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Abstract

Para maximizar la produccion y la recuperacion total de hidrocarburos, las compaifiias
petroleras deben tener un conocimiento completo de sus reservorios y de los fluidos presentes
en sus yacimientos productores.

La medicion de las propiedades de la roca, nos permite definir la habilidad que posee para
permitir el flujo de fluidos y los modos en los que estos fluidos del reservorio se comportan
durante la produccion. Esto es el comienzo de una etapa de estudios donde el analisis del
Dano de Formacion es uno de los objetivos principales y donde una diagnosis apropiada
permitira seleccionar la solucion més adecuada. Brindara explicaciones detalladas referidas a
los problemas en el pozo y en las producciones, ofreciendo fundamento y respaldo a la
investigacion de tratamientos de estimulacion y sus efectos.

El Dafio de Formacion es cualquier proceso mecénico, quimico, bioldgico o térmico que
ocurre en un reservorio y causa una notable reduccion en la porosidad o permeabilidad.
Practicamente todas las operaciones de campo constituyen una potencial fuente de dafo a la
productividad de un pozo que a menudo implican la reduccion en la produccion de pozos
petroliferos y gasiferos sino también en inyectores de agua durante la recuperacion
secundaria.

Este trabajo intenta proveer una metodologia de estudio preliminar que permita evaluar los
potenciales riesgos de dafio de formacion, correlacionando los resultados de escala de
laboratorio con las pruebas en campo.

Los diagndsticos en laboratorio, preliminares a una estimulacioén, ayudan favorablemente a
evitar o minimizar los riesgos de dafio.

El control y estudio de los dafios de formacion requieren un disefio de ensayo compatible con
las factibilidades operativas e involucran también parametros como el conocimiento de la
geologia y petrofisica de la formacion a estimular, compatibilidad de fluidos, procedimientos
operativos, etc.

Introduccion

La posibilidad de contar con informacidn previa a un tratamiento de estimulacion ayudara en
el disefio operativo del mismo.

Idealmente, deben ser usados estudios especiales sobre coronas antes que un fluido o proceso
sea aplicado en un pozo con el objeto de determinar si existird dafio de formacion. Si
efectivamente ha ocurrido la reduccion en la produccion o en la inyectividad, los estudios
especiales usando coronas se deberan realizar con el objeto de determinar el mecanismo de
dafio y estudiar las opciones para la remediacion.

Todos los estudios especiales sobre coronas utilizan muestras en condiciones de reservorio
restablecidas (incluyendo presion y temperatura), muestras de fluidos de reservorio o
reproducidas sintéticamente y de los fluidos a ser testeados con el objeto de proveer las mas
precisas descripciones de lo que ocurre dentro del pozo.
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En el caso de planificar el uso de fluidos de fractura, éstos se deben evaluar por completo
para evitar o minimizar incompatibilidades quimicas y/o invasion del filtrado en la
formacion. Para el caso de migracion de finos, se determinara la velocidad critica bajo la cual
los finos seran inmoviles y el puenteo de los mismos en los poros no ocurrird. Respecto de
tratamientos acidos, la estimacion de la interaccion acido/roca/fluidos del reservorio es basica
para asegurar que no ocurrira un dafo en la permeabilidad.
Los métodos de andlisis de coronas para el reconocimiento de dano de formacion caen dentro
de cuatro categorias:

e Anadlisis petrografico de la sensibilidad del reservorio

e Estabilidad mecanica de la roca

e Test de flujo en coronas

e Analisis quimico de fluido

Estas técnicas deben ser llevadas a cabo de forma sistemadtica e integradas de modo de
obtener un completo entendimiento del problema, establecer el mecanismo y determinar el
procedimiento de tratamiento para una prevencion Optima.

Mediante el uso del FRT (Formation Response Test) se ha demostrado que es posible estudiar
no solo el dafio de formaciéon sino también entender los cambios que se producen en la
permeabilidad de la formacién, debido a las variaciones de la presion de confinamiento en
reservorios stress-sensitive e inconsolidados.

Cuando los resultados obtenidos en el FRT son confiables y nos permiten corroborar
comportamientos observados en operaciones de campo, mediante registros evidentes, es
dable pensar que ajustando las variables de uso en ensayos de flujo, muchas situaciones
adversas desde la terminacion hasta la estimulacion de un yacimiento podrian ser evitadas o
al menos atenuadas.

