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SUMARIO

El objetivo principal de un tratamiento de fracturamiento hidraulico es
la estimulacion del reservorio a fin de generar un medio de flujo de alta
conductividad desde la formacién hacia el pozo para incrementar su
produccion de hidrocarburos, de tal modo que se mejore significativamente
la viabilidad econdmica de la explotaciébn de hidrocarburos en campos
productores de reservorios de baja permeabilidad como los de la Cuenca

Talara.

En reservorios de moderada y alta permeabilidad las fracturas
hidraulicas carecen de adecuadas conductividades de fractura el cual llega a
ser un factor limitante en cuanto al potencial de produccién, mientras que en
reservorios apretados de baja permeabilidad el factor limitante es a menudo
la longitud de fractura efectiva. Incluso en este Ultimo caso, una adecuada
conductividad de fractura es importante para permitir una recuperacion

eficiente del fluido de fractura.

Tradicionalmente, los esfuerzos por mejorar la conductividad de
fractura han sido enfocados a mejorar la habilidad de flujo a través del
empaquetamiento poroso de propante. Es decir, en general se han
extendido esfuerzos significativos hacia la meta de incrementar la
permeabilidad del empaquetamiento de propante a través del desarrollo de
fluidos de fractura que generen un menor dafio a la formacién, mayor
resistencia del propante, mayor eficiencia de los rompedores del fluido de

fractura, uso de apuntalantes artificiales (ceramicos, bauxitas, etc.), etc.

Bajo ese escenario esta tesis describe la aplicaciéon de una técnica
novedosa de fracturamiento hidraulico en la locacion Punta Monte en las
operaciones del Lote Z2B de la Cuenca Talara, Noroeste del Peru, que
permite dar un cambio a los esfuerzos por mejorar el flujo de fluidos desde la
fractura hacia el pozo enfocandose a mejorar la conductividad en varios
ordenes de magnitud basada en la creacion de una red de canales de flujo
abiertos dentro de la fractura. Los cuales son generados a través de un



proceso que combina modelamiento geo-mecanico, equipos de control de
superficie y fluido que permiten bombear bajo una secuencia de pulsos de

arena y fluido limpio.

Como resultado de proveer significativamente una alta conductividad
de fractura este nuevo enfoque de disefio de fracturamiento hidraulico nos

da principalmente los siguientes beneficios;

e Mejor limpieza de la fractura
e Baja perdida de presion por friccion dentro de la fractura

¢ Mayor longitud de fractura efectiva

Los cuales benefician en una mejor produccién de hidrocarburos de
reservorios de baja permeabilidad en el corto y largo plazo comparados con
una estimulacion convencional convirtiendose en una nueva y mejor
alternativa de estimulaciéon como parte de completamiento de pozos nuevos,

apertura de nuevas arenas (workover), y trabajos de re-fracturamiento.

Otro beneficio resaltante que se han observado con este tipo de

técnica es la eliminacién de arenamientos prematuros considerablemente.

Finalmente, tiene intrinsecamente el valor agregado de hacer la
operacion de fracturamiento hidrdulico medioambientalmente mas amigable

por su reduccion significativo de consumo de propante.
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CAPITULO 1

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

1.1 Antecedentes: Revision de aplicaciones en otros paises

Desde la introduccién del fracturamiento hidraulico, en 1947 llevado a
cabo por Stanolind Oil & Gas en el campo de Hugoton del sudeste de
Kansas, en USA, profesionales de la industria del petréleo hicieron esfuerzos
para rellenar la fractura completamente con propante, en otras palabras
crear un paquete de arena continuo. Habiendo ya maximizado la
conductividad del empaque de propante, la industria comenzé a investigar
formas de mejorar aun mas los resultados del fracturamiento hidraulico. Los
ingenieros especularon entonces que, si fuera posible y se disefaba
correctamente rellenando la fractura con un empaque de arena discontinuo
consistente en columnas discretas rodeadas por canales abiertos, la
conductividad de las fracturas seria varios 6rdenes de magnitud mas alta

gue la del empaque de arena convencional mas limpio.

Después de varios afios de investigacion y desarrollo (el proyecto
empezo en el 2003), los cientificos de Schlumberger lograron esta meta, el
cual constituye un avance fundamental en la ciencia de estimulacién de
yacimientos. Los cientificos del Centro de Tecnologia Novosibirsk de Rusia
comenzaron la busqueda de un empaque de propante discontinuo con un
programa experimental ambicioso para confirmar su factibilidad y desarrollar
los medios con los cuales pudiera aplicarse dicha tecnologia. La escala de
los experimentos se incrementé gradualmente y pasd de los pequefios
simuladores de las mesas de trabajo de los laboratorios a las pruebas de
escala completa con equipos de campo estandar en el Centro de
Aprendizaje Kellyville (KLC) de Schlumberger en Oklahoma, USA.
Aplicaciones en campo empezaron en el 2007 para estimular reservorios de

arenisca de petrdleo y gas de una sola capa y multicapas.



Desde el 2010 Schlumberger proporciona el servicio de estimulacion
bajo el nombre de “Hiway Flow-Channel Hydraulic Fracturing”. En Argentina
(2010), por ejemplo, en el campo de yacimientos petrolifero Loma La Lata
(Cuenca de Neuquén) se consiguié estimular 7 pozos del campo LLL
logrando incrementar la produccién inicial promedio de gas en 53% por
encima de los pozos fracturados de manera convencional. Asi mismo,
Petrohawk en la formacion Eagle Ford en el campo de Hawkville, Texas,
consiguio incrementar la produccion inicial de gas en 37% y petréleo en
32%. A la fecha Petrohawk ha convertido al 100% sus disefios de
fracturamiento orientados a generar canales de flujo abiertos. En el oeste de
Siberia, en el campo de Taylakovskoe, la operadora Slavneft-
Megionneftegaz llevo a cabo 10 tratamientos, desde octubre 2011 a mayo
del 2012, en reservorios de areniscas con caracteristicas petrofisicas
similares a las de la Cuenca Talara, en el que han incrementado
significativamente su taza de produccion promedio en 44% por encima de lo

esperado.

1.2 Formulacién del problema

En las ultimas décadas, el fracturamiento hidraulico convencional en
operaciones de costa afuera y en tierra en la cuenca talara se ha convertido
en una practica de rutina y la optimizacion esta acorde a los esfuerzos por
mejorar la conductividad basados en los métodos mencionado lineas arriba
a fin de conseguir una mayor productividad de los reservorios. Todos esos
meétodos han tenido un impacto positivo en cuanto a la conductividad del
paquete de arena que en general tienen asociado un alto riesgo de
arenamientos prematuro. No obstante, la limitacion intrinseca de esos
meétodos proviene del hecho de que la conductividad es creada por el
paquete de propante, el cual fisicamente tiene un limite el cual llega a ser la

permeabilidad generada.

Bajo esas circunstancias, este enfoque de tratamiento por pulsos de
arena permite desarrollar una red de canales de flujo abiertos dentro del

empaque de arena, para que de ese modo la conductividad sea atribuida a



los canales generados y no solo sea atribuido al flujo a través de los poros

entre los granos de propante como en un fracturamiento convencional.

1.3 Justificacion del plan de tesis

La técnica de fracturamiento para generar canales de flujo abierto
cambia el concepto de generacion de conductividad de fractura permitiendo
que el flujo de hidrocarburos fluya a través de canales de fractura en vez de
fluir a través del paquete de propante. Est4 técnica estd basada en cuatro
componentes principales: bombeo de propante en pulsos en superficie por
medio de un equipo de fractura y programas de monitoreo, estrategia de
punzado selectivo, material fiboroso para proveer canales estables, y modelos
de optimizaciéon de la geometria de los canales, que la hacen capaz de
incrementar la conductividad de la fractura por encima de dos 6rdenes en
magnitud. Resultando en un mayor flujo de fluidos desde la formacién hacia

el pozo.

1.4 Objetivos de la investigacion

1.4-1 Objetivo General

Considerar esta novedosa técnica de fracturamiento hidraulico en las
operaciones del Lote Z2B de la Cuenca Talara, en el Noroeste del Perq,
como principal alternativa para completacion de pozos nuevos, estimulacion
en pozos de campo maduro como parte de workover, y para trabajos de re-
fracturamiento con el propdsito de lograr una mayor produccion de
hidrocarburos y por ende mejorar significativamente la viabilidad econémica

comparada a una estimulaciéon de empaque de propante convencional.

1.4-2 Objetivo Especifico

Aplicar esta técnica de fracturamiento hidraulico para obtener

principalmente una mayor deliverabilidad del reservorio a la fractura y de la



fractura al pozo y por ende obtener una recuperacion mas rapida de fluido de
tratamiento y residuos de polimero que con empaque de propante
convencional, mejorar la limpieza e incrementar la longitud de fractura
efectiva, y reducir eventos de arenamientos prematuro que incrementan el
costo por emplearse mayor tiempo de equipo, ya sea de drilling o workover,

y diferida en produccion de hidrocarburos por tardio arranque de pozos.

1.4 Hipotesis

Por medio de la aplicacion de la técnica de fractura por pulsos de
arena se obtendra mayor conductividad de fractura, comparado a valores
obtenidos con un tratamiento convencional, incrementando de ese modo el
flujo de fluidos desde la formacién hacia el pozo a fin de lograr una mayor
produccion de hidrocarburos de los reservorios de areniscas de baja
permeabilidad (0.1 a 1 mD) de la cuenca Talara del Lote Z2B.



CAPITULO 2

MARCO TEORICO

2.1 Fracturamiento Hidraulico

Si un fluido es bombeado tan rapido que el fluido no pueda
propagarse en la formacién, inevitablemente la presion se incrementa a tal
punto que se origina una ruptura. Y debido a que la roca generalmente es
mas débil que el acero lo que se fractura es la formacién, generandose un
desdoblamiento a lo largo de su eje como resultado del vencimiento a los

esfuerzos de tension en la roca generada por presiones internas.

Figura 2-1 Consideraciones practicas durante un tratamiento de fractura hidraulica
con propante.

Fuente: Heriot Watt University - Production Technology.

Desde su introduccion, el fracturamiento hidraulico ha sido, y seguira
siendo, una de las principales herramientas para mejorar la productividad de
pozos de petréleo de reservorios de baja permeabilidad. Esto es logrado

para;



e Generar un canal conductivo a lo largo de la zona dafiada en la
vecindad de la cara de la formacion, similar a un by-pass.

e Extender el canal hasta determinada profundidad en el
reservorio para mejorar el incremento de productividad.

e Generar el canal de tal manera que el flujo de fluidos sea
alterado.

2.1-1 Proceso

Debido a que el menor esfuerzo es el minimo esfuerzo horizontal, el
desdoblamiento (o ruptura) inicial se produce planar al eje vertical a la tierra.
La ruptura y temprano crecimiento de la fractura expone nuevas areas de la
formacion al fluido de inyeccién, tal que la tasa de pérdida de fluido en la
formacién empieza a incrementarse. Sin embargo, si la tasa de bombeo se
mantiene por encima de la tasa de pérdida de fluido, la nueva fractura
creada continuara propagandose y creciendo. Este crecimiento continGa
abriendo mas area nueva en la formacién. Sin embargo, aunque el
fracturamiento hidraulico incrementa significativamente el &rea de flujo de la
formacion durante el bombeo, una vez que se para el bombeo y se pierde el
fluido inyectado, la fractura se cerrara y la nueva area no estara disponible
para mejorar la produccién de fluido de la formacion. Para prevenir esta
situacion, normalmente se adhiere un agente propante al fluido de fractura.
Cuando el bombeo se para y se produce el regreso de fluidos desde el pozo,
el agente propante se mantiene en el lugar para mantener la fractura abierta
y mantener el camino de flujo conductivo para el incrementado area de flujo
de la formacion durante la produccién. El agente propante es generalmente

arena o agente granular de alta resistencia substituto a la arena.

Después de la ruptura, la tasa de propagacion de la fractura y la tasa
de flujo de fluidos dentro de la fractura generada se vuelve importante cuyo
comportamiento estd dominado por la pérdida de fluidos. Tal cual como
introdujo Carter (1957), la tasa de pérdida de fluido puede ser expresado

como:



2C,A

qL = —’—(t =T

Donde C;, es el coeficiente de perdida de fluido, A es un elemento del
area de fractura (por ejemplo area de influjo incrementado), t es el tiempo
medido desde el inicio del bombeo y T es el tiempo cuando cada elemento
de area pequeiia de una fractura es creada o abierta. Como una
consecuencia directa de la ley que describe este comportamiento, la alta
tasa de pérdida de fluidos se da en la punta de la fractura. Una nueva area
de fractura creada existe en ese punto (t—T =0 en el denominador),

haciendo q; infinito.

Inicialmente la penetracion de la fractura es limitada, por ende la
pérdida de fluido es alta en la proximidad del pozo. Por esa razon, la primera
parte de un tratamiento de fracturamiento hidraulico consiste de sélo fluido
(sin propante), esta etapa es comunmente conocida como PAD. El propdsito
de esta primera etapa es romper la vecindad del pozo e iniciar la fractura.
Asi mismo, el PAD provee de fluido para generar suficiente penetracion y
ancho para permitir que las etapas de fluido cargadas de propante después
puedan entrar en la fractura y de ese modo se pueda evitar alta pérdida de
fluido en los alrededores de la punta de la fractura. Después del PAD, etapas
cargadas de propante son bombeados para transportar el agente propante

dentro de la fractura.

Figura 2-2 Programa de concentraciéon de propante durante un tratamiento de
fracturamiento hidraulico.

Fuente: Heriot Watt University - Production Technology.



Sin embargo, debido a que la pérdida de fluidos en la formacion esta
aun ocurriendo, incluso en la vecindad del pozo, la primera carga de
propante es adicionada al fluido en baja concentracion. La lechada cargada
de propante entra a la fractura por el pozo y fluye hacia la punta de la
fractura. En este punto, dos fendmenos empiezan a manifestarse. Primero,
debido a la alta pérdida de fluido en la punta de la fractura, la lechada fluye a
través de la fractura mas rapido que la punta se propague, y la lechada
cargada de arena eventualmente alcanza la punta de la fractura. Despues,
debido a la pérdida de fluido, las etapas de lechada cargada de arena
pierden fluido (sin perder propante) a la formacién. De ese modo, la
concentracion de arena (fraccion de volumen de propante solido) se
incrementa a medida que la lechada se va secando. El programa de
bombeo, o programa de adicibn de propante, debe ser disefiado
apropiadamente de tal manera que todas las etapas terminen en el lugar
correcto, en el momento correcto, con la concentracion de arena correcta. El
PAD debe ser perdido completamente en la formacion, y la primera etapa de
arena debe estar correctamente empaquetada en la punta de la fractura (el
cual debe de estar a la longitud disefiada).

A medida de que las etapas de lechada de arena se mueven hacia la
parte inferior de la fractura, se va secando e incrementando su
concentracion. Las etapas de lechada bombeados posteriormente en el
tratamiento son bombeados a una mayor concentracion. Estas etapas no
permanecen en la fractura por un largo periodo antes que termine el
tratamiento (antes de parar el bombeo) y de ese modo son expuestos a una
menor perdida de fluido y menor sequedad. Idealmente, la primera etapa de
lechada de arena bombeada alcanza la punta de la fractura segun el ultimo
fluido de PAD es perdido en la formacion, y esta primera etapa se ha
concentrado desde su baja concentracion inicial a uno predeterminado,
mayor a la concentracion final de disefio. Mientras tanto, la concentracion de
lechada siendo bombeada es constantemente incrementada a la misma
concentracion final de disefio. Al final del tratamiento, el total de la fractura

es llenada con la concentracion de lechada disenada.



Figura 2-3 Perfil de propante durante el desarrollo de un tratamiento de fractura.

Fuente: Heriot Watt University - Production Technology.

La descripcion lineas arriba es conocida como un disefio “normal”,
donde el total de la fractura es empaquetada con una uniforme,
predeterminada, disefio de concentracion de propante a medida que el
tratamiento finaliza. Si el bombeo continla pasando este punto, habria una
poca extensién de la fractura ya que el PAD esta depletado al 100%.
Continuar con el bombeo forzaria a incrementar el ancho de la fractura
(forzando a un incremento de presion) ya que el volumen incrementado

simplemente actia como si se estaria inflando un balén. En algunos casos el
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ancho de propante adicional es usado como parte del disefio. Y es

comunmente conocido como fracturamiento tip-screenout (TSO).

Figura 2-4 Registro de tratamiento tipo Tip-screenout.

Fuente: Heriot Watt University - Production Technology.

Al final del tratamiento, la etapa de flujo final es bombeada. Esta etapa
de tratamiento consiste a un volumen equivalente del pozo de sélo fluido y
es orientado a barrer y dejar el pozo libre de arena. El pozo luego es
generalmente cerrado por un periodo para permitir que el fluido se termine
de perder en la formacion de tal manera que la fractura se cierre y esfuerce
al paquete de arena generado. El cierre también ayuda que la temperatura (y
rompedores quimicos adicionados al fluido durante el bombeo) reduzca la
viscosidad del fluido de fractura. ldealmente, este proceso conlleva a
generar una fractura empaquetada de arena con una longitud productiva de
fractura (o mitad de longitud x;), la altura y ancho de empaque de fractura (lo

cual determina la conductividad de fractura kiw). Donde, x; es la mitad de la
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longitud de fractura productiva, el cual podria ser menor a la mitad de la

longitud de fractura creada L o menor que la longitud del empaque.

2.1-2 Mini-frac

La prueba mas importante en locacion antes de llevar a cabo el
tratamiento principal es conocida como minifrac, o prueba de calibracion de
fractura. El minifrac es una prueba de bombeo que emplea una alta tasa de
bombeo de las bombas y relativamente una cantidad de fluido considerable.
La informacién conseguida durante el minifrac incluye la presion de cierre,
Pc, presion neta, condiciones de entrada (perforaciones y friccion en la
vecindad del pozo), y posiblemente evidencia la contencién de la altura de la
fractura. El parte de falloff (declinacion) de la curva de presion es empleada
para obtener el coeficiente de pérdida de fluido para una determinada

geometria de fractura.

Figura 2-5 Registro de presiéon de fondo durante minifrac.

Fuente: Heriot Watt University - Production Technology.
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Un disefio de minifrac debe ser realizada acorde al diseiio de
tratamiento inicial. La meta de disefio del minifrac debe ser tan
representativa como se pueda del tratamiento principal. Para alcanzar este
objetivo, una geometria suficiente debe ser creada para reflejar la geometria
de fractura del tratamiento principal y para obtener una presion de cierre
apreciable desde la curva de declinacion de la presion. ElI minifrac méas
representativo tendria una tasa de inyeccion y un volumen de fluido similar al
tratamiento principal, sin embargo esto a menudo no es practico. En
operaciones de campo, varios criterios conflictivos de disefio deben ser
balanceados, incluyendo el volumen de minifrac, la geometria de fractura
creada, el dafio a la formacion, un razonable tiempo de cierre, y el costo de

materiales y personal.

El cierre de la fractura es tipicamente determinada de una o mas
construcciones de la curva de declinacion de la presion mientras se toma en
cuenta cualquier conocimiento previo disponible (obtenido durante la prueba
de minifrac). Algunos de los graficos mas populares para identificar la

presién de cierre son:

® Pciere VSt

e Pcierre VS \/E
e Pgierre VS funcion-g (y variaciones)

g LOg (PISIP - I:)cierre)

El origen y uso de estos distintos graficos es algunas veces mas
intuitivo que teorético, el cual puede conllevar a tener resultados falsos. La
base tedrica y limitaciones de analisis de declinacion de presion deben ser
entendidas bajo un contexto de aplicaciones individuales. Una complicacion
adicional es que la temperatura y el efecto de compresibilidad podrian
causar desviaciones en la presion. En este caso, una curva de declinacion
de temperatura corregida puede ser generada para permitir una normal

interpretacion de los diferentes tipos de graficos.
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2.1-3 Agente sostén

El agente sostén o comunmente conocido como propante es usado
para separar y sostener las paredes de la fractura la cual genera el camino
conductivo hacia el pozo una vez que se para el bombeo y se pierde el fluido
de fractura. Colocando la concentracion y tipo apropiado de propante en la
fractura es un factor critico para el éxito de un tratamiento de fractura
hidraulica. Los factores que afectan la conductividad de la fractura (una
medida de cuan empaquetada esta la fractura para transmitir los fluidos
producidos durante la vida productiva del pozo) son;

e Composicion del propante

e Propiedades fisicas del propante

e Permeabilidad del empaque de propante

e Efectos de concentracién de polimero después de cierre en la fractura
e Movimiento de finos de la formacion en la fractura

e Degradacion del propante en el largo plazo

2.1-3_1 Propiedades fisicas del propante

Las propiedades fisicas que tienen un impacto en la conductividad de

la fractura son:

e Fortaleza de propante

e Tamafio de grano y distribucion de los diferentes tamafios de grano
e Cantidad de finos e impurezas

e Redondez y esfericidad

¢ Densidad de propante

Para abrir y propagar una fractura hidraulica, los estreses in-situ
deben ser vencidas. Después cuando el pozo es puesto en produccién, los
esfuerzos cierran la fractura y confinan al propante. Si la fortaleza del

propante no es la adecuada, los esfuerzos de cierre aplastan el propante,
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creando finos que reducen la permeabilidad y la conductividad del empaque

de propante.

La siguiente guia general puede ser empleada para seleccionar el

propante segun su fortaleza y el costo:

e Sand - esfuerzo de cierre menor a 6000 psi (como el caso de los
reservorios de arenisca de la cuenca Talara)

e Propante recubierto con resina (RCP) — esfuerzo de cierre menor a
8 000 psi

e Propante de fortaleza intermedia (ISP) — esfuerzos de cierres
mayores a 5 000 y menores a 10 000 psi

e Propante de fortaleza alta — esfuerzo de cierre de o mayores a 10 000
psi

e El tipo de propante y tamafio tiene que ser determinado comparando

los beneficios econdémicos y el costo

El propante de grano grande provee de un mayor empaque
permeable debido a que la permeabilidad se incrementa con el cuadrado del
diametro del grano; sin embargo, su uso tiene que ser evaluado en relacion
a la formacién que es empaquetada y al incremento de dificultad en cuanto a
su transporte y colocacién. Formaciones sucias o aquellos sujetos a una
significativa migracion de finos, son candidatos inadecuados para propante
grande. Ya que los finos tienen a invadir y taponar parcialmente el empaque
de propante causando en una rapida reduccion de la permeabilidad. En
estos casos, propante de grano pequefio son mas adecuados a pesar de
gue ofrece una menor conductividad, el promedio de conductividad durante
la vida productiva del pozo es mayor comparado a la mayor productividad
inicial conseguida con un grano grueso (el cual es seguido usualmente con

una rapida declinacion de la produccién).

Granos grandes pueden ser también menos efectivos en pozos

profundos toda vez que hay una mayor susceptibilidad a ser aplastados
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debido a un mayor esfuerzo de cierre (a mayo grano, menor fortaleza). Asi
mismo granos grandes tienen un promedio del doble de problemas para su
colocacion. Ya que se requiere un mayor ancho de fractura y se presenta
una mayor tasa de colocacion ya que esta aumenta con el tamafio de grano.
Otro punto a considerar es que si la distribucion del grano de arena es tal
que el rango de mesh contiene un alto porcentaje de granos pequefios, la
permeabilidad del empaque de propante y por ende la conductividad son
reducidas hasta un equivalente a un empaque consistente de solo de granos

pequenos.

La redondez y esfericidad tienen un efecto significativo en la
conductividad de la fractura. La redondez es una medida de cuan curvadas
son las esquinas de los granos. La esfericidad es una medida de cuan cerca
se encuentra a la forma de una esfera. Si los granos son parejos en
redondez y tamafo los esfuerzos son incluso mejor distribuidos, resultando
en soportar una mayor carga antes de que fallen. Empero granos angulosos,
fallan incluso a bajos esfuerzos de cierre, produciendo finos que reducen la

conductividad de la fractura.

La densidad de propante tiene una estrecha influencia en el transporte
de propante ya que la tasa de colocaciéon depende linealmente de la
densidad. Por lo que, propante de alta densidad son mas complicados de ser
suspendidos en el fluido de fractura para ser transportados a la parte alta de
la fractura. La colocacion puede ser mejorada entonces de dos modos:
haciendo uso de fluidos altamente viscosos o incrementando la tasa de
bombeo para reducir el tiempo de tratamiento y el tiempo requerido de
suspension. Por ultimo cabe mencionar que propante de alta densidad
requieren mayor masa del material para rellenar un determinado volumen de

fractura.

