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RESUMEN

El estudio presentado en este documento tuvo como objetivo fundamental mejorar las
estimulaciones matriciales reactivas implementadas en tres pozos productores de la formacion
Guadalupe ubicados en un Campo A de la Cuenca de los Llanos Orientales mediante la

simulacion de escenarios mejorados a traves de inteligencia artificial.

Para el desarrollo del estudio en los (3) tres pozos y con el fin de aumentar la produccion de crudo
y disminuir el dafio de formacion, se hizo uso del software de simulacion que tiene por nombre
Computering Modelling Group (CMG) y las sub-herramientas que ayudaron en la creacion de los
modelos de los pozos, el modelamiento de los fluidos producidos y el modelo de dafio de
formacién. Continuando con el procedimiento de optimizacion de la estimulacion, fue usado el
software de la compafiia SLB Ilamado Pipesim para establecer las curvas IPR y VLP que
permitieron evaluar la seleccion de los escenarios de mejora como también la descripcion del
rendimiento productivo de los pozos con dafio de formacion, a su vez el andlisis nodal facilito

establecer las condiciones actuales de operacion.

La simulacion de los escenarios de mejora primeramente facilité la comparacién y validacion de
las operaciones de estimulacion implementadas inicialmente, posteriormente se pudo determinar
el éxito de los escenarios simulados de estimulacion al evaluar las mejoras tanto del dafio de
formacion como del aumento de produccion de cada uno de los pozos, como resultados de las
simulaciones se obtuvo un aumento en la produccién para el Pozo A de un 11%, para el Pozo B
un 32% vy finalmente para el Pozo C un 2% lo que representa una disminucion de dafio de

formacion de 17,8%, 28,04% y 16,52% respectivamente para cada pozo.

Palabras clave: Estimulacién matricial reactiva, Dafio de formacion, Simulacion de yacimientos,
Curvas IPR y VLP, Analisis nodal.
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INTRODUCCION

En la industria de los hidrocarburos, los yacimientos petroleros sufren diferentes procesos que
modifican sus propiedades petrofisicas, como lo son la porosidad y la permeabilidad
principalmente [1]. Estos cambios son conocidos como dafios de formacion o skin y se generan
de acuerdo con la etapa operativa en la que se encuentre una formacion, ya sea perforacion,
produccion o completamiento. Los dafios de formacion independientemente del origen o la
naturaleza del dafio tienden a reducir drasticamente la permeabilidad efectiva de la roca
productora ocasionando una reduccion del flujo de produccion [2]. Estos dafios son causados por
diferentes factores y causas como por ejemplo una operacion de workover en vez de ser una
operacion de remediacion o mejoramiento puede convertirse en un dafio inducido a la formacién,
inclusive hasta una operacion de estimulacion puede llegar a ser perjudicial. “Durante el proceso
natural de produccion de los pozos puede originarse también el dafio, al alterarse las
caracteristicas originales de los fluidos del yacimiento o las de los minerales que constituyen la
roca” [3], es por tal motivo que para contrarrestar los dafios se implementen técnicas que mejoren
la produccion y que restituyan los patrones de flujo, conocidas bajo el nombre de estimulaciones,

las cuales pueden ser matriciales (reactiva o no reactiva) o por fracturamiento (hidraulico o acido)

[3].

De acuerdo con lo anterior, el estudio esta enfocado en tres pozos productores de la formacion
Guadalupe, estos estan ubicados en la Cuenca de los Llanos Orientales. Segun los estudios de
laboratorio realizados a los tres pozos, se sabe que el depletamiento productivo esta asociado con
dafios de formacion, sobre todo por bloqueos organicos, emulsiones y migracion de finos,
desafortunadamente los resultados de la implementacion de estimulaciones matriciales reactivas
no han sido los esperados y por tal razon la empresa operadora se ha visto obligada en la basqueda

de mejoras de los procesos de estimulacion.

La elaboracion del presente proyecto tiene como objetivos identificar las oportunidades de mejora
y el escenario optimo para los procesos de estimulacién implementados por la empresa, esto
mediante la generacion de simulaciones que faciliten el reconocimiento de las variables de
mejora, la disminucion de dafio de formacién y el aumento de las tasas de produccién de los
pozos. Primeramente, se presenta una recopilacion y analisis de los estudios de caracterizacion

de dafio de formacion realizado por la operadora, como también informacion de yacimiento,
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producciones, estimulaciones, caracteristicas de los fluidos de produccion y demas data pertinente
para entender las causas de aparicién de los dafios, sin embargo, la informacion no fue
suministrada en su totalidad debido a la sensibilidad de algunos pardmetros lo que gener6 un
grado de incertidumbre. También se describe el efecto que tiene el dafio de formacion por
bloqueos organicos y emulsiones en la disminucion de la produccién de cada uno de los pozos
mediante algunas de intervenciones de estimulacion realizadas. Por otro lado, con el uso de un
software se identifican las variables a través de un analisis de sensibilidad que posteriormente con
ayuda de la inteligencia artificial facilitan la evaluacion de los escenarios de mejora. Por ultimo,

se selecciona y analiza técnicamente el caso mas viable de estimulacion.
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OBJETIVOS

Objetivo General
Simular los escenarios mejorados de estimulacion reactiva en pozos productores de un

Campo A en la Cuenca de los Llanos Orientales mediante inteligencia artificial.

Objetivos Especificos

1. Describir las causas y efectos de los dafios de formacion en pozos productores de un
Campo A en la Formacién Guadalupe.

2. Realizar un modelo de simulacion conceptual de los pozos productores en estudio.

3. Entrenar a la inteligencia artificial con la informacion del caso base para la identificacion
de las variables que mejoren la estimulacidn reactiva de los pozos productores mediante
un analisis de sensibilidad.

4. Seleccionar el mejor escenario de la estimulacion reactiva para la evaluacién de su efecto
analizando las curvas IPR previas y posteriores a la estimulacion.

5. Realizar un analisis técnico del escenario seleccionado.
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1 MARCO TEORICO

En este trabajo, nos centraremos en un conjunto especifico de teorias y enfoques que
consideramos relevantes para el estudio de los escenarios mejorados de estimulacion reactiva.
Si bien existen multiples perspectivas tedricas sobre este tema, hemos seleccionado aquellas

que consideramos mas pertinentes y que proporcionaran una base sélida para nuestro analisis.

1.1 Cuenca de los Llanos Orientales
1.1.1 Localizacion

La cuenca de los Llanos Orientales se ubica en el Este del territorio colombiano, comprende los
departamentos de Casanare, Arauca, Meta y Vichada, sus limites son: al Norte con el limite
politico con Venezuela, al Este con el escudo de Guyana, al Sur con la serrania de La Macarena,
el arco Vaupés y rocas metamorficas del precambrico y al Oeste con el sistema de fallas de la

cordillera Oriental [4].

Figura 1.

Mapa de localizacién
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North: Geographic Border Venezuela \
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West: frontal thrust system of the Eastern Cordlllera
East: Guyana Shield Precambrian rocks (GS)

Nota: Mapa de localizacion de la cuenca de los Llanos Orientales. Tomado de E. Lozano y N. Zamora,
“Anexo |. Compilacion de la cuenca de los Llanos Orientales”. Servicio Geoldgico Colombiano, 2014. [En
linea].Disponible:https://recordcenter.sgc.gov.co/B20/23008100024725/Documento/Pdf/2105247251109
000.pdf
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1.1.2 Estratigrafia

Esta cuenca tiene origen durante el paleozoico en una cuenca de apertura en donde se forman
fallas de tipo normal y se generan espacios de acomodacion necesarios para que los sedimentos
del Cretécico inicien su depositacion; debido a los procesos que llevaron al levantamiento de las
cordilleras, los sedimentos sufrieron una gran deformacion debido a fallas como Guaicaramo,
Yopal y el sistema de fallas Cusiana-Tamara y pliegues como los sinclinales de Nazareth y

Nunchia, y el anticlinal del Guavio[4].
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Figura 2

Columna estratigrafica generalizada de la cuenca de los Llanos Orientales
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Nota: Columna estratigrafica de la cuenca de los Llanos Orientales. Tomada de [5] Agencia Nacional de
Hidrocarburos, “Cuenca Llanos Orientales. Integracion Geologica de la Digitalizacion y Anélisis de
Nucleos™. diciembre de 2012. [En linea]. Disponible en:
https://www.anh.gov.co/documents/2669/5._Informe_Final_Llanos.pdf
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1.1.3 Sedimentacion

La sucesion estratigrafica inicia desde el Paleozoico con rocas depositadas sobre un basamento
cristalino y que sufren un bajo grado de metamorfismo y son suprayacidas por sedimentos del
Cretacico y del Cenozoico en un ciclo de ambiente de depositacion continental-marino-
continental [4].

Figura 3

Diagrama de Wheeler
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Nota: Diagrama de Wheeler de la estratigrafia regional de las cuencas de la cordillera Oriental, valle medio
del Magdalena y Llanos Orientales. Tomada de E. Lozano y N. Zamora, “Anexo |. Compilacion de la
cuenca de los Llanos Orientales”. Servicio Geoldgico Colombiano, 2014. [En linea]. Disponible en:
https://recordcenter.sgc.gov.co/B20/23008100024725/Documento/Pdf/2105247251109000.pdf
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1.2 Dario de formacion

El dafio a la formacidén es un término genérico que se refiere al deterioro de la permeabilidad de
las formaciones petroliferas; por diversos procesos adversos. El dafio a la formacién es un
problema operativo y econdmico indeseable que puede ocurrir durante las diversas fases de la

recuperacion de petrdleo y gas de los yacimientos[9].

El dafio de formacion no es del todo reversible debido a que las particulas que ingresan en los
poros de la formacion no necesariamente salen de estos, este fendmeno se llama el efecto del

embudo invertido, por lo tanto, es mejor prevenir el dafio que intentar erradicarlo de la formacion

[9].

El principal indicador de la presencia de dafio de formacion es la disminucion del desempefio del

pozo, lo que hace referencia a la reduccion de la productividad de petréleo y gas[9].

Figura 4

Localizacién de diversos tipos de dafios

Scales

Organic deposits

Silicates,
aluminosilicates

Emulsions

Water blocks [

Wettability changes [ ==

Nota: Localizacion de diversos tipos de dafio de formacion en determinadas zonas. Tomado de: M.
Economides and K. Nolte, Reservior Stimulation, Third. WILEY, 2000.
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1.2.1 Origen de dafio de formacion

Como se menciono anteriormente, el dafio de formacion se genera durante las operaciones de
perforacion, cementacion, estimulacion, produccion, inyeccidén de agua e inyeccion de gas,

descritas brevemente a continuacion.

e Perforacion: las operaciones de perforacion son de especial cuidado debido a que es la primera
interaccion con el yacimiento generando que el equilibrio natural de la formacion se rompa,
bien sea por el contacto del material de la sarta o por los componentes del fluido de
perforacion. Sin embargo, el factor mas relevante es el fluido que se ingresa a la formacion
puesto que estos normalmente contienen viscosificadores, reductores de pérdidas de fluido,
sales y particulas de carbonato de calcio que pueden provocar fendmenos como atrapamiento
de agua, absorcion y retencién de polimeros y taponamiento de particulas, entre otros [10].

e Cementacion: Durante la cementacion de la tuberia de revestimiento; al bajar ésta, puede
causarse una presion diferencial adicional contra las zonas productoras, comprimiendo el
enjarre y aumentando las posibilidades de pérdida de fluidos. Las lechadas de cemento
también producen un alto filtrado y los propios sélidos pueden invadir la formacion. Los
fluidos lavadores y espaciadores, y otros productos quimicos contenidos en la propia lechada
de cemento, utilizados normalmente durante la cementacion, pueden ser fuentes potenciales
de dafio a la formacion. Los filtrados de lechadas con pH elevado, son particularmente
dafiinos en formaciones arcillosas, adicionalmente al entrar en contacto con salmueras de la

formacion de alta concentracion de calcio, pueden provocar precipitaciones de sales[11].

e Estimulacion: La estimulacion de pozos debe ser cuidadosamente disefiada para evitar que
los fluidos de tratamiento inyectados contra la formacion, puedan dejar residuos por
precipitaciones secundarias o incompatibilidades con los fluidos de la formacion.
Obviamente estos efectos causaran dafos dificiles de remover y en ocasiones permanentes.
Los fluidos acidos de estimulacion son de las fuentes de mayor potencialidad de dafios. Una
seleccién inapropiada del fluido de estimulacion, o el no tomar en cuenta las condiciones de
los pozos en los que se realiza una estimulacion, puede llevar a dafios severos y en ocasiones
permanentes. Al inyectar un acido, los productos de corrosion de las tuberias son disueltos y

llevados a la formacion. Al gastarse el acido, estos productos compuestos de hierro, vuelven
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a precipitarse en la roca. Asimismo, los fluidos de estimulacion llevan productos quimicos
(&cidos, surfactantes, etc.), que pueden cambiar la mojabilidad de la roca, crear emulsiones,
reaccionar con el aceite del yacimiento formando lodos asfalticos, desconsolidar la roca,
causar precipitaciones indeseables, entre otras[11].

Produccion: El principal problema en esta etapa es el taponamiento de las zonas cafioneadas
debido al arrastre de material particulado del flujo de los fluidos del yacimiento a superficie.
Las principales causas del taponamiento del pozo se dan por la formacion de finos, parafinas,
asfaltenos y escamas inorganicas provocando una declinacion acelerada de la produccion de

gas y petroleo [12].

Inyeccion de agua: se debe tener cuidado con la composicion y calidad del agua debido a que
esta puede tener s6lidos en suspension que afecten la inyeccion. Adicionalmente se debe tener
en cuenta la composicion del agua de yacimiento con el fin de evitar reacciones con el agua
de inyeccién debido a que la incompatibilidad entre estas puede causar precipitaciones

traducidas en taponamientos[12].

Inyeccion de gas: El gas generalmente alcanza flujo turbulento en todas las instalaciones antes
de llegar al intervalo abierto, esto ocasiona un efecto de barrido de grasa para roscas, escamas
de corrosion u otros sélidos que taponaran los poros del yacimiento. Asimismo, el gas
inyectado puede acarrear productos quimicos, residuos de lubricante de las compresoras u

otros materiales, todo lo cual reduce la permeabilidad al gas y su infectividad[11].

De acuerdo con Economides (2000), el dafio de formacion se puede categorizar de acuerdo

con su mecanismo de origen, este puede ser natural o inducido.

1.2.2 Dafo de formaciéon natural

El dafio de formacion natural se produce principalmente como resultado de la produccién de los

fluidos del yacimiento, a su vez se subdivide en:

Migracion de finos: la migracion de finos se da como resultado de la migracion de particulas
provenientes de la roca reservorio en donde se pueden transportar desde sedimentos hasta las
arcillas como la kaolinita, clorita, illita, smectita y cuarzo, la kaolinita es la arcilla que més

comunmente se presenta en la migracion de finos, el area de superficie indica el area que esta
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expuesta a los fluidos del yacimiento, esta es importante ya que la reactividad de cada particula

va en relacion con el area de contacto que esta expuesta a los fluidos.

Al momento en que ocurre la produccion de los fluidos, estas particulas viajan a través de la
formacion generando taponamientos en las gargantas del poro en la region cercana del pozo,
reduciendo asi el indice de productividad del mismo. El dafio por finos normalmente se

encuentra en un radio de 3 a 5ft del pozo [13].

Hinchamiento de arcillas: las arcillas pueden cambiar de volumen al variar la salinidad del
fluido que circula por la formacién. Los cambios en la permeabilidad de la formacién
resultantes de la alteracion de la arcilla se deben a la cantidad, ubicacién y tipo de minerales
arcillosos dentro de la formacion. la permeabilidad de la formacion puede verse afectada
porque las particulas de arcilla, cuando son pequefias, quedan incrustadas en el espacio poroso

y pueden forman obstrucciones cuando reaccionan con los fluidos que fluyen en el pozo[13].

Escamas: la presencia de las escamas se da por la incompatibilidad con el agua de formacion
provocando asi un desequilibrio en el agua de produccion, para que no se presente un
desequilibrio el agua de la formacién debe contener un ion que este sobresaturado para que en
el momento en que caiga la presion el dioxido de carbono sea capaz de realizar la
desgasificacion; los depdsitos de las escamas organicas se ven altamente influenciadas por la
caida de la presion, temperatura, viscosidad, o cualquier elemento que altere el equilibrio del
agua, estas escamas se pueden presentar en la formacién, los puntos perforados o en la tuberia,
las escamas orgdnicas mas comunes y que mayor problema ocasionan son el carbonato de

calcio, sulfato de bario y el sulfato de calcio[14].

Depdsitos orgénicos e inorgéanicos: En los yacimientos petroliferos, los depdésitos sélidos
organicos consisten principalmente en parafinas y asfaltenos. Estos compuestos de alto peso
molecular se precipitan del petroleo crudo debido a cambios en las condiciones de presion y

temperatura a lo largo del proceso de produccién.

Una vez separados, tienen tendencia a adherirse a las superficies rocosas o metalicas, lo que
provoca su deposicion. Con el paso de los afios, el corte de agua aumenta y provoca la

acumulacién de incrustaciones inorganicas que se incrustan en los depdsitos de cera
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preexistentes. Estos depdsitos en la matriz rocosa provocan la obstruccion de las pequefias
gargantas de los poros, lo que da lugar a un deterioro de la permeabilidad, mas cominmente

conocido como dafio de formacion[15].

