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Recuperacion de Pozos Canalizados en Reservorio no Consolidado, mediante la
Reconstitucion de l1a Matriz Porosa y el Empleo de Modificadores de Permeabilidad Relativa

Gustavo Kruse (Halliburton), Hernan Paponi, Rail Puliti, Andrés Cremonini (Pluspetrol)
Resumen

En las concesiones Jagiiel Casa de Piedra, CNQ7A, CNQ7 y GAIII, situadas en las provincias de Mendoza y
La Pampa, se produce petroleo de 18°API y viscosidad de 250 cp de la Formacién Centenario a 600 m de
profundidad. El reservorio es una arenisca no consolidada de alta permeabilidad.

El sistema de produccion de estos yacimientos es el denominado CHOPS (Cold Heavy Oil Production with
Sand), que permite la produccion de fluido con arena de formacion, generando de esta manera los llamados
“wormholes”, que son canales que van extendiéndose dentro del reservorio y facilitando cada vez mas el
flujo hacia el pozo.

Ante la existencia de un proyecto de recuperacion secundaria, se detectaron fuertes conexiones dinamicas
entre ciertos pozos inyectores y productores, 1o que provoco la acuatizacion total de de estos ultimos.

Para remediar este fenomeno, se implementaron tratamientos con el objetivo de “restaurar” la matriz porosa
en la cercania del pozo. Estos tratamientos consistieron en el bombeo de agente de sostén recubierto con dos
tipos de resinas especificas, cuyas funciones son evitar la devolucion del mismo cuando el pozo se pone
nuevamente en produccion, minimizar la produccion de finos y/o arena de formacion y consolidar la arena
de formacion en la cercania del pozo.

Los tres pozos tratados mostraron una caida de la alta productividad de fluido que es propia de los pozos
“canalizados”. Se observo una paulatina reduccion del corte de agua desde 100% hasta 70-85% recuperando
parcialmente la produccion de petroleo.

Introduccion

El area operada por Pluspetrol abarca las concesiones Jagiiel Casa de Piedra y CNQ7 (en Mendoza) y
CNQ7A y GAIII (en La Pampa). La formacion productiva se divide en el miembro Centenario Superior
(yacimientos Jagiiel Casa de Piedra y Cerro Huanul Sur) y Centenario Inferior (yacimientos El Corcobo
Norte, El Renegado y Puesto Pinto). Las propiedades petrofisicas de ambos miembros son muy similares. El
reservorio es una arenisca no consolidada, de un espesor neto maximo de 17 m a 600 m de profundidad,
dividida en capas con separacion de 2 o 3 metros o amalgamadas. La permeabilidad varia entre 0,5 y 4
Darcies y la porosidad entre 27 y 33 %. El petroleo es de 18°API y tiene una viscosidad in situ de 160 — 270

cp.

El yacimiento comenzd su desarrollo en 2005. A mediados de 2012 cuenta con 450 productores y 250
inyectores. La mayoria del campo se desarrolld con un arreglo 7-spot invertido con un distanciamiento de
280 m. Debido a la alta mojabilidad al agua de la roca reservorio y a la baja presion inicial del reservorio (30
kg/cm2), se observa buena respuesta de secundaria, estimandose un factor de recuperacion final del 24-27%,
mientras que por recuperacion primaria se estima entre 8 y 10%.

El mecanismo de produccion es conocido como CHOPS (Cold Heavy Oil Production With Sand). Los pozos
estan terminados sin ninguna restriccion para la produccion de arena. Por el contrario, durante los ensayos
de terminacion de productores e inyectores se extraen volimenes de arena de aproximadamente 1 m3 por
cada metro de espesor punzado logrando una estimulacion del reservorio. Como sistema de extraccion se
utilizan bombas PCP. En promedio, se extrae un volumen de arena equivalente al 0,1% del liquido
producido.



Canalizaciones de Pozos Productores

El mecanismo de produccion provoca el crecimiento de los llamados wormholes, los volimenes de arena
producidos alcanzan 200 m3 en 5 afios de produccion. Esto provoca el crecimiento de zonas de
permeabilidad infinita en el reservorio. Se estima que cuando estas zonas o canales alcanzan zonas cercanas
al inyector, ya acuatizadas, generan una conexion dinamica inyector productor que no son propias de un
medio poroso, sino de una cafieria. Gracias a la instalacion de sensores de presion en fondo, puede
identificarse una abrupta subida de la presion dinamica, que se acerca a la presion dinamica del pozo
inyector. Por otro lado, estudios de trazadores mostraron tiempos de transito entre inyector y productor de
so6lo algunas horas.

Se presenta el ejemplo de canalizacion del pozo ECN-37. La Figura 1 muestra la correlacion de capas con el
inyector ECN-24, identificado mediante un estudio de trazadores como responsable de la acuatizacion.
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Figura 1. Correlacion de capas entre pozos ECN-37 y ECN-24.
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La Figuras 2 muestra los datos de produccion e inyeccion. Se dispone de sensores de fondo permanentes
(curva gris). En noviembre de 2009 se observa el crecimiento abrupto del corte de agua en el productor
(curva azul). Al mismo tiempo se incrementa la presion dinamica y la produccion de fluido. Al comparar
esta presion entre el pozo inyector y el productor se observa muy poca diferencia entre las curvas. En
octubre de 2010 se realiza un perfil de transito en el pozo ECN-24 dando como resultado una inyeccion
desbalanceada, dado que el 80% del caudal estaba siendo inyectado en las capas LC50 y LC-45.