2.1-3 2 Clases de propante

Arena es el propante mayormente usado. Es el mas economico,

abastecible y generalmente provee de suficiente conductividad de fractura



16

para esfuerzos de cierre menores a 6 000 psi. Su gravedad especifica es de
2.65 g/cm®. Dependiendo del balance global y de sus propiedades fisicas, la

arena puede ser subdividida en grupos:

e Arena blanca del norte USA
e Arena marrén de Texas
e Arena silica de Colorado

e Arena silica de Arizona

Cubierta de resina son aplicadas a arena (usualmente a la arena
blanca del norte USA) para mejorar la fortaleza del propante y para reducir
su retorno durante la produccion. Bajo esfuerzos de cierre por encima de
4 000 psi y sin ningun efecto de fluido adverso en la resina, la arena
recubierta de resina (2.55 g/cm?) tiene una mayor conductividad que la arena
convencional. La resina ayuda a distribuir los esfuerzos a lo largo del area
del grano de arena reduciendo los puntos de carga. Cuando el grano es
aplastado la cubierta de resina ayuda a encapsular la porcion aplastada

previniéndolo de migracion y taponamiento de los canales de flujo.

El propante de fortaleza intermedia es de tipo ceramico fundido (baja
densidad) o bauxita sinterizada (densidad media). La bauxita sinterizada (2.7
a 3.3 g/cm®) es procesada de bauxita mineral conteniendo una alta cantidad
de mullita. Este es comparado a un propante de alta fortaleza (3.4 g/cm?), el
cual es procesado de bauxita de alto contenido en corundum. El cual es
usado para esfuerzos de cierre mayores a 10 000 psi. Sin embargo es el

mas costoso.

2.1-4 Consideraciones de diseio y variables primarias

Histéricamente el fracturamiento ha sido manejado en base a
consideraciones operacionales. Esto limitd su aplicacion debido a que el
fracturamiento es un proceso dominado por el reservorio, y por ende el por
gué un reservorio es fracturado y que tipo de fractura es requerida debe ser

netamente dominado por consideraciones a nivel de ingenieria de
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reservorios. La permeabilidad k se convierte en una variable primaria para el
fracturamiento y para todas las consideraciones de reservorios. Otros
parametros de reservorios como el net pay o porosidad dominan el aspecto
econOmico y controlan la viabilidad final de un proyecto pero no tienen un
impacto directo en como la herramienta de fractura hidraulica es aplicada. La
productividad post fractura es también gobernada por una combinacion de la
conductividad de fractura k,w and xf, donde kr es la permeabilidad del
propante en la fractura, w es el ancho del empaque de fractura y x; es la
penetracion productiva de la fractura. Esta ultima pudiendo ser menor que la
penetracion de la fractura creada (0o empaquetada) L debido a muchos
factores. Por ejemplo, el ancho de fractura cerca de la punta de la fractura
podria terminar muy apretado para permitir un adecuado ancho
empaquetado. Otro ejemplo, que variaciones verticales de permeabilidad, o
capas puedan generar una menor longitud productiva aparente x; que la
actual longitud empaquetada (Bennet et al., 1986). Similarmente, esto hace
que la altura de fractura h, sea importante en muchos modos como se

muestra en la siguiente figura:

Figura 2-6 Importancia de la altura de la fractura.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.
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e En la figura 2.6-a, la fractura es iniciada cerca al tope del intervalo, y
hs no es lo suficientemente largo para contactar la zona
completamente, lo cual es claramente una consideracidon netamente
de reservorios.

e En la figura 2.6-b, la fractura crecio fuera de la zona de interés y
conecta mayormente roca fuera del tipo reservorio, disminuyendo x¢
relativamente al volumen de tratamiento bombeado.

e En lafigura 2.6-c, la fractura crecio inferiormente pasando el contacto
agua-petroleo y de ser empaquetada podria resultar en una

inaceptable produccion de agua.

En todos estos casos la altura de la fractura es controlada por la
mecanica de rocas tal como los esfuerzos in-situ, los gradientes de
esfuerzos, la diferencia en magnitud de esfuerzos entre diferentes capas
geoldgicas y diferencias en fortaleza o dureza de fractura entre diferentes

capas. Todas estas consideraciones estan relacionadas a la presion neta:

Pnetz(Pf_Uc)

Donde P; es la presion dentro de la fractura y o, es el minimo esfuerzo (o

presion de cierre de fractura).

Para una ideal, zona homogénea, la presion de cierre es el mismo
que el minimo esfuerzo. Sin embargo tal condicion no existe. El esfuerzo es
un valor puntual, y los esfuerzos varian de punto a punto. Para una
condicion real in-situ, la presion de cierre refleja la presion donde la fractura
es fuertemente cerrada, aunque la presién podria todavia ser mayor que el

esfuerzo minimo in-situ en algunos puntos.

El ancho de fractura es también de gran importancia para alcanzar
los objetivos de disefio deseados. Tipicamente, se expresado como el

producto de la permeabilidad de la fractura con el ancho de fractura (k;w), el

cual es la conductividad de fractura dimensional y es controlado por las
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dimensiones de fractura (hs y L), la presion neta dentro de la fractura que

abre y propaga la fractura, y otra propiedad, el médulo o la rigidez de la roca.

Del mismo modo consideraciones de mecéanica de fluidos es un
elemento importante. Las dos variables dominantes, la tasa de inyeccidn
(bombeo) g; y la viscosidad de fluido u, afectan la presion neta dentro de la
fractura (por ende el ancho) y considerablemente controla el transporte y
colocacion final del propante dentro de la fractura. Estas variables también
tienen el control de la pérdida de fluido a la formacion durante el bombeo.
Por ejemplo, una alta tasa de bombeo reduce la pérdida de fluido total
porque para determinado volumen hay un menor tiempo para que el fluido se

pierda.

2.1-5 Conductividad de fractura adimensional

Historicamente, el énfasis puesto en el fracturamiento hidraulico de
reservorios de baja permeabilidad estuvo enfocado en la longitud de fractura
productiva x¢. Para reservorios de alta permeabilidad, la conductividad k,w
es similar o aun mas importante. El balance critico fue primeramente
discutido por Prats (1960), a mas de 10 afios desde la introduccion del
fracturamiento, con el concepto de conductividad de fractura adimensional,

Cip 0 comUnmente conocida como FCD:

W

=

CfD - k. x]c

Esta conductividad adimensional es la razon de la habilidad de la
fractura para permitir el flujo dividido entre la habilidad de la formacion para
suministrar fluido a la fractura. En general, estas dos caracteristicas de
produccion deben estar en balance. Mas aun, para un volumen determinado

de propante, la maxima produccion es lograda para un valor de Cs, entre 1y
2.

2.1-6 Fluidos de fractura
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Los fluidos de fractura son un componente critico en un tratamiento de
fractura hidraulica. Sus principales funciones es abrir la fractura y transportar
el agente propante a lo largo de la longitud de fractura. Consecuentemente,
las propiedades viscosas del fluido son considerados los mas importantes.
Sin embargo, un exitoso tratamiento de fractura hidraulica requiere que los
fluidos tengan otras propiedades especiales ya que adicionalmente a exhibir
una viscosidad apropiada, tienen que romper y limpiarse una vez el
tratamiento finaliza, proveer un buen control de pérdida de fluido, exhibir una

baja presion de friccion durante el bombeo y ser econdmicos como practicos.

Debido a que los reservorios a ser estimulados varian marcadamente
en términos de temperatura, permeabilidad, composicion de la roca y presion
poral, muchos de los diferentes tipos de fluido han sido desarrollados para
proveer las propiedades descritas. Los primeros fluidos de fractura fueron
de base aceite, a finales de los 50s, fluidos base agua engrosada con
tratamiento de goma guar se convirtieron bastante populares. En 1969, el
primer tratamiento con goma guar crosslinkeado fue llevado a cabo. Por ese
tiempo, soOlo el 10% de los tratamientos fueron realizados con aceite
gelificado. Actualmente, mas del 65% de todos los tratamientos son de geles
viscosificados de base agua con goma guar o hidroxipropilguar.
Tratamientos con aceite gelificado y tratamientos con acido bordean el 5%
cada uno del total. Alrededor del 20% a 25% de todos los tratamientos
contienen un gas energizante. Adicionalmente aditivos son usados para
mejorar la viscosidad a altas temperaturas, para romper la viscosidad a
bajas temperaturas o0 para ayudar controlar la perdida de fluido a la

formacion.

2.1-6_1 Fluidos base agua

Por su bajo costo, alto desempefio y facil manejo, los fluidos base
agua son los mas ampliamente utilizados. Muchos polimeros solubles en
agua pueden ser empleados para hacer una solucion viscosificada capaz de
suspender a temperatura ambiente. Sin embargo, a medida que la

temperatura se incrementa esta solucion se suelta significativamente. La
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concentracion de polimero puede ser incrementado para contrarrestar los
efectos termales, pero es una solucion cara. En contraste, agentes
crosslinkeantes son empleados para incrementar significativamente el peso
molecular efectivo del polimero, de ese modo se logra incrementar la

viscosidad de la solucion.

2.1-6_2 Fluidos base aceite

El petréleo pesado fue originalmente usado como fluido de
fracturamiento, basicamente porque estos fluidos fueron percibidos como el
menos perjudicial para las formaciones almacenadoras de hidrocarburos que
fluidos base agua. Su viscosidad inherente también la hace mas atractiva
gue el agua (Howard and Fast, 1970). Los fluidos base aceite son caros y
operacionalmente mas complejos de manejar. Por lo que, ellos son usados
actualmente solo en formaciones que son identificadas como

extremadamente sensitivas al agua.

En la década de los 60s, la industria hizo uso de las sales de aluminio
de los acidos carboxilicos (por ejemplo, aluminium octoate) para incrementar
la viscosidad de los fluidos de fracturamiento de base aceite (Burnham et al.,
1980). Esto mejord la estabilidad a la temperatura y a la capacidad de
transporte de propante de los fluidos. En la década de los 70s, las sales de
carboxilato de aluminio fueron reemplazados por sales éster de fosfato de
aluminio. Una vez mas, el rango de temperatura fue expandido y el
transporte de propante a su vez mejorado. Actualmente, los éster quimicos
de fosfato de aluminio continGan siendo el método preferible para gelificar
hidrocarburos para efectos de ser empleado en fracturamiento. Ambos
métodos de espesamiento de crudo son atribuidos a un mecanismo
asociativo (Baker et al.,, 1970). Que promueve interacciones entre los
complejos de aluminio y moléculas éster de fosfato que producen largas

cadenas de polimero (Burnham et al., 1980).

2.1-6_3 Fluidos base acido
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El fracturamiento acido es un proceso de estimulacion de pozos en el
qgue, usualmente &cido clorhidrico (HCI), es inyectado en una formacion
carbonatada a una presion suficiente como para fracturar la formacion o abrir
canales de flujo naturales. A medida que el acido fluye a lo largo de la
fractura, porciones de la cara de la fractura son disueltas. Asi mismo, el
acido al fluir tiende a agrietar de manera no uniforme, creando canales
conductivos que se mantienen una vez que la fractura se cierra. La longitud
efectiva de fractura es determinada por la longitud agrietada, el cual
depende del volumen bombeado, la taza de reaccion, y la pérdida de fluido
acido desde la fractura hacia la formacién. Operacionalmente, un
fracturamiento acido es menos complicado debido a que no se emplea un
agente propante. Sin embargo, el acido es mas caro que tratamientos con
fluidos no reactivos. Asi mismo, la principal barrera para lograr una
penetracion de fractura efectiva es la excesiva pérdida de fluido (Nierode
and Kruk, 1973). La constante erosion de la cara de la fractura durante el
tratamiento dificulta el depdsito de una barrera efectiva de revoque.
Adicionalmente, la pérdida de fluido es extremadamente no uniforme que
promueve la generacion de huecos en forma de gusano (wormholes) y el
alargamiento de fracturas naturales. Esto incrementa notablemente el area

efectiva en donde ocurre la pérdida de fluido y dificulta su control.

2.1-6_4 Fluidos multifasicos (espumas y emulsiones)

Hay situaciones en las que las propiedades de fluidos estandar en
base agua o aceite pueden ser mejoradas incorporandoles una segunda

fase en el fluido formandose una espuma o emulsion.

Una espuma se consigue adhiriendo gas en un fluido liquido. Para
conseguir esta mezcla, un agente de superficie activo (surfactante) es
empleado. EI surfactante se concentra en la interfaz gas-liquido
disminuyendo la tension interfacial. El surfactante estabiliza delgadas
peliculas de liquido y previene la coalescencia de las celdas. El gas
presurizado (nitrégeno o dioxido de carbono) en la espuma se expande

cuando el pozo es reversado y fuerza al liquido salir fuera de la fractura. Las
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espumas aceleran la recuperacion de fluido de una fractura empaquetada y
de ese modo estos fluidos son propicios a ser usados en reservorios de baja
presion. Asi mismo, la fase liquida es minima ya que las espumas contienen
gas por encima del 95% de su volumen. Para el caso de un fluido base
agua, espumando el fluido disminuye significativamente la cantidad de
liquido en contacto con la formacion. Por lo que las espumas tienen un buen
desempeiio en formaciones sensibles al agua (Ward, 1984; Ainley, 1983).
Mas aun las espumas producen fluidos seudoplasticos con buenas
propiedades de transporte (King, 1982; Reidenbach et al., 1986). El cual
proveen un buen control de perdida de fluido en formaciones de baja
permeabilidad donde las burbujas de gas son aproximadamente del tamafio

de los poros abiertos de la roca (Harris, 1985).

Una emulsion es una dispersion de dos fases inmiscibles como crudo
en agua o agua en crudo estabilizado con surfactante. Los fluidos de fractura
son soluciones altamente viscosas con buenas propiedades de transporte. A
medida que se tengan un alto porcentaje de la fase interna, se tiene una
mayor resistencia de movimiento de las gotitas, que resultan en una alta
viscosidad. Los fluidos de fractura basados en emulsiones han sido usados
por afos (Kiel, 1971).

El fluido mas comun, llamado poli emulsién, es compuesto por 67%
de fase interna de hidrocarburo, 33% de fase externa de salmuera y un
surfactante emulsificante. Viscosificando la fase acuosa mejora la estabilidad
de la formacion y reduce significativamente la presion de friccion durante el
bombeo debido a que el polimero actia como un reductor de friccidon. La
concentracion de polimero empleada es generalmente de 20 a 40 Ibm/1000
gal, de tal manera que el fluido contiene una sexta a tercera parte de
polimero como parte de fluido de fracturamiento de base agua. La emulsion
rompe debido a la absorcion de emulsificante dentro de la formacion, y
debido a que poco polimero es empleado, este tipo de fluido es conocido
como el menor causante de dafio a la formacion y de rapida limpieza
(Roodhart et al., 1986).
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Las desventajas de las poli emulsiones son la alta presion de friccion
y el alto costo del fluido (a menos que el hidrocarburo se recupere). Las poli
emulsiones también se diluyen significativamente a medida que se
incrementa la temperatura, el cual limita su uso en pozos de alta

temperatura.

2.1-7 Aditivos del fluido de fractura

Un fluido de fracturamiento no es generalmente un fluido liquido
simple y material viscosificado, como agua y polimero HPG o diesel y
polimero éster de fosfato de aluminio. Varios aditivos son adicionados para
romper el fluido una vez el trabajo es finalizado, control de perdida de fluido,
minimizar el dafio a la formacién, ajustar Ph, control de bacteria o0 mejorar la
estabilidad a altas temperatura. Cabe recalcar que al usarse multiples
aditivos se debe de tener cuidado en determinar que aditivo no interfiere con

la funcién de otro aditivo.

2.1-7_1 Crosslinkeantes

Una determinada cantidad de iones de metal pueden ser usados para
crosslinkear polimeros solubles en agua (Conway et al., 1980). Los
compuestos de Borato, Ti (1V), Zr (IV) y Al (Ill) son usados frecuentemente.
Los compuestos de borato (Deuel y Neukron, 1949) y los complejos de metal
de transicion (Chrisp, 1967) reaccionan con el guar y HPG a través de pares
de cis-OH en los lados de la cadena de la galactosa para formar un
complejo, como se ilustra en la siguiente figura. Y como las moléculas se
traslapan, el complejo mostrado en la parte a) puede reaccionar con otros
complejos (strands) para formar una red crosslinkeada (Menjivar, 1984)
como se ilustra en la parte b). Unas especies son creadas con el doble de
peso molecular de cada polimero individual. Mas aun, debido a que cada
cadena de polimero contiene varios cis-hidroxilos, el polimero puede ser
crosslinkeado en mas de una posicion. Redes con un alto peso molecular se
desarrollan, especialmente bajo condiciones estéticas, soluciones de alta

viscosidad.
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Figura 2-7 Mecanismo de proceso de crosslinkeado propuesto. (Menjivar, 1984)
propuesto.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

2.1-7_2 Rompedores

Relativamente fluidos de alta viscosidad son empleados para
transportar propante dentro de la fractura. Y si bien es cierto dejando un
fluido de alta viscosidad en la fractura podria reducir la k del empaque de
propante al petréleo y gas, limitando la efectividad del tratamiento (Penny,
1987; Brannon and Pulsinelli, 1992). Los geles rompedores son usados para
reducir la viscosidad del fluido entremezclado con el propante. Los
rompedores reducen la viscosidad mediante el rompimiento del polimero en
fragmentos de bajo peso molecular. Ha sido determinado que la perdida de
fluido durante el tratamiento y durante el cierre incrementa la concentracion
de polimero en la fractura después del cierre de entre 5-7 veces (Penny,
1987) hasta un maximo de 20 veces en relacion a la concentracion en
superficie (Hawkins, 1988) incrementandose la viscosidad significativamente.
Por ejemplo, la viscosidad de una goma intacta conteniendo una
concentracion de polimero de 400 Ibm/100 gal (10 veces la concentracion de
gel concentrado 40 lbm/1000 gal, debido a la perdida de fluido al cierre de la
fractura) ha sido estimado para estar por encima de 1000 poise (Pope et al.,
1994). Se han llevado esfuerzos significantes disefiando rompedores para
manejar este problema. Idealmente, un gel adicionado al fluido en superficie
deberia tener un minimo efecto hasta que el bombeo finalice y la fracture
cierre y luego reaccione rapidamente con el gel. La viscosidad del gel y el
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peso molecular del polimero deberian ser reducidos significativamente para
permitir una rapida limpieza del empaque de arena (Almond et al., 1984; Gall
and Raible, 1985).

Los rompedores ampliamente usados son oxidantes y enzimas. Los
rompedores oxidativos mas comunes son las sales peroxidisulfatos (S,0s%)

de amonio, potasio y sodio.

2.1-7_3 Aditivos de pérdida de fluido

Un buen controlador de fluido es esencial para un tratamiento de
fractura eficiente. Varios tipos de materiales son usados para prever el
control de pérdida de fluido, sin embargo la efectividad depende del tipo de
problema de pérdida: perdida a baja o alta permeabilidad de la matriz o

pérdida en microfracturas.

Durante la pérdida en la matriz de la roca, el fluido entra al espacio
poral de la roca. Algunos polimeros, como el guar y HPG, son filtrados fuera
de la superficie de rocas de baja permeabilidad. Estos fluidos que contienen
polimeros son conocidos como wall-building fluids debido a la capa de
polimero y particulado que se arma en la superficie de la roca. Esta capa,
llamada costra, es generalmente menos permeable que la formacion. Si el
fluido contiene particulado de tamafio adecuado, estas particulas tienden a
tapar el espacio poral y mejoran la formacién de revoque. El volumen de
fluido perdido antes de que se forme un revoque efectivo es llamado pérdida
forzada. La distribucion del tamafio de los poros varia de formacién a
formacion. Generalmente, formaciones de baja permeabilidad tiene
pequefios espacios porales. Una roca de 0.1 mD podria tener un diametro
poral promedio menor a 1.0 ym mientras que una roca de 500 mD podria
tener diametro poral promedio de 20 ym. El rango de tamafio de poros
podria ser amplio, el cual lo hace benéfico para permitir a los aditivos de
control de pérdida de fluidos tener un amplio rango de tamafio de particulas

de tal manera que los espacios porales puedan ser puenteados.
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2.1-7_4 Bactericidas

Bactericidas son adicionados a polimeros de fluido de fractura de
base agua para prevenir perdida de viscosidad causada por degradacion
bacterial del polimero. Los polisacaridos (polimeros de azucares) usados
para espesar el agua son unos excelentes recursos de fuente de comida
para las bacterias. Las bacterias no solo arruinan al gel reduciendo el peso
molecular de los polimeros, algunos pueden transformar en acidos los
fluidos del reservorio. Una vez introducidos en el reservorio, algunas
bacterias pueden sobrevivir y reducir los iones sulfato a sulfuro de hidrogeno
(H2S), un gas extremadamente peligroso con una caracteristica de poseer

un olor a huevo podrido.

Materiales tal como el glutaraldehido, clorofenato, aminas
cuaternarias e isotiazolina son usados para control de bacteria (Ruseska et
al., 1982). Usualmente, estos materiales matan a las bacterias, pero ellos no
siempre inactivan las enzimas que se han producido que son los
responsables de romper a los polisacaridos. Por esta razén, es una practica
comun para adicionar bactericidas en los tanques de fractura antes de que el
agua sea adicionada para asegurar que los niveles de enzima bacterial se

mantengan en niveles bajos.

2.1-7_5 Estabilizadores

Los estabilizadores son usados para prevenir la degradacion de los
geles polisacaridos a temperaturas por encima de 200°F (Thomas and Elbel,
1979). Los estabilizadores comunes son el metanol y el tiosulfato de sodio
(Na,S,03). El metanol es un material peligroso de manejar por lo que es
empleado en concentraciones de 5% a 10% de volumen de fluido. El
tiosulfato es generalmente usado de 10 a 20 Ibm/1000 gal. El tiosulfato de
sodio es el mas efectivo de los dos, incrementando la viscosidad a elevadas
temperaturas por un factor de 2 a 10, dependiendo de la temperatura y

tiempo de exposicion a la temperatura (Thomas and Elbel, 1979).
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Los mecanismos para estos estabilizadores no son completamente
entendidos. Se cree que ellos actian como eliminadores de oxigeno y
previenen la rapida degradacion del gel causada por la disolucion de
oxigeno. Walker et al. (1995) estudi6 varios eliminadores de oxigeno y
encontré que el tiosulfato de sodio es el mas efectivo en mantener la
estabilidad del gel. Sin embargo, el tiosulfato de sodio debe ser usado en

grandes cantidades debido a su reaccion con el oxigeno no es favorable.

El pH del fluido también debe ser considerado para maximizar la
estabilidad del mismo. El guar y sus derivados son hidrolizados a
temperaturas a bajo pH, especialmente a temperaturas elevadas (>200°F).
Por ende, si se requiere tener un periodo de larga estabilidad, un fluido de

pH alto deber usado, por ejemplo de entre 9 a 11.

2.1-7 6 Surfactantes

Un agente surfactante activo, o surfactante, es una material que a una
baja concentracion absorbe la interfase entre dos sustancias inmiscibles. Las
sustancias inmiscibles podrian ser dos liquidos, como el agua y petréleo, un
liquido y un gas, o un liquido y un solido. Los surfactantes forman parte de la
interfase disminuyendo la cantidad de energia necesaria para expandirla
(Rosen, 1972).

Son ingredientes necesarios en espumas para promover la formacion
de burbujas estables. Asi mismo son empleados en fluidos poliemulsionados
para estabilizar la emulsion de agua en petréleo. Adicionalmente, son
empleados como agentes reductores de tension superficial y agentes
acondicionadores de la formacion (Penny et al., 1983) para promover una
limpieza del fluido de la fractura desde la fractura. Algunos bactericidas y

agentes para control de arcillas son surfactantes.