Emulsiones: las emulsiones son combinaciones de dos o mas fluidos inmiscibles (incluido el
gas) que no se dispersan molecularmente entre si. Las emulsiones se componen de una fase
externa (también Ilamada no dispersa o continua) y una fase interna (también llamada dispersa
o discontinua). La fase interna esta formada por gotitas suspendidas en la fase externa. Casi
todas las emulsiones que se encuentran en el campo se producen por la adicion de alguna forma

de energia que produce la mezcla[13].

La mayoria de las emulsiones se rompen rapidamente cuando se retira la fuente de energia. El
mecanismo de ruptura de estas emulsiones inestables es por contacto y crecimiento de las gotas
y, a continuacién, por separacién de la densidad del fluido. Cuando las gotas se acercan y se
tocan, la pelicula superficial que las rodea puede diluirse y romperse, formando gotas grandes
en un proceso denominado coalescencia. Las gotas méas grandes se sedimentan rapidamente
debido a las diferencias de densidad entre los liquidos que forman capas separadas. S6lo una
parte de las gotas que se tocan se fusionan. Cuando la coalescencia es minima, la emulsién es
estable[13].

1.2.3 Dafo de formacién inducido

Los dafios inducidos son el resultado de una operacion externa realizada en el pozo, como una
operacion de perforacion, terminacion, reparacion, tratamiento de estimulacion o inyeccion. A

continuacion, se describen los dafios de formacion inducidos:

Taponamiento inducido por particulas: el dafio por particulas de los fluidos inyectados se
produce en la zona cerca del pozo, taponando las gargantas de los poros de la formacién. Los
problemas incluyen la obstruccion de los poros, el taponamiento de las perforaciones, la
pérdida de grandes cantidades de hidrocarburos y sélidos en fracturas naturales o sistemas de
fracturas. EI mejor método para evitar este tipo de dafios es utilizar un fluido limpio en un
sistema de flujo limpio con una gama controlada de tamafos de particulas que detenga

rapidamente la pérdida de fluido por formacion de puentes en el pozo[13].
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Alteracion de la mojabilidad: muchos fluidos de perforacion pueden tener una tendencia a ser
adsorbidos tanto en carbonatos y superficies de piedra arenisca y causar una alteracion de la
mojabilidad o transicibn que puede alterar significativamente las caracteristicas de

permeabilidad relativa de agua-aceite en la region cercana al pozo[11].

Reacciones acidas: los tratamientos de acidificacion son causa de distintos problemas como;
entrada de material dafiino de la tuberia, bloqueos de emulsion, bloqueos de agua y deposicion
de asfaltenos o parafinas. Ademas de estos procesos el mal disefio de un tratamiento de
acidificacion puede afectar la produccion del pozo causado por la generacion de lodos entre la
reaccion de acidos con asfaltenos y subproductos precipitados por la reaccién de &cidos con

los materiales de formacion [13].

Bacterial: las bacterias pueden ser un problema grave en las operaciones de produccion por lo
que consumen y por sus subproductos, estas pueden crecer en muchos entornos y condiciones
diferentes. Las mas problematicas en los yacimientos petroliferos son las reductoras de
sulfatos, las formadoras de limo, las oxidantes del hierro y las que atacan a los polimeros de

los fluidos de fracturacion y de recuperacion secundaria[13].

Bloqueos por agua: los bloqueos por agua pueden ocurrir cuando se filtra a la formacion agua
proveniente de los fluidos de perforacidn, terminacién o reparacion, o por comunicacion con
una zona productora de agua. La region de alta saturacion de agua resultante, cerca del pozo,
reduce la permeabilidad de la formacion al petrdleo. La presion del yacimiento puede ser tan
baja que no logre vencer la presion capilar creada por la alta tension interfacial entre el agua y

el medio poroso, credndose asi un bloqueo permanente[11].
1.3 Estimulacion en pozos petroleros

Estos tratamientos tienen por objeto eliminar el dafio a la formacion y restaurar la capacidad
natural de produccion del pozo mediante el cual se restituye o se crea un sistema extensivo de
canales en la roca productora de un yacimiento para facilitar el flujo desde la roca al pozo o desde

el pozo a la roca de ser necesario[16].
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1.3.1 Estimulacion matricial

Tratamiento disefiado para tratar la formacion cercana al pozo, en lugar de otras areas del
conducto de produccién, tales como la tuberia de revestimiento a través del intervalo de
produccion, los tubulares de produccion o los disparos o perforaciones. Los tratamientos de
estimulacion matricial incluyen &cido, solvente y tratamientos quimicos para mejorar la
permeabilidad de la formacion cercana al pozo, lo que aumenta la productividad de un pozo. La
estimulacidén matricial es un proceso de inyeccion de fluido en la formacion, sea acido o
solvente, a presiones inferiores a la presion de fractura, para mejorar la produccién o la
capacidad de flujo de un pozo[17]. Dependiendo de la interaccion de los fluidos de estimulacion

y el tipo de dafio presente en la roca, se divide en dos grandes grupos descritos a continuacion:

e Estimulacion matricial reactiva: la estimulacion matricial reactiva, en la cual los fluidos de
tratamiento reaccionan quimicamente disolviendo materiales que dafian la formacion y los
propios sélidos de la roca. En este caso se utilizan los sistemas acidos. Esta estimulacion se
emplea para remover algunos tipos de dafio como los dafios ocasionados por particulas
solidas (arcillas), precipitaciones inorganicas, etc. En algunos casos, principalmente en
formaciones de alta productividad, la estimulacion matricial reactiva se utiliza no s6lo para
remover el dafio, sino también para estimular la productividad natural del pozo, a través del
mejoramiento de la permeabilidad de la formacion en la vecindad del pozo. En este caso se

tienen técnicas de acidificacién matricial en arenas y areniscas y en rocas calcareas[11].

El éxito de la estimulacion matricial depende primordialmente de la seleccién apropiada del
fluido de tratamiento. El proceso de seleccion de un fluido es en lo general muy complejo,
debido a muchos parametros involucrados que varian ampliamente, como son el tipo de
dafio, las caracteristicas de la formacidn, las condiciones del pozo, el criterio econémico,

entre otros[11].

e Estimulacion matricial no reactiva: Es en el cual los fluidos de tratamiento no reaccionan
guimicamente con los materiales de la roca, utilizdndose para la remocion de dafios
ocasionados por bloqueos de agua, aceite o emulsién, perdidas de fluido de control o
depdsitos organicos. Los fluidos a utilizar son: soluciones oleosas 0 acuosas, alcoholes o

solventes mutuos, acompariados principalmente de surfactantes u otros aditivos afines. El

30



éxito de estos tratamientos consiste en la buena seleccion del surfactante[18].
1.3.2 Estimulacion por fracturamiento

Un tratamiento de fracturamiento consiste esencialmente en el rompimiento de una seccion
productora de la formacion mediante una fuerza hidraulica ejercida por un fluido, generalmente,
conteniendo una arena que fungira como sustentante para mantener la fractura generada abierta.
El fracturamiento hidraulico es un proceso de estimulacion de pozos, que relaciona tres aspectos
de la perforacion que son: presiones de inyeccién en pozos, pérdidas de circulacion y
rompimiento de la formacién. El propdsito fundamental de un fracturamiento es incrementar las
condiciones de flujo hacia el pozo, mediante la apertura de canales de flujo generados por una

presion hidrostatica que venza la resistencia de la roca[19].
1.4 Inflow performance relationship (IPR)

La relacion de rendimiento del flujo de entrada (IPR) de un pozo es la relacién entre la tasa de
produccidn y la presion del fondo del pozo. En el caso de los pozos petroliferos, se suele suponer
que la tasa de entrada de fluido es proporcional a la diferencia entre la presion del yacimiento y
la presion del pozo. Esta suposicion conduce a una relacion lineal que puede derivarse de la ley
de Darcy para el flujo en estado estacionario de un fluido monofasico incompresible y se

denomina indice de productividad (IP)[23].
1.5 Ley de Darcy

Henry Darcy propuso una ecuacion que relaciona la velocidad del fluido aparente con las caidas
de presion a través del lecho de arena o filtro; aunque Darcy realizo los experimentos solo con
flujo en la direccion inclinada, o vertical, su expresion es también valida para flujo horizontal,
haciéndolas mas interesante para la industria petrolera. se debe tener en cuenta que Darcy
considerd un area constante, por lo tanto, la ecuacion no refleja cambios de velocidad segun la

posicién [20]. Por lo tanto, la ecuacién que describe la ley de Darcy es la siguiente:
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Ecuacion 1
Ecuacion de Darcy

_K*AP

= L
Nota: Ecuacion de Darcy. Tomado de: RIVERO, Jose Luis. “Analisis nodal y explotacion de
petroleo”. p 53.

Donde:

e (Q Caudal de flujo

e K Permeabilidad del espacio poroso, mD
e u Viscosidad del fluido, cP

e L Longitud de flujo, ft

e AP Gradiente de presion, psig

1.6 Ecuaciones de flujo

El comportamiento de la presion en un punto y en un momento dado dentro de la formacion
dependerad, entre otras cosas, de si la perturbacién de presion se ha extendido a todo su volumen
0 s6lo a una parte del mismo. Hasta que dicha perturbacién alcance un limite exterior, se dice que
esta en un periodo transiente, y entonces hablamos de un proceso de presion transitorio; Cuando
la perturbacion ha alcanzado algun punto del limite exterior del campo, pero no su totalidad,
comienza el periodo postransiente; finalmente, cuando todos los puntos del embalse, incluidos
los puntos del limite externo, estan sujetos a perturbaciones, comienza un periodo estable o

pseudoestable, esto depende de las condiciones de contorno existentes fuera del embalse[21].

Para analizar el comportamiento de la presion con el tiempo y la distancia, para los periodos
transiente y estable o pseudoestable, se requiere conocer el tipo de flujo que se esta presentando
bajo ciertas condiciones. En cuanto al tipo de flujo que puede tenerse en un yacimiento se habla

de flujo continuo, pseudoestable e inestable[21].
1.6.1 Flujo estable
El flujo estable se da cuando la tasa de flujo y la presion no varian con el tiempo; esta situacion
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solo podréa presentarse en un periodo pseudoestable, cuando el yacimiento esté alimentado en su
limite exterior por una fuente, como es el caso de un acuifero lateral[21]. La ley de Darcy para

flujo radial continuo es la siguiente:

Ecuacién 2

Flujo estable
7.08 1073 « K, * hx (P,,s — Pyf,)

qo - re
Hop * Bop * | Ln (7£) + 5|
Nota: Ecuacion de flujo estable. Tomado de NARANJO, Abel. Evaluacién de yacimientos de
hidrocarburos. Medellin. Universidad Nacional de Colombia, 2009. p. 4.

Donde:
e (, Tasade flujo, BOPD
* W,y Viscosidad, cP
e K, Permeabilidad de la formacién, mD
e h Espesor, ft
e 1, Radio del pozo, ft
e 1, Radio de drenaje, ft
e P, Presion promedio del yacimiento, psia
e P,y Presion fondo fluyente, psia
e B, Factor Volumétrico, RB/STB
e S Factor de dafio
1.6.2 Flujo pseudoestable
Ocurre cuando la tasa de flujo se mantiene constante en el pozo, pero esta, como la presion, varia
con el tiempo en el yacimiento; esta situacion se conoce como tasa terminal constante y puede

presentarse tanto en el periodo transiente como en el pseudoestable[21]. La ley de Darcy para

flujo semicontinuo es la siguiente:
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Ecuacién 3

Flujo pseudoestable
7.08 %1073 « K, * h * (Py,s — Pyyys)

qdo =
T, 3
Hop * Bop * [ L (72) — 7 + 5|
Nota: Ecuacién de flujo pseudoestable. Tomado de NARANJO, Abel. Evaluacion de yacimientos
de hidrocarburos. Medellin. Universidad Nacional de Colombia, 2009. p. 4.

Donde:
e (, Tasade flujo, BOPD
* W,y Viscosidad, cP
e K, Permeabilidad de la formacién, mD
e h Espesor, ft
e 1, Radio del pozo, ft
e 1r, Radio de drenaje, ft
e P, Presion promedio del yacimiento, psia
e P, Presion fondo fluyente, psia
e P, Factor Volumétrico, RB/STB
e S Factor de dafio
1.6.3 Flujo inestable
Se produce cuando la tasa de flujo en cualquier punto del yacimiento, incluyendo el pozo, varia
con el tiempo y la presion en él se mantiene constante, aunque luego cambie en cualquier otro

punto del yacimiento, esta situacion puede presentarse tanto en el periodo transiente como en el

pseudoestable y se conoce como caso de presion terminal constante[21].
1.7 Factor de dafio

Durante operaciones de completamiento y reacondicionamiento de pozos es posible que entren a

la formacion filtrados de lodo, mezclas de cemento o particulas de arcilla que reducen la
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permeabilidad alrededor del pozo. Este efecto, es cominmente referido como dafio(skin) del pozo
y la region alterada de la formacion se conoce como zona de dafio, la cual puede extenderse desde

unas pocas pulgadas hasta varios pies desde el pozo[22].

Hawkins mostro que la permeabilidad en la zona de dafio es uniforme y que la caida de presion a
través de la zona puede aproximarse por la ecuacion de Darcy[22], por lo cual, el factor de dafio

0 skin puede ser expresado de la siguiente manera:

Ecuacién 4

Factor de dafio de formacion

5 ( k 1) . Ln (rskin)
kskin ry

Nota: Ecuacion factor de dafio de formacion. Tomado de Paris de Ferrer, Magdalena. “Fundamentos
de Ingenieria de Yacimientos”, 2009.

Donde:
® k..in Permeabilidad en la zona dafiada, mD
® r.in Radiode lazona dafiada, ft
e k Permeabilidad sin dafio, mD

e r, Radio del pozo sin dafio, ft

Al momento de evaluar el factor de dafio de formacion, existen tres posibles resultados.

e Factor de dafo positivo: ocurre cuando la zona alrededor del pozo se encuentra dafiada
debido a que la permeabilidad de la zona dafiada es menor a la permeabilidad de la

formacion, por lo tanto, S es un numero positivo.

e Factor de dafio negativo: Indica que la zona cercana al pozo se encuentra estimulada,
debido a que la permeabilidad de la zona dafiada es mayor que la permeabilidad de la

formacion, este factor indica un mejoramiento de las condiciones alrededor del pozo.

e Factor de dafio cero: indica que no existe una alteracion de la permeabilidad alrededor de

la zona del pozo.
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Para determinar la caida de presion debido al dafio de formacion se expresa de la siguiente

forma:

Ecuacién 5

Caida de presion en funcion del dafio de formacion

k
APsk,-n=141.2*[ *Po ”"] xS

Nota: Ecuacion caida de presion en funcion del dafio de formaC|on Tomado de Paris de Ferrer,
Magdalena. “Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos”, 2009.

Donde:
e AP, Caidade presion por presencia de dafo, psig
e (Q, Tasade flujo de petréleo, BOPD
e B, Factor volumétrico del petréleo, RB/STB.
e K Permeabilidad, mD

e u, Viscosidad del petroleo, cP

h  Espesor, ft

e S Dafio de formacion, adimensional.
1.8 Computer Modelling Group (CMG)

CMG es una empresa lider en tecnologia de simulacién y software para la industria de los recursos
energéticos, se especializa en el desarrollo y comercializacién de software de simulacién
numérica para modelar y simular yacimientos petroliferos, yacimientos de gas, procesos de
recuperacion mejorada y otros aspectos relacionados con la industria del petroleo y gas[24].

La tecnologia superior de CMG continlia abriendo nuevos caminos, simulando los procesos de
recuperacion simples a los méas avanzados a través de una combinacién de flujos de trabajo de
construccién de modelos faciles de usar, tecnologia de mejora de rendimiento de dltima
generacion y multidisciplinaria (por ejemplo, efectos térmicos, geoquimica, geomecanica,
comportamiento de fluidos y fases, hidraulica de pozos y completamiento) necesaria para modelar
con precision los procesos de recuperacion[24].
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1.8.1 CMOST

CMOST es una herramienta utilizada en el software CMG para realizar analisis de sensibilidad y
optimizacion de modelos de yacimientos. CMOST proporciona capacidades avanzadas para
explorar el espacio de soluciones, identificar configuraciones Optimas y comprender la
sensibilidad de los resultados del modelo a diferentes pardmetros y variables[24].

e Optimizacion de produccion: CMOST permite identificar configuraciones Optimas de
produccidn que maximicen la recuperacion de hidrocarburos y optimicen los procesos de

inyeccion, produccion y control de pozos.

e Analisis de sensibilidad: CMOST facilita la evaluacion de la sensibilidad de los resultados
del modelo a cambios en los parametros de entrada, como propiedades del yacimiento,

condiciones de operacion de los pozos y estrategias de produccion.

e Calibracion de modelos: CMOST puede utilizarse para calibrar modelos de yacimientos
con datos observados, ajustando los parametros del modelo para que los resultados

simulados se ajusten mejor a los datos histdricos de produccion y presion.
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2 METODOLOGIA Y DATOS

En este capitulo se explica el procedimiento realizado para dar cumplimento al estudio. La fase |
es la recopilacién de informacion productiva, antecedentes tanto del campo como de los pozos
productores, pruebas de laboratorio realizadas para identificar dafio de formacion de acuerdo con
lo suministrado por la compafiia operadora. La fase Il corresponde a la construccion del modelo
conceptual de los pozos productores en el software CMG alli se explica el proceso de construccion
y los datos que fueron seleccionados como informacion petrofisica, dafio de formacion, presiones
de formacion y demas variables necesarias; posteriormente se identificaran las variables de
mejora para determinar los escenarios Optimos y viables de la estimulacién empleando la
herramienta CMOST. Finalmente, en la fase Il se recopilan los escenarios resultantes de la
simulacion para poder establecer e identificar el mejor escenario de estimulacion teniendo en
cuenta unos criterios de seleccion como la produccién, el comportamiento del tratamiento, entre

otras.