En las secciones siguientes podremos ver que estudios realizados sobre testigos de
formaciones de diferentes reservorios usando el FRT nos ha permitido entender y evitar
pérdidas de produccion y dafios importantes en la formacion por la inexacta seleccion de un
tratamiento.

Ensayos de pozo y registros de campo han avalado los hallazgos que de hecho son sélo el
comienzo en una experiencia de trabajo conjunta que permita llegar a la excelencia de un
servicio.

FRT (Formation Response Test)
1) El Equipo

Es un equipo que ha sido disefiado para medir los cambios de permeabilidad con precision
sobre muestras de formacion cuando se la expone a test con fluidos variados. El notable tipo
de disefio del FRT Model 6100 permite que los fluidos se inyecten a través de la corona de
formacion en cualquier direccion, o puede fluir por sobre cualquiera de las caras, simulando
el contacto con lodo de perforacion, lechadas de cemento, lavados acidos o fluidos de
tratamiento que no se inyecten y desplacen dentro de formacién.(Ver Fig. 1)

El equipo se halla completamente automatizado de modo tal que permite realizar una
secuencia completa de fluidos, incluyendo écidos, a través de la corona. El equipo se ha
disefiado para ensayar acidos y cualquier otro liquido corrosivo en condiciones extremas de
temperatura (hasta 350 °F) y presion (hasta 6000 psi). Los testigos usados pueden tener hasta
17.20 cm. de longitud y su didmetro ser de 2.54 cm. o 3.81 cm. Las direcciones de flujo
pueden ser de inyeccion, de produccion o sobre las caras del testigo.
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El FRT esta equipado con un software que permite que la operacion del equipo sea
automatica, manual o semi-automatica. (Fig. 2)

El control de temperatura da una medicion muy precisa y segura de la misma y mientras que
este parametro se setea manualmente, el caudal de trabajo de la bomba se realiza desde la
computadora que comanda el ensayo. Este caudal puede variar automaticamente cuando se
trabajo con un schedule preestablecido.

La presion es automaticamente medida y controlada mediante transductores de presion muy
sensibles, uno esta colocado en la parte superior del core holder y el otro en el fondo.

La medicion de los diferenciales de presion se realiza mediante sensores de alta (0-6000 psi)
y baja presion (0-400 psi), pudiendo éstos ser seleccionados en forma manual o en forma
automatica acorde a los diferenciales de presion que se originan durante el ensayo. El
diferencial de presion puede ser medido también en diferentes sensores de presion laterales
que posee la celda de forma de poder evaluar la penetracion del dafio o la invasion de fluido.
Fig. 3

El ajuste y calibracion de los sensores de presion es basico y primordial antes de comenzar
cualquier ensayo. Fig.4

2) Calculo de Permeabilidad

Durante la ejecucion del test, la permeabilidad al liquido de la corona de formacion es
automaticamente calculada varias veces por segundo. El resultado de este calculo es
considerado valido una vez que la corona esta completamente saturada y la lectura de la
presion diferencial se halla estabilizada.

La formula utilizada para el célculo es la que corresponde a la Ley de Darcy para liquidos:

K =245 * Largo Core * Caudal * Viscosidad Fluido
DP * Area

Donde las unidades son:
Largo Core = cm.

Caudal = cm® / min
Viscosidad Fluido = cP

DP (presion diferencial) = psi
Area =cm

El largo y el diametro del testigo son colocados manualmente en la pantalla principal. La
viscosidad para cada fluido se puede entrar manualmente o desde la planilla de schedule en
forma automatica.

Caso de estudio I: Reservorio con migracion de finos y Permeabilidad dependiente del
esfuerzo

Se planifico el estudio de dafio en una formacion de areniscas de gran espesor y fuerte
anisotropia vertical (1100 — 1140 m), la cual habia sido estimulada con fluidos de fractura
base hidrocarburo (Pozo 1). El objetivo fue evaluar la factibilidad de usar fluidos base agua
en los tratamientos futuros y para ello se solicitd tramos de coronas que representaran el
intervalo a estimular y verificar con diferentes estudios, la adaptabilidad de la formacion al
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contacto con los mismos. La idea era estar seguros que la formacion no seria afectada o
dafiada por el uso de agua.