2.1-7_7 Estabilizadores de arcillas
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Las arcillas son capas de particulas de 6xido de silicon y aluminio de
un tamano promedio de 2 ym (Moore, 1960). Estas particulas cargadas
negativamente se inducen cuando el balance de cargas positiva (aluminio) y
negativa (oxigeno) es desorganizado a través del desplazamiento de
cationes o producto de la rotura de las particulas. Los cationes, en solucion,
rodean a las particulas de arcillas creando una nube cargada positivamente.
Tales particulas se repelen unas a otras y estan propensas a migracion
(Crowe, 1979). Una vez que las particulas son dispersadas, las particulas
pueden bloquear los espacios porales en la roca de tal manera que se
reduce la permeabilidad.

Soluciones conteniendo de entre 1% a 3% de KCI son comiunmente
usados en los fluidos de fractura de base agua para estabilizar a las arcillas
y de ese modo prevenirlas de hinchamiento. En adicién al KCI, el cation
organico tetrametil de cloruro de amonio es un estabilizador efectivo (Himes
y Vinson, 1991). Todas estas sales pueden ayudar a mantener el ambiente
quimico propicio para las particulas de arcillas, sin embargo no proveen de
una proteccion permanente. Algunos metodos permanentes para prevenir la
migracion de arcillas conllevan a usar aminas cuaternarias de cationes
polinucleares inorganicos cuya principal desventaja es una pobre

compatibilidad con fluidos de fractura de alto pH.

2.1-7 Aspectos geoldgicos

2.1-7_1 Area de drenaje

Para optimizar el tamafo de un tratamiento de fractura hidraulica, se
debe de optimizar la razon de longitud de fractura, Lr respecto al radio de
drenaje 7. En reservorios continuos (blanket), la razén L¢, r, puede ser
optimizado. Proyectando la taza de flujo contra el tiempo como una funcion
de la longitud de fractura y el radio de drenaje es posible determinar ambos
la longitud de fractura Optima y el area de drenaje Optimo. Sin embargo, en
reservorios lenticulares el radio de drenaje es un parametro corregido y

usualmente no es una funcién de tamafo del tratamiento de fractura. Por
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ende, para este tipo de reservorios, es necesario confiar en la experiencia
geoldgica del area para determinar los valores mas probables para el radio
de drenaje en una situacién en particular. Después de determinar un valor
probable de radio de drenaje se podra optimizar el ala de fractura

empaquetada optimizando la razon de L¢,r,. Comprender la complejidad de

los patrones de sedimentacion es importante antes de disefiar un tratamiento
de fractura. No soélo es importante comprender si la formacion es continua o
lenticular, gasifera o petrolifera. Sino también es un factor importante

determinar el probable tamafio del reservorio previamente.

2.1-7_2 Litologia

Como principal importancia es conocer si el reservorio es de arenisca
o de carbonato. De ser de arenisca, un fluido de fractura base agua o
petréleo sera probablemente seleccionada. Sin embargo, en reservorios
someros de carbonato, el empleo de fluido base acido es aplicable.
Adicionalmente a la seleccion del fluido de fractura, la litologia basica es un
factor importante cuando son analizados los registros tomados a hueco
abierto. El conocimiento de los tipos de minerales que componen la
formacién de interés es basico para comprender e interpretar los registros

del pozo.

Otra caracteristica primordial es el conocimiento del material
cementante. En algunas areniscas someras y de baja permeabilidad, los
granos de arena estan cementados con diferentes tipos de arcillas. A medida
gue la formacién esta produciendo solo petréleo o gas, la fuerza compresiva
de la formacién puede ser satisfactoria. Sin embargo, si el reservorio
empieza a producir agua o si agua es empleada como fluido de estimulacion
el reservorio podria perder fuerza y colapsar dentro del pozo. Similares
problemas han ocurrido en formaciones de arenisca profundas y blandas,
como el de Wilcox (USA), cuando la formacion contiene mayormente
carbonato como material cementante. En tales condiciones, colapso en la
formacién puede suceder si la arenisca es estimulada con &cido o si es

aplicada una alta gradiente de presion durante el periodo de limpieza del
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pozo después de la estimulacion. En situaciones donde el material
cementante de carbonato sostiene junto una roca muy blanda, acido no debe

ser usado para romper los perforados o para estimular el reservorio.

2.1-7_3 Contenido de arcillas

La mayoria de estudios geoldgicos en reservorios de baja
permeabilidad confirma que la causa principal de la baja permeabilidad es el
taponamiento del espacio poral con precipitados a lo largo del tiempo
geoldgico. Es importante determinar qué tipos de materiales llenan el

espacio poral y conocer con exactitud como estan distribuidos.

Se conoce que muchos de los reservorios de baja permeabilidad
contienen grandes cantidades de arcilla en el espacio poral. Los cuales
pueden ser de origen detritico o autdgeno. Las arcillas mas comunes son la
caolinita, clorita, ilita y capas mezcladas de arcillas. Asi mismo el
conocimiento de la ubicacién de la arcilla es de importancia ya que si la
arcilla tapona el espacio poral reduce la permeabilidad en mayor grado que

si la arcilla reviste el espacio poral.

Uno de las mejores técnicas para determinar el contenido de arcilla es
usando el registros gamma-ray tomados a hueco abierto. Hay correlaciones
donde uno puede determinar la lectura del gamma-ray para una lutita limpia,
arenisca limpia o caliza para luego usar el actual gamma-ray para calcular el

contenido de arcilla en una formacién de arenisca o caliza.

Comprender el arreglo litolégico de un reservorio es de importancia
cuando se va a escoger la base del fluido de fractura y los aditivos

necesarios para minimizar el dafo a la formacion debido al tratamiento.

2.1-7_4 Patron de fallas

Un estudio geoldgico en un area de baja permeabilidad no podria ser

completo sin una investigacién en los patrones de esfuerzos regionales y
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locales. Un modo para empezar a estudiar los esfuerzos en un éarea es
examinar los sistemas de fallas regionales y locales. Hubber and Willis
fundamentaron que los patrones de fallas regionales y locales con factores
gue controlan la determinacion de la orientacion de las fracturas hidraulicas y
el estado de los esfuerzos bajo tierra no es hidrostatica sino depende de las

condiciones tectonicas.

En zonas tectonicamente relajadas caracterizadas por falla normal, el
menor esfuerzo sera aproximadamente el horizontal mientras que en areas
con compresion tecténica caracterizadas por plegamiento o fallas de empuje
el menor esfuerzo sera usualmente el vertical. Llegaron a la conclusién que
las fracturas inducidas hidraulicamente seran formadas aproximadamente
perpendicular al minino esfuerzo. Por ende, en zonas tecténicamente
relajadas la fractura hidraulica deber& ser vertical mientras que zonas con

compresion tectonica ellos podrian ser horizontales.

2.2 Mecanica de roca (caracterizaciéon de formacion)

Esta rama tedrica y aplicada de la ciencia del comportamiento de la
mecanica de la roca refiere a lo concerniente a la respuesta de la roca a
campos de fuerzas de su ambiente fisico. La fragmentacion de la roca
gobierna su perforabilidad, mientras que la mecéanica de roca influencia en
todos los aspectos de completacion, estimulacion y produccion. El impetu
del desarrollo del desarrollo de esta rama fue explicar, cualitativamente y
cuantitativamente, la orientacion de las fracturas (Hubbert y Willis, 1957),
algunas respuestas de reservorio inesperadas como baja produccion
después de la estimulacion y declinacion de la presiébn en pozos cercanos
rodeando a un inyector, falla de la resistencia del casing, produccion de
arena, colapso de la matriz de la roca durante la produccion, y problemas de

estabilidad del hoyo.

2.2-1 Esfuerzos (stresses)
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Considerando un plano orientado al azar de area AA centrado en un
punto P dentro de un cuerpo en el que cruza y actia una fuerza resultante

AF, el vector esfuerzo o en ese punto es definido como;

_ o AF
o= A}Qr—r}O[AA

Donde esta cantidad es expresada como fuerza por unidad de area.
En geomecanica, compresion es considera positiva debido a que las fuerzas
que prevalecen en la tierra son usualmente de naturaleza compresiva. Este
esfuerzo resultante o puede ser descompuesto en un componente normal o,
y un componente de corte (cizalla) t. Este dltimo componente tiende a
“cortar” el material en el plano AA. Debe considerarse que un numero infinito
de planos pueden ser generados a través de un punto dado variando los
valores de o, y 1. Por ende la condicion de esfuerzo depende de la
inclinacion. Por lo tanto, una completa descripcion de un esfuerzo no solo
debe especificar la magnitud, direccién y sentido, sino también la direccién

de la superficie en la cual actia.

Figura 2-8 Accion de una fuerza en un punto P.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

2.2-1 Deformacion (strain)

Cuando un cuerpo es sujeto a campos de esfuerzo, la posicion

relativa de puntos dentro es alterada; deformandose. Si las nuevas
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posiciones de los puntos son de tal manera que las locaciones final e inicial
no pueden ser correspondidos por traslacion y/o rotacion (movimiento de
cuerpo rigido, por ejemplo), el cuerpo esta deformado. Forzando a lo largo

de una direccion arbitraria puede ser descompuesta en dos componentes;

e Elongacion,
-1

e= lim—
e Deformacion de corte,
y = tan(y)

Donde y es el cambio de angulo entre las dos direcciones que fueron

perpendiculares antes de la deformacion.

Consecuentemente, la deformacion (el cual puede ser cualquiera un
cambio de longitud o en angulo) es adimensional. Debido a que los
esfuerzos de compresién son considerados positivos, una deformacién
longitudinal positiva € corresponde a una disminucion en longitud, y una
deformacion de corte positiva y refleja un incremento en el angulo entre las

dos direcciones que fueron inicialmente perpendiculares.

Figura 2-9 Componente normal y esfuerzo de deformacion.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.
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2.2-3 Comportamiento de la roca

Cuando un tipo de roca o un elemento de la tierra estd sometido a una
carga, ésta se deforma, a medida que se presentan mayores niveles de

esfuerzo, la roca se deforma en un mayor grado.

2.2-3 1 Elasticidad lineal

Considerando un cilindro de longitud inicial [ y diametro d. El cilindro
se reduce a lo largo de la carga cuando la fuerza F es aplicada. Conforme a

las definiciones anteriores, el esfuerzo axial aplicado al cilindro es;

_4F

e

Y la deformacion axial es;

[-r

Donde [* la longitud resultante.

La elasticidad lineal asume una lineal y Unica relacién entre esfuerzo y
deformacion. La consecuencia de unicidad es que todas las deformaciones
se recobran una vez que el material es descargado. Para el caso de una

prueba de compresion axial, esto seria segun;

0, = E.gl

Donde el coeficiente de proporcionalidad E es el médulo de Young.
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Figura 2-10 Muestra de deformacién bajo una carga uniaxial.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

Cuando un tipo de roca es comprimida en una direccion, no solo se
reduce a lo largo de la direccidon de la carga sino también se expande en las
direcciones laterales. Este efecto es cuantificado por la constante de

Poisson, definida como la expansion lateral a la contraccién lateral.

&
vV=-——
&1
Donde,
B d—d*
&y = d

Donde d* es el nuevo diametro.
El signo negativo es incluido, ya que por convencion, la expansion es
considerada negativa y la relacion de Poisson por definicion es una cantidad

positiva.

2.2-3_2 Influencia de la presion poral
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Los fluidos en el poro en la roca reservorio juegan un rol importante ya
gue ellos soportan una porcion del total de los esfuerzos de carga aplicados.
Por lo que, solo una porcién del esfuerzo total, llamado, componente de
esfuerzo efectivo es llevado a cabo por la matriz de la roca. Obviamente,
este esfuerzo efectivo cambia a lo largo de la vida del reservorio. Mas aun, el
comportamiento mecanico de la roca porosa modifica la respuesta de fluido.
Dos mecanismos basicos resaltan este doble comportamiento (Detournay y
Cheng, 1993):

e Unincremento en la presion poral induce dilatacion de la roca.
e Compresion de la roca produce un incremento en la presion poral si el

fluido es impedido de salir fuera de la red porosa.

Figura 2-11 Carga compartida por la presion poral. Esfuerzo total = presién poral
+ esfuerzo efectivo llevado a cabo por los granos.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

En 1923, Terzagui introdujo el concepto de esfuerzo efectivo para una
consolidacion unidimensional proponiendo la siguiente relacion:

o'=0—-p

Donde o es el esfuerzo total aplicado, o' es el esfuerzo efectivo que
gobierna la consolidacion del material, y p es la presion poral.
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2.2-3_3 Mecanica de la fractura

Mecanica de la fractura estudia la estabilidad de los defectos
preexistentes asumidos para preservar un medio continuo. Estas asunciones
inducen alta concentracion de esfuerzos en la vecindad y se convierte en el
centro para la iniciacién y propagacion de la ruptura. Histéricamente, Griffith
(1921,1924) establecio las bases de la mecanica de la fractura, estudiando
la propagacion considerando la energia empleada en las diferentes etapas

del proceso de fractura.

Griffith originalmente expresa la condicion de que la energia total es
inalterada por las pequefias variaciones en la longitud de ruptura. Los
diferentes enfoques plantean que la energia consumida en la creacion de
nuevas superficies deberia balancearse por el cambio en la energia

potencial del sistema:

dWelas + dWext + dVVS + deiﬂ =0

Donde dW,,,s representa el cambio en la energia elastica almacenada en el
sélido, dW,,; es el cambio en la energia potencial de las fuerzas exteriores,
dW; es la energia disipada durante la propagacion de la ruptura y dWy,, es el
cambio en la energia cinética. La energia disipada como calor no es

considerada.

2.2-3 3 Deformacion inelastica

La mayoria de las rocas exhiben una deformacion no reversible
después de la descarga, o al menos una relacibn no uniforme entre el
esfuerzo y la deformaciéon. Esto significa que la roca no es un material
perfectamente elastico. Se han desarrollado varias teorias para modelar tal
comportamiento como la teoria de la plasticidad, mecanismo de dafio y
analisis de dependencia de tiempo. Para describir resumidamente la teoria

de elasto plasticidad se considera la siguiente figura.
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Figura 2-12 Esfuerzo-deformacién para un material elasto-plastico con
endurecimiento por deformacién. OA = elastico, AB = plastico.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

Esta figura muestra la relacion de esfuerzo-deformacion para el
ejemplo del cilindro ideal. Del punto O al punto A, la relacién entre el
esfuerzo y la deformacion es lineal, y la pendiente de la curva vendria a ser
el médulo de Young E. El esfuerzo-deformacion no cambia si la muestra es
liberada de la carga en esta region, donde la teoria de la elasticidad aplica.
Mas alla del punto A, la pendiente de la curva decrece. Mas aun, si la
muestra es liberada de carga en esta region, por decir en el punto B, la parte
descargada no sigue el mismo camino que la parte sujeta a carga. Sin
embargo es perfectamente lineal con una pendiente E. Sin ningun esfuerzo,
parte de la deformacion no es recuperada. Esto representa el componente
de deformacion plastico en la teoria de la elasto plasticidad. El punto A es en
realidad el limite elastico inicial de la roca. Durante un recarga, la muestra se
comporta como un sélido elastico perfecto por encima del punto B, el cual es

el nuevo limite elastico.

El incremento en el limite elastico con un incremento de deformaciéon

plastica es llamado endurecimiento por deformacién, y la disminucion del
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limite elastico es llamada ablandamiento. Un material perfectamente plastico
es un material que no presenta endurecimiento o ablandamiento. Tal como
se muestra en este ejemplo, el limite elastico es una funcion de la historia de

carga de la roca si la roca se endurece o ablanda.

2.2-3_4 Rotura (failure)

Un criterio de rotura (failure) es una relacion entre el esfuerzo efectivo
principal, representando un limite méas alla del cual la inestabilidad o rotura
ocurre. El esfuerzo efectivo planteado por Terzagui es empleado en el
criterio de rotura.

2.2-4 Estado de esfuerzos en la tierra

La propagacion y geometria de las fracturas hidraulicas son
fuertemente controladas por las condiciones de fondo y esfuerzos. En
particular, se acepta que el grado de contencion de la fractura es
determinado principalmente por las diferencias de los esfuerzos in situ
existentes entre capas. En la ausencia de un contraste de esfuerzos
significativa, otros mecanismos tales como deslizamientos en los planos de
estratificacion (Warpinski et al., 1993) y resistencia (toughness) a la fractura
(thiercelin et al., 1989) pueden tener un rol. Mas aun, la propagacion de la
fractura hidraulica, en la mayoria de los casos, es normal a la direccién del
minimo esfuerzo. Consecuentemente, el conocimiento de la direccion del
minimo esfuerzo permite predecir la direccion esperada de la fractura

hidraulica en la zona alejada del pozo.

Los esfuerzos en la tierra son funciones de varios parametros que
incluyen profundidad, litologia, presidén poral, estructura y arreglo tectonico.
El régimen de esfuerzos en un ambiente dado depende, entonces, de
consideraciones regionales (como el tectonismo) y de consideraciones
locales (como la litologia). Comprendiendo la relacién entre consideraciones
regionales y locales es importante toda vez que controla las variaciones de
esfuerzos entre las capas de estratificacion. En algunos casos los regimenes

de capas adyacentes estan sometidos a un mayor esfuerzo que la zona de
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interés, mejorando la contencién en altura. En otros, los estratos adyacentes
estan sometidos a menores esfuerzos tal que la propagacion de la fractura

fuera de la zona limita la penetracion lateral de la fractura.

2.2-4_1 Roca en reposo

Un régimen de esfuerzo es cuando la roca estd sometida a
condiciones de deformacion uniaxial. Para estimar el estado de esfuerzo que
es generado bajo este régimen, se asume que la roca es un medio isotrépico

semi infinito sujeto a carga gravitacional sin deformacion horizontal.

Bajo estas condiciones, el esfuerzo vertical es generado por el peso
de la presion litostética (overburden) y viene a ser el maximo esfuerzo

principal. Su magnitud, a una profundidad especifica H, es estimada por:

H
Uv:f p.(H).g.dH
0

Donde p es la densidad de las masas de roca superpuesta y g es la
aceleracion de la gravedad. La gradiente de presion litostatica varia de
alrededor de 0.8 psi/ft en formaciones someras jovenes (Gulf Coast, USA) a
1.25 psi/ft en formaciones de alta densidad. Asumiendo que el cuarzo tiene
una densidad de 22.06 Ib/gal, la gradientes de presion litostatica varia en el
rango de valores comunes de 1.0 a 1.1 psi/ft para areniscas saturadas de

salmuera con una porosidad de entre 20% a 7%, respectivamente.

Con una deformacién uniaxial asumida, los otros esfuerzos principales
son iguales y yacen en el plano horizontal. Si ellos son escritos en términos
de esfuerzo efectivo, son una funcién de soélo el overburden:

op, = K,.0,

Donde K, es el coeficiente de la presion de la tierra en equilibrio y o, es el

minimo esfuerzo efectivo horizontal.
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2.2-4 2 Deformacion tectonica

Los esfuerzos y deformacion surgen del movimiento de placas
tectonicas. La deformacion tectonica entonces es una cantidad adicionada o
sustraida de los componentes de deformacion horizontal. Si se incrementa la
deformacion tectonica a la roca de formacion, estas deformaciones

adicionan un componente de esfuerzo en una roca elastica como sigue:

E E.v
d0'h=m.dEh+ 1—‘U2'dEH

E E.v
dO'H:m.dEH-}' 1—U2.dEh

Donde doy y do, son las deformaciones tectonicas con dEy > dE;. El
incremental de esfuerzo resultante no son los mismos, con doy > dagj,, donde
doy es el incremento de esfuerzo generado en la direccién dEy y doy, €s
incremento de esfuerzo generado en la direccidén dE,. Estas relaciones son
obtenidas asumiendo que no hay variacion en el peso del overburden y
provee una dependencia del esfuerzo al modulo de Young E. Esto significa
que mientras mayor sea el modulo de Young, es menor el esfuerzo
horizontal si la deformacion es extensiva y mayor el esfuerzo horizontal si la

deformacion es compresiva.

Para comprender este mecanismo, los diferentes estratos pueden ser
comparados a una serie de resortes paralelos, la rigidez al cual es
proporcional el médulo de Young como se ilustra en la siguiente figura. Este
modelo en realidad es una buena descripcion cualitativa del estado de
esfuerzos medido en areas en las cuales se presentan esfuerzos tectonicos
compresivos. El modelo puede representar situaciones donde las areniscas
estan sujetas a altos esfuerzos horizontales que de las lutitas adyacentes
(Plumb et al., 1991). El esfuerzo de sobrecarga es el esfuerzo principal pero

no necesariamente el maximo.
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Figura 2-13 Por analogia, a mayor rigidez (stiffness) del resorte, podra
soportar una mayor carga.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

2.2-4 3 Rotura de la roca

Si la deformacion es lo suficientemente alta, la roca sufre de rotura
tanto en corte como en tension. Tres regimenes de esfuerzo pueden ser
asociados con los tres regimenes de fallas clasicas (Anderson, 1951):
normal, inversa, deslizamiento. EI modelo mas simple de esfuerzo de corte
(cizalla) es el criterio de rotura de Mohr-Coulomb. Un modelo de esfuerzo
basado en este criterio asume que el esfuerzo de corte maximo in situ es

gobernado por la fuerza del esfuerzo de la formacion (Fenner, 1938).

Figura 2-14 Regimenes de los 3 tipos de fallas

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.
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2.2-4_4 Influencia de la presioén poral

Es de suma importancia saber qué es lo que sucede cuando se
produce o se inyecta en un reservorio. Modelos elasticos con condiciones de
deformacion uniaxial pueden ser aplicados con cierta confianza, a medida
que las variaciones de esfuerzos ocurran sobre un corto periodo de tiempo
geoldgico, aungque siempre es necesario revisar las asunciones debido a que
los modelos de rotura podria ser bien el mecanismo fisico real, como se

muestra a continuacion.

Si el material se comporta elasticamente y asumiendo condiciones de

deformacion uniaxial;

d.op =2n.dp

El rango de 27 esta aproximadamente entre 0.5 y 0.7. Geertsma

(1985) demostro la aplicabilidad de este modelo durante la produccion.

Sin embargo, para usar un modelo de rotura se requiere revisar que el
estado de esfuerzos efectivo satisfaga el criterio de rotura antes y durante
las variaciones de presion poral. Los esfuerzos efectivos se incrementan
durante la produccién, aunque el minimo esfuerzo total g, disminuye. Datos
de campo generalmente sostienen las predicciones de estos modelos y
muestra que la variacion del minimo esfuerzo se encuentra de 46% a 80%
del cambio en la presién poral (Salz, 1977; Breckels and van Eekelen, 1982;
Teufel y Rhett, 1991).

2.2-4_5 Influencia de la temperatura

La variacion de la temperatura también cambia el estado de los
esfuerzos (Prats, 1981). El enfriamiento sucede durante el levantamiento o la
inyeccion de un fluido frio respecto de las condiciones de temperatura de

fondo. Esto incluye un componente de esfuerzo adicional en el plano
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horizontal, el cual usando nuevamente una asuncion de deformacién uniaxial
es;

_E.ar

do = .dT
? 1—v

Donde dT es la variacion de la temperatura y a; es el coeficiente de
expansion térmica lineal. En este caso, una influencia del médulo de Young
en el estado de los esfuerzos es también obtenida. Enfriando la formacion se
reduce el esfuerzo normal, por lo que, la inyecciébn de agua fria podria

provocar fracturar la formacion por tension en un largo periodo.

2.2-4 5 Direccion del esfuerzo principal

La figura anterior 2.14 indica la direccion esperada del minimo
esfuerzo como una funcién del régimen de falla (Anderson, 1951). En la
practica, se observa que a profundidades someras el esfuerzo minimo
principal es el vertical, en otras palabras una fractura hidraulica es mas
probable que ocurra en un plano horizontal. La transicién entre un minimo
esfuerzo principal vertical y un minimo esfuerzo principal horizontal depende
de la situacion regional. Sin embargo, en un régimen de extension la
direccion del minimo esfuerzo puede esperarse se encuentre siempre en el
plano horizontal, incluso a profundidades someras. Esto no es usualmente
observada, probablemente debido a la existencia de esfuerzos residuales y
porque el esfuerzo vertical es usualmente el esfuerzo minimo principal a
profundidades someras. En cuencas normalmente presurizadas, el esfuerzo
minimo se encuentra probablemente en el plano horizontal a profundidades
mayores a 3300 ft (Plumb, 1994).