Figura 5

Diagrama de flujo para el desarrollo de la metodologia

METODOLOGIA DE DESARROLLO

FASEI FASEIl FASEIl
RECOPILACION 2 RESULTADOS
DE DATOS SIMULACION Y ANALISIS

| Busqueda y seleccién

A partir de datos e informacién Jalisg Sl
obtenida del campo y los pozo Seleccién de datos e f“ellor ST e
A,B,C; se conocerd el historial para la simulacién estimulacion para su

productivo; caracteristicas geolégicas mediante el software andlisis de curvas IPR
; pefrofisicas, estudios de Computer Modelling y su estudio
caracterizacién de dafo de Group (CMG), se tecnico
formacién y fluidos producidos Pt X
realizara

evision del caso base y determinar
los escenarios éptimos mediante un
andlisis de sensibilidades del
modelo a cambios en los
pardmetros de entrada,
condiciones de operacién de los
pozos y estrategias de produccién
por medio de la herramienta
CMOST

Andlisis SARA T

. Gravedad API El modelo de simulacién
. N conceptual de los pozos
+ Indice de estabilidad productores en estudio

coloidal (CIIl)

«+ Andlisis de escamas

Nota: Diagrama de flujo para el desarrollo de la metodologia
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2.1 Fasel

Se recopil6 y analizé la informacidn proporcionada por la comparfiia operadora sobre el Campo
Ay los 3 pozos productores de la Formacion Guadalupe, cuyos datos fueron obtenidos entre el
afio 2017 y el afio 2023, esta data suministrada dispone de la historia de produccion del Campo
Ay los pozos A, B y C, operaciones de Workover, datos petrofisicos, caracterizacion de los
fluidos y dafio de formacidn, también pruebas de laboratorio que justifican el dafio presente en
los pozos. Esta informacion sirvio para entender el desempefio productivo de los pozos y el

campo, asi como la aparicion temprana del dafio de formacion.
2.1.1 Recopilacion de informacion productiva

La historia productiva del Campo A permitié conocer el comportamiento que este ha presentado
desde que se descubrio en el afio 2002 hasta el 2022, permitiendo observar como durante los
ultimos afios se ha presentado una tendencia decreciente en la produccion debido a la aparicion
temprana de dafios de formacidn en sus pozos productores A, B 'y C. Se analizd y se enfocé en la
recopilacion de informacion productiva, operaciones de workover de cada pozo para poder
evaluar el efecto del dafio de bloqueos organicos y emulsiones, dafios que fueron intervenidos por

la compafiia debido a su impacto.
2.1.2 Historial de Operaciones de Workover

Con la recopilacion de las intervenciones de las operaciones de workover realizadas para cada
uno de los pozos hasta el afio 2023, algunas con la finalidad de cambiar el equipo ESP instalado
y otras con el objetivo de recuperar la productividad e incrementar el recobro del pozo, siendo
estas las mas importantes se extrajeron y representaron en Tablas siguiendo la escala de
calificacion usado por la Operadora (malo, regular, bueno, excelente), como se muestra a

continuacion.
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Tabla 1

Historial de Workover del Pozo A

HISTORIAL DE REACONDICIONAMIENTOS

POZO A
WO N° FECHA BREVE DESCRICION RESULTADOS

1 Mar-21 Estimulacion Bueno

2 Dic-21 Tratamiento remocion & Bueno
inhibicion de asfaltenos

3 Jun-22 _Camblp,de ESP.’ . Bueno
estimulacion matricial

4 Jul-23 Estimulacion (remocion e Bueno

inhibicion)

Nota: Data de Workover extraida de los reportes de produccién. Tomado de los datos de la compafiia

operadora.

Tabla 2

Historial de Workover del Pozo B

HISTORIAL DE REACONDICIONAMIENTOS

POZO B
WO N° FECHA BREVE DESCRICION RESULTADOS
. Carfioneo intervalos Fm
1 Dl Guadalupe e instalacion ESP e
2 Jul-21 Pulling ESP Bueno
3 Feb-22 Estimulacion matricial Bueno
4 Jul-22 Re-cafioneo F_m Guadalupe y BLENo
cambio ESP
5 Nov-22 Aislamiento de formaciones por BLENO
filtrado

Nota: Data de Workover extraida de los reportes de produccion. Tomado de los datos de la compafiia

operadora.
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Tabla 3

Historial de Workover del Pozo C

HISTORIAL DE REACONDICIONAMIENTOS
POZO C
WO N° FECHA BREVE DESCRICION RESULTADOS
1 Nov-20 Instalacion de ESP Excelente
2 May-22 Estimulacién matricial Bueno
3 May-23 Estimulacién matricial Aceptable
4 Jul-23 Estimulacién matricial Bueno

Nota: Data de Workover extraida de los reportes de produccién. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.

2.1.3 Caracterizacion de Fluidos y Dafio de Formacion

La caracterizacion de los fluidos producidos y dafio de formacion se obtuvieron de los estudios
de laboratorio realizados por la compafia operadora, estos estudios comprenden pruebas de
laboratorio a muestras representativas extraidas durante las operaciones de Workover de cada
pozo. Las pruebas de laboratorio permitieron conocer las propiedades del fluido, su composicion,
condiciones bajo las cuales ocurre la precipitacion de asfaltenos, migracion de finos, formacién
de emulsiones y demas dafios que al identificarlos permitio seleccionar un posible tratamiento
matricial. Por tal razdn se extrajo la informacidn para construir tablas y diagramas que permitieran
una mejor visualizacién de la informacion contenida y de manera objetiva validar los tipos de

dafio de formacion presente en cada pozo.

Las pruebas usadas por la operadora para la caracterizacion y de las cuales se analizaron sus
resultados para conocer el tipo de fluido producido se muestran en la siguiente figura.
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Figura 6

Diagrama de pruebas de laboratorio realizadas a los fluidos producidos

Pruebas de Laboratorio Para la Caracterizacion de

Fluidos
*  SARA
+ AP
o Analisis PVT

Analisis Fisicoguimico del agua
Tension interfacial (IFT)

Nota: Listado de pruebas de laboratorio para la caracterizacion de fluido.

Las pruebas SARA sirven como punto de partida para evaluar metodologias de prediccion de

estabilidad de asfaltenos gracias a que permiten clasificar los compuestos del hidrocarburo en 4

grupos segun el grado de solubilidad y polaridad: Saturados (incluye parafinas), Aromaticos,

Resinas y Asfaltenos, de alli el nombre SARA. La figura 7 muestra el esquema tipico de la

separacion del fluido por el método SARA.

Figura7

Diagrama de separacion de fluido por el método SARA

Mezcla de
Hidrocarburos

1

Diluido con n-alcano

'

Malteno

Adsorcion con silica

Precipitado

Diluido con
| I
n-akﬂhﬂ TOIU‘.‘”U [0|u!:|no-ll'n'|(\.tanﬂ|
| | | !
Saturados Aromaticos Resinas Asfaltenos

Nota: Diagrama de separacion de hidrocarburos en fracciones SARA. Tomado de T. Ahmed,”
Reservoir engineering handbook”, 2006.
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Con lo anterior, los resultados de las pruebas SARA realizados a las muestras de fluido de cada
uno de los pozos fueron recolectados y extraidos en tablas, con la finalidad de lograr una mejor
visualizacion y andlisis de los datos, facilitando la interpretacion de los hallazgos encontrados en
la composicion del fluido.

La gravedad API es una medida de densidad (°API) que permite comparar la densidad del
petréleo con la del agua en las mismas condiciones de presion y temperatura. Gracias a esta
medida se pueden clasificar los crudos desde superligeros a extrapesados, valores mayores de
°API indican una baja viscosidad y valores menores de °API indican una alta viscosidad. De
acuerdo con los resultados obtenidos de la formula usada para calcular la gravedad API (ecuacion

6), permitio tener idea del tipo de hidrocarburo que los pozos estan produciendo.

Ecuacion 6

Ecuacion para calculo de °API

141.5

API' = (GEa60°F

) —131.5 donde GE es gravedad especifica.

Nota: Ecuacion para calculo de °APl. Tomado de Norma ASTM D287-92, Método de Prueba
Estandar para la Determinacion de la Gravedad API de Petroleo Crudo y sus Derivados (Método del
Hidrémetro). Pennsylvania, 1992.

En cuanto al analisis PVT el cual permite determinar algunas propiedades y variaciones de
presion de los fluidos de un yacimiento, se examiné de las pruebas el comportamiento de los
hidrocarburos en el yacimiento, identificando las variables halladas como densidad, API,
composicion del fluido y de gas, ya que la presencia de ciertos compuestos gaseosos influye en
la precipitacion de asfaltenos como el CO2, N2 y CH4. Esta informacion mencionada
anteriormente permitio la construccion de un cuadro comparativo mediante el porcentaje del peso
molecular de los compuestos para asi esclarecer la presencia de los asfaltenos. De igual manera
se reviso el andlisis fisicoquimico del agua para conocer su composicion y las pruebas de
medicion de tension interfacial, resultados que posteriormente sirvieron para la identificacién de

las causas de formacion de emulsiones.

Por otro lado, el estudio de caracterizacion de dafio de formacion para los pozos productores A,

B y C se analizaron las siguientes pruebas de laboratorio:
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Figura 8

Diagrama de pruebas de laboratorio realizadas a muestras de solidos

Dafio de Formacion

!

*  Analisis escamas orginicas e inorganicas

s Tendencia incrustante de depdsitos minerales

s Analisis mineraldgico

s Prueba de compatibilidad de fluidos

» Estabilidad de asfaltenos, solubilidad asfaltenos v onset pressure
s  Pruebas estaticas, distribucion v tamafio de gota

s Analisis de blogueo

[ Pruebas de Laboratorio Para la Caracterizacion de ]

Nota: Listado de pruebas de laboratorio para la caracterizacion de dafio de formacién.

De las pruebas de laboratorio realizadas a las muestras de solidos encontrados en cada pozo
(asfaltenos), se examind la caracterizacion realizada por la compafiia y las composiciones de
estas, al igual que observamos las evidencias fotogréficas de las muestras encontradas en los

pozos, como se puede ver en la siguiente figura 9.

Figura 9

Muestras de solidos encontrados en los pozos

Pozo A Pozo B Pozo C

Nota: Se observan muestras de los pozos A, B y C (asfaltenos), usados en los estudios de
caracterizacion de dafio. Tomado de los datos de la compafiia operadora.
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En cuanto al anélisis de escamas organicas basado en los datos obtenidos de pruebas anteriores,
como el estudio SARA, este comprende dos factores importantes: el primero corresponde a los
ensayos de solubilidad de los asfaltenos y el segundo al célculo del indice de estabilidad coloidal
(CII). Primeramente, con los resultados de solubilidad con el uso de diferentes solventes como
isopropanol, varsol, xileno entre otros, se comprendié la estabilidad de los compuestos pesados
de las muestras solidas. Posteriormente, se sabe que el indice de estabilidad definido por Yen en
2001 [28], es larelacion de la suma de asfaltenos y saturados entre la suma de aromaticos y resinas

como se puede observar en la siguiente ecuacion.
Ecuacion 7

Ecuacién de indice de estabilidad coloidal

CIl = Y%saturados + %asfaltenos

%resinas + Y%aromaticos

Nota: Ecuacién para célculo de CIl. Tomado de E. Buenrostro-gonzalez, H. Groenzin, C. Lira-
galeana, and O. C. Mullins, “The Overriding chemical principles that define asphaltene”, 2001.

Con la ecuacion mencionada anteriormente, el comportamiento de las particulas pesadas se valido
con el indice de estabilidad coloidal para cada uno de los pozos, cada valor permitié
matematicamente expresar la deteccion de la precipitacion de asfaltenos segun las fracciones
composicionales obtenidas de la prueba SARA. De igual forma, para establecer un analisis
significativo se investigd de los asfaltenos los factores que afectan la estabilidad de estos y
propician su precipitacion. Por otro lado, existen modelos que permiten evaluar la estabilidad,
depositacion y taponamiento debido a la presencia de ciertas particulas o componentes, estos
pueden ser modelos matematicos, estadisticos o termodinamicos los cuales a su vez presentan
submodelos como alternativas para ser usados en estudios de otros materiales, sin embargo, se
profundizo y enfoco en el modelo trabajado por la compaifiia, siendo este un modelo
termodinamico, se observd las graficas obtenidas por el modelo de simulacién EOS (Ecuaciones
de Estado) para evaluar el impacto de los asfaltenos en el comportamiento de permeabilidad,
onset pressure o presion en la que los asfaltenos inician a precipitarse, medicion del radio de dafio

y porcentaje de dafio de formacion.
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En cuanto a las causas de aparicién del dafio por migracion de finos se revisd el analisis
mineraldgico de nucleos para identificar la composicion de la Formacion Guadalupe y su material
cementante, junto con los resultados de las pruebas de compatibilidad de fluidos usados en los
tratamientos se valido por medio de las reacciones quimicas los mecanismos que propiciaron la

migracion de material particulado.

Para el andlisis de escamas inorganicos o también Ilamado precipitacion inorganica, se examino
los factores que inciden en el equilibrio, se compararon los porcentajes de compuestos hallados
en los pozos para determinar presencia de material proveniente del yacimiento y que son el
causante de incrustaciones u obstrucciones en las sartas de produccion como puede ser cuarzo,

magnetita o carbonato de calcio.

Por Gltimo, debido al alto corte de agua evidenciado en el historial de produccidn de los tres pozos
y los efectos que tiene en la aparicion de dafio de emulsiones, se revisaron las pruebas estaticas
las cuales permitieron simular la interaccién de los fluidos en el yacimiento permitiendo de esta
manera medir las distribuciones y comportamientos de los tamafios de gota. Con estas pruebas se
ratifico la generacion de emulsiones y taponamiento de las gargantas porales de la formacion.

2.2 Fase Il

Se inicia con la creacién del modelo conceptual de los pozos en el software CMG para la
simulacion de escenarios mejorados de estimulacion reactiva de los pozos productores en estudio,
estos se realizardn en un subprograma llamado CMOST del software CMG, el cual es un
simulador para realizar analisis de sensibilidad y optimizacién de modelos de yacimientos.
CMOST proporciona capacidades avanzadas para explorar el espacio de soluciones, identificar
configuraciones 6ptimas y comprender la sensibilidad de los resultados del modelo a diferentes

parametros y variables. A continuacion, se describe el proceso de desarrollo de la fase I1:
2.2.1 Construccion del modelo de simulacion conceptual de los pozos

> Ingreso a la herramienta Builder para la creacion del grid o malla cartesiana en la pestafia

de reservoir.
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Figura 10

Creacion de la malla cartesiana o del grid

[ Builder - [CMGBuilder00_Andinasd  Build Static Model with Task Manager = o x
Fle Edit View 10 Control Reservoi— e 91id i IR
Window Help [ edegid ]
Delete grid Refine Well
SEIRB O O08 S K P B
12D Areal ~ B Flip Grid in | Direction
Block Fil ~ » Grid Top Flip Grid in ) Direction plit ar
_ p— ’l Block Pinchout Thickness Setting... ombine Layer
110 Conral . Fix Grid Block overlap... xtract M
| Fix Net-to-Gross ratio.. B
» Components Y Reservoir Settings... .
= RMM | Convert to / edit fractured reservoir...
: l"n:ﬂmozdmns : Reservoir and grid advanced options...
#_Wels & Recurrent | Geological units...
v Grid Add New Custom Property...
v Aray Properties Specify Property...
Rock-Fluid End-Point Property Mc Calculate Properties...
Sectors Delete Properties...
Aquiers Set Transmissibility Multiplier Across Faults...
Lease Planes T
¥ Rock Compressibility. Bl Croote/Ech Sactons
Compaction/Dilation Regions
W Options = Create/Edit Lease Planes..
Flux Sectors & Create/Edit Aguifers...
Rock Compressibility...
Create/Edit Compaction/Dilation Regions...
Geostatistics...
Rock-Fluid End-Point Properties...
Create/Edit Flux Sectors...
Open RESCUE File...
£ File
Run RESCUE Validator...
For Help, press F1 -

Nota: Pestafia de reservoir para la creacion del grid. Imagen tomada del software CMG version
2022.
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> Se realizan los ajustes respectivos al tamarfio del reservorio, el niUmero de bloques

entre otros aspectos necesarios para el entendimiento de las propiedades del terreno.