La canalizacion quedé comprobada con un estudio de trazadores, en donde se registra un tiempo de transito
de 2 hs 35’ y una acumulacion del volumen de trazador inyectado muy abrupto (Figura 3).
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Figura 2. Parametros de produccion pozo ECN-37 y ECN-24.
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Figura 3. Medicion de concentracion de trazador Figura 4. Perfiles eléctricos ECN-37. Perfil
en pozo ECN-37, inyectado en el pozo ECN-24. Neutron. Curva azul muestra aumento de
porosidad en capas LC-55 y LC-50.

La produccion de arena del pozo ECN-37 en el momento de la canalizacion se estim6 en 50 m3. Mediante
un perfil a pozo entubado, pudo comprobarse que las capas LC-55 y LC-50 presentaban comunicacion en el
pozo productor al generarse una caverna en el reservorio causada por la produccion de arena (Figura 4). Esto
evidencia que la capa LC-50 / LC-45 se encontraba ya en produccion (con crecimiento de wormholes) desde
antes de mayo de 2008, cuando fue punzada. Desde el punto de vista del inyector, dado que éste antes fue
productor, también presenta una importante produccion acumulada de arena que fue estimada en 32 m3. Se
cree que esto favorecio la acuatizacion del pozo ECN-37.

De los 450 pozos productores existentes en el area, aproximadamente 30 se encuentran cerrados por
canalizaciones. No se ha podido encontrar una relacion de las canalizaciones con la cantidad de arena
producida ni con otros parametros de produccion o inyeccion. Tampoco es evidente una direccion
preferencial de las mismas.



Criterios de Seleccion de Pozos

Al momento de seleccionar los pozos para evaluar la nueva tecnologia para revertir las canalizaciones, se
considero la posibilidad de realizar tanto tratamientos correctivos como preventivos. Dado que el nimero de
pozos productores es elevado y la mayor parte de los yacimientos ya se encuentran desarrollados, la
viabilidad de los tratamientos preventivos se vio comprometida. Otra desventaja que se considerd es la
dificultad en la metodologia para evaluar el éxito del tratamiento preventivo, dado que seria complejo poder
discernir si un pozo no se canaliza debido al tratamiento preventivo o si simplemente por su naturaleza no
iba a canalizarse jamas. Por lo anteriormente mencionado el piloto de tratamientos se concentré solo en
tratamientos correctivos, para lo cual se seleccionaron 3 pozos: ECN-61, ECN-37 y CoHS-1006.

El primer tratamiento fue realizado en el pozo ECN-61 en septiembre de 2011. Este pozo se canalizd en
marzo del mismo afio y, si bien no se tenia claramente identificado el inyector con el cual estaba conectado,
se lo selecciond por las caracteristicas de su perfil. Dado que la canalizacion se intentd reparar desde el
productor, la identificacion del inyector responsable de la conexion no es un factor critico para el disefio del
tratamiento. La caracteristica principal que presenta este pozo es que tiene solo una arena, la LC-50, con un
espesor util de 4 mts (ver fig.5). A la hora del disefio del tratamiento esto tiene la ventaja de tener la
seguridad de que el 100% del mismo entrara en dicha capa y se estara tratando la arena canalizada lo cual
permitira evaluar la eficacia de la tecnologia. Por otra parte al tener poco espesor, a priori necesitaria un
tratamiento de menor volumen que un pozo de mayor espesor, lo cual implicaria menores costos y riesgos
operativos. El segundo tratamiento fue realizado en el pozo ECN-37 en octubre de 2011. Este pozo, a
diferencia del ECN-61, presentaba un importante espesor neto de 15 mts, siendo uno de los pozos de mayor
espesor en todo el yacimiento (ver Fig.6). La acuatizacion de este pozo fue estudiada con bastante
profundidad, se realizé inyeccion de trazador en el inyector para caracterizar la canalizacion, perfil de
transito para determinar la distribucion de inyeccion e incluso un perfil de neutréon a pozo entubado para
caracterizar la alteracion de la formacion producto de la produccion de arena. Estas razones lo convirtieron
en un excelente candidato desde el punto de vista del estudio debido a la gran cantidad de informacion
relevada. Por otro lado, por su importante espesor de arena, la recuperacion del pozo presentaba buen
potencial de produccion y un desafio mayor en el disefio y operacion que el tratamiento del pozo ECN-61.

El tercer tratamiento fue llevado a cabo en el pozo CoHS-1006. El limite sur del yacimiento Cerro Huanul
Sur, que es parte del conjunto de yacimientos que desarrollaron la formacion Centenario en el area. A
diferencia de los anteriores pozos tratados, la acuatizacion del pozo CoHS-1006 no se debia a una conexion
con un inyector sino a la cercania con el acuifero (ver Fig.7). Este pozo esta ubicado en la linea de pozos
mas cercano al contacto agua petréleo y se estima que la acuatizacion fue producto de: a) el crecimiento de
los “wormholes” hacia el contacto agua/petroleo, b) conificacion del agua en la proximidad del pozo o c)
combinacion de las causas antes mencionadas. La mayoria de los pozos ubicados sobre esta linea presentan
el mismo comportamiento, por lo que el tratamiento es extrapolable a otros pozos vecinos. En el disefio se
incluy6 la inyeccion de un modificador de permeabilidad relativa al agua en los bombeos de diagnostico,
para disminuir el avance de agua por conificacion.
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Hipdtesis de disefio

La pérdida de produccion de un pozo canalizado, se intentd corregir mediante tratamientos desde los pozos
inyectores aplicando geles sellantes para obturar la canalizacion y provocar la divergencia del flujo de
inyeccion a fin de mejorar el barrido en el reservorio. Hasta el momento no se encontré una solucion
efectiva a la canalizacion de pozos por esta via. Para detalles, ver [1].