La rotacion de los esfuerzos podria también ocurrir debido a la
topologia. Sin embargo, a mayores profundidades, la rotacion es inducida
principalmente por el movimiento de las fallas. En algunas situaciones, se ha
observado que la sobrepresurizacion genera un cambio en el ordenamiento
de los esfuerzos, con el valor del esfuerzo minimo horizontal mayor que el

valor del esfuerzo vertical.
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Finalmente, cambios en la posicion estructural y estratigrafica pueden
afectar localmente la direccién del esfuerzo influenciada por los esfuerzos de
campo lejanos. Un ejemplo de esto es el esfuerzo de campo en el tope de la
formacion Ekofisk (Noruega), donde el esfuerzo maximo horizontal principal
esta orientado perpendicularmente al contorno de la estructura alrededor del
domo Ekofisk (Teufel and Farrell, 1990).

2.2-4_6 Esfuerzos en la vecindad del pozo

Hasta este punto, s6lo los componentes de esfuerzos de campo
alejados resultante de las contribuciones geologicas o produccion del
reservorio han sido considerados. Adicionalmente, la magnitud y orientacion
de los esfuerzos de campo in situ pueden ser alteradas localmente, como

resultado de excavaciones.

Estos esfuerzos inducidos usualmente conllevan en un alto grado de
concentracion de esfuerzos, diferenciandose significativamente de los
valores originales. Al perforarse un pozo, por ejemplo, se distorsionan los
esfuerzos de campo originales. La siguiente expresion puede ser obtenida
de los esfuerzos alrededor del pozo, donde o, y o, son los esfuerzos
principales en el plano x-y, p,, es la presion del pozo, , es el radio del pozo

y r es la distancia desde el centro del pozo:

1 2] 1 2 3rt 2
(% :E(O'x+0'y) ll—ﬁl +§(O-x_o-y) Il —74‘7 cos20 +pWT_2

1 2l 1 31 12
Og = E(ax + ay) ll +r_vgl _E(Gx — ay) ll +7"_le cos26 —'pwrl2

2r 3r
Trg = ay) [ — - —W sen26
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Figura 2-15 Concentracion de esfuerzos alrededor de un hoyo circular en
ausencia de presién de pozo.

Fuente: Economides, J., Nolte, K. Reservoir Stimulation, 3rd Edition.

Una fractura hidraulica es inducida incrementando la presion del pozo
pw Por encima del punto donde el esfuerzo tangencial efectivo (oy —p) se
convierte igual a T,. Si o, — 0y, para 6 = 90° (donde la concentracion de
esfuerzos inducido por estado de esfuerzos alejados del campo es minimo),
lo cual significa que la fractura se inicia en la direccion perpendicular a la
direccion del minimo esfuerzo horizontal. La iniciacion de la fractura a la
presion de ruptura p;r es, por ende, obtenido cuando (Hubbert y Willis,
1957);

pir =30p+oy+ To—p

Estos esfuerzos inducidos disminuyen rapidamente a cero a medida
gue se alejan de la vecindad del pozo. Por consiguiente, afectan la presion
para inducir una fractura, pero no la propagacion de la fractura lejos de la

pared del pozo.
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Si el fluido del pozo penetra en la formacion, efectos poroelasticos
deben ser tomados en cuenta para calcular la concentracion de esfuerzos
alrededor del pozo. En patrticular, gy en el pozo se convierte en una funcion
de tiempo si g, no es igual a o,. Finalmente, efectos plasticos reducen la
concentracion de esfuerzos en el pozo. Particularmente en rocas altamente
plasticas, el esfuerzo tangencial en el pozo no se convierte en tension. En

este caso, la fractura podria iniciarse en corte (Papanastasiou et al., 1995).
2.2-4_8 Cambio en los esfuerzos debido al fracturamiento

Dos efectos son considerados en este punto. ElI primero refiere al
incremento del esfuerzo minimo debido a los efectos poroelasticos. Durante
el proceso de fracturamiento, el fluido de fractura se pierde en la formacion.
Esta pérdida induce un incremento en la presion poral alrededor de la
fractura que resulta en una dilatacion de la formacion y por ende, en un
incremento del esfuerzo minimo en esta regién. Para una apertura 2D en un
plano infinito, el incremento del minimo esfuerzo es una funcién del tiempo
segun;

Aoz =n(p; —p)f (xc)

Donde p; es la presion del fluido de fractura y 7. es una caracteristica de

tiempo dado por,

_ 2tkG(1 —v)(uy — V)
te = a?u(1 — 2v)2(1 — vy 12

Donde G es modulo de corte, k es la permeabilidad, t es el tiempo, u es la

viscosidad y L la longitud de un ala de la fractura.

La funcion varia de entre 0 a 1 a medida que 7, aumenta de 0 a
infinito. El valor de las caracteristicas de tiempo al cual los efectos
poroelasticos pueden empezar a influenciar el estado del esfuerzo alrededor

de la fractura es de alrededor de 107. En rocas reservorios donde 7 es igual
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o cerca de 0.25, los efectos poroelasticos son importantes cuando la presion
neta y las caracteristicas de tiempo son altas. Este efecto disminuye si una
alta caida de presion ocurre en la cara de la fractura. Altas caidas de presion
suceden por ejemplo cuando es empleado un buen agente de control de
pérdida de fluido. Efectos poroelasticos eventualmente desaparecen cuando
la inyeccion es parada y el exceso de presion poral se disipa en la

formacion.

El segundo efecto es el incremento de esfuerzo causado por la
apertura de la fractura. Este efecto permanece si la fractura es mantenida
por el propante (Warpinski y Branagan, 1988; Palmer, 1993). Un limite
superior para el incremento de esfuerzo una vez la inyeccion es parada es el
valor de la presién neta en el cierre, sin embargo en la practica, debido a la
concentracion de propante in situ es alrededor de la mitad de su
concentracion compactada, podria estar alrededor del 50% de su valor. Este
efecto puede ser significante para fracturas cortas o amplias, donde el
arenamiento en la punta de la grieta induce a un alto valor de presion neta
(del orden de 1000 psi) al final del trabajo. Se ha propuesto que este
mecanismo fortalece formaciones débiles y por ende disminuye el riesgo de

desprendimiento de los granos.



50

2.3 Método de fracturamiento por pulsos

El principal objetivo de un tratamiento de fractura hidraulica es
mejorar la conexion entre el reservorio y el pozo creando caminos de alta
conductividad. En tratamientos convencionales en el que se coloca un
empaquete de propante, el performance de la técnica depende
esencialmente en la calidad de propante empleado. El agente propante
tipicamente empleado es arena natural angular para formaciones de bajo
esfuerzo de cierre, 0 ceramicos aproximadamente esféricos para
formaciones de alto esfuerzo de cierre debido a su alta resistencia al

crushing e inherente generacion de finos.

Esta técnica revolucionaria va pasos adelante y elimina la
dependencia del performance de la fractura sobre las caracteristicas de
propante. Esto es posible creando canales abiertos dentro de la fractura el
cual impone sustancialmente una mayor conductividad de fractura y un
medio mucho mas conductivo para el flujo de fluidos del reservorio

comparado a un tratamiento convencional.

El propante es colocado heterogéneamente en forma de pilares de
propante rodeados de canales abiertos. Aqui el propante sirve no como un
medio conductivo sino como agente de soporte para prevenir el cierre de las

paredes de la fractura alrededor de los canales.

Los canales en la fractura son creados por una combinacion de un
programa de bombeo especifico, estrategia de punzados, disefio de fluidos
de fractura y uso de tecnologia de fibras. Esta técnica estd basada en
tecnologia de un tratamiento convencional pero con caracteristicas propias,
requerimientos de equipos, procedimientos, y por ende la aplicacion de esta

técnica afecta su disefio, ejecucion y ciclo de evaluacion.

En este punto de la tesis se detalla como esta técnica provee de

fracturas hidraulicas sustancialmente mas conductivas que uno convencional



superando las limitaciones inherentes a restriccion del flujo de fluidos en

medio poroso de un empaque de propante.
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Figura 2-16 Representacion de la tecnologia de fracturamiento por pulsos (derecha)

respecto a un tratamiento convencional (izquierda).

Fuente: SPE Paper, 159347

2.3-1 Optimizacién de fractura (conductividad)

La optimizacion de producciéon de hidrocarburos es a menudo
analizado como el resultado de un balance entre la deliverabilidad del

reservorio hacia la fractura el cual es relacionado a x;, la longitud efectiva

del ala de la fractura, y la deliverabilidad de la fractura hacia el pozo el
cual es tipicamente asociado a F = ksw, la conductividad de la fractura.
Hay una variedad de relaciones entre la combinacion éptima de estos
parametros de fractura y las caracteristicas del reservorio (Bennet et al.,
1983; Britt y Bennet, 1985; Elbel, 1988; Economides y Nolte, 2000), lo cual
sugiere que una alta conductividad de fractura no es esencial para todos
los tipos de reservorios. Por ejemplo, un reservorio de una muy baja
permeabilidad podria no requerir una alta capacidad a lo largo de la
fractura a medida que la habilidad de flujo del reservorio es dominada y
limitada por la habilidad de los hidrocarburos para fluir a través de una
roca extremadamente apretada, por lo que para este caso una fractura

larga es necesaria. Sin embargo la conductividad de fractura aun juega un



rol importante en ese caso. Para lograr una larga longitud de fractura
efectiva, la fractura debe ser lo suficientemente conductiva para asegurar
una adecuada recuperacion del fluido de fractura y por ende causar un

minimo dafo residual a la formacién y el empaque de propante.

La necesidad de incrementar la deliverabilidad del reservorio al
pozo ha llevado a cabo la busqueda en los ultimos seis afios por métodos
practicos para mejorar la conductividad (Clark, 1949). Muchos de los
trabajos realizados en este tiempo se han enfocado a incrementar el flujo
a través del empaque de propante, el cual es efectivamente un medio
poroso. La resistencia al flujo, el cual se manifiesta como una caida en la
presion, han sido atribuidos a una combinacién de lo siguiente: dafio
residual de pobre recuperacion de gel, migracion de finos, flujo multifasico,
pérdida del momento del fluido (factor B), fuerzas de arrastre, fuerzas
capilares y aplastamiento y empotramiento de propante (Vincent, 2009).
Para mitigar estos efectos, ha habido varias mejoras graduales a través
del desarrollo de rompedores de fluidos (Samuel et al., 2009), agentes
mojantes (Bang et al., 2008), uso de fluidos energizados (Friehauf y
Sharma, 2009), agentes gelificantes (agentes no poliméricos (Samuel et
al., 1999), cargas de bajo polimero (Cramer et al., 2004)), incremento de
la fortaleza y redondez del propante (Stephens, 2007), y disefios mas
agresivos de fractura orientados a obtener una mayor conductividad de
fractura (Nor-Azlan et al., 2003), entre muchos otros. Estas mejoras
contribuyen sustancialmente hacia la meta de alcanzar la conductividad
maxima tedrica que puede ser obtenida en un empaque de propante

homogéneo.

El concepto detras de esta tecnologia es sustituir el empaque de
propante homogéneo por una estructura heterogénea conteniendo una
red de canales de flujo abierto. Para este caso la fractura es mantenida
abierta por discretas conglomeraciones de material propante y donde los
canales abiertos actian como caminos de baja resistencia para el flujo de

fluidos del reservorio.
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2.3-2 Redisefio del empaque de propante

Los cientificos del Centro de Tecnologia Novosibirsk de Rusia
comenzaron la blsqueda de un empaque de propante discontinuo con un
programa experimental para confirmar su factibilidad y desarrollar los medios
con el cual aplicar esta tecnologia. La escala de los experimentos se
incrementd gradualmente y paso de pequefios simuladores de laboratorio a
pruebas a escala completa con equipos de campo estandar. Hay tres puntos
gue resumen esta tecnologia que explican el soporte tedrico fundamental de
este redisefio del empaque de propante. La base tedrica del porqué son
necesarios canales abiertos y el resultado en conductividad, el método de
como son creados los canales abiertos en el reservorio por medio de un
bombeo heterogéneo de propante y método de baleo en grupos y por ultimo
como la estructura heterogénea de canales abiertos es mantenida mediante

el uso de fibras.

Figura 2-17 Empaque de propante continuo y discontinuo.

Fuente: Schlumberger. Qil field review, Volumen 23.
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2.3-2_1 Base tedrica

Se sustenta en que la conductividad de fractura generada por canales
de flujo abierto es mayor que la de una fractura de empaque convencional.
En aplicaciones convencionales de fracturamiento hidraulico el flujo a través
de un empaque de arena puede ser descrita por la clasica ecuacion de
Darcy, el cual relaciona la velocidad de fluido con la caida de presion:

_ kpow. Ap

1 w. L

Donde g es flujo volumétrico por unidad de altura de fractura, kf es la
permeabilidad de la fractura y w es el ancho de la fractura, u es la viscosidad
del fluido, y Ap/L es la caida de presion. El producto de la permeabilidad de
la fractura y el ancho de fractura es a menudo referido como la
conductividad de la fractura. La permeabilidad de la fractura en este caso es
una funcion del tipo de propante empleado y el esfuerzo de cierre aplicado.

Para el caso de flujo a través de una ranura el cual representa un
canal de fractura abierto sin propante, la ecuacion de Navier-Stokes puede
ser empleada. Bajo las condiciones tipicas de produccién el termino no lineal
de la ecuacion puede ser ignorada de donde la parte lineal de la ecuacion es

aplicada.

Considerando la forma unidimensional de la ecuacién de Navier-

Stokes e integrandolo, la siguiente expresion de tasa de flujo es obtenida:

w3. Ap
12. . L

q:

La ecuacion anterior describe la dependencia entre la taza de flujo
lineal y la caida de presion en un canal abierto. Comparando las dos
ecuaciones anteriores es posible definir la permeabilidad efectiva de un
canal de flujo abierto de fractura, el cual es igual a:
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2
gefr = W
7 12

Esta ultima ecuacién implica que incluso un delgado canal provee una
mayor permeabilidad efectiva que un paquete de arena. Por ejemplo para un
ancho de canal de 0.04” la permeabilidad efectiva es de aproximadamente
84500 D, mientras que un empaque de propante pristine de arena 20/40
provee una permeabilidad de 400-500 D para un esfuerzo de cierre de 4000-

5000 psi, el cual es dos 6rdenes de magnitud menor.

Un modelo fue establecido para estimar la conductividad hidraulica en
una estructura heterogénea en el cual los canales abiertos son mantenidos.
Medidas de conductividad fueron llevadas a cabo siguiendo las practicas
recomendadas API (RP 61, 1989) para validar este modelo. Uno cuantos
pilares de propante fue colocado en una celda experimental para simular la
ubicacion heterogénea de propante (HPP, heterogeneous propante

placement) como muestra la siguiente figura;

Figura 2-18 Medida de la conductividad para un arreglo de pilares de propante.

Fuente: SPE Paper, 135034

El mismo arreglo de pilares empleados para el experimento de

conductividad fue modelada usando el flujo de trabajo descrito.
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Resultados de estos andlisis se resumen en la siguiente figura, el cual

reporta permeabilidad como funcion del esfuerzo;

Figura 2-19 Comparaciéon de las predicciones de modelamiento con resultados

experimentales con pruebas de conductividad (HPP).

Fuente: SPE Paper, 135034

Los simbolos de cuadrados de negro representan resultados del
experimento de las pruebas HPP descritas antes. La linea roja representa
los resultados de simulaciones numéricas. Permeabilidades para empaques
homogéneos de arena 20/40 y propante ceramico 20/40 son incluidos de

manera comparativa.

De la figura se concluyd que los resultados del modelo se aproximan
en gran medida a los resultados experimentales. También se aprecia que la
permeabilidad efectiva de los canales de fractura es de 1.5 a 2.5 6rdenes de
magnitud mayor a un empaque de propante convencional. Esta claro que
estos resultados no son estrictamente representativos a unos canales
abiertos de fractura reales, ya que tanto el tamafo y forma de los pilares
dependeran del método escogido para generar el empaque de propante

heterogéneo y sobre la manera de cdmo es implementada. Sin embargo las
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consideraciones y modelamiento descritas hasta este punto son aplicables

para todas las geometrias de pilares y tamafios.

Figura 2-20 Celda de conductividad API estandar provista de dos placas de acero,
accionadas por una prensa hidraulica para aplicar esfuerzo de cierre. El empaque
de propante se coloca entre dos placas de areniscas (normalmente de arenisca
Berea), y el “sandwich” resultante se coloca entre las dos placas bastidores de
carga hidraulica. Después de instalar el conjunto de placas dentro de un
contenedor equipado con lineas de flujo, se bombea un fluido monofasico
(usualmente agua o salmuera) a través del empaque de propante a razén de 1 a 10
mL/min, se mide las caidas de presién resultante y calculan la permeabilidad del
empaque de propante. El contenedor también se calienta para simular la

temperatura del reservorio.

Fuente: Schlumberger. Qil field review, Volumen 23.

2.3-2_2 Programa de bombeo y método de punzado

El proceso de crear canales de flujo abierto dentro de una fractura
hidraulica comprende no uniformidades tanto en el programa de tratamiento
gue es monitoreada desde superficie y el disefio de punzados que es
implemento en el fondo. En primer lugar, el propante es bombeado en
pulsos cortos incrementando la concentracion gradualmente, similarmente al
perfil de concentracion de propante para un tratamiento convencional. Como

se muestra en la figura 2-21.
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Similarmente a tratamientos convencionales, un programa de bombeo
para esta técnica comprende una etapa de PAD seguida por etapas
cargadas de propante. Por ende, la principal diferencia entre programas de
bombeo es la adicion de propante en pulsos cortos, separados por pulsos de
fluido limpio.

Figura 2-21 Comparacion entre programa de bombeo para un fracturamiento por

pulsos y fracturamiento convencional.

Fuente: Schlumberger. Qil field review, Volumen 23.

De gran importancia, es la ultima etapa de esta técnica en la que se
requiere una adicion continua de propante como seria llevado a cabo en un
tratamiento convencional. La meta de esta etapa, referida como la etapa de
cola es asegurar una estable, uniforme y confiable conexion entre los
canales de flujo abierto y el pozo. Es importante considerar en el disefio la
etapa de cola lo suficientemente corta para prevenir algin impacto negativo

en el total de la conductividad de fractura.

Suficiente separacion entre los pulsos de arena es requerida para
promover la creacion de canales en la direccion en el cual la fractura crece.
Esto puede ser logrado siguiendo un esquema especial de punzonamiento
heterogéneo, tal como se muestra en la figura 2.22. En un tratamiento
convencional los punzados son tipicamente ubicados en un continuo

intervalo dentro de la arena de interés. En un enfoque de fracturamiento por
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pulsos, un esquema heterogéneo de perforaciones constituido por grupos de

punzados separados por intervalos no perforados es requerida.

Figura 2-22 Esquema de punzados empleados para facilitar la generaciéon de

canales de flujo abiertos dentro de la fractura hidraulica.

Fuente: SPE Paper, 135034

Cuando se compara el esquema de punzados para un tratamiento
convencional, la estrategia de punzados empleada en el fracturamiento por
pulsos es tipicamente disefiada para cubrir una larga porcion de la altura de
la fractura, el cual es importante para lograr una mayor distribuciéon de los
pilares de propante a lo largo de la altura y se logre conseguir la geometria
optima de los canales. La densidad de punzados y la fase dentro de los
grupos de punzado es tipicamente el mismo empleado para un
fracturamiento convencional. El total del nimero de punzados se mantiene o
quizas es ligeramente reducida como se ilustra en la figura anterior. Es
importante mencionar que los efectos de la cercania del pozo como la
tortuosidad podrian facilitar la creacion de canales en la direccion en la cual
crece la fractura. Sin embargo, tales efectos no pueden ser predichos y son
dificiles de ser diagnosticados y cuantificados correctamente. Por esta
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razon, el esquema heterogéneo de punzonamiento es el Unico método
confiable que es recomendado para separar los pulsos de arena en
pequefios cumulos y para promover una distribucién uniforme de los pilares

a lo largo de la fractura.

Figura 2-23 Comparacion de disefio contra concentracion real de propante.

Fuente: Schlumberger. Qil field review, Volumen 23.

Parametros especificos para el programa de bombeo y esquema de
punzonamiento son determinados usando un propdsito ajustado al objetivo
modelando el flujo de trabajo orientado a lograr una éptima geometria de
fractura, distribucion y colocacion de los pilares. Basados en los principios

generales descritos hasta este punto.

2.3-2_3 Transporte de propante (uso de fibras)

Un elemento clave para el éxito de la aplicacion de la técnica de
fracturamiento por pulsos es preservar las heterogeneidades creadas en
superficie y fondo durante su transporte desde los equipos de superficie
hasta la fractura y durante el cierre de la fractura. Bajo esta perspectiva, el
riesgo mas alto, el cual necesita ser abordado, es la dispersion de los pulsos
de arena o slugs a medida que son transportados. La dispersion de los
pulsos de los slugs de arena es perjudicial para el éxito de esta técnica ya

gue reduce la altura de los pilares de propante disminuyendo Ila
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concentracion efectiva de los pilares del cierre. Mas aun que conlleva a
lograr canales de flujo mal definidos. Para ello la dispersion de los pulsos de
arena es mitigada con la adicion de un material fibroso, el cual modifica la

reologia de los slugs de propante.

La dispersion principalmente ocurre debido al perfil de velocidad a lo
largo de la tuberia, luego a lo largo del ancho de la fractura donde grandes
diferencias entre velocidad en los alrededores de las paredes y en el centro
de la fractura pueden ser esperados. La extension de la dispersion de los
pulsos de propante es mitigado por la adicion de materiales fibrosos, los
cuales modifican la reologia de los slugs de propante. Las fibras imponen un
limite elastico (aproximadamente de 10-20 Pa) a las slugs cargados de fibra
el cual cubre la dispersion. Las fibras también ayudan a incrementar el perfil
de velocidad hacia el centro del conducto el cual reduce las fuerzas de corte
en los slugs y mitiga la dispersion también. Los beneficios del uso de
materiales fibrosos para mejorar el transporte de propante y reducir la
extension del asentamiento del propante dentro de la fractura a través del
cierre de la fractura ha sido previamente documentada en varios estudios
(Bulova, 2006).

Varios estudios a escala de laboratorio, patio y campo se han llevado
a cabo para evaluar el impacto positivo de las fibras en la integridad de los

slugs durante su transporte.

Prueba a escala de laboratorio:

Experimentos de asentamiento de propante fueron realizados usando
una ranura translicido de 0.3”. Muestras de fluidos cargados de propante
fueron inyectados en la cima del espacio. El asentamiento de los slugs fue
monitoreado en el tiempo y también evaluados cualitativamente por
inspeccion visual. La figura 2.24 muestra la posicion de un determinado slug
de propante al inicio de la prueba (panel izquierdo). Esta figura también
muestra la posicién de un slug de propante con fibras (panel central) y sin

fibras (panel derecho) desde el mismo tiempo transcurrido después de la
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inyeccion del slug. Se observo que la muestra de propante que contiene
fibras exhibe una significativa disminucién de la tasa de asentamiento y
mantiene una mejor integridad comparado a la muestra de propante sin
fibras. Estos resultados demuestran que las fibras no solo reducen la tasa de
asentamiento, el cual es critico para preservar la distribucién de los pilares y
canales a lo largo de la altura de la fractura pero también para reducir la
dispersion de los slugs de arena, el cual permite maximizar el volumen
dentro de los canales abiertos y por ende maximizar en conjunto la

conductividad de la fractura.

Figura 2-24 Impacto de las fibras en el asentamiento de los slugs de propante y

consolidacion.

Fuente: SPE Paper, 135034

Un montaje experimental apto para el propdsito comprendido por una
tuberia de 108 pies fue construido para estudiar el comportamiento del pulso
de propante durante el transporte dentro de la fractura. La adopcion de la
geometria de la fractura permitié un incremento significativo en la longitud de
la celda experimental (por encima de 108 pies) sin reducir la tasa de flujo.
Los pardmetros para la tasa de flujo, viscosidad de fluido y concentracion de
propante usados en esta prueba fueron seleccionados para ajustar a valores
gue serian observados en un tratamiento de fracturamiento tipico. El
didmetro de la tuberia fue de 0.78”. El arreglo fue equipado con un sistema

de registros de rayos-x que permitid la medicion de la concentracién de
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propante antes de que el pulso de propante entre a la tuberia y después que
fluyé a través de la misma. El experimento fue llevado a cabo bajo un

régimen de flujo laminar.