Figura 11

Definicion del nimero y tamafio de los bloques del grid

Nota: Se define el nimero de blogues para I, J, K'y el ancho de los bloques paras las direcciones I,

File Edit View 10 Control Reservoir Components Rock-Fluid  Initial Conditions  Mumerical  Geom:

Full Window 3 ]

=] =]

el 2R

10-2D Areal v Plane 1 of 1 g
Block Fil - |Giid Top <] [mzoses -~ Property
Model Tree View 2 /|| Create Orthegenal Comer Peint Grid
% 140 Control Cilw o
Grid Type K Dirsction
i Reservoir + Cartesian Up
3 Components 5 © Comer pairt {orthogonal) € Down
1 RackFud R Number of Grid Blocks
I direction J direction K dirsction
& Initial Conditions 4 15 4 B
14 Numenical v
Block widths
_‘f Geomechanics ’ | direction
9 Tracer Data g 15600
¥ wels & Recurent v JBT:m"
v Grid
./ Array Properties Controling Grid spacing
Rock-Fluid End-Point Property Modification (0 Snap spacing
Sectors Snap grid lines as muttiples of :
Aquifers | direction J direction
Lease Planes 1 1
/' Rock Compressibility.
Compaction/Dilation Regions
Options OK Cancel

Flux Sectors
Flux Boundary

J. Imagen tomada del software CMG version 2022.
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» Generacion de un PVT y la obtencion de la informacion necesaria para la

simulacion mediante el ajuste de correlaciones proporcionadas por Builder

Figura 12

Correlaciones region PVT

Model Tree View K B Imex VT Recions

i 170 Control » =
% Reservoir N PUTRegon 1| ol v

B Components r

- PVT Table General Undersaturated Data

X Rock-Aud ¥

@ intal Contions . PVTTable Type:  |Ofandgas PVT) v Teble Uses: | Gas famiation volume factor (8G) v
3% Numenical r 8 include Oi Compressbity in PVT Table e dahie oy el

= - Bubble poit pressure

5 Geomechanics 0 (O include Gas-ai Interfacial Tension in PVT Table

E——— . Ol formaion vol. factor

5 Tracer Data

1 Welh & Recurent 5 Toos b Sohtion gas-oi rtio

¥ Component Properties
= " " EED) B 3 [Ba [viso [visg [eo

MODEL: BLACKOIL

-1/ PVTRegion: 1 | Razel | | bbi3 e [e [ 17081
Polymer degraciation 725367 1.15069 0.00960117 1.0038 0.0135291 3e-005
99,4685 1.16521 Q07771 0921555 0016 3edl5

7 127714 118064 0. 94 0852444 00140164 3005
7 728.818 157.069 119688 000471089 | 0.793805 00143049 32005
B 347338 187393 121387 0.00400045 | 0.743633 00146233 32005
5 966.858 218578 123156 0.00346724 | 0.6999%9 0.014572 36005
10 [1085.88 25054 12499 000305323 | 0.661348 00153513 3005
1 [12009 283212 1.26886 000272332 | 0.628407 00157616 32005
12 [132382 316538 1.28342 000245503 | 0.598615 00162029 32005
13 [144254 350473 1.30855 000223325 | 0.571963 0.016675 36005
B

oK Cancel Help

Nota: Tabla de correlaciones PVT obtenidas por el software. Imagen tomada del software CMG
version 2022.

> Incluir datos de Sw, Krw, Krow para la creacion de tablas y curvas de

permeabilidad relativas

Figura 13

Ingreso de la informacion para correlaciones de permeabilidad.

Falcu\aﬂonslnrm\wmamas system
Use st below as a guide to set exponent values for the generalized
equations, or to select specific analytical equations. o
=
Exponerts < 1.0 gives convex curve. Indicates channeling. ~| 2
k]
Show Equations s
= 53
(7] Liquid saturations do not include connate water
# | Deseription Value | I
1| SWCON - Endpoint Saturation: Cannate Water 0.2 05— 7 3 T T n‘
2| SWCRIT - Endpoit Saturation: Crtical Water | 0.2 ™ Sweon Swerit W Sorwi-Soiw
3| SOIRW - Endpoint Saturation: Ineducible Ol .| 0 1
4| SORW - Endpoirt Saturation: Residual Oi for.. 0.2
5| SOIRG - Endpoint Saturation: Ireducible Oi ... 0
& |SORG - Endpoint Saturstion: Residual Oilfor .. |0 s
7 | SGCON - Endpoint Saturation: Connate Gas | 0.7 24 Krouo
& | SGCRIT - Endpoint Saturation: Crical Gas | 0.7 o3 909
3 |KROCW - Kro at Comnate Water 1 g5
10 | KRWIRQ - Krw at Ineducible O 1 z=
11 | KRGCL - Krg at Connate Liquid 0.05 g 3 Sorg
12| KROGCG - Krog at Cannate Gas 1 £ Soirg
13 | Exponert for caloulating K from KAWIRO  0.35
14 | Expanent for calculating Krow from KROCW | 0.35 - f' z 7 — o
15 | Exponent for calculating Krog from KROGCG | 0.35 : SWW.T sirg 1-Sgerit 1-Sgeon
16 | Expanent for calculating Kra from KRGCL 0.35 Sleon
oK Cancel Apply Help

Nota: Tabla de datos Sw, Krw y Krow. Imagen tomada del software CMG version 2022.
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» Creacion del modelo composicional de fluido producido y modelo de asfaltenos.
Figura 14

Definicion del modelo de fluidos y asfaltenos

MODELO_ASF DAT 0e
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— 2R200degF

Nota: Modelo de fluidos y asfaltenos. Imagen tomada del software CMG versién 2022.

» Creacion del fluido estimulante usado por Parex y que se tendra en cuenta para el
andlisis de sensibilidad para la variacion de los parametros del proceso de
estimulacion.

Figura 15

Creacion y composicion del fluido estimulante
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! L |
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7 NC4 675

s |ics You can specy dfferent values for properties n folowing gnd for indvidual 0608

3 |NCS [E0S sets 033

0 |Fcs Properies for EOS set: |1 v 0551679

n 7C14 141

7 | E?siz: iy e - l:?m :
1 Gt pressure Compute properties using

13| c24c30 comelabons 232808
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o 3 |Acentricfactor 0 mi&

! 7
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< 6 Compress. fact >
7
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B 9 |Cat. volume vis... 0.9m3/kgmole P,,w‘,‘
10_|Omega A 0457236
11_|OmegaB 00777561

12_|Spechic gavty... 12
13| Average nomnal... 909.147F
7T [ n

e =T

oK Cancel Apply Help
Nota: Creacion del fluido estimulante con base a la composicion usada por la Compafiia Operadora

(Solvente orgénico, &cido férmico y acético, aditivos, agua e inhibidor). Imagen tomada del software
CMG version 2022.
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» Creacion del grid o tamafio del yacimiento correspondiente al caso base, una vez
ingresados los datos, generadas las tablas y graficas con sus respectivas
correlaciones.

Figura 16

Grid generado del caso base
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Nota: Grid generado del caso base, vista superior. Imagen tomada del software CMG version 2022.
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2.2.2 Seleccion de las variables de mejora para la estimulacion matricial reactiva mediante

el analisis de sensibilidad con Cmost

Para la identificacion de las variables de mejora de la estimulacion matricial reactiva, se introdujo
a Cmost el caso base para dar inicio al entrenamiento de la inteligencia artificial, los cuales

posteriormente seran modificados segun los procesos realizados por el simulador para crear los

escenarios de mejora.

» Creacion de los estudios en el simulador de Cmost a partir de los casos base de

cada uno de los pozos.

Figura 17

Creacion de estudio de Cmost para cada pozo

File Settings Tools Help
o & -~ 9
Start Page X
-
& open Il Create New Project - | B -
Project name: POZO_jA
. Base dataset: CAUsers\Fua crai.CRAI-19\Documents\CMG\POZO_A dat i Browse
Recent Projects - L J
Capy base case to project folder
Project Details
Project Location: C:\Users\Fua crai.CRAI-19\Documents\CMG i Browse |
Project file: CA\Users\Fua crai CRAI-19\Documents\CMG\POZO_A.cmp
Project folder CAUsers\Fua crai.CRAI-19\Documents\CMG\POZO_A.cmpd
Comments:
& oK | ® Cancel |

Nota: Creacion de los estudios en Cmost. Imagen tomada del software CMG version 2022.
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> Definicion de variables primarias que afectan el desempefio de la estimulacion.

Figura 18

Definicion de variables primarias

Parameters

# | Name Defauit Value Default Value Type Number of Parameters Used | I
1 BBL_INJ 25000 Real 1
2 |eHp 6000.0 Real 1
3 |ENTALPIA % Real 1
4 FRAC s e 1
1
1

Value Selection

- Change prin A
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REPEAT
REPEAT

<

Nota: Definicion de variables primarias. Imagen tomada del software CMG version 2022.

» En la pestana “Basic Simulation Results” se seleccionan 10s fluidos que Cmost
debe graficar para validar el entrenamiento, comprobando las tendencias de
produccion de petréleo, agua y gas.

Figura 19

Seleccion de fluido a graficar

Basic Simulation Result from Original Time Series

Name Characteristic Time Origin Type Origin Name Property | tnsert

1 |PRODUC_OIL BaseCaseStop WELLS Well-1 Oil Rate SC

2 |PRODUC_WATER BaseCaseStop WELLS Well-1 Water Rate SC | £ Repeat |
3 |PRODUC_GAS BaseCaseStop WELLS |Well-1 |as Rate 5C | @ Delete

Nota: Variables para validar entrenamiento. Imagen tomada del software CMG version 2022.




> En la pestaiia “Control Centre” luego de ingresar el caso base se da inicio al

analisis de sensibilidad.
Figura 20

Iniciador de analisis de sensibilidad
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Nota: Iniciador de entrenamiento y analisis de sensibilidad. Imagen tomada del software CMG

version 2022.

» En la pestana “Experiments Table” se va verificando los resultados de todos los
experimentos realizados por Cmost y se verifican cual es el éptimo.

Figura 21

Tabla de experimentos de Cmost

v
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Nota: Resultados de experimentos. Imagen tomada del software CMG version 2022.
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2.3 Fase Il

Mediante el analisis de sensibilidades que se realizé en la herramienta CMOST, se obtuvo la
informacidn necesaria para la seleccion del mejor escenario de estimulacion reactiva para los
pozos productores en estudio, por lo cual se procede a la construccién de curvas IPR previas y
posteriores a la simulacion con el fin de evaluar su efecto en los pozos junto con un analisis

técnico del escenario seleccionado.
2.3.1 Selecciony calculo de curvas IPR del escenario de mejora

» De los resultados dados por Cmost se verifica mediante la representacion grafica de

soluciones cual es el escenario 6ptimo y recomendado por la inteligencia artificial.
Figura 22

Solucion éptima de escenarios de estimulacion
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Nota: Solucién 6ptima de escenario de estimulacion. Imagen tomada del software CMG version
2022.
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» En la herramienta de construccion usada inicialmente para la creacion de los modelos de

simulacion Builder, se selecciona la pestafia “Simulation Results file writing”, la cual nos

permitird activar la opcion de construccion de graficas IPR

Figura 23

Generacion de curvas IPR

Output Type

Frequency of Simulation Results File writing - When to write (WSRF)

View/Edit TNEXT Dates

+ Date/Time Information | Writing Frequency I Value

Initial Well Specifed frequency Y l
><- Initial Grid Every TIME or DATE keywords (TIME) h

Initial Sector Every TIME or DATE keywords (TIME) R
ltems in Simulation Results File - What to write (OUTSRF)
+ Date/Time Information | Variables selection
>< Initial Well Well Inflow Perffomance Relationship output {IPR) I_V_]

" | Intial Grid Select grid variables Y Select

Write floating point data to SR2files in j'DOUBLE

| precision (SR2PREC)

Nota: Generacion de curvas IPR. Imagen tomada del software CMG versidn 2022.
2.3.2 Variables para analisis técnico del escenario seleccionado

Para el analisis técnico del escenario seleccionado, se tomo en cuenta dos parametros, el primero
corresponde a los aumentos de produccion de petroleo generados por la efectividad de la
estimulacion y el segundo a la disminucion del dafio de formacion en cada pozo, de esta manera
se ratifico que el escenario recomendado por Cmost efectivamente cumplia con el proceso de
optimizacion. Siguiendo este orden de ideas, después de obtener los resultados mencionados
anteriormente se construyo un grafico de barras con el fin de evaluar las posibles ganancias que
generaria la aplicacion de este escenario en cada uno de los pozos y que eventualmente

beneficiaria a la compafiia.
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3 ANALISIS Y RESULTADOS

En este capitulo se presentan los resultados obtenidos de la investigacion, primeramente, para
validar la causa de la aparicion de los dafios de formacion se expone la informacion recopilada
de la petrofisica de la formacion Guadalupe junto con los resultados del anélisis de los estudios
de caracterizacion de fluidos y dafio de formacidn realizados durante el periodo del 2020 al 2023
implementados por la compafia. Ademas, con la informacion extraida hasta el afio 2023 de los
pozos se evallUa el efecto del dafio por asfaltenos y emulsiones a través del tiempo y las

estimulaciones realizadas.
3.1 Dafos de formacion de los Pozos A,By C

De acuerdo con las evaluaciones petrofisicas realizadas en los pozos productores ubicados en la
Cuenca de Los Llanos Orientales, las propiedades de roca y fluidos pertenecientes a la Formacion
Guadalupe son similares entre los 3 pozos. Esta se caracteriza por sus arenas cuarzosas de grano
medio, de seleccion buena a moderada y laminacién inclinada, presenta acumulacion de
hidrocarburos livianos, con aproximadamente 37° API. Las operaciones de los pozos productores
se encuentran en la Formacién Guadalupe, cuya composicion contiene abundante cuarzo, algunos

minerales ferrosos como la magnetita en muy baja proporcion y arcillas como caolinita.

Teniendo en cuenta la informacion mencionada anteriormente y los estudios realizados por la
compafia se presenta la caracterizacion de fluido y de dafio de formacion, importantes para
comprender las causas de la aparicion de la migracion de finos, bloqueos organicos, emulsiones
y demas dafios presentes en los pozos, siendo estos ultimos los mas representativos debido a la
importancia que le otorgd la operadora, los resultados de distribucion de dafio de formacion del
afo 2021 representados en porcentaje de disminucion o reduccion de permeabilidad se muestran

a continuacion.
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Tabla 4

Distribucién de dafio de formacion en el afio 2021

TIPO DE DANO EN REPSURcCcElNc’)T\lA;E K
LOS POZOS

(%)
Deposito Organico 50

Depésitos inorganicos y 352
Migracion de Finos '

Bloqueo por Emulsiones 14,8
Permeabilidad Relativa 1

Nota: Valores de la distribucion de dafio de formacion en el afio 2021 para todos los Pozos A, B 'y
C. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

La figura 24 es una representacion grafica del dafio de formacion presente en los pozos de

acuerdo con la informacidn mencionada anteriormente.

Figura 24

Distribucién de dafio de formacion en el afio 2021
BLOQUEOS ORGANICOS (ASFALTENOS) (%) . DEPOSITOS INORGANICOS Y MIGRACION DE FINOS (%)

PERMEABILIDADES RELATIVAS (%) BLOQUEO POR EMULSIONES (NORMALES) (%)
50

30

20

10

DISTRIBUCION DE DANOS PARA LOS POZOS A,BY C

Nota: Distribucion del dafio de formacion en los pozos A, B y C. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.

58



Respecto a la distribucion mostrada anteriormente, es evidente que los dos mayores dafios
presentes son migracion de fino y bloqueos organicos como report6 la compafiia, casi el 50% de
reduccion de permeabilidad de la formacion es causado por depositacion orgénicay el 35% por
migracion de finos. Estos dafios reportados son justificados por la gran cantidad de sélidos,
incrustaciones y particulas encontrados tanto en el fluido producido como en los equipos de
produccidn, sartas de produccion y equipos ESP, como se evidencia en las siguientes imagenes

fotograficas.

Figura 25

Iméagenes del dafio causado a etapa de bombas ESP

Impulsores con solidos, parecen asfaltenos. Con Upper Motor Lower Motor
leve desgaste. Depth Blocked Depth Blocked

Nota: Se observan bloqueos organicos por asfaltenos en las etapas de la bomba. Tomado de los

datos de la compafiia operadora.

Figura 26

Iméagenes del dafio causado a sarta de produccién

Nota: Se observan migracion de finos en sarta de produccion. Tomado de los datos de la compafiia

operadora.
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3.1.1 Causas de dafio por bloqueos Organicos
» Analisis del estudio PVT

Debido a las alteraciones de equilibrio presentadas en el yacimiento de petréleo durante las
operaciones de produccion de los pozos, produccidn que corresponde a crudos livianos y que son
mas vulnerables a la precipitacion de asfaltenos que los crudos pesados debido a la misma
composicion de estos y a la alta cantidad de saturados que contienen como se muestra en la Tabla
5, por tal razdn se interpreta que presentan una alta probabilidad de precipitacion de asfaltenos.

Tabla b

Anadlisis composicional del fluido producido para los tres pozos productores

COMPONENTES
(Mol9%) POZO A POZO B POZO C
CO2 2,551 0,792 0,464
N2 0,363 0,586 0,429
C1 32,566 21,8 28,5
C2 10,171 8,167 8,338
C3 9,03 8,504 8,081
iC4 1,981 2,026 1,823
nC4 3,83 4,5 3,981
C5 0,369 0,104 0,073
iC5 2,034 2,286 1,861
nC5 1,974 2,366 1,907
C6 2,586 3,403 2,538
Cr+ 32,55 45,466 42,005
API 38,4 36,1 35,6
Densidad 0,7905 0,8436 0,8458

Nota: Analisis composicional de los fluidos producidos en los pozos A, By C de acuerdo con estudio
PVT. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

De la Tabla 5 se aprecian las composiciones de los tres fluidos producidos por los pozos de la
formacion Guadalupe, estos crudos se caracteriza por ser ricos en saturados de bajo peso
molecular, sin embargo, a pesar de estar enriquecido por hidrocarburos livianos, el tener en su
composicién gas metano, didxido de carbono y nitrégeno estos dos ultimos en baja cantidad,
posibilitan la precipitacion de asfaltenos. El contenido de las fracciones mas pesadas, es decir C7+,
fraccion que contiene los asfaltenos, presenta un porcentaje molar bajo respecto a las fracciones

mas livianas, esto demuestra que en la distribucién del peso en la cadena de los hidrocarburos es
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mucho mas equilibrados en las fracciones livianas y por ende da a entender que cualquier cambio
en las condiciones de los fluidos producidos como temperatura o presion los primeros en ser

afectados serian los compuestos méas pesados entre ellos los asfaltenos.