Otra forma de tratar el problema es aplicar modificadores de la permeabilidad relativa (RPM) en los pozos
productores. Se trata de polimeros que se adsorben en la formacion y disminuyen la permeabilidad al agua,
sin sellar definitivamente los poros. En formaciones no consolidadas, la aplicacion de este tipo de solucion
tiene un alto potencial de falla porque estos pozos no solo producen fluidos (agua y petroleo) sino también
solidos de formacion donde podria estar adsorbido el RPM. Por tal razon, la aplicacion de RPM deberia ser
precedida de un tratamiento de resinas liquidas capaces de dar adherencia a sus granos. Como antecedente se
tiene la terminacion de un pozo de la misma cuenca y formacion, pero perteneciente a otra operadora, donde
el pozo no fue producido por CHOPS, sino que fue punzado y se aplicaron los tratamientos de consolidacion
y de control de agua [2].

La solucion propuesta para la situacion de pozos canalizados, que produjeron ya una importante cantidad de
arena de formacidn, consto de dos pasos:

a) Reconstitucion de la matriz porosa en la vecindad del pozo:
* Tratamiento de acondicionamiento (TA)
e Tratamiento de consolidacion (TC)

b) Tratamiento de control de agua

La reconstitucion de la matriz porosa en la vecindad del pozo, consiste en rellenar aquellos “wormholes” que
generaron la canalizacion con “agente de sostén” (arena de fractura), tratado con resinas especificas que
permitan generar un “empaque’ altamente conductivo y con suficiente resistencia a la extrusion, una vez que
el pozo se ponga nuevamente en produccion. El objetivo de este empaque de arena es modificar la
permeabilidad del conjunto “formacion-canalizacion” en la vecindad del pozo, reduciendo el elevado indice
de productividad y estabilizando la formacién adyacente. De esta manera, se prepara el pozo para el
tratamiento de control de agua a base de RPM y se busca mejorar la eficiencia de barrido de la inyeccion de
agua y aumentar la produccion de petroleo. Finalizado el tratamiento de reconstitucion de matriz porosa
(RPM), se programa ensayar por pistoneco el pozo y controlar que no produzca agente de sostén, medir el
porcentaje de finos y el corte de agua. Posteriormente, se planea poner el pozo en produccion y estimar la
permeabilidad resultante para disefiar el tratamiento de control de agua.

Ademas de la canalizacion debido al crecimiento de los “wormholes”, existen pozos que muestran
problemas de conificacion debido la cercania con el contacto agua/petréleo. En este caso, también es
necesario combinar el tratamiento de control de agua con la reconstitucion de la matriz. Se asume que el
agua producida fluye tanto por la conificacion, como por las canalizaciones y, que el MRP sera mas efectivo
si logra filtrar a través de la zona conificada.

La metodologia propuesta puede resumirse entonces en las siguientes etapas.
* Bombeos de diagnostico con agua tratada y/o gel lineal.

* Tratamiento de acondicionamiento con agente de sostén tratado quimicamente con resina liquida
aglomerante (RLA). En caso de pozos con conificacion de agua, se incluird en esta etapa el bombeo
de RPM para controlar el agua.



* Evaluacidn del comportamiento de la presion después de cada bombeo de acondicionamiento para
determinar si se esta en condiciones de realizar los tratamientos de consolidacion.

* Tratamiento de consolidacion mediante el bombeo de agente de sostén tratado con resina liquida
aglomerante (RLA), seguido por agente de sostén tratado con resina liquida consolidante (RLC).

* Evaluacion del comportamiento del pozo en produccion en cuanto a la productividad y el corte de
agua.

* Tratamiento de control de agua (RPM).

Los bombeos de diagnosticos sirven para interpretar las presiones obtenidas. De antemano, se sabe que
resulta poco probable la fracturacion de la formaciéon ya que existe una red de “wormholes” de
conductividad infinita y que la matriz porosa entre ellos es altamente permeable. Resulta dificil también
encontrar presion de cierre y eficiencia de fluido con estos bombeos, pero la presion instantdnea es un
parametro de referencia importante ya que un incremento de la misma, es indicador de la reconstitucion de la
matriz porosa, debido a que el bombeo del mismo encontrara mayor resistencia a ser desplazado por los
wormbholes.

Programacion de la operacion

La complejidad secuencial de la operacion, hace necesario el correcto empleo de tecnologias especificas
para controlar la produccion del “agente de sostén” y disminuir la produccion de agua, favoreciendo la
produccion de petroleo. Ademas, la red de canalizaciones existentes y la alta permeabilidad de la formacion,
no permiten que los tratamientos puedan bombearse a régimen matricial ni de fractura. Por lo tanto el
comportamiento de la presion de tratamiento debe ser interpretado al momento de bombear los tratamientos.
Esto ultimo, complica la utilizacién de programas de simulacion que permitan predecir el comportamiento
de presiones que se debe esperar. Como referencia, un simulador de fractura fue corrido para obtener un
posible rango de presion de tratamiento y la “presion neta” modelada para el caso en que se desarrolle una
fractura monoplanar de dos alas. Si la “presion neta observada” durante el bombeo resulta menor que la
“presion neta” del modelo, deberia entenderse que no se esta generando geometria alguna. En efecto, la
geometria ya es preexistente debido a los “wormholes” por donde fluye el tratamiento bombeado.

A diferencia de una operacion de fractura, el agente de sostén o arena, no esta sometido a los esfuerzos de
confinamiento, dado que se ubica en las canalizaciones existentes en la vecindad del pozo. Cumple una
funcién de “relleno” y, al no estar confinado, corre el riesgo de ser producido. Para evitar esto, se recubre el
mismo con una resina liquida consolidante (RLC) en la etapa de consolidacion. La colocacion del agente de
sostén la proximidad del pozo requiere de bombeos sucesivos, denominados de “acondicionamiento”, dado
que su objetivo es formar un banco de arena dentro de la canalizacion, que ofrezca resistencia a ser
desplazado. Una resina liquida aglomerante (RLA) se utiliza para recubrir los granos de arena, brindando
cohesion entre los mismos y facilitando la sedimentacion y formacion del banco de arena dentro de los
wormbholes.

Se busca bombear con el minimo caudal compatible como para transportar arena a alta concentracion y
favorecer su decantacion dentro de los wormholes.

El fluido de los tratamientos de acondicionamiento y/o consolidacion, es un gel lineal o bien un gel
reticulado con borato de baja carga polimerica (20 o 25 gal/Mgal) y alta concentracion de quimicos, que
faciliten la ruptura del mismo, para promover su ubicacion en la vecindad del pozo.



Finalizando, la etapa de control de agua debid ser bombeada a caudal matricial y la concentracion del MPR
dependera de la permeabilidad en la vecindad del pozo y la temperatura de formacion. El volumen del
tratamiento se define en funcion a la porosidad de la zona.

Tecnologias aplicadas
Resina liquida aglomerante (RLA)

La resina liquida aglomerante es un agente modificador de la superficie del agente de sostén utilizado en las
operaciones de fractura. Se la agrega en la base de los tornillos que trasportan el agente de sostén desde la
tolva a la batea del equipo de mezclado (blender). De esta manera el mismo queda recubierto por una
delgada pelicula adhesiva que incrementa notablemente la friccion intergranular y el caudal de flujo
necesario para producir la movilizacion del empaque de fractura. Esta “cohesion” artificial provista por la
pelicula adhesiva a los granos del agente de sostén, reduce su decantacion dentro de la fractura creada y
permite una mejor distribucion y logra una mejor distribucion vertical.

En la reconstitucion de la matriz porosa, donde el agente de sostén se coloca dentro de una geometria ya
creada, el empleo de esta resina en lugar de disminuir la decantacion del agente de sostén, lo promovera una
vez finalizado el bombeo debido a que el wormhole tiene mayor ancho que una fractura, hecho que se
observo durante la ejecucion de las operaciones de los pozos tratados. La arena tratada con esta resina y
decantada en la canalizacion, proporciona mayor resistencia al flujo por la cohesion entre sus granos, por
esta razon se selecciona esta tecnologia para los tratamientos de acondicionamientos propuestos.

Otras propiedades como la mejora de la conductividad del empaque y la disminucion de la invasion de finos
al mismo, también contribuyeron para seleccionar el empleo de esta resina aglomerante. Pruebas de
laboratorio demostraron que para empaques de arena tratados con estas resinas eran hasta 30% mas
conductivos que aquellos que no estaban tratados [3]. También se comprobd experimentalmente en ensayos
de conductividad, que el agente de sostén no tratado, sometido a determinada presion de confinamiento
generaba finos que se movilizaban y disminuian la conductividad del empaque, mientras que con agente de
sostén tratado, disminuia la cantidad de finos y estos quedaban adheridos a la pelicula adhesiva sin
posibilidad de movilizarse [4]. En el tratamiento de reconstitucion de matriz, donde se “rellena” los canales
para cambiar la conductividad infinita del canal por una conductividad finita pero lo mas alta posible, el
empaque que mayor conductividad sera aquel donde el agente de sostén sea tratado con esta resina.

Finalmente, la aplicacion de las resinas aglomerantes no requiere de tiempo de curado ya que permanecen
con ese estado de pegajosidad en condiciones de fondo de pozo. En operaciones de fractura, esto permite
realizar la limpieza de la misma en forma inmediata y agresiva. En los tratamientos de reconstitucion de
matriz, esta propiedad no agrega tiempo de “equipo de terminacion” durante las etapas de
acondicionamientos en las que se las utiliza.

Resina Liquida de Consolidaciéon (RLC)

La resina liquida de consolidacion consta de dos componentes: la resina y el agente endurecedor, que se
almacenan en contenedores separados. En locacion se agrega cada componente en los tornillos de transporte
de arena, y por agitacion se mezclan con la misma antes de llegar a la batea del mezclador. Luego, la arena
tratada en formacion necesita de un tiempo de curado, para que la resina endurezca y genere la union entre
granos de arena que proporcionara resistencia a ser desalojados del empaque una vez que el pozo es puesto
nuevamente en produccion.

La arena tratada con RLC (ARLC) fue seleccionada para el tratamiento de consolidacion por las ventajas
que esta representaba frente a la arena resinada comercial (ARC), que se trata de una resina precurada
recubierta de resinas fenolicas. La mayor diferencia entre la ARC y ARLC consiste en que solo una pequefia



fraccion del recubrimiento en las ARC es curable, mientras que en las ARLC todo es curable, por
consiguiente la union entre granos puede desarrollar mayor resistencia. Otra ventaja es que formulacion de la
resina de consolidacion puede ser ajustada al rango de temperatura que se aplicard, existiendo tres clases
diferentes para los siguientes rangos: 70-225 °F; 225-350°F y 350-550°F.

Otra razon importante que determind la eleccion de utilizar ARLC, fue que esta solamente cura por
temperatura de fondo, mientras que la ARC necesita ademas de la presion de cierre y, eventualmente, para
muy bajas temperatura de formacion, como en este caso, de un activador, para que pueda iniciar su curado.
En los tratamientos de reconstitucion de matriz porosa donde no se fractura, sino que se rellena las
canalizaciones, no se tiene esfuerzo de confinamiento o bien éste es insignificante, por lo que no se
aconsejaria la eleccion del ARC.