Cualquiera podria preguntar como la geometria de la tuberia circular
podria representar la geometria de la ranura (modelo de laboratorio
anterior), ya que lo anterior es mas representativo del flujo dentro de la
fractura. Para hacer frente a esto, consideraron el perfil de velocidad a lo
largo de la tuberia y geometria de las ranuras. Se puede apreciar (Valko y
Economides, 1995) que el perfil de velocidad laminar o fluido de ley de
potencia en la tuberia circular es caracterizada por la siguiente relacion de la

velocidad maxima y promedio:

Hmax _ (1+3n) n
Uprom (1+n) ’

Donde n es el indice de comportamiento de flujo de reologia del modelo de
ley de potencia. Al mismo tiempo en la geometria de ranura la misma
relacion es igual a:

Hmax _ (1 + Zn)
Hprom (1 + ‘I’l)

Comparando la primera y segunda ecuacion se concluye que el
contraste de velocidad a lo largo del area transversal es mas pronunciado en
el caso de una geometria de tuberia, en el que los efectos de corte y
dispersién son mas pronunciados para la configuracion de tuberia que para
la configuracion de ranura. Esto es, las pruebas en una tuberia son mas

severas que pruebas en una ranura del mismo ancho w.

La siguiente figura muestra los perfiles de concentracion de propante
para slugs sin fibras (linea roja) y con fibras (linea azul) cuando son
suministrados a la linea de flujo (t~25s) y luego de completar la trayectoria

de los 108 pies. Se observa que el slug sin fibra exhibe una dispersion de
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propante significativa. De otro lado, el slug de propante con fibra se

mantiene bien consolidado.

Figura 2-25 Influencia de las fibras en la prevencion del slug de propante a ser

disperso durante el flujo en una geometria apretada.

Fuente: SPE Paper, 135034

Prueba a escala de patio:

Esta prueba fue realizada para evaluar la dispersiéon de los slugs
cargados de fibra durante el transporte en las lineas de superficie y el pozo a
tasas de flujo representativos de los que podrian observarse en un
tratamiento de fractura tipico. El arreglo para esta prueba comprende el uso
de un blender que es actualmente usado en trabajos de fracturamiento y
aproximadamente 650 pies de una linea de tratamiento de 3” armada
después de la descarga del blender, esto es sin cambios en elevacion o
direccion. La tasa de flujo fue de 18 bpm. Dos densitbmetros fueron
instalados; una a la descarga del blender, y un segundo a la descarga de los
650 pies de linea de tratamiento horizontal. Cada medida de concentracion
de propante de estos densitometros corresponden al promedio de

adquisiciéon de data de 8 segundos.
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La siguiente figura resume los resultados del arreglo descrito. Nada
mas que una pequeiia dispersion en la cola del pulso de propante, no hay
diferencia efectiva en el perfil de concentracion de propante antes y después

de fluir a través de la linea de tratamiento.

Figura 2-26 Comparacion del perfil de concentracion del pulso de propante antes
(linea azul) y después (linea roja) del transporte a través de una linea de tratamiento

horizontal de 650 pies y 3" de diametro.

Fuente: SPE Paper, 135034

Prueba a escala de campo:

Adicionalmente a los experimentos a escala de laboratorio y patio, se
intentd estimar la concentracion del perfil de pulsos de propante cargados de
fibra antes de que entre a los punzados en el fondo en un tratamiento a
escala de campo. Un modelo matematico capaz de reconstruir el perfil de
concentracion del pulso de propante usando datos de medidas de presién
adquiridas en superficie y fondo fue desarrollado para este proposito. El
meétodo se basa en el hecho de que la presion hidrostatica, el cual puede ser
obtenido de la diferencia de las memorias de superficie y fondo, esta
relacionada a la concentracibn de los pulsos de arena que han sido
bombeados y residen entre los puntos de medida. La concentracion de los
puntos en el fondo pueden ser calculados conociendo la presion hidrostatica,
el programa de tratamiento exacto y la concentracion de los pulsos en
superficie antes de que entren al pozo. Sin embargo, hay que tener en
cuenta que el método es muy sensible a la precision de las medidas de
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presién, la precision de la geometria del pozo y la estimacion y precision de

las medidas de concentracion de propante en superficie.

Un resultado representativo de la aplicacion de la técnica de reconstruccion
del pulso de propante se muestra en la siguiente figura. En el que se
muestra resultados obtenidos para un pulso de propante de 8.3 ppa
bombeado a 25 bpm. La duracion del pulso fue de 15 segundos. La longitud
de la tuberia fue de 8860 pies (MD), con una desviacion por encima de 35° a

una profundidad aproximada de 5900 pies (MD).

Figura 2-27 Perfil de concentracion de un pulso de propante, reconstruida de dato

de memoria de registro de presion.

Fuente: SPE Paper, 135034

Se puede observar en la figura que el slug de propante extiende su
duracion efectiva de 5 a 20 segundos y que la concentracion se atenla a 6.5
ppa después de ser transportado a través del pozo desviado de 8860 pies.
En general esto no es una dispersion significante, ambos perfiles de

duracién y concentracion son esencialmente preservadas.

2.3-3 Implementacion de la técnica: Campo Loma La Lata, Argentina

Esta seccién resume resultados de las pruebas de implementacién en

la industria de E&P que fueron realizadas usando la técnica de

fracturamiento hidraulico por pulsos de arena a nivel mundial.
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El campo Loma La Lata (LLL) en Sudamérica estd localizada
aproximadamente a unas 60 millas del nor-oeste de Neuquén, Argentina, en
la regidn sur oeste del pais. Con mas de 300 pozos activos, este campo es
el principal productor de gas en Argentina, contando con el 26% de la
produccion de gas a nivel pais. Y descubierto en el afio 1977. Los
hidrocarburos se situan en el flanco de una anticlinal en las arenas Eolian
(finas a grano grueso) de la formacion Sierras Blancas en la cuenca de
Neuqueén. El reservorio esta dividido en tres capas localizadas en el intervalo
9500 a 10500 pies. ElI mas profundo corresponde a un arreglo de facies de
duna; el intermedio resultado de la deposicion de facies de estratos de arena
es la mas prolifica; y el superior estd conformado de facies de duna e inter
duna. La siguiente figura resume las propiedades de reservorio elementales

de esta formacion.

Figura 2-28 Ubicaciéon del campo Loma La Lata y propiedades de reservorio basicas.

Fuente: SPE Paper, 135034

A pesar de la continua actividad de perforacion y actividades de
fracturamiento, la produccion empez6 a declinar en el campo LLL en los
ultimos afos. Esta situacion combinada a la mayor demanda, impulsé a la
operadora del campo a buscar nuevas alternativas de estimulacion de
pozos. La decision fue para llevar a cabo un estudio orientado a evaluar las

fracturas hidraulicas usando la técnica de generacion de canales de flujo
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abierto de alta conductividad mediante un bombeo discontinuo de propante

cargado de fibra y fluido limpio.

2.3-3 1 Estudio completo del campo

El desempefio de la técnica de fracturamiento por pulsos fue evaluado
en un estudio de campo abarcando la estimulacion de 15 pozos. Siete pozos
(referidos aqui de N1 a N-7) fueron estimulados con la técnica de
fracturamiento por pulsos. Los resultados de produccion de estos pozos
fueron comparados con los datos de producciébn de 8 pozos vecinos
estimulados de manera convencional (referidos de C-1 a C-8). La figura a
continuacion resume las tasas de produccion inicial (medido como el pico de
tasa produccién dentro de los primeros treinta dias) de los pozos del &mbito
de estudio. Los pozos fueron agrupados por su proximidad en el campo y
por sus similitudes en cuanto a propiedades geoldgicas. La tasa produccion
inicial promedio de los pozos tratados convencionalmente fue de 5.4
MMscf/d, mientras que aquellos tratados mediante fracturamiento por pulsos
mostraron una tasa de produccion inicial promedio de 8.2 MMscf/d, esto es

un 53% mayor.

Figura 2-29 Comparacion de la tasa de produccion inicial de pozos tratados con la
técnica de fracturamiento por pulsos y los correspondientes estimulados

convencionalmente.

Fuente: SPE Paper, 135034
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La data de produccion historica fue analizada para este grupo de
pozos. Las ecuaciones de Arps (Arps, 1945) fueron empleadas para estimar

el prondstico de produccion:

1
deey = q:(1+ bD;) b

De donde:

. !
I{(l—qbl)ni [1—(1+bDit]" 5~ b+ {0'1}'\|
Qo = J, a(t)dt' = { (1 —ePi) #b=0,

A %ln(l + D;t) sb=1. )

En estas ecuaciones, q) Y Q) Son empleadas para la tasa de

produccion y para el acumulado de produccibn a un tiempo t ,

respectivamente.

Figura 2-30 Produccién acumulada promedio por pozo (rombos=dato real) y

proyeccion en 10 afios (lineas sélidas).

Fuente: SPE Paper, 135034
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La figura anterior muestra la data de produccion acumulada promedio
por pozo para cada grupo (simbolos). La data fue ajustada usando las
ecuaciones de Arps para calculo de acumulados y los parametros ajustados
fueron comparados a los obtenidos del ajuste de 15 afios de produccién
acumulada de otros pozos productores del area para verificar la

consistencia.

Los resultados de este estudio indica que la implementacion de la
técnica de fracturamiento por pulsos adicionan un 15% (+1.0 Bcf) a lo

esperado en 10 afos de produccion acumulada por pozo.

2.3-3_2 Comparacion en arenas de baja K

Para este caso se estudiaron a los pozos N-1 y C-1 localizados en la
zona sur del campo LLL los cuales son considerados geolégicamente
equivalentes en términos de las propiedades de la zona de interés, cuyo
tope esta localizado a una profundidad de 9890 pies (TVD).

Porosidad = 11%
Permeabilidad efectiva = 0.09 mD
Arena neta = 50 pies

Presion de fondo: 3770 psi

La zona de interés fue estimulada en el pozo N1 con la técnica de
fractura por pulsos descrita hasta este punto. Y la misma zona fue
estimulada en el pozo C-1 con la técnica convencional de empaque de

propante continuo.

La tasa de produccion inicial del pozo N-1 fue del 30% mayor que el
pozo vecino C-1 (4.4 MMscf/d contra 3.4 MMscf/d). Finalmente la estimacion
de recobro en 10 afios usando las ecuaciones del modelo de Arps es de 0.7
Bcf (47%) mayor para el pozo estimulado por pulsos.
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Figura 2-31 Analisis de prueba de Buildup - La interpretacion de la data se vuelve

insensible para valores de conductividad de fractura por encima de 1500 mD.ft.

Fuente: SPE Paper, 135034

La figura anterior muestra los resultados de una prueba Buildup
después del tratamiento llevada a cabo en el pozo N-1. El plot log-log
resume la data de la funcion de la pseudo presion Am (p) y su derivativa
contra el tiempo At, siguiendo los principios clasicos de analisis de la prueba
de Buildup (Economides y Nolte, 2000). La caida inicial en la derivativa es
un indicativo de los efectos de almacenamiento del pozo (H.J.Ramey, Jr.,
1965). Interesantemente, las respuestas observadas en el cual ambos Am(p)
y Am(p) exhiben pendientes paralelas en un largo periodo de tiempo es
consistente con aquellos de fracturas creadas en un reservorio de forma de

canal (Ehlig-Economides y Economides, 1985).

Otros pozos tratados con fracturamiento por pulsos de arena y fluido
limpio para los cuales se les realiz6 un analisis después del fracturamiento
mostraron esta tendencia. Es notorio considerar que este tipo de respuesta
es una consecuencia de la presencia de canales dentro de la fractura. Los
canales cambian los patrones de flujo dentro de la fractura de una forma
consistente con aquellas que podrian ser esperados en un reservorio de

forma de canal. EI almacenamiento del pozo en este caso podria ser
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interpretado como un efecto transiente que resulta de la transicion de flujo
de canal a flujo a través del medio poroso a medida que los fluidos del
reservorio entra a la cola de empagque de propante en la cercania del pozo y
antes de que un régimen pseudo estable es establecido. Por ultimo la figura
también muestra un analisis de sensibilidad para la respuesta de la prueba
de Buildup como una funcion de la conductividad de la fractura. Se observa
gue la data del Buildup es ajustada con valores de conductividad de fractura
iguales 0o mayores que 1500 mD.ft, indicando que el resultado de la
conductividad de fractura estd en el umbral de conductividad infinita para

condiciones del reservorio.

2.3-3_3 Comparacion en arenas de moderada K

Para este caso fueron estudiados los pozos N-7 y C-5 productores de
gas y condensados de la misma zona, que exhibe las siguientes
propiedades:

Porosidad = 18%
Permeabilidad efectiva = 0.42 mD
Arena neta = 90 pies

Presion de fondo: 4050 psi

La tasa de produccion inicial promedio de los pozos vecinos
estimulados convencionalmente fue de 6.4 MMscf/d, mientras que el pozo
estimulado con la técnica de fracturamiento por pulsos (N-7) tuvo una tasa
de produccion inicial de 8.9 MMscf/d (ver figura 2.29). Esta diferencia
representa mas del 40% en mejora de produccion inicial de gas. Después de
dos afios, el pozo tratado convencionalmente produjo 3.5 Bcf de gas,
mientras que el pozo tratado con este enfoque de tratamiento por pulsos
produjo 4.5 Bcf de gas (+1.0 Bcf, +29%) como se muestra en la figura 2.32.
Estos resultados en produccién confirman que el fracturamiento por pulsos
no so6lo provee de una mayor tasa de produccién inicial sino también una
sostenida mayor produccion en el tiempo. Estos resultados también ilustran

que la estructura de canales que son creadas dentro del empaque de
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propante se mantiene en el lugar por no menos de dos afios para los cuales

los pozos continuaron produciendo después de haber sido estimulados.

Figura 2-32 Comparacion de la tasa de produccion del pozo N-7 tratado con la
técnica de fracturamiento por pulsos y el correspondiente C-5 estimulado

convencionalmente.

Fuente: SPE Paper, 135034

2.4 Comparacion entre fracturamiento convencional y por pulsos

2.4-1 Ventajas

Como resultado de proveer significativamente una alta conductividad de
fractura este enfoque de disefio de fracturamiento hidraulico nos da los

siguientes beneficios;

2.4-1_1 Incremento inicial y sostenido de produccion

El incremento del area de contacto con el reservorio y la conectividad
mejorada entre el reservorio y el pozo mediante canales altamente
conductivos han eliminado tradicionales pérdidas de conductividad del
empaque de propante manifestado como resistencia al flujo por caidas de
presion producto de aplastamiento (crushing) y empotramiento (embedment)
de propante, migracion de finos, dafio residual por pobre recobro de gel,

dafo por flujo multifasico de fluidos, fuerzas de arrastre, fuerzas capilares, y
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pérdida de impulso de fluidos (momentum) significando en incrementos de
produccion inicial y en el mediano plazo hasta del orden del 51% como en

Talinskoe Field (Rusia).

TABLA 2.1 RESUMEN DE CAMPOS DE RESERVORIOS PERMEABLES (k>0.1mD)
TRATADOS CON LA TECNICA DE FRACTURAMIENTO POR PULSOS.

Fuente: SPE Paper, 163836

2.4-1_2 Menor uso de propante y agua

Se aprecian que los volumenes requeridos de propante para un
tratamiento por pulsos tipicamente son un 43% menor de la arena requerida
normalmente para un tratamiento convencional. En cuanto a los
requerimientos de agua se observan valores tipicos de reduccion de

requerimiento de agua del orden del 35%.

2.4-1_3 Reduccion en la presion neta

Alrededor del mundo se han observado reducciones de hasta 41%
(Jonah Field, USA) debido principalmente a la significativa menor carga de
propante (50%) empleado y al uso de fibras (como parte del sistema de
fluido) que promueve crecimiento en longitud mientras se reduce el

crecimiento en altura.

2.4-1_4 Eliminacion de arenamientos prematuros

A febrero del 2013 se han realizado alrededor de 10,000 tratamientos

de fracturamiento por pulsos en alrededor 1000 pozos en aproximadamente

3 afos en reservorios de esquisto, carbonato y arenisca alrededor del
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mundo. En el que se aprecian una baja ocurrencia de arenamientos

prematuros, es decir se tiene una razon de éxito del 99.95 %. Tal fiabilidad

es explicada por los siguientes hechos:

Un tratamiento por pulsos tipicamente requiere un promedio de 43%
menos de carga de propante a ser bombeado comparado a un
tratamiento convencional pero con un volumen de fluido similar (la
mitad de los pulsos durante el bombeo estan libres de propante, en
cambio el propante es bombeado continuamente en un fracturamiento

convencional);

Los pulsos limpios ayudan a transportar los pilares de propante sin
que se formen puentes debido a la presencia de material fibroso, de
ese modo el riesgo de completar el empaque de propante en la

fractura con un subsiguiente de arenamiento prematuro es mitigado.

Debido a la reduccion en la presion neta durante el tratamiento se

favorece en la eliminacion de eventos de arenamientos prematuros.

2.4-1 5 Menor pérdida de presion y mejor limpieza

Los canales de flujo abiertos muestran incrementar la conductividad

significativamente reduciendo la caida de presién por friccién a lo largo de la

fractura, ayudando de este modo a mejorar la limpieza de la misma y al

recobro de polimeros al término del tratamiento en la etapa de flowback. En

la evaluacion de la mejor limpieza de la fractura, es muy atil no solo

cuantificar la cantidad de fluido recuperado sino también saber cuanto

polimero esta presente en este fluido. Esta medida es realizada a través de

determinacién colorimétrica de concentraciébn de guar en las muestras de

fluido recuperado.

2.4-1_6 Mayor longitud y menor crecimiento vertical
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Una reduccién en el incremento de la presién neta es caracteristica
de sistema de fluidos que promueven incremento en longitud geométrica
mientras se reduce el crecimiento de la altura de la fractura. Esta es una
caracteristica que es benéfica para promover extension de fractura
localizada a la zona de interés mientras se mantiene el desarrollo de altura
de fractura necesaria para el largo de intervalo tratado con la técnica de
punzado de entrada limitada. Larga longitud efectiva de fractura parece ser
promovida por el uso de fibras. Se han reportado que durante tratamiento
cargado de fibras en donde el bombeo de propante es continuo con el
objetivo de desarrollar un homogéneo empaque de propante, el crecimiento
de la altura de la fractura decrece en un rango de 20-30%, la longitud del
empaque se incrementa en un rango de 5-15% y un incremento en el ancho
de fractura del orden del 12-15% cuando se compara confluidos
crosslinkeados convencionales (Engels et al., 2004; Sitdikov et al., 2009).

TABLA 2.2 TRATAMIENTO POR PULSOS CONTRA CONVENCIONAL (KAYUMOQV al., 2012)

Fuente: SPE Paper, 163836

2.4-1_7 No requiere uso de propante de alta calidad

En general no hay limitaciones en la seleccion de propante usadas
con esta técnica (excepto por la etapa de cola del tratamiento TAIL-IN). El
tratamiento por pulsos no depende de las propiedades del propante debido a
gue el flujo de fluidos después del fracturamiento se da a través de los
canales de flujo abiertos generados y no a través del empaque de propante
de donde el flujo de fluidos se da a través de los poros artificiales de mayor

permeabilidad a la original del reservorio generados en un tratamiento
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convencional. Por ende, no hay beneficio en usar proponte de alta calidad

como los cerdmicos por ejemplo.

2.4-1 8 Rampa de propante agresivo

El incremento reducido de la presién neta permite tener una rampa de
propante mas agresivo durante los tratamientos como los observados en
Jonah Field en donde se ha reportado un impacto positivo en los resultados

de sus tratamientos.

2.4-1_9 Impacto en seguridad y medio ambiente

Finalmente, tiene intrinsecamente el valor agregado de hacer la
operacion de fracturamiento hidraulico medioambientalmente mas amigable
y cumplir con estandares de seguridad por su significante reduccién de
requerimiento de propante, aprovisionamiento de agua, consumo de diésel,
emision de gases de invernadero y riesgos asociados a movilizacion de

agua y propante en el proceso.

2.4-2 Desventajas

2.4-2_1 Equipos de superficie y software

Operativamente la aplicabilidad de esta técnica presenta
requerimientos especiales para la unidad del blender. La ejecucion del
tratamiento por pulsos requiere configuraciones especiales para los equipos
de mezcla de superficie. Esta tarea ha comprendido esfuerzos significantes
en desarrollar modificaciones en los procesos de control de los equipos de
superficies y programas de un modo que permita de una forma consiste y
confiable la cristalizacion de un programa de bombeo por pulsos. Un intento
de ejecutar esta técnica con un blender no compatible resultara en fallas
serias al equipo y en cuanto a la generacion no adecuada de los pilares de

propante de manera muy significativa.
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2.4-2_2 Modelamiento de propiedades geo mecanicas

En cuanto a modelamiento de propiedades geo mecanicas es de
especial consideracion la razén del médulo de Young al esfuerzo de cierre
para la aplicabilidad del tratamiento por pulsos debido a que esta técnica no
es aplicable en formaciones débiles con valores de médulo de Young bajos
(2 a 2.5E+06) o en ambientes de altos esfuerzos de cierre (encima de 8000
psi) ya que podrian causar el colapso de la formacion alrededor de los
pilares de propante creados resultando en pinch points que afectarian
negativamente la conductividad de la fractura. Se espera que los canales se
mantengan en formaciones donde la razon del modulo de Young al esfuerzo
de cierre se mantenga por encima de 350. Se sabe que los canales pueden
ser mantenidos para razones por debajo de 200, sin embargo en analisis
como el llevado a cabo en Marcellus Shales (USA) para la aplicabilidad del

meétodo es considerado un valor conservativo de 500.

Figura 2-33 Mapa compuesto de aplicabilidad geomecanico de fracturamiento por

pulsos en Marcellus (USA).

Fuente: SPE Paper, 149426
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CAPITULO 3

ESTUDIO DEL AREA

3.1 Estudio geoldgico

En el Noroeste del Peru los sedimentos Cretaceos y Terciarios estan
constituidos por areniscas, conglomeradas, lutitas y calizas que yacen en
discordancia angular sobre sedimentos paleozoicos y basamento igneo. El
rasgo geomorfolégico principal estd representado por el sistema de
montafas de los cerros de Amotape constituido por cuarcitas y pizarras
paleozoicas que marcan el limite este de la sedimentacion del Terciario.
Hacia el oeste de los Amotapes se encuentran afloramientos del Terciario
formando colinas cubiertas parcialmente por depdsitos recientes
denominados Tablazos que son caracteristicos por su horizontalidad. La
tectonica regional fue resultado del levantamiento orogénico del Sistema
Andino durante el Terciario, también contribuy6 a la evolucion estructural, el
hundimiento paulatino producido en la faja costera del Océano Pacifico
donde se acumuld6 mas de 40,000 pies de sedimentos, habiéndose
generado sistemas complejos de fallamientos en bloques y repeticiones
estratigraficas que identifican el caracter complejo de la geologia de esta
region. En el Noroeste se han localizado tres cuencas sedimentarias

principales que son Progreso, Talara y Lancones.

3.1-1 Cuenca Talara

La cuenca Talara es una inusual cuenca de ante arco debido a que
muestra muchas caracteristicas los cuales no son propias de tal contexto
tectonico. Estas caracteristicas aparentemente son resultado de la locacion
de la cuenca en la interseccion del aulacégeno del Amazonas, el cinturon
orogénico andino y la zona de subduccién de la fosa Pera-Chile. La historia
de la cuenca de ante arco de Talara esta dominada por actividad tectonica
extensional y no por compresional el cual alcanzé su pico en el Eoceno junto

a deslizamientos gravitacionales de bajo angulo. Este tectonismo empezo6
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con una prolongada fase sedimentaria el cual durante el Paleoceno-Eoceno
generaron un sistema complejo de horts y grabens (fosas tectdnicas)
rodeadas por principales fallas normales de alto angulo de orientaciéon NE-
SW y NW-SE. Estrechamente relacionada a fases repetidas de
levantamiento y erosion en las areas de origen andino oriental. Este patrén
estructural controlé inusualmente una sedimentacion clastica gruesa y tosca
durante el paleoceno y eoceno. Espesores de hasta 20,000 pies han sido
preservados en los cuales rocas volcanicas estan esencialmente ausentes.
Los ambientes deposicionales fueron una serie de sistemas interferidos,
transversales y longitudinales de origen deltaicos y submarinos de abanicos.
Todos ellos contienen porciones distales en donde el esquisto submarino de
alto contenido organico fue depositado.