» Analisis SARA

Las pruebas SARA para cada uno de los pozos de acuerdo con la fase de la muestra (fase liquido

y solido) se muestra a continuacion:

Figura 27

Anadlisis SARA de los Pozos A, By C

— Pezo A @

FASE SATURADOS | AROMATICOS | RESINAS |ASFALTENOS
A oIlL 55.63 34.41 8.9 1.06
A SOUDO 35.99 34.31 17.8 10.9

g De acuerdo con las pruebas, las

muestras corresponden a material
totalmente organico, con una
fraccion insoluble en n-heptano, es

— Poz20 B @

AROMATICOS | RESINAS |ASFALTENOS
35.49 13.63 2.72
39.31 14.79 13.91

N 4 \
\
h =

Material totalmente organico encontrando  pyestra solida de asfalteno en
tanto en tuberia, como en impulsores de tuberia.
bomba ESP.

decir asfaltenos.

Muestras de solidos encontradas
en la tuberia, asfaltenos.
-

ReS“‘tados de’

POZO FASE SATURADOS | AROMATICOS | RESINAS |ASFALTENOS
80 o c oI 52.34 29.26 17.12 1.28
hq . , .’ C SOLIDO 20.59 5.62 14.36 34.93

Se encontré material orgdnico junto

con materiales inorganicos:

\g/

Nota: estos corresponden a las ultimas pruebas SARA realizadas

2 e La fase inorganica esta compuesta
principalmente por Cuarzo.
* Laorganica tiene un alto contenido

a los pozo; de la siguiente manera:
en Asfalteno (>50%).

« Pozo A: solidos afno 2019 y liquido ano 2020.
« Pozo B: solidos ano 2021 y liquido afno 2020.
« Pozo C: solidos afno 2022 y liquido afo 2020.

Muestras de solidos encontradas

en la tuberia, asfaltenos.
—-—

Nota: Se observan resultados analisis SARA en porcentaje junto con evidencia de muestras
encontradas en tuberias y bombas ESP. Tomado de los datos de la compafiia operadora.
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El anélisis SARA realizado a muestras liquidas y a material sélido proveniente de cada uno de
los pozos, permitio conocer las fracciones del fluido y de las muestras solidas en 4 componentes,
saturados, aromaticos, resinas y asfaltenos; respecto a la Figura 27 los fluidos producidos
presentan en su composicion una pequefia fraccion de asfaltenos, para el Pozo A'y C corresponde
al 1,06% y 1,28 siendo un valor muy similar, sin embargo, el Pozo B con 2,72% presenta un

aumento significativo respecto a los demas pozos.

En cuanto a las muestras sélidas, se nota aln mas la presencia de asfaltenos sobre todo en el Pozo
C siendo el mas afectado con un 34,93%, de igual forma se evidencia el aumento significativo de
los demés componentes encontrados en las muestras. A continuacion, se representan graficamente

los resultados expresados previamente en la Figura 27 para su mejor analisis.
Figura 28

Gréfica de barras del analisis SARA para las muestras de fluido

Analisis SARA muestras fluido
SATURADOS (%) . AROMATICOS (%) RESINAS (%) ASFALTENGQOS (%)
60
50
40
30
20
10
0
POZO A POZO B POZOC

Nota: Representacion gréfica de los resultados por componente del analisis SARA a las muestras
de fluido. Tomado de los datos de la compafiia operadora.
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Figura 29

Grafica de barras del analisis SARA para las muestras de solidos

Analisis SARA muestras de solidos
SATURADOS (%) [l AROMATICOS (%) RESINAS (%) ASFALTENOS (%)
50
40
30
20
10
0 | | | L] |
POZO A POZO B POZO C

Nota: Representacion gréfica de los resultados por componente del analisis SARA a las muestras
de solidos. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

> Indice de estabilidad coloidal

El crudo que se extrae presenta un contenido de asfaltenos inferior al 3% muy comuin en
hidrocarburos livianos, no obstante, se debe conocer ciertos criterios muy importantes para las
operaciones de produccion y mas de este tipo de hidrocarburos, uno de ellos es la estabilidad de
los asfaltenos, para ello el indice de estabilidad coloidal (CII) permite evaluar numeéricamente
esta misma, tomando en cuenta los resultados del analisis SARA de la fase liquida mostrados en
la Figura 27 y aplicando la ecuacidn 7 se calcula el ClI, los resultados se muestran en la siguiente
Tabla.
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Tabla 6

Indice de estabilidad coloidal para los tres pozos productores

POZO Cll
A 131
B 1,04
C 1,16

Nota: Resultados del indice de estabilidad coloidal para cada fluido producido de los pozos A, B 'y
C. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

El indice de estabilidad coloidal (Cll) tiene una clasificacion en relacion con los resultados
obtenidos, si el Cll es menor a 0,7 los asfaltenos se encuentran estables en el petréleo, en cambio
si llega a ser mayor a 0,9 estaran inestables. Por lo anterior, de la Tabla 6 se puede inferir que los
tres pozos presentan una inestabilidad alta de los asfaltenos lo cual se ve evidenciado en las

precipitaciones e incrustaciones de estos en las herramientas de produccién.
» Modelo Termodinamico-Simulacion EOS

Finalmente, con el modelo termodindmico-simulacién EOS se evalu6 el impacto generado por
los asfaltenos y se justifica la aparicion del dafio en los pozos productores, los resultados del

modelo se muestran a continuacion.
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Figura 30

Modelo termodinamico-simulacion EOS

POZO A POZO B POZOC

% Reduccion Perm

v —
3082017 30052018 260032019 200012020 18112020 o —_— . . . . S B0 2503019

Fecha

— OnsetPressuse S000psi

Onset Pressuse 5800 psi

Nota: Resultados de la simulacion ESO del modelo termodindmico para cada uno de los pozos.
Tomado de los datos de la compafiia operadora.

De la simulacion EOS realizado a cada uno de los pozos, el estudio hizo énfasis en que los pozos
By C la presion de inicio podria ser superior a la medida en la muestra de superficie, sin embargo,
se obtuvo que los pozos presentan dafios por asfaltenos que reducen enormemente la
permeabilidad entre un 45-50% y con un radio de dafio medio de 1,5 pies, lo cual afecta
notablemente en el rendimiento productivo de los pozos por la depositacion de estos compuestos
organicos. Se puede inferir que a mayor presion onset o presion de precipitacion de asfaltenos es
evidente que con el paso del tiempo el % skin, el radio de dafio y la reduccién de la permeabilidad

seran mucho mayores a comparacion de una presion onset menor.
3.1.2 Causas de dafio por migracion de finos

En cuanto al dafio generado por la migracién de finos el cual puede suceder por procesos naturales
del propio yacimiento también llamado efecto fisico, donde el arrastre de material particulado
generado por los fluidos producidos como finos, arcillas, sedimentos o carbonatos taponan las
gargantas porales de las zonas cafioneadas de la formacion disminuyendo de esta forma el flujo

de produccion por reduccion de la permeabilidad, esta suele ser una de las causas mas comunes
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de la aparicion de dafio por migracion de finos, sin embargo, puede suceder también por efecto
quimico, el cual tiene lugar cuando un fluido incompatible al ingresar en contacto con la
formacion altera las condiciones de equilibrio produciendo el desprendimiento de material
particulado . De acuerdo con lo anterior, para este tipo de dafio es muy importante conocer la
composicion de esas particulas que estan obstaculizando el flujo, entre el afio 2021 y finales del
2022; la compaiiia implemento pruebas y analisis tanto de nacleos tomados de la formacion
Guadalupe como de muestras obtenidas en superficie y equipos de produccion con el fin de
validar la presencia del mecanismo que provoca la migracion de finos, entre las pruebas se
encuentra el analisis mineraldgico y pruebas de compatibilidad de fluidos (fluidos usados en los

tratamientos quimicos).
> Andlisis mineral6gico

De acuerdo con los resultados del analisis mineralégico se determiné la composicion de los
minerales presentes en la formacion Guadalupe a través de las muestras recolectadas en superficie

y los nlcleos pertenecientes a cada uno de los pozos.

El andlisis de las muestras recolectadas dio como resultado arena principalmente impregnada de
hidrocarburo (ver Figura 31), con una composicion mayoritariamente de cuarzo siendo un 96%,
algunos otros minerales como microclina y sodalita en menor proporcion como se indica en la

siguiente Tabla.
Tabla7

Resultados analisis mineraldgico de las muestras de superficie

Phase Quartz low 96.0 £ (1)%
Phase Sodalite 1.0 + (0.2)%
Phase Microcline 3.1+ (0.4)%

Nota: Resultados del anélisis de las muestras de arena encontradas en superficie. Tomado de los
datos de la compafiia operadora.
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Figura 31

Muestras de arena obtenida en superficie

Nota: Muestra de arena producida de la formacion Guadalupe. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.

Figura 32

Muestras de nucleos de la formacién Guadalupe

Nucleos tomados del Nicleos tomados
Pozo A del PozoByC

Nota: Muestras de nucleos de la formacion Guadalupe de cada uno de los pozos. Tomado de los datos de
la compariia operadora.
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Las muestras correspondientes a la formacion Guadalupe (ver Figura 32) en concreto estan
formadas por areniscas cuarzosas compactas, micas blancas, glauconita y algunos minerales
pesados, de grano fino a medio, bien consolidados y seleccionados, algunas muestras contienen
minerales arcillosos como limolitas y arcillolitas en buena proporcion, con espesores delgados.
Se identifico en la matriz, cementacion silicea y caolinita en algunas de las muestras y en otras el
material cementante es caolinita, carbonato de calcio y algunas trazas de oxidos de hierro. Es
importante resaltar que la caolinita se caracteriza por ser una arcilla que no se expande, sin
embargo, ocasiona problemas de migracion de finos que causan taponamiento de las gargantas

porales.
» Prueba de compatibilidad de los fluidos

Teniendo en cuenta los resultados del andlisis mineralogico y la composicion del fluido usado
para las operaciones de estimulacién, en la que se encuentra como componentes fundamentales
los &cidos organicos formico y acético, se procedié a realizar la prueba de compatibilidad de

fluidos a condiciones de yacimiento obteniendo los siguientes resultados:

1. Los ndcleos en estudio presentaron una pequefia desestabilizacién mecénica por efecto acido

el cual aumento con el paso del tiempo de la prueba.

2. Se determind que la inyeccién de los acidos usados en el tratamiento de estimulacion (&cido

férmico y acético) alteraron fisica y quimicamente la matriz del ntcleo.

3. Seregistro una notable disolucion del mineral cementante caolinita y carbonato de calcio por
efecto de reaccion quimica, lo cual de manera notable afecto la permeabilidad y la porosidad del
nucleo. Ademas, como resultado de la disolucion de los materiales cementantes se generaron
pequefios taponamientos con material matriz arena reduciendo de esta forma la capacidad de

flujo.

Con los resultados obtenidos de la prueba de compatibilidad, la operadora determiné que los
componentes utilizados para las estimulaciones de los tres pozos son los mas apropiados a pesar
de las reacciones quimicas adversas que se presentaron durante la prueba, con un bajo nivel de

importancia para la operadora
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Durante las pruebas se identificaron tres reacciones quimicas importantes generadas a partir de la
reaccion entre los acido y los minerales cementantes del nucleo, estas reacciones se explicaran a

continuacion:

1. Reaccion entre acido acético (CH3COOH) y caolinita (Al2Si2Os (OH)a4): El acido acético al
entrar en contacto con la caolinita produce la disolucion de esta, liberando en el proceso iones de

aluminio y silicio, quimicamente la reaccion se puede expresar de la siguiente manera:
Ecuacion 8

Reaccion entre &cido acético y caolinita
Al,Si,0s(0H), + CH;COOH — A3t + CH;C00~ + H,0

2. Reaccion entre &cido acético (CH3COOQOH) y carbonato de calcio (CaCOs3): El &cido acético al
entrar en contacto con el carbonato de calcio produce como resultado dioxido de carbono
(COy,), agua (H20) y acetato de calcio (Ca (CH3zCOQ).) quimicamente la reaccién se puede

expresar de la siguiente manera:
Ecuacion 9

Reaccidn entre acido acético y carbonato de calcio
CaCO3 + 2CH3;COOH — Ca(CH5C00), + H,0 + CO,

3. Reaccion entre acido formico (CH20.) y carbonato de calcio (CaCOz): El acido formico al
entrar en contacto con el carbonato de calcio produce como resultado dioxido de carbono
(CO.,), agua (H20) y cloruro de calcio (CaClz) quimicamente la reaccion se puede expresar

de la siguiente manera:
Ecuacion 10

Reaccion entre &cido formico y carbonato de calcio
CaCOz + 2HCOOH - CaCl, + H,0 + CO,
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3.1.3 Causas de dafio por escamas inorganicas

Las muestras de laminaciones incrustadas en las tuberias permitieron que la operadora realizara
un analisis de escamas inorganicas, cabe resaltar que las escamas inorganicas se deben a la
presencia de los minerales solubles que se encuentran en el agua de formacién, estos se generan
y precipitan cuando se presentan variaciones bruscas en las condiciones de equilibrio del agua,
como lo son las caidas de presion. Debido a la aparicion de incrustaciones o escamas lo largo de
la tuberia de produccion tanto internamente como externamente, como se observa en la Figura
33, en el afio 2021; la compafiia llevo a cabo un analisis de escamas inorgénicas a las muestras

solidas recolectadas de cada pozo con el fin de conocer la composicion de estos.

Figura 33

Muestras usadas para el anélisis de escamas inorgénicas Pozos A, By C

v

Nota: Se observan escamas inorgénicas en la tuberia. Tomado de los datos de la compaiiia
operadora.
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Figura 34

Analisis de escamas inorganicas Pozos A, By C

POZO A ﬁ
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dentro de la tuberia y en el exterior de Dolomita 0,9
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exterior de la tuberia, dentro de la tuberia.

Nota: Se observan resultados analisis de escamas inorganicas en porcentaje junto con evidencia de
muestras encontradas en tuberias. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

Respecto a los resultados obtenidos del analisis composicional de las muestras (ver Figura 34),
para los pozos B y C los cuales son pozos cercanos, se obtuvieron resultados muy similares en el
que el mineral mas predominante es el cuarzo con un 55,5% y otros minerales como la magnetita
y la hematita, 14,6% y 18,2% en cada caso. En cuanto al pozo A con un 89,7% que corresponde
al mineral formado por carbonato de calcio (CaCO3) también conocido como calcita, siendo este
el mineral de la escama principal de las incrustaciones encontradas tanto en fondo de pozo como
en boca de pozo, respectivamente. Por lo tanto, estas laminaciones encontradas dentro y fuera de

la tuberia de produccién son producidas por la precipitacién de calcita el cual es un mineral

presente en la composicion del agua de formacion.
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A continuacion, se representan graficamente los resultados expresados previamente en la Figura

35 para su mejor analisis.
Figura 35

Gréfica de barras del anélisis de escamas inorganicas para las muestras sélidas

Analisis de escamas inorganicas
100
80
60
40
20
POZO A POZOByC
Calcita (%) ] Cuarzo (%) [} Siderita (%) [ Magnetita (%)
. Franklinita (%) Dolomita (%) Hematita (%)

Nota: Representacion grafica de los resultados por componente del andlisis de escamas de las
muestras de sélidos. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

3.1.4 Causas de dafio por emulsiones

En cuanto al dafio generado por las emulsiones, las cuales se producen por la dispersién coloidal
de gotas de un liquido en otra fase liquida o dicho de otra manera producidas por la presencia de
dos liquidos inmiscibles siempre caracterizandose uno por estar en fase continua y el otro en fase
dispersa, con suficiente agitacion en el medio para dispersar uno de los liquidos en pequefias gotas
y un agente emulsionante (los cuales presentan doble afinidad hidrofilica y lipofilica) para

estabilizarlas, de esta manera deriva a la aparicion de emulsiones las cuales ocupan el espacio
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poroso cercano al pozo blogueando de esta manera el flujo de fluidos al mismo.

Para entender las causas de la aparicion de este tipo de dafio en los pozos productores en el afio
2021; la compaiiia realiz6 unas pruebas en fluidos provenientes de la Formacién Guadalupe para

poder caracterizar las emulsiones, estas pruebas se explican a continuacion.
» Caracterizacion de los fluidos y materiales

Para determinar el dafio causado por las emulsiones es primordial caracterizar los fluidos y solidos
presentes en el yacimiento con el fin de poder realizar el montaje de la formacion de emulsiones,
para ello se us6 unas muestras de depdsito organico, crudo y agua de los tres pozos productores
en estudio. Para el solido organico se realiz6 un analisis SARA para conocer la composicion de
este y un analisis termogravimétrico (TGA) para medir la variacion de la muestra solida en
funcidén de la temperatura como se muestra la Tabla 8 y Figura 36, en cuanto a la salmuera se

determind su composicion por medio de un andlisis fisicoquimico como muestran la Figura 37.
Tabla 8

Resultados analisis SARA muestra solida

Analisis SARA

Saturados (%wt) 27.65
Aromaticos (%wt) 9.10
Resinas (%wt) 8.74
Asfaltenos (%wt) 54 .51

Nota: Se observan resultados analisis SARA en porcentaje peso. Tomado de los datos de la
compariia operadora.