Finalmente, los ensayos de conductividad realizados en laboratorios usando celdas de flujos, demostraron
que la conductividad del empaque mejora cuando el agente de sostén se trata con resinas liquidas [5]

Modificador de Permeabilidad Relativa (RPM)

Los modificadores de la permeabilidad relativa son sistemas de polimeros solubles al agua que al ingresar a
formacion son adsorbidos por la misma, desarrollando una capa de polimero hidratado a lo largo del canal
poral que ofrece resistencia al flujo de agua sin reducir la permeabilidad al petroleo (Ver fig. 5).

El polimero sellante aplicado a este pozo, es un polimero hidrofobico, base agua. La modificacion
hidrofobica mejora las caracteristicas de adsorcion del mismo, lo que reduce ain mas la permeabilidad al
agua sin modificar sustancialmente el flujo del hidrocarburo. Este polimero modificado, permite que la
adsorcion del mismo contintie aumentando a mayores concentraciones del polimero o, se formen multiples
capas del mismo. Este comportamiento se atribuye a la adsorcion asociativa de las cadenas de polimeros
previamente adsorbidas.

Before After Treatment

Residual Oil

~

Adsorbed Polymer—

Figura 8. Mecanismo de control de agua de RPM hidrofébico.
Operaciones
ECN-61 (pozo canalizado)

El programa preliminar de reconstitucion de matriz porosa solamente fue orientativo y sujeto a
modificaciones, segin el comportamiento de presiones de tratamiento en el pozo. Abajo se muestra dicho
programa. Operativamente, se considero ubicar el packer de la instalacion de fractura aproximadamente 40
metros por encima de los punzados para tener la posibilidad de realizar un “squeeze” con arena tratada con
LRC en caso de ser necesario.



Bombeo de diagnoéstico 1 600 gal agua tratada@ 8 bpm

Si no se obtienen datos para redisefiar el tratamiento, proceder con los siguientes bombeos:

Bombeo de diagnostico 11 1000 gal agua tratada @ 8 bpm

Bombeo de diagnostico 111 gel lineal o reticulado, volumen y caudal a determinar

Con gel reticulado y sobredesplazado con gel lineal se continuara con:

Tratamiento de acondicionamiento | 10 bolsas arena 16/30 con LRA, concentracion maxima 1 ppg
Tratamiento de acondicionamiento I 60 bolsas arena 16/30 con LRA, concentraciéon maxima 2 ppg
Finalmente con gel reticulado y desplazado con gel lineal

Tratamiento de consolidacion 495 bolsas arena 16/30 (75 bolsas con RLA y 420 bolsas con LRC)

Los bombeos de diagnésticos fueron tres, el primero con agua tratada y los dos siguientes con gel lineal (Ver
Fig.9). Se decididé no repetir el bombeo con mayor volumen de agua tratada, debido a que la presion
instantanea del primer bombeo fue nula. El mismo comportamiento en la presion instantanea se obtuvo en
los otros dos bombeos, razon por la cual se continuod con sl tratamiento de acondicionamiento previsto por el
programa, manteniendo la concentracion de 1 ppg e incrementando a 30 bolsas de arena. La presion
instantanea nuevamente fue nula y no pudo determinarse la presion de cierre, como ocurrié anteriormente.
Ante este comportamiento severo de admision, se modificod la etapa de tratamiento de acondicionamiento,
incrementandose el nimero de bolsas y concentracion de arena, para conseguir que la arena bombeada en las
canalizaciones que estan admitiendo decanten en la proximidad del pozo y ofrezca resistencia a ser
desplazada (Fig.10). En la tabla 1 se detallan todas las etapas correspondientes al tratamiento de
reconstitucion de matriz porosa, donde se agregaron etapas de acondicionamiento, para poder lograr el
incremento de presiones instantdneas buscado. Debe mencionarse que recién en el segundo tratamiento de
acondicionamiento logré calcularse la presion de cierre en 1100 psi. En total 364 bolsas de arena tratada con
RLA se bombearon en los tratamientos de acondicionamiento mientras que en el programa original estaba
previsto solamente 75 bolsas. Esta dificultad para generar resistencia al desplazamiento de la arena
bombeada en los sucesivos tratamientos de acondicionamiento condujo a redisefiar el tratamiento y solicitar
el envio de mas agente de sostén que arribo a locacion 17 horas después. En las figuras 10 y 11 se muestra la
grafica correspondiente a los tratamientos de acondicionamiento.

Antes de comenzar con el tratamiento de consolidacion, se realiz6 un nuevo bombeo de diagnostico con gel
lineal para verificar cual seria el cambio de la presion instantanea luego de que el pozo se mantuviera en
reposo, obteniéndose 350 psi, mucho menor que las 930 psi obtenidas en el Gltimo tratamiento de
acondicionamiento. Ademas, la presion de superficie durante los tratamientos de acondicionamiento fue de
1000 psi a 12 bpm mientras que en este bombeo fue de 500 psi. Se verifica entonces que menor presion
instantanea representaria menor resistencia al desplazamiento del agente de sostén.

En el tratamiento de consolidacion se alcanzo una concentracion de arena de 7 ppg y se bombearon 686
bolsas (39% mas de lo previsto originalmente). Se desplazo hasta el packer, ubicado 36 metros por encima
del punzado superior y se obtuvo una presion instantanea fue 455 psi y una presion promedio de 1100 psi.
Debido a que el incremento de presion instantanea fue tan solo de 105 psi, se procedid a “hesitar” la arena
situada en el casing (ver figura 12) hasta una presion maxima de 6000 psi, para facilitar el ingreso de arena
tratada en aquellos punzados que no admitieron arena en el tratamiento de consolidacion.