Figura 3-1 Mapa de restauracion de esfuerzos

Fuente: Geologia general, Cesar Morales Carrillo.



Figura 3-2 Columna estratigrafica y Litolégica de Talara.
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3.1-2 Abanicos submarinos Hélico — Sistema de esquisto Talara

Este sistema estda representado por al menos tres abanicos
submarinos transversales, que se remonta a sus cafiones de alimentacion,

en el paso de Siches o bajo.

(1) La més meridional, al norte del rio Chira, muestra un cafién al
ambiente interno del abanico, con isopacos que alcanzan 1,300

pies en el eje del cafon.

(i) El segundo abanico transversal, cuyo eje en la actualidad cruza la
linea de costa en Lobitos, tenia una curva, en sentido de flujo NE-
SW. Muestra un cafion canalizado y facies al interior del abanico
de conglomerados y areniscas conglomeradicas, y llega a 400
pies espesor a lo largo del eje. La trilobulada seccion media del
abanico consiste en conglomerados y areniscas conglomeradicas
en canales, y de areniscas guijarrosas a masivas con estructuras
de asentamiento en las areas entre canales y lobulos. El abanico
exterior, que es de hasta 1,000 pies de espesor, consta de
areniscas graduadas de grano fino y limolitas interpretados como

turbiditas clasicas.

(iii)  la tercera y la mas septentrional del abanico transversal, cruzando

la costa cerca de Mancora, es esencialmente similar a la segunda.

Para los tres abanicos transversales, la facies de cuenca de llanura
consiste en lutitas pelagicas generalizados, con capas de areniscas finas
discontinuas que estan implicados en depresiones a gran escala. Estas
caracteristicas fueron inducidas por las fases de levantamiento tectonico en
las areas de origen y reactivacion relacionada del sistema de fallas dentro de
la Cuenca Talara, lo que llevé a un pronunciamiento general de las laderas
de deposicién. Muchas de estas caracteristicas de depresion son visibles en

afloramientos en la ciudad de Talara.



Figura 3-3 Modelo deposicional de abanicos submarinos Hélico — Sistema de esquisto
Talara. La linea negra resaltada es la linea de costa del Pacifico, con el océano a la

izquierda.

Fuente: Journal of Petroleum Geology, VOL 16 (1)

83



Figura 3-4 Afloramiento de formacién Hélico, Distrito de Lobitos (Piura-Peru).

Fuente: Foto P. Arriola
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CAPITULO 4

ESTUDIO DEL POZO PILOTO

4.1 Historial del pozo NP MONTE-1D

4.1-1 Informacion general

Ubicacion:

Locacion legal de superficie: SAVIA-Z2B-23-NORTE PUNTA MONTE 1D
Pais: Pera

Departamento: Piura Provincia: Talara

Lote: Z2B

Yacimiento: Lobitos

Area: Tierra

Profundidad perforada: 4553’ MD (1667’ TVD)

Elevacion: KB, 35 pies ASL

Coordenadas UTM: N 9'510,426.45m E 470,554.03 m

Clasificacion

Clasificacion: Pozo de desarrollo (Locacion nueva en tierra)
Tipo de pozo: Desviado, de alto angulo (85°)

Objetivo: Hélico

Estado: Pozo de petréleo en produccion

Tipo de levantamiento:  Asistido con Jet Claw Pump System

Las secciones con diferentes casing fueron los siguientes:

Phase Planned Real

Csg Point | Csg Point
13 3/8" Casing 150 157
9 5/8" Casing 2600 2626
51/2" Casing 3950 4521
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A continuacion se muestra el progreso de la perforacién del pozo en

profundidad, tiempo y costo comparado entre lo estimado y real,
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Seguido se muestran una proyeccion vertical y horizontal, asi como un perfil

de inclinacion y de dogleg del pozo;
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DIRECTIONAL PLAN
Casing points inati . +E/-W (ft) Correct | Vertical
+N/-S (ft) [+E/-W (ft) | Section (ft) | (deg/100 ft)
Start Drilling 0.00 0.00 0.00 0.00 35.0 0.00 0.00 -5.8 9.5 0.00 0.00
100.00 0.00 0.00 100.00 -65.0 0.00 0.00 -5.8 9.5 0.00, 0.00f
133/8in Casing 150.00 0.00 0.00] 150.00 -115.0 0.00 0.00 -5.8 9.5 0.00] 0.00f
KOP & BUILD_PDM 8in 170.00 0.00 0.00 170.00 -135.0 0.00 0.00 -5.8] 9.5 0.00 0.00]
200.00 0.90( 261.02 200.00 -165.0 -0.04 -0.23 -5.8 9.3 0.24 3.00
1st Nudge_DLS 3°/100ft 270.00 3.00 261.02 269.95 -235.0 -0.41 -2.59 -6.2 7.0 2.62 3.00
300.00 489 261.02 299.88 -264.9 -0.73 -4.62 -6.5 49 4.68| 6.30
400.00] 11.19( 261.02 398.85 -363.9 -2.91 -18.43 -8.7 -8.9 18.66) 6.30
500.00 17.49] 261.02 495.68 -460.7 -6.78 -42.88 -12.6 -333 43.42 6.30
600.00 23.79] 261.02 589.22 -554.2 -12.28 -77.68 -18.1 -68.1 78.65 6.30
700.00 30.09] 261.02 678.32 -643.3 -19.34 -122.41) -25.1 -112.9 123.93 6.30
Monte : 797.62 36.24( 261.02 760.00 -725.0 -27.68 -175.13 -335 -165.6 177.31 6.30
800.00 36.39] 261.02 761.92 -726.9 -27.90 -176.53 -33.7 -167.0 178.72 6.30
900.00 42,69 261.02 839.00 -804.0) -37.83 -239.38, -43.6 -229.8 242.35 6.30
1000.00] 48.99] 261.02 908.63 -873.6 -49.02 -310.20 -54.8 -300.7 314.05 6.30
1100.00 55.29] 261.02 969.97 -935.0 -61.34 -388.15 -67.1 -378.6 392.96 6.30
1200.00] 61.59] 261.02| 1022.28 -987.3 -74.63 -472.27 -80.4 -462.7 478.13 6.30
1300.00] 67.89] 261.02] 1064.94] -1029.9 -88.74 -561.55 -94.5 -552.0 568.52 6.30
1400.00 74191 261.02| 1097.41] -1062.4| -103.50 -654.92) -109.3 -645.4 663.05 6.30
EOB & HOLD_DLS
- 1491.68| 79.97] 261.02| 1117.90| -1082.9( -117.44 -743.15 -123.2 -733.6 752.37 6.30
6.3°/100ft
1500.00] 79.97] 261.02| 1119.35| -1084.4| -118.72 -751.24 -124.5 -741.7 760.56) -
1600.00] 79.97] 261.02| 1136.78| -1101.8| -134.09 -848.50 -139.9 -839.0 859.03 -
1700.00 79.97] 261.02| 1154.20| -1119.2] -149.46 -945.77, -155.3 -936.2 957.50 0.00]
1800.00] 79.97| 261.02| 1171.62| -1136.6| -164.83 -1043.03 -170.6 -1033.5 1055.97 0.00|
1900.00 79.97] 261.02| 1189.04| -1154.0] -180.20 -1140.29 -186.0)  -1130.7 1154.44 0.00]
2000.00 79.97 261.02 | 1206.47 | -11715 | -195.57 -1237.56 -201.4]  -12280[ 1252.91 0.00]
2100.00 79.97] 261.02| 1223.89| -1188.9| -210.94 -1334.82 -216.7 -1325.3 1351.38 0.00f
2200.00 79.97] 261.02| 1241.31] -1206.3| -226.31 -1432.08 -232.1 -1422.5 1449.85 0.00]
2300.00 79.97] 261.02| 1258.74| -1223.7| -241.68 -1529.35 -247.5 -1519.8 1548.33 0.00|
2400.00 79.97] 261.02| 1276.16| -1241.2| -257.05 -1626.61 -262.9 -1617.1 1646.80 0.00]
2500.00 79.97| 261.02| 1293.58| -1258.6| -272.42 -1723.87 -278.2 -1714.3 1745.27 0.00]
PO; 9 5/8 in Casing;
Helico 2599.97 79.97] 261.02| 1311.00| -1276.0| -287.79 -1821.11 -293.6| -1811.6 1843.71 0.00
2600.00 79.97] 261.02| 1311.01| -1276.0f -287.79 -1821.14 -293.6 -1811.6 1843.74, 0.00}
2700.00 79.97] 261.02| 132843 -1293.4| -303.16 -1918.40 -309.00 -1908.9 1942.21 0.00]
2800.00 79.97] 261.02| 1345.85| -1310.9] -31853 -2015.66 -324.3 -2006.1 2040.68 0.00]
2900.00 79.97] 261.02| 1363.27| -1328.3| -333.90 -2112.93 -339.7 -2103.4 2139.15 0.00}
3000.00 79.97| 261.02| 1380.70| -1345.7| -349.27 -2210.19 -355.1 -2200.6 2237.62 0.00]
3100.00 79.97] 261.02| 1398.12| -1363.1| -364.64 -2307.45 -370.4 -2297.9 2336.09 0.00}
3200.00 79.97] 261.02| 1415.54] -1380.5| -380.01 -2404.72 -385.8]  -2395.2 2434.56 0.00]
3300.00 79.97] 261.02| 1432.97| -1398.0] -395.38 -2501.98 -401.2 -2492.4 2533.03 0.00]
3400.00 79.97| 261.02| 1450.39| -1415.4( -410.75 -2599.25 -416.6 -2589.7 2631.50 0.00f
3500.00 79.97] 261.02| 1467.81| -1432.8| -426.13 -2696.51 -431.9 -2687.0 2729.97 0.00]
3600.00 79.97] 261.02| 1485.24| -1450.2 -441.50 -2793.77 -447.3 -2784.2 2828.44 0.00|
Chacra: 3684.74 79.97 261.02 | 1500.00 | -1465.0 | -454.52 -2876.19 -460.3 -2866.6( 2911.89 0.00]
3700.00 79.97] 261.02| 1502.66| -1467.7| -456.87 -2891.04 -462.7 -2881.5 2926.91 0.00]
3800.00 79.97] 261.02| 1520.08| -1485.1| -472.24 -2988.30 -478.0 -2978.8 3025.38 0.00f
3900.00 79.97] 261.02| 1537.50| -1502.5| -487.61 -3085.56 -493.4|  -3076.0 3123.85 0.00]

TD; 51/2in Casing 3950.00 79.97| 261.02] 1546.22 -1511.2| -495.29 -3134.19 -501.1)  -3124.6 3173.09 0.00
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REAL SURVEYS

Inclination || Azimut Subsea Vertical Dogleg Rate
MD (ft) (degree) | (degree) TVD (ft) Depth (ft) +N/-S (ft) | +E/-W (ft) Se(cfttl)on (deg/100 ft) Mode
0.00 0.00 0.00 0.00 35.00 0.00 0.00 0.00 0.00 Gyro
112.00 0.21 204.87 112.00 -77.00 -0.19 -0.09 0.11 0.19 Gyro
207.00 3.65 254.76 206.93 -171.93 -1.14 -3.08 3.22 3.70 Gyro
296.00 8.70 261.06 295.39 -260.39 -2.93 -12.47 12.77 5.72 Gyro
396.20 13.18 268.72 393.75 -358.75 -4.36 -31.38 31.68 4.69 MWD
486.83 17.34 268.33 481.16 -446.16 -4.99 -55.22 55.33 4.59 MWD
577.61 21.81 268.35 566.67 -531.67 -5.87 -85.62 85.49 4.92 MWD
668.18 29.06 264.47 648.42 -613.42 -8.48 -124.38 124.18 8.21 MWD
758.76 35.19 262.70 725.09 -690.09 -13.92 -172.22 172.28 6.85 MWD
802.26 38.06 261.94 760.00 -725.00 -17.39 -197.93 198.22 6.68 MWD
849.55 41.19 261.22 796.42 -761.42 -21.81 -227.76 228.37 6.69 MWD
947.28 48.05 260.46 865.94 -830.94 -32.76 -295.48 296.98 7.04 MWD
1,038.02 50.16 259.00 925.35 -890.35 -45.00 -362.97 365.54 2.62 MWD
1,130.26 56.14 258.30 980.64 -945.64 -59.54 -435.30 439.26 6.51 MWD
1,222.11 62.45 258.82| 1,027.52 -992.52 -75.19 -512.66 518.12 6.89 MWD
1,314.53 68.09 259.91 1066.17 -1031.17 -90.65 -595.14 601.99 6.20 MWD
1,407.06 74.32 260.26 1095.96 -1060.96 -105.72 -681.38 689.53 6.74 MWD
1,499.23 78.79 260.63 1117.39 -1082.39 -120.60 -769.76 779.15 4.87 MWD
1,589.93 82.20 261.25 1132.36 -1097.36 -134.68 -858.09 868.59 3.82 MWD
1,681.74 83.62 261.29 1143.69 -1108.69 -148.51 -948.14 959.69 1.55 MWD
1,788.09 84.96 260.74 1154.28 -1119.28 -165.03 -1052.66 1065.51 1.36 MWD
1,884.94 84.32 260.14 1163.32 -1128.32 -181.05 -1147.74 1161.93 0.90 MWD
1,980.14 80.63 260.09 1175.79 -1140.79 -197.25 -1240.71 1256.29 3.88 MWD
2,069.19 77.29 260.18 1192.84 -1157.84 -212.22 -1326.80 1343.67 3.75 MWD
2,161.36 74.99 261.05 1214.92 -1179.92 -226.81 -1415.08 1433.14 2.66 MWD
2,253.98 72.95 261.31 1240.49 -1205.49 -240.46 -1503.05 1522.16 2.22 MWD
2,344.47 73.67 262.10 1266.48 -1231.48 -252.97 -1588.82 1608.83 1.15 MWD
2,436.55 77.19 262.18| 1,289.64| -1,254.64 -265.15 -1,677.08 | 1,697.91 3.82 MWD
2,557.70 80.51 261.35| 1,313.06| -1,278.06 -282.18 -1,794.70 | 1,816.75 2.82 MWD
2,641.63 81.21 260.43| 1,326.40| -1,291.40 -295.30 -1,876.52 | 1,899.61 1.37 MWD
2,734.25 81.15 261.64| 1,340.60| -1,305.60 -309.56 -1,966.92 | 1,991.14 1.29 MWD
2,824.51 80.73 261.01| 1,354.81| -1,319.81 -323.01 -2,055.04 | 2,080.27 0.83 MWD
2,916.59 80.65 261.34| 1,369.71| -1,334.71 -336.95 -2,144.83 | 2,171.13 0.36 MWD
3,037.79 80.36 261.29| 1,389.70| -1,354.70 -355.00 -2,263.00 | 2,290.67 0.24 MWD
3,177.61 80.43 261.29| 1,413.03| -1,378.03 -375.87 -2,399.27 | 2,428.53 0.05 MWD
3,269.78 80.42 261.19| 1,428.36| -1,393.36 -389.72 -2,489.09 | 2,519.42 0.11 MWD
3,360.48 80.50 260.59| 1,443.40| -1,408.40 -403.88 -2,577.41 | 2,608.86 0.66 MWD
3,452.29 80.44 260.56| 1,458.60| -1,423.60 -418.70 -2,666.73 | 2,699.40 0.07 MWD
3,556.53 80.35 260.56| 1,475.99| -1,440.99 -435.56 -2,768.12 | 2,802.18 0.09 MWD
3,642.95 80.50 260.48| 1,490.36| -1,455.36 -449.60 -2,852.17 | 2,887.39 0.20 MWD
3,729.51 80.35 260.41| 1,504.76| -1,469.76 -463.77 -2,936.34 | 2,972.74 0.19 MWD
3,816.10 80.15 260.37| 1,519.43| -1,484.43 -478.01 -3,020.48 | 3,058.07 0.24 MWD
3,902.76 79.50 260.52| 1,534.73| -1,499.73 -492.17 -3,104.60 | 3,143.37 0.77 MWD
3,989.38 79.29 260.61| 1,550.68| -1,515.68 -506.13 -3,188.58 | 3,228.50 0.26 MWD
4,076.10 79.01 261.00| 1,567.00| -1,532.00 -519.74 -3,272.66 | 3,313.67 0.55 MWD
4,162.67 78.44 260.76| 1,583.93| -1,548.93 -533.19 -3,356.49 | 3,398.57 0.71 MWD
4,249.26 77.27 260.61| 1,602.14| -1,567.14 -546.90 -3,440.02 | 3,483.22 1.36 MWD
4,335.79 76.72 260.08| 1,621.62| -1,586.62 -561.04 -3,523.14 | 3,567.52 0.87
4,422.33 76.58 259.74| 1,641.60| -1,606.60 -575.79 -3,606.03 | 3,651.71 0.42
4,533.00 76.20 258.81| 1,667.64| -1,632.64 -595.80 -3,711.72 | 3,759.22 0.89

4.1-1 Descripcion geologica

4.1-1_1 Objetivos planeados

Se recomendd perforar el pozo Norte Pta. Monte — 1D para

desarrollar 131 MBO de reservas del reservorio formacion Hélico del campo
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Lobitos. La profundidad planeada fue de 3950’ MD (-1512 VSS) con un costo
estimado de 2,410 MUS$. El pozo fue propuesto como un pozo desviado de
alto angulo, con un angulo méximo de 79.95° hacia el S 81° O, con el
objetivo de alcanzar la secciéon completa de Hélico de zona superior de la
estructura hundida. Se esperaba encontrar el tope de Hélico a 2600° MD (-
1276’ VSS), en un bloque largo de aproximadamente 206 acres de tipo Horst
delimitado por dos fallas normales. La formacién Hélico estd compuesta por
areniscas medianamente masivas y de grano grueso, encima de una
seccion de conglomerados en la base. El espesor de arena neta alrededor
de Punta Monte se estim6 en 300°. Conforme a la deposicion sedimentaria
se esperaba encontrar otro curso de arenas similar a las encontradas hacia
el sur de Punta Folche. Los pozos vecinos (offset) son los siguientes:
FOLCHE-7D, el cual produjo con una taza inicial de 205 BOPD, FOLCHE-5D
con una taza inicial de 311 BOPD, FOLCHE-6D con taza inicial de 138
BOPD, LO8-3 taza inicial de 69 BOPD vy finalmente FOLCHE-3D el primer
pozo perforado con objetivo Hélico en la zona con una taza inicial de 275
BOPD asistido con Gas Lift. El siguiente cuadro muestra un resumen de las

profundidades alcanzadas durante la perforacion;

Norte Punta Monte 1D
Prognosis Real
Formation MD Thick Formation MD Thick
RT-GL 0 25 RT-GL 0 25
Talara 25 773 Talara 25 575
Monte 798 1802 Monte 600 2600
Helico 2600 1085 Helico Conglomerado 3200 908
Chacra 3685 265 Chacra 4108 165
R-Sand 4273 260
TD 3950 TD 4533

4.1-1 2 Secuencia estratigrafica

La secuencia estratigrafica esta principalmente compuesta por el
terciario medio y formaciones geoldgicas inferiores. Perteneciendo el
reservorio Hélico al grupo Talara. EI miembro conglomeradico Hélico esta
compuesto principalmente por areniscas conglomeradicas (alto porcentaje

de granos de cuarzo sueltos) intercaladas con capas delgadas de arcillas.
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4.1-1 3 Mapa estructural, arena neta y net pay

En el siguiente mapa se muestran las trayectorias de los pozos NP
MONTE-1D, NP MONTE-2D y NP MONTE-3D perforados en la locacién
Punta Monte excepto el pozo NP MONTE - 4D, el cual se opt6 por no ser
perforado debido a su cercania a la falla, mostrado en el mapa estructural, y
acorde a los resultados de produccion de los primeros encontrandose en
etapa de evaluacion. También se muestran los mapas de arena neta y net
pay de la zona de estudio y una correlacion estratigrafica N-S de la

formacién Hélico.

Figura 4-1 Mapa estructural de formacién Hélico.

Fuente: Savia Peru

Fuente: Savia Peru



Figura 4-2 Mapa de arena neta de formacién Hélico.

Fuente: Savia Peru
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Figura 4-3 Mapa de Net Pay de formacion Hélico en el area de estudio.

Fuente: Savia Peru
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Figura 4-3 Correlacion estructural de formacion Hélico en el area de estudio.

Fuente: Savia Peru
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4.1-2_4 Registro litolégico

A continuacion se muestra el registro litolégico del pozo NP MONTE —
1D, en el que se evidencia la arenisca conglomeradica a lo largo de la

formacién Hélico.
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4.1-3 Interpretacion Petrofisica

Del andlisis de interpretacion petrofisica se aprecian 4 intervalos con
presencia de arena limpia, tendencia de resistividad marcada y presencia de
fluorescencia que atribuye la presencia de hidrocarburos. Sin embargo se

puede también apreciar presencia de agua junto al track de fluorescencia
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gue indica una distribucién de saturacién de agua a lo largo de la arena
reservorio Hélico. Para efectos de completacion del pozo se denominan del
intervalo mas profundo al somero resaltados en barras de negro como etapa
1 (<4275-4350’>, etapa 2 <3950’-4105>, etapa 3 <3633'-3850’> y etapa 4
<3050’-3460> correspondiendo la etapa 1 a la formacion R-Sand y las 3
superiores a la formacion Hélico. A continuacidbn se muestra una tabla

resumen con los valores de caracterizacion petrofisica promedio.

TABLA 4.1 CARACTERIZACION PETROFISICA, POZO NP MONTE-1D
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4.1-4 Comportamiento Productivo

En cuanto a la produccion del pozo se aprecia una produccién inicial
de 188 BF (121 BO y 67 BW). A los 6 meses desde la completacion del pozo
se aprecia una produccion sostenida de 178 BF (33 BO y 145 BW). Cabe
recalcar que el pozo fue equipado con sistema de levantamiento artificial de
tipo Jet Claw Pump (sistema hidraulico) como parte de su completacion. El
alto corte de produccion de agua (BSW >80%) se atribuye a una zona de
alta saturacion de agua comparado a los pozos de Punta FOLCHE (BSW

promedio de 3%, formacion Hélico).
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4.2 Disefo de programa de fracturamiento

4.2-1 Consideraciones de disefio

4.1-1 1 Informacién de yacimiento

Yacimiento: Hélico / R-Sand

Presion (estimado): 420 psi

K:1-2 mD
Uo: 1cp

Densidad de tiros: 3 spf

L: 1.800E+06

Temperatura: 100 °F

Porosidad: 10%

Co: 8.07 E-06

Diametro de perforados: 0.4”
Médulo de Young (tomados de pozo offset FOLCHE-5D, Fm Hélico)
AL: 3.600E+06
AM: 3.100E+06
AS: 2.400E+06

4.2-1 2 Datos de completacion
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CASING

oD ID GRADE | Weight (PPF) THREAD TOP DEPTH (ft)
13 3/8" 12.63 N-80 54.5 BTC 34 158
9 5/8" 8.76 N-80 435 BTC 32 2623
51/2" 4.892 N-80 17.0 BTC 32 4521

4.2-1 3 Selecciodn de fluidos

YF100Flex — Robusto gel de fractura con polimero de alto rendimiento y

activador base doble borato

Los fluidos pertenecientes a la serie YF100Flex (Schlumberger)

corresponden a la ultima generacion de fluidos poliméricos compuesto de un

polimero refinado de alto rendimiento y un activador base doble borato que

le confiere una estabilidad excepcional en su reologia. Cuyas principales

caracteristicas son los siguientes: simple formulacion que permite obtener
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fluido altamente estable, rapida recuperacion al esfuerzo de corte, activacion
inmediata, estabilidad al usar mezclas de agua fresca/agua de formacion y

altas reologias con menores cargas polimeéricas.

En la figura anterior se puede observar reologias a sistema
YF120Flex (20Ib/1Kgal) a diferentes temperaturas donde se aprecia el fluido
(en este caso YF120Flex) presenta un comportamiento estable para todo el

rango de temperaturas probado (100-150 °F).

4.2-1 4 Equipo de fractura empleado

Unidad de bombeo: SPS 343 (2200 HHP), SPS 343 (1800 HHP) y SPS 342
(1000 HHP).