De la Tabla 8 se puede apreciar que la muestra usada presenta un alto contenido de saturados,
asociado a hidrocarburos de peso intermedio que pueden estar promoviendo fendmenos de
cristalizacion. Por otro lado, de acuerdo con la disolucion en heptano se obtuvo un contenido de

asfaltenos del 54,51%wt (%wt forma abreviada de porcentaje peso).
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Figura 36

Resultados analisis termogravimétrico (TGA)
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Nota: Se observan resultados analisis TGA de la muestra s6lida. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.

Respecto a los resultados del analisis TGA, de la Figura 36-A del residuo inicial se obtuvo que el
contenido de agua presente en las muestras es cercano al 11,5%, mientras que el contenido de
compuestos inorganicos se encuentra cerca al 10,2% sin embargo lo mas importante es la cantidad
de asfaltenos presentes los cuales llegan al 55% de la muestra, infiriendo que estos son los
causantes de la depositacién y materializacion de sélidos en los pozos. Ademas, se encontro
también grupos funcionales asociados a Silicio (Si), Aluminio (Al), Sulfato (SO4), Calcio (Ca),
Hierro (Fe) en el residuo final después de la TGA se deben a la presencia de aluminosilicatos y
otros minerales. Por el lado de la Figura 36-B se infiere que el depoésito estudiado registra una
pérdida de porcentaje de masa significativa en funcion del tiempo, esto debido a la
descomposicion de algunos minerales volatiles como se observa en el inicio de la grafica (linea
azul). También se puede observar que el contenido de asfaltenos causan cambios en la energia
del sistema como se observa en los picos de perdida de porcentaje de masa respecto a la

temperatura (linea naranja).
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Figura 37

Resultados analisis fisicoquimico del agua

ION Concentracion PPM
Na 1170.0
Ca 53.0
Mg 11.0
S04 39.0
Cl 1560.0
HCO, 784.5
Ba 37.3
K 155.0
Sr 33.6
Fe 1.9
CO, 51.6
H,S 1.2
Si0, 46.2
TDS 3670.0
Otros Datos
pH 7.59
Con. mS/cm 6.2
Gra. Espec. 0.9740

Nota: Se observan resultados analisis fisicogquimico del agua. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.

De la Figura 37 se puede apreciar que la muestra de agua usada presenta un alto contenido de
Sodio (Na) siendo este el mas representativo con 1170 ppm, Calcio (Ca) con 53ppm, carbonatos

(HCO3) con 784,5 ppm y potasio con 155 ppm respectivamente.
» Pruebas estaticas de formacion de emulsiones, distribucion y tamafio de gota

Una vez conocidos las composiciones y las posibles afectaciones que ciertos minerales presentes
en los diferentes fluidos podrian tener en las pruebas se llevaron a cabo los montajes
correspondientes para la formacion de emulsiones por medio de la agitacion de diferentes
sistemas, la tasa de agitacion fue fijada a 24000 RPM (revoluciones por minuto). Para estas

pruebas estaticas se realizaron varios sistemas de acuerdo con los fluidos que interactdan en el
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medio poroso, los componentes de los sistemas son: agua, crudo, solido (asfaltenos depositados),
salmuera y Diesel siendo estos dos ultimos los fluidos de terminacion usados. A continuacion, en
la Figura 38-A se nombran los sistemas realizados y en la Figura 38-B se observan algunos de los
montajes para las pruebas estaticas.

Figura 38

Montaje de sistemas para pruebas estaticas de formacion de emulsiones

Sistema

Agua + Crudo ‘

Agua + Diesel + Crudo i
Agua + Salmuera + Crudo [
Agua + Solido + Crudo ‘
Agua + Diesel + Solido + Crudo ‘
\

Agua + Salmuera + Solido + Crudo

A B

Nota: Se observan los sistemas y algunos de los montajes para las pruebas estaticas de formacion
de emulsiones. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

Teniendo listos los montajes de los sistemas y posterior a su agitacion se inici6 la observacion de
la formacion de las fases por 1 hora a temperatura de yacimiento, con el fin de simular la formacion
de emulsiones y medir las distribuciones de tamafio de gota, estas distribuciones dependen de la
Tension Interfacial (IFT), presencia de sélidos y propiedades del crudo y agua.

e Tension Interfacial (IFT):

Se determinaron las tensiones interfaciales de los fluidos del yacimiento, asi como también la
afectacion de esta por la presencia de fluidos o materiales distintos a los del yacimiento, en la

siguiente Tabla se observa los resultados de las tensiones interfaciales.

76



Tabla 9

Resultados IFT de las muestras de los pozos

IFT
(mN/m)

Pozo A |22.65+0.15
PozoB |21.16+0.01

Pozo C |22.53+0.05

Nota: Se observan las IFT de las muestras de los pozos medidas en milinewton por metro. Tomado
de los datos de la compafiia operadora.

Pozo

De acuerdo con los resultados obtenidos de las IFT de los fluidos de los pozos, se catalogan como

tensiones interfaciales moderadas las cuales estan entre el rango de 10 a 50 mN/m.

Teniendo en cuenta los valores anteriores de la Tabla 9 a continuacion se muestran los resultados
de interaccion entre las IFT tanto con los sélidos organicos como con los fluidos diferentes a los

del yacimiento como el Diesel o la salmuera.
Figura 39

Resultados pruebas de interaccion de fluidos a los del yacimiento
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Nota: Se observan la interaccion de la IFT con los fluidos y sélidos distintos a los del yacimiento.
Tomado de los datos de la compaiiia operadora.

De la Figura 39, se obtuvo que para una concentracion de salmuera en la fase acuosa del 100%,
se alcanzan reducciones en la medida IFT del 89.4%. Por su parte, la adicion de Diesel al sistema
promueve reducciones del 33.3% en la medida IFT a 10%vol, mientras que en presencia del

depdsito organico a 1000 mg/L, se observa reducciones del 51.2% en la medida IFT de los fluidos
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del yacimiento, por lo tanto, la presencia en el yacimiento de estos fluidos de terminacién como
la presencia de solidos afectan los valores de tension interfacial generando un entorno de
estabilidad para formacién de emulsiones, sin embargo los resultados se contrastaron con el

tamario de gota para identificar que componente generaba las emulsiones mas apretadas.
e Tamafio y distribucion de gota:

Los resultados del tamafio de gota determinaron junto con las pruebas de IFT la formacion y
estabilidad de las emulsiones, algunos de los resultados de las pruebas realizadas a cada sistema

se muestran a continuacion.
Figura 40

Resultados distribucién y tamafio de gota sistema crudo/salmuera/sélidos
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Nota: a) Cambio en el tamafio de gota en funcién de la concentracion de asfaltenos y el contenido
de salmuera para una tasa de agitacion de 240000 rpm. Distribucién de tamafio de gota para mezclas
crudo/salmuera en presencia de asfaltenos precipitados para contenidos de salmuera del: a) 1, b) 5y
¢) 10%vol. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

La Figura 40-A muestra que el incremento en la dosificacion de asfaltenos depositados promueve
una mayor emulsificacion del sistema. A partir de 1000 mg/L no se observan cambios
considerables. En cuanto a las Figura 6 (B, C y D) El tamafio de las gotas en presencia de 1000
mg de asfaltenos depositados son 4.6, 5.2 y 7.5 um para concentraciones de agua de 1, 5y
10%vol.

78



Figura 41

Resultados distribucion y tamafio de gota sistema crudo/salmuera
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Nota: Distribucion de tamafio de gota para mezclas crudo/salmuera Capachos 2ST bajo una tasa de
agitacion de 24000 rpm para dosificaciones de salmuera del 1, 5 y 10%vol. Cambio en el tamafio
Dp50 en funcion de la concentracion de salmuera para una tasa de agitacion de 240000 rpm. Tomado
de los datos de la compafiia operadora.

De la Figura 41-A se observa que el incremento en la dosificacion de la salmuera incrementa de
manera leve el tamafo de las gotas formadas. Por otro lado, en la Figura 41-B el tamafio de las
gotas formadas equivale a 9.91, 9.92 y 10.4 um para dosificaciones de 1, 5 y 10%vol de salmuera

en el sistema.
Figura 42

Resultados distribucion y tamafio de gota sistema crudo/salmuera/Diesel
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Nota: a) Cambio en el tamafio de gota en funcién de la concentracion de Diesel y el contenido de
salmuera para una tasa de agitacion de 240000 rpm. Distribucion de tamafio de gota para mezclas
crudo/salmuera Capachos 2ST en presencia de Diesel para contenidos de salmuera del: a) 1, b) 5y
c) 10%vol. Tomado de los datos de la compafiia operadora.
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De la Figura 42-A se evidencia que el incremento en la concentracion de Diesel permite la
generacion de gotas de mayor tamafio, mientras que en la Figura 42-B el tamafio de las gotas
en presencia de 1% de Diesel son 6.1, 6.9 y 8.7 um para concentraciones de aguade 1,5y
10%vol.

» Analisis del bloqueo

En cuanto a la medicion de las gargantas porales se usaron nucleos representativos de la
Formacion Guadalupe dando como resultado un didmetro de garganta poral de 8,4 umy en otras

muestras 16,8 pm.

Por medio de la ecuacion de Civan (ver ecuacion 11), se determind que la tasa de agitacion en la
cara del pozo es cercana a 12000 RPM, lo que posteriormente permitio calcular el tamafio de gota

de la emulsién formada en la cara del pozo, siendo esta de 11 pm.
Ecuacion 11

Ecuacién de Civan

ek lff 15 (- i) 6
17l o= —————
rpnrn U t] *¢ *Sﬂ 1 H*r{rwes[[f ﬂ ¥ h[f tl f ﬁb RE [m] Inrad

Nota: Ecuacion de Civan. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

En base a lo mencionada anteriormente y a las pruebas realizadas en laboratorio se determiné lo

siguiente:

1. Latasa de agitacion determina el grado de estabilidad de las emulsiones, en una muestra de
crudo/salmuera/Diesel y en presencia de concentraciones de asfaltenos se evidencio que a
bajas tasas se exhiben rompimientos acelerados de las emulsiones formadas promoviendo un
tamafo de gota mayor, sin embargo, a mayores tasas se promueven emulsiones mas apretadas

como se puede observar en la siguiente Figura.
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Figura 43

Resultados tamarfios de gota vs tasa de agitacion
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Nota: Cambio en el tamafio Dp50 en funcion de la concentracion de fluido bajo una concentracion
de 1000 ppm de asfaltenos depositados a una tasa de agitacion de 240000 rpm. Tomado de los datos
de la compafiia operadora.

2. Gracias a la agitacion a escala de pozo realizada en las pruebas se determiné que al presentarse
flujo rapido de crudo, agua y presencia de asfaltenos en las regiones cercanas a los pozos se
promueve la agitacion, emulsificacion y facilidad e mezclado de las fases, lo cual causa una
reduccién en la movilidad efectiva del crudo debido a que la viscosidad de la emulsion es

mucho mayor que la viscosidad del crudo y el agua por separado.

Teniendo en cuenta todos los resultados de las pruebas de emulsiones, se obtuvo como resultado

final la siguiente Tabla.

Tabla 10

Resultados de las pruebas de formacion de emulsiones

Sistema Estabilidad de Emulsiones (DP) Mecanismo de dafio (DG 16 um | DG 8 um)
Agua + Crudo Baja (10-11 um)
Agua + Diesel + Crudo Baja (10-12 um)
Agua + 5almuera + Crudo Baja (10-8 um)
Agua + Solido + Crudo Alta (8-4 um) Puenteo
Agua + Diesel + Solido + Crudo Media (7 um) Puenteo
Agua + Salmuera + Solido + Crudo Muy alta (4-4-5 um) Puenteo

Nota: Se observan resultados de las pruebas de formacion de emulsiones donde DG es diametro de
garganta poral, solido son los asfaltenos y Dp tamafio de gota. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.
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Conforme a lo mostrado en la Tabla 10 y dado el comportamiento de las emulsiones, el tamafio de
gota, el didmetro de garganta poral de la formacion y las pruebas estaticas se atribuye la generacion
de formacion de emulsiones a la presencia de los asfaltenos, debido a que estos generan una gran
estabilidad por ser emulsificantes naturales junto con las resinas y saturados presentes en el
hidrocarburo. Siguiendo este orden de ideas y de acuerdo los analisis mostrados anteriormente, se
tienen gue en los sistemas de media y alta estabilidad de la emulsion pueden presentar puenteo, es

decir taponamiento de las gargantas porales.
3.1.5 Caracteristicas en comun de los pozos

En relacién con las causas de la aparicion de los dafios mencionadas anteriormente tanto para
migracion de finos, escamas inorganicas, blogueos orgénicos y formacién de emulsiones los
cuales son los de mayor impacto, es muy importante exponer los efectos de estos en el
rendimiento productivo de los pozos; la aparicion de los dafios de formacion de acuerdo con el
historial de reportes inicia desde temprana edad productiva para cada uno de los pozos, en
conjunto con el analisis de la informacion petrofisica y de produccién, se pudo extraer algunas de

las caracteristicas que tienen en comun estos pozos las cuales se presentan en la siguiente Tabla.
Tabla 11

Caracteristicas en comun de los pozos productores

CARACTERISTICAS EN COMUN DE LOS POZOSA,BY C

1 La produccion de los 3 pozos del Campo A proviene de la arena cuarzosa
de la Formacion Guadalupe.

2 Los 3 pozos se caracterizan en comun por presentar una baja
productividad actualmente.

3 En los Gltimos afios se ha evidenciado en los 3 aumento significativo del

corte de agua.
4 En todas las operaciones de Workover se reportaron presencia de solidos
en las sartas de produccion y equipos ESP.
5 Reduccion de sus tasas de produccion en comparacion con el histérico de
su vida productiva.
5 Mismo dafio de formacién encontrado, migracion de finos, bloqueos
organicos y emulsiones.

Nota: Caracteristicas en comin de los pozos productores. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.
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De la Tabla 11, se puede afirmar que la magnitud y la influencia que tienen esos dafos de
formacion en el desempefio de los pozos es enorme y se entiende las razones por las que la
compafiia operadora inicio su busqueda de soluciones con el fin de contrarrestar el impacto del
dafio y prevenir la declinacion acelerada de la produccion de gas y petréleo de los pozos,
I6gicamente aparte de mejorar el comportamiento de los sistemas de levantamiento instalados,

equipo ESP (Bombeo Electrosumergible).

3.1.6 Efecto del dafio de formacion por bloqueos orgénicos y emulsiones en los Pozos

productores A, By C

Para evaluar el efeto de los dafios presentes en la formacion Guadalupe y como se menciono
durante todo el estudio siendo esta la misma formacion productora para los tres pozos A, By C,
se delimito y enfoco la evaluacion del efecto de acuerdo a las intervenciones de estimulacién
matricial realizadas por la compafia operadora, estas operaciones de remediacion solo se
aplicaron para contrarrestar las consecuencias de la presencia de dafio por blogueos organicos y
formacion de emulsiones, debido a que estos son los que afectan mayoritariamente la produccién

de los pozos con un 64% de acuerdo con la distribucién de dafio de formacion.

A continuacién, se muestran para cada pozo los diagramas productivos sefialando las
intervenciones realizadas, posteriormente se analizara el efecto generado mediante la revision de
una de sus intervenciones esto debido a que no se logré contar con toda la informacion necesaria

de las demas estimulaciones realizadas en cada pozo.
e Pozo A:

Con respecto al diagrama productivo del Pozo A mostrado en la Figura 44, se puede ver que hasta
la fecha se tiene un registro de 4 operaciones de estimulacién matricial, cada una para

contrarrestar los efectos de las emulsiones y los blogueos por asfaltenos.
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Figura 44

Diagrama productivo Pozo A
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Nota: Diagrama productivo del pozo A con indicaciones de intervenciones. Tomado de los datos de

la compafiia operadora.

Para el Pozo A los resultados obtenidos de la Gltima estimulacion realizada en Julio del afio

2023, se logro obtener un aumento de 343 BOPD como se observa en la Tabla 12 y una

reduccidon considerable del dafio de formaciéon debido a los cambios causados en las

permeabilidades efectivas como se ve en la Tabla 13.

Tabla 12

Resultados estimulacién del Pozo A

TABLA DE RESULTADOS DE LA ESTIMULACION
DESPUES DE LA DESPUES DE LA
HEE SO Al REMOCION INHIBICION
FLUIDO (Bbl/d) 1206 650 1810
CRUDO (Bbl/d) 587 390 930
AGUA (Bbl/d) 613 260 880
GAS (SCF/d) 800 400 1020
BSW (%) 51.4% 40% 49%
PIP (psia) ~1200 - -
P (BPD/psi) 0.6* 1.15
PWf (psi) 3790 - 4520
INCREMENTO DE ] ] 243
CRUDO (BOPD)
MEJORA PI (%) - - 190%
BSW DROP - 114 % -2.4%

Nota: Resultados de la estimulacion realizada al Pozo A. Tomado de los datos de la compafiia operadora.
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Tabla 13

Parametros evaluados de la estimulacién del Pozo A

POZO A
PERMEABILIDADES CON REDUCCION POR PERMEABILIDADES, AUMENTO POR PERMEABILIDADES. MEJORA POR
PARAMETROS DARIO {md) DARIO (%) DESPUES DE REMOCION REMOCION (%) DESPUES DE INHIBICION REMOCION (%)
{md) (md)
KO 69 -47% 124 96% 93 76%
Kw 95 -25% 125 98% 115 91%

Nota: Resultados de la estimulacion realizada al Pozo A. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.

De la Tabla 13 se puede apreciar que del tratamiento aplicado logré una reduccion considerable
del dafio de formacion asociado a emulsiones y bloqueo por asfaltenos, las permeabilidades
efectivas de los fluidos aumentaron considerablemente Ko de 69 a 98 y el Kw de 95 a 115
respectivamente, a pesar del aumento de petréleo el corte de agua aumento ain mas queriendo

indicar una intrusion por posible canalizacion activa en la formacion.

e PozoB:

Con respecto al diagrama productivo del Pozo B mostrado en la Figura 45, se puede ver que hasta
la fecha se tiene un registro de solo una operacion de estimulacion matricial, igual que para el
Pozo A esta se realizd para contrarrestar los efectos de las emulsiones y los bloqueos por

asfaltenos.
Figura 45

Diagrama productivo Pozo B
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Nota: Diagrama productivo del pozo B con indicaciones de intervenciones. Tomado de los datos de
la compafiia operadora.
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Para el Pozo B los resultados obtenidos de la estimulacion realizada en Febrero del afio 2022 no
permitié lograr un aumento de produccion de petroleo si no que tuvo un efecto negativo al
aumentarse la produccién de agua, perdiendo alrededor de 414 BOPD a comparacion de lo que
venia produciendo antes de la intervencion como se observa en la Tabla 14, sin embargo tuvo
una reduccion considerable del dafio de formacion lo cual hizo que se alteraran las

permeabilidades efectivas como se ve en la Tabla 15.
Tabla 14

Resultados de la estimulacién del Pozo B

TABLA DE RESULTADOS DE LA ESTIMULACION
DESPUES DE LA DESPUES DE LA
HARAGUSIOE ENUIES REMOCION INHIBICION
FLUIDO (Bbl/d) 4835 3311 4802
CRUDO (Bbl/d) 3024 1672 2611
AGUA (Bbl/d) 1810 1638 2190
GAS (SCF/d) 2440 1181 1888
BSW (%) 37.5% 49% 45.6 %
PIP (psia) 1408 1455 1416
Pwf (psi) 3867 4396 3985
P1 (BPD/psi) 2.5 2.76 2.98
INCREMENTO DE
CRUDO (BOPD) i i i

Nota: Resultados de la estimulacion realizada al Pozo B. Tomado de los datos de la compafia
operadora.

Tabla 15

Parametros evaluados de la estimulacion del Pozo B

POZOB
PARAMETROS. | PERMEABILIDADES CON REDUCEION POR DE:ETJEEQ:::E::;;;N AUMENTO POR DEZ;TJ';’;EQ:::E;?CE%N MEIORA POR
DARO (md) DARO (%) REMOCION (%) REMOCION (%)
(md) (md)
Ko 41,8 -21% 52,3 99% 47,5 90%
KW 44 -17% 52,6 99% 49,5 93%

Nota: Resultados de la estimulacion realizada al Pozo B. Tomado de los datos de la compafiia
operadora.
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De los resultados de la estimulacién también se reportd que la formacién Guadalupe mostré una
pobre admision de fluidos, especialmente fluidos con naturaleza orgéanica. Por otro lado, como se
observa en la Tabla 14 posiblemente el aumento de la produccion de agua se deba a que tanto el

gas como el aceite se ven rezagados en su produccion por la canalizacion de esta.

e PozoC:

Con respecto al diagrama productivo del Pozo C mostrado en la Figura 46, se puede ver que hasta
la fecha se tiene un registro de 3 operaciones de estimulacion matricial, igual que para los demas

pozos esta intervencion se realizo para contrarrestar los efectos de las emulsiones y los bloqueos

por asfaltenos.
Figura 46

Diagrama productivo Pozo C
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Nota: Diagrama productivo del pozo C con indicaciones de intervenciones. Tomado de los datos de
la compariia operadora.

Los resultados obtenidos de la estimulacion del Pozo C realizada en Julio del afio 2023 mostraron
un aumento en la produccién de petréleo y también de agua, incluyendo de esta forma 677 BOPD
como se observa en la Tabla 16, ademéas se tuvo una reduccion considerable del dafio de

formacion lo cual hizo que se alteraran las permeabilidades efectivas sobre todo la del petroleo

como se ve en la Tabla 17.
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Tabla 16

Resultados de la estimulacion del Pozo C

TABLA DE RESULTADOS DE LA ESTIMULACION
DESPUES DE LA DESPUES DE LA
ARRALAISIIREE ANIES REMOCION INHIBICION

FLUIDO (Bbl/d) 1534 1030 2325
CRUDO (Bbl/d) 1488 963 2165
AGUA (Bbl/d) 45 66 160
GAS (SCF/d) 775 542 884
BSW (%) 2.9% 6.4 % 6.90 %
PIP (psia) 880 - 816

PWF (psi) 2.5 4396 3985

PI (BPD/psi) 0.78* 0.79* 1.29
INCREMENTO DE ] ] 577
CRUDO (BOPD)

MEJORA PI (%) - - 1,65

Nota: Resultados de la estimulacion realizada al Pozo C. Tomado de los datos de la compafiia

operadora.

Tabla 17

Parametros evaluados de la estimulacién del Pozo C

POZOC

PARAMETROS

PERMEABILIDADES CON
DARNO (md)

REDUCCION POR
DARNO (%)

PERMEABILIDADES
DESPUES DE REMOCION
(md)

AUMENTO POR
REMOCION (%)

PERMEABILIDADES
DESPUES DE INHIBICION
(md)

MEJORA POR
REMOCION (%)

KO

16,5

-54%

34,8

97%

32

89%

KW

25,2

-22%

30,8

95%

30,2

93%

Nota: Resultados de la estimulacion realizada al Pozo C. Tomado de los datos de la compafia

operadora.

Analizados los resultados obtenidos, se pudo disminuir la presencia de asfaltenos y emulsiones
en la formacién permitiendo el aumento en la produccién de petréleo y recuperacion de los
canales de flujo de la formacién como se evidencia en la Tabla 17, este tratamiento generé una
disminucion de un 54% para la permeabilidad efectiva del crudo, sin embargo, la canalizacion de

agua genero un aumento considerable pasando de 45 Bbl/d a 160.
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3.2 Simulacion conceptual y ajuste de los pozos en estudio.

Con el fin de evaluar las caracteristicas y los diferentes parametros que afectan el flujo de los
fluidos en el yacimiento; Los factores que se encuentran mas influyentes estan relacionados con
la geologia, las propiedades petrofisicas de la roca y las caracteristicas de los fluidos. La calidad
de los resultados esté directamente relacionada con la precision de los datos que se tienen para
trabajar en la simulacion, teniendo en cuenta que el modelo es una analogia usada para ayudar a

visualizar algo que no puede ser directamente observado.

Posteriormente de los resultados obtenidos de los pozos haciendo uso de la herramienta CMG,
especificamente de la herramienta STARS, el cual es un simulador de procesos térmicos y
avanzados para la simulacién de procesos de recuperacion que implican vapor, disolventes, aire
y productos quimicos. Algunos de los parametros que se tienen en cuenta para realizar las
simulaciones son la presiéon del reservorio, la saturacion del fluido, permeabilidad relativa,

porosidad, y temperatura del reservorio.

Durante el desarrollo de los modelos de simulacién fue necesario realizar un ajuste histérico o
calibracion; con la intencidn que representen con precision el comportamiento real de los pozos
y del yacimiento, este se realiz6 con la informacion de produccion proporcionada por la compafia
operadora, sin embargo fue necesario la variacion de algunos pardmetros influyentes como los
datos para la generacion de curvas de permeabilidades relativas y saturaciones, mejorando asi la
precisién en la prediccion de la produccion futura y la planificacion de estrategias de
recuperacion. La variable primaria que se tuvo en cuenta para la representacion de este ajuste en
el modelo de los tres pozos en estudio fue la tasa de liquido total; es importante resaltar que estos
cambios nos permitieron tener una mejor representacién en los modelos a pesar de la
incertidumbre de los datos aportados inicialmente, ya que no se cuenta con los analisis necesarios

y los datos de registro que estan disponibles son del momento del descubrimiento de los pozos.

En la figura 47 se presenta el ajuste historico de la variable primaria en el pozo A desde la etapa
productiva en el afio 2018 hasta el afio 2024, se puede observar en este ajuste que presenta algunas
variaciones minimas con respecto a la grafica del modelo de simulacion y a la grafica de
produccidn real, lo que con lleva a un ajuste correspondiente al 97%. Sin embargo, para el pozo

fue necesario en el modelo de simulacion modificar las curvas de saturacion de agua connata,
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saturacion de petroleo residual y las saturaciones de gas, que inicialmente tenian valores de
Swcon de 20%, Sor de 20% y las saturaciones de gas; Sgcon de 30% y Sgcrit de 30%, lo cual se
modificaron por los valores de Swcon 58%, Sor 26%, Sgcon 28%, Sgcrit 28%, permitiendo que

el grid que mas se ajuste se represente en la gréafica.
Figura 47

Ajuste historico tasa de liquido total pozo A

Liquid Rate SC - Pozo A

Liquid Rate SC (bbl/day)

2019 2020 2021 2022 2023 2024
----- Liquid Rate SC, Pozo A.sr3
Liquid Rate SC, Produccion-real.fhf

Nota: Ajuste histdrico tasa de liquido total del pozo A. Imagen tomada del software CMG versién 2022.

Se presentan los resultados obtenidos en la Figura 48 del modelo de simulacién para el pozo B,
lo cual al momento de realizar el ajuste con respecto a la produccién real obtenemos un margen
préacticamente del 100% de similitud en relacion con nuestra variable primaria; la tasa de liquido
total. Para este modelo se realizaron las modificaciones necesarias de algunos parametros que
permitieron tener el mejor grid ajustado, inicialmente se tomaron en cuenta valores de Swcon
15%, Swecrit 15%, Sgcon 30% y Sgcrit 30%, debido a que estos valores no eran lo suficientemente
representativos y no se reflejaban un buen ajuste en las graficas, se realizd la modificacion a
Swcon 30%, Swecrit 30%, Sgcon 40% y Sgcrit 40%.

90



Figura 48

Ajuste historico tasa de liquido total pozo B
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Nota: Ajuste historico tasa de liquido total del pozo B. Imagen tomada del software CMG version 2022.

Para el pozo C podemos observar en la grafica las dos representaciones, tanto la del modelo de
simulacion como la de produccion real, estas presentan en distintos puntos de las gréaficas algunas
discrepancias lo cual al momento de calcular su margen de ajuste se presenta en un 96%, sin
embargo, se realiz6 una serie de andlisis que permitiera la eleccidn del mejor ajuste en el grid,
por lo cual para este modelo de simulacion se realizé la modificacion del parametro de saturacion

de aceite residual Sor del 10% al 30% lo que permitié acomodar ain mas la grafica del caso base.
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Figura 49

Ajuste historico tasa de liquido total pozo C
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Nota: Ajuste historico tasa de liquido total del pozo C. Imagen tomada del software CMG version 2022.
3.3 Andlisis de sensibilidad de los escenarios de mejora

De las Figuras 50,51 y 52, se realiz0 los analisis de sensibilidad mediante el software de
inteligencia artificial Cmost, tomando en cuenta los casos base de la simulacién de los pozos, el
cual en el desarrollo de los escenarios se evaluaron y mejoraron los rendimientos de los modelos
introducidos inicialmente; de esta forma se logro tener diferentes variaciones de parametros,
facilitando la identificacion de variables mas influyentes para la seleccion del mejor escenario de
estimulacidn reactiva. Para estos escenarios, Cmost estimo e identifico las variables de mayor
impacto en el analisis de sensibilidades, identificadas como: la tasa de inyeccién, presion de

inyeccion y la concentracion de los componentes del fluido de estimulacion.

Es importante sefialar que para la generacion de los multiples escenarios de mejora se mantuvo
las mismas condiciones de tiempos de remojo y tiempo total de la operacion usados por la
Operadora, siendo estos los mismos para los 3 pozos, estos parametros se muestran en la siguiente

Tabla.
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Tabla 18

Tiempos de remojo y tiempo total de operacion

COMPONENTE PARA TIEMPO DE
INYECTAR REMOJO (Hr)
FASE 1 Solvente Organico 4
FASE 2 Acido Acético y Formico 12
FASE 3 Nanoinhibidor 12
TIEMPO TOTAL DE OPERACION = 28 Hr

Nota: Tiempo de remojo y tiempo total de operacion para los 3 pozos. Tomado de los datos de la compafiia

operadora.
Figura 50

Andlisis de sensibilidades del Pozo A
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Nota: Anélisis de sensibilidades del pozo A. Imagen tomada del software CMG version 2022.
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Figura 51

Andlisis de sensibilidades del Pozo B
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Nota: Analisis de sensibilidades del pozo B. Imagen tomada del software CMG version 2022.
Figura 52
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Imagen tomada del software CMG version 2022.
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3.4 Eleccion del mejor escenario de estimulacion reactiva

La eleccion del escenario de estimulacion reactiva por pozo fue seleccionada de acuerdo con los
analisis de sensibilidad arrojados por la herramienta Cmost, los cuales fueron mencionados
anteriormente. El escenario se generd por la variacion de los pardmetros que mas influyen en el
proceso de remocion de dafio y aumento de produccion de petroleo, los cuales fueron
identificados previamente por Cmost. Sin embargo, para la generacion del escenario 6ptimo se
tuvo en cuenta la concentracion de los componentes del fluido estimulante, presion de inyeccion

y tasas de inyeccion usados por la operadora para los 3 pozos como se muestra en la Tabla 19.
Tabla 19

Pardmetros usados por la operadora para las estimulaciones reactivas de los 3 pozos

PARAMETROS DEL FLUIDO ESTIMULANTE
Componente Concentracion (GPT) | Volumen Inyeccion (Bbl)
Solvente Organico 1000 123
Acido Férmico + Aditivos + Agua 881 30
Acido Acético + Aditivos + Agua 869 120
Nanoinhibidor 1000 156
Presion de inyeccion = 2180 - 3450 psi. Total Mezcla = 429 Bbl
Nota: GPT (Galones de material por cada 1000 galones de fluido)

Nota: Parametros del fluido estimulante usado por la Operadora en todas las operaciones de
estimulacion de los 3 pozos. Tomado de los datos de la compafiia operadora.

A continuacion, se exponen los resultados obtenidos del analisis de sensibilidad junto con la
aplicacién de la estimulacion para cada uno de los pozos. Para la seleccién de la fecha de
estimulacién matricial, se decidio aplicarla el 16 de marzo del afio 2024 para los tres pozos en
estudio, debido a que después del 15 de marzo del mismo afio no se cuenta con méas informacion
historica de la productividad de los pozos. En la Tabla 20, 21 y 22 se muestran los valores mas
favorables para cada una de las variables como lo son concentracién de los componentes, presion
de inyeccion y tasa de inyeccion esto con el fin de obtener los mayores incrementos de
productividad y eficiencia de disminucion de los bloqueos organicos para cada uno de los pozos,
seguidamente se justifica la eleccion del valor de las variables con la representacion gréfica del

escenario estimulado mostradas en las Figuras 53, 54 y 55.
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e Pozo A:

El escenario éptimo arrojado por Cmost para el pozo A después de realizar 543 experimentos
dieron como resultado las siguientes estimaciones para las variables identificadas en el anélisis

de sensibilidad.
Tabla 20

Parametros Optimos para la estimulacion reactiva del Pozo A

PARAMETROS DEL FLUIDO ESTIMULANTE
Componente Concentracion (GPT) | Volumen Inyeccion (Bbl)
Solvente Organico 1243 245
Acido Férmico + Aditivos + Agua 362 138
Acido Acético + Aditivos + Agua 254 87
Nanoinhibidor 587 148
Presion de inyeccion = 3686 psi. Total Mezcla = 618 Bbl
Nota: GPT (Galones de material por cada 1000 galones de fluido)

Nota: Parametros del fluido estimulante para las operaciones de estimulacion del Pozo A. Datos
tomados del software CMG version 2022.

Al aplicar los valores 6ptimos recomendados por Cmost al modelo de simulacion se puede

apreciar un incremento leve de la produccién del pozo, como se muestra en la Figura 53.
Figura 53

Escenario seleccionado de estimulacion Pozo A
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Nota: Escenario seleccionado de estimulacion reactiva del pozo A. Imagen tomada del software CMG

version 2022.
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Como se evidencia en la representacion gréfica de la Figura 53 al predecir el comportamiento de
la curva de produccion de petroleo hasta el afio 2027 solo con aplicar una estimulacion (ver curva
verde, Pozo A Estimulado) la produccion se mantiene por encima de la prediccion de la curva de
produccion del pozo sin estimular siendo esta un 11% mayor (ver curva naranja, Pozo A sin

Estimular).
e PozoB:

El escenario éptimo arrojado por Cmost para el pozo B después de realizar 654 experimentos
dieron como resultado las siguientes estimaciones para las variables identificadas en el anélisis

de sensibilidad.
Tabla 21

Parametros 6ptimos para la estimulacion reactiva del Pozo B

PARAMETROS DEL FLUIDO ESTIMULANTE
Componente Concentracion (GPT) | Volumen Inyeccion (Bbl)
Solvente Organico 1642 142
Acido Férmico + Aditivos + Agua 586 236
Acido Acético + Aditivos + Agua 453 143
Nanoinhibidor 210 248
Presion de inyeccion = 4020 psi. Total Mezcla = 769 Bbl
Nota: GPT (Galones de material por cada 1000 galones de fluido)

Nota: Parametros del fluido estimulante para las operaciones de estimulacién del Pozo B. Datos
tomados del software CMG version 2022.