Se obtuvieron dos tramos cortos de coronas de formacion, de pequefio didmetro y muy pocas
pulgadas de longitud (que correspondian al Pozo 2), las muestras se hallaban saturadas atn
con el fluido de formacién, un hidrocarburo de gravedad mediana y 60 cps de viscosidad
(@300rpm y a 60°F).

De la formacion, una arenisca muy friable, no se poseian datos mineraldgicos o petrofisica.
Dadas las caracteristicas de la corona, fue muy dificil lograr extraer un nimero importante y
representativo de testigos para ensayos. Estudios posteriores indicaron que la permeabilidad
al gas de las muestras ensayadas era de 0.5 mD.

Sobre muestras lavadas y secas se verifico que la formacion poseian arcillas sensibles al agua
dulce por lo que se indico el uso de 2% KCIl en el sistema de fractura con el objeto de evitar
el hinchamiento de las arcillas.

Se procedio a saturar los testigos con salmuera API filtrada y se colocé el primer testigo en la
celda del FRT a temperatura del reservorio y con una presion de confinamiento de 700 psi. Se
comenzo a inyectar en sentido de produccion kerosén filtrado hasta obtener una linea de
referencia de permeabilidad pre-tratamiento; el caudal se fijéo en lcc/min. Como se verifico
que la presion subia muy rapidamente, se bajo el caudal a 0.1 cc/min. Se logré una pseudo-
estabilizacion de la permeabilidad con tendencia a incrementarse. Se recogieron algunos finos
en la descarga del equipo juntamente con la salmuera desplazada, lo que hizo pensar en un
movimiento de finos. Para verificar esta teoria se cambio el sentido de flujo y la
permeabilidad se estabilizo definitivamente en un valor superior al medido anteriormente.
Ver Fig. 5

Considerando la naturaleza friable de la formacion se decidié estudiar la posibilidad de que
fuese susceptible a cambios en la presion de confinamiento (reservorio stress-sensitive). Se
realizaron steps de disminucion de la presion de confinamiento y se verificaron incrementos
estables de permeabilidad. Los resultados se presentan en Tabla 1 y Figura 6.

Con el objeto de evaluar el potencial dafio de formacion por el uso de un fluido de fractura
base agua se realizd sobre otro testigo, de igual capa, un ensayo que inicialmente se
asemejaba al descrito, s6lo que una vez estabilizada la permeabilidad al kerosén filtrado se
comenzd a inyectar en sentido de tratamiento el fluido de fractura aditivado
convenientemente.

Las condiciones de ensayo fueron similares a las del primer ensayo. El incremento de la
presion se manifestd tempranamente, muy lento pero progresivo. Se estimd que no era el
fluido de fractura lo que generaba esta situacion, sino la movilizacion de finos por lo que,
alcanzados valores muy altos de presion, se decidio detener el ensayo. Luego de desarmar la
celda se observo que la cara del testigo, opuesta a la inyeccion del fluido se hallaba cubierta
por granos de arena muy finos. Ver Figura 7.

Encontrando que no se poseian mads testigos para ensayo, no se pudieron realizar Ensayos de
Empotramiento de agente de sostén pero por la naturaleza de la formacion se asumid que el
empotramiento existiria. Se recomendod que el fluido de fractura no fuese agua, que tendiera a
mover finos, y que se tuviera presente que esta podria ser una formacion de permeabilidad
altamente sensible a los esfuerzos.

Caso de Estudio I: Experiencia en Campo
En base a la evaluacion de la informacién obtenida en el FRT, respecto a la potencial