Equipo de mezcla blender: PODSTREAK.

Arenero: 2 areneros de 1200 ft3, capacidad total.

4.2-2 Programa de bombeo (estrategia)

EL programa de bombeo del tratamiento de fracturamiento hidraulico

para el pozo NP MONTE-1D fue disefiado para 4 etapas (shot/frac).
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Etapa 1 (R-Sand)
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Etapa 2 (Hélico)
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Etapa 3 (Hélico)
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Etapa 4 (Hélico)
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4.3 Simulacién del disefo de fractura

Para la simulacion se emplea un seudo modelo 3-D de multicapas
(software FracCade). Asi mismo por ser un pozo casi horizontal (angulo de
85°) y no tener la certeza de direccion de las fracturas se consideran un
caso hipotético en el que se crearan planos transversales a la trayectoria del
pozo. Por lo que en cada etapa se simulan los parametros de fractura de

cada plano. Para efectos de la presente tesis solo se mostraran en detalle
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los resultados completos de la simulacion de los 5 planos de la tercera
etapa, del pozo NP MONTE-1D, puesto que la simulacion completa
comprende 4 etapas con un total de 18 planos de fractura de los cuales se
mostraran sélo un resumen. Cabe indicar que se escoge la tercera etapa por
presentar una arena mas limpia y homogénea y corresponder al cuerpo
Hélico haciéndola mas representativa a diferencia de la primera que
corresponde a R-Sand y las otras que presentan cuerpos relativamente mas

sucios (mayor contenido de arcillas).

Por ultimo para efectos comparativos se muestra un resumen de las
simulaciones de los pozos NP MONTE-2D y NP MONTE-3D. El primero para
un tratamiento por pulsos de arena y fluido limpio y el segundo para ambos

un tratamiento por pulsos y con técnica de fractura convencional.

Etapa 3 (pozo NP MONTE-1D)

Plano 1
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Plano 2

Plano 3
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Plano 4

Plano 5
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Gréfica de 3ra etapa (5 planos)

Fuente: Savia Peru
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TABLA 4.2 RESUMEN DE SIMULACION DE FRACTURA, POZO NP MONTE-1D

(4 ETAPAS-PULSOS)
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TABLA 4.3 RESUMEN DE SIMULACION POZO NP MONTE-2D (2 ETAPAS-PULSOS)

FRACTURE SIMULATION NP MONTE-2D - 2 STAGES
Stage #2 (R-Sand) Stage # 3 (Helico)
1 2 3 4 5 6 &
Parameter/Fracture Stage-Plane o
— o on — o o 2
(] (] (] (0] (0] (0]
c c c c c c
© © © © © ©
(=% (=% (=% [~ [~ [~
Depth md (ft) 3699.0 | 3745.0| 3780.0 | 3470.0] 3525.0| 3555.0 -
Initial Fracture Top TVD (ft) 1498.0 | 1505.3 | 1515.5| 1456.5 | 1466.5| 1471.9 -
Initial Fracture Bottom TVD (ft) 1500.8 | 1507.7 | 1518.8 | 1458.7 | 1468.7 | 1474.5 -
Propped Fracture Half-Length (ft) 159.0 | 82.1 | 134.2 | 207.7 | 280.2 | 349.3 | 202.1
EOJ Hyd Height at Well (ft) 251.4 | 1144 | 192.2 40.7 89.4 23.9 118.7
Average Gel Fluid Retained Factor 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.0
Net Pressure (psi) 117 233 208 383 357 378 279.3
Efficiency 0.821 | 0.523 | 0.737 | 0.622 | 0.713 | 0.431 0.6
HiWay Conductivity mD.ft 2671 2687 2078 | 13076 | 1577 4286 | 4395.8
HiWay Fcd 16.8 32.7 15.5 62.9 5.6 12.3 24.3
HiWay Channeled Lenght (ft) 149.8 | 76.6 | 128.9 | 157.4 | 274.5 | 338.9 | 187.7
Max Surface Pressure (psi) 1262 1262 1262 1177 1177 1177 1219.5

Fuente: Elaboracion propia

TABLA 4.4 RESUMEN DE SIMULACION POZO NP MONTE-3D (2 ETAPAS-PULSOS)

FRACTURE SIMULATION NP MONTE-3D - 2 STAGES

Stage # 2 (Helico)

Stage # 3 (Helico)

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 &
Parameter/Fracture Stage-Plane H

Ll o~ (22} < wn - o~ (22} < wn 2

(9] (9] (9] (9] (9] (9] (9] (9] (9] (9]

j = j = j = j = j = j = j = j = j = j =

K] K] K] K] K] K] K] K] K] K]

o o o o o o o o o o
Depth md (ft) 4240.5 | 4242.5 | 4244.5 | 4247.5 | 4248.5 | 3957.5 | 3991.5 | 4016.5 | 4040.5 | 4054.5 | 4128.4
Initial Fracture Top TVD (ft) 1581.2 | 1581.5| 1581.5 | 1586.3 | 1587.8 | 1537.0 | 1542.2 | 1546.4 | 1550.5 | 1552.5 | 1564.7
Initial Fracture Bottom TVD (ft) 1581.5| 1582.4 | 1582.4 | 1586.5 | 1588.4 | 1538.9 | 1542.6 | 1546.8 | 1551.4 | 1553.9 | 1565.5
Propped Fracture Half-Length (ft) 189.8 | 188.1 | 191.0 | 192.1 | 178.0 | 135.3 | 123.7 | 140.6 | 127.2 | 131.5 159.7
EOJ Hyd Height at Well (ft) 130.9 | 131.2 | 130.8 | 127.2 | 130.8 | 111.6 | 119.0 | 111.2 | 117.0 | 116.5 122.6
Average Gel Fluid Retained Factor 1.00 1.00 1.00 | 1.00 1.00 1.00 | 1.00 1.00 1.00 1.00 1.0
Net Pressure (psi) 387 404 404 430 433 351 176 416 220 243 346.4
Efficiency 0.784 | 0.780 | 0.776 | 0.770 | 0.778 | 0.581 | 0.632 | 0.582 | 0.620 | 0.615 0.7
HiWay Conductivity mD.ft 3742 | 3225 | 3208 | 2954 | 3154 | 3424 | 3521 | 3442 | 3575 | 3285 | 3353.0
HiWay Fcd 9.9 8.6 8.4 7.7 8.9 18.8 211 18.2 20.9 18.6 14.1
HiWay Channeled Lenght (ft) 155.4 | 157.6 | 163.4 | 159.0 | 144.2 | 128.5 | 112.4 | 127.6 | 115.2 | 117.8 138.1
Max Surface Pressure (psi) 1932 | 1932 | 1932 | 1932 | 1932 | 3803 | 3803 | 3803 | 3803 | 3803 | 2867.5

Fuente: Elaboracion propia
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TABLA 45 RESUMEN DE SIMULACION POZO NP MONTE-3D (2 ETAPAS-
CONVENCIONAL)

FRACTURE SIMULATION NP MONTE-3D - 2 STAGES
Stage # 1 (Helico) Stage # 2 (Helico)
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 &
Parameter/Fracture Stage-Plane E
— ~ [32) < n — ~ ) < n <
Fuente: Elaboraciéonpropla § | £ | £ | § | £ | § | 8§ | 5| § | &

o a a o a o a o a a
Depth md (ft) 4240.5 | 4242.5| 4244.5| 4272.5| 4284.5| 3957.5 | 3991.5 | 4016.5 | 4040.5 | 4054.5| 4134.5
Initial Fracture Top TVD (ft) 1581.2 | 1581.5| 1581.5| 1586.3 | 1587.8 | 1537.0 | 1542.2 | 1546.4 | 1550.5 | 1552.5| 1564.7
Initial Fracture Bottom TVD (ft) 1581.5| 1582.4 | 1582.4 | 1586.5 | 1588.4 | 1538.9 | 1542.6 | 1546.8 | 1551.4 | 1553.9| 1565.5
Propped Fracture Half-Length (ft) 189.8 | 188.1 | 191.0 | 192.1 | 178.0 | 137.1 | 122.3 | 136.0 | 124.6 | 129.3 | 158.8
EOJ Hyd Height at Well (ft) 130.9 | 131.2 | 130.8 | 127.2 | 130.8 | 110.0 | 118.5 | 108.7 | 115.4 | 114.3 121.8
Average Propped Width (in) 0.021 | 0.021 | 0.020 | 0.023 | 0.022 | 0.029 | 0.028 | 0.030 | 0.028 | 0.027 0.0
Average Gel Concentration (Ib/mgal) 955.2 | 930.1 | 880.0 | 891.1 | 1042.6| 535.0 | 880.1 | 750.9 | 822.5 | 823.5 | 851.1
Average Gel Fluid Retained Factor 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.0
Net Pressure (psi) 387 404 404 430 433 346 175 422 220 243 346.4
Efficiency 0.784 | 0.780 | 0.776 | 0.770 | 0.778 | 0.571 | 0.643 | 0.579 | 0.622 | 0.613 0.7
Effective Conductivity mD.ft 2761 | 2765 | 2795 | 2460 | 2572 | 2689 | 2821 | 2763 | 3016 | 2722 | 2736.4
Effective Fcd 7.3 7.3 7.3 6.4 7.2 14.6 17.1 15.2 18.0 15.6 11.6
Max Surface Pressure (psi) 1932 | 1932 | 1932 | 1932 | 1932 | 3803 | 3803 | 3803 | 3803 | 3803 | 2867.5
Total Fluid Volumen (gal) 3446 | 3443 | 3446 | 3421 | 3464 | 3151 | 3152 | 3147 | 3151 | 3150 | 3297.1
Total Proppant Mass (Ib) 8070 | 8061 | 8071 | 8041 | 8077 | 6592 | 6598 | 6588 | 6597 | 6596 | 7329.1
Maximum Proppant Concentration (PPA) 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5.0

Fuente: Elaboracion propia
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CAPITULO 5

RESULTADOS

5.1 Parametros registrados durante tratamiento

A continuacién se muestra un resumen de los parametros registrados
durante el tratamiento de los 3 pozos perforados y completados en la
locacion punta monte. Donde los pozos NP MONTE-1D y NP MONTE-2D
fueron fracturados con la técnica por pulsos y el pozo NP MONTE-3D
mediante técnica de fracturamiento convencional para efectos comparativos
tanto en parametros de fractura de disefio y tratamiento como en términos

de produccién de crudo.

TABLA 5.1 RESUMEN DE PARAMETROS REGISTRADOS DURANTE TRATAMIENTOS
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Fuente: Elaboracion propia
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En Los 3 pozos se realizaron el bombeo del Step Down Test con la
finalidad de determinar la pérdida de presion por tortuosidad y presion de
friccion, ademas de determinar la gradiente de fractura y ajustar el leak off
del fluido. Para efectos de la presente tesis se mostraran en detalle los
resultados y ajuste del pozo NP MONTE-1D.

1ra etapa

Programa ejecutado

Slurr Slur Pum . Clean Fluid Proppant |Max Prop|Prop Mass
S NEVwE Volume (éBL) Rattrey Timg A e Volume (Gal) for?ﬁe Conc ° (Ebs)
PAD 120 30 4.7 YF120Flex 5040.0 0 0
1.0 PPA 40 30 1.3 YF120Flex 1645.0 Texas Silica 1 774
2.0 PPA 50 30 1.7 YF120Flex 2016.0 Texas Silica 2 1861
3.0 PPA 60 30 2 YF120Flex 2367.0 Texas Silica 3 3378
4.0 PPA 60 30 2 YF120Flex 2325.0 Texas Silica 4 4317
5.0 PPA 80 30 2.7 YF120Flex 3044.0 Texas Silica 5 6982
TAIL IN 27.1 30 0.9 YF120Flex 991.0 Texas Silica 5 3501
FLUSH 20 30 0.6 YF120Flex 840.0 0 0
FLUSH 79.7 30 2.7 WF 110 3347.4 0 0
GEL ACT 18268.0 Propante 20813
GEL LINEAL 3347.4
Cantidad Total Gel Lineal 3347 gal 79.7 bbl
Cantidad Total Gel Crosslinkeado 18268 gal 435.0 bbl
Cantidad Total Salmuera 4620 gal 110.0 bbl
Cantidad Total Arena 16/30 20813 b
QUIMICOS UTILIZADOS
CODIGO CANT. UNIDAD CODIGO CANT. UNIDAD
M117 (Cloruro Potasio) 4382 b
F103 (Surfactante) 22 gal
WO053 (Demulsificante) 27 gal J610 (Activador) 19 gal
J218 (Ruptor) 37 b J576 (Polimero) 433 Ib
J318 (Ruptor Encaps) 12 b M290 (Bactericida) 11 gal
S020 (Arena 20/40) 0 b S016 (Arena 16/30) 20900 Ib

Step down test (fricciones)

* SAVIA
FracCAT PUNTA MONTE 1D
ETAPAI
MINI FRAC
3000 T T T 40
—— PRESION DE TRATAMIENTO
— TASA
r30
2000
G N
g &
z >
e} 20 o
a =4
14 3
o 5
1000+
10
0 / T T T 0
15:40:54 15:42:34 15:44:14 15:45:54 15:47:34
TIEMPO - hh:mm:ss
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Tasa P tortuosidad P friccion| P Near Wellbore
30 304.4 33.8 338.2

Funcion G (analisis de declinacion)

Datos de Curvas de Diagndstico:
Tiempo de Bombeo: 5 min

Tiempo de Cierre: 3 min
Presion de Cierre: 721 psi
Gradiente de Cierre: 0.4458 psilft
Mecanismo Leakoff: Fracture Tip Extension
Eficiencia de Fluido: 17 %



Tratamiento
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FracCAT* SG\V\/l!I'AA MONTE 1D
ETAPAI
BOMBEO DE FRACTURA
3000 T T T 40 r30
—— Presion de Tratamiento
—— Tasa
—— Conc. Prop ‘A } 30
20001 ““ Concentracion de F20
B - 3
g \ arena en pulsos & 3
5 | F20 o 8
7] =4 4
& 3 T
o 5 Rl
>
1000 r10
r1o
fl
ML
| LA
0+ T T T 0 -0
17:43:13 .09, 708 18:16:33
TIEMPO - hh:imm:ss
2da etapa
Programa ejecutado
Slurry Slurry Pump . Clean Fluid Proppant [Max Prop|Prop Mass|
Step Name Volume (BBL) Rate Time AN NG Volume (Gal) Name Conc (Lbs)
PAD 120 30 4.4 YF120Flex 5040.0 0 0
1.0 PPA 40 30 1.3 YF120Flex 1644.0 Texas Silica 1 792
2.0 PPA 50 30 1.6 YF120Flex 2016.0 Texas Silica 2 1861
3.0 PPA 60 30 2 YF120Flex 2373.0 Texas Silica 3 3257
4.0 PPA 80 30 2.6 YF120Flex 3098.0 Texas Silica 4 5787
5.0 PPA 70 30 2.3 YF120Flex 2674.0 Texas Silica 5 5876
TAIL IN 35.8 30 1.2 YF120Flex 1276.0 Texas Silica 5 5203
FLUSH 20 30 0.8 YF120Flex 840.0 0 0
FLUSH 71.8 30 2.3 WF 110 3015.6 0 0
GEL ACT 18961.0 Propante 22776
GEL LINEAL 3015.6
Cantidad Total Gel Lineal 3016 gal 71.8 bbl
Cantidad Total Gel Crosslinkeado 18961 gal 451.5 bbl
Cantidad Total Salmuera 5447 gal 129.7 bbl
Cantidad Total Arena 20/40 22776 Ib
QUIMICOS UTILIZADOS
CODIGO CANT. UNIDAD CODIGO CANT. | UNIDAD
M117 (Cloruro Potasio) 4580 Ib
F103 (Surfactante) 22 gal
WO053 (Demulsificante) 28 gal J610 (Activador) 19 gal
J218 (Ruptor) 38 b J576 (Polimero) 440 Ib
J318 (Ruptor Encaps) 18 Ib M290 (Bactericida) 11 gal
S020 (Arena 20/40) 0 Ib S016 (Arena 16/30) 22800 Ib

Step down test (fricciones)
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FracCAT* PONTA MONTE 1D
ETAPAI
BOMBEO DE MINIFRAC
3500 35
—— Presion de Tratamiento
3000 F30
—— Tasa o 8
2500 \ F2s
‘ .
B / \\M 3
2 2000 ([ ., t20 %
P4 . | f
o | | -3
) “ f . g
& 15001 nl | Lis 3
& M\ ) - s
\ \
[ ™
1000+ | F10
[ h
. I
5001 | | — S N
[ | -
| \
0 =i T — T 0
05:56:44 06:00:29 06:04:14 06:07:59 06:11:44
TIEMPO - hh:mm:ss
Tasa P tortuosidad P friccion| P Near Wellbore

30

215

1121

Funcién G (andlisis de declinacion)




Datos de Curvas de Diagnoéstico:

Tiempo de Bombeo:
Tiempo de Cierre:
Presién de Cierre:
Gradiente de Cierre:
Mecanismo Leakoff:
Eficiencia de Fluido:

Tratamiento

5 min
26 min
1019 psi
0.65 psifft
Pressure dependent Leak Off
29 %

125

FracCAT*
BOMBEO DE FRACTURA

SAVIA

PUNTAMONTE 1D

ETAPAII

4000 T T T 50 r 40
—— Presion de Tratamiento
— Tasa
r40
— Conc. Prop
3000+ r30
= b ‘ tso 3 2
& Concentracion de & e
z [ Q
o 20001 arena en pulsos g r20 9
o 2 :
20 5 3
1000 t10
r10
074010 e 07:41:25 07519 0
TIEMPO - hh:mm:ss
3ra etapa
Programa ejecutado
Slurry Slurry Pump . Clean Fluid Proppant |Max Prop|Prop Mass
SIS Volume (BBL) Rate Time AT L Volume (Gal) Name Conc (Lbs)
PAD 120 30 4 YF120Flex 5040.0 0 0
0.5 PPA 55.5 30 1.85 YF120Flex 2263.0 0.5 1000
1.0 PPA 40 30 1.3 YF120Flex 1652.0 Texas Silica 1 622
2.0 PPA 50 30 1.6 YF120Flex 2012.0 Texas Silica 2 1940
3.0 PPA 60 30 1.9 YF120Flex 2364.0 Texas Silica 3 3444
4.0 PPA 60 30 1.9 YF120Flex 2334.0 Texas Silica 4 4108
5.0 PPA 80 30 2.6 YF120Flex 3046.0 Texas Silica 5 6939
TAIL IN 40.5 30 1.3 YF120Flex 1459.0 Texas Silica 5 5488
FLUSH 20 30 0.6 YF120Flex 840.0 0 0
FLUSH 65.3 30 2.8 WF 110 2742.6 0 0
GEL ACT 21010.0 Propante 23541
GEL LINEAL 2742.6
Cantidad Total Gel Lineal 2743 gal 65.3 bbl
Cantidad Total Gel Crosslinkeado 21010 gal 500.2 bbl
Cantidad Total Salmuera 5006 gal 119.2 bbl
Cantidad Total Arena 16/30 23524 Ib
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QUIMICOS UTILIZADOS
CODIGO CANT. UNIDAD CODIGO CANT. UNIDAD
M117 (Cloruro Potasio) 4803 Ib
F103 (Surfactante) 24 gal
WO053 (Demulsificante) 29 gal J610 (Activador) 22 gal
J218 (Ruptor) 43 Ib J576 (Polimero) 476 Ib
J318 (Ruptor Encaps) 15 Ib M290 (Bactericida) 12 gal
S020 (Arena 20/40) 0 Ib S016 (Arena 16/30) 23600 Ib

Step down test (fricciones)

FracCAT* BONIA MONTE 10
ETAPAII
BOMBEO DE MINIFRAC
5000 T T . 70
—— Presion de Tratamiento
Tasa r 60
4000+
t50
g 30007 2o g
ZI 0
9 o
Al =4
i tso 3
o 20007 E
t20
1000+
t10
o L ; ; ; o
20:15:34 20:19:19 20:23:04 20:26:49 20:30:34
TIEMPO - hh:mm:ss
Tasa P tortuosidad P friccion| P Near Wellbore

30 756 1142 1898




Funcion G (analisis de declinacion)
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Datos de Curvas de Diagndstico:
Tiempo de Bombeo:

Tiempo de Cierre:

Presion de Cierre:

Gradiente de Cierre:

Mecanismo Leakoff:

Eficiencia de Fluido:

5 min
12 min
956 psi
0.6354 psifft
Normal Leak Off
43 %

Tratamiento
FracCAT* E?/\\N/}D%MONTElD
BOMBEO DE FRACTURA
6000 T T T r 50
Presion de Tratamiento
—— Presion Neta \r 45
R i 20
50007 __ Conc. Prop H L 40
4000 Concentracion de [35
K L )
2 arena en pulsos 20 E i
% 3000 § Log §
& % r20 §
2000+
L10 15
ri1o
1000+ /
r5
o
. ( S /\N\/\AI\N\M.WﬂMMﬂJWMﬂmﬁJ l i . [,
21:55:15 :05:40 22:16:05 22:26:30 22:36:55
TIEMPO - hh:mm:ss




4ta etapa

Programa ejecutado

128

Slurr: Slurr Pum . Clean Fluid Proppant |Max Prop|Prop Mass
Step Name Volume (>I;BL) Ratey Tim(iJ AN NG Volume (Gal) N:rrr)\e Conc P (Ebs)
PAD 120 30 4.4 YF120Flex 5040.0 0 0
1.0 PPA 40 30 1.3 YF120Flex 1646.0 Texas Silica 1 741
2.0 PPA 50 30 1.7 YF120Flex 2011.0 Texas Silica 2 1965
3.0 PPA 60 30 2 YF120Flex 2368.0 Texas Silica 3 3362
4.0 PPA 60 30 2 YF120Flex 2329.0 Texas Silica 4 4215
5.0 PPA 80 30 2.7 YF120Flex 3054.0 Texas Silica 5 6780
TAIL IN 35 30 1.2 YF120Flex 1252.0 Texas Silica 5 4806
FLUSH 20 30 0.6 YF120Flex 840.0 0 0
FLUSH 55 30 2 WF 110 2310 0 0
GEL ACT 18540.0 Propante 21869
GEL LINEAL 2310.0
Cantidad Total Gel Lineal 6090 gal 145.0 bbl
Cantidad Total Gel Crosslinkeado 18540 gal 441.4 bbl
Cantidad Total Salmuera 4557 gal 108.5 bbl
Cantidad Total Arena 16/30 21869 Ib
QUIMICOS UTILIZADOS
CODIGO CANT. UNIDAD CODIGO CANT. UNIDAD
M117 (Cloruro Potasio) 4875 Ib
F103 (Surfactante) 25 gal
WO053 (Demulsificante) 30 gal J610 (Activador) 19 gal
J218 (Ruptor) 38 Ib J576 (Polimero) 493 b
J318 15 gal M290 (Bactericida) 13 gal
S020 (Arena 20/40) 0 Ib S016 (Arena 16/30) 21900 b
Step down test (fricciones)
* SAVIA
FracCAT E}JANJQ N/ONTE 10

BOMBEO DE MINIFRAC

5000

4000

3000

PRESION - psi

2000

1000+

—— Presion de Tratamiento

— Tasa

T

40

r30

unyaq - vSv.L

0
19:1

6:43

T
19:19:13

T
19:21:43

T
19:24:13

TIEMPO - hh:mm:ss

19

0
:26:43
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Tasa P tortuosidad P friccion| P Near Wellbore
30 200 1300 1500
Funcién G (andlisis de declinacion)
Datos de Curvas de Diagndstico:
Tiempo de Bombeo: 5 min
Tiempo de Cierre: 8 min
Presién de Cierre: 891 psi
Gradiente de Cierre: 0.621 psilfft
Mecanismo Leakoff: Normal leak off
Eficiencia de Fluido: 28 %
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Tratamiento

* SAVIA
FracCAT PUNTA MONTE 1D

ETAPA IV
BOMBEO DE FRACTURA

5000 50 r 50

—— Presion de Tratamiento
—— Presion Neta

40007 — Tasa F40 F40
—— Conc. Prop

n Concentracion de
3000+ e k30

\ V || arena en pulsos
|
2000+ ‘ r20
¢

r10 r10

r30
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Vdd - NOO dOdd

r20

1000+

(\ I
AM/\(\/\ANW\W/\WJ[\N\MWM/\ \ | o L
=y 20:57:40 =" 21:04:20 21:11:00

TIEMPO - hh:mm:ss

En cada una de las etapas en el tratamiento se puede apreciar el
tratamiento por pulsos encerrados por una elipse (morada) en el que se
evidencia ciclos de fluido limpio y con propante después de la etapa de PAD.

5.2 Andlisis de parametros de fractura

Al momento de la redaccion de esta tesis el software FracCADE
(usada para cotejar disefios de tratamiento por pulsos de arena) no presenta
un moédulo para realizar el match de esta técnica de fracturamiento, por lo
qgue los parametros de disefio y los que se obtendrian con el match no
pueden ser mostrados. Sin embargo a continuacion se muestra una
comparacion de valores promedios tanto de conductividad como FCD de
disefio de los 3 pozos;

NP MONTE-1D (pulsos),
NP MONTE-2D (pulsos)
NP MONTE-3D (pulsos)
NP MONTE-3D (convencional) para efectos de comparacion.

5.2-1 Conductividad

El valor de conductividad promedio obtenida durante simulacion por
pulsos de arena en el pozo NP MONTE-1D corresponde a 6144 mbD.ft
mientras que para el pozo NP MONTE-3D con técnica convencional se
obtuvo 2736 mD.ft representando 224% mayor, cotejando los modelos aun
con los simuladores actuales.
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TABLA 5.2 CONDUCTIVIDAD PROMEDIO (mD.ft)

7000
6000
5000
4000
3000
2000

1000

NP MONTE-1D NP MONTE-2D NP MONTE-3D NP MONTE-3D
(pulsos) (pulsos) (pulsos) (convencional)

Fuente: Elaboracion propia

5.2-2 FCD

Para el caso de valores de conductividad adimensional fueron
obtenidos 38 y 12 para los pozos NP MONTE-1D (simulacion técnica por
pulsos) y NP MONTE-3D (simulacibn técnica convencional)
correspondientemente. Representando 324% mayor la aplicacion de un
tratamiento por pulsos de arena.

TABLA 5.3 FCD PROMEDIO

40
35
30
25
20
15
10

NP MONTE-1D NP MONTE-2D NP MONTE-3D NP MONTE-3D
(pulsos) (pulsos) (pulsos) (convencional)

Fuente: Elaboracion propia

5.2-3 Presion neta y cantidad de arena

Asi mismo se muestra una comparacion de los valores promedio de
presion neta obtenidos durante el tratamiento, siendo las obtenidas en los
tratamientos por pulsos ligeramente menor en contraste al pozo NP MONTE-
3D fractura con técnica convencional. Y finalmente el consumo de propante
empleado por etapa en los 3 pozos donde se evidencia claramente el menor
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uso de agente propante en fracturamiento con la técnica de bombeo por
pulsos de arena obteniéndose una reduccién promedio de 45.4%.

TABLA 5.4 P neta TRATAMIENTO PROMEDIO (PSI)

500
450
400
350
300
250
200
150
100

50

NP MONTE-1D (pulsos) NP MONTE-2D (pulsos) NP MONTE-3D
(convencional)

Fuente: Elaboracién propia

TABLA 5.5 CANTIDAD DE ARENA USADO (MESH 16/30), LB

50000
45000
40000
35000
30000
25000

20000
15000
10000
5000
0

Etapa #1 Etapa #2 Etapa #3 Etapa #4

B NP MONTE-1D (pulsos) NP MONTE-2D (pulsos)
B NP MONTE-3D (convencional)

Fuente: Elaboracion propia

5.1 Andlisis de produccion

En términos de produccion se muestra los resultados de la taza inicial
de produccién correspondiente a los primeros 30 y 90 dias tanto en barriles
de petroleo y fluido total. ElI primero a favor del fluido comercial (BO) y el
segundo en barriles de fluido total (petrdleo y agua) como aporte del
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reservorio a fin de comparar el flujo de fluidos en las fracturas generadas
(BF). Cabe recalcar que durante la completacién de los 3 pozos en todos se
bajé una instalacion tipo Jetclaw Pump como sistema de levantamiento
artificial para tener un mayor recobro de fluidos.

TABLA 5.6 RESULTADOS DE PRODUCCION DIARIA

N D

1000

o

[

100
| |
0.1

Q Q Q Q
& @ OQ Q§8 OQ Q;éz
PN & Q Q
Q A\ . ,bf.,\ . ,bf—)\ . ,bf_)‘ . ’b{')‘
S O S x
ey > oY o
B NP MONTE-1D (pulsos) NP MONTE-2D (pulsos)

B NP MONTE-3D (convencional)

Fuente: Elaboracién propia

TABLA 5.7 RESULTADOS DE ACUMULADO DE PRODUCCION

20
18
16
14
12
10

o N B O

NP MONTE-1D (pulsos) NP MONTE-2D (pulsos) NP MONTE-3D
(convencional)

Cumulative 90 dias, MBO W Cumulative 90 dias, MBF

Fuente: Elaboracién propia
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TABLA 5.8 VALORES DE ACUMULADO DE PRODUCCION

NP MONTE - Resultados de Produccion
Pozo IPR | IPR | 30dias, 30dias, 90 dias, 90dias, |Cumulative |Cumulative
(BO) | (BF) BOPD BFPD BOPD BFPD  |90dias, MBO |90 dias, MBF
NP MONTE-1D (pulsos) 121 | 188 45 121 28 206 33 16.9
NP MONTE-2D (pulsos) 18 | 406 29 194 22 138 2.1 13.2
NP MONTE-3D (convencional)| 42 | 79 1 88 1 1 0.7 53

Fuente: Elaboracién propia

Para efectos comparativos se contrastan los resultados de produccion
del pozo NP MONTE-1D (pulsos) y el pozo NP MONTE-3D (convencional).
Para el caso de IPR (como aporte de fluido total) el pozo 1D presenta una
produccion 138% mayor que el 3D. En cuanto a produccion acumulada a 90
dias el pozo 1D muestra un valor 219% mayor que el 3D. Dado que a pesar
de ser pozo vecinos y estimarse se encuentran en un mismo bloque se
entiende estos valores son referenciales debido a que cada pozo presenta
caracteristicas de reservorio particulares por sus inherentes propiedades
petrofisicas y de fluidos en el reservorio asi como el grado de depletacion en
la zona que podrian influenciar en la deliverabilidad desde la formacion a la
fractura y de estas a las instalaciones de levantamiento artificial. Asi mismo
tener en cuenta el nUmero de etapas ejecutadas en el pozo 1D (4 etapas) y
el pozo 3D (2 etapas) podrian tener un impacto significativo.

Figura 5-1 Registro de produccion pozo NP MONTE-1D (Jet Claw System)

Oil Rate = 33 bbl/d Water Rate = 145 bbl/d Gas Rate= 10 Mcfid
OilCum= 4 Mls Water Cum = 18 Mbls Gas Cum= 1 MMcf NP MONTE 1D
1000
NP MONTE 1D —
Oil Rate (Cal. Day) (bblid) [
500 — Water Rate (Cal. Day) (bblid) ||
———— Gas Rate (Cal. Day) (Mcfid) ||
TestOil (bbl) —
4“:%“ 2 Test Water (bbl )
Ta N R = Test Gas (Mcf) 1
5 /N ey
1 AA./\ “ -
100 Py /
E / =
- /
, 7 ~
50 / 14
/A
| 12 -
/ Al
// \\\/
10 7 —
17 /
1] /
/ /
5 4 //
Date
AUG SEP ocT Nov DEC IAN FEB MAR APR mAY N T AG SEP ocT Nov DEC
2013 t 2014

Fuente: Savia Peru
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Figura 5-2 Registro de produccion pozo NP MONTE-2D (Jet Claw System)

Qil Rate = 7 bbl/id

Water Rate = 95 bbl/d

Gas Rate= 9 Mcfid

NP MONTE-2D

OilCum= 2 Mols Water Cum= 14 Mbls Gas Cum= 1 MVcf
1000
NP MONTE-2D -
Oil Rate (Cal. Day) (bblid) ~ [—|
500 — Water Rate (Cal. Day) (bblid) ||
= — GasRate (Cal. Day) (Mcfld) ||
o . ——— TestQil (bbl) —
B = TestWater (bbl)
& N - TestGas ( Mcf) 1
e
100 T .
=
50 7’%
NN
N A
Al
I8 3R X
N .
w0 ) 1o
LA I
WA
s\ i
Vv
Date
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Figura 5-3 Registro de produccion pozo NP MONTE-3D (Jet Claw System)
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Figura 5.4 Produccién Normalizada, Pozos Punta Monte
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CAPITULO 6
EVALUACION ECONOMICA
6.1 Costo de fracturamiento pozo NP MONTE-1D

En cuanto al costo total involucrado en un fracturamiento por pulsos
se puede apreciar no hay mucha diferencia en cuanto a un tratamiento
convencional. A pesar de emplear aproximadamente la mitad de arena
(ahorro de aproximadamente 5,000 U$D por etapa) se pagan cargos por
mezcla debido a las unidades especiales que se emplean para poder
reproducir los ciclos de fluido limpio y con arena y se puedan generar los
pilares en la fractura, que asciende a un promedio de 10,000 U$D.

1ra Etapa

Fuente: Savia Peru
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2da Etapa

Fuente: Savia Peru

3ra Etapa

Fuente: Savia Peru
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4ta Etapa

Fuente: Savia Perl

Como se aprecia a continuacion, entre cargos por materiales y
servicios los precios tanto para un fracturamiento por pulsos y convencional
se mantienen en un promedio de 44,000 U$D haciendo viable la aplicacién
de un tratamiento de fractura por pulsos como alternativa de completacion y
estimulacion al proveer y presentar ventajas técnicas frente a la aplicacion
de un tratamiento convencional.

TABLA 6.1 COSTO POR ETAPA (U$D) - FRACTURAMIENTO PUNTA MONTE

50,000
48,000
46,000 Costo
Promedio
44,000 > 44 MUSD
42,000
40,000
38,000
Etapa #1 Etapa #2 Etapa #3 Etapa #4
B NP MONTE-1D (pulsos) NP MONTE-2D (pulsos) B NP MONTE-3D (convencional)

Fuente: Elaboracién propia



TABLA 6.2 VALORES DE COSTO POR ETAPA (U$D) -

FRACTURAMIENTO PUNTA MONTE

140

Costo por Etapa (USD) - Fracturamiento Punta Monte

Pozo Etapa #1 Etapa #2 Etapa #3 Etapa #4
NP MONTE-1D (pulsos) 43,484 42,738 46,825 42,447
NP MONTE-2D (pulsos) 43,591 44,487 - -
NP MONTE-3D (convencional) 45,644 42,951 - -

Fuente: Elaboracion propia
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CAPITULO 7

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

7.1 Conclusiones

A nivel global se han reportado incrementos de produccion del orden
del 20% tanto en la taza de produccién inicial como en valores
acumulados de produccion. En la aplicacién en la locacion Punta
Monte se aprecian valores de taza inicial superior en 138% y para
produccion acumulada a 90 dias mayor en 219% respecto al pozo
tratado con técnica convencional NP MONTE-3D (2 etapas-
convencional).

Aun empleandose simuladores de fracturamiento actuales como
(FracCADE) se aprecian valores mayores de conductividad y FCD.
Por lo que se concluye se generan canales de flujo de conductividad
superiores a los obtenidos con técnica convencional.

Por los valores de produccién reportados de los pozos NP MONTE-
1D y NP MONTE 3D se aprecia un menor tiempo de limpieza
posterior a la fractura y mayor recobro de fluidos de estimulacion para
el correspondiente tratamiento por pulsos de arena.

Durante el registro de presiones durante los tratamientos se evidencia
una menor probabilidad de arenamientos prematuro.

La caida de presion es menor a través de toda la longitud de fractura
por tener mayor conexion entre los canales.

La técnica permite usar arena de mayor o0 menor granulometria.

Se obtiene mayor longitud de fractura efectiva debido a la menor
resistencia en la fractura durante el tratamiento.

Menor dafio de gel sobre la formacion por tener menor efecto de
crushing sobre la fractura.

El menor uso de cantidad de arena del orden 45.4% en los pozos
fracturados en la locacion Punta Monte implica una reduccion de

costos de movilizacion tanto en operaciones en tierra y costa afuera.
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e El menor empleo de arena de fracturamiento y el mejor control de la
presion neta de tratamiento favorecen a mejorar la buena practica de
seguridad y salud ocupacional y disminuyen también el impacto al
medio ambiente desde la elaboracion de menor cantidad de insumos
empleados hasta la ejecucion y termino del proceso de fractura

hidraulica.

7.2 Recomendaciones

A continuacion se listan recomendaciones para identificar mejor a los
candidatos para aplicar la técnica y monitoreo durante la misma tanto para
trabajos de completamiento, workover y re-fracturamiento en las

operaciones del Lote Z2B:

e Es necesario se corran registros sonico dipolares para poder evaluar

el perfil de esfuerzos.

e Se recomienda realizar prueba de flujo de nudcleos y analisis de
esfuerzos triaxiales para identificar datos geométricos.

e Realizar pruebas de Minifall-off para determinar permeabilidad de la
zona.

e Uso de sensores de fondo para registrar presion a nivel de perforados
para mejor monitoreo de la fractura y temperatura para monitorear

exposicion del fluido a nivel del reservorio.

A la fecha de redaccidon de la presente tesis en las operaciones costa
afuera del Lote Z2B se vienen realizando preferentemente tratamientos de
fractura convencional limitdndose de esa forma el mejor estudio y
aplicabilidad para las principales formaciones de los campos Lobitos, Pefia
Negra, Litoral y Providencia por lo que se recomienda la licitacion de un
segundo barco de estimulacion equipado con equipos para llevar a cabo
tratamientos por pulsos de arena por los beneficios tanto de mayor recobro
de fluidos, menor uso de insumos y de costo similar a los tratamientos

convencionales.
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CAPITULO 9

APENDICE

Tabla de parametros de interpretacion petrofisica de las principales

formaciones productivas de los campos Lobitos, Pefia Negra, Litoral y

Providencia del lote Z2B.

X S50 500 S0 [€09¢0| 671 8T T 89°C eulfes |eseg
S50 500 S0 620 8T 8T T 89°C VR
S50 900 S0 V€0 89°T 89°T T 89°C seyled
MS 91yd IPA MY u w e XlJjew oyy uoljew.o4
JH0D }join)p eJisijoslad CO_umu.w._Q._wu.c_ op soJlsweled VIDON3IAINOYd
S50 500 S0 620 LT [T T 89°C eulfes
X S50 900 Sv'0 [T0 89°T 99°T T 89°C seylied
S50 900 S0 Z10 [T [T T 89°C e|neigalal
MS 91yd IOA MY u w e XlJjew oyy uoljewl.oH
JH0D }join)p eJisijoslad CO_umu.w._Q._wu.c_ op soJlsweled IvdOoln
S50 €00 S50 970 9T 971 T 19°C eulfes |eseg
X 90 ¥0°0 v'0 |1€08C0| 96T 83'T T 19T uojjoSo
90 500 S0 |€€06C0| 671 61 T /9°¢C CENe)
90 500 v0 |6209¢0| 99T 69°T T 19C odue|g oqe)
90 500 v'0 |8C0-€C0 z /6T T 19T e|njeiqaIa]
90 500 Sr'0 |6¢0-9¢0| S8T €8T T 89°C 0dl|3H
MS 21yd IPA MY u w e Xljew oyy uoljewl.o4
30D 340 1n) ©J1S1;0439d Uoie}aidiajul ap sospaweled V493N VN3d
S50 €00 S50 920 99T 99°T T 89°C eulfes |eseg
X S50 ¥0°0 Sv'0 ST0 8T 8T T 89°C uojjoSo
X 90 500 70 €0 SLT TLT T 89°C OAelg Oy
X 90 ¥0°0 S0 920 SLT 99°T T 89°C seylied
90 500 S50 620 LT [T T 89°C e|neigala]
90 500 S50 €0 LT LT T 89°C 0dl|3H
MS 21yd PA My u w e X13ew oyy uonew.lo4
™00 }J0IN) ©3151}01194 uoideaidiajul ap sosyaweled SOLIg01




146

Tabla de rango de valores promedio de propiedades petrofisicas y de
reservorios de las principales formaciones productivas de los campos

Lobitos, Pefa Negra, Litoral y Providencia del lote Z2B.
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Instalacion final después de la completacion del pozo NP MONTE-1D

WEHLL : PUNTA MONTE 1
ACTUAL HYDRAULIC COMPLETION STRINGAUG - 2013

CASING
PUNTA MONTE 1 ACTUAL | oD D GRADE Wt (PPF) | THREAD TOP EPTH (ft)
133/8" 63 N-80 545 BTC 34 8
95/8" 876 N-80 435 BTC 2 2623
512" 4892 N-80 70 BTC 32 4521
n _7 V16" x 2 7/8" Tubing Hanger
COMPLETION STRING
JET PUMP HYDRAULIC COMPLETION
DESCRIPTION TOP BOTTOM [LENGHT D oD
01|KB 0 0 0
02]7 1/16" x 2 7/8" EUE TBG hanger 0 1 1.05 2441 6.930
03]2 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (40 joints) 1 1247 124555 | 2441 2.875
04[Sliding sleeve CLS 2 7/8" x 2.31" (Sertecpet) 1247 1250 3.67 2.310 3.687
Pl 13 3/8" G.S at 158 n.I 05]2 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (1 pup joint) 1250 1260 10.00 2441 2.875
06|"R" Nipple 2 7/8" x 2.25" profile (Sertecpet) 1260 1261 1.17 2.250 2375
07]2 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (28 joints) 1261 2135 873.18 2441 2875
08[5 1/2" Mechanic Pkr (Sertecpet) 2135 2141 6.17 2.340 6.100
09]2 7/8" EUE 6.5 Lblft Tubing (37 joints) 2141 3295 | 1154.05 | 1.992 2.375
10|X over 23/8" EUEx 2 7/8" EUE 3295 3297 2.00 1.810 2.375
11|"R" Nipple 2 3/8" x 1.81" profile (Sertecpet) 3297 3298 112 1.992 2.375
12|X over 2 3/8" BTC x 2 7/8" EUE 3298 3300 223 2.440 3.687
13]2 3/8" BTC 4.6 Lb/ft Tubing (2 joint) 3300 3362 62.14 1.992 2.375
13|X over 23/8" EUEx 2 7/8" BTC 3362 3365 225 2.440 3.687
14|2 3/8" Plug with orifices EUE 3365 3366 1.00 2440 3.687
Note:
Start with Jet Pump - Geometry 100
On Sep 30, change geometry by 8G
b
IE] 27/8"CLS Sleeve a 1247 ft.
27/8"R seating nipple at 1260 ft.
51/2"FH packerat 2135 ft
HELICO FM
4th STAGE HELICO FM
(3232 - 3398 ft) 3rd STAGE HELICO FM
(3674 - 3794 ft) 2nd STAGE R-SAND FM

(3980 - 4090 ft) 1st STAGE
(4292 - 4350 ft)
I

1]

2 3/8"R seating nipple at 3297 ft
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Instalacion final después de la completacion del pozo NP MONTE-2D

WELL : NPMONTE-2D
ACTUAL HYDRAULIC COMPLETION STRING - OCT - 2013

CASING
NPMONTE-2D ACTUAL | oD D GRADE Wt (PPF) | THREAD TOP  [DEPTH (ft)
133/8" 12,63 N-80 54.5 BTC 34 161
95/8" 8.76 N-80 435 BTC 32 2605
51/2" 4.892 N-80 17.0 BTC 32 4639
7 116" x 2 7/8" Tubing Hanger
COMPLETION STRING
JET PUMP HYDRAULIC COMPLETION
DESCRIPTION TOP BOTTOM | LENGHT 1D oD
01]KB 0 0 0
02|7 1/16" x 2 7/8" EUE TBG hanger 0 1 1.05 2.441 6.930
032 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (40 joints) 1 1247 | 124615 | 2441 | 2875
04[Sliding sleeve CLS 2 7/8" x 2.31" (Sertecpet) 1247 1251 3.45 2.310 2.875
-l 13 3/8" G.S at 161 ftf 05]2 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (1 pup joint) 1251 1261 9.88 2441 2.875
06]"R" Nipple 2 7/8" x 2.25" profile (Sertecpet) 1261 1261 0.95 2.250 2.875
072 7/8" EUE 6.5 Lblft Tubing (34 joints) 1261 2312 | 1050.94 | 2.441 2.875
08]5 1/2" Mechanic Pkr (Sertecpet) 2312 2319 6.97 2.375 4.890
09| X over 2 7/8" EUEx 2 3/8" EUE 2319 2321 1.36 1.995 2.875
10 ["R" Nipple 2 3/8" x 1.81" profile (Sertecpet) 2321 2322 0.93 1.810 2375
11X over 2 3/8" EUEx 2 7/8" EUE 2322 2322 0.70 1.995 2.875
13[2 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (41 joints) 2322 3582 | 125952 | 2.441 2.875
13X over 2 7/8" EUE X 2 3/8" EUE 3582 3583 1.35 1.995 2.875
14{2 3/8" Mule Shoe 3583 3584 0.92 1.995 2.375
Note:
Start with Jet Pump - Geometry 8G
27/8"CLS Sleeve a 1247 ft.
QQ[]
=
27/8"R seating nipple at 1261 ft
51/2" Mechanic packerat 2314 ft.
2 3/8"Rseating nipple at 2321 ft.
HELICO FM HELICO FM
3rd STAGE 2nd STAGE HELICO FM
95/8"G.. 2605 ft| (3465 - 3560 ft) (3694 - 3785 ft) 1st STAGE

(4000 - 3940 ft)

i

Bridge plug at 3850'
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Instalacion final después de la completacion del pozo NP MONTE-3D

WELL : NPMONTE-3D
ACTUAL HYDRAULIC COMPLETION STRING SEP - 2013

CASING
NPMONTE-3D ACTUAL | [} D GRADE Wt (PPF) | THREAD ToP EPTH (ft)
133/8" 12,63 N-80 545 BTC 34 167
95/8" 8.76 N-80 435 BTC 32 2598
51/2" 4.892 N-80 17.0 BTC 32 4566
716" x 2 7/8" Tubing Hanger
COMPLETION STRING
JET PUMP HYDRAULIC COMPLETION
DESCRIPTION TOP BOTTOM | LENGHT D oD
01]KB 0 0 0
02{7 1/16" x 2 7/8" EUE TBG hanger 0 0 0.43 2441 6.930
03]2 7/8" EUE 6.5 Lhift Tubing (41 joints) 0 1256 125540 | 2441 2.875
04]Sliding sleeve CLS 2 7/8" x 2.31" (Sertecpet) 1256 1259 3.45 2310 2875
-l 13 3/8" G.S at 167 ft) 052 7/8" EUE 6.5 Lb/ft Tubing (2 pup joint) 1259 1269 10.00 2441 2.875
06|"R" Nipple 2 7/8" x 2.25" profile (Sertecpet) 1269 1270 0.95 2.250 2.875
07]2 7/8" EUE 6.5 Lbift Tubing (31 joints) 1270 2216 945.81 2441 2.875
o8[X over 2 3/8" EUEx 2 7/8" EUE 2216 2217 1.35 1.995 2.875
09]"R" Nipple 2 3/8" x 1.81" profile (Sertecpet) 2217 2218 0.92 1.810 2.375
105 1/2"" Mechanic Pkr (Sertecpet) 2218 2224 5.96 1.995 4890
11{X over 2 3/8" BTC x 2 7/8" EUE 2224 2225 0.25 1.810 2.375
12{2 7/8" EUE 6.5 Lbift Tubing (62 joints) 2225 4150 1925.72 1.995 2.375
13| X over 2 3/8" EUEX 2 7/8" BTC 4150 4152 1.35 1.995 2.375
14]2 3/8" Mule shoe 4152 4152 0.79 1.995 2.375
Note:
Start with Jet Pump - Geometry 100
]E] 27/8"CLS Sleeve a 1256 ft
27/8"R seating nipple at 1269 ft.
23/8"R seating nipple at 2217 ft.
51/2"FH packerat 2216 ft
HELICO FM
2nd STAGE HELICO FM
(3957 - 4142 ft) 1st STAGE

95/8" G. 2598 ft]

(4240 - 4284 ft)

i i