Al aplicar los valores 6ptimos recomendados por Cmost a nuestro modelo de simulacién se puede

apreciar un incremento significativo de la produccion del pozo, como se muestra en la Figura 54.
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Figura 54

Escenario seleccionado de estimulacion Pozo B
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Nota: Escenario seleccionado de estimulacion reactiva del pozo B. Imagen tomada del software CMG

version 2022.

En la representacion grafica de la Figura 54 al predecir el comportamiento de la curva de
produccidn de petréleo hasta el afio 2027 solo con aplicar una estimulacion (ver curva verde,
Pozo B Estimulado) la produccién inicia paulatinamente a ascender hasta llegar a un pico maximo
que respecto a la prediccion de la curva de produccion del pozo sin estimular (ver curva naranja,
Pozo B sin Estimular) se encuentra muy por encima de la produccion real, siendo asi una muy

buena aplicacion de la estimulacion en remocion de dafio y aumento de productividad del 32%.
e Pozo C:

El escenario éptimo arrojado por Cmost para el pozo C después de realizar 387 experimentos
dieron como resultado las siguientes estimaciones para las variables identificadas en el anélisis

de sensibilidad.
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Tabla 22

Parametros optimos para la estimulacion reactiva del Pozo C

PARAMETROS DEL FLUIDO ESTIMULANTE
Componente Concentracion (GPT) | Volumen Inyeccion (Bbl)
Solvente Organico 1642 142
Acido Férmico + Aditivos + Agua 586 136
Acido Acético + Aditivos + Agua 453 113
Nanoinhibidor 210 159
Presion de inyeccion = 3847 psi. Total Mezcla = 550 Bbl
Nota: GPT (Galones de material por cada 1000 galones de fluido)

Nota: Parametros del fluido estimulante para las operaciones de estimulaciéon del Pozo B. Datos
tomados del software CMG version 2022.

Al aplicar los valores 6ptimos recomendados por Cmost a nuestro modelo de simulacién se puede

apreciar un incremento significativo de la produccion del pozo, como se muestra en la Figura 55

Figura 55

Escenario seleccionado de estimulacion Pozo C
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Nota: Escenario seleccionado de estimulacién reactiva del pozo C. Imagen tomada del software CMG

version 2022.

De la Figura 55 al predecir el comportamiento de la curva de produccion de petréleo hasta el afio
2027 solo con aplicar una estimulacién (ver curva verde, Pozo C Estimulado) la produccion se
mantiene estable por encima de la prediccion de la curva de produccion del pozo sin estimular lo
que corresponde a un aumento del 2% (ver curva naranja, Pozo C sin Estimular), ademas de la

gréfica se puede interpretar que por un periodo mas largo se seguiré produciendo 1993 BOPD sin
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que se tenga una disminucion muy drastica en el mes de marzo.
3.5 Anadlisis de curvas IPR y su estudio técnico

En esta seccidn se evaluaron los efectos que tuvieron los escenarios seleccionados mediante las
curvas IPR, correspondientes a los modelos de simulacion tanto el inicial como el modelo donde
se incluye la estimulacion. La generacion de estas curvas se realizé por medio del software CMG,
el cual estas se graficaron por la Ley de Darcy por lo tanto tienen un comportamiento lineal y de
esta forma se logrd obtener la variacion de tasas de flujo correspondiente a cada presion del pozo
a lo largo del tiempo, que nos ayuda a comprender mejor el rendimiento del pozo. Con estas
curvas IPR, se pudo comparar el efecto que tuvo la estimulacién, sin embargo, para evaluar de
una forma mas completa se graficé la curva VLP, donde permiti6 conocer cuéles podrian ser las
capacidades maxima de produccién de los pozos; para graficar la curva VLP fue necesario
exportar los datos del software CMG e introducirlos al software PIPESIM que nos permitié junto
con la informacién de los estados mecanicos de los tres pozos en estudio, conocer su
comportamiento y las predicciones en los caudales maximos de produccion tanto para el modelo
inicial como para el estimulado; y de esta forma determinar la viabilidad técnica de cada escenario

de estimulacion.

A continuacién, se presenta el analisis nodal de cada pozo en estudio y sus resultados

correspondientes a las curvas IPRy VLP.
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Figura 56

Anélisis nodal Pozo A
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Nota: Analisis nodal del pozo A. Imagen tomada de PIPESIM version 2024.

Tabla 23

Resultados del analisis nodal del Pozo A

POZO A
Variables Qmax condicién Qma>§ escenario
actual estimulado
Q(BFPD) 2217 2710
Pwf(psi) 4375 4440
IP(Bbl/psi) 1,1 1,39

Nota: Analisis nodal del pozo A. Datos tomados de PIPESIM versién 2024.

En la figura 56 se puede observar el andlisis nodal para el pozo A, lo cual en las curvas IPR se
contempla la variacién en la tasa de flujo correspondiente a la formacién, esta tiene un aumento
de 5500 Bbl a 7000 Bbl; con la interseccion de la curva VLP obtenemos una variacion de aumento

de 493 Bbl en los caudales maximos que tienen los modelos de simulacion representados en la

6000

© Operating Points

Tabla 23, con sus respectivos datos de presion de fondo y su indice de productividad.

Sin embargo, para el escenario seleccionado de estimulacion matricial reactiva para este pozo,

mediante la herramienta Cmost se logra tener un aumento en la tasa de produccion, el cual se
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encuentra dentro del margen de los caudales maximos estimados por las curvas IPR 'y VLP. En

la Tabla 24, se observa la tasa de fluido resultante de la aplicacion de la estimulacion del escenario

seleccionado (ver Figura 53), teniendo un aumento de 228 BOPD.

Tabla 24

Resultado de la estimulacion matricial simulada para el Pozo A

RESULTADOS DE LA ESTIMULACION MATRICIAL DEL POZO A
APLICADA EL 16 DE MARZO DEL 2024

Produccion de petréleo
sin tratamiento (BOPD)

Produccion de petréleo
con tratamiento (BOPD)

Incremento de
produccion (BOPD)

943

1171

228

Nota: Resultados de la estimulacion del escenario seleccionado de estimulacion reactiva del pozo
A. Datos tomados del software CMG version 2022.

Figura 57

Anélisis nodal Pozo B
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Nota: Anélisis nodal del pozo B. Imagen tomada de PIPESIM version 2024.
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Tabla 25

Resultados del analisis nodal del Pozo B

POZO B
vaals | Omes i Qo srat
Q(BFPD) 3659 4575
Pw(psi) 2756 3251

IP(Bbl/psi) 1,05 1,53

Nota: Analisis nodal del pozo B. Datos tomados de PIPESIM version 2024.

En el analisis nodal del pozo B, se observa la variacion en la tasa de flujo de la formacion que
tienen las dos curvas IPR correspondientes a los modelos de simulacién, el cual tiende a un
aumento de 6500 Bbl a 9500 Bbl, lo que nos indica que el modelo de simulacién en el que se
implementd la estimulacion obtuvo buenos resultados en relacion con las condiciones iniciales
del modelo, sin embargo al graficar la curva VLP y tener las intersecciones donde se obtiene la
estimacion de los caudales maximos de produccion de nuestros modelos( Tabla 25) y debido a la
incertidumbre de algunos datos aportados, estos caudales maximos se encuentran muy cerca de
la produccién que ha tenido el pozo tanto real como la simulada, no obstante, con la generacion
de las curvas se ha permitido tener un mejor andlisis con respecto al efecto que tuvo el escenario
seleccionado de estimulacidn, por otra parte se puede observar los resultados del mejor escenario
de estimulacién(ver Figura 54) con respecto a la produccién de petroleo para el pozo B, en la
Tabla 26 se observa la tasa de fluido resultante de la aplicacion de la estimulacion, teniendo un
aumento gradual hasta 2418 BOPD.

Tabla 26

Resultado de la estimulacion matricial simulada para el Pozo B

RESULTADOS DE LA ESTIMULACION MATRICIAL DEL POZO B
APLICADA EL 16 DE MARZO DEL 2024

Produccion de petréleo
con tratamiento pico
méaximo (BOPD)
2578 4996 2418
Nota: Resultados de la estimulacion del escenario seleccionado de estimulacion reactiva del pozo

B. Datos tomados del software CMG version 2022.

Incremento de
produccion (BOPD)

Produccion de petréleo
sin tratamiento (BOPD)
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Figura 58

Analisis nodal Pozo C
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Nota: Analisis nodal del pozo C. Imagen tomada de PIPESIM version 2024.
Tabla 27

Resultados del andlisis nodal del Pozo C

POZO C
. Qmax condicién | Qmax escenario
VD 22 actual estimulado
Q(BFPD) 2144 2507
Pwf(psi) 3073 3394
IP(Bbl/psi) 0,75 1

Nota: Analisis nodal del pozo C. Datos tomados de PIPESIM version 2024,

Los resultados en relacién con el andlisis nodal del pozo C presenta una variacion en la tasa de
flujo de formacion y la tasa maxima estimada de produccion del pozo, tanto de nuestro modelo
inicial y el modelo donde se implementa la estimulacion, esta variacion en la tasa de flujo se da
por la aplicacion de la estimulacion, ya que permitié un aumento de 4100 Bbl a 5500 Bbl y nuestros
caudales maximos obtenidos en la Tabla 27 debido al cruce de la grafica VLP con las IPR,
resultando asi una variacion de aumento de 363 Bbl en los caudales maximos que tienen los

modelos de simulacion con respecto a la interseccion de las curvas, lo cual al complementarlo con
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nuestro escenario de simulacién seleccionado(ver Figura 51), en la Tabla 28 se observa la tasa de

fluido resultante de la aplicacion de la estimulacion, teniendo un aumento de 69 BOPD.
Tabla 28

Resultado de la estimulacion matricial simulada para el Pozo C

RESULTADOS DE ESTIMULACION MATRICIAL DEL POZO C
APLICADA EL 16 DE MARZO DEL 2024

Produccion de petréleo | produccion de petréleo Incremento de
sin tratamiento (BOPD) | con tratamiento (BOPD) | produccion (BOPD)

1924 1993 69
Nota: Resultados de la estimulacion del escenario seleccionado de estimulacion reactiva del pozo
C. Datos tomados del software CMG version 2022.

Con los resultados descritos anteriormente de los pozos en estudio, se analiz6 técnicamente los
escenarios de mejora en relacion con el aumento en la tasa de produccion una vez implementada
la estimulacion usando la técnica de acidificacion. Para el estudio técnico, se tomo en cuenta la
cantidad de barriles que se increment6 después de realizar los modelos de simulacion de las
estimulaciones, analizado bajo los beneficios esperados con el incremento de la produccién
gracias a la estimulacién implementada y a la disminucion del dafio de formacion. Se realizé el
calculo de estimacion de ganancias de los pozos en estudio, para esto se tomé como referencia
$70 USD, como un valor promedio del precio del barril de petréleo, por tanto, con estos célculos
obtenemos un aumento de ganancias de los escenarios de mejora con respecto al modelo inicial
de simulacion (Figura 59), lo que representa para el Pozo A un 11%, Pozo B un 32% y para el
Pozo C un 2%.
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Figura 59

Estimacién de ganancia de los pozos en estudio

Estimacion de ganancias

Pozo A Pozo B Pozo (

Nota: Estimacion de ganancias de los pozos en estudio.

Un factor importante para el estudio técnico y para la evaluacion del escenario de estimulacion
matricial reactiva escogido como Optimo, fue el comportamiento de una variable la cual es el
porcentaje de dafio de formacion. Este pardametro se analizé para poder calificar y esclarecer que
el escenario de estimulacion si influyo en la disminucion de este. En este orden de ideas, se debe
tener en cuenta que el dafio de formacién que se modelo y se ajustd con ayuda de Cmost fue el
dafio por bloqueos organicos o asfaltenos, ya que es el dafio mas predominante y el que restringe
mayoritariamente la produccion de los pozos, aparte de mencionar que es uno de los causantes de
la generacion de emulsiones. De acuerdo con lo anterior, en la Tabla 29 se puede apreciar el dafio
de formacidn antes de la estimulacion, el cual se ajusté en el momento de construir el modelo
como también se puede observar el dafio que se obtuvo después de realizar la estimulacion en
cada uno de los pozos, siendo este negativo debido a que la condicion del pozo se clasifica como
acidificado o estimulado (rango de -1 < S < -3) con sus correspondientes parametros obtenidos

por Cmost.
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Tabla 29

Cuadro comparativo de dafios de formacion

DANO DE FORMACION

SKIN ANTES DE SKIN DESPUES DE

HorRE ESTIMULACION ESTIMULACION
A 11,8 -2,1(9,7)
B 10,33 -2,9 (7,43)
C 10,9 -1,8(9,1)

Nota: Cuadro comparativo de los dafios de formacion previo y posterior al modelo de simulacién

estimulado.
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4 CONCLUSIONES

Con el indice de estabilidad coloidal (C1I) se logré identificar que los asfaltenos presentes en los
tres pozos tienen una alta inestabilidad a precipitar y que junto con la presencia de flujo turbulento
y agua promueven la generacién de emulsiones que taponan las gargantas porales de la formacion

posiblemente originando cambios de mojabilidad de la roca.

El dafio por migracion de finos se relaciona con el desprendimiento de material particulado y los
altos caudales de produccidn, en este caso los granos de arena a raiz de las reacciones quimicas
generadas entre los fluidos estimulantes (Acido acético y formico) con los componentes de
cementacion de la matriz de la roca, como la caolinitay el carbonato de calcio dan como resultado
la obstruccién de los canales de flujo por una desestabilizacion mecéanica producida por efecto
acido.

La presencia de escamas inorganicas se debe principalmente a la precipitacion del mineral de
carbonato de calcio, el cual por variaciones bruscas en las condiciones de equilibrio como la
presion hacen que este mineral precipite, siendo mas afectado el pozo A con un 89,7%, mientras

que para los pozos B y C se obtuvo un 1,8%.

Se desarroll6 un modelo de simulacién conceptual para cada uno de los pozos junto con el
modelamiento de dafio de formacion por asfaltenos, de esta forma se logro ajustar de mejor forma
los casos base y la generacion de precipitacion de los componentes pesados del crudo. Por otro
lado, se realiz6 el respectivo cotejo histérico productivo, donde el grado de similitud con los
escenarios reales dieron como resultado un 97% y 96% para el Pozo A y B respectivamente, y
finalmente un 100% para el modelo del Pozo C generando asi una buena representacion de los

pozos productores en estudio.

El analisis de sensibilidad permitio identificar las variables de mejora de la estimulacion matricial
siendo estas: la concentracion de los componentes del fluido estimulante, presion de inyeccion y
volumenes de inyeccion. Con las variables identificadas fue posible encontrar los valores 6ptimos
para cada uno de los pozos mediante el uso de la red neuronal de Cmost, esto facilitd desarrollar

los escenarios operacionales de estimulacion para cada uno de los pozos
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Como resultado de la seleccion de los escenarios de mejora se obtuvo un aumento en la
produccién de crudo, para el Pozo A se obtuvo un aumento del 11% (228 BOPD), en cuanto al
Pozo C un aumento del 2% (69 BOPD) y el mejor resultado de optimizacion fue para el Pozo B
con un aumento de 32% (2418 BOPD), igualmente se logr6 obtener un skin negativo el cual es
indicativo de que el pozo ha sido estimulado y esta produciendo mas de los esperado como se

evidencia en las graficas de produccion del escenario estimulado.

Al comparar los pardmetros de inyeccion usados por la Operadora con los obtenidos del analisis
de sensibilidad, es necesario incrementar los barriles de mezcla y la presion de inyeccion en los
tres pozos productores, esto generaria un impacto econdmico en los costos de operacion debido

al aumento del volumen y concentracion los componentes del fluido estimulante.

Se determino de los escenarios seleccionados teniendo en cuenta un promedio de 70 USD en el
precio de barril de petréleo lo cual representa una estimacién de ganancias para el Pozo A de
15.960 USD, para el Pozo B de 169.260 USD vy para el Pozo C de 4.830 USD.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda realizar una nueva estimulacion reactiva en el pozo B con los pardmetros

Optimos identificados, con un total de mezcla de 769 BBL y una presion de inyeccion de 4020

psi.

Se recomienda realizar la actualizacion del modelo petrofisico y del modelo dinamico del

yacimiento para obtener un mejor ajuste del modelo.

Se recomienda realizar una investigacion sobre que otros fluidos de estimulacién se podrian
usar para tener un efecto positivo en los pozos igualmente de que estos sean compatibles con

la formacion para mejorar la eficiencia en la disminucién de dafio y aumento de produccion.

Se recomienda realizar un estudio sobre los ciclos de inyeccion o ciclos de estimulacion para
poder determinar cada cuanto se deberia realizar las intervenciones de estimulacién matricial

como también nuevos valores para los tiempos de remojo e inyeccion.

Se recomienda realizar un estudio de caracterizacion de dafio por migracion de finos para
identificar de mejor manera las causas de aparicion de este dafio, junto con un analisis del

porcentaje BSW vy las eficiencias de las bombas ESP.

Con el fin de determinar la viabilidad financiera para el proyecto, se recomienda realizar una

investigacion econdmica a fondo de los escenarios mejorados de estimulacién reactiva.
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