posibilidad de: a) Migracion de finos y b) Variacion de la permeabilidad por ser la formacion
sensible a esfuerzos, se realizd un andlisis de revision del proceso de estimulacion y los
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resultados post — fractura realizados en el Pozo 1, bajo esta nueva vision del comportamiento
del reservorio.
La operacion de Fractura inicialmente realizada consistié en el bombeo de 12,325 galones de
Gel Base Hidrocarburo croslinqueado (36% colchon), 120 bolsas de arena 16/30 y 64 bolsas
de un Agente de Sostén de Alta Resistencia 16/30, desde 1 hasta 5 libras/gal.
La produccion final de la capa fue, durante el ensayo post-fractura: Qo = 245 stbd y Qg =
1058 Msct/d con una presion estatica (Pws) de 1593 psia y una presion de flujo (Pwf) de
1038 psia.
Sin embargo la evaluacion del ensayo de presion arrojo un diagndstico de geometria
ineficiente para este caso, observandose una restriccion en las cercanias del wellbore, como
puede verse en Figuras 8 y 9.
Indudablemente que la posibilidad de un crecimiento importante en el alto de la fractura,
debido al gran espesor puesto en juego, podria haber dejado como resultado una geometria de
baja concentracion areal y longitud de acuerdo a los datos arrojados por el macheo tentativo
del simulador de fractura.
Verificada la inexistencia de problemas operativos, la hipdtesis mas fundamentada que se
plante6 respecto al motivo de tal restriccion, fue la posibilidad de que el excesivo
empotramiento del agente sostén debido a la friabilidad de la formacién por accion del stress
(ubicado en la longitud cercana al pozo). Esto podria estar generando una pérdida de
conductividad de la fractura en esta zona y como consecuencia la restriccion de flujo hacia el
pozo.
Dado que el simulador analitico no permite una modelizacion de una fractura con
conductividad variable, menor en las cercanias del wellbore, las Figuras 10 y 11 muestran el
ajuste con una fractura dafiada en la boca, arrojando los resultados de la Tabla 2 y donde
ademas del dafio, puede observarse los bajos valores de longitud y concentracion estimados.
Para el Pozo 2, del cual provino la informacion del testigo corona analizado, se programoé y
realiz6 previo a la estimulacion, un ensayo de formacion destinado a evaluar las propiedades
del reservorio in situ (P y T). En Figura 12 es posible observar el comportamiento de la
presion durante los buildups 1y 2, después que la formacion ha sido sometida al esfuerzo de
confinamiento durante los drawdowns. Es factible ver en la evolucion lineal de la misma los
saltos anomalos, impropios de una recuperacion en un medio poroso.
En ambos casos se registraron los siguientes esfuerzos de presion de confinamiento maximos
durante el ensayo: 1346 y 1414 psia respectivamente.
En las Figuras 13 y 14, diagnostico normalizado y graficos de Horner de los buildups, se
muestra el comportamiento variable de la respuesta de formacion, confirmando la
inestabilidad del sistema después de diferentes tiempos de flujo y las presiones de
confinamiento mencionadas. El grafico muestra en forma muy evidente las deformaciones de
la funcidon derivativa, no propias de movimientos transicionales en medios porosos. Las
Figuras 15, 16 y 17 muestran el macheo del simulador con un modelo compuesto tratando de
representar el comportamiento promedio, sin embargo los efectos detallados no pueden ser
simulados por este modelo. Los resultados se presentan en la Tabla 3.
Con la informacion del laboratorio y de campo mostrada anteriormente, se decidi6 disefiar
una fractura que tuviera en cuenta lo siguiente:

e El potencial efecto de empotramiento en las cercanias del wellbore.
El gran espesor neto involucrado
Alcanzar una alta conductividad
Aumentar la penetracion
Continuar con fluidos base hidrocarburo
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El disefo realizado en el Pozo 2 estd mostrado en Tabla 4, las operaciones de macheo del
simulador y la distribucion de la concentracion de agente y el largo estan presentados en
Figuras 18 y 19.

Los resultados de la operacion fueron evaluados posteriormente durante el ensayo de
produccion (Qo = 163.5 stbd y Qg =777 Mscf/d), con un analisis de presiones transitorias,
obteniéndose la respuesta mostrada en Figuras 20, 21 y 22, de las que puede apreciarse la
tipica respuesta de una fractura de conductividad finita de muy buena conductividad
adimensional, donde las principales caracteristicas son una Xf = 95/100 ft y FCD = 20, para
una K= 8 mD. En otras palabras si comparamos con los resultados de la simulacién post-
fractura, la conductividad aparece como un dato excesivamente estimado en el ensayo, no
obstante mas alla del valor que pudiera estar trabajando, este objetivo se consider6 alcanzado
y la respuesta se diferencia netamente de la observada en el Pozo 1.

Caso de estudio II: Reservorio de areniscas friables y con potencial dafio por
acidificaciones matriciales incorrectamente seleccionadas.

Varios pozos inyectores demostraron perder inyectividad en poco tiempo. Se ejecutaron
tratamientos de estimulaciones acidas que sdlo en algunos casos dieron resultados positivos.
En conexion con la necesidad de estudiar la posibilidad de optimizar las acidificaciones
matriciales sobre las formaciones a tratar se requirieron muestras de formacion e informacion
mineraldgica y petrofisica de las zonas a estudiarse.

Las mismas eran: la (A), una arenisca donde el 70% era cuarzo, con 20% de material
cementante (50% carbonatico) y alrededor de un 6% del total de la muestra era clorita; la (B),
también una arenisca, de 80% de cuarzo, 13% de material cementante (50% carbonatico),
alrededor del 6% del total de muestra era smectita, con solo trazas de clorita.

La porosidad de las muestras fue reportada como de 13% y sus permeabilidades al gas de
entre 100 y 500 mD.

Los sistemas acidos usados historicamente en los distintos pozos eran:

1) preflujo: HCL 10%

2) tratamiento HCI-HF (12%-3%)

3) postflujo: HCL 10%

El Coeficiente de Respuesta al Acido (CRA) fue contrastado evaluando los sistemas
histéricamente en uso y los nuevos disefios, menos agresivos.

El proposito fue establecer si el dano se debia a un efecto de desconsolidaciéon o por la
recristalizacion de productos de reaccion.

Previo a los ensayos de flujo se realizaron ensayos de solubilidad para escoger los sistemas
acidos 6ptimos.

Evaluando los resultados obtenidos en las operaciones (Ver Figura 23), la mineralogia de las
formaciones y los ensayos de solubilidad se planificé la seleccion del tratamiento de
acidificacion optimo.

Formacion A — Testigo I: antes de comenzar la inyeccidon del sistema acido tradicional, se
inyecto agua de inyeccion para obtener una permeabilidad inicial de base. Durante el flujo
del agua de inyeccion se notaron variaciones extrafias del diferencial de presion, las que
continuaron durante la inyeccion del tratamiento 4dcido completo. El caudal de bombeo fue
bajo, 0.5 cc./min. (Figura 24). Cuando se estabilizd la permeabilidad final, finalizando el
ensayo, se aumento el caudal solo para estar seguros que la permeabilidad era definitiva. Se
observd que la presion sufria también fluctuaciones extrafias. Cuando la celda se desarmo, se
vio que la formacion en la parte central del testigo usado habia “escurrido”. E1 CRA obtenido
fue 21% (aumento).
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Formacion A — Testigo 2: Sobre un testigo de igual formacion se ensayd un sistema acido
diferente:

1) Preflujo: HCL 7.5%

2) Tratamiento HCI-HF (7.5%-1.5%)

3) Postflujo: HCL 7.5%

Se sigui6 la misma secuencia utilizada en el ensayo anterior y se mantuvieron similitud en los
pardmetros de temperatura y presion. Las fluctuaciones de presion observadas fueron también
similares a las anteriores, pero finalizando el ensayo se produjo un aumento tan importante
del diferencial de presion que el ensayo de detuvo por seguridad del equipo. Desarmada la
celda también se observo disgregacion de la muestra. Figura 25

Dado que no se disponia de mas testigos de Formacion A para ensayos, la recomendacion fue
usar en proximas operaciones sistemas acidos menos enérgicos. La opcion recomendada fue:
1) Preflujo: acido acético 5%

2) Tratamiento HCI-HF (3.0%-0.5%)

3) Postflujo: acido acético 5%

Durante la escritura de este trabajo, se han realizado varios y exitosos trabajos con la
formulacion sugerida.

Formacion B — Testigo 1I: se realizo la misma secuencia operativa que en los test anteriores.
Se adjuntas cartas de operaciones en Figura 26. El tratamiento utilizado fue:

1) Preflujo: HCI 10%

2) Tratamiento HCI-HF (12.0%-3.0%)

3) Postflujo: HCI 10%

Los resultados obtenidos se pueden observar en Figura 27. Desarmada la celda no se observo
desconsolidacion del testigo. Las acidificaciones matriciales en esta formacion han sido
exitosas usando esta formulacion. El CRA obtenido fue 72% (aumento).

Conclusiones

e Estos estudios han servido principalmente como punto de referencia para la
confirmacion que los resultados de cuidadosos estudios realizados en laboratorio, y
validados por experiencias en el campo o por ensayos de pozos, deben ser
capitalizados para prevenir o remediar problemas surgidos en las operaciones de
campo, especialmente en los primeros estadios del desarrollo de un reservorio.

e La utilizacion de modernos equipos como el FRT es vital ya que permite repetir en
escala de laboratorio casi todos los procesos que podrian tener efectos sobre las
propiedades de las rocas especialmente cerca del borde de pozo, ayudando
favorablemente a evitar o minimizar los riesgos de dafio.

e La evaluacion minuciosa de los resultados de test de laboratorios nos permite
encontrar indicadores que, en la gran mayoria de los casos, explicaran fendmenos o
comportamientos extrafios luego de una operacion.

e Es posible observar in situ la capacidad de andlisis de las presiones transitorias e
identificar comportamientos mecéanicos andémalos en distintos sistemas (reservorio,
fracturas empaquetadas, etc.)

Nomenclatura

Bpm = Barriles por minuto
cc. = Centimetro ctbico
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cm = Centimetro cuadrado

cP = Centipoises

°F = Grados Fahrenheit

HCI = Acido clorhidrico

HF = Acido fluorhidrico

kPa = Kilopascales

mD = Milidarcy

Msct/d = Miles de pies cubicos estandar por dia
Ppg = Libra por gallon

Psi = Libra por pulgada cuadrada

Rpm = Revoluciones por minuto
% = Porcentaje
Stbd = Barril estandar por dia
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Factores de Conversion de SI Métrico

°F (°F-32)/1.8 =°C
ft x 3.048 * E-01 =m
psi x 6.894757 E+00 =kPa
in. x 2.54 * E+00 =cm.

* El Factor de Conversion es exacto

6 exit



Q home PRINCIPAL

eenwiew - DOREFLOY - MA&EN

FORWARD
FLOW

creenYiew - COREFLOW - SCHEDULE

& volver al INDICE

Figure 1. Pantalla Principal del FRT

SCHEDULE MANAGEMENT SCREEN

Pump | DP Scan
Interval

7]

-
BeaisarnnRseRNovron-] &

1]
AmdAaAaaaaaaaaaaaaapen=a

Flow Paths:
1 = FORWARD FLOW
2= FORWARD FLUSH

JEE N Y Y Y P PP Y Y Y P P P S S O

3= REVERSE FLOW
4 = REVERSE FLUSH

0.5
0.5
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0
0.0

OO L OOLLOLOOLDODOO

Place 0 in
Stage Vol
to indicate
end of schedule.

Working 1 Selected 1
Schedule Schedule

Load Working Save Changes

Fluid Viscasity ¢P Description
1

Procedure: Schedule 1
{click below | SEEHIEE

Bchedules

for help) Schedule 3

1. Select Schedule Schedule 6

2. Edit Schedule Schedule 7

3. Save Changes Schedule 8

4. Load Working Schedule 9

Schedule 10

|Ready

|Sereen: SCHEDULE

Figure 2. Pantalla de Schedules del FRT

[ R



0 home PRINCIPAL O volver al INDICE

creen¥iew - COREFLOW - dim

Core Length and Pressure Tap Spacing

3.810cm

Sample Length (cm): 2540 cm
E220 2540 ¢
2.540¢cm

2.540cm

Fixed End

of Core Sample:
> Top
“ Bottorn

|Ready [Sereen: DIM

Figura 3. Sensores de Presion laterales del FRT

Screen¥iew - COREFLOW

SENSOR CALIBRATION SCREEN

PROCESS
TAGNAME VALUE OFFSET  GAIN

FPO01Z DP-Low [ 101.500) [“span |
FP0013 DP-Hi | 1.0 | | 0.1 [“span |
FPO01 P2 CELL PRESSURE TOP | span |
FPOD0Z P3 CELL PRESSURE BOTTOM [ span |

FP0O008 T1 COREHOLDER OIL TEMP 22.0

FP0009 ACCUMULATOR TEMP

[Ready [Screen: cAaLTBRAT

Figura 4. Pantalla de Calibracién del FRT

T

[ o [



Q home PRINCIPAL

Permeabilidad, mD y Caudal, cc/min

& volver al INDICE

f 'l 350
14 1 T
Permeabilidad Inicial Ki =60 mD Permeabilidad Inicial Ki = 30 mD
+ 300
S m
Cambio en la direccién de Flujo \ |
12 “ “\
L [ ]
| \ 1 250
=1 i " | \ . . .z e
Q=1 celmi Q=1 cc/min | n Disminucién de la Presion de
4l _ ;‘ _ ®m,  Confinamiento a 500 psi
| " : 1 200
.l" “ Q=0.8 cc/min | Disminucion de la Presion de
“ | Confinamiento a 250 psi
0.8 S ol I ] N ]
™ | |
\ |
‘ .
0.6 ‘\ f
\ |
\ »

0.4

0.2 1

Q=0.1 cc/min - TO
2000080002222 YOS
-50
Tiempo, minutos 97
—&— PERMEABILITY (mD) Pump Rate (cc/min) —— DP-HI (psi)

Presion,psi

Figura 5. El ensayo de flujo permite verificar la migracién de finos y la sensibilidad del reservorio a los esfuerzos
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Tabla 1. Resultados del ensayo de flujo

Permeabilidad, mD Caudal, cc./min. Presion Neta
0.4 1.0 417.70
0.5 0.4 397.84
0.5 0.2 197.19
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Figura 11. Pozo 1: Simulacién

Tabla 2.

DATOS DE POZO Y RESERVORIO

Fase Dominante OIL
Flujo Multifase en wellbore SI
Multifase en reservorio SI
Porosidad Matrix 0.250 fraction
Espesor Reservorio 72.00 ft
Radio Wellbore 0.354 ft

Factor volumétrico de Petroleo , Bo 1.220 RB/STB
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Tabla 2. (Cont.)

Factor volumétrico de Gas , Bg 0.005615 cf/scf

Factor volumétrico de agua, Bw

1.000 RB/STB
Viscosidad Oil, Muo 4.00 cp
Viscosidad Gas , Mug 1.000E-02 cp
Viscosidad agua, Muw 1.00 cp
Relacion gas en Solucion de oil, Rso 400. scf/STB
Compresibilidad Total 4.288E-05 1/psi
MODELO
Efectos Near wellbore

Conductividad Finita Vertical Frac. conCy S
Comportamiento Reservorio

Homogéneos
Efectos de Borde Extension Lateral Infinita
RESULTADOS

(pav)i 1593.330 psia
pwf 1038.304 psia
(kh/u)t 3380.6 mbD.ft/cp
(k/u)t 46.95 mD/cp

k (oil) 44.62 Md

C1 0.01321 bbl/psi
C2 0.01144 bbl/psi

Alpha 0.6752 hrs

Dp(C) -1.531 psi

xf 60.0 ft

kf.w 589.0 mD.ft

S(w) 5.90

S(t) 3.61

ri 236. ft

PI 1.860 B/D/psi

FE 0.4406 fraction

Dp(S) 310.5 psi
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Tabla 3.
Parametros de Fractura Diseifio Macheo Ensayo
Pozo
Largo Fractura (ft) 133 144.4
Largo Fractura Empaquetada (ft) 124.6 143 95
Ancho Promedio (in) 0.167 0.157
Fractura Espesor (ft) 221.4 339 85
Espesor Fractura Empaquetada (ft) 207.3 336 85
Concentracion Agente Promedio (p/ft2) 1.477 0.81 15300
Conductividad Fractura Adimensional 2.381 1.34 20
Centro de fractura (m) 1126
Etapa Vo(lgualgen C(l?;::;l C:;ecrf:let - Tipo Agente ilrl;igt(:lg:
(ppgh

Colchon 10000 19 Gel Base Oil
1° 3600 19 1,0 16/30 arena Gel Base Oil
2° 3600 19 2,5 16/30 arena Gel Base Oil
3° 3600 19 3,5 16/30 arena Gel Base Oil
4° 3600 19 5,0 16/30 arena Gel Base Oil
5° 1500 19 5,5 16/30 HSP Gel Base Oil
6° 1000 19 6,0 16/30 HSP Gel Base Oil
7° 1100 19 7,0a8,7 16/30 HSP Gel Base Oil
Desplazamiento 1344 19 Gel Base Oil

Tabla 4.
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