Se dej6 curar el tratamiento durante 24 horas y se procedio6 a limpiar el pozo con “sand pump” pero, al estar
la arena consolidada dentro de la cafieria, se decidio utilizar fresa para rotarla y lavar el pozo. Se rotd arena
desde 619 a 663 m y durante esta operacion se logré circulacion parcial. El pozo admitié 15 m® de agua
tratada.

Posteriormente se ensayd el pozo utilizando una bomba jet hasta un caudal maximo de 3.6 m’/h,
recuperando solamente agua y sin vestigios de petroleo. Tampoco se observo produccion de solidos durante



el ensayo. Siguiendo con lo programado, se puso el pozo en produccion y se controlo la evolucion del corte
de agua durante un periodo mayor a los dos meses sugeridos en la programacion inicial.

Pozo: ECN-61 (Canalizado)

Punzados: 629.5/633.0 m — Arena producida: 72 m3
. Volumen Desplaz. Conc. Caudal Promedio | Presion Instantanea

Bombeo Fluido (gal) (gal) Arena (bolsas) (Ib/eal) (psi) (psi)
D-1 Agua 2900 7.5-15.5 0

tratada
D-2 Gel Lineal 5000 15.5 0
D-3 Gel Lineal 5000 15.5 0
A-l Gel XL — 2000 1400 30 (RLA) 1 15.7 0

Pad 3000

Gel XL
A-2 Gel XL — 2000 1000 140 (RLA) 3 11.5 277

Pad 6000

Gel XL
A-3 Gel XL - 2000 1000 92 (RLA) 3 11.5 517

Pad 4400

Gel XL
A-4 Gel XL — 2000 1000 102 (RLA) 3 11.8-12.6 932

Pad 5400

Gel XL
D-4 Gel Lineal 4000 12 -16 350
RM Gel XL — 8000 475 601 (RLA) 586 7 12 455

Pad 16350 (RLC)

Gel XL

Total 68050 4875 1191 (RLA)
586 (RLC)

Referencias: D (diagnostico) — A (Acondicionamiento) — RM (Reconstitucién de Matriz) — (pad*): volumen de fluido limpio

Tabla 1 — Pozo ECN-61

En la Figura 13 puede observarse que la produccion de petrdleo fue mejorando los primeros meses posterior
al tratamiento de reconstitucion de la matriz porosa y que el corte de agua continuamente disminuyendo
desde un 95% inicial hacia un 80%. A mediados de junio del 2012 se tenia una produccion bruta de 41 m’
siendo el corte de agua de 76%. Al mes siguiente, se decidio bombear el tratamiento de control de agua a
base de MPR, y para el disefio se considero la permeabilidad calculada a partir del Indice de Productividad
del pozo (1222 mD), para determinar la dosificacion del tratamiento. El volumen del mismo se calculd en
funcion de la porosidad asumida para la matriz reconstituida en la vecindad del pozo. El tratamiento se
bombed a un caudal promedio de 4.5 bpm y sin presion, dejando la duda si el mismo fue distribuido
matricialmente en la vecindad del pozo.

Realizado el tratamiento, se modificé el régimen de produccién, incrementando la bruta de 41 m’/d a 60
m’/d, y con ello se increment6 el corte de agua en un 10%. No se observé un incremento en la produccion
total de petroleo y la evaluacion del tratamiento de MPR se dificulté debido que se increment6 el caudal de
produccion bruta, en lugar de mantener el mismo caudal y observar el efecto del MPR.
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Figura 13. Arriba: Datos de produccion ECN-61. Abajo: Datos de produccion de arena y presion.
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Fig. 10 — ECN-61 — Tratamientos de acondicionamiento
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ECN-37 (pozo canalizado)

El programa original de reconstitucion de la matriz porosa contemplé mayor cantidad de arena debido a que
se tenia un mayor nimero de intervalos punzados (12 metros de espesor punzado). Sin embargo, con la
experiencia obtenida del pozo anterior, se acordd disponer en locacion mayor capacidad de tanques de
almacenaje de agua y en lugar de llevar las 668 bolsas de arena, se transportd 1800 bolsas de arena 16/30.
Nuevamente se contemplo la posibilidad de “hesitar” la arena en caso de ser necesario, y se fijo el packer a
63 m por encima del tope de punzados. Abajo puede verse la propuesta original.

Bombeo de diagnostico I 600 gal agua tratada@ 8 bpm

Si no se obtienen datos para redisefiar el tratamiento, proceder con los siguientes bombeos:
Bombeo de diagnostico 11 1000 gal agua tratada @ 8 bpm

Bombeo de diagnostico 11 xxxx gal gel lineal o reticulado, a caudal a determinar.

Con gel reticulado y sobredesplazado con gel lineal se continuara con:

Tratamiento de acondicionamiento I 20 bolsas arena 16/30 con LRA, concentracion maxima 1 ppg
Tratamiento de acondicionamiento I 90 bolsas arena 16/30 con LRA, concentraciéon maxima 2 ppg
Finalmente con gel reticulado y desplazado con gel lineal

Tratamiento de consolidacion 558 bolsas arena 16/30 (110 bolsas con RLA, 468 bolsas con LRC)

La experiencia adquirida en la ejecucion del trabajo anterior, hizo que la propuesta se redisefiara y se
incrementara la concentracion maxima del agente de sostén, tanto en los tratamientos de acondicionamiento
como en el de consolidacion. Por otro lado, se considerd ejecutar un menor nimero de bombeo de
diagnostico. A continuacion se muestra el esquema de bombeo:

Bombeo de diagnostico 1 600 gal agua tratada@ 8 bpm

Si no se obtienen datos para redisefar el tratamiento, proceder con los siguientes bombeos:
Bombeo de diagnostico 11 1000 gal gel lineal @ caudal a definir

Bombeo de diagnostico 11 xxxx gal gel reticulado, a caudal a determinar.

