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Resumen

Ortega, Andrés D.

ESTUDIO DEL COMPORTAMIENTO DE LA INYECCION DEL

SISTEMA MULTIGEL® SELLANTE EN UN POZO HORIZONTAL DE
LA FAJA PETROLIFERA DEL ORINOCO PARA CONTROLAR LA
PRODUCCION EXCESIVA DE AGUA.

Tutor Académico: Prof. Mariana Prado. Tutor Industrial: Ing. Franklin Archer.
Tesis. Caracas, U.C.V. Facultad de Ingenieria, Escuela de Petroleo. 2013. 155 p.

Palabras Claves: Geles, Simulacién Numérica de Yacimiento, Control de Agua,
Pozos Horizontales, Faja Petrolifera del Orinoco, CMG STARS 2012, Inyeccion
de Geles

Resumen: La produccion de petroleo de los pozos en la Faja Petrolifera del
Orinoco, se ve afectada significativamente por la presencia de grandes acuiferos o
en su defecto por zonas de alta saturacion de agua movil. Esta caracteristica
impacta directamente en el cierre prematuro de los pozos, ya que en muchos casos
los volumenes de agua producidos no pueden ser manejados en superficie. Por tal
motivo, es necesario plantear soluciones tecnoldgicas que permitan revertir esta
situacion. Los geles poliméricos son presentados en la actualidad como una de las
soluciones quimicas mas eficientes, en cuanto al control de agua, es por esto que
en este estudio se evalud a través de la simulacion numeérica la inyeccion de geles
poliméricos en un pozo horizontal de crudo pesado. Los pasos necesarios para la
elaboracion de este trabajo fueron los siguientes: identificar y diagnosticar la
causa de la alta produccion de agua del pozo en estudio, simular la inyeccion del
sistema gelificante utilizando el simulador STARS de la plataforma CMG, y por
ultimo realizar sensibilidades de parametros de campo para evaluar el impacto del
sistema gelificante en la reduccion de la produccion de agua del pozo en estudio.
De los parametros evaluados se determind que las tasa de inyeccion y los puntos
de inyeccion del sistema gelificante son los parametros que impactan directamente
en la reduccién de la produccion de agua. Posterior al analisis de sensibilidad, se
determind que en el mejor de los casos solo se obtiene el 5% de la reduccion de la
produccién de agua, la metodologia de este trabajo permite continuar con los
estudios futuros de simulacién de la aplicacion de los sistemas gelificante en
pozos horizontales de crudo pesado como método de control de agua.
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Introduccidn

INTRODUCCION

La produccion de petréleo de los pozos en la Faja Petrolifera del Orinoco (FPO)
se ve afectada significativamente por la presencia de grandes acuiferos o en su
defecto por zonas de alta saturacion de agua mdvil. Por esta razon, la
productividad de los pozos disminuye de manera significativa ocasionando que en
algunos casos tengan que ser cerrados prematuramente, debido a falta de
capacidad de manejo de estos volimenes excesivos de agua producida en
superficie. Por tal motivo, es necesario plantear soluciones tecnoldgicas que

permitan revertir esta situacion.

Para lograr este cometido el factor principal es identificar la causa de la alta
produccién de agua, que es posible mediante técnicas de identificacion y
diagnostico especiales. Una vez realizado el andlisis se puede determinar la
solucion més adecuada para controlar la irrupcion de agua, y si ésta corresponde
al uso de geles, entonces se deben hacer todos los estudios técnicos que permitan

la realizacion del tratamiento.

Una de las principales tecnologias desarrolladas para el control de la produccion
excesiva de agua son los geles poliméricos. Estos pueden ser definidos como una
solucién de baja viscosidad, compuesta de un polimero y un agente entrecruzador
que se inyecta hacia la formacion y una vez alli, reacciona con el medio poroso
para formar una red tridimensional capaz de reducir significativamente la
permeabilidad de los yacimientos de hidrocarburo en zonas previamente
estudiadas. Algunos estudios previos indican que esta tecnologia puede utilizarse
para prolongar la vida productiva en pozos horizontales con problemas de

canalizacion de agua 1*%.

En este trabajo se evaluara la tecnologia de geles MULTIGEL® sellante
desarrollada por PDVSA Intevep para crudos pesados a través de la simulacion

numérica en un modelo de pozo horizontal.



Introduccidn

Como puntos importantes a evaluar durante la simulaciébn numérica del
comportamiento de produccién del pozo Al estan: la condicion de alta produccion
de agua, la baja movilidad del crudo pesado y la colocacién del sistema gelificante

durante la inyeccidn dual del tratamiento.

En consecuencia se realizard un modelo simple de simulacion de yacimientos
donde se evaluaran una serie de parametros operacionales que permitan observar
el proceso de inyeccion de MULTIGEL® sellante, tomando en cuenta los distintos

escenarios de produccion.
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CAPITULO |

1.1 Planteamiento del problema

En los yacimientos de crudo pesado y extra pesado de la Faja Petrolifera del
Orinoco (FPO), muchos pozos se construyen con una terminacién horizontal larga
(mayor a 2000 pies), lo que representa mayor area expuesta a produccion, pero
también mayor incertidumbre y complejidad operacional cuando se pretende
controlar la produccién de agua. Esta complejidad radica principalmente en
responder a las siguientes interrogantes: ¢cual es la zona exacta de la irrupcion de
agua en la seccidén horizontal expuesta a produccion? Asi como: ¢icual es el

tratamiento correcto para resolver esta irrupcion?

La inyeccién de MULTIGEL® se ha venido empleando satisfactoriamente en
pozos verticales en diferentes campos de Venezuela, logrando controlar la
produccidn excesiva de agua y a su vez, permitiendo la produccion optimizada de

hidrocarburos.

Con este Trabajo Especial de Grado se busca evaluar la aplicabilidad de la
tecnologia de geles MULTIGEL® en pozos horizontales de la FPO, donde se
dificulta la determinacion de los volumenes de gel a inyectar asi como su eficiente
distribucién dentro del yacimiento, a fin de poder controlar la excesiva produccion

de agua.

El pozo a estudiar representa un pozo real de la FPO que presenta una fuerte
irrupcion de agua, derivado de un problema operacional durante la perforacion.
La trayectoria del pozo traspaso el tope de la lutita inferior subyacente en la arena

objetivo, provocando una canalizacion del agua que contiene esta arena inferior.

En un escenario como el descrito anteriormente, se plantean las siguientes

interrogantes: 1) ¢Cual es el comportamiento de distribucién del sistema bajo el

3
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esquema de inyeccidén dual cuando son inyectados distintos volumenes de gel
sellante en el pozo horizontal Al ubicado en la FPO? 2) ¢Estos volumenes de gel
sellante disminuyen efectivamente la produccion excesiva de agua durante la
historia de produccién post inyeccién del gel? 3) ¢Estos volimenes de tratamiento
se distribuyen de forma distinta dentro del yacimiento al cambiar algunos

pardmetros operacionales durante la inyeccion del gel?
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1.2 Objetivos.

1.2.1 Objetivo general.

Estudiar el comportamiento de la inyeccién del sistema MULTIGEL® en el pozo
horizontal Al de la FPO como método de control de la produccion excesiva de

agua.

1.2.2 Objetivos especificos.

1. Realizar un cotejo del historico de produccién dentro del modelo de
simulacién numérica de los pozos a ser estudiados, para asi poder
establecer los parametros asociados a la alta produccién de agua y como

ésta afecta a los pozos vecinos.

2. Identificar y describir las causas del problema de irrupcion de agua en el

pozo horizontal Al ubicado en la FPO.

3. Aplicar una metodologia apropiada para realizar una simulacion numérica

de la inyeccidn del sistema de gel en el pozo horizontal Al.

4. Realizar una simulacion numérica de la inyeccion de gel a escala de

campo.

5. Realizar un estudio de sensibilidad a parametros operacionales asociados a
la inyeccion de la solucién gelificante, para poder evaluar el

comportamiento de produccion en el tiempo post tratamiento.
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1.3 Justificacion

Evaluar la ventana operacional del producto MULTIGEL® en pozos horizontales
en yacimientos de crudo pesado representa un avance significativo en el
tratamiento de pozos con problemas de alta produccion de agua en Venezuela.
Hasta la fecha solo se han aplicado tratamientos con este sistema en pozos
verticales, por lo tanto, como en la FPO existen una gran cantidad de pozos
horizontales con problemas de alta produccion de agua, esta metodologia podria
ayudar a potenciar los tratamientos para el control de agua con gel en esta zona

del pais.

1.4 Alcance y Limitaciones

Este estudio esta orientado a la aplicacion de sistemas gelificantes en el pozo
horizontal Al productor de crudo pesado perteneciente a un yacimiento de la FPO
que se encuentra afectado por la excesiva produccion de agua. Para esto, se
realizard una revision bibliografica que incluird los trabajos técnicos, revistas,
manuales y Tesis que contengan informacion sobre la problematica de la

produccidn excesiva de agua para estos casos.

Los parametros operacionales a estudiar seran unicamente, el volumen de gel
inyectado, la tasa y puntos de inyeccion del sistema gelificante. Por otra parte, se
realizard una comparacion en base a los costos de los volumenes de gel a inyectar
y el costo del tratamiento del agua en superficie, considerando la reduccion en la
produccién de agua obtenida en los distintos escenarios de produccion

establecidos post tratamiento.
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CAPITULO Il

2. MARCO TEORICO

2.1 Origen del agua de produccién

Las compafiias petroleras producen un promedio de tres barriles de agua por cada
barril de petrdleo. Por esta razon, se gastan mas de 45 mil millones de délares por
afio para hacer frente a los problemas del agua indeseada. Es por esto que en
muchos casos, las tecnologias innovadoras para el control del agua pueden
significar una reduccion de los costos y un aumento en la produccion de

hidrocarburos. ¢!

El agua afecta todas las etapas de la vida del campo petrolero, pasando
respectivamente por todas las etapas, es decir; exploracién, produccion y
abandono del pozo. Es importante mencionar que cuando se extrae petréleo de un
yacimiento, tarde o temprano el agua proveniente de un acuifero subyacente o de

los pozos inyectores se mezcla y es producida junto con el petréleo. !

La irrupcion de agua en los pozos horizontales es mas problematica que en los
pozos verticales, debido a las caracteristicas de completacion que estos presentan.
Aunado a esto resulta dificil conocer a ciencia cierta cual es la zona de irrupcion
de agua en un pozo horizontal debido a que estos poseen una longitud lo
suficientemente extensa expuesta a produccion y a que la misma esta asociada a
distintas caidas de presion dependiendo del lugar de la seccion horizontal

expuesta a produccion.

El agua de formacion se encuentra presente en casi la totalidad de los yacimientos
petroleros en nuestro pais y es el flujo mas abundante presente en ellos, es por

esto que es imprescindible distinguir cuando este fluido es perjudicial en la
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produccion de un pozo o sencillamente es aceptable.

Para determinar cuando la produccion de agua es aceptable o no se debe hacer

referencia a los términos agua buena y agua mala que expresan dicha condicion:

2.1.1 Agua mala.

Se puede definir de manera econdémica como la cantidad de agua producida en el
pozo que no es econémicamente rentable debido al costo asociado del manejo en
superficie y que supera el limite de relacion RAP permitida, también se puede
definir como la cantidad de agua producida que impide, retrasa o disminuye la

cantidad de hidrocarburo que se esta produciendo. %!

2.1.2 Agua buena.

Es definida como el agua producida dentro del pozo a una tasa inferior al limite
econdmico de la relacion agua petréleo (RAP) permitida. La produccion del agua
buena tiene lugar cuando existe un flujo simultaneo de petroleo y agua en toda la
matriz de la formacion. El flujo fraccional de agua estd determinado por la
tendencia natural de la mezcla que provoca el aumento gradual de la relacién

agua/petroleo. 1*°!

2.2 Causas que originan la produccién de agua

Los problemas de produccion de agua pueden ser agrupados en dos grupos:

problemas asociados al pozo y problemas asociados al yacimiento.

A continuacidn se describirdn estas causas.
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2.2.1 Problemas asociados al pozo

Filtraciones en el revestidor, tuberias de produccion o empacaduras

Las filtraciones en el revestidor, tuberia de produccién o empacaduras permiten
que el agua proveniente de zonas que no producen hidrocarburos ingrese en la
columna de produccion. En la figura 1 se puede observar este tipo de problema.

Figura 1. Filtraciones en el revestidor, tuberias de produccién empacaduras
(Modificada) !

Flujo canalizado detras del revestidor

La existencia de fallas en la cementacion primaria puede provocar la conexién de
zonas acuiferas con zonas de hidrocarburos. Estos canales permiten que el agua
fluya por detras del revestidor e invada el espacio anular. En la figura 2 se puede

observar la canalizacion de fluido por detras del revestidor.
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Figura 2. Flujo canalizado detras del revestidor (Modificada) !

2.2.2 Problemas asociados al yacimiento

Fracturas o fallas entre un pozo inyector y un pozo productor

En las formaciones naturalmente fracturadas bajo recuperacion secundaria por
inyeccion de agua, el agua inyectada puede invadir rapidamente los pozos
productores. Este fendmeno se produce en forma habitual cuando el sistema de
fracturas es extenso dejando atras a los hidrocarburos que se encuentran en la
matriz de la formacion. En la figura 3 se observa como el agua inyectada se

canaliza y alcanza el pozo productor.

mmm.m
A

Figura 3. Fracturas o fallas entre un pozo inyector y un pozo productor
(Modificada) !

10
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Fracturas y fisuras desde una zona de agua

En este tipo de problemas, el agua puede canalizarse a través de fracturas
naturales que interceptan una zona de agua que se encuentra, tanto por encima
como por debajo de la zona de interés, aunque también pudiera ocurrir cuando se
realiza una fractura hidraulica en los alrededores del pozo, ocasionado que la
fractura penetre en la zona de agua, produciendo un deterioro de la produccién del
poZzo.

En las figuras 4 (a) y 4 (b) se puede observar este tipo de problemas para pozos

verticales y para pozos horizontales.

Figura 4 (a) Figura 4 (b)

Figura 4. Fracturas o fallas en una capa de agua superior o inferior (a) en un pozo

vertical (b) en un pozo horizontal (Modificadas) ™!

Conificacion y encrestamiento

Los problemas de conificacion en un pozo vertical o levemente desviado y de
encrestamiento en un pozo horizontal o altamente desviado son generalmente el
resultado de altas tasas de produccién, altos diferenciales de presion y altas

permeabilidades verticales en los alrededores del pozo productor.

Se producen cuando existe un contacto agua petroleo original (CAPO) cerca de

11
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los puntos de drenaje en una formacion cuya permeabilidad vertical es
relativamente elevada. La tasa critica de conificacion, que es la tasa maxima a la
cual se puede producir petrdleo sin producir agua por conificacion o
encrestamiento, a menudo es demasiado baja para que resulte econdémica. En los
pozos horizontales, este problema se puede asociar con la formacion de una
cuspide o cresta en forma de ola (“cresting”). En la figura 5 se observa un

esquema de los problemas de conificacion.

Figura 5. Conificacion y encrestamiento /.

Barrido areal deficiente

El barrido areal deficiente ocurre cuando el agua migra de un acuifero o en su
defecto de un pozo inyector a la zona productora, que por lo general es
ocasionado por la anisotropia areal de la permeabilidad o por las altas razones de

movilidad agua-petréleo presentes en los yacimientos.

En los pozos horizontales este tipo de problemas puede ocurrir cuando los pozos
atraviesan zonas con diferentes valores de permeabilidad y presion dentro de una

misma arena. En la Figura 6 se muestra el efecto de un barrido areal deficiente.

12
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En la literatura también se conoce como adedamiento, interdigitacion o

“fingering”.

Figura 6. Barrido areal deficiente (Modificada) &

2.3 Técnicas de diagnostico para el control de la produccién de agua

Es evidente que numerosos problemas de alta produccion de agua se pueden
presentar en un pozo, sin dejar a un lado la posibilidad que sea mas de uno en
forma conjunta, es por esto que se hace necesario entender el comportamiento del
yacimiento, ya que las tasas de produccion de crudo y otros fluidos indeseados
dependen principalmente del mecanismo de produccion que posea el mismo. El
factor clave es el diagnostico, es decir poder identificar el problema especifico
que se presenta cada pozo dentro de cada yacimiento. Los diagndsticos a pozos se

utilizan de tres maneras: 81,

13
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e Seleccionar los pozos que podrian necesitar un sistema de control del
agua.

e Para seleccionar un método de control de agua adecuado.

e Para localizar el punto de entrada del agua en el pozo de tal manera que se

pueda emplazar el tratamiento en el lugar correcto.

Para poder realizar un buen diagndstico de la fuente del problema asociado a una
excesiva produccidn de agua, es necesario en primer término, recolectar la

siguiente informacién 252°!;

e Historia de produccion y declinacion.

e Detalles de la completacion del pozo.

e Historia de reacondicionamiento del pozo.
e Estudios de geologia y de yacimiento.

e Registros de perforacion.

e Registros de completacion.

e Registros de pozos.

e Pruebas de pozo.

Historia de produccion: La historia de produccion de un pozo a menudo provee
el primer indicativo de un problema de excesiva produccion de agua. En algunos

casos puede indicar el tipo de problema.

Detalles de la completacion del pozo: La examinacion de diagramas de
completacion muestra la localizacion de empacaduras, tapones, valvulas u otra

herramienta en el fondo del pozo, que pudiera estar filtrando o funcionando mal.

Historia de reacondicionamiento del pozo: La revision de la historia de
reacondicionamientos realizados a un pozo puede revelar importantes alteraciones
en su configuracion inicial y puede ser muy Util en la identificacion de posibles

fuentes de una produccién indeseada.

14
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Estudios de geologia y de yacimientos: Los estudios geoldgicos pueden
identificar capas de alta permeabilidad y sistemas de fracturas naturales. Los
estudios de yacimiento pueden predecir tendencias del agotamiento del
yacimiento que podrian ocasionar problemas de produccién indeseada.

Registros de perforