona de

mayor esfuerzo hay una zona de restriccidn al flujo.

£

CI“" “":: Punzade
s e €l cug
puede observar una caida de presion ya antes que 1o fractiira

Cuando el fluido pasa, erosiona esta zona y se

ingresa el agente de sostén.

3 - Punzados no alineados:

. , . Punzados no alineados
Si el pozo y el PFP no estdn en el mismo plano, los \ e e
al infinita

punzados no son alineados con el plano de fractura.
Esta se inicia segun el plano del pozo y debe
reorientarse en el PFP. En la zona de transicidon la
fractura es perpendicular a esfuerzos mayores que Reorlantacitn

de la fractura

omin, y entonces el ancho es menor, lo que genera

mayores presiones. El efecto de la erosidon deberia
poder observarse cuando el agente de sostén

penetra en los punzados.

4.10 Presién de Ruptura

En un pozo inclinado no solamente hay un esfuerzo debido a la tortuosidad sino que
también hay un gran esfuerzo inicial para romper la formacion. Este mayor esfuerzo es
dependiente de la inclinacion (B) pero también de la orientacion (a)en funcidn de la
direccion de los esfuerzos horizontales maximo y minimo. Lo vemos representado en

este grafico donde se considera que no hay efectos de tortuosidad.
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Si el pozo es vertical, o sea la inclinacién es 0, la relacion entre la presidén de ruptura y
la presién neta serd 1. A medida que el pozo

es mas inclinado, y segun su direccion versus A -

la direcciéon de los esfuerzos maximos vy
minimos, la presién de ruptura varia y puede
llegar a 1.6 veces la presion de ruptura de un
pozo vertical. O sea si en los pozos verticales
de la zona tenemos normalmente presiones

de ruptura de 5000 psi, en un pozo desviado

Fresidn de ruptura / presian nsta

a 60° y en la direccion de omax, debemos 060 1o 20 20 40 s s 1 8 0

Indinacion del poze, i?

esperar una presién de ruptura de 7500 psi.
Fig. 4.7 Presiones de Ruptura

Es importante saberlo para definir de antemano el equipamiento necesario en locacién
para la operacion. En caso de pozos desviados es importante conocer las direcciones

de los esfuerzos en el yacimiento antes de perforar.

4.11. MULTI-FRACTURAS

Ademas de los efectos de tortuosidades hay otro fendmeno que puede generar exceso
de presion dentro la "fractura", es la existencia de fracturas multiples. Estas pueden
existir en la vecindad del pozo (near wellbore), o lejos en la formacidn (far field). Cada
caso tendrd un impacto diferente sobre la geometria de la fractura y también sobre la
respuesta de la presién. Se acepta la presencia de fracturas multiples en la vecindad
del pozo que son manejadas como tortuosidad, pero las fracturas en el reservorio son
motivo de discusiones entre los especialistas que no pueden ponerse de acuerdo, en
consecuencia no todos los simuladores permite simularlas.

Una escuela dice que cuando se fractura se generan frecuentemente fracturas
multiples debido a la heterogeneidad en la formaciéon. Se inician fracturas en cada
punzado y no necesariamente colasen en una, o unas, fractura(s) grande(s). La otra
escuela considera que es poco légico porque la naturaleza siempre busca el esfuerzo
minimo. Si tenemos varias fracturas cada una competiria con la otra, lo que implicaria
tener cada vez mas friccidn en el sistema ya que a tener menos caudal en cada fractura

habria menos ancho. Ademdas cuando se abre una fractura, los esfuerzos en la
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vecindad crecen y limitan la apertura de otra fractura cerca de la primera. Es decir la
existencia de fracturas multiples como cosa normal iria en contra de la ldgica de Ia
naturaleza. Aceptan que se inicien varias fracturas, pero consideran que normalmente
solamente una crezca.

Por supuesto hay casos particulares donde ambas escuelas estan de acuerdo, como los
pozos desviados, donde si habra fracturas multiples, pero iniciando a una cierta
distancia una de otra. Por experiencia personal estoy mas inclinado con el punto de
vista de la segunda escuela.

Cerca del pozo, en el momento que se inicia la fractura es posible que se generen
varias fracturas en diferentes punzados, pero mds lejos del pozo estas fracturas
coalesen en una fractura grande.

Estas fracturas multiples significan canales angostos donde no podrd pasar el agente
de sostén.

No necesariamente van a generar demasiado exceso de presion, y no son siempre
detectadas a menos de hacer un slug de agente de sostén. Estas condiciones deben ser
corregidas antes de iniciar el tratamiento en si para evitar un arenamiento prematuro.
Dentro la formacion (far field) las fracturas multiples serdn paralelas, siempre y cuando
los esfuerzos maximo y minimo sean diferentes.

Esta demostrado por ensayos de laboratorio que con una diferencia de solamente 50
psi entre omax y omin, las fracturas tendran una direccién Unica. Para que no
interactlen entre si es necesaria una cierta distancia entre fracturas.

Si los esfuerzos son exactamente iguales, o por lo menos con una diferencia inferior a
50 psi, las fracturas podrian tener una forma

Fracturas Miltiples en Formacion
dendritica o sea en todas las direcciones. Esto

existiria solamente en una zona completamente %@ %

relajada, sin efectos tecténicos, lo que es mas

representativo de formaciones muy blandas vy S e Shmin = Thmax
poco consolidadas. Fracturas Fracturas
Miltiples Paralelas Dendriticas

Fig. Fracturas Multiples en la Formacion
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En conclusion algunas de las condiciones que favorecen la presencia de fracturas

multiples son:

Poca diferencia entre cmax y omin.
Presencia de fracturas o fisuras naturales.
Inclinacion del pozo.

Tipo de punzado.

Near Wellbore Fractures

W=ancho de

Zona de cada fractura

tortuosidades

Fig. Fracturas en la Vecindad del Pozo



37

CAPITULO V: AGENTES DE SOSTEN

5.1 Requerimientos

Hemos hablado de teoria de fractura, ahora vamos a empezar a hablar de los
elementos necesarios para hacer una fractura.

El primer material es el agente de sostén. Cuando hacemos fracturas en arenisca, y

también en algunos carbonatos, es necesario

utilizar un componente que impida que la fractura :;::;‘f '. ‘u.::‘

se cierre completamente una vez terminado el %Pﬁ: » { '
o el W

bombeo. Este material es lo que llamamos "agente ‘; L‘:‘E, P N
L T f TRt

de sostén", o "agente apuntalante" o proppant. Ry, ; ; R

b ke L !

Este material debe tener ciertas propiedades ::{'; ey G

fisicas y mecanicas, principalmente una alta r - ~ E F A

resistencia a los esfuerzos. También debe resistir a 57?’ ' ; : ;

la corrosidn, porque en ciertos ambientes hay H,S l..__?:ﬁ":'.:__ Y 4 \__; (2 H
T y .

0 CO; en el fluido de produccién, o a futuro se %} : E 1 ot

puede prever tratamientos acidos.

Fig.5.1 Ensayo en el Laboratorio con Arena
como agente de Sosten

El agente de sostén debe tener una gravedad especifica lo mas baja posible para evitar
su segregacion y decantacion del fluido de transporte en el fondo de la fractura. Como
son materiales que se utilizan en gran volumen es muy importante que el costo sea lo
mas bajo posible.

En areniscas y también en algunos carbonatos, es necesario utilizar algunos agentes de
sostén para guardar la fractura abierta e incrementar su conductividad.

Propiedades ideales: Alta resistencia, resistencia a la corrosién, baja gravedad

especifica, disponibilidad a bajo costo.

5.2. Conductividad
El empaque del agente de sostén es el elemento a través del cual va a transitar el
fluido de la formacion a través de la fractura, por lo tanto el parametro mas

importante es la conductividad en condiciones de fondo de pozo.
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Recordemos que la conductividad de la fractura es el ancho por la permeabilidad del
agente de sostén en condicidon de fondo y por la altura. El ancho de la fractura es
directamente proporcional a la concentracion de agente de sostén dentro de la
fractura (no confundir concentracion en la fractura [lb/pie?] con la concentracién en el
fluido de fractura [PPA]). Esta concentracién, cantidad de agente de sostén por unidad
de drea, se expresa en libra por pie? (lb/pie?), y por lo tanto este término es
dependiente de la gravedad especifica del material utilizado.

Seria mds conveniente hablar de ancho de fractura y no de concentracién en Ib/pie? ya
gue por una misma concentracién el ancho dependera de la gravedad especifica del
material. Pero cuando se empezd a hacer las primeras fracturas el Unico agente de
sostén disponible era la arena. Entonces se utilizaba este término sin posibilidad de
confusion, y seguimos utilizandolo hoy.

La permeabilidad final de la fractura es funcién del tipo de agente de sostén, de la
concentracion alcanzada dentro de la fractura (Ib/pie2), de la temperatura del
reservorio, de la presiéon de cierre, de la dureza de la formacion (E), de la cantidad de

finos, de la calidad del gel utilizado (cantidad de residuo dejado en la fractura), etc.

AGENTE DE SOSTEN

EL FARAMETRO MAS IMPORTANTE ES LA CONDUCTIVIDAD
DE LA FRACTURA EN CONDICIONES DE FONDO.

Conductividad de la fractura:
whky = ancho de fractura x permeabilidad dentro de la
fractura.

Fig. 5.2 El ancho de la Fractura es Directamente Funcién de la Concentracion remanente de Agente de
Sosten (lb/pie?)
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5.3 Confinamiento

Una vez cerrada la fractura el agente de sostén esta sometido (confinado) a una
presién ejercida por la formacion. En realidad la presion de confinamiento no es toda
la presion ejercida por la formacion sino la

presion de formacién menos la presion poral. Pc =0y - BHPP

. s . . . Donde
Entonces la presidn de confinamiento se defina Pc = Presion de confinamiento.
Ty = Esfuerzo minimo nativo (in situ).

L. . BHHP = Presién de produccidn en fondo
como el esfuerzo minimo, determinado en la

El exfuerio &jercido sobre & agents de soslén o
presion de cierre, menos la presién poral RCrementa 3 medida que I presion de fondo disminuye.
7’ .

Fig.5.3 Presion de Confinamiento

Pconfinamiento = Pcierre - Pporal
Pconfinamiento = (GF X PrOfUNdidad) - Pporal

Debido a la produccién la presidon poral disminuye en el tiempo, y con mas intensidad en la
vecindad del pozo. En consecuencia la presién de confinamiento incrementa en el tiempo y es
maxima cerca del pozo, donde también es necesaria la mayor conductividad. En caso de pozos
producidos por algunos sistemas de bombeo artificial (AIB, PCP, ESP) la presion en el fondo

(BHPP) puede ser considerada cero, y entonces

Pconfinamiento = (GF X Profundidad)

Efecto de la presion

En la foto de izquierda vemos arena
utilizada como agente de sostén. Se
utiliza normalmente para una presién
de confinamiento inferior a los 4000 o
5000 psi. Podemos observar la forma
de los granos y que todos son

practicamente del mismo tamaio.

Fig. 5.4 Efecto de la Alta Presion de Confinamiento
sobre la Arena

En la foto de derecha vemos esta misma arena después de ser sometida a una presién de

10.000 psi, o sea una presién muy superior a la presién recomendada. Podemos constatar

como parte de los granos se han roto y han formado una cantidad de particulas muy finitas. Si
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estos finos se quedan dentro del empaque taparan los poros e impediran el flujo desde la
formacién. Por lo tanto podemos concluir en la importancia de conocer la presién de
confinamiento maxima durante la vida del pozo a la cual serd sometida el agente de sostén

para poder definir cual usar.

5.4 Calidad de las Arenas de Fractura - Normas API

Existen diferentes normas API para los diferentes tipos de agente de sostén, la norma
APl- 56 siendo especifica para las arenas. Estas normas dan las diferentes
especificaciones sobre resistencia a la compresion, resistencia a la corrosidon
(solubilidad), tamafio y formas de los granos.

En el Figura 5.5, reproducido de la norma vemos la exigencia en cuanto en la forma de
los granos de las arenas de fractura.

Como la arena es un agente natural que se encuentra en canteras, no toda la arena es
bien redonda, al contrario. Por lo tanto el primer control de calidad serd verificar su
redondez. Se debe exigir que la forma de los granos de arena, estadisticamente
hablando, coincide con los cuatro cuadrados de arriba a la derecha. Si la arena tiene
una forma segun las lineas inferiores del cuadro tendremos una arena de mala calidad,
dado que cuando se cerrard la fractura se tapardn todos los poros. Es este tipo de

arena que debemos evitar de comprar.

Calidad de la arena |: Interacive |

I ] - P
os O 15} C) /_ ] -
| f NS
i \ 5
2T IO | \C} C_:Jj
o
E T Los granos de Ia
B 0E arena gue se
& - 2| 'l':\-'-' (] utiliza como
agente de sostén
tigne que caer
4 dentro de estas 4
a3 {\.‘_j d:::' C’:‘ ,;C_,._J 'l-‘r::' farmas siendo |la
ideal la superior
oI d 0.5 7 og derecha

Aorndness

Fig. 5.5 Esfericidad y Redondez Segiin Norma API 56
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La forma de los granos se clasifican en:

0 Esfericidad: representa el grado de comparacién entre la forma de los granos de
arenay una esfera.

0 Redondez: mide si las diferentes facetas de los granos se juntan de manera

redondeada o no.

5.5 Efecto de la Concentracion.
Aqui vemos el efecto de la concentracion de agente de sostén dentro de la fractura. Este
grafico es sacado de una base de datos de Stimlab. Es un laboratorio independiente de
terceros que no pertenece a Sand Badger 12/20, 150 °F

ninguna de las compafiias de
servicio y estd patrocinado por
empresas petroleras. Repsol no es

socio de Stimlab, al menos en lo

Conductivity { md*f)
E

que respecta a estimulacién. La

comparacién esta hecha con

arena marca Badger de " i o
Strass (psi)

granulometria 12/20.

Concentration Ih/it2 Prestar atencidn a la
importancia de la mayor o

) L0 manor conductividad y a Ia

1.3 importancia de la viscosidad
w7 20

Fig. 5.6 Efecto de la Concentracion

El ensayo se hace tomando dos placas de roca con el agente de sostén en el medio.
Estos ensayos permiten tomar en consideracién el efecto de empotramiento. Las
diferentes concentraciones corresponden a diferentes anchos de fractura.

Se hace fluir liquido midiendo diferencia de presion entre entrada y salida.

Vemos que, cualquier sea la concentracidn, cuando la presién de confinamiento pasa
los 3000 psi la arena pierde mucho de su conductividad, debido a la rotura de los
granos.

Ademads podemos observar la importancia de obtener altas concentraciones de arena
para lograr una adecuada conductividad, ya que a baja concentracién (0.5 Ib/pie2) la
conductividad es muy pobre. Se puede hacer este mismo grafico con cualquier otro
tipo agente de sostén de diferentes granulometrias.

Las curvas tendrian comportamientos similares, pero con valores diferentes.
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Segun el proveedor este tipo de ensayo es graficado con conductividad (md-pie) o

permeabilidad (md) versus presion de confinamiento. En la realidad la permeabilidad

final del agente de sostén serd todavia menor debido al dafio residual que deja el gel

dentro de la fractura. Este dano es dependiente de la calidad del gelificante, la

cantidad y calidad de ruptor utilizados.

Ademas debido a condiciones como rotura de los granos, disolucion, migraciéon de

finos la conductividad cambia también en funcion del tiempo. Pruebas de flujo/no

flujo, para simular periodos de pozo cerrado, mostraron reducciones severas de

conductividad.

5.6. Empotramiento

Si utilizamos bajas concentraciones de
agente de sostén tenemos que pensar que
parte de la roca se va incrustar dentro del
agente de sostén - al menos dentro de la
primera capa de agente de sostén en
ambas caras de la fractura. El fendmeno es
mayor en formaciones blandas. En ese
grafico vemos cédmo los granos de la
formacidon que son mucho mas finos que
los granos del agente de sostén penetran
adentro. Esto es lo que en espafiol
llamamos empotramiento o "embedment".
El ancho perdido por este efecto se puede
calcular en funcién de las propiedades
mecanicas de la roca, mas blanda es la

formacidn mayor serd el empotramiento.

Empoiramicnte (Ih/0i%)

Calidad de la arena Fa.

I
l%l%l%.%.%l%l”

Conductividad y ancho del empaque son reducidaos :

40% de reduccién en el ancho.

1.5a 2.0 II:|,|"|'-l2 de pérdida de la concentracién del agente.

4
KIS
\-\
",
27 \\"“
—_—
—
1+
Empatramiento con
conceniracion de 7 I/
“ | | 1 |
3ES oES 9ES 12E6
Modulo de Young

También a mayor presién de confinamiento mayor empotramiento.

El valor de empotramiento es calculado por los diferentes simuladores, que lo toman

en consideracion para calcular la conductividad final del empaque.

Podemos calcularlo asi:

Concentracion de agente de sostén en lb/pie?



Cp=5.2y(1-dp)w

Donde:

vy : gravedad especifica del agente de sostén

dp : porosidad del empaque (fraccion)

w : ancho empaquetado

Ancho perdido por empotramiento para esfuerzo > 2000 psi
We = Dp (0.8128 - 0.4191 In[E])

Donde:

Dp : diametro promedio del agente de sostén (pul)

We max >> 1.5Dp

E : modulo de Young (en psi * E6)

Para presién de cierre < 2000 psi, empotramiento >> 0.5 We

5.7 Granulometria (Mesh Size)

Distribucion del Tamafio de Granos

Cuando especificamos un agente de sostén hablamos también de su granulometria o sea si
se trata de un 12/20, 20/40, 30/70. Una granulometria 12/20 significa que el agente de

sostén pasa a través de un tamiz de 12 hilos por pulgada y es retenido sobre un tamiz de 20

hilos por pulgada.

En la a Figura 5-7 superior podemos observar que los poros entre los granos son grandes, y

por lo tanto el fluido va a poder pasar facilmente.

En la Figura 5.8, los granos chicos se meten en el medio de los poros de los granos grandes
tapandolos parcialmente y no permiten que el fluido pase facilmente a través del empaque.
Por eso no se debe mezclar agentes de sostén de granulometrias diferentes, ni bombearlos

uno tras el otro porque en la zona de la fractura donde las dos granulometrias se mezclaran

habria una zona de muy baja permeabilidad.

43
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Distribucion

e Distribucién
1 tamafio unico

tamafios desiguales

Fig. 5.7 Buena Conductividad Fig. 5.8 Permeabilbidad Diferente

Efecto de la Malla

En este grafico vemos el efecto de la granulometria sobre la conductividad de la fractura.
Nuevamente son datos que vienen de la base de datos de Stimlab. Es una arena marca Badger,
a una temperatura de 150°F y con una concentracion constante de 1.5 Ib/pie?. El ensayo fue
realizado con diferentes granulometrias: 12/20, 16/30, 20/40 y una granulometria muy fina, 40
/70, utilizada en pozos de gas. Esta presién de confinamiento debera ser tomada en cuanta

para la eleccién del tipo de agente de sostén.

% Badger, 150 °F, 1.5 ik

(B LT
Mlesh Sire
Acd la temperatura y la concentracidén son O 1
— constantes pero cambia la gramulometria FER ]
]
o )
E 1090
)
.—E it S— Fig.5.9 Efecto de la Malla
= .
e -
8 sn - S
38001 4  — — -
5_____‘_____-___
¥ 300 s

Strass {psl)

La primera observacion es la caida rapida de la conductividad de la arena 12/20 bajo el
efecto del incremento de la presion.

Cuanto mas gruesa es la arena de fractura, es mas fragil.

En consecuencia a mayor profundidad se debera utilizar un agente de sostén de menor
tamafiio de malla.

Observamos también que a presion superior a 3000 psi, por efecto de la rotura de los
granos, sea cual sea la granulometria de la arena las conductividades terminan
teniendo valores similares. Se ve la importancia en pozos someros de utilizar la mayor

granulometria posible para tener una buena conductividad.
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5.8 Seleccion del Agente de Sostén

Parte 1:

El primero de los agentes de sostén histdricamente utilizado, también él mas barato,
es la arena, pero no cualquier arena. Las mejores marcas son Unimin, Badger, ambas
arenas blancas. Son arenas con altos porcentajes de cuarzo que tienen poco material
extraino como feldespatos, y son bien redondeadas. También existen arenas de menor
calidad como la Texas o la Norton. Por el momento no hay proveedores de arenas de
calidad en América Latina.

Otro tipo de agente de sostén que se suele utilizar es la arena resinada curable o
precurada. La arena resinada tiene mas resistencia que la arena comun debido a la
pelicula de resina que se encuentra alrededor de los granos, lo que le otorga una
mayor resistencia. Ese tipo de agente de sostén se utiliza principalmente para
reservorios donde es necesario hacer control de arena. Dado que los granos estan
pegados uno a otro se evita su produccién post-fractura.

Después existen materiales artificiales que tienen mayores resistencias a la presién de
confinamiento. Si la arena tiene una resistencia de hasta 4000 a 5000 psi, una ceramica
tiene una resistencia de 5000 a 10.000 psi.

La ventaja de los materiales artificiales es que son esferas practicamente perfectas y
por lo tanto tienen una conductividad mucho mejor que la arena. El inconveniente es

que son mucho mas caros.

La cerdmica procede Arena (Presion de cierre < 6000 psi)
* Unimin, Badger E— 4
generalmente de USA vy la * Texas; Norton

. Arena resinada (Presion de cierre < 8000 psi)
marca principal es Carbo * Resina pre curada
* Resina curable

Ceramic que fabrica entre

1SP : Ceramicas (5000 psi < Presion de cierre < 10000 psi)
, * Carboprop
otros los agentes de sostén * Carbolite

CarboLITET'V', CarboPROPT'V'. Las HSP : Bauxita (Presion de cierre > 10000 psi)

cerdmicas son clasificadas

como agentes de sostén de resistencia intermedia (ISP: Intermedia Strength Proppant)
Para pozos muy profundos, que deberan soportar altas presiones de cierre se utiliza
bauxita, que se clasifica como agente de sostén de alta resistencia (HSP: High Strength
Proppant). Hay varios proveedores de bauxita en el mundo entonces segun la locacidn

la bauxita puede ser mas econdmica que la cerdmica.
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Parte 2:

La eleccidon dependerd de varios factores:

0 La cantidad de agente sostén que vamos utilizar dependera del volumen de fractura

gue necesitamos lograr. Funcion de la longitud, ancho, altura deseado.

La granulometria serd funcién de la presion de confinamiento a la cual sera
sometido el agente de sostén, de la profundidad, del fluido a producir. Por ejemplo,
a 1000 m utilizaremos una arena 12/20, a 1500 m una arena de 16/30 o 20/40.
También la granulometria dependerd de la conductividad que necesitamos. Si
estamos fracturando un pozo de gas podemos trabajar con conductividades
menores y una arena 40/70 puede remplazar una ceramica 20/40, siendo mas
econdémica.

Tipo: Funcidén de la presién de confinamiento y conductividad deseado.

Costo: A mayor calidad, mayor costo. Se debera analizar la conveniencia del sobre

costo haciendo un analisis de NPV.

Parte 3:

Sobre la derecha se comparan tres tipos de agente de sostén de granulometria 20/40 a

una concentracion de 1.5 Ib/pie2 (Base de datos de Stimlab):

o

(0]

Arena blanca, marca Badger (material natural)

Carbolite: ceramica, material artificial de resistencia intermedia con una muy buena
redondez y esfericidad.

Bauxita: material artificial de alta resistencia con una muy buena redondez vy
esfericidad.

Effect of Proppant Type
20440 150 F. 1.5 I4A°

Proppant Type

P % Hadger
& 5 CARBOLITE
108 - 5 MNTERED EAUXITE

008 i Aqui varia el agente de sostén

Comductiviry iml*fi)
F
E

= — _ R — —— —| _
o 2w ma eE T BOOE L3208 120

SEress (i)

Fig. 5-9 Efecto del Agente de Sostén
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Aqui es importante tener claro que como los agentes de sostén tienen diferentes
gravedades especificas por una misma concentracién de 1.5 Ib/pie2 el ancho serd
diferente. La arena es mads liviana por lo tanto generard un ancho mayor que una
bauxita.
Uno podria esperar que a bajas presiones de confinamiento la bauxita tenga menor
conductividad que la arena por que a misma concentracién tiene un ancho menor,
pero como la bauxita es bien esférica (al igual que la ceramica) la conductividad es
mayor. Se observa también el efecto de la presién de confinamiento y la resistencia de
cada uno de los agentes de sostén.
5.8.1 Arena Resinada
Hemos visto que en ciertos casos se utiliza agente de sostén resinado. Si es una
arena resinada curable significa que la resina todavia no termind su proceso de
endurecimiento cuando la bombeamos al pozo. Bajo el efecto de la temperatura, la
presién y de un activador la resina reacciona y los granos de arena se terminen de
pegar entre si en el fondo.
Cuando trabajamos con arena pre-curada la resina ya termind su proceso de
endurecimiento antes de bombearla en el pozo.
El grano de agente de sostén es recubierto de una capa de resina. Esta pelicula tiene
algo de flexibilidad. Entonces mismo si los granos no quedan pegados esta misma
pelicula de resina hace que la superficie de contacto entre los granos sea mas
grande y no solamente un punto.
En consecuencia la resistencia al arrastre y la resistencia a la compresién son

mayores.

No resinado concentracion Resinado dispersion
de los esfuerzos de los esfuerzos

e

S
S

\ J
\E____;,-f

capa de resina

Presién puntual Presion distribuida

Fig. 5.10 Arena Resinada: Mayor Resistencia a la Compresion y Mayor Resistencia ala Arrastre.
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5.9 Bridging

Parte 1: Puenteo en la Fractura

Durante el bombeo el objetivo es que el agente de sostén se dirija hasta el fondo de la
fractura. Hay que pensar en los granos de arena como dos personas que quieren pasar
por una puerta al mismo tiempo, si las personas son gordas no van a entrar o de lo

contrario necesitamos una puerta mas ancha.

o -

e e

Fig. 3.11 Ancho Minimo para mover el Agente de Sosten de 2.5 3.0 veces el diametro promedio de los
granos

En la fractura sucede lo mismo. Para que los granos del agente de sostén puedan
penetrar dentro de la fractura el ancho de la fractura debe ser por lo menos dos veces
y medio el didmetro de los granos.

Por una arena 12/20 el ancho debera ser dos veces y medio el diametro de un grano
malla 12. En caso contrario, se forman puentes en la fractura que impiden el flujo de
gel. Si en la fase de disefio vemos que no se puede conseguir el ancho suficiente
deberemos buscar otra granulometria.

En los tratamientos tipo "Tip Screen Out" estamos buscando la formacion de estos

puentes, pero en un lugar bien especificado dentro de la fractura.

Parte 2: Taponamiento en Punzados

De la misma manera que los granos tienen dificultades para entrar en el interior de la
fractura, pueden tener dificultades a pasar por los punzados. Gruesbeck y Collins
determinaron en 1978 una relacidon entre el diametro minimo del punzado y el
didmetro promedio del agente de sostén. Este trabajo experimental realizado hace
anos atras concluyd que para que pueda entrar cualquier concentracion de agente de
sostén el didametro del punzado debia ser por lo menos 6 veces el didmetro del grano

mayor del agente de sostén. Para mas seguridad algunos autores consideran 6 veces el
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didmetro maximo del agente de sostén y otros consideran 8 veces el didmetro

promedio.

Si observamos el grafico vemos que hasta
3 PPA podemos trabajar con diametros
relativamente pequefos, pero a medida
gque incrementa la concentracion se
requiere de didmetro mds grande. Los
didmetros de punzado deben determinarse
en funcion del agente de sostén a utilizar,
debe ser tomado en consideracién en el

programa de terminacién del pozo.

Diametro minimo de punzado

o 8/12 mesh
0.5 10/20
o4
0.3
/w0
0.1+ / 40/80
__._._,_-'—"._-_.
-
[N} T T ™

Concentracién maxima de la arena

Fig.3.11 Curvas de Diferente tipo Malla

yo
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CAPITULO VI: REFRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

Aplicable en pozos de petrdleo y gas, las operaciones de refracturamiento hidraulico
evitan el dafo en la zona vecina del pozo, restablecen la buena conductividad con el
yacimiento, y permiten explorar dreas con mayor presién de poro.

Un periodo de produccidn inicial también puede alterar los esfuerzos presentes en la
formacidén, conduciendo a una mejor contencién del crecimiento vertical de las
fracturas y a una mayor extension lateral durante el fracturamiento, e incluso puede
permitir la reorientacion de la nueva fractura lo largo de un azimut diferente.

En consecuencia, el refracturamiento a menudo restituye la productividad del pozo a
los regimenes originales o a regimenes alin mas altos.

Los beneficios potenciales del refracturamiento han despertado el interés de los
operadores de petrdleo y gas durante mas de 50 afios. Lo mds interesante es que, bajo
ciertas condiciones, esta técnica restituye la productividad del pozo, generando a
menudo reservas adicionales mediante el mejoramiento de la recuperacion de
hidrocarburos.

En consecuencia, obtener mayor produccion de los pozos terminados previamente
resulta esencial para el desarrollo de campos petroleros, el mejoramiento de la
produccién y el manejo de los yacimientos. El refracturamiento constituye una forma
de alcanzar este obijetivo.

Muchos de estos tratamientos son terminaciones de intervalos nuevos, otros
representan tratamientos en zonas productivas que no fueron fracturadas
inicialmente, o una combinacién de intervalos nuevos y zonas previamente
estimuladas en forma inadecuada o no estimuladas. Sin embargo, un nimero creciente
de operaciones implica el refracturamiento de intervalos previamente estimulados
luego de un periodo inicial de produccién, caida de presion de yacimiento y
agotamiento parcial.

Estos tipos de operaciones de refracturamiento hidraulico resultan efectivos en
formaciones de baja permeabilidad, fracturadas naturalmente, laminadas vy

heterogéneas.
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Si un tratamiento de fracturamiento hidraulico original resulté inadecuado o un
empaque de grava existente se dafa o se deteriora con el tiempo, volviendo a
fracturar el pozo se restablece el flujo lineal en el mismo.

El refracturamiento puede generar fractura apuntaladas de mayor conductividad, que
penetran en la formacion mas profundamente que durante el tratamiento inicial.

Pero no todas las operaciones de refracturamiento hidraulico son tratamientos
correctivos destinados a restituir la productividad; algunos pozos con regimenes de
produccién relativamente altos también pueden ser buenos candidatos a
refracturamiento. En realidad, los mejores pozos de un campo petrolero a menudo
poseen el mayor potencial de operaciones de refracturamiento hidraulico.

Los pozos con tratamientos iniciales efectivos también pueden ser sometidos a nuevo
tratamiento para crear una fractura nueva que se propague a lo largo de un azimut
diferente al de la fractura original.

En formaciones con menor permeabilidad, en direccion perpendicular a la fractura
original, una fractura reorientada permite exponer una porcién mas grande de la
mayor permeabilidad de la matriz. En estos casos, el refracturamiento mejora
significativamente la produccion del pozo y complementa la perforacion de pozos de
relleno.

Por este motivo, las operadoras deberian considerar la ejecucién de tratamientos de
refracturamiento hidrdulico durante el proceso de planeacién del desarrollo de
campos petroleros.

No obstante, muchas compafiias son reacias a volver a tratar pozos que poseen
regimenes de produccion razonablemente econédmicos. La tendencia es no refracturar
ningun pozo o hacerlo sélo cuando los pozos exhiben un desempefio deficiente. Esta
falta de confianza y los prejuicios negativos existentes acerca del refracturamiento
estan cambiando gracias a la mayor comprension de la mecanica de refracturamiento
y los resultados reportados por las compaiiias que aplican esta técnica con regularidad.
Para resultar exitosas, las operaciones de refracturamiento deben crear una fractura
apuntalada mas larga o mas conductiva, o exponer mayor espesor productivo neto en
el pozo, en comparacion con las condiciones de pozo existentes antes del

refracturamiento hidraulico.
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El logro de estos objetivos requiere el conocimiento de las condiciones de yacimiento y
de pozo para comprender las razones del éxito de los refracturamientos y mejorar los
futuros tratamientos en base a la experiencia. La cuantificacion de la presidon de
yacimiento promedio, la capacidad de flujo (producto permeabilidad — espesor), y el
largo y la conductividad efectivos de las fracturas, tanto antes como después del
refracturamiento, permite a los ingenieros determinar las razones del desempefio
pobre de un pozo antes de aplicar tratamientos nuevos, e identificar las causas del
éxito o el fracaso del refracturamiento hidraulico.

Las técnicas de diagnostico mejoradas, tales como los andlisis de pruebas de pozos con
tiempo de cierre cortos, ayudan a determinar la situacion actual de un pozo en
términos de estimulacién y a verificar el potencial de refracturamiento.

Los avances registrados en los programas de computacion de modelado, disefio y
analisis de fracturas hidraulicas también han contribuido significativamente al éxito de
las operaciones de refracturamiento hidraulico durante los ultimos 10 afios, al igual
gue las mejoras introducidas en las técnicas de seleccidn de candidatos, los fluidos de
estimulacion innovadores, y las mejoras de los apuntalantes y de control del

contraflujo de apuntalante.

6.1 Desempefio Deficiente Relacionado con la Terminacidn del Pozo.

Las terminaciones iniciales ineficaces o problematicas constituyen el tipo mas comun
de problema. A modo de ejemplo, podemos mencionar la falta de control de calidad
durante los tratamientos de fracturas iniciales, el dafio producido por los polimeros
residuales de los fluidos de estimulacion, la seleccidn inadecuada de apuntalantes, el
arenamiento prematuro, los tratamientos de fracturamiento con disefios inapropiados,
la utilizacién de fluidos incomprensibles y tratamientos de una sola etapa que dejan
ciertos intervalos productivos sin estimular.

Las fracturas hidraulicas pueden perder su efectividad en los anos posteriores a un
tratamiento de estimulacion inicial por el dafio gradual que se produce durante la vida
productiva de un pozo. A modo de ejemplo podemos mencionar la pérdida de la
conductividad de la fractura por la trituracién o encastramiento del apuntalante en la

formacién y el taponamiento del empaque con finos de formacidn o incrustaciones.
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El contraflujo del apuntalante desde la zona vecina al pozo puede permitir que las
fracturas hidrdaulicas se cierren. Habitualmente, se dispone de poca informacién para
identificar estos mecanismos especificos.

Los pozos que tienen este tipo de problemas tienen el mayor potencial para la
aplicacion de medidas de remediacién mediante refracturamiento hidraulico. En pozos
mas antiguos, donde estos problemas ocurren con mayor frecuencia, la presién de
yacimiento debe ser suficiente para justificar el refracturamiento, en términos tanto
de reservas remanentes como de contraflujo adecuado de los fluidos de tratamiento.
La edad del pozo puede ser el mejor indicador de dafio gradual y de la posibilidad de
aplicar nueva tecnologia de estimulacion.

El diagnostico del dafio de produccion, una segunda categoria principal de problemas,
suele ser dificil. El contraflujo de apuntalante, el dano causado por el fluido de
tratamiento y los altos factores de dafio mecanico, las frecuentes reparaciones
correctivas, y las acumulaciones de finos o incrustaciones de finos o incrustaciones
durante el inicio del flujo polifasico o la incursién de agua, son manifestaciones de
problemas que se desarrollan con el tiempo. Cualquier combinacién de estas
situaciones puede indicar que la productividad del pozo se ha deteriorado con el paso
del tiempo.

Una tercera categoria, los avances acontecidos en tecnologia de terminacién vy
estimulacion, también ofrece oportunidades de refracturamiento hidraulico de pozos
terminados originalmente con tecnologia mds antigua. Los nuevos disefios de
tratamientos, los modelos de computacion avanzados, los fluidos de fracturamientos
menos daiiinos, los aditivos de fluidos y los apuntalantes mejorados, ayudan a crear
fracturas de mayor longitud, mds anchas y mas conductivas. En cierto sentido, esta
categoria constituye un subconjunto de las dos anteriores porque la tecnologia mas
antigua, a menudo, es sindnimo de terminaciones iniciales menos efectivas donde se
ha producido mas daino gradual.

Es importante determinar qué tipos de problemas de productividad se correlacionan
con los mejores candidatos a refracturamiento en un campo petrolero, area o cuenca.
Los ingenieros pueden obtener informacién sobre problemas especificos de

terminacidn de pozos y como remediarlos, revisando los legajos de pozos individuales.
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Habitualmente, las zonas no estimuladas so el resultado de la utilizacidon de técnicas
de entrada limitada para lograr una accién divergente o del fracturamiento de
horizontes productivos multiples en un tratamiento de una sola etapa. Este problema,
asociado con la terminacion del pozo puede representar el mayor potencial de
refracturamiento hidraulico por dos motivos. En primer lugar, con frecuencia, los
pozos compactos de gas son terminaciones de horizontes multiples. La tendencia es
tratar multiples intervalos en menos etapas para reducir el costo del tratamiento. En
segundo lugar, la productividad mejorada de pozos mediante la estimulacion de
nuevas zonas casi siempre representa una incorporacion de reservas incrementales; no
solo un aumento del régimen de produccidén y una recuperacion acelerada de reservas.
Una baja relacién entre las etapas de tratamiento de fracturamiento hidraulico y el
volumen de apuntalante, y la cantidad y distribucién de los intervalos productivos
netos, constituye una indicacion de las zonas potencialmente estimuladas en forma
inadecuada o no estimuladas. Los levantamientos de trazadores radiactivos, las
pruebas de pozos, las curvas de declinacidon de la produccion y los registros de
produccién, también ayudan a diagnosticar la existencia de intervalos sin estimular o
con un desempefio deficiente.

La conductividad insuficiente de una fractura apuntalada inicial representa
probablemente el siguiente potencial de refracturamiento hidrdulico, en orden
decreciente. No obstante, la distincion entre aceleracion del régimen de produccién e
incorporacion de reservas incrementales verdaderas derivadas de la mayor
conductividad resultante del refracturamiento suele ser confusa. A modo de ejemplo,
se puede mencionar la resistencia insuficiente del apuntalante para la presiéon de
cierre de fractura a la profundidad del yacimiento, decantacién del apuntalante, bajas
concentraciones del apuntalante y dafio de los empaques de apuntalante producido
por el gel parcialmente roto o sin romper.

La captura de reservas incrementales en el margen externo de un area de drenaje, a
través del aumento de la longitud de la fractura, es dificil. Un tratamiento
relativamente pequefio, comparado con el mayor espesor del intervalo productivo
neto, suele ser indicativo de una longitud de fractura limitada. La generacién de
fracturas hidraulicas de mayor longitud puede ser costosa a menos que el tratamiento

original fuera extremadamente pequefio. Sin embargo, si el refracturamiento
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hidraulico logra aumentar la longitud de la fractura y expande el drea de drenaje de un
pozo, la produccién incremental deberia representar una incorporacién de reserva
verdadera.

La revision del tratamiento de fracturamiento original y del contraflujo ayuda a
identificar la posibilidad de una conductividad y longitud de fractura limitadas. Los
analisis de pruebas de pozos y de declinacidén de la produccién también ayudan a
diagnosticar estas condiciones. Un breve periodo de flujo lineal, seguido por un flujo
radial después del fracturamiento indica una conductividad insuficiente o una longitud
inadecuada de la fractura.

También existen oportunidades de refracturamiento como resultado del desarrollo de
campos petroleros y la produccién de pozos, siempre que los pozos tengan presién
suficiente para el contraflujo y la produccién, aun cuando se requieran fluidos de
tratamiento energizados o métodos de levantamiento artificial. Ademas de una menor
presion de poro, la reduccidon de la presion también implica una mayor esfuerzo
efectivo, lo que se traduce en una fractura hidraulica menos ancha y una mayor
extension lateral para los mismos volumenes de fluido de tratamiento y apuntalante.
Por otra parte, el agotamiento de los intervalos productivos aumenta el contraste de
esfuerzos entre los intervalos productivos y las lutitas adyacentes, lo que mejora la
contencién del crecimiento vertical de las fracturas y permite la generacion de
fracturas de mayor longitud. La alteracion del esfuerzo horizontal local también puede

contribuir a la reorientacidon de las fracturas durante el refracturamiento hidraulico.

6.2 Reorientacion de las Fracturas.

Histéricamente, las operaciones de refracturamiento hidraulico constituyeron una
medida correctiva aplicada a pozos que exhiben desempefios deficientes en términos
de produccién, con fracturas originales cortas o de baja conductividad. Sin embargo,
existen numerosos ejemplos de operaciones de refracturamiento hidrdulico exitosos
en pozos fracturados previamente. Las pruebas de produccién y el ajuste de la historia
de produccion, utilizando un simulador numérico que incluyo fracturas ortogonales y la
anisotropia en la permeabilidad de reorientacidn de las nuevas fracturas en muchos de

estos pozos.
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Este concepto de reorientacion de las fracturas no es nuevo y ha sido modelado en
experimentos de laboratorio en escala natural. Adem3s, se ha observado reorientacién
de fracturas en formaciones someras blandas.

Después de un periodo inicial de produccién, los cambios de los esfuerzos en torno a
los pozos existentes con fracturamiento hidraulicos originales efectivos, pueden
permitir que las nuevas fracturas se reorienten y contacten areas de mayor presién de
poro.

Las pruebas de laboratorio también han demostrado que los cambios en la presion de
poro de la matriz inciden sobre la orientacién de las fracturas hidraulicas en el
volumen de yacimiento que media entre los pozos inyectores y productores en un
yacimiento bajo inyeccién de agua.

Las fracturas se orientan en sentido normal, o perpendicular, al gradiente de esfuerzo
mas alto. Las fracturas iniciadas desde pozos productores se orientan en direccién al
pozo de inyeccion y lo intersecan si el gradiente de esfuerzo es suficientemente altoy
la anisotropia de los esfuerzos locales no es dominante.

Los cambios de presién en torno a una fractura altamente conductiva de penetracién
profunda también crean gradientes de esfuerzo alto, normal a la fractura inicial, que
pueden provocar la reorientacion de la fractura durante los tratamientos de
refracturamiento hidrdulico. Los cambios de los esfuerzos alcanzan un maximo y luego
decrecen al aumentar el agotamiento.

Se puede determinar una ventana de tiempo éptima durante la cual es conveniente
realizar los tratamientos de refracturamiento.

La anisotropia en la permeabilidad horizontal aumenta aln mas estos cambios de
esfuerzos. De un modo similar, un estudio independiente demostré que la produccion
de formaciones no fracturadas que tienen gran anisotropia en la permeabilidad
horizontal influye en la orientacidn de la fractura original.

La reorientacién de las fracturas elude el dafio causado por las actividades de
perforacién y terminacién y evita zonas de permeabilidad relativa causadas por la
compactacion y otras restricciones de flujo, incluyendo la condensacion de liquidos de
hidrocarburos, o la acumulacidn de condensado, en torno a un pozo.

La componente de esfuerzo horizontal paralela a una fractura inicial se reduce mas

rapidamente, como una funciéon del tiempo, que la componente perpendicular. Si
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estos cambios de esfuerzos inducidos superan el diferencial de esfuerzo original, se
iniciara una nueva fractura que se propagara a lo largo de un plazo acimutal diferente
al de la fractura original hasta alcanzar el limite de la regién eliptica de inversién de
esfuerzos.

La fractura puede continuar a lo largo del nuevo azimut, una cierta distancia mas alla
de este punto, segun sea la solidez de la formacion.

Muchos factores contribuyen a la localizacidon del limite de inversién de esfuerzos,
incluyendo la historia de produccidn, la permeabilidad del yacimiento, las dimensiones
de la fracturas, la altura de la zona productiva, las propiedades elasticas de la zona
productiva y las zonas adyacentes que actuan como barreras, asi como el contraste de
esfuerzos horizontales original.

Estos parametros pueden ser modelados y deberian ser considerados durante la
seleccion de los candidatos de refracturamiento.

Las simulaciones por computadora pueden determinar la ventana de tiempo 6ptima
para las operaciones de refracturamiento y la reorientacién de las fracturas. Los pozos
con fracturas originales largas en formaciones de baja permeabilidad poseen una
ventana de tiempo mas larga.

Los periodos de cierre de la produccién deberian minimizarse para mantener un alto
gradiente de presion, normal a la fractura inicial, fuera de esto, deberia aplicarse las

consideraciones de disefio de fracturas estandar.
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Fig. 6.1 Reorientacion de Esfuerzos y extension de la fractura ortogonal.

En la Figura 6.1, la seccion horizontal a través de un pozo vertical muestra una fractura
hidraulica ortogonal en la direccidon “X” y una segunda fractura reorientada en la
direccion “Y”. La produccion de fluidos luego del emplazamiento de la fractura inicial
puede provocar una redistribucién local de la presion de poro en una regidn eliptica en
expansion, en torno al pozo y a la fractura inicial.

El limite de la inversion de esfuerzos es definido por los puntos isotrépicos de los
esfuerzos horizontales primarios equivalentes. La reorientacion de los esfuerzos y la
extension de la fractura en direccién opuesta a la fractura apuntalada inicial, ayudan a
explicar las respuestas de la presién durante los tratamientos de refracturamiento y
los aumentos de produccién no anticipados a partir de los pozos refracturados con

fracturas originales efectivas.
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Fig. 6.2 Desplazamiento de la formacidn en torno a una fractura hidraulica vertical.

En la Figura 6.2, incindmetros extremadamente sensibles colocados en una
configuracion radial en la superficie en torno a un pozo candidato a estimulacion
(derecha), pueden vigilar rutinariamente el azimut de la fractura durante los
tratamientos de estimulacion (izquierda). La geometria de la fractura es inferida
midiendo las deformaciones inducidas de la roca.

El campo de la deformacidn que irradia en todas las direcciones también puede ser
medidos en el fondo del pozo mediante arreglos de incinédmetros operados con cable

en pozos vecinos.

6.3 Operaciones de Refracturamiento Hidraulico.

Con el crecimiento diario de la demanda mundial de petréleo, las operaciones de
refracturamiento hidrdulico de pozos cobran cada vez mas importancia. Las
importantes mejoras obtenidas en la productividad a cambio de una inversién
relativamente baja hacen del fracturamiento hidraulico, ya sea como tratamiento
inicial o como operaciones de refracturamiento hidraulico, una de las técnicas de
mejoramiento de la produccidn mds atractivas desde el punto de vista econdmico.

La estimulacion por fracturamiento hidrdulico durante la terminacion inicial o en una
etapa posterior de la vida productiva de un pozo elude el dafio en la zona vecina al
pozo y aumenta la conectividad con el yacimiento.

La practica de refracturamiento comenzoé inmediatamente después de la introduccién
del fracturamiento hidrdulico, aproximadamente en el afio 1947, pero las primeras
aplicaciones demandaban un esfuerzo considerable para diagnosticar problemas y

seleccionar pozos candidatos, arrojando resultados mixtos, resulta claro que en todo el
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mundo existe un importante potencial de refracturamiento. Incluso en los campos
petroleros maduros.

En muchos casos, el refracturamiento es mucho menos costoso que un pozo de
desarrollo nuevo y puede complementar a la perforacion de pozos de relleno, con
escasa erogacion de capital, especialmente en yacimientos profundos de baja
permeabilidad. No obstante, la economia del refracturamiento hidrdulico es
sumamente sensible a una adecuada seleccién de candidatos.

Errores de calculo relativamente secundarios pueden convertir un proyecto
potencialmente redituable en un emprendimiento infructuoso.

Basicamente, los candidatos a refracturamiento son seleccionados de la misma forma
que los candidatos a fracturamiento inicial, salvo por el hecho de que pueda haber
mucha mayor cantidad de datos con los que trabajar.

Numerosas metodologias emergentes, incluyendo las graficas de interrelacién
multidimensionales y los mapas auto organizados, ofrecen a los operadores grandes
bases de datos que contienen cientos de pozos diferentes, parametros de entrada y
variados criterios de fracturamiento.

En general, estas técnicas corresponden a la categoria de mineria de datos (extraccién
de informacién oculta y predecible de grandes bases de datos) y descubrimientos de
conocimientos.

Aplicado en forma sensata, el refracturamiento ha demostrado ser efectivo para la
explotacién de reservas incrementales y los beneficios financieros que las mismas
representan, particularmente en el entorno comercial desafiante del mundo actual.
Estos tipos de refracturamiento hidraulico de pozos constituyen un medio viable y
econdmicamente atractivo de mejorar el retorno econdmico para los operadores que

deseen aplicar nuevos métodos y tecnologias relacionadas.
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CAPITULO VII: TRANSMISION EN TIEMPO REAL DE LOS TRABAJOS DE
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO
LOTE X- TALARA - PERU

Ubicacion del lote X:
El lote X estd ubicado en la cuenca Talara, Perd (Noroeste), tiene un drea de 470 Km? y

cuenta con 17 yacimientos.

Golfo de
Guayaguil

Fig. 7.1 Lote X

7.1 Caracteristicas del lote X.
API :33.7<23-42>
Produccién petréleo acumulado :451.9 MMBDbls
Produccién petréleo diario : 13.3 MBbls.
Permeabilidad :0.1-10mD
Porosidad :5% - 15%
Sw :40% - 60%

Reservorio de gas en solucidn.
Fracturas hidraulicas.

Produccidon multi reservorios.

0O 0O 0O 0o o o o o o o

2642 pozos activos
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Fig. 7.2 Formaciones Lote X

7.2 Transmision de datos en el lote X.

Antes del 2003, los equipos de Perforacidn, WO y trabajos Rigless no contaban con

facilidades para acceso a la Red LAN de la Cia., solo comunicacién telefdnica o por

radio. En tal efecto surgieron inconvenientes, tales como:

0 Company Man viajaba desde cualquier punto del Lote X hacia El Alto para actualizar
reportes, alto Riesgo.

O Interaccidén técnica (Cia. Servicios — Cia. Operadora) demandaba presencia In Situ.

0 Afectaba la Toma de decisiones.

0 Datos reportados de perforacion, fracturamiento hidraulico, acidificacion eran

inconsistentes.
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Desde el afio 2004 en adelante, los equipos de Perforacion, WO vy trabajos Rigless

cuentan con acceso a la Red LAN de Petrobras y de comunicacidn telefdnica.

REALPRO

FRACPRO

Oficinas principales Cualquier lugar
El Alto, Talara, Lima (VPN - Red Privada
Virtual)

Fig. 7.3 Red LAN
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7.3 Tecnologia de Comunicacion: Busqueda y Seleccion
7.3.1 Enlace satelital VSAT: Terminal de apertura muy pequeiia.
Este tipo de enlace se realizo por primera vez en el pozo Atascadero, lote XVI en el
afio 2003, posee un ancho de banda de 64 Kbps, el enlace satelital es compartido y
asimétrico, posee facilidades para correo electrénico y su costo es 850 USS al mes,

la desventaja radica en la lentitud de la informacion.

/ Satélite \
PETROERAS PETROEBRAS
Antena
—

" parabdlica —

PC Equipo perforacion | Estacion remota Estacion maestra Servidor Lima
(Lote XVI) POZO- TALARA LIMA (oficina)

Fig. 7.4 Enlace Satelital VSAT

7.3.2 Enlace Satelital SCPC: Un solo canal por portada.

Este tipo de enlace se realizo por primera vez en el lote X en el aio 2004, posee un
ancho de banda de 128 Kbps, el enlace satelital es dedicado y simétrico, posee
facilidades de correo electrdnico, DIMS, internet, JDE, datos de voz, su costo diario

es 2000 USS, y la desventaja radica en la lentitud de la informacion.

/ Satélite \
———

PC Pozo Estacion remota Estacion maestra Servidor Lima
(Lote X) POZO LIMA (oficina)

Fig.7.5 Enlace Satelital SCPC
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7.3.3 Enlace inalambrico de radio frecuencia.

El enlace inalambrico de radio frecuencia se realizo a finales del afio 2004 en el lote
X, se basa en la utilizacion de antenas de radio frecuencia (5.8MHz), cuenta con
estaciones moviles (EM) y estaciones bases (EB), el ancho de banda varia de
acuerdo a la zona, Lote X/El Alto (6 -24 Mbps), El Alto/Talara (16 Mbps) y
Talara/Lima (2Mbps), la recepcion de sefial es mediante de refraccion, reflexién y
difraccidn; las facilidades que brinda son acceso a red LAN, e-mail, DIMS, JDE,

internet, datos de voz, etc., las comunicaciones son libres o sin licencia.

ﬂ 1‘”
'2_../2/' b

)

PETROERAS
| Ancho de banda: 624 Mbps | O O

......................................

(~
M

Oficinas
EBEl Alto El Alto

" DSPOSTIVOS
I ;\I 1. Antena de radio frecusncia
EM POZ0 = 2. Radio Transceiver RF (ODU)
‘ |(j|:![c F!:![C |] [[ L 1ﬁ| 1 |] \:I:I

3. Interfage Redline (IDU)
4_Conmutador o Switch (seguridad)

. UPS (10 min)
8. Lap Top CM
T. Teléfono CW

@l—O L\)

iyl (N I (N -

A y % = Cable|F 8. Lap Top Cia Frac ()
H_ h,
m—(Cahle UTF (*)Can ciertos accescs - No Internet |
En red Pefrobras e /‘

Fig. 7.6 Enlace inaldmbrico EM y EB (dispositivos principales)
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Fig. 7.7 Geografia que dificulta enlaces inalambricos EM - EB
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Fig. 7.8 Estaciones base (EB) para enlace — lote X
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7.4 Aprovechamiento de la Informacidén: Fracturamiento Hidraulico

LOTE X — TALARA - PERU

Transductores de
presion

Voltaje

PRESION

Porejm, OLRA, Job Master]

Flowmeter

: Frecuencia Sistemade Data ASCII o de
L — N v Adauisicie N Prog|
CAUDAL ' ! i del datos i Eonlices

Densometro nuclear

CONCENTRACION | Frecuonci
ARENA :

7.11 Recepcion de datos del Fracturamiento.

—) ASCIIl
PE; fpa*
VAN Estimulacion Computadoraenred  Antena Generacion de archivo
Sistema de adquisicion de datos LAN (Pozo) (EM) [FPAcolgado en red
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Fig.7 13 Fracturamiento Hidraulico Tipico.




Anidlisis de la data obtenida en tiempo real.

INGENIERIACOPOQEL ALTO/ TALARA/LIMA
* Analisis de Minifrac

* Ajuste de Presiones Netas

|

1. Presion de Cierre “Esfuerzo minimo” -
Presion Neta - Definicion Modelo

2. Eficiencia del fluido - Coeficentes de pérdida
de filtrado - Tipo de leakoff

3. Permeabilidad y Presion poral.

2

[ PRINCIPALES PUNTOS DE DECISION J

* Ajuste de caudales de bombeo
* Ajuste propiedades del fluido
* Ajuste del tamario del PAD

+ (Cambios en dosificacion arena

Optimizacion

7.5 Transmisién en Tiempo Real.

Instalacién en pozos nuevos. (Sin equipo de WO)
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Instalacién en Pozos Antiguos. (Con equipo de WO)

Teléfono
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7.6 Beneficios de la transmision.

(0]

O O O O O O O O

o

Elimina barreras de distancia y comunicacién.

Adquisicion de datos y graficos de parametros directos desde la operacion.

Ahorro de tiempo de equipo por decisiones conjuntas y rapidas.

Integracion y trabajo en equipo a distancia entre supervision de campo, ingenieriay
compania de servicios.

Empleo de sistemas de comunicacién y tecnologia de Petrobras Peru

Soporte técnico efectivo a operaciones de campo.

Confidencialidad de la informacion.

Identificacion y cuantificacién de pardmetros técnicos y operativos en la operacion.
Permite efectuar evaluacién integral de la compafiia de servicios en sus areas
operativas y de ingenieria.

Empleo de softwares técnicos adquiridos por Petrobras (Fracpro Res, PT)

No implica costo adicional al trabajo en ejecucién.

Define acciones rdpidas y efectivas de mejora y optimizacién en tratamientos
posteriores de pozos vecinos: menor PAD, caudal, mayor presiéon disponible,
programa de bombeo, etc.

Pueden extenderse a trabajos de acidificacién, cementacién, ensayos de presién,
registros eléctricos.

Un medio para la capacitacion a distancia y de forma rapida en ingenieria.
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CAPITULO VIII: PROCEDIMIENTO REFRACTURAMIENTO HIDRAULICO LOTE X

Antiguamente las estimulaciones de los pozos en el Lote X, se efectuaban mediante
fracturamiento hidrdulico en intervalos grandes (500 a 1200 pies de altura),
previamente se punzaba con baja densidad de tiros y muy poca cantidad de agente de
sostén. En muchos casos se efectuaron con la técnica del perfpac, que consistia en la
apertura de grandes intervalos, que involucraba varios reservorios. Para asegurar el
tratamiento de todas las arenas, se usaba bolas de nylon como agente divergente,

pero muy poco agente de sostén.

DIAGR A MECANIC O Oil205 Rl bAEC AN IE O

Forros de Forros de
superficie de 9
5/8” a +/- 300’

cementado a

superficie
cementados y
‘ secciones con

I
LR A

lainas ranuradas
. Forros de
sin cemento

Phdd
LALRAI

produccién de 5

1/2” cementados a

Iﬁ ﬂl superfice

Fig. 8.1 COMPLETACION POZOS ANTIGUOS Fig.8.2 COMPLETACION ACTUAL

Esta técnica, no garantizaba que todo el intervalo se haya estimulado adecuadamente,
debido a que el crecimiento vertical y las longitudes de fractura desarrolladas eran
muy pequefios. En aquellos tiempos, también se efectuaron refracturamientos en los
intervalos inicialmente estimulados, pero con muy poca cantidad de arena.

Posteriormente con datos de registro de presién, se fueron acotando las etapas vy

refracturando.



74

8.1 Procedimiento de Trabajo de Refracturamiento

A partir del 2006, los trabajos de refracturamiento se realizaron usando una nueva
metodologia, para ello se formo un grupo multidisciplinario, formado por un Ingeniero
de reservorio, gedlogo e ingeniero de completacién.

Se analizaron datos de estimulacion, registros eléctricos, drenaje de pozos vecinos y
comportamiento productivo, con la finalidad de seleccionar pozos candidatos.

Con el sustento técnico de software de fractura, se efectuaron simulaciones
aproximadas de la geometria creada en la estimulacidn inicial, obteniendo datos de
conductividad, concentracidn areal, FCD, longitud de fractura, etc. Dichos datos fueron
validados con informacion actualizada de pozos vecinos.

Se tomod registro Neutron Compensado y correlaciond con el registro de resistividad a
hueco abierto, para determinar cualitativamente el grado de drenaje de las
formaciones anteriormente estimuladas, en algunos casos se tomod registros de
presion, que permitié confirmar la informacion del registro.

Este registro ha sido de mucha utilidad en la seleccion y tratamiento de las etapas a
refracturar, teniendo en cuenta que la vida productiva de los campos genera cambios
de saturaciéon y presion en cada uno de los reservorios.

Las caracteristicas de estos reservorios, expresadas por las diferentes propiedades
petrofisicas, ocasionan drenajes diferenciados que en algunos casos son deficientes,
debido a las limitaciones técnicas de completacion y estimulacién, usadas en pozos
antiguos.

Las curvas de cuentas de neutrones del registro Neutron Compensado a hueco
entubado se compard con la resistividad del registro a hueco abierto.

La interpretacidon de estos registros a permitido determinar cualitativamente el grado
de drenaje de las arenas estimuladas inicialmente, y refracturar zonas no drenadas y/o
deficientemente drenadas.

Durante la ejecucién del trabajo se efectud minifrac, determinando valores de:
gradiente de fractura, presidn neta, presidon de cierre, friccion en los punzados,
declinacidn, permeabilidad, tomandose en ese momento la decision de efectuar y/o
cancelar la estimulacion.

Los intervalos estimulados se acotaron a +/- 100 pies y reabaled centralizando los tiros

en las mejores arenas, con densidad de 3 tiros/pies y en fase de 120°.
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Asi mismo, se incremento la cantidad de arena a +/- 260 sacos por intervalo y mejord
el disefo con la ayuda de los simuladores de fracturamiento.

Se usé agua gelificada con cargas de gel entre 20 a 30 LB/Mgl y arena de mallas 20/40
y 16/30 de acuerdo a la profundidad de tratamiento.

En la ejecucion de los trabajos se usé herramientas de tapdn recuperable y packer.

Del 2006 al 2007 se han efectuado refracturamiento en 37 pozos (105 etapas) en las
formaciones Mogolldn, Ostrea, Echino; con buenos resultados.

En las Figuras del 8.3 al 8.12, se pueden observar los resultados obtenidos.

Estos trabajos han permitido incrementar las reservas en el orden de los 400 MBO.

8.2 Uso de Arena Nacional

Ante la necesidad de buscar nuevas alternativas para desarrollar pozos con economia

marginal, Petrobras Energia Peru, encaré el Proyecto de Uso de Arena Nacional en el

Lote X, elaborando para ello de un plan estratégico, que contemple la busqueda de

este recurso en el dmbito nacional y que cumpla con los requerimientos de calidad

sefialados en la Norma API RP56.

La busqueda de canteras a escala nacional contemplo:

0 Informacion sobre el marco legal del candidato, mediante informacién en el
Ministerio de Energia y Minas, sobre concesiones, denuncios, permisos, EIA,
entorno y posible dreas de impacto

0 Ubicacidn geografica de las canteras

0 Potencial de reservas de este recurso.

Se identifico las posibles fuentes de abastecimiento de la arena, asi como el volumen

de produccién y transporte hasta las operaciones de Petrobras en Talara.

Las posibles fuentes consideran:

0 Arenaderio
O Yacimientos

0 Arenade playa

En el caso especifico de los pozos del Lote X, cuyas profundidades comprenden de

8000 a 2500 pies, las mallas de arena mas utilizadas son 16/30, 12/20 y 20/40.
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Después de efectuar los ensayos de laboratorio, contemplados en la norma APl RP56,
se determind una cantera para producir arena malla 16/30.

Las caracteristicas de este tipo de arena son inferiores a las de la arena importada, sin
embargo, dado el contraste tanto de permeabilidad como de conductividad entre la
formacidn y la obtenida con la arena empaquetada en la fractura, se comprobd que se
podia usar en formaciones de poca profundidad.

Se efectuaron ensayos de laboratorio de conductividad y permeabilidad simulada.

Las caracteristicas de la arena nacional permiten su aplicacion en formaciones someras
con presion de cierre menor a 2000 psi.

Los resultados productivos desde octubre del 2005 a diciembre del 2010 han sido

similares a los obtenidos con arena importada, Figuras del 8.13 al 8.18.

8.3 Reduccion de carga polimérica en los fluidos de fractura

De acuerdo a ensayos de laboratorio, de retenciéon de permeabilidad para fluidos de
fractura, aplicados en formaciones del Lote X, y con la finalidad de minimizar el dafio a
los reservorios de baja permeabilidad, asi como tener un control de la altura de
fractura y generar mejor calidad de fractura, se ha bajado la carga del gelificante en los
fluidos de fractura de 30 y 25 Ib/Mgl a 25 y 15 Ib/Mgal, asi mismo ha permitido

reduccion de costos por menor uso de estos productos.

8.4 Reuso de Arena de Fracturamiento

Ante la necesidad de buscar nuevas alternativas econdmicas, para estimular pozos de
economia marginal, se implementé un plan de trabajo para el reuso de arena de
fracturamiento recuperada luego de los trabajos de estimulacién hidraulica en los
pozos del Lote X, operados por Petrobras.

Cabe mencionar que antes de la implementacion de este proyecto, dicho material
sobrante era dejado en el campo. A partir de la implementacién del Sistema de
Gestion Integrado, dicho material era depositado en el relleno de desechos.
Normalmente, se recupera aproximadamente el 10% del total de arena utilizada en
los trabajos de completacidn y reparaciones.

Previamente a su utilizacion se efectuaron ensayos a muestras de arena recuperada,

de acuerdo a la Norma API 56RP (redondez, esfericidad, resistencia a la compresién y
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solubilidad al acido), comprobandose que sus propiedades originales se mantenian en
un 95%.

El reciclaje de la arena de frac contempla, las siguientes etapas: recuperacién de arena
en los pozos fracturados, lavado con agua y detergente, secado, tamizado,
seleccionado por tamano de malla y envasado para su reuso.

Los fracturamientos con arena reciclada, se vienen efectuando desde fines del 2004,

con resultados similares a los obtenidos con arena importada.

8.5 Evaluacién de Nuevas Tecnologias

Se vienen evaluando nuevos productos en los trabajos de estimulacién en los pozos del
Lote X, tales como:

e Agentes de sostén ultralivianos

Evita la generacion de mdltiples capas de fracturas, minimiza el problema de
transporte, decantacién y conveccidn

Permite utilizar la Técnica Monocapa y reduccién del caudal de bombeo, minimizando
el crecimiento vertical.

Asi mismo, es menos dafiino que otros fluidos, especialmente en reservorios de baja
permeabilidad, permitiendo una limpieza mas rapida y mejorando la produccién.

En las Figuras 8.19 y 8.20 se pueden observar comportamientos productivos, de

fracturamientos efectuados con este tipo de agente de sostén.

8.6 Fluidos visco elasticos:

Fluido sin carga polimérica con la finalidad de reducir el dafio a la formacién. Su
principal caracteristica es que no contiene polimeros en su composicidn se puede
garantizar un valor nulo en Permeabilidad retenida y/o dafio de formacion posterior al

tratamiento.
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Fig. 8.14 muestra de arena nacional
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CAPITULO IX: ANALISIS DE COSTOS

9.1 FRAC NET PRESENT VALUE

Hemos definido el potencial del reservorio a estimular. Ahora debemos volcar estos
valores en un estudio econdmico. El objetivo es el de disefiar la fractura optima
(menor costo) para sacar el mayor potencial de la capa estudiada. El analisis
econdmico puede ser realizado por el mismo simulador de fractura. Todos los
simuladores del mercado permiten hacer estudios de sensibilidad para ver los efectos
de diferentes geometrias y/o conductividad de fractura sobre la produccidn,
considerando el ingreso adicional que se obtendria por la estimulacidn.

Es decir, se considera al pozo no fracturado versus el

pozo fracturado, y se toma en consideracion ingresos

solamente la produccién adicional. Lo que se

. . i t
determina es la ganancia neta, o Net Present Value =2 _
(NPV). A mayor largo y conductividad de fractura el NFV

»
pozo producird mas y, como consecuencia el 4

Largo da la fractura
incremento de produccidon serd mayor. Pero los
costos de la fractura también crecen y de manera

exponencial. Inicialmente, solamente la movilizacién

del equipamiento genera ya un costo fijo, o sea el

NPV

ingresos

costo del equipo de RTP, el costo de mob/demob del

equipo de fractura etc. A estos costos se adicionan

Largo de la fractura

los costos del tratamiento que se incrementan en
funcién de los volimenes de gel y de agente de
sostén bombeados. Un candidato a fracturar debe mostrar un valor positivo de NPV, y
el valor maximo del NPV determinara la longitud de fracturar para la cual se disefiara.

Si de este ingreso por produccidon adicional se deducen los costos totales de la
operacion, tenemos la ganancia. Cuando se grafica esta ganancia versus la longitud de
la fractura (u otro pardmetro) se observe que la ganancia llega hasta un maximo vy
empieza a disminuir. Este maximo representa la fractura que queremos hacer. Cuidado
gue hay casos donde cualquier tratamiento que se haga resultard en una pérdida de

dinero y no deberan realizarse.



9.2 Costo de un Refracturamiento.
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SERVICIO DE ESTIMULACION

BASE: EL ALTO |POZO: YACIMIENTO: AREA: LOTE X
COMPANIA: PETROBRAS ENERGIA PERU S.A. |CONTRATISTA 11:00 IMPUTACION:
OPERACION REALIZADA
FRACTURA-CONVENCIONAL  SA-GEL MAX BC# 25# 1ERA ETAPA
Diam. Tubing N.A. Didm.Casing Prof. Packer N.A. Fondo/Tapén 4435 ft
Punzados (TVD] 4261 ft 4309 ft Formacion OSTREA "PN"
ITEM DESCRIPCION CANTIDAD UNID. MEDIDA | PREC. UNIT TOTAL
1ERA ETAPA SERVICIOS DE ESTIMULAC 1 C 7.100,00 7.100,00
SERVICIO POR MANIPULEO DE ARENA 0 Sx 341 0,00
INYECTOR DE BOLAS 0 Unidad 818,30 0,00
UsS.$ 7.100,00
PRODUCTOS
ITEM DESCRIPCION CANTIDAD UNID. MEDIDA | PREC. UNIT TOTAL
ARENA IMP. MARRON 16/30 334 Sx 27,50 9.185,00
Vol. Inyect. Lineal 25 Lb/Mgal 0 Gln 0,230 0,00
Vol. Inyect. Crosslink. 25 Lb/Mgal 14.692 Gin 0,290 4.260,68
Vol. Inyect. Salmuera 6.468 GIn 0,080 517,44
Vol. Rem. Lineal. 25 Lb/Mgal 0 GIn 0,230 0,00
Vol. Rem. Salmuera 0 Gln 0,080 0,00
uss$ 13.963,12
MATERIALES
ITEM DESCRIPCION CANTIDAD UNID. MEDIDA | PREC. UNIT TOTAL
BOLAS NYLON 7/8",1.1 SG 0 Unidad 9,81 0,00
uss 0,00
GRAN TOTAL, U.S.$ 21.063,12
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9.3 Analisis Econdmico.

Se realizd un analisis econdmico para monetizar los beneficios del refracturamiento
hidraulico. Se estimaron los costos asociados por cada etapa de fracturamiento y por
pozo, asi como se calcularon los ingresos con un precio canasta base (USS 45/bbl), que
incluye el descuento por regalias. Se encontrdé que la ganancia anual por pozo es al
menos de unos 70000 USS.

Incremento de la produccion 400000 Bls

Pozos refracturados 37

Andlisis Econédmico por pozo en un periodo de 6 afos.

Costo por etapa 21063.12 USS
Numero de etapas estimuladas 3

Costo total estimulacion 63189.36 USS
Produccidn Petréleo 10810.8108 bls
Precio Canasta 45 USS
Beneficio 486486.486 USS
Ganancia neta 423297.126 USS

Analisis Econémico en un 1 aiio por pozo

Produccién Petrdleo 1801.8018 b

S

Ganancia Neta 70549.5211 USS
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CAPITULO X: CONCLUSIONES

0 Los trabajos de refracturamiento han incrementado las reservas de hidrocarburos
en el orden de los 400 MBO.

0 No entrar a pozos ATA, porque la presion confinada, enmascara el efecto de la
refractura, ponerlos en produccién, evaluarlos y luego refracturarlos.

0 Pruebas de presidn tienen que tener mayor tiempo de duracién, para ser confiables
(especialmente en arenas de baja permeabilidad y semidepletadas).

0 Pozos antiguos estimulados con perpac, son buenos candidatos para REFRAC,
debido a que existen arenas no conectadas (se recomienda tomar neutrdn
compensado).

0 Los mejores pozos candidatos para refrac, son aquellos que presentan multiples
reservorios, continuidad productiva, buena presién, bajo corte de agua y buena
area para drenar.

0 En el caso de la formacién mogolldn, evitar entrar a pozos con grandes acumuladas
o evidencias de fisuras, debido a la depletacion.

0 En el caso del Miembro cabo blanco, evitar entrar a refracturar en pozos con
grandes acumuladas debido al poco espesor.

0 Es necesario hacer MINIFRAC en arenas que no se tomaron BHP.

0 Los resultados obtenidos en los trabajos de refracturamiento, permiten ver con
optimismo las oportunidades, para desarrollar reservas adicionales de
hidrocarburos, en formaciones parcialmente drenadas en los pozos del Lote X.

O Las caracteristicas de conductividad y permeabilidad generadas con el uso de arena
nacional, es comparables con la arena importada malla 16/30, para ser usada en
niveles de presion de cierre menores a 2000 psi.

0 Los resultados productivos con este tipo de arena, son similares a los obtenidos con
arena importada.

O El uso de arena nacional permitird ahorros en los préximos 3 afios de
aproximadamente 750,000 USS/afio, mejorando la rentabilidad de los proyectos.

O El reuso de la arena de fracturamiento nos permite ahorro del orden de 120,000
uUsS/afio.

0 Estd accion ha permitido reducir el impacto ambiental al no dejar este material en el

campo.
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CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1 Antecedentes

El fracturamiento hidrdulico ha experimentado una diversidad de innovaciones vy
avances técnicos desde su aparicion a fines de los afios 1940’s. La industria de petréleo
y gas continda confiando en el fracturamiento para desarrollar recursos en yacimientos
maduros y otras areas con produccidén econémica marginales.

En su forma mas pura, el fracturamiento hidraulico ofrece un medio para quebrar la
formacion con presién de un fluido y crear un paso altamente conductivo para el flujo,
extendiéndose lateralmente a partir del hueco del pozo para incrementar la
produccion.

Los avances técnicos de las pasadas dos décadas, principalmente se enfocaban al
desarrollo de fluidos de fractura cada vez mas limpios y eficientes, bdsicamente
sistema de polimeros gelificados y reticulados.

La tecnologia del agente sostén, de otro lado, no ha sido beneficiado en el mismo
grado de investigacion e innovacion. Esto debido a las limitaciones fisicas de colocar
estos agentes de sostén en toda la extensidon de las fracturas.

Histéricamente, la industria ha buscado fluidos “ideales” que minimizen el dafio a la
formacidn y logren una maxima conductividad empaquetada.

Con el desarrollo de nuevo agente de sostén ultraliviano (ULWP), ademas de lograr
una mayor conductividad puede usarse con fluidos base agua ligeramente gelificada y
no reticulada logrando un fluido mas limpio y mds econdmico optimizando de esta
manera el fracturamiento hidraulico.

Con los agentes de sostén ultralivianos se han abierto nuevas oportunidades para el
fracturamiento hidraulico de pozos en campos maduros de baja permeabilidad como

los nuestros en el Noroeste del Peru.

1.2 Formulacion del Problema

La técnica de fracturamiento hidraulico para estimular la produccién de pozos de
petrdoleo y gas, en reservorios de baja permeabilidad, es uno de los principales
desarrollos de la ingenieria de Petrdleo del cual podemos valernos para poder seguir

explotando nuestros campos en condiciones rentables.



El disefio y evaluacién de fracturamientos hidraulicos son procedimientos complicados,
debido a que los procesos involucrados no pueden ser observados directamente. En la
descripcién del comportamiento de los reservorios, la ingenieria de reservorios ha
superado estd limitacién, mediante el analisis basado en la presiéon de fondo del pozo y
el caudal de flujo.

Recientemente, estos andlisis han sido extendidos y aplicados exitosamente para
describir el proceso de fracturamiento hidraulico, por lo que actualmente, es posible
tipificar el comportamiento de la presion de tratamiento en el fondo del pozo en
modos bdsicos, que permiten identificar la respuesta de cada formacién productiva a
este proceso. Este hecho permite seleccionar a priori el modelo de geometria de
fractura que mejor podra simular el respectivo proceso, facilitando el disefio vy

evaluacion del mismo.

1.3 Justificacion del Proyecto

Las estimulaciones de los pozos del Lote X, se efectuaban mediante fracturamiento
hidrdulico de intervalos grandes (500 a 1200 pies de altura), punzados con baja
densidad de tiros y utilizando poca cantidad de agente de sostén.

Entre los métodos de fracturamientos utilizados, tenemos: convencional, entrada
limitada, Multifrac y Perfpac, usando crudo, diesel y agua gelificados, nitrégeno, CO2.
Las técnicas del Perfpac y Multifrac permitian aperturar simultaneamente varios
reservorios. Para asegurar el tratamiento de todos los intervalos involucrados, se
usaban bolas de nylon como agente divergente y poco volumen de arena de fractura.
Con dichas técnicas no se garantizé una estimulaciéon adecuada en todo el intervalo,
debido a que el crecimiento vertical y longitudes de fractura desarrolladas eran muy
pequefias, en muchos casos, quedaron zonas sin estimular.

Sin embargo, a pesar de estas limitaciones, los resultados productivos en muchos
casos eran buenos, debido a que tenian presiones originales de reservorio y grandes
areas de drenaje por desarrollar.

En los ultimos afios, hubo una campana de Refracturamientos en pozos seleccionados
en base, a produccién acumulada y analisis de registro de presiones, que tuvieron

diferentes resultados productivos.



A partir del 2006, los trabajos de refracturamiento se realizaron usando un nuevo
enfoque, para ello se formo un grupo multidisciplinario, formado por reservoristas,
geodlogos e ingenieros de completacidn. Se analizaron datos de estimulacidn, registros
eléctricos, areas de drenaje de pozos vecinos, base de datos de presiones y
comportamiento productivo, con la finalidad de determinar los pozos candidatos.

Con el sustento técnico de software de fractura, se efectuaron simulaciones de la
geometria creada en la estimulacién inicial y validada con informacién actualizada de

pOzos vecinos.

1.4 Objetivos del Proyecto

Objetivo Principal:

Optimizar la produccién mediante el refracturamiento hidraulico en los campos
maduros del Noroeste Peruano - Lote X”

Obijetivos Especificos:

El refracturamiento lograra la productividad del pozo a los regimenes originales o a
regimenes aln mas altos, generando a menudo reservas adicionales mediante el

mejoramiento de la recuperacion de hidrocarburos.

1.5 Hipétesis
Los trabajos de refracturamiento hidraulico en campos maduros del Noroeste peruano
— lote X, permitirdn optimizar la produccién y desarrollar importantes reservas de

hidrocarburos.



CAPITULO II: FRACTURA HIDRAULICA

En la fractura hidrdulica se habla principalmente de fractura con agente de sostén. En
el mundo las fracturas con arena representan el 95% de las operaciones.

2.1 Estimulacion

Cuando hablamos de estimulacion, hablamos de estimulacién matricial o también de
estimulaciéon por fractura. En ambos casos nosotros podemos ver la ley de Darcy
aplicada al petréleo (steady state), donde vemos cuales son los términos que podemos
modificar. Estos son:

Se puede trabajar sobre la presidn frente al punzado Pws de manera a reducirla. En
pozos surgentes esta presion esta definida por la presidn hidrostatica y la presiéon en
boca de pozo, pero en un pozo de petrdleo con bombeo mecdnico, PCP o electro
sumergible podemos bajar esta presién casi hasta cero.

El otro término sobre el cual podemos trabajar es el radio de pozo rw. Como no
podemos perforar pozos de didmetro demasiado grande, por los costos, estabilidad del
pozo, etc, es practicamente imposible modificar este valor. En fractura se sabe asimilar
la fractura a un mayor radio de pozo, o radio efectivo (r'w), como lo veremos mas
adelante.

Y el ultimo término sobre el cual realmente estamos trabajando es el dafio de
formacién o skin (S). En el caso de un tratamiento matricial lo que vamos a querer
hacer es reducir este valor a cero y en el caso del tratamiento de una fractura lo que
vamos a tratar de hacer es obtener un skin equivalente a un skin negativo. El skin
negativo y el radio de pozo efectivos son dos maneras de representar la fractura

dentro de la ecuacién de Darcy.
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2.2 indice de Productividad

La ley de Darcy se puede rescribir de otra manera para definir el indice de
productividad (Pl) que en realidad es el valor que mas se utiliza para representar los
resultados de una operacion de estimulacion. Vemos exactamente los mismos
términos que en la ley de Darcy pero puestos de otra manera. Cuando queremos
evaluar los resultados de una fractura lo que estamos observando es el indice de
productividad antes de fracturar versus el indice de productividad después de

fracturar.

Ley de Darcy

.08 x lDth{l’-’u-fh-.-} Pl = 9o 7.08 x 103 kh

Ma
I, Pa = Pwf [a in A ———+ =
ugPalln _'3_. 5) Ho = )

Qo =

Presion de reservorio (P
Presion frente @ los punzados {PSI)

Factor de velumen de la formacion (RE/STB)
Viscosidad del petroleo (cP)

Radio de drenaje del pozo (pie)

Radio del pozo abierto {pie)

Factor de skin

TPIl: (True Productivity Index) indice real de productividad de un reservorio.

Aconteceria solamente en condiciones de flujo lineal perfecto.
PI: (actual Productivity Index) indice actual de productividad, es menor que TPI (ningun

reservorio puede ser producido bajo condiciones de flujo lineal)

2.3 Daiio de Formacion

El tipo de dano no es de importancia para el disefio de un tratamiento con fractura,
pero si para el estudio previo que se realiza para definir el tipo de estimulacién a
aplicar, o sea al momento de definir entre un tratamiento matricial, una fractura, o un
cambio de sistema de extraccién.

Podemos citar diferentes razones por las cuales hay siempre algunos dafios en la
formacidn. En el caso de una fractura no nos interesa mucho todo esto ya que vamos a

bypasear el dafio.



Invasion /incompatibilidad de fluidos: invasion de la matriz por fluidos de terminacidn
o perforacién que tienen algunos grados de incompatibilidad con los mismos fluidos de
formacién (emulsidn, precipitacion, etc) o con la roca (desestabilizacién de arcillas)
Invasion de sélidos: junto con los fluidos de terminacion o perforacion pueden entrar
en los poros de la formacidon particulas sdlidas, solubles o no, que taponen las
gargantas porales e impiden el flujo si la presién diferencial no es la suficiente para
removerlos.

Movimiento de fluidos: durante la produccién o inyeccién, el flujo puede mover las
particulas de arcillas dentro de los poros y llevarlos a taponar las gargantas porales que
son de un didmetro menor. También la inyeccién de fluido base agua puede hinchar las
arcillas, desestabilizarlas y permitir su movimiento. También se debe recordar que en
la vecindad del pozo la velocidad lineal del fluido tiene su caudal maximo y por lo tanto
mayor fuerza de arrastre.

Cambio de mojabilidad: el uso de ciertos surfactantes o solventes pueden modificar la
tensiéon superficial de la roca y por ende su mojabilidad. En caso de pasar de
acuohumectante a 6leo humectante se reducird la permeabilidad del petrdleo en la
vecindad del pozo.

Emulsiones: el uso de ciertos surfactantes o solventes puede provocar la formacién de
emulsiones mas o menos estables segln el tipo de petrdleo que hay en la formacion.
También un surfactante que es beneficioso a una cierta concentracion puede ser
dafino a otra concentracion.

Bloqueo por agua: un cambio en la saturacion de agua provoca un cambio en la
permeabilidad relativa del petréleo. En caso de un incremento hay una reduccién de la
permeabilidad. Este dafio también es producido por el uso de surfactantes.

Sub productos de reaccion (ej. Hidroxido de hierro): en el caso de hacer tratamientos
matriciales acidos o fracturas acidas, se generan sub productos de las mismas
reacciones. Algunos de ellos como el hidroxido de hierro pueden precipitar en forma
gelatinosa en los poros de la matriz y obturarlos.

Incrustaciones: algunas aguas de formacién tienen sdlidos solubilizados (ej. CaCO3,
BaS04,...) que al sufrir un cambio de presion o temperatura precipitan. Estas
precipitaciones pueden tapar tanto los poros de la matriz como los punzados o las

tuberias. Este problema puede ser agravado por la mezcla del agua de formacién con



el agua inyectada que aporte los elementos faltantes para la formacion de las
incrustaciones.

Depdsitos organicos: de la misma manera que se pueden depositar incrustaciones,
pueden precipitar materiales organicos como son las parafinas y los asfaltenos. Estos
pueden precipitarse en la matriz en la vecindad del pozo, en los punzados o en la
tuberia. Estos depdsitos pueden existir tanto en pozos de petrdleo como en pozos de
gas con condensados. También en pozos inyectores pueden existir residuos de
bacterias que tapen instalaciones y formacién.

Depdsitos mixtos: es frecuente encontrar pozos donde se depositan tanto materiales
organicos como incrustaciones. Estas precipitaciones saben hacerse de manera
sucesiva o sea en capas alternadas organico / incrustacion.

Produccién: durante la operacién de produccién o inyeccién podemos generar algunos
de los dafios anteriores mas algunos adicionales. Uno de los dafios irreversibles es la
reduccion de la permeabilidad por disminucidn de la presion poral y un consecuente

colapso de la matriz.

2.4 Fractura vs. Matricial
El objetivo de un tratamiento de fractura y un tratamiento matricial es siempre
mejorar la productividad para acelerar la produccion. Nuestro objetivo ahora es lograr

comparar y contrastar el tratamiento matricial con el tratamiento de fracturamiento.

El tratamiento matricial es realizado a muy Triatamiento matridal
bajo caudal para que el fluido entre de Ia -
misma manera en casi todos los poros en la

vecindad del pozo. El objetivo es el de
restablecer la permeabilidad original en la

vecindad del pozo, lo que implica reducir el

skin a cero. El radio de inyeccion del
tratamiento no va a mds de 1 a 2 metros alrededor del pozo. Por lo tanto, estos
tratamientos son de un volumen relativamente pequefo. Hay que cuidarse justamente
de conseguir que el liquido inyectado penetre bien en la mayoria de los poros de la
matriz alrededor del pozo. Es decir, que no haya canalizaciéon y que no se rompa la

formacion dado que podria generar fractura. Se trata de tratamientos quimicos.



Una fractura hidraulica no va a tratar de Braehibasibn Hidigidica

remediar la permeabilidad cerca del pozo

pero va a crear un canal de alta E’h--.._

conductividad dentro de la matriz.
La fractura crea dentro del reservorio un
camino conductivo con una profundidad

variable seglin el tipo de formaciéon y de | .

hidrocarburo a producir. No estamos

incrementando la permeabilidad de la matriz, estamos generando un canal de alta
conductividad. No se puede mejorar la permeabilidad de la formacién en si (el
volumen de la fractura es chico comparado con el volumen del reservorio).

Entonces, una fractura hidrdulica no va a tratar de remediar la permeabilidad cerca del
pozo pero va a crear un canal de alta conductividad dentro de la matriz. Aunque
reiterativo, un concepto importante a entender cuando se realiza una fractura
hidraulica es que no se modifica la permeabilidad de la formacidn, sino que se crea un
camino que va de 10 a 500 metros adentro de la formacién. Para eso tenemos que
bombear a alta presidon para romper la formacion, e ir a alto caudal para que el fluido
pueda llegar lejos adentro de la formacion.

Cambiando la geometria de flujo, se mejora la conexién entre el pozo y el reservorio.
Una mayor area del reservorio es contactada y el perfil del flujo es cambiado de radial
a bi-linear o seudo-radial (el nuevo radio efectivo del pozo es funcién de la longitud y
conductividad de la fractura). Se obtiene entonces un drenaje mas eficiente. Fracturar

es una técnica aplicable tanto para zonas de baja como de alta permeabilidad.

2.5 Estimulaciéon Matricial

Las estimulaciones matriciales tienen como objetivo de incrementar la capacidad de
flujo en la vecindad del pozo. Si observamos el flujo de produccién en la matriz no
fracturada (flujo radial) vemos que todo el flujo del fluido de formacién (hidrocarburo,
agua) viene de forma radial sobre toda la superficie del pozo. A medida que se
aproxima al pozo el caudal es cada vez mayor y se produce una pérdida de carga

también cada vez mayor. En consecuencia, el dafo estara en la vecindad del pozo. Si se



Distribucion de presion
para un mismo caudal de produccién

observa la presidn en la matriz versus la distancia

b

desde el pozo vemos una caida de presién muy

grande en una distancia muy corta del pozo. S ,
= f - Después de estimular

Este caida de presion es resultante del dafio.

Presion

Justamente, el objetivo de una estimulacién

matricial es disminuir esta pérdida de carga en la
vecindad del pozo. Vamos a disminuir la diferencia
de presién, por lo tanto, vamos a incrementar el
indice de productividad.

Después de un tratamiento matricial el régimen de
flujo sigue siendo radial pero la pérdida de presién en
la region cercana al pozo disminuye para un mismo
caudal de produccion lo cual representa un
incremento de productividad.

Las estimulaciones matriciales son mas efectivas en formaciones de alta

permeabilidad, donde se debe remover un dafo inducido (perforacién, produccion)

2.6 Fluencias

Geometria de Fluencia en Fractura

Fracturar cambia la geometria de flujo extendiendo un
canal vertical extremadamente conductivo lejos del
pozo. Es decir, al fracturar se genera un canal de alta
conductividad. La conductividad de ese canal debe ser
superior a la conductividad de la formacién que esta

frente a las caras de la fractura. Dentro de la matriz el

:
o
c
i
[ 2

caudal es relativamente bajo. Dentro de la fractura en
cambio, tendremos un caudal relativamente alto.

La relacién de superficie de flujo, entre las caras de una fractura y un flujo radial, es
4hLf a 2nthrw, tipicamente una relacién de 5000 a 1. Una vez que el fluido entra en la

fractura, fluye linealmente a través del empaque de agente de sostén hasta el pozo.
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Hablamos de una permeabilidad de la formacion que puede ir de menos de 1 mD a
mas de 100 mD vy, dentro de la fractura, estamos hablando de una permeabilidad que
va de 20 a 50 Darcies. Este contraste en las permeabilidades permite conseguir un
cierto contraste entre las conductividades de la formacion y de la fractura.

Régimen de Flujo en Fractura

Una vez que el pozo ha sido fracturado pueden observarse en el tiempo varios
regimenes de flujo, tanto dentro de la fractura como en el sistema alrededor de esta.
Durante un tiempo muy corto después de terminar el bombeo y de poner el pozo en
produccién, la geometria promedia del flujo puede ser considerada como un flujo
lineal en la fractura. Gran parte del fluido que entra en el pozo viene de la expansion
del sistema que se generd durante la fractura. El flujo lineal se da temprano en la vida
del pozo es decir solamente en fracturas de

conductividad infinita. En pozos con una fractura de muy

alta conductividad (FCD>30) el flujo dominante es IHIH IHIII

generalmente el flujo desde la matriz hasta la fractura. "—_:-(G%

Entonces se observa un flujo lineal en la formacién.

Después de un periodo de tiempo, normalmente IHIII Iﬂttl
relativamente corto, vamos a poder observar dos flujos

ya que la formacidon empezd a depletarse. Se observa el

flujo que va de la matriz a la fractura y el flujo que esta (ARRAA] 111

dentro de la fractura.
ca%
El flujo es bi-lineal. El flujo bilineal se da temprano en la At

vida del pozo y solamente en fracturas de conductividad II]‘“I IIIIII
finita. Se compone de un flujo lineal incompresible

dentro de la fractura y de un flujo lineal compresible dentro de la formacién hasta la
cara de la fractura.

Mas tarde en de la vida del pozo, no veremos mas a

la fractura como si, pero veremos el sistema

R y IITHTEIELD g g ',

N d
fractura/reservorio como un pozo de un didmetro =y e =
, . - ¥ Py
mucho mas grande. Entonces podemos decir que hay * .-:'
i

un flujo seudo-radial. El tiempo en que acontece va ¢ i "Illlllll" i )

depender de la permeabilidad de la matriz y también
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de la conductividad de la fractura. El flujo seudo-radial se da tarde en la vida del pozo
alrededor de este y de la fractura. Con el tiempo el reservorio ve la fractura
(conductividad finita o infinita) como un pozo con un didmetro expandido. El flujo
tiende a asimilarse mas a un flujo radial en una escala global. La fractura pasa a ser
analoga a un pozo de gran didmetro. Entonces, se habla de flujo seudo-radial y de
radio efectivo de pozo.

Para diferenciar estos tipos de flujos hay que hacer ensayos tipo TST, etc.

2.7 Factor de Conductividad Adimensional

El Factor de Conductividad Adimensional es
bastante importante porque en todas las
evaluaciones de fracturas se va a utilizar este

término. En la literatura lo encontramos escrito

como FCD o CFD, depende del autor pero el

término es el mismo.

Es la relacion entre la conductividad de la

fractura y la conductividad de la formacion.
La conductividad de la fractura seria la permeabilidad del agente de sostén
multiplicado por la superficie de flujo, o sea el ancho de la fractura por la altura. La
conductividad de la formacién es la permeabilidad de la formacién multiplicada por la
superficie de flujo, o sea la longitud de la fractura por la altura. Como el término altura
estd en el numerador y denominador desaparece de la relacién.

Aqui estamos hablando exclusivamente de la altura de fractura que esta dentro a la
zona de interés. Si la fractura ha crecido en las arcillas que estan arriba o abajo, o en
zonas sin permeabilidad arriba o abajo, hay que descontarlo.

El factor de conductividad adimencional representa la capacidad que la fractura va a
tener de producir el fluido que recibe de la formacién. Si la conductividad de la
fractura es menor que la conductividad de la formacién no va a tener la capacidad de
producir todo el fluido que reciba. O sea, si el FCD es menor que uno, entonces la
fractura no va a ser eficiente al 100%. Ademas debido a la influencia de otros factores
no considerados en esta ecuacion sencilla, el FCD 6ptimo tedrico no es uno pero 1,6.

También tenemos que pensar que con el tiempo la fractura se va a dafiar, y se
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recomienda buscar valores de FCD entre 5 y 10. Estos son los valores que se utilizan
normalmente para los disefios.

La relacion entre la conductividad de la fractura (ks ws h) sobre la conductividad de la
formacion frente a la fractura (k L¢ h) representa la capacidad de la fractura de
transportar hasta el pozo el fluido recibido de la formacién. Se considera solamente la
parte de la fractura abierta frente a la zona productiva.

De la ecuacion del FCD vemos que crear solamente longitud de fractura no es
suficiente. La fractura debe tener la conductividad suficiente para recibir y transmitir el
flujo desde el reservorio. Obviamente, reservorios de alta permeabilidad necesitan
fracturas mds conductivas que reservorios de baja permeabilidad (mas fluido para
mover dentro de la fractura). La relacién es definida por la conductividad adimensional
de la fractura, FCD.

El término de FCD describe solamente la conductividad de la fractura vs. la del
reservorio. Es relativamente facil obtener un FCD alto para una fractura corta. Cuando
la longitud es incrementada se torna mas dificil obtener un FCD> 1, especialmente

para reservorios de media a alta permeabilidad.

Ejemplo: Para un pozo con ciertas caracteristicas donde se graficé la longitud de la
fractura versus el FCD para diferentes sensibilidades. En este caso estamos hablando
de un pozo de petrdleo, no de gas y de dos fracturas con diferente ancho de fractura.
Primero vemos una formacién que tiene una buena permeabilidad, 50 md.

Para esta permeabilidad si hacemos una fractura de 3mm de ancho con una longitud
mayor de 80 pies, el FCD va ser menor que 1. Es decir, vamos a hacer una fractura
grande y costosa que no va a tener la capacidad de conducir todo él petréleo desde la
formacién hasta el pozo. Entonces estamos gastando dinero inutilmente. Ahora, si
incrementamos el ancho de 3 mm a 6 mm, podemos hacer una fractura mas larga de
hasta 150 pies, con un FCD mayor que 1, y que por supuesto va poder producir mas. En
el caso que la permeabilidad de la formacién sea menor, 5 mD, vemos que mismo con
una fractura no demasiado ancha, 3 mm, y una longitud superior a los 200 pies

obtenemos un muy buen FCD (del orden de 8 a 10).
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Datos sobre los gue se hasa el ejemplo
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Podemos concluir de este ejemplo que para una capa de alta permeabilidad se

necesita fracturas cortas y anchas, y para capas de poca permeabilidad hay que buscar

fracturas largas y de ancho menor.

En resumen, vemos la importancia de conocer la permeabilidad de la formacién para

determinar qué tipo de fractura necesitamos.

Para una formacion con buena permeabilidad (>50 mD) es inutil buscar una fractura

larga, ya que rapidamente el FCD serd menor que 1, pero si hay que buscar hacer

fracturas anchas. Con una menor permeabilidad una fractura corta seria altamente

conductiva sin que la formacién esté en condicion de aportarle fluido. Esta alta

conductividad representa entonces un gasto inutil, y se necesita una fractura larga.

2.8 Radio Efectivo de Fractura

Cuando se habla de fractura, se sabe hablar del
radio efectivo del pozo, r'w. Si el pozo esta
produciendo en forma natural, o radial, el area de
flujo va ser solamente el drea del pozo que va a ser
21 ry h.

En el caso de un pozo fracturado, el area de flujo
va a ser las dos alas de la fractura y cada ala tiene 2
caras. La superficie de una cara es la longitud por la
altura, por lo tanto el area de flujo va a ser 4 veces

la longitud por la altura.

Si queremos hablar de radio efectivo de fractura, el

(SIN FRACTURA)

Area de flujo il “Hg
Znrwh o i}r"._
4
t R / :_'
v L (e
S e
AW e
e
(CON FRACTURA )
Area de flujo equh.ralenl:e rw' = (2/z)xg
2ary'h o g
i e W e
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-l -. T

ull‘ i
‘2 A"\('\f.- by '4-.“.
.\l-ll‘h‘-‘l' v -h-

Hiah N ':- g, 4
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equivalente
4xrh

area equivalente de flujo va tener la misma férmula que en el caso de un pozo que
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produce de manera radial, o sea se puede escribir: 2 tr'vw h =4 x¢h lo que nos da que
r'w=2x¢/ .

Esta es una definicion que se encuentra en la literatura y que es utilizada justamente
para representar la longitud necesaria por la cual uno tiene disenar la fractura.

En el afo 1961, Prats relacioné el radio efectivo con el concepto del FCD. A la ecuacién
tedrica r'w = 2x¢/ T agregd correcciones para considerar los efectos de alteraciones de
presion en la vecindad de las caras de la fractura y obtuvo el grafico adjunto del FCD
versus la relacion entre r'y / xs.

Podemos ver que en el caso de reservorio de baja permeabilidad, donde los valores de
FCD son altos (fracturas de conductividad infinita) el radio efectivo puede escribirse:
r'w = 0.5 xs

En el caso de reservorio de alta permeabilidad y bajos valores de FCD el radio efectivo
puede escribirse: r'y =0.28 ks w / k

Radio efectivo de pozo
Tomando esto en consideracién y en 1

funcién de la permeabilidad podremos

determinar cual es la longitud optima Ve

gue tenemos que buscar vy utilizar en el P
0.1 .

Ry " /HF

diserio.

En el grafico se puede observar

también que para un valor de FCD

0.01

superior a 10 no hay ninguna mejora, y o1 1 10

qgue los valores dptimos estdn entre 2 y _ ke w

10. En casos de pozos de alta
permeabilidad no serd practico obtener FCD del orden de 10 y es frecuente tener

valores menores que 1.

100
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CAPITULO III: SELECCION DE CANDIDATOS

La seleccion de los pozos candidatos a ser estimulados con fractura es el proceso de
identificar y seleccionar aquellos pozos que, como consecuencia de la estimulacién,
van a tener la capacidad para producir mas y lograr un mejor retorno econdmico.
Cuando un pozo no produce lo esperado y antes de hablar de fractura hidraulica o de
tratamiento matricial, se debe determinar el porqué de la falta de produccidn.

No necesariamente habra que hacerle algun tratamiento. Una vez definido el

problema se elegira el tratamiento.

3.1 Proceso de Seleccion.

Parte 1: Andlisis Econdmico de la Estimulacion

Primero hay que hacer un andlisis econdmico de le“dﬁ“ de lhqmﬂml

. L, B . Reservorio de disefio
la estimulacién y buscar cuanto dinero vamos a l l
ganar haciendo ese tipo de trabajo. Entonces,
primero tenemos que hacer una evaluacién del l
reservorio y buscar cual es el potencial de ingreso .
con y sin estimulacion. Por otro lado, deberiamos

. , . o >

ver cudles serian los requisitos de disefio para &
poder hacer una estimulacion matricial o una
fractura. Vamos a determinar si necesitamos una Inversiones i
fractura larga o corta, ancha o delgada. Es decir, NPV = PV revenue - PV cost

vamos a determinar qué Cantidad de productos NPV = Net Present Value (valor presente neto)

PV revenue = Pvingreso
P\ cost = PV costo

vamos a necesitar y cuales serdn los costos.
Aqui los costos no incluyen sdélo el dinero que pagamos a la compaiiia de servicios, sino
también todos los costos de equipo involucrados en la operacién. En funcién de todos
estos datos vamos a hacer un anadlisis econdmico del retorno versus las inversiones.

Los diagramas sobre la derecha los conceptos del proceso de seleccién y optimizacién
de los pozos candidatos a estimular. La combinacion de la evaluacion del reservorio, de
la estimulacion y de los costos son utilizados para la seleccién de candidatos y para
maximizar el retorno de la inversiéon (NPV). El NPV 6 Net Present Value , se define
sencillamente como:

NPV = PV revenue - PV cost
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Parte 2: Proceso de Seleccidon de Candidatos

Para hacer todo este proceso de seleccién de capas, primeramente hay que hacer una
revision de los perfiles, de las caracteristicas de los reservorios. Hay que hacer un
mapeo de productividad de los pozos vecinos para pronosticar la posible produccién
post estimulacidn.

Si vamos a hacer una reparacion hay que estudiar primero lo que se hizo durante la
terminacion o la reparaciéon anterior.

Con todo esto se establecen cual son los potenciales de produccién que se pueden
esperar después de la estimulacion.

También hay que evaluar posibles problemas mecanicos. Especialmente en reservorios
de alta permeabilidad acontece que el pozo no produce lo esperado porque la
instalacién de produccion no se lo permite. Puede ser porque el tubing es demasiado
chico para el caudal potencial del pozo, o porque hay una restriccion a nivel de los
punzados. Estos son problemas mecanicos.

El proceso de seleccion de candidatos debe comprender:

0 Revision de perfiles, caracteristicas del reservorio, informaciones de la terminacién
y reparaciones.

Mapeo de productividad de cada pozo.

Establecer potenciales razonables de produccion post estimulacién.

Evaluar posibles problemas mecanicos.

O O O ©O

Enfocarse sobre los pozos con mayor potencial.

Parte 3: Determinacion de Potencial Post Estimulacion.

Hemos visto que el proceso de seleccion de candidatos incluye el establecimiento de
potenciales razonables de produccion post estimulacién.

Se pueden hacer simulaciones de reservorio mds o menos complejas, lo que
dependerd de las informaciones disponibles, del tiempo del ingeniero de estimulacion
(si hay uno). Una herramienta muy prdctica es el Andlisis Nodal que permite
determinar el potencial sin y con estimulacion.

El analisis puede hacerse desde el fondo del reservorio hasta que el fluido entra en los

tanques. En pozos con sistema de extraccidn artificial, el analisis se hace normalmente



17

solamente desde el fondo del reservorio hasta el nodo en el casing frente a los

punzados.

Para hacer el andlisis se puede considerar varios diametros de tuberia, lineas de

conduccion. Se puede hacer sensibilidades con diferentes completaciones, como

cantidad y didmetros de punzados, filtros, danos, etc.

3.2 Anadlisis Nodal

e Evaluacion de Potencial

El Anadlisis Nodal consiste en dividir
todo el sistema en diferentes nodos.
El primer nodo es en el fondo del
reservorio, otro en la vecindad del
pozo antes de los punzados, otro en el
pozo frente a los punzados, otro en
boca de pozo, y se pueden agregar
nodos en cualquier lugar que se
quiere estudiar especificamente. Para

evaluar una estimulacién se trabaja

Interactiva | —— Gas
- i

chogque de surperficie

Nodo Cal:exza Moado
de poza Separador
T—
— Ligu
SSSV —» quido
Restriccitn Nodo Ressrvario
en fondo — [cerca po2o) Modo Ressrvorio
e poro [limites)

Mado Wellbore

normalmente sobre los nodos que van del fondo del reservorio hasta dentro del pozo,

y generalmente se deja el restante a la gente de produccidn que son los que

verdaderamente saben cuales son las limitaciones del sistema productivo.

Para realizar un andlisis Nodal, el sistema de produccién es dividido en cuatro

componentes:
0 El reservorio,
0 Tubing de completacion,
0 Lalinea de flujo horizontal y
(o]

El separador.

Cada componente es analizado separadamente y como grupo para evaluar la eficiencia

del sistema completo.

Hay softs para hacer estas evaluaciones. Hoy no se tiene un soft estandar en toda la

compaiia. Los programas que se encuentran en el mercado son generalmente

orientados o a la parte reservorio (y la parte instalacion no estda demasiado
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desarrollada), o a la parte producciéon (y la parte de reservorio no estd demasiado

desarrollada).

e Punto de Operacion. Flujo Estable

El andlisis nodal analiza la capacidad que tiene la formacién de producir hidrocarburo
desde el fondo del reservorio hasta el tanque. Es decir, la relacion entre caudales y
pérdidas de presidn en los diferentes tramos que constituyen el sistema.

El sistema de produccién es divido en dos segmentos principales, el "Inflow" (flujo
entrante) y el "Outflow" (flujo saliente), los que son representados por las curvas
siguientes:

"Inflow Performance Relationship" (conocida como curva IPR). Esta curva es definida

como la relaciéon funcional

entre el caudal de produccion
y . Relacidn de flujo entrante
y la presion de fluencia en _ — ]
rﬁ Punto operativo
fondo de pozo frente a los =~
L= ]
- o
punzados. Es la habilidad del ] , Presion de operacion J'
= |
reservorio de entregar fluido, ;
o
petréleo o gas a través de la &
e
o=
formacién. El comportamiento 2 | Relaciéin de fujo saliente
operacidn
del flujo es descrito por la &
( | CAUDAL <3

respuesta de la presién y

caudal del reservorio.
Fig. 3.1 Curvas de Inflow y Outflow

"Tubing Intake Curve (TIC)", que es la combinacién de perdida de presiones desde el
nodo en fondo de pozo hasta el separador.

El punto de interseccion de las dos curvas, cuando existe, es el punto de equilibrio en
el cual el pozo va a producir por si mismo. Para hacer una optimizacién de Ia
produccién se hace sensibilizaciones con diferentes pardmetros como instalaciones,
dafios, punzados, etc.

Aprender como hacer correctamente un analisis Nodal es un curso aparte. Aqui damos
solamente una idea de su importancia para la definicion de cual son los reservorios

candidatos a estimular.
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CAPITULO IV: MECANICA DE ROCAS

En este capitulo hablaremos de mecanica de roca. No entraremos en detalles ni
desarrollos matemadticos pero solamente en lo necesario para poder entender el
disefio de una fractura.

La mecanica de rocas (también llamada reologia de la roca) es la ciencia tedrica y
aplicada del comportamiento mecanico de las rocas.

En fracturas hidraulicas es importante conocer las propiedades mecanicas y el estado
"in situ" de los esfuerzos (stresses). Esta informacién es utilizada para predecir la

geometria final de las fracturas y por ende estimar su conductividad y produccion.

4.1. Tipos de Esfuerzos
0 Esfuerzo

El esfuerzo es una fuerza ejercida sobre un A
verza (Found

= psi )

o= Fsfuarzo = ;
area, que representa la superficie de un Area i

material. La fuerza puede ser perpendicular o
tangencial.
Si el esfuerzo es perpendicular, o normal a la

superficie sera un esfuerzo de compresién

(compressive stress) y es representado por o.

Si en cambio el esfuerzo es tangencial a la superficie, o paralelo al plano, serd un

esfuerzo de corte (shear stress) tendiendo a cortar el material en este plano. Es

representado por T.

Los esfuerzos son considerados positivos cuando son compresivos y negativos cuando

son tensionales.

Deformacién especifica (Strain)

Cuando aplicamos un esfuerzo a un cuerpo, ) AL
Strafn = ¢ = -

inmediatamente ese cuerpo empieza a

deformarse en una mayor o menor medida

segun el material. Esa deformacién especifica,

e, que en inglés se llama "strain", es el cambio

A
I
I
I
I
L
|
|
en la longitud sobre la longitud original (¢ = :
v
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AL/L). Por definicion el término de "strain" es adimensional.

Para un esfuerzo de presion, la deformacién del cuerpo corresponde a un
acortamiento longitudinal y a una expansidén transversal.

Por norma se considera el acortamiento como "strain" positivo y la expansién como

"strain" negativo.

0 Esfuerzo In situ

En la formacion bajo tierra cada cubo de roca esta
sometido a una serie de esfuerzos. Podemos
representar los esfuerzos segun 3 ejes, los que van
ser un esfuerzo vertical (ov) y dos esfuerzos
horizontales, uno que va a ser maximo (omax) y otro

gue va a ser minimo (omin).

El esfuerzo vertical representa el peso de las

diferentes capas superiores a la capa estudiada. Su

Controlan o afectan fuertemente:
valor es normalmente en un rango de 0.98 a 1.1 Azimut

» Orientacién (vertical o horizontal)

. . . . . Altura ¥ ancho
psi/pie. Este mismo esfuerzo tiene tendencia a Presion del tratamiento
conductividad del empaque de
agente de sostén

deformar horizontalmente la roca generando

esfuerzos horizontales.

Los esfuerzos horizontales son diferentes segun la direccién, porque la roca esta
sometida no solamente a la resultante del esfuerzo vertical sino también a esfuerzos

resultantes de movimientos tecténicos del pasado.

Cuando se propaga una fractura, es porque las dos caras de la fractura se mueven
venciendo el esfuerzo in situ perpendicular a las caras. La naturaleza siempre busca el
menor esfuerzo - igual que nosotros y en consecuencia la fractura va crecer

perpendicular al esfuerzo minimo.

Por lo tanto siempre existe una direccién preferencial de fractura que en la literatura
se encuentra bajo el término de PFP (Preferred fracture plan), o plano preferido de

fractura.
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Normalmente los esfuerzos horizontales son menores que el esfuerzo vertical, y por
ende las fracturas crecen generalmente en un plano vertical (hay excepciones). En el
caso de pozos poco profundos, menos de 300 m, el esfuerzo vertical puede ser el
menor de los tres y en este caso la fractura puede ser horizontal. A una profundidad
intermedia es posible que se generen fracturas inclinadas porque el esfuerzo minimo
no es necesariamente vertical u horizontal. Pero en la mayoria de los yacimientos
productivos estamos lo suficientemente profundo y las fracturas son orientadas
verticalmente. También la cercania de falla puede influir sobre la orientacién de las
fracturas por su efecto sobre el estado de los esfuerzos.

Otro efecto de la intensidad de los esfuerzos va a ser la altura de la fractura. Los
esfuerzos in situ son dependientes del tipo de roca, las arcillas tienen esfuerzos
horizontales mayores que las arenas.

El crecimiento en altura de la fractura va ser limitado por la presencia de capas con
mayores valores de esfuerzos por arriba o por debajo de la capa a fracturar. El ancho
de la fractura va a ser también dependiente de los esfuerzos y a mayor esfuerzo hay un
menor ancho de fractura.

La presidn de tratamiento que es la presién que necesitamos para empujar la roca en
ambas caras de la fractura va a ser siempre superior al esfuerzo minimo, y a mayor
esfuerzo minimo mayor presién de fractura.

Esto es muy importante para nosotros porque puede implicar limitaciones para el
equipamiento a utilizar en superficie.

El esfuerzo también va afectar la conductividad del empaque del agente de sostén.

Como lo veremos después, a mayor esfuerzo la conductividad de la fractura disminuye.

0 Esfuerzo Efectivo
Cuando estamos hablando de esfuerzo, nos
interesa conocer el esfuerzo real que los granos de

arena de formacién o los granos del agente de

sostén van soportar. En realidad el fluido presente
&
a0 = o= aP ]
en los poros soporta parte del esfuerzo total, y los ) P - Presion poral
o = Tensidn efectiva
o « Tencion total
a = Constante poroelastica
a=0.7 para condiciones in sifu

esfuerzo ejercido por la roca. a=1.0 para fractura (presién neta)

granos son sometidos solamente a una parte del

Este esfuerzo resultante es lo que llamamos esfuerzo efectivo.
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La presion del fluido es la presion poral. El proceso de difusién, deformacién y la
cementacion entre los granos afectan la eficiencia de la presién del fluido para
soportar la carga aplicada a la formacion. Entonces solamente parte de esta presidn
poral es realmente efectiva y esa reduccion de presion es representada por un
coeficiente a llamado coeficiente de poroelasticidad.

Por lo tanto el esfuerzo efectivo sobre los granos (o') va a ser el esfuerzo in situ (o)
menos parte de la presion poral: 0'= o - aP.

El coeficiente de poroelasticidad puede considerarse igual a 0.7 en condiciones
normales in situ, y 1.0 dentro del empaque de agente de sostén. De esta relacidn
vemos que si hay cambios en la presidn poral esto implicard cambios en los esfuerzos

sobre el agente de sostén.

0 Esfuerzos segun la Formaciéon
El esfuerzo vertical depende solamente del peso de las capas de rocas superior. Pero
los esfuerzos horizontales son distintos segun el tipo de formacién. Esta diferencia en
los esfuerzos depende de si la formacién es mas o menos plastica. Si la formacién es
muy plastica tiene tendencia a deformase mds y podemos imaginar como cada cubo
de roca tendra tendencia a empujar mas los cubos de roca vecinos generando asi mas
esfuerzos horizontales.
Mds deformable es la formacidon, mayores seran los esfuerzos tangenciales
horizontales. Por esta razon, normalmente _
peso de todo lo que hay por encima
en una arcilla que es mas plastica que una

X X QOverburden l
arena, la intensidad de los esfuerzos es

A v =015 ‘
mayor que en la arena. — rena
La plasticidad esta representada por la —}| Arcillas v = 0.30 ‘h

Relacién de Poisson (v), que es definida _’| IEDR eV LD —

como la relaciéon de la deformacidn lateral.

Fig. 4.1 Relacion de Poisson

En consecuencia esa relacion es una medicién de cuanto una roca se deformard
horizontalmente cuando es sometida a una deformacién vertical (overburden). Las
formaciones con mayores relacion de Poisson, como las arcillas, tenderdn a

deformarse mas en plano horizontal que formaciones con relaciones menores, como
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las areniscas (clasticas). Como bajo tierra las capas no estan libres de moverse se

generan esfuerzos horizontales dentro de las rocas.

0 Concentracion de esfuerzos en la vecindad del pozo
En las pantallas anteriores hemos hablado de los esfuerzos en la formacién a una cierta
distancia del pozo en una zona no disturbada. Pero cuando se construye el pozo y se lo

perfora, se modifican los esfuerzos en la

. Thmin
vecindad de las paredes del pozo, o sea se ﬁ
modifica las condiciones de equilibrio en = [ ]*= %01 =3Chmax — Chmin
esta zona.

Desde el pozo hasta una distancia de una a
dos veces el diametro del pozo se genera

nuevas condiciones de equilibrio. Estas To2=3Ghmin ~ Thmax

condiciones, en la zona de mayores

Ohmax Ohmin Cal Gz
esfuerzos que es la pared del pozo, son

8000 7000 17000 13000

representadas por las ecuaciones de la

figura 4.2.
Fig.4.2 Esfuerzos en la Vecindad del Pozo

Vemos entonces que en esta zona hay una concentracién de esfuerzos que pueden
afectar el inicio de la fractura. Pero como la zona de concentracién es menos de dos
veces el didmetro del pozo, por un pozo perforado con 9" tendremos condiciones
normales a una distancia inferior a las 18". Esta distancia es equivalente a la
profundidad de un punzado hecho con cafidén, por lo cual no serd siempre una

dificultad.

4.2 Modulo de Young:

El Modulo de Young (E) representa la relacion entre el esfuerzo que se aplica
perpendicularmente al material y la deformacién axial de ese material. Se aplica una
fuerza F y se obtiene un cambio de longitud AL. Graficando esta relacidén se grafica el

Modulo de Young.
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En un material homogéneo y eldstico, como puede ser un metal, esta deformacién es

lineal en funcion del esfuerzo que se le aplica. Desgraciadamente las rocas son un

material muy diferente.

Un material ideal tiene una relacion esfuerzo/strain lineal (jpero las rocas no son

material ideall). Se toma Ia
pendiente de la curva en la parte
lineal para determinar el modulo
de Young.

Un alto valor de E representa un
material muy duro, lo que
significa que un alto esfuerzo
(alta presion) es necesario para

deformar la roca.

4.2.1 Efecto de Confinamiento

F
A
=====1_ AL
Esfuerzo r"-----":!
Axial I 1
. 1
a =l J E= Ao fAs 1 : r
1
- |
I 1
I 1
Deformacitn 4 ) o 4
Unitaria Axial
&= AL

Fig. 4.3 Modulo e Young

La roca no es un material ideal ya que tiene poros, micro -fisuras y otras

heterogeneidades. Si a una
muestra de roca le aplicamos
presién sobre la
circunferencia para simular el
efecto de los esfuerzos in situ
(presidon de confinamiento), y
aplicamos una fuerza en las
extremidades observamos
que la deformacién cambia

segln la presion de

ESFUERZO

0, = 4500 psi

E P
-~ Oc=*% " cuyando
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-
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confinamiento. Para cada una obtenemos un grafico diferente.

Fig. 4.4 El esfuerzo representa la variacion de Esfuerzo
Efectivo dentro de la Formacion.

En la formacién la roca esta siempre comprimida, o confinada, por los esfuerzos

naturales in situ. Entonces, en el laboratorio debemos tratar de simular siempre las
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condiciones de fondo. Y necesitamos conocer los valores del esfuerzo minimo, o de
confinamiento, y realizar los respectivos ensayos con estos valores. De otra manera

los valores de modulo de Young que se obtendrian no tendria validez.

4.2.2 Arenisca Tipica
Si en un ensayo de laboratorio tomamos una muestra de arenisca sometida a una
presion de confinamiento equivalente a los esfuerzos in situ, vemos tres fases

diferentes en la curva de deformacién

3 Plasticidad cerca de ruptura.
2 Conducta lineal elastica.
1 Clausura de poros y micro-grietas.

versus esfuerzo.

En la primera fase la pendiente es grande,

lo que representaria un Modulo de Young ESFUERZD
A
muy bajo, porque se estan cerrando los | iaral Volumétrico Axial
LY - = R
#
poros y micro fracturas que hay en la “.ﬁ Py i

\
1

\ |
muestra. A I
]

\
La segunda fase es un periodo mucho mas

largo donde la muestra se deforma de i
5

. . Ly
manera lineal. En este periodo Ila ) |£??

= —
-
[
m
ud
"~
T N
[ ]

1
-vo 4 § 4vo
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periodo que consideramos para determinar el valor de E.

deformacion es casi elastica y es el

En la tercera fase la muestra empieza a deformarse cada vez mds, terminando
rompiéndose. En esta fase hemos pasado el periodo de elasticidad de la roca.

Considerando las deformaciones longitudinal y lateral se calcula la deformacion
volumétrica. Vemos que en la fase 3 el volumen incremento a pesar del incremento
de la carga. Es importante recordarlo porque este fendmeno, llamado dilatancia,

serd discutido ulteriormente.

4.2.3 Efecto sobre la Geometria de Fractura

El Mddulo de Young es la relacién entre el esfuerzo perpendicular al material y la
deformacion de este material. Entonces por un mismo esfuerzo, a mayor modulo de
Young (formacién mas dura) menor deformacién, o sea menor movimiento de la
cara de la fractura, lo que implica menor ancho de fractura. Al inverso a menor
modulo de Young (formacion blanda) mayor deformacion, o sea mayor ancho de

fractura.
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En formaciones duras, se necesitaria Ancho
wgYcomo E T

mayor presién neta para obtener el

ancho deseado, pero eso es

. 2% : Gesssseive: I rees
generalmente no compatible con la s

el

limitacion deseada en el crecimiento

vertical de la fractura.

Cuando la altura de la fractura cubre

varias capas con mddulos de Young

diferentes el ancho no sera uniforme en altura. En consecuencia podria haber zonas
(pinch point) donde el ancho no es suficiente para el paso del agente de sostén

provocando un arenamiento en esta zona.

4.2.4 Factores que afectan la determinaciéon del Modulo de Young en Laboratorio.
Si queremos determinar el modulo de Young (E) en el laboratorio, el ensayo es
bastante delicado para hacer. No hay muchos laboratorios equipados para hacerlo.
Se necesita contar con una celda tri -axial para poder confinar la muestra.

Esa debe ser elegida con cuidado, no debe tener anisotropia, ni fisuras, debe ser
homogénea. El contenido de humedad de la muestra debe representar las
condiciones de fondo, presién y saturacién. Si no se realizan correctamente estos
ensayos no son representativos de nada.

Como ademas son ensayos costosos, las operadoras evitan este tipo de estudio, y
buscan definir valores de médulo de Young utilizando otras técnicas como el

perfilaje (logging).

4.3 Relacion de Poisson

La Relacion de Poisson representa la deformacion lateral (perpendicular a la direccion
del esfuerzo) de un material sometido a un esfuerzo longitudinal.

Para un disefno de fractura el valor de la Relacién de Poisson no tiene mucha
importancia, a menos de utilizarlo para calcular los esfuerzos in situ tedricos. La
deformacion de las caras de la fractura es perpendicular al esfuerzo de la presiéon neta
y es mas representada por el Médulo de Young. Rocas con altas relaciones de Poisson

transfieren mayor cantidad del esfuerzo vertical en la direccion horizontal, o sea
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resultan en mayores valores de esfuerzos horizontales. Las arcillas que tienen mayor
relacion de Poisson que las arenas, tienen generalmente mayores valores de stress que
estas. Debido al comportamiento no lineal de las rocas, la relacién de Poisson no es
constante en todo el rango de stress. Es afectado por los mismos factores que el

Modulo de Young.

4.4. Determinacion de Propiedades Via Perfiles
O Caracteristicas de la roca deducidas de los perfiles

Hemos visto que es dificil conseguir valores de mdédulo de

ATz 32

0.5 ( = )
AT 32

( AT ) E

Esos perfiles miden el tiempo de propagacion de la onda de ~ Favn=2G i+

Young, y de relacidon de Poisson, desde testigos corona. =

Entonces debemos deducirlos de perfiles sénico dipolar.

. . s -~ b
corte y de la onda compresiva. Hay una relacion @~ 12400 (_a.m)

matemadtica entre estos dos tiempos de propagacién con

4Ty = Tiempo de propagacién de Ia onda de corte
= Tiempo de propagacién de Ia onda de compresion

la cual podemos calcular la Relacidon de Poisson. Con la

= "madulo de volumen” (bulk density)
Egyr = Mbdulo de Young dinamico

Relacion de Poisson y la densidad de la formacion |[EEEEEEEEEEIE

= Modulo de corte

podemos calcular el Mddulo de Young.

No se debe tomar la interpretacion de los perfiles como algo de automatica. Los
valores que obtenemos asi son valores dinamicos del modulo de Young. La seial
sonora es muy rapida y se mide un movimiento muy rapido dentro la formacién. En el
laboratorio se aplica el esfuerzo muy lentamente sobre la muestra lo que puede ser

considerado estatica.

Durante el proceso de fractura cuando se rompe la roca el movimiento es
probablemente mas rapido que lo que hacemos en el laboratorio, pero es mucho mds
lento que la velocidad del sonido, entonces lo podemos considerar como algo estatico.
Para simular la fractura se utilizan valores estaticos de mdédulo de Young. Entonces, se

han desarrollado correlaciones entre valores dinamicos y valores estaticos.

0 Maddulo de Young dinamico vs. Estatico
No hay una formula matematica directa, ni relaciéon directa entre mdédulo de Young

dinamico vy estatico.



28

Lo unico que existe son relaciones empiricas determinadas en laboratorio, tomando

varias muestras con las cuales se lleva a 14¢%

cabo el ensayo de laboratorio y al mismo  12e% |+

tiempo se realiza un ensayo sonico. 100%

Se ha publicado varias correlaciones. La 8% <
. \ = Porosidad
gue se muestra en este grafico es la  gom : — =Sl 0 - 14%
T —
T
i A H Porosidad
correlacién determinada por Morales 0% 1o P
(SPE 26561). Esta correlacién se puede
10%
utilizar como guia pero deberia ser Porogidag
. o
calibrada en cada zona con ensayo de o ag6 gEb 1266 1666

SPE 24561 {Moreles), SBP14, <9190 [Warpinski)
corona.

Fig. 4.5 El relacioné el médulo de Young dindmico calculado
por perfil y la porosidad de la formacion para determinar el
Mddulo de Young estatico.

4.5 Cambio en los Esfuerzos Funciéon por Cambio en la Presion Poral

Cuando diseflamos una fractura necesitamos Segin la teoria simplificada de la elasticidad :

¥ {Over -2.Pa0rt + Fogr

conocer los valores del esfuerzo minimo en la Thmin=
i-Fr
formacion a fracturar y en las formaciones R
. Emi Shmin
adyacentes. Estos valores pueden ser deducidos de  Emtonces
1-2v

. . P .o pe F, ) 3
los perfiles pero siempre deberan ser verificados 4Gl =aFpor.

1-Fy
en el campo con una prueba de inyeccién a caudal

de fractura.

1.0a1.5)

Los esfuerzos deducidos de perfiles son los " = Re AN Thrmax - Thmin (€
esfuerzos en las condiciones del pozo en el momento de la perforacién. Durante la fase
de produccidén las condiciones cambian y los esfuerzos no son constantes. Si el pozo ha
estado en produccidn o en inyeccion antes de definir la fractura, la presion poral ha
cambiado, y por ende los esfuerzos in situ han cambiado. Es importante tenerlo en
cuenta ya que en un pozo inyector podemos encontrarnos con presiones de fractura

mayores que las presiones normalmente observadas en el yacimiento.
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0.0 0.25 .50 .75 1.0

. s . . Gradienta d ils] 1
formacién  productiva  (arena) tiene i Ll i

tendencia a contraerse. Pero la presidn poral de las formaciones adyacentes que son
impermeables no cambia y estas no se mueven. Este resulta en que el esfuerzo sobre

la formacién disminuye.

4.6 Presiones Durante la Fractura
Durante una operacion de fractura hablamos de presiones. Estas presiones

representan diferentes términos que deben ser definidos. Llamamos presiéon de

fractura a la presion dentro de la fractura, o
. Faxt
justo después de los punzados. e }_w X
P]EIP e L
En superficie medimos el caudal de Pret
——————————————— +— Presion de cierre
. .z . E =
inyeccion, la densidad de la lechada, la 3 d";:g::,K
o
L
. s . G AP + AP
presién en la linea de bombeo y cuando se } - !
.. . Phyd
puede la presién en casing. Es muy raro /{maml | e
. ., L 1'...:,-1-,-:1,;.‘.- —Ix‘—-._______—
tener sensores para medir la presion de —

A

fondo, y aun mas en tiempo real.
Pfrac = Fsup + Phyd - Pfric tub = Pfric wellbore

Fig. 4.6 Presiones durante la Fractura

Generalmente la presion de fondo es calculada en funcién de los datos anteriores. La
evaluacién de una operacion se basa en la interpretacién de esta presiéon de fondo
calculada o medida. La presién de fondo es la presion de superficie, mas la presion
hidrostatica, menos todas las fricciones del sistema. Las fricciones son estimadas segun
datos tedricos.

Pfrac= Psup + Phyd = Ptriccion tub = Pfriccién wellbore

—

1
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En un grafico tipico de la presion de fondo vemos que al inicio del bombeo la presion
sube hasta que se rompa la formacion: Es lo que se denomina presidon de ruptura
(rupture pressure). Después la presidon se "estabiliza", en este momento tenemos la
presion de propagacion, o de extension de fractura (Pext). Una vez parado el bombeo,
no hay mas fricciones en el sistema, y la presion de fondo es igual a la presién de
superficie mas la presidn hidrostatica. La presion asi calculada es realmente la presion
adentro de la fractura, es lo que llamamos ISIP, Instant Shut In Pressure.
Pfrac= ISIPsuperficie + Phyd

Cuando paramos el bombeo, la fractura esta todavia abierta y el fluido que se
encuentra adentro pasa lentamente en la formacion por efecto de la perdida de fluido
(leak off), lo que implica una disminucién de la presion. Una vez que el fluido de
fractura filtro a la matriz las dos caras empiezan a tocarse, es el punto de cierre de la
fractura. Después de este momento el fluido que invadié la vecindad de la fractura
sigue difundiéndose en el reservorio y la presion sigue disminuyendo hasta estabilizar
en la presién de reservorio.

El mecanismo de disminucién de presidn cambia, y el punto de cierre puede ser visto
como un quiebre en la pendiente de la presién. Si hay agente de sostén en la fractura
las caras se apoyaran sobre el agente de sostén antes del cierre. Entonces la
determinacién de la presién de cierre debe hacerse con un bombeo sin agente de

sostén.

4.7 Presion Neta

La Presidon Neta representa la diferencia entre

Pn = Pg = PC

la presiéon de cierre y la presién dentro la B = 2500 - 2000

1
1 1
1 1
1 1
e . 1 1 —
fractura, o sea la presién de fractura medida en - P =500 psi
1 1
7 . .7 — 1 1 1 4
fondo. Fisicamente es la presibn que se LD LT e eesonon cuenne
L = J Prasion det:lje:ctzeD:nE:ns.l:Em minimo
necesita para que la fractura quede abierta y se f," )7
iU
propage. Si la presion neta es cero es porque la P PRESION OE FRACTURA

fractura esta cerrada.

Un ejemplo para aplicar la formula: La presion del fluido en la fractura es de 2500 psi,
la presidon correspondiente al esfuerzo de la formacién que tiende a cerrar la fractura

(omin) es 2000 psi. Entonces la presion neta es: 2500 - 2000 = 500 psi. Dicho de otra
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manera, de los 2500 psi, solamente 500 psi son utilizado para la propagacion de la
fractura, los otros 2000 psi son para impedir que se cierre. El comportamiento de la
presién neta es utilizado para estimar el comportamiento del crecimiento de la

fractura.

4.8 Gradientes de Propagacion y Cierre

Como los reservorios que se fracturan tienen profundidades

Ty
muy diversas para poder relacionar facilmente las presiones
independientemente de la profundidad se utiliza el término
. . T .

de gradiente de fractura (GF). Es importante tener claro de hmin
lo que hablamos ya que se utiliza el mismo término para

definir dos presiones diferentes. T o

= hmin
- profundidad

Segln quien habla utilizard este término para definir el gradiente
. . L, (ISIF + Phyd}
de cierre de fractura o el gradiente de propagacion de fractura. F&=mrraez
Se expresa en psi/pie. Teéricamente el gradiente de fractura Pfrac
~  profundidad
debe ser el esfuerzo minimo omin, o presién de cierre, divido por
la profundidad. Entonces representa la presién minima para mantener la fractura
abierta con un ancho cero. Este es el valor requerido por los simuladores. En realidad
cuando se quiere determinar el gradiente de fractura en el campo se mide el ISIP.
Como el tiempo de parada es muy corto (segundos) no se llega a determinar la presién
de cierre sino solamente la presiéon de propagacién. En este caso se toma como
gradiente de fractura a la presion de fractura (Psuperficie + hidrostatica) dividido por la
profundidad. En consecuencia estos valores de gradientes de fractura son ligeramente

sobrevaluados. Aqui el gradiente de fractura no representa el esfuerzo minimo, sino el

esfuerzo minimo mas la presién neta.

4.9 Tortuosidades (Near Wellbore Effects)

En un cierto porcentaje de las operaciones podemos observar presiones en exceso de
lo esperado por el nivel de los gradientes de cierre. En la mayoria de los casos este
exceso de presion se debe a efectos en la vecindad del pozo (near wellbore effects)
gue son todos englobados bajo el término de tortuosidades.

La fractura se inicia en los punzados de una manera que es funciéon de la posicidn y

cantidad de los punzados, de la inclinacién del pozo, etc. Cualquier sea la direccion
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inicial el cuerpo principal de la fractura sé redirecciona perpendicularmente al esfuerzo

minimo. También la tortuosidad puede ser consecuencia de la presencia de fracturas

multiples entre el pozo y la fractura principal.

Estas fricciones por tortuosidades resultan en una diferencia entre la presién en el

fondo del pozo y la presién en el cuerpo de la fractura.

Como consecuencia de estos efectos puede haber altas presiones de fractura, una

zona de ancho menor donde se puede generar arenamiento prematuro, una zona de

menor conductividad (si el ancho es menor la conductividad de la fractura ks ws sera

menor).

Cuando el agente de sostén es agregado al fluido las fricciones en la cercania del pozo

se pueden incrementar drasticamente debido a la dificultad de transportar una

lechada con agente de sostén en un camino angosto y tortuoso. Asi puede provocarse

un arenamiento.

Tengamos en cuenta que cuando calculamos la presion neta debemos descontar las

presiones por tortuosidades. En caso contrario podemos interpretar muy mal el

comportamiento de la presiéon durante las operaciones. Es imposible predecir, o

cuantificar de antemano, el efecto de tortuosidad. Como la perdida de presién es

funcién del caudal se puede diagnosticar la cantidad y la razén haciendo un step down

test.

También se puede minimizar estos efectos:

- Utilizando mayor diametro de punzados.

- Punzando orientado en la direccion de omax (PFP).

- Iniciando la fractura con un fluido viscoso.

- Utilizando slugs de arena para erosionar las restricciones o tapar fracturas
secundarias.

Fendmenos mas comunes por los cuales hay

pérdidas de presion por friccion en la cercania de| "estiecion en los punzades (a nivel del agujere)

pozo, o sea tortuosidades, son:

1 - Restriccion en los punzados (a nivel del agujero): \ I \

El diametro inicial no es suficiente para que el fluido / - /
entre al caudal de disefo. Puede ser porque el I

didametro es insuficiente debido a la utilizacién de Fimcial e

Cy = 0.56 €y = 0.89
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una carga incorrecta, o por una cantidad de agujeros abiertos insuficiente. En estos
casos no se observa disminucién de presion hasta que el agente de sostén entre en los
punzados. Cuando empieza a penetrar en los agujeros el efecto de la erosidn hace

disminuir rapidamente las fricciones y por ende la presién de superficie.

2 - Presion debido a tortuosidad por reorientacion:  presion detido a tortuesidad por resricntacién

El pozo y la fractura son en el mismo plano pero el
punzado no esta en la direccién del PFP. Se forma prmricsiog

un canal entre cemento y formacién y en la zona de

mayor esfuerzo hay una zona de restriccidn al flujo.

£

CI“" “":: Punzade
s e €l cug
puede observar una caida de presion ya antes que 1o fractiira

Cuando el fluido pasa, erosiona esta zona y se

ingresa el agente de sostén.

3 - Punzados no alineados:

. , . Punzados no alineados
Si el pozo y el PFP no estdn en el mismo plano, los \ e e
al infinita

punzados no son alineados con el plano de fractura.
Esta se inicia segun el plano del pozo y debe
reorientarse en el PFP. En la zona de transicidn la
fractura es perpendicular a esfuerzos mayores que Reorlantacitn

de la fractura

omin, y entonces el ancho es menor, lo que genera

mayores presiones. El efecto de la erosidon deberia
poder observarse cuando el agente de sostén

penetra en los punzados.

4.10 Presién de Ruptura

En un pozo inclinado no solamente hay un esfuerzo debido a la tortuosidad sino que
también hay un gran esfuerzo inicial para romper la formacion. Este mayor esfuerzo es
dependiente de la inclinacion (B) pero también de la orientacion (a)en funcidn de la
direccion de los esfuerzos horizontales maximo y minimo. Lo vemos representado en

este grafico donde se considera que no hay efectos de tortuosidad.
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Si el pozo es vertical, o sea la inclinacién es 0, la relacion entre la presidén de ruptura y
la presién neta serd 1. A medida que el pozo

es mas inclinado, y segun su direccion versus A -

la direcciéon de los esfuerzos maximos vy
minimos, la presién de ruptura varia y puede
llegar a 1.6 veces la presion de ruptura de un
pozo vertical. O sea si en los pozos verticales
de la zona tenemos normalmente presiones

de ruptura de 5000 psi, en un pozo desviado

Fresidn de ruptura / presian nsta

a 60° y en la direccion de omax, debemos 060 1o 20 20 40 s s 1 8 0

Indinacion del poze, i?

esperar una presién de ruptura de 7500 psi.
Fig. 4.7 Presiones de Ruptura

Es importante saberlo para definir de antemano el equipamiento necesario en locacién
para la operacion. En caso de pozos desviados es importante conocer las direcciones

de los esfuerzos en el yacimiento antes de perforar.

4.11. MULTI-FRACTURAS

Ademas de los efectos de tortuosidades hay otro fendmeno que puede generar exceso
de presion dentro la "fractura", es la existencia de fracturas multiples. Estas pueden
existir en la vecindad del pozo (near wellbore), o lejos en la formacidn (far field). Cada
caso tendra un impacto diferente sobre la geometria de la fractura y también sobre la
respuesta de la presién. Se acepta la presencia de fracturas multiples en la vecindad
del pozo que son manejadas como tortuosidad, pero las fracturas en el reservorio son
motivo de discusiones entre los especialistas que no pueden ponerse de acuerdo, en
consecuencia no todos los simuladores permite simularlas.

Una escuela dice que cuando se fractura se generan frecuentemente fracturas
multiples debido a la heterogeneidad en la formaciéon. Se inician fracturas en cada
punzado y no necesariamente colasen en una, o unas, fractura(s) grande(s). La otra
escuela considera que es poco légico porque la naturaleza siempre busca el esfuerzo
minimo. Si tenemos varias fracturas cada una competiria con la otra, lo que implicaria
tener cada vez mas friccidn en el sistema ya que a tener menos caudal en cada fractura

habria menos ancho. Ademdas cuando se abre una fractura, los esfuerzos en la



35

vecindad crecen y limitan la apertura de otra fractura cerca de la primera. Es decir la
existencia de fracturas multiples como cosa normal iria en contra de la ldgica de Ia
naturaleza. Aceptan que se inicien varias fracturas, pero consideran que normalmente
solamente una crezca.

Por supuesto hay casos particulares donde ambas escuelas estan de acuerdo, como los
pozos desviados, donde si habra fracturas multiples, pero iniciando a una cierta
distancia una de otra. Por experiencia personal estoy mas inclinado con el punto de
vista de la segunda escuela.

Cerca del pozo, en el momento que se inicia la fractura es posible que se generen
varias fracturas en diferentes punzados, pero mds lejos del pozo estas fracturas
coalesen en una fractura grande.

Estas fracturas multiples significan canales angostos donde no podrd pasar el agente
de sostén.

No necesariamente van a generar demasiado exceso de presion, y no son siempre
detectadas a menos de hacer un slug de agente de sostén. Estas condiciones deben ser
corregidas antes de iniciar el tratamiento en si para evitar un arenamiento prematuro.
Dentro la formacion (far field) las fracturas multiples serdn paralelas, siempre y cuando
los esfuerzos maximo y minimo sean diferentes.

Esta demostrado por ensayos de laboratorio que con una diferencia de solamente 50
psi entre omax y omin, las fracturas tendran una direccién uUnica. Para que no
interactuen entre si es necesaria una cierta distancia entre fracturas.

Si los esfuerzos son exactamente iguales, o por lo menos con una diferencia inferior a
50 psi, las fracturas podrian tener una forma

Fracturas Miltiples en Formacion
dendritica o sea en todas las direcciones. Esto

existiria solamente en una zona completamente %@ %

relajada, sin efectos tecténicos, lo que es mas

representativo de formaciones muy blandas vy S e Shmin = Thmax
poco consolidadas. Fracturas Fracturas
Miltiples Paralelas Dendriticas

Fig. Fracturas Multiples en la Formacion
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En conclusion algunas de las condiciones que favorecen la presencia de fracturas

multiples son:

Poca diferencia entre cmax y omin.
Presencia de fracturas o fisuras naturales.
Inclinacion del pozo.

Tipo de punzado.

Near Wellbore Fractures

W=ancho de

Zona de cada fractura

tortuosidades

Fig. Fracturas en la Vecindad del Pozo
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CAPITULO V: AGENTES DE SOSTEN

5.1 Requerimientos

Hemos hablado de teoria de fractura, ahora vamos a empezar a hablar de los
elementos necesarios para hacer una fractura.

El primer material es el agente de sostén. Cuando hacemos fracturas en arenisca, y

también en algunos carbonatos, es necesario

utilizar un componente que impida que la fractura :;::;‘f '. ‘u.::‘
se cierre completamente una vez terminado el %Pﬁ: » { '
LA .
bombeo. Este material es lo que llamamos "agente L‘“_ﬁ P N
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de sostén", o "agente apuntalante" o proppant. Ry, ; ; R
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Este material debe tener ciertas propiedades = R4 1l G
§ L .
fisicas y mecanicas, principalmente una alta -!:r - ~ E F A
resistencia a los esfuerzos. También debe resistir a 57?’ ' ; : ;
la corrosidn, porque en ciertos ambientes hay H,S l..__?:ﬁ":'.:__ Y 4 \__; (2 H
T y .
0 CO; en el fluido de produccién, o a futuro se %} : E 1 ot

puede prever tratamientos acidos.

Fig.5.1 Ensayo en el Laboratorio con Arena
como agente de Sosten

El agente de sostén debe tener una gravedad especifica lo mas baja posible para evitar
su segregaciéon y decantacion del fluido de transporte en el fondo de la fractura. Como
son materiales que se utilizan en gran volumen es muy importante que el costo sea lo
mas bajo posible.

En areniscas y también en algunos carbonatos, es necesario utilizar algunos agentes de
sostén para guardar la fractura abierta e incrementar su conductividad.

Propiedades ideales: Alta resistencia, resistencia a la corrosién, baja gravedad

especifica, disponibilidad a bajo costo.

5.2. Conductividad
El empaque del agente de sostén es el elemento a través del cual va a transitar el
fluido de la formacion a través de la fractura, por lo tanto el parametro mas

importante es la conductividad en condiciones de fondo de pozo.
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Recordemos que la conductividad de la fractura es el ancho por la permeabilidad del
agente de sostén en condicidon de fondo y por la altura. El ancho de la fractura es
directamente proporcional a la concentracion de agente de sostén dentro de la
fractura (no confundir concentracidn en la fractura [lb/pie?] con la concentracién en el
fluido de fractura [PPA]). Esta concentracién, cantidad de agente de sostén por unidad
de drea, se expresa en libra por pie? (lb/pie?), y por lo tanto este término es
dependiente de la gravedad especifica del material utilizado.

Seria mds conveniente hablar de ancho de fractura y no de concentracién en Ib/pie? ya
gue por una misma concentracién el ancho dependera de la gravedad especifica del
material. Pero cuando se empezd a hacer las primeras fracturas el Unico agente de
sostén disponible era la arena. Entonces se utilizaba este término sin posibilidad de
confusion, y seguimos utilizandolo hoy.

La permeabilidad final de la fractura es funcién del tipo de agente de sostén, de la
concentracion alcanzada dentro de la fractura (Ib/pie2), de la temperatura del
reservorio, de la presién de cierre, de la dureza de la formacion (E), de la cantidad de

finos, de la calidad del gel utilizado (cantidad de residuo dejado en la fractura), etc.

AGENTE DE SOSTEN

EL FARAMETRO MAS IMPORTANTE ES LA CONDUCTIVIDAD
DE LA FRACTURA EN CONDICIONES DE FONDO.

Conductividad de la fractura:
whky = ancho de fractura x permeabilidad dentro de la
fractura.

Fig. 5.2 El ancho de la Fractura es Directamente Funcién de la Concentracion remanente de Agente de
Sosten (lb/pie?)
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5.3 Confinamiento

Una vez cerrada la fractura el agente de sostén esta sometido (confinado) a una
presién ejercida por la formacion. En realidad la presion de confinamiento no es toda
la presion ejercida por la formacion sino la

presion de formacién menos la presion poral. Pc =0y - BHPP

. s . . . Donde
Entonces la presidn de confinamiento se defina Pc = Presion de confinamiento.
Ty = Esfuerzo minimo nativo (in situ).

L. . BHHP = Presién de produccidn en fondo
como el esfuerzo minimo, determinado en la

El exfuerio &jercido sobre & agents de soslén o
presion de cierre, menos la presién poral RCrementa 3 medida que I presion de fondo disminuye.
7’ .

Fig.5.3 Presion de Confinamiento

Pconfinamiento = Pcierre - Pporal
Pconfinamiento = (GF X PrOfUNdidad) - Pporal

Debido a la produccidn la presidn poral disminuye en el tiempo, y con mas intensidad en la
vecindad del pozo. En consecuencia la presién de confinamiento incrementa en el tiempo y es
maxima cerca del pozo, donde también es necesaria la mayor conductividad. En caso de pozos
producidos por algunos sistemas de bombeo artificial (AIB, PCP, ESP) la presion en el fondo

(BHPP) puede ser considerada cero, y entonces

Pconfinamiento = (GF X Profundidad)

Efecto de la presion

En la foto de izquierda vemos arena
utilizada como agente de sostén. Se
utiliza normalmente para una presion
de confinamiento inferior a los 4000 o
5000 psi. Podemos observar la forma
de los granos y que todos son

practicamente del mismo tamaio.

Fig. 5.4 Efecto de la Alta Presion de Confinamiento
sobre la Arena

En la foto de derecha vemos esta misma arena después de ser sometida a una presién de

10.000 psi, o sea una presién muy superior a la presién recomendada. Podemos constatar

como parte de los granos se han roto y han formado una cantidad de particulas muy finitas. Si
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estos finos se quedan dentro del empaque taparan los poros e impediran el flujo desde la
formacién. Por lo tanto podemos concluir en la importancia de conocer la presién de
confinamiento maxima durante la vida del pozo a la cual serd sometida el agente de sostén

para poder definir cual usar.

5.4 Calidad de las Arenas de Fractura - Normas API

Existen diferentes normas API para los diferentes tipos de agente de sostén, la norma
APl- 56 siendo especifica para las arenas. Estas normas dan las diferentes
especificaciones sobre resistencia a la compresion, resistencia a la corrosidon
(solubilidad), tamafio y formas de los granos.

En el Figura 5.5, reproducido de la norma vemos la exigencia en cuanto en la forma de
los granos de las arenas de fractura.

Como la arena es un agente natural que se encuentra en canteras, no toda la arena es
bien redonda, al contrario. Por lo tanto el primer control de calidad serd verificar su
redondez. Se debe exigir que la forma de los granos de arena, estadisticamente
hablando, coincide con los cuatro cuadrados de arriba a la derecha. Si la arena tiene
una forma segun las lineas inferiores del cuadro tendremos una arena de mala calidad,
dado que cuando se cerrard la fractura se tapardn todos los poros. Es este tipo de

arena que debemos evitar de comprar.

Calidad de la arena |: Interacive |

I ] - P
os O 15} C) /_ ] -
| f NS
i \ 5
2T IO | \C} C_:Jj
o
E T Los granos de Ia
B 0E arena gue se
& - 2| 'l':\-'-' (] utiliza como
agente de sostén
tigne que caer
4 dentro de estas 4
a3 {\.‘_j d:::' C’:‘ ,;C_,._J 'l-‘r::' farmas siendo |la
ideal la superior
oI d 0.5 7 og derecha

Aorndness

Fig. 5.5 Esfericidad y Redondez Segiin Norma API 56
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La forma de los granos se clasifican en:

0 Esfericidad: representa el grado de comparacién entre la forma de los granos de
arenay una esfera.

0 Redondez: mide si las diferentes facetas de los granos se juntan de manera

redondeada o no.

5.5 Efecto de la Concentracion.
Aqui vemos el efecto de la concentracion de agente de sostén dentro de la fractura. Este
grafico es sacado de una base de datos de Stimlab. Es un laboratorio independiente de
terceros que no pertenece a Sand Badger 12/20, 150 °F

ninguna de las compafiias de
servicio y estd patrocinado por
empresas petroleras. Repsol no es

socio de Stimlab, al menos en lo

Conductivity { md*f)
E

que respecta a estimulacién. La

comparacién esta hecha con

arena marca Badger de " i o
Strass (psi)

granulometria 12/20.

Concentration Ih/it2 Prestar atencidn a la
importancia de la mayor o

) L0 manor conductividad y a Ia

1.3 importancia de la viscosidad
w7 20

Fig. 5.6 Efecto de la Concentracion

El ensayo se hace tomando dos placas de roca con el agente de sostén en el medio.
Estos ensayos permiten tomar en consideracién el efecto de empotramiento. Las
diferentes concentraciones corresponden a diferentes anchos de fractura.

Se hace fluir liquido midiendo diferencia de presion entre entrada y salida.

Vemos que, cualquier sea la concentracidn, cuando la presién de confinamiento pasa
los 3000 psi la arena pierde mucho de su conductividad, debido a la rotura de los
granos.

Ademads podemos observar la importancia de obtener altas concentraciones de arena
para lograr una adecuada conductividad, ya que a baja concentracién (0.5 Ib/pie2) la
conductividad es muy pobre. Se puede hacer este mismo grafico con cualquier otro
tipo agente de sostén de diferentes granulometrias.

Las curvas tendrian comportamientos similares, pero con valores diferentes.
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Segun el proveedor este tipo de ensayo es graficado con conductividad (md-pie) o

permeabilidad (md) versus presion de confinamiento. En la realidad la permeabilidad

final del agente de sostén serd todavia menor debido al dafio residual que deja el gel

dentro de la fractura. Este dano es dependiente de la calidad del gelificante, la

cantidad y calidad de ruptor utilizados.

Ademas debido a condiciones como rotura de los granos, disolucion, migraciéon de

finos la conductividad cambia también en funcion del tiempo. Pruebas de flujo/no

flujo, para simular periodos de pozo cerrado, mostraron reducciones severas de

conductividad.

5.6. Empotramiento

Si utilizamos bajas concentraciones de
agente de sostén tenemos que pensar que
parte de la roca se va incrustar dentro del
agente de sostén - al menos dentro de la
primera capa de agente de sostén en
ambas caras de la fractura. El fendmeno es
mayor en formaciones blandas. En ese
grafico vemos cédmo los granos de la
formacidon que son mucho mas finos que
los granos del agente de sostén penetran
adentro. Esto es lo que en espafiol
llamamos empotramiento o "embedment".
El ancho perdido por este efecto se puede
calcular en funcién de las propiedades
mecanicas de la roca, mas blanda es la

formacidn mayor serd el empotramiento.

Empoiramicnte (Ih/0i%)

Calidad de la arena Fa.

I
l%l%l%.%.%l%l”

Conductividad y ancho del empaque son reducidaos :

40% de reduccién en el ancho.

1.5a 2.0 II:|,|"|'-l2 de pérdida de la concentracién del agente.

4
KIS
\-\
",
27 \\"“
—_—
—
1+
Empatramiento con
conceniracion de 7 I/
“ | | 1 |
3ES oES 9ES 12E6
Modulo de Young

También a mayor presién de confinamiento mayor empotramiento.

El valor de empotramiento es calculado por los diferentes simuladores, que lo toman

en consideracion para calcular la conductividad final del empaque.

Podemos calcularlo asi:

Concentracion de agente de sostén en lb/pie?



Cp=5.2y(1-dp)w

Donde:

vy : gravedad especifica del agente de sostén

dp : porosidad del empaque (fraccion)

w : ancho empaquetado

Ancho perdido por empotramiento para esfuerzo > 2000 psi
We = Dp (0.8128 - 0.4191 In[E])

Donde:

Dp : diametro promedio del agente de sostén (pul)

We max >> 1.5Dp

E : modulo de Young (en psi * E6)

Para presién de cierre < 2000 psi, empotramiento >> 0.5 We

5.7 Granulometria (Mesh Size)

Distribucion del Tamafio de Granos

Cuando especificamos un agente de sostén hablamos también de su granulometria o sea si
se trata de un 12/20, 20/40, 30/70. Una granulometria 12/20 significa que el agente de

sostén pasa a través de un tamiz de 12 hilos por pulgada y es retenido sobre un tamiz de 20

hilos por pulgada.

En la a Figura 5-7 superior podemos observar que los poros entre los granos son grandes, y

por lo tanto el fluido va a poder pasar facilmente.

En la Figura 5.8, los granos chicos se meten en el medio de los poros de los granos grandes
tapandolos parcialmente y no permiten que el fluido pase facilmente a través del empaque.
Por eso no se debe mezclar agentes de sostén de granulometrias diferentes, ni bombearlos

uno tras el otro porque en la zona de la fractura donde las dos granulometrias se mezclaran

habria una zona de muy baja permeabilidad.

43
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Distribucion

e Distribucién
1 tamafio unico

tamafios desiguales

Fig. 5.7 Buena Conductividad Fig. 5.8 Permeabilbidad Diferente

Efecto de la Malla

En este grafico vemos el efecto de la granulometria sobre la conductividad de la fractura.
Nuevamente son datos que vienen de la base de datos de Stimlab. Es una arena marca Badger,
a una temperatura de 150°F y con una concentracion constante de 1.5 Ib/pie?. El ensayo fue
realizado con diferentes granulometrias: 12/20, 16/30, 20/40 y una granulometria muy fina, 40
/70, utilizada en pozos de gas. Esta presién de confinamiento debera ser tomada en cuanta

para la eleccién del tipo de agente de sostén.

% Badger, 150 °F, 1.5 ik

(B LT
Mlesh Sire
Acd la temperatura y la concentracidén son O 1
— constantes pero cambia la gramulometria FER ]
]
o )
E 1090
)
.—E it S— Fig.5.9 Efecto de la Malla
= .
e -
8 sn - S
38001 4  — — -
5_____‘_____-___
¥ 300 s

Strass {psl)

La primera observacion es la caida rapida de la conductividad de la arena 12/20 bajo el
efecto del incremento de la presion.

Cuanto mas gruesa es la arena de fractura, es mas fragil.

En consecuencia a mayor profundidad se debera utilizar un agente de sostén de menor
tamafiio de malla.

Observamos también que a presion superior a 3000 psi, por efecto de la rotura de los
granos, sea cual sea la granulometria de la arena las conductividades terminan
teniendo valores similares. Se ve la importancia en pozos someros de utilizar la mayor

granulometria posible para tener una buena conductividad.
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5.8 Seleccion del Agente de Sostén

Parte 1:

El primero de los agentes de sostén histdricamente utilizado, también él mas barato,
es la arena, pero no cualquier arena. Las mejores marcas son Unimin, Badger, ambas
arenas blancas. Son arenas con altos porcentajes de cuarzo que tienen poco material
extraino como feldespatos, y son bien redondeadas. También existen arenas de menor
calidad como la Texas o la Norton. Por el momento no hay proveedores de arenas de
calidad en América Latina.

Otro tipo de agente de sostén que se suele utilizar es la arena resinada curable o
precurada. La arena resinada tiene mas resistencia que la arena comun debido a la
pelicula de resina que se encuentra alrededor de los granos, lo que le otorga una
mayor resistencia. Ese tipo de agente de sostén se utiliza principalmente para
reservorios donde es necesario hacer control de arena. Dado que los granos estan
pegados uno a otro se evita su produccién post-fractura.

Después existen materiales artificiales que tienen mayores resistencias a la presién de
confinamiento. Si la arena tiene una resistencia de hasta 4000 a 5000 psi, una ceramica
tiene una resistencia de 5000 a 10.000 psi.

La ventaja de los materiales artificiales es que son esferas practicamente perfectas y
por lo tanto tienen una conductividad mucho mejor que la arena. El inconveniente es

que son mucho mas caros.

La cerdmica procede Arena (Presion de cierre < 6000 psi)
* Unimin, Badger E— 4
generalmente de USA vy la * Texas; Norton

. Arena resinada (Presion de cierre < 8000 psi)
marca principal es Carbo * Resina pre curada
* Resina curable

Ceramic que fabrica entre

1SP : Ceramicas (5000 psi < Presion de cierre < 10000 psi)
, * Carboprop
otros los agentes de sostén * Carbolite

CarboLITET'V', CarboPROPT'V'. Las HSP : Bauxita (Presion de cierre > 10000 psi)

cerdmicas son clasificadas

como agentes de sostén de resistencia intermedia (ISP: Intermedia Strength Proppant)
Para pozos muy profundos, que deberan soportar altas presiones de cierre se utiliza
bauxita, que se clasifica como agente de sostén de alta resistencia (HSP: High Strength
Proppant). Hay varios proveedores de bauxita en el mundo entonces segun la locacidn

la bauxita puede ser mas econdmica que la cerdmica.
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Parte 2:

La eleccidon dependerd de varios factores:

0 La cantidad de agente sostén que vamos utilizar dependera del volumen de fractura

gue necesitamos lograr. Funcion de la longitud, ancho, altura deseado.

La granulometria serd funcién de la presion de confinamiento a la cual sera
sometido el agente de sostén, de la profundidad, del fluido a producir. Por ejemplo,
a 1000 m utilizaremos una arena 12/20, a 1500 m una arena de 16/30 o 20/40.
También la granulometria dependerd de la conductividad que necesitamos. Si
estamos fracturando un pozo de gas podemos trabajar con conductividades
menores y una arena 40/70 puede remplazar una ceramica 20/40, siendo mas
econdémica.

Tipo: Funcidén de la presién de confinamiento y conductividad deseado.

Costo: A mayor calidad, mayor costo. Se debera analizar la conveniencia del sobre

costo haciendo un analisis de NPV.

Parte 3:

Sobre la derecha se comparan tres tipos de agente de sostén de granulometria 20/40 a

una concentracion de 1.5 Ib/pie2 (Base de datos de Stimlab):

o

(0]

Arena blanca, marca Badger (material natural)

Carbolite: ceramica, material artificial de resistencia intermedia con una muy buena
redondez y esfericidad.

Bauxita: material artificial de alta resistencia con una muy buena redondez vy
esfericidad.

Effect of Proppant Type
20440 150 F. 1.5 I4A°

Proppant Type

P % Hadger
& 5 CARBOLITE
108 - 5 MNTERED EAUXITE

008 i Aqui varia el agente de sostén

Comductiviry iml*fi)
F
E

= — _ R — —— —| _
o 2w ma eE T BOOE L3208 120

SEress (i)

Fig. 5-9 Efecto del Agente de Sostén
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Aqui es importante tener claro que como los agentes de sostén tienen diferentes
gravedades especificas por una misma concentracién de 1.5 Ib/pie2 el ancho serd
diferente. La arena es mads liviana por lo tanto generard un ancho mayor que una
bauxita.
Uno podria esperar que a bajas presiones de confinamiento la bauxita tenga menor
conductividad que la arena por que a misma concentracién tiene un ancho menor,
pero como la bauxita es bien esférica (al igual que la ceramica) la conductividad es
mayor. Se observa también el efecto de la presién de confinamiento y la resistencia de
cada uno de los agentes de sostén.
5.8.1 Arena Resinada
Hemos visto que en ciertos casos se utiliza agente de sostén resinado. Si es una
arena resinada curable significa que la resina todavia no termind su proceso de
endurecimiento cuando la bombeamos al pozo. Bajo el efecto de la temperatura, la
presién y de un activador la resina reacciona y los granos de arena se terminen de
pegar entre si en el fondo.
Cuando trabajamos con arena pre-curada la resina ya termind su proceso de
endurecimiento antes de bombearla en el pozo.
El grano de agente de sostén es recubierto de una capa de resina. Esta pelicula tiene
algo de flexibilidad. Entonces mismo si los granos no quedan pegados esta misma
pelicula de resina hace que la superficie de contacto entre los granos sea mas
grande y no solamente un punto.
En consecuencia la resistencia al arrastre y la resistencia a la compresién son

mayores.

No resinado concentracion Resinado dispersion
de los esfuerzos de los esfuerzos

e

S
S

\ J
\E____;,-f

capa de resina

Presién puntual Presion distribuida

Fig. 5.10 Arena Resinada: Mayor Resistencia a la Compresion y Mayor Resistencia ala Arrastre.
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5.9 Bridging

Parte 1: Puenteo en la Fractura

Durante el bombeo el objetivo es que el agente de sostén se dirija hasta el fondo de la
fractura. Hay que pensar en los granos de arena como dos personas que quieren pasar
por una puerta al mismo tiempo, si las personas son gordas no van a entrar o de lo

contrario necesitamos una puerta mas ancha.

o -

e e

Fig. 3.11 Ancho Minimo para mover el Agente de Sosten de 2.5 3.0 veces el diametro promedio de los
granos

En la fractura sucede lo mismo. Para que los granos del agente de sostén puedan
penetrar dentro de la fractura el ancho de la fractura debe ser por lo menos dos veces
y medio el didmetro de los granos.

Por una arena 12/20 el ancho debera ser dos veces y medio el diametro de un grano
malla 12. En caso contrario, se forman puentes en la fractura que impiden el flujo de
gel. Si en la fase de disefio vemos que no se puede conseguir el ancho suficiente
deberemos buscar otra granulometria.

En los tratamientos tipo "Tip Screen Out" estamos buscando la formacion de estos

puentes, pero en un lugar bien especificado dentro de la fractura.

Parte 2: Taponamiento en Punzados

De la misma manera que los granos tienen dificultades para entrar en el interior de la
fractura, pueden tener dificultades a pasar por los punzados. Gruesbeck y Collins
determinaron en 1978 una relacidon entre el diametro minimo del punzado y el
didmetro promedio del agente de sostén. Este trabajo experimental realizado hace
anos atras concluyd que para que pueda entrar cualquier concentracion de agente de
sostén el didametro del punzado debia ser por lo menos 6 veces el didmetro del grano

mayor del agente de sostén. Para mas seguridad algunos autores consideran 6 veces el
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didmetro maximo del agente de sostén y otros consideran 8 veces el didmetro

promedio.

Si observamos el grafico vemos que hasta
3 PPA podemos trabajar con diametros
relativamente pequefos, pero a medida
gque incrementa la concentracion se
requiere de didmetro mds grande. Los
didmetros de punzado deben determinarse
en funcion del agente de sostén a utilizar,
debe ser tomado en consideracién en el

programa de terminacién del pozo.

Diametro minimo de punzado

o 8/12 mesh
0.5 10/20
o4
0.3
/w0
0.1+ / 40/80
__._._,_-'—"._-_.
-
[N} T T ™

Concentracién maxima de la arena

Fig.3.11 Curvas de Diferente tipo Malla

yo
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CAPITULO VI: REFRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

Aplicable en pozos de petrdleo y gas, las operaciones de refracturamiento hidraulico
evitan el dafo en la zona vecina del pozo, restablecen la buena conductividad con el
yacimiento, y permiten explorar dreas con mayor presién de poro.

Un periodo de produccidn inicial también puede alterar los esfuerzos presentes en la
formacidén, conduciendo a una mejor contencién del crecimiento vertical de las
fracturas y a una mayor extension lateral durante el fracturamiento, e incluso puede
permitir la reorientacion de la nueva fractura lo largo de un azimut diferente.

En consecuencia, el refracturamiento a menudo restituye la productividad del pozo a
los regimenes originales o a regimenes alin mas altos.

Los beneficios potenciales del refracturamiento han despertado el interés de los
operadores de petrdleo y gas durante mas de 50 afios. Lo mds interesante es que, bajo
ciertas condiciones, esta técnica restituye la productividad del pozo, generando a
menudo reservas adicionales mediante el mejoramiento de la recuperacion de
hidrocarburos.

En consecuencia, obtener mayor produccion de los pozos terminados previamente
resulta esencial para el desarrollo de campos petroleros, el mejoramiento de la
produccién y el manejo de los yacimientos. El refracturamiento constituye una forma
de alcanzar este objetivo.

Muchos de estos tratamientos son terminaciones de intervalos nuevos, otros
representan tratamientos en zonas productivas que no fueron fracturadas
inicialmente, o una combinacién de intervalos nuevos y zonas previamente
estimuladas en forma inadecuada o no estimuladas. Sin embargo, un nimero creciente
de operaciones implica el refracturamiento de intervalos previamente estimulados
luego de un periodo inicial de produccién, caida de presion de yacimiento y
agotamiento parcial.

Estos tipos de operaciones de refracturamiento hidraulico resultan efectivos en
formaciones de baja permeabilidad, fracturadas naturalmente, laminadas vy

heterogéneas.
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Si un tratamiento de fracturamiento hidraulico original resulté inadecuado o un
empaque de grava existente se dafa o se deteriora con el tiempo, volviendo a
fracturar el pozo se restablece el flujo lineal en el mismo.

El refracturamiento puede generar fractura apuntaladas de mayor conductividad, que
penetran en la formacion mas profundamente que durante el tratamiento inicial.

Pero no todas las operaciones de refracturamiento hidraulico son tratamientos
correctivos destinados a restituir la productividad; algunos pozos con regimenes de
produccién relativamente altos también pueden ser buenos candidatos a
refracturamiento. En realidad, los mejores pozos de un campo petrolero a menudo
poseen el mayor potencial de operaciones de refracturamiento hidraulico.

Los pozos con tratamientos iniciales efectivos también pueden ser sometidos a nuevo
tratamiento para crear una fractura nueva que se propague a lo largo de un azimut
diferente al de la fractura original.

En formaciones con menor permeabilidad, en direccion perpendicular a la fractura
original, una fractura reorientada permite exponer una porcién mas grande de la
mayor permeabilidad de la matriz. En estos casos, el refracturamiento mejora
significativamente la produccidon del pozo y complementa la perforacion de pozos de
relleno.

Por este motivo, las operadoras deberian considerar la ejecucién de tratamientos de
refracturamiento hidrdulico durante el proceso de planeacion del desarrollo de
campos petroleros.

No obstante, muchas compafiias son reacias a volver a tratar pozos que poseen
regimenes de produccion razonablemente econédmicos. La tendencia es no refracturar
ningun pozo o hacerlo sélo cuando los pozos exhiben un desempefio deficiente. Esta
falta de confianza y los prejuicios negativos existentes acerca del refracturamiento
estan cambiando gracias a la mayor comprension de la mecanica de refracturamiento
y los resultados reportados por las compaiiias que aplican esta técnica con regularidad.
Para resultar exitosas, las operaciones de refracturamiento deben crear una fractura
apuntalada mas larga o mas conductiva, o exponer mayor espesor productivo neto en
el pozo, en comparacion con las condiciones de pozo existentes antes del

refracturamiento hidraulico.
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El logro de estos objetivos requiere el conocimiento de las condiciones de yacimiento y
de pozo para comprender las razones del éxito de los refracturamientos y mejorar los
futuros tratamientos en base a la experiencia. La cuantificacion de la presidon de
yacimiento promedio, la capacidad de flujo (producto permeabilidad — espesor), y el
largo y la conductividad efectivos de las fracturas, tanto antes como después del
refracturamiento, permite a los ingenieros determinar las razones del desempefio
pobre de un pozo antes de aplicar tratamientos nuevos, e identificar las causas del
éxito o el fracaso del refracturamiento hidraulico.

Las técnicas de diagnostico mejoradas, tales como los andlisis de pruebas de pozos con
tiempo de cierre cortos, ayudan a determinar la situacion actual de un pozo en
términos de estimulacién y a verificar el potencial de refracturamiento.

Los avances registrados en los programas de computacion de modelado, disefio y
analisis de fracturas hidraulicas también han contribuido significativamente al éxito de
las operaciones de refracturamiento hidraulico durante los ultimos 10 afios, al igual
qgue las mejoras introducidas en las técnicas de seleccién de candidatos, los fluidos de
estimulacion innovadores, y las mejoras de los apuntalantes y de control del

contraflujo de apuntalante.

6.1 Desempefio Deficiente Relacionado con la Terminacidn del Pozo.

Las terminaciones iniciales ineficaces o problematicas constituyen el tipo mas comun
de problema. A modo de ejemplo, podemos mencionar la falta de control de calidad
durante los tratamientos de fracturas iniciales, el dafio producido por los polimeros
residuales de los fluidos de estimulacion, la seleccidn inadecuada de apuntalantes, el
arenamiento prematuro, los tratamientos de fracturamiento con disefios inapropiados,
la utilizacién de fluidos incomprensibles y tratamientos de una sola etapa que dejan
ciertos intervalos productivos sin estimular.

Las fracturas hidraulicas pueden perder su efectividad en los anos posteriores a un
tratamiento de estimulacion inicial por el dafio gradual que se produce durante la vida
productiva de un pozo. A modo de ejemplo podemos mencionar la pérdida de la
conductividad de la fractura por la trituracién o encastramiento del apuntalante en la

formacién y el taponamiento del empaque con finos de formacidn o incrustaciones.
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El contraflujo del apuntalante desde la zona vecina al pozo puede permitir que las
fracturas hidrdaulicas se cierren. Habitualmente, se dispone de poca informacién para
identificar estos mecanismos especificos.

Los pozos que tienen este tipo de problemas tienen el mayor potencial para la
aplicacion de medidas de remediacién mediante refracturamiento hidraulico. En pozos
mas antiguos, donde estos problemas ocurren con mayor frecuencia, la presién de
yacimiento debe ser suficiente para justificar el refracturamiento, en términos tanto
de reservas remanentes como de contraflujo adecuado de los fluidos de tratamiento.
La edad del pozo puede ser el mejor indicador de dafio gradual y de la posibilidad de
aplicar nueva tecnologia de estimulacion.

El diagnostico del dafio de produccion, una segunda categoria principal de problemas,
suele ser dificil. El contraflujo de apuntalante, el dano causado por el fluido de
tratamiento y los altos factores de dafio mecanico, las frecuentes reparaciones
correctivas, y las acumulaciones de finos o incrustaciones de finos o incrustaciones
durante el inicio del flujo polifasico o la incursién de agua, son manifestaciones de
problemas que se desarrollan con el tiempo. Cualquier combinacién de estas
situaciones puede indicar que la productividad del pozo se ha deteriorado con el paso
del tiempo.

Una tercera categoria, los avances acontecidos en tecnologia de terminacién vy
estimulacion, también ofrece oportunidades de refracturamiento hidrdulico de pozos
terminados originalmente con tecnologia mds antigua. Los nuevos disefios de
tratamientos, los modelos de computacion avanzados, los fluidos de fracturamientos
menos daiiinos, los aditivos de fluidos y los apuntalantes mejorados, ayudan a crear
fracturas de mayor longitud, mds anchas y mas conductivas. En cierto sentido, esta
categoria constituye un subconjunto de las dos anteriores porque la tecnologia mas
antigua, a menudo, es sindnimo de terminaciones iniciales menos efectivas donde se
ha producido mas daino gradual.

Es importante determinar qué tipos de problemas de productividad se correlacionan
con los mejores candidatos a refracturamiento en un campo petrolero, area o cuenca.
Los ingenieros pueden obtener informacién sobre problemas especificos de

terminacidn de pozos y como remediarlos, revisando los legajos de pozos individuales.
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Habitualmente, las zonas no estimuladas so el resultado de la utilizacidon de técnicas
de entrada limitada para lograr una accién divergente o del fracturamiento de
horizontes productivos multiples en un tratamiento de una sola etapa. Este problema,
asociado con la terminacion del pozo puede representar el mayor potencial de
refracturamiento hidraulico por dos motivos. En primer lugar, con frecuencia, los
pozos compactos de gas son terminaciones de horizontes multiples. La tendencia es
tratar multiples intervalos en menos etapas para reducir el costo del tratamiento. En
segundo lugar, la productividad mejorada de pozos mediante la estimulacion de
nuevas zonas casi siempre representa una incorporacion de reservas incrementales; no
solo un aumento del régimen de produccidén y una recuperacion acelerada de reservas.
Una baja relacién entre las etapas de tratamiento de fracturamiento hidraulico y el
volumen de apuntalante, y la cantidad y distribucién de los intervalos productivos
netos, constituye una indicacion de las zonas potencialmente estimuladas en forma
inadecuada o no estimuladas. Los levantamientos de trazadores radiactivos, las
pruebas de pozos, las curvas de declinacidon de la produccion y los registros de
produccién, también ayudan a diagnosticar la existencia de intervalos sin estimular o
con un desempefio deficiente.

La conductividad insuficiente de una fractura apuntalada inicial representa
probablemente el siguiente potencial de refracturamiento hidrdulico, en orden
decreciente. No obstante, la distincion entre aceleracion del régimen de produccién e
incorporacion de reservas incrementales verdaderas derivadas de la mayor
conductividad resultante del refracturamiento suele ser confusa. A modo de ejemplo,
se puede mencionar la resistencia insuficiente del apuntalante para la presion de
cierre de fractura a la profundidad del yacimiento, decantacién del apuntalante, bajas
concentraciones del apuntalante y dafio de los empaques de apuntalante producido
por el gel parcialmente roto o sin romper.

La captura de reservas incrementales en el margen externo de un darea de drenaje, a
través del aumento de la longitud de la fractura, es dificil. Un tratamiento
relativamente pequefio, comparado con el mayor espesor del intervalo productivo
neto, suele ser indicativo de una longitud de fractura limitada. La generacién de
fracturas hidraulicas de mayor longitud puede ser costosa a menos que el tratamiento

original fuera extremadamente pequefio. Sin embargo, si el refracturamiento
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hidraulico logra aumentar la longitud de la fractura y expande el drea de drenaje de un
pozo, la produccién incremental deberia representar una incorporacién de reserva
verdadera.

La revision del tratamiento de fracturamiento original y del contraflujo ayuda a
identificar la posibilidad de una conductividad y longitud de fractura limitadas. Los
analisis de pruebas de pozos y de declinacién de la produccién también ayudan a
diagnosticar estas condiciones. Un breve periodo de flujo lineal, seguido por un flujo
radial después del fracturamiento indica una conductividad insuficiente o una longitud
inadecuada de la fractura.

También existen oportunidades de refracturamiento como resultado del desarrollo de
campos petroleros y la produccién de pozos, siempre que los pozos tengan presién
suficiente para el contraflujo y la produccién, aun cuando se requieran fluidos de
tratamiento energizados o métodos de levantamiento artificial. Ademas de una menor
presion de poro, la reduccidon de la presion también implica una mayor esfuerzo
efectivo, lo que se traduce en una fractura hidraulica menos ancha y una mayor
extension lateral para los mismos volumenes de fluido de tratamiento y apuntalante.
Por otra parte, el agotamiento de los intervalos productivos aumenta el contraste de
esfuerzos entre los intervalos productivos y las lutitas adyacentes, lo que mejora la
contencién del crecimiento vertical de las fracturas y permite la generacion de
fracturas de mayor longitud. La alteracion del esfuerzo horizontal local también puede

contribuir a la reorientacién de las fracturas durante el refracturamiento hidraulico.

6.2 Reorientacion de las Fracturas.

Histéricamente, las operaciones de refracturamiento hidraulico constituyeron una
medida correctiva aplicada a pozos que exhiben desempefios deficientes en términos
de produccién, con fracturas originales cortas o de baja conductividad. Sin embargo,
existen numerosos ejemplos de operaciones de refracturamiento hidrdulico exitosos
en pozos fracturados previamente. Las pruebas de produccién y el ajuste de la historia
de produccion, utilizando un simulador numérico que incluyo fracturas ortogonalesy la
anisotropia en la permeabilidad de reorientacidn de las nuevas fracturas en muchos de

estos pozos.
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Este concepto de reorientacion de las fracturas no es nuevo y ha sido modelado en
experimentos de laboratorio en escala natural. Ademds, se ha observado reorientacién
de fracturas en formaciones someras blandas.

Después de un periodo inicial de produccién, los cambios de los esfuerzos en torno a
los pozos existentes con fracturamiento hidraulicos originales efectivos, pueden
permitir que las nuevas fracturas se reorienten y contacten areas de mayor presién de
poro.

Las pruebas de laboratorio también han demostrado que los cambios en la presion de
poro de la matriz inciden sobre la orientacién de las fracturas hidraulicas en el
volumen de yacimiento que media entre los pozos inyectores y productores en un
yacimiento bajo inyeccién de agua.

Las fracturas se orientan en sentido normal, o perpendicular, al gradiente de esfuerzo
mas alto. Las fracturas iniciadas desde pozos productores se orientan en direccién al
pozo de inyeccion y lo intersecan si el gradiente de esfuerzo es suficientemente altoy
la anisotropia de los esfuerzos locales no es dominante.

Los cambios de presidn en torno a una fractura altamente conductiva de penetracion
profunda también crean gradientes de esfuerzo alto, normal a la fractura inicial, que
pueden provocar la reorientacion de la fractura durante los tratamientos de
refracturamiento hidrdulico. Los cambios de los esfuerzos alcanzan un maximo y luego
decrecen al aumentar el agotamiento.

Se puede determinar una ventana de tiempo éptima durante la cual es conveniente
realizar los tratamientos de refracturamiento.

La anisotropia en la permeabilidad horizontal aumenta ain mas estos cambios de
esfuerzos. De un modo similar, un estudio independiente demostré que la produccion
de formaciones no fracturadas que tienen gran anisotropia en la permeabilidad
horizontal influye en la orientacidn de la fractura original.

La reorientacién de las fracturas elude el dafio causado por las actividades de
perforacién y terminacién y evita zonas de permeabilidad relativa causadas por la
compactacion y otras restricciones de flujo, incluyendo la condensacion de liquidos de
hidrocarburos, o la acumulacidn de condensado, en torno a un pozo.

La componente de esfuerzo horizontal paralela a una fractura inicial se reduce mas

rapidamente, como una funciéon del tiempo, que la componente perpendicular. Si
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estos cambios de esfuerzos inducidos superan el diferencial de esfuerzo original, se
iniciara una nueva fractura que se propagara a lo largo de un plazo acimutal diferente
al de la fractura original hasta alcanzar el limite de la regidn eliptica de inversién de
esfuerzos.

La fractura puede continuar a lo largo del nuevo azimut, una cierta distancia mas alla
de este punto, segun sea la solidez de la formacion.

Muchos factores contribuyen a la localizacidon del limite de inversién de esfuerzos,
incluyendo la historia de produccidn, la permeabilidad del yacimiento, las dimensiones
de la fracturas, la altura de la zona productiva, las propiedades elasticas de la zona
productiva y las zonas adyacentes que actuan como barreras, asi como el contraste de
esfuerzos horizontales original.

Estos parametros pueden ser modelados y deberian ser considerados durante la
seleccion de los candidatos de refracturamiento.

Las simulaciones por computadora pueden determinar la ventana de tiempo dptima
para las operaciones de refracturamiento y la reorientacién de las fracturas. Los pozos
con fracturas originales largas en formaciones de baja permeabilidad poseen una
ventana de tiempo mas larga.

Los periodos de cierre de la produccién deberian minimizarse para mantener un alto
gradiente de presion, normal a la fractura inicial, fuera de esto, deberia aplicarse las

consideraciones de disefio de fracturas estandar.
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Fig. 6.1 Reorientacion de Esfuerzos y extension de la fractura ortogonal.

En la Figura 6.1, la seccion horizontal a través de un pozo vertical muestra una fractura
hidraulica ortogonal en la direccidon “X” y una segunda fractura reorientada en la
direccion “Y”. La produccion de fluidos luego del emplazamiento de la fractura inicial
puede provocar una redistribucién local de la presion de poro en una regidn eliptica en
expansion, en torno al pozo y a la fractura inicial.

El limite de la inversion de esfuerzos es definido por los puntos isotrépicos de los
esfuerzos horizontales primarios equivalentes. La reorientacion de los esfuerzos y la
extension de la fractura en direccién opuesta a la fractura apuntalada inicial, ayudan a
explicar las respuestas de la presién durante los tratamientos de refracturamiento y
los aumentos de produccién no anticipados a partir de los pozos refracturados con

fracturas originales efectivas.
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Fig. 6.2 Desplazamiento de la formacidn en torno a una fractura hidraulica vertical.

En la Figura 6.2, incindmetros extremadamente sensibles colocados en una
configuracion radial en la superficie en torno a un pozo candidato a estimulacion
(derecha), pueden vigilar rutinariamente el azimut de la fractura durante los
tratamientos de estimulacion (izquierda). La geometria de la fractura es inferida
midiendo las deformaciones inducidas de la roca.

El campo de la deformacidn que irradia en todas las direcciones también puede ser
medidos en el fondo del pozo mediante arreglos de incinédmetros operados con cable

en pozos vecinos.

6.3 Operaciones de Refracturamiento Hidraulico.

Con el crecimiento diario de la demanda mundial de petréleo, las operaciones de
refracturamiento hidrdulico de pozos cobran cada vez mas importancia. Las
importantes mejoras obtenidas en la productividad a cambio de una inversién
relativamente baja hacen del fracturamiento hidraulico, ya sea como tratamiento
inicial o como operaciones de refracturamiento hidraulico, una de las técnicas de
mejoramiento de la produccidn mas atractivas desde el punto de vista econdmico.

La estimulacién por fracturamiento hidraulico durante la terminacién inicial o en una
etapa posterior de la vida productiva de un pozo elude el dafio en la zona vecina al
pozo y aumenta la conectividad con el yacimiento.

La practica de refracturamiento comenzoé inmediatamente después de la introduccién
del fracturamiento hidrdulico, aproximadamente en el aifio 1947, pero las primeras
aplicaciones demandaban un esfuerzo considerable para diagnosticar problemas y

seleccionar pozos candidatos, arrojando resultados mixtos, resulta claro que en todo el
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mundo existe un importante potencial de refracturamiento. Incluso en los campos
petroleros maduros.

En muchos casos, el refracturamiento es mucho menos costoso que un pozo de
desarrollo nuevo y puede complementar a la perforacion de pozos de relleno, con
escasa erogacion de capital, especialmente en yacimientos profundos de baja
permeabilidad. No obstante, la economia del refracturamiento hidrdulico es
sumamente sensible a una adecuada seleccién de candidatos.

Errores de calculo relativamente secundarios pueden convertir un proyecto
potencialmente redituable en un emprendimiento infructuoso.

Basicamente, los candidatos a refracturamiento son seleccionados de la misma forma
que los candidatos a fracturamiento inicial, salvo por el hecho de que pueda haber
mucha mayor cantidad de datos con los que trabajar.

Numerosas metodologias emergentes, incluyendo las graficas de interrelacién
multidimensionales y los mapas auto organizados, ofrecen a los operadores grandes
bases de datos que contienen cientos de pozos diferentes, parametros de entrada y
variados criterios de fracturamiento.

En general, estas técnicas corresponden a la categoria de mineria de datos (extraccién
de informacién oculta y predecible de grandes bases de datos) y descubrimientos de
conocimientos.

Aplicado en forma sensata, el refracturamiento ha demostrado ser efectivo para la
explotacién de reservas incrementales y los beneficios financieros que las mismas
representan, particularmente en el entorno comercial desafiante del mundo actual.
Estos tipos de refracturamiento hidraulico de pozos constituyen un medio viable y
econdmicamente atractivo de mejorar el retorno econdmico para los operadores que

deseen aplicar nuevos métodos y tecnologias relacionadas.
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CAPITULO VII: TRANSMISION EN TIEMPO REAL DE LOS TRABAJOS DE
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO
LOTE X- TALARA - PERU

Ubicacion del lote X:
El lote X estd ubicado en la cuenca Talara, Perd (Noroeste), tiene un drea de 470 Km? y

cuenta con 17 yacimientos.

Golfo de
Guayaguil

Fig. 7.1 Lote X

7.1 Caracteristicas del lote X.
API :33.7<23-42>
Produccién petréleo acumulado :451.9 MMBDbls
Produccién petréleo diario : 13.3 MBbls.
Permeabilidad :0.1-10mD
Porosidad :5% - 15%
Sw :40% - 60%

Reservorio de gas en solucidn.
Fracturas hidraulicas.

Produccidon multi reservorios.

0O 0O 0O 0o o o o o o o

2642 pozos activos
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Fig. 7.2 Formaciones Lote X

7.2 Transmision de datos en el lote X.

Antes del 2003, los equipos de Perforacidn, WO y trabajos Rigless no contaban con

facilidades para acceso a la Red LAN de la Cia., solo comunicacién telefdnica o por

radio. En tal efecto surgieron inconvenientes, tales como:

0 Company Man viajaba desde cualquier punto del Lote X hacia El Alto para actualizar
reportes, alto Riesgo.

0 Interaccidén técnica (Cia. Servicios — Cia. Operadora) demandaba presencia In Situ.

0 Afectaba la Toma de decisiones.

0 Datos reportados de perforacion, fracturamiento hidraulico, acidificacion eran

inconsistentes.
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Desde el afio 2004 en adelante, los equipos de Perforacion, WO vy trabajos Rigless

cuentan con acceso a la Red LAN de Petrobras y de comunicacidn telefdnica.

REALPRO

FRACPRO

Oficinas principales Cualquier lugar
El Alto, Talara, Lima (VPN - Red Privada
Virtual)

Fig. 7.3 Red LAN
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7.3 Tecnologia de Comunicacion: Busqueda y Seleccion
7.3.1 Enlace satelital VSAT: Terminal de apertura muy pequeiia.
Este tipo de enlace se realizo por primera vez en el pozo Atascadero, lote XVI en el
afio 2003, posee un ancho de banda de 64 Kbps, el enlace satelital es compartido y
asimétrico, posee facilidades para correo electronico y su costo es 850 USS al mes,

la desventaja radica en la lentitud de la informacion.

/ Satélite \
PETROERAS PETROEBRAS
Antena
—

" parabdlica —

PC Equipo perforacion | Estacion remota Estacion maestra Servidor Lima
(Lote XVI) POZO- TALARA LIMA (oficina)

Fig. 7.4 Enlace Satelital VSAT

7.3.2 Enlace Satelital SCPC: Un solo canal por portada.

Este tipo de enlace se realizo por primera vez en el lote X en el aino 2004, posee un
ancho de banda de 128 Kbps, el enlace satelital es dedicado y simétrico, posee
facilidades de correo electrdnico, DIMS, internet, JDE, datos de voz, su costo diario

es 2000 USS, y la desventaja radica en la lentitud de la informacion.

/ Satélite \
———

PC Pozo Estacion remota Estacion maestra Servidor Lima
(Lote X) POZO LIMA (oficina)

Fig.7.5 Enlace Satelital SCPC
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7.3.3 Enlace inalambrico de radio frecuencia.

El enlace inalambrico de radio frecuencia se realizo a finales del afio 2004 en el lote
X, se basa en la utilizacion de antenas de radio frecuencia (5.8MHz), cuenta con
estaciones moviles (EM) y estaciones bases (EB), el ancho de banda varia de
acuerdo a la zona, Lote X/El Alto (6 -24 Mbps), El Alto/Talara (16 Mbps) y
Talara/Lima (2Mbps), la recepcion de sefial es mediante de refraccion, reflexién y
difraccidn; las facilidades que brinda son acceso a red LAN, e-mail, DIMS, JDE,

internet, datos de voz, etc., las comunicaciones son libres o sin licencia.

ﬂ 1‘”
'2_../2/' b

)

PETROERAS
| Ancho de banda: 624 Mbps | O O

......................................

(~
M

Oficinas
EBEl Alto El Alto

" DSPOSTIVOS
I ;\I 1. Antena de radio frecusncia
EM POZ0 = 2. Radio Transceiver RF (ODU)
‘ |(j|:![c F!:![C |] [[ L 1ﬁ| 1 |] \:I:I

3. Interfage Redline (IDU)
4_Conmutador o Switch (seguridad)

. UPS (10 min)
8. Lap Top CM
T. Teléfono CW

@l—O L\)

iyl (N I (N -

A y % = Cable|F 8. Lap Top Cia Frac ()
H_ h,
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Fig. 7.6 Enlace inaldmbrico EM y EB (dispositivos principales)
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Fig. 7.7 Geografia que dificulta enlaces inalambricos EM - EB
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Fig. 7.8 Estaciones base (EB) para enlace — lote X
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7.4 Aprovechamiento de la Informacidn: Fracturamiento Hidraulico
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7.11 Recepcion de datos del Fracturamiento.
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Anidlisis de la data obtenida en tiempo real.

INGENIERIACOPOQEL ALTO/ TALARA/LIMA
* Analisis de Minifrac

* Ajuste de Presiones Netas

|

1. Presion de Cierre “Esfuerzo minimo” -
Presion Neta - Definicion Modelo

2. Eficiencia del fluido - Coeficentes de pérdida
de filtrado - Tipo de leakoff

3. Permeabilidad y Presion poral.

2

[ PRINCIPALES PUNTOS DE DECISION J

* Ajuste de caudales de bombeo
* Ajuste propiedades del fluido
* Ajuste del tamario del PAD

+ (Cambios en dosificacion arena

Optimizacion

7.5 Transmisién en Tiempo Real.

Instalacién en pozos nuevos. (Sin equipo de WO)
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Instalacién en Pozos Antiguos. (Con equipo de WO)

Teléfono
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7.6 Beneficios de la transmision.

(0]

O O O O O O O O

o

Elimina barreras de distancia y comunicacién.

Adquisicion de datos y graficos de parametros directos desde la operacion.

Ahorro de tiempo de equipo por decisiones conjuntas y rapidas.

Integracion y trabajo en equipo a distancia entre supervision de campo, ingenieriay
compania de servicios.

Empleo de sistemas de comunicacién y tecnologia de Petrobras Peru

Soporte técnico efectivo a operaciones de campo.

Confidencialidad de la informacion.

Identificacion y cuantificacién de pardmetros técnicos y operativos en la operacion.
Permite efectuar evaluacién integral de la compafiia de servicios en sus areas
operativas y de ingenieria.

Empleo de softwares técnicos adquiridos por Petrobras (Fracpro Res, PT)

No implica costo adicional al trabajo en ejecucién.

Define acciones rdpidas y efectivas de mejora y optimizacidn en tratamientos
posteriores de pozos vecinos: menor PAD, caudal, mayor presién disponible,
programa de bombeo, etc.

Pueden extenderse a trabajos de acidificacidn, cementacién, ensayos de presion,
registros eléctricos.

Un medio para la capacitacion a distancia y de forma rapida en ingenieria.
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CAPITULO VIII: PROCEDIMIENTO REFRACTURAMIENTO HIDRAULICO LOTE X

Antiguamente las estimulaciones de los pozos en el Lote X, se efectuaban mediante
fracturamiento hidrdulico en intervalos grandes (500 a 1200 pies de altura),
previamente se punzaba con baja densidad de tiros y muy poca cantidad de agente de
sostén. En muchos casos se efectuaron con la técnica del perfpac, que consistia en la
apertura de grandes intervalos, que involucraba varios reservorios. Para asegurar el
tratamiento de todas las arenas, se usaba bolas de nylon como agente divergente,

pero muy poco agente de sostén.

DIAGR A MECANIC O Oil205 Rl bAEC AN IE O

Forros de Forros de
superficie de 9
5/8” a +/- 300’

cementado a

superficie
cementados y
‘ secciones con

I
LR A

lainas ranuradas
. Forros de
sin cemento

Phdd
LALRAI

produccién de 5

1/2” cementados a

Iﬁ ﬂl superfice

Fig. 8.1 COMPLETACION POZOS ANTIGUOS Fig.8.2 COMPLETACION ACTUAL

Esta técnica, no garantizaba que todo el intervalo se haya estimulado adecuadamente,
debido a que el crecimiento vertical y las longitudes de fractura desarrolladas eran
muy pequefios. En aquellos tiempos, también se efectuaron refracturamientos en los
intervalos inicialmente estimulados, pero con muy poca cantidad de arena.

Posteriormente con datos de registro de presién, se fueron acotando las etapas vy

refracturando.
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8.1 Procedimiento de Trabajo de Refracturamiento

A partir del 2006, los trabajos de refracturamiento se realizaron usando una nueva
metodologia, para ello se formo un grupo multidisciplinario, formado por un Ingeniero
de reservorio, gedlogo e ingeniero de completacién.

Se analizaron datos de estimulacion, registros eléctricos, drenaje de pozos vecinos y
comportamiento productivo, con la finalidad de seleccionar pozos candidatos.

Con el sustento técnico de software de fractura, se efectuaron simulaciones
aproximadas de la geometria creada en la estimulacion inicial, obteniendo datos de
conductividad, concentracién areal, FCD, longitud de fractura, etc. Dichos datos fueron
validados con informacidn actualizada de pozos vecinos.

Se tomod registro Neutron Compensado y correlaciond con el registro de resistividad a
hueco abierto, para determinar cualitativamente el grado de drenaje de las
formaciones anteriormente estimuladas, en algunos casos se tomod registros de
presidn, que permitié confirmar la informacion del registro.

Este registro ha sido de mucha utilidad en la seleccion y tratamiento de las etapas a
refracturar, teniendo en cuenta que la vida productiva de los campos genera cambios
de saturaciéon y presion en cada uno de los reservorios.

Las caracteristicas de estos reservorios, expresadas por las diferentes propiedades
petrofisicas, ocasionan drenajes diferenciados que en algunos casos son deficientes,
debido a las limitaciones técnicas de completacion y estimulacién, usadas en pozos
antiguos.

Las curvas de cuentas de neutrones del registro Neutron Compensado a hueco
entubado se compard con la resistividad del registro a hueco abierto.

La interpretacion de estos registros a permitido determinar cualitativamente el grado
de drenaje de las arenas estimuladas inicialmente, y refracturar zonas no drenadas y/o
deficientemente drenadas.

Durante la ejecucién del trabajo se efectué minifrac, determinando valores de:
gradiente de fractura, presidn neta, presidon de cierre, friccion en los punzados,
declinacién, permeabilidad, tomandose en ese momento la decision de efectuar y/o
cancelar la estimulacion.

Los intervalos estimulados se acotaron a +/- 100 pies y reabaled centralizando los tiros

en las mejores arenas, con densidad de 3 tiros/pies y en fase de 120°.
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Asi mismo, se incremento la cantidad de arena a +/- 260 sacos por intervalo y mejord
el disefo con la ayuda de los simuladores de fracturamiento.

Se uso agua gelificada con cargas de gel entre 20 a 30 LB/Mgl y arena de mallas 20/40
y 16/30 de acuerdo a la profundidad de tratamiento.

En la ejecucion de los trabajos se usé herramientas de tapdn recuperable y packer.

Del 2006 al 2007 se han efectuado refracturamiento en 37 pozos (105 etapas) en las
formaciones Mogolldn, Ostrea, Echino; con buenos resultados.

En las Figuras del 8.3 al 8.12, se pueden observar los resultados obtenidos.

Estos trabajos han permitido incrementar las reservas en el orden de los 400 MBO.

8.2 Uso de Arena Nacional

Ante la necesidad de buscar nuevas alternativas para desarrollar pozos con economia

marginal, Petrobras Energia Peru, encaré el Proyecto de Uso de Arena Nacional en el

Lote X, elaborando para ello de un plan estratégico, que contemple la busqueda de

este recurso en el ambito nacional y que cumpla con los requerimientos de calidad

sefialados en la Norma API RP56.

La busqueda de canteras a escala nacional contemplo:

0 Informaciéon sobre el marco legal del candidato, mediante informaciéon en el
Ministerio de Energia y Minas, sobre concesiones, denuncios, permisos, EIA,
entorno y posible dreas de impacto

0 Ubicacién geografica de las canteras

0 Potencial de reservas de este recurso.

Se identifico las posibles fuentes de abastecimiento de la arena, asi como el volumen

de produccién y transporte hasta las operaciones de Petrobras en Talara.

Las posibles fuentes consideran:

O Arenaderio
O Yacimientos

0 Arenade playa

En el caso especifico de los pozos del Lote X, cuyas profundidades comprenden de

8000 a 2500 pies, las mallas de arena mas utilizadas son 16/30, 12/20 y 20/40.
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Después de efectuar los ensayos de laboratorio, contemplados en la norma APl RP56,
se determiné una cantera para producir arena malla 16/30.

Las caracteristicas de este tipo de arena son inferiores a las de la arena importada, sin
embargo, dado el contraste tanto de permeabilidad como de conductividad entre la
formacidn y la obtenida con la arena empaquetada en la fractura, se comprobd que se
podia usar en formaciones de poca profundidad.

Se efectuaron ensayos de laboratorio de conductividad y permeabilidad simulada.

Las caracteristicas de la arena nacional permiten su aplicacidon en formaciones someras
con presion de cierre menor a 2000 psi.

Los resultados productivos desde octubre del 2005 a diciembre del 2010 han sido

similares a los obtenidos con arena importada, Figuras del 8.13 al 8.18.

8.3 Reduccion de carga polimérica en los fluidos de fractura

De acuerdo a ensayos de laboratorio, de retenciéon de permeabilidad para fluidos de
fractura, aplicados en formaciones del Lote X, y con la finalidad de minimizar el dafio a
los reservorios de baja permeabilidad, asi como tener un control de la altura de
fractura y generar mejor calidad de fractura, se ha bajado la carga del gelificante en los
fluidos de fractura de 30 y 25 Ib/Mgl a 25 y 15 Ib/Mgal, asi mismo ha permitido

reduccion de costos por menor uso de estos productos.

8.4 Reuso de Arena de Fracturamiento

Ante la necesidad de buscar nuevas alternativas econdmicas, para estimular pozos de
economia marginal, se implementé un plan de trabajo para el reuso de arena de
fracturamiento recuperada luego de los trabajos de estimulacién hidraulica en los
pozos del Lote X, operados por Petrobras.

Cabe mencionar que antes de la implementacion de este proyecto, dicho material
sobrante era dejado en el campo. A partir de la implementacién del Sistema de
Gestion Integrado, dicho material era depositado en el relleno de desechos.
Normalmente, se recupera aproximadamente el 10% del total de arena utilizada en
los trabajos de completacidn y reparaciones.

Previamente a su utilizacion se efectuaron ensayos a muestras de arena recuperada,

de acuerdo a la Norma APl 56RP (redondez, esfericidad, resistencia a la compresién y
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solubilidad al acido), comprobandose que sus propiedades originales se mantenian en
un 95%.

El reciclaje de la arena de frac contempla, las siguientes etapas: recuperacién de arena
en los pozos fracturados, lavado con agua y detergente, secado, tamizado,
seleccionado por tamano de malla y envasado para su reuso.

Los fracturamientos con arena reciclada, se vienen efectuando desde fines del 2004,

con resultados similares a los obtenidos con arena importada.

8.5 Evaluacién de Nuevas Tecnologias

Se vienen evaluando nuevos productos en los trabajos de estimulacién en los pozos del
Lote X, tales como:

e Agentes de sostén ultralivianos

Evita la generacion de mdltiples capas de fracturas, minimiza el problema de
transporte, decantacién y conveccidn

Permite utilizar la Técnica Monocapa y reduccién del caudal de bombeo, minimizando
el crecimiento vertical.

Asi mismo, es menos dafiino que otros fluidos, especialmente en reservorios de baja
permeabilidad, permitiendo una limpieza mas rapida y mejorando la produccién.

En las Figuras 8.19 y 8.20 se pueden observar comportamientos productivos, de

fracturamientos efectuados con este tipo de agente de sostén.

8.6 Fluidos visco elasticos:

Fluido sin carga polimérica con la finalidad de reducir el dafio a la formacién. Su
principal caracteristica es que no contiene polimeros en su composicidn se puede
garantizar un valor nulo en Permeabilidad retenida y/o dafio de formacion posterior al

tratamiento.
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Fig. 8.14 muestra de arena nacional

PERMEABILIDAD (mD) DE ARENA DE FRACTURA Vs ESFUERZO DE

84

COMPRESION
PRUEBAS ZREALIADAS EN LABORATORIO LCV -
ARGENTINA
\\
~
\\
\ \\
\
\ ‘ —_
\ \
% \\\‘\\
&\ —
T —
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000
ESFUERZO DE COMPRESION (psi)
——16/30(NAC)- 0.5 LB/FT =—16/30(NAC)- 1LB/FT =——16/30 BRADY 16/30 JORDAN
—=—20/40 BRADY ——20/40 JORDAN ——12/20 BRADY =——12/20 JORDAN

Fig. 8.15 Ensayos efectuados en muestra de arena



epth (8] Stress Profike () Width (in)

Fracture Conductivty {mD-ft)

Fractura con
arena
importada

Conduct.:

[Dinin () Strsss Frofk (psi) Width (n)

85

Frachurs Conducvity (D f)

Fractura con
arena
nacional

Conduct.:

5200 —
6000 Md-ft

2700 —
3200 Md-ft

v

1600 0190029 0

T T r
1600 037 0 037 0

B0

Fig. 8.16 fracturamiento con arena importada Fig. 8.17 fracturamiento con arena nacional

Completions (18) <Ambiguous> Bat. <Ambiguous>

10000 - -10°
5000 1 }
il nr//\w\ ﬂ | m f”’ﬂ\/\\fk"\ a w 05
1000 i W aaill WO | 10
aru || DA™ A 2 1 AN SMACanl | i | n NNV TN L
| Y\, JANY. RPN Wi el (W (0] I \ AN U 1 nlla, L
500 11 Wy A [ . VNIV YW [
11 PR AL \l™, | WP TV | L [
11 I lll Y[\ A WA I
] N ~ ] ,
100 + l‘\A"‘u !VMA\NA\A i P AT W nl\\ l’\v"m |J T ia N /‘—\,\,/-‘\ff\ 7104
1 TVAN o NP B (ST A W A A 1 ) I\ N o NAaA F N ad L' | L
A A T ITSWYW WY PN ALY N S YWV [ | b VadnJ L
N M‘ |\ ARV NZ/NAN A M NV L AV | L
50 NV W AR - S0SS e i
1Y v [
Axis 1 Completions (18)
7 Pronpz2003. Petdc
Bruta, bbl/d
i e Petroleo, bbl/d r
‘GOR, pc/bbl
AXis 2 3
10 O T A 0 e e e Iny ion Agua Salada Conmpletions 10
1990 o4 98 02 06 10
PROD. (BOPDC) = 163.646 ACUM. PET. (MBLS51$611.865 RESERVAS (MBLS)= 474.766
PROD. (BWPDC) = 465465 ACUM. AGUA (MBLS)= 709.370 INYECCION ACUM (Mbls) =99999.000

Fig. 8.18 Curva Produccion Pozos (18) fracturados con arena nacional



86

EA7619 TAMAN Bat. TA 27 Estado: BM
80 ] 1 EA7619: 20030801 MD OS5 | 800
1 ) \ 2 BAT619: 20060403 MO OS EC | |
50 - e - 500
| H 4
|/ ]
| !
\
A A
| : \ {\
1\ | \\
| \ I
| = [
: | VAN
L I | A
F 10 | AT - 100
B ] J7) i | e
0 N\ /1! R e S !
5 Y ——— |
7 \ il
h [ \ L
5 4 \ IH li 50
| Vv |
Ais 1 EATEI9
] Petrdleo, bol/d
————— Pronz2006. PETDC
————— Buta, bid
Ads 2
‘ A 2. ‘ SR I EVED! 10
2001 03 05 07 09
PR (PO = SXOONM PET (MR Q) = 70500 O /ACS (DI Q— M noan CA7Z0a0

Fig. 8.19 Comportamiento productivo Frac con agente de sostén ultraligero, Pozo 7619 Taiman

AAL0017 CARRIZO Bat. CA 22 Estado: BM
- BENN
50 7 Ais 1 wg% o b ! \“ /; \ 1AA10017:20040626_TA(B);OS_+HT@3400)
————— PETDC : k/ /
————— Buta, bol/d ! ‘
1] adis2 i
GOR, po/bhl AAL0017 :
I
|
I
|
I
|
g 10 ! - 100
g ] i
o |
§ 1 |
4 i = r
[an i | a1, L
g ° ! ", >0
4 : l:l_L-L
| T,
| ! Ta
i T,
| T,
| Ty
i ! il O
] T 5
| e
|
I
I
‘ 1 ‘ ; ‘ 10
2003 05 07 09
PROD (BOPLC) = 6/80LM. PET. (MBLS) = %6.3%6 RESERVAS (BLS)= 7.710 AA10017

Fig. 8.20 Comportamiento productivo Frac con agente de sostén ultraligero, Pozo 10017 Carrizo



87

CAPITULO IX: ANALISIS DE COSTOS

9.1 FRAC NET PRESENT VALUE

Hemos definido el potencial del reservorio a estimular. Ahora debemos volcar estos
valores en un estudio econdmico. El objetivo es el de disefiar la fractura optima
(menor costo) para sacar el mayor potencial de la capa estudiada. El analisis
econdmico puede ser realizado por el mismo simulador de fractura. Todos los
simuladores del mercado permiten hacer estudios de sensibilidad para ver los efectos
de diferentes geometrias y/o conductividad de fractura sobre la produccidn,
considerando el ingreso adicional que se obtendria por la estimulacidn.

Es decir, se considera al pozo no fracturado versus el

pozo fracturado, y se toma en consideracion ingresos

solamente la produccién adicional. Lo que se

. . i t
determina es la ganancia neta, o Net Present Value =2 _
(NPV). A mayor largo y conductividad de fractura el NFV

»
pozo producird mas y, como consecuencia el 4

Largo da la fractura
incremento de produccidon serd mayor. Pero los
costos de la fractura también crecen y de manera

exponencial. Inicialmente, solamente la movilizacién

del equipamiento genera ya un costo fijo, o sea el

NPV

ingresos

costo del equipo de RTP, el costo de mob/demob del

equipo de fractura etc. A estos costos se adicionan

Largo de la fractura

los costos del tratamiento que se incrementan en
funcién de los volimenes de gel y de agente de
sostén bombeados. Un candidato a fracturar debe mostrar un valor positivo de NPV, y
el valor maximo del NPV determinara la longitud de fracturar para la cual se disefiara.

Si de este ingreso por produccidon adicional se deducen los costos totales de la
operacion, tenemos la ganancia. Cuando se grafica esta ganancia versus la longitud de
la fractura (u otro pardmetro) se observe que la ganancia llega hasta un maximo vy
empieza a disminuir. Este maximo representa la fractura que queremos hacer. Cuidado
gue hay casos donde cualquier tratamiento que se haga resultard en una pérdida de

dinero y no deberan realizarse.
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SERVICIO DE ESTIMULACION

BASE: EL ALTO |POZO: YACIMIENTO: AREA: LOTE X
COMPANIA: PETROBRAS ENERGIA PERU S.A. |CONTRATISTA 11:00 IMPUTACION:
OPERACION REALIZADA
FRACTURA-CONVENCIONAL  SA-GEL MAX BC# 25# 1ERA ETAPA
Diam. Tubing N.A. Didm.Casing Prof. Packer N.A. Fondo/Tapén 4435 ft
Punzados (TVD] 4261 ft 4309 ft Formacion OSTREA "PN"
ITEM DESCRIPCION CANTIDAD UNID. MEDIDA | PREC. UNIT TOTAL
1ERA ETAPA SERVICIOS DE ESTIMULAC 1 C 7.100,00 7.100,00
SERVICIO POR MANIPULEO DE ARENA 0 Sx 341 0,00
INYECTOR DE BOLAS 0 Unidad 818,30 0,00
UsS.$ 7.100,00
PRODUCTOS
ITEM DESCRIPCION CANTIDAD UNID. MEDIDA | PREC. UNIT TOTAL
ARENA IMP. MARRON 16/30 334 Sx 27,50 9.185,00
Vol. Inyect. Lineal 25 Lb/Mgal 0 Gln 0,230 0,00
Vol. Inyect. Crosslink. 25 Lb/Mgal 14.692 Gin 0,290 4.260,68
Vol. Inyect. Salmuera 6.468 GIn 0,080 517,44
Vol. Rem. Lineal. 25 Lb/Mgal 0 GIn 0,230 0,00
Vol. Rem. Salmuera 0 Gln 0,080 0,00
uss$ 13.963,12
MATERIALES
ITEM DESCRIPCION CANTIDAD UNID. MEDIDA | PREC. UNIT TOTAL
BOLAS NYLON 7/8",1.1 SG 0 Unidad 9,81 0,00
uss 0,00
GRAN TOTAL, U.S.$ 21.063,12
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9.3 Analisis Econdmico.

Se realizd un analisis econdmico para monetizar los beneficios del refracturamiento
hidraulico. Se estimaron los costos asociados por cada etapa de fracturamiento y por
pozo, asi como se calcularon los ingresos con un precio canasta base (USS 45/bbl), que
incluye el descuento por regalias. Se encontrd que la ganancia anual por pozo es al
menos de unos 70000 USS.

Incremento de la produccion 400000 Bls

Pozos refracturados 37

Andlisis Econédmico por pozo en un periodo de 6 afos.

Costo por etapa 21063.12 USS
Numero de etapas estimuladas 3

Costo total estimulacion 63189.36 USS
Produccidn Petréleo 10810.8108 bls
Precio Canasta 45 USS
Beneficio 486486.486 USS
Ganancia neta 423297.126 USS

Analisis Econémico en un 1 aiio por pozo

Produccién Petrdleo 1801.8018 b

S

Ganancia Neta 70549.5211 USS
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CAPITULO X: CONCLUSIONES

0 Los trabajos de refracturamiento han incrementado las reservas de hidrocarburos
en el orden de los 400 MBO.

0 No entrar a pozos ATA, porque la presion confinada, enmascara el efecto de la
refractura, ponerlos en produccién, evaluarlos y luego refracturarlos.

0 Pruebas de presidn tienen que tener mayor tiempo de duracién, para ser confiables
(especialmente en arenas de baja permeabilidad y semidepletadas).

0 Pozos antiguos estimulados con perpac, son buenos candidatos para REFRAC,
debido a que existen arenas no conectadas (se recomienda tomar neutrdn
compensado).

0 Los mejores pozos candidatos para refrac, son aquellos que presentan multiples
reservorios, continuidad productiva, buena presién, bajo corte de agua y buena
area para drenar.

0 En el caso de la formacién mogolldn, evitar entrar a pozos con grandes acumuladas
o evidencias de fisuras, debido a la depletacion.

0 En el caso del Miembro cabo blanco, evitar entrar a refracturar en pozos con
grandes acumuladas debido al poco espesor.

0 Es necesario hacer MINIFRAC en arenas que no se tomaron BHP.

0 Los resultados obtenidos en los trabajos de refracturamiento, permiten ver con
optimismo las oportunidades, para desarrollar reservas adicionales de
hidrocarburos, en formaciones parcialmente drenadas en los pozos del Lote X.

O Las caracteristicas de conductividad y permeabilidad generadas con el uso de arena
nacional, es comparables con la arena importada malla 16/30, para ser usada en
niveles de presion de cierre menores a 2000 psi.

0 Los resultados productivos con este tipo de arena, son similares a los obtenidos con
arena importada.

O El uso de arena nacional permitird ahorros en los préximos 3 afios de
aproximadamente 750,000 USS/afio, mejorando la rentabilidad de los proyectos.

O El reuso de la arena de fracturamiento nos permite ahorro del orden de 120,000
uUsS/afio.

0 Estd accion ha permitido reducir el impacto ambiental al no dejar este material en el

campo.
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