Con gel reticulado y sobredesplazado con gel lineal se continuara con:

Tratamiento de acondicionamiento I 250 bolsas arena 16/30 con LRA, concentracion maxima 5 ppg
Tratamiento de acondicionamiento I 200 bolsas arena 16/30 con LRA, concentracion maxima 4 ppg
Tratamiento de acondicionamiento III 135 bolsas arena 16/30 con LRA, concentraciéon maxima 4 ppg
Finalmente con gel reticulado y desplazado con gel lineal

Tratamiento de consolidacion 910 bolsas arena 16/30 (355 bolsas con RLA, 555 bolsas con LRC)

Hubo tres bombeos de diagnostico: con agua tratada, con gel lineal y con gel reticulado. En los dos primeros
bombeos, el pozo admitié sin presion todo el fluido (Ver fig. xx) y la presion instantanea fue nula en todos.
Esto indicaba que la reconstitucion de la matriz porosa seria mas dificultosa y que mayor cantidad de arena
deberia ser utilizada. Se redisefié nuevamente en locacion el programa y en lugar de realizar tres bombeos de
acondicionamiento con cantidades de arena decreciente, se ejecutaron dos con concentraciones finales mas
altas que las previstas (Ver tabla 2). La presiones instantaneas fueron 0 y 400 psi respectivamente.
Finalmente, el tratamiento de consolidacion, también fue modificado y la concentraciéon maxima de arena
bombeada fue de 12 ppg, siendo la presion instantanea de 248 psi. Como la evolucion de la presion de
superficie fue muy similar a la del pozo ECN-61, se decidié subdesplazar el tratamiento hasta el packer, y
luego hesitar la lechada de arena tratada con LRC para lograr que los punzados que no hayan admitido
arena, lo hagan al aplicarsele mayor presion. En la fig. 14 se muestra el tratamiento de consolidacion y
hesitacion, donde puede apreciarse el incremento de presion hacia el final del ciclo. Se dejo curar el
tratamiento durante 24 horas, se limpio el pozo con fresa, rotando arena consolidada desde 583 a 688 m.
Durante la limpieza, el pozo circuld normal hasta que se lleg6 a los punzados, luego comenz6 a admitir hasta
un total de 60 m’ de agua tratada. Se ensayé con bomba jet hasta un caudal méaximo de 3.6 m’/h,
recuperando agua tratada y sin vestigio de arena ni de petroleo.



Pozo: ECN-37 (Canalizado)
Punzados: 638.0/641.0 — 642.0/647.0 — 648.0/650.0 — 650.5/652.5 — 654.0/658.0 m
Arena producida: 72 m3

Caudal ,
Bombeo Fluido Volumen Desplaz. Arena (bolsas) Conc. Promedio Instant'anea
(gal) (gal) (Ib/gal) (psi)
(bpm)
D-1 Agua 1747 5 0
tratada
D-2 Gel Lineal 3109 7.5 0
D-3 Gel XL 5002 1037 0
A-1 Gel XL - 2001 1260 240 (RLA) 4.85 7.5 0
Pad 10135
Gel XL
A-2 Gel XL — 1131 1093 360 (RLA) 8.60 7.5 400
Pad 7451 SDR
Gel XL
RM Gel XL - 5989 560 601 (RLA) 586 12 754
Pad 16908 (RLC)
Gel XL
Total 53473 3950 1191 (RLA)
586 (RLC)

Referencias: D (diagnostico) — A (Acondicionamiento) — RM (Reconstitucién de Matriz) — SDR (Step Down Rate)

Tabla 2 — Pozo ECN-37

El pozo fue puesto en produccion para evaluar el impacto de la reconstitucion de la matriz porosa sobre la
produccion. La fig. 15 muestra la produccion del pozo antes y después del tratamiento, notandose una
mejoria en la produccion del petroleo, ya que de 1 m® que se tenia antes del tratamiento, se pasoé a 6m’ en
junio del 2012, con un corte de agua de 85%. Al mes siguiente se decidié bombear el tratamiento de control
de agua, para cuya dosificacion se considero la permeabilidad calculada a partir del Indice de Productividad
del pozo (376 mD). Se bombeo a un caudal de 4.5 bpm y a muy baja presion (25 psi promedio), quedando
nuevamente la duda si se logro una distribucion matricial del mismo en la vecindad del pozo.

Nuevamente, no se observd cambio en el corte de agua después del tratamiento de MPR. A diferencia del
pozo ECN-61, aqui se tratd de no modificar el régimen de produccion para poder comparar resultados y, se
noto que el corte de agua se mantuvo igual, sin modificacion.
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Fig. 14 — ECN-37 — Tratamiento de Consolidacion
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Figura 15. Arriba: Datos de produccion ECN-37. Abajo: Datos de produccién de arena y presion.
CoHS-1006 (pozo conificado)

La experiencia adquirida en los dos pozos anteriores se tuvo en cuenta al momento de redisefiar el programa
de esta operacion. Se disminuy6 el numero de los bombeos de diagnostico, se redujo a dos los tratamientos
de acondicionamiento empleando gel lineal en lugar de gel reticulado, para promover la decantacion de la
arena en la vecindad del pozo y favorecer la colocacion del tratamiento de consolidacion, cuya maxima
concentracion de agente de sostén sera de 9 ppg. En este caso, el programa rediseniado, fue el que se ejecutod
y se muestra a continuacion:

bombeo de diagndstico 1 1000 gal agua tratada@ 8 bpm

Bombeo de diagnostico 11 1000 gal gel lineal @ caudal a definir

Con gel lineal y sobredesplazado con gel lineal se continuara con:

Tratamiento de acondicionamiento I 3000 gal MPR + 180 bolsas arena 16/30 con LRA, 5 ppg
Tratamiento de acondicionamiento II 3000 gal MPR + 180 bolsas arena 16/30 con LRA, 5 ppg
Finalmente con gel reticulado y desplazado con gel lineal

Tratamiento de consolidacion 660 bolsas arena 16/30 (200 bolsas con RLA, 460 bolsas con LRC)

Sin registro de presion en superficie, se ejecutaron dos bombeos de diagnostico, el primero con agua tratada
y el segundo con gel lineal. Inmediatamente y en forma consecutiva se bombearon los tratamientos de



acondicionamiento, cada uno de ellos precedidos con del tratamiento de control de agua a base de MPR. La
presion promedio en ambos fue aproximadamente de 500 psi y las presiones instantaneas 437 psi para el
primero y 300 psi para el segundo, lo que muestra nuevamente un caso severo de canalizaciones y de dificil
reconstitucion de la matriz porosa. La tabla 3 resume todas las etapas del tratamiento de reconstitucion de
matriz porosa.

Pozo: CoHS-1006 (Conificado)

Punzados: 623.0/628.0 m — Arena producida: 79 m3

Bombeo Fluido Volumen (pad*) Desplaz. Arena ?\225' Caudal promedio Instant.énea
(gal) (gal) (bolsas) (Ib/eal) (bpm) (psi)
D-1 Agua 1300 10 0
tratada
D-2 Gel lineal 1500 12 0
A-l MPR 3000 2000 180 (RLA) 5 8 437
Gel lineal- 2000 14
Pad 6000
Gel Lineal
A-2 MPR 3000 1500 180 (RLA) 5 8 300
Gel lineal- 2000 14
Pad 6000
Gel Lineal
RM Gel XL - 3000 550 199 (RLA) 9 12 450
Pad 12940 462 (LRC)
Gel XL
Total 40740 4050 559 (RLA)
462 (LRC)

Referencias: D (diagnostico) — A (Acondicionamiento) — RM (Reconstitucién de Matriz) — (pad*): volumen de fluido limpio

Tabla 3 — Pozo CoHS-1006
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Fig. 16 - CoHS-1006 — Tratamiento de Consolidacion




Por ultimo, el tratamiento de consolidacién se bombed a 12 bpm y la presion promedio fue de 750 psi,
notandose un incremento abrupto de 300 psi al cambiar la concentracion de la arena de 6 a 7 ppg. En ese
momento esta ingresando en las canalizaciones la arena tratada con LRC (Ver fig. 16). Nuevamente, se
“subdesplazo” para hesitar, pero en esta operacion, la admision del pozo no permitié que se alcanzaran
presiones altas como en los anteriores y solamente se logrd incrementar la presion instantdnea hasta 550 psi
después del “squeeze”.

Nuevamente se dejo curar el tratamiento durante 24 horas, se lavo arena consolidada desde 633 a 672 m, con
fresa, con el pozo circulando parcialmente. Luego se ensayo el pozo mediante jet-pump, durante 18 horas
hasta un caudal maximo de 2.7 m*/h, recuperando agua tratada y sin solidos. Luego de ensayar, el tope de
arena se encontrd den 662 m y se lavd nuevamente hasta 672 m.

El pozo se puso en produccion y fue notable la reduccion del corte de agua observada luego del tratamiento
de reconstitucion de matriz porosa (se alcanzo6 un corte de agua del 65%. Seglin muestra la fig.17, este fue el
pozo de mejor respuesta, alcanzando una produccién bruta de 42 m’.
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Figura 17. Arriba: Datos de produccion CoHS-1006. Abajo: Datos de produccion de arena y presion.

Conclusiones:



Se demostrd que ha sido posible recuperar los pozos acuatizados mediante un tratamiento novedoso, que
considerd la reconstitucion de la matriz porosa, mediante el empleo de arena tratada con resinas liquidas
aglomerantes y consolidantes y el empleo de modificadores de la permeabilidad relativa.

Fue muy importante evaluar los tratamientos durante el bombeo de los mismos y tener la posibilidad de
modificarlo en tiempo real a medida que se iban confirmando las hipotesis de trabajo. Desde el primer pozo,
se traté de comprender el comportamiento de la presion en este tipo de reservorio, donde el bombeo de los
tratamientos no se circunscribia ni al flujo matricial ni al de fractura.

Se verificaron las hipotesis que la reconstitucion de la matriz porosa conduciria a una disminucion del
excesivo indice de productividad propio de una canalizacion. El incremento de produccion de petroleo
posterior al tratamiento, fue producto de la divergencia de la inyeccion de agua en la vecindad del pozo, que
mejoro la eficiencia de barrido de la misma.

Desde el punto de vista de produccion, los tres pozos mostraron caidas paulatinas del corte de agua y se han
recuperado un total de 30 m3/d de petroleo entre los tres (40% de la produccion antes de canalizarse).
Después de 9 meses de tratamiento el porcentaje de agua sigue bajando desde 100% a 70-80% segun el
pozo.

No se observo una caida del porcentaje de arena producida.

Luego de la inyeccion de RPM en los pozos ECN-61 y ECN-37 no se observo una reduccion del corte de
agua. En ambos pozos, los tratamientos se bombearon a alto caudal y sin presion, lo que hace suponer que
los mismos no fueron distribuidos matricialmente y que probablemente un gran volumen del mismo filtré a
través de los “wormholes” con matriz reconstituida de mayor conductividad. Entendemos que una posible
mejora de estos deberia lograrse reconstituyendo la matriz porosa de manera mas eficiente en la vecindad del
pozo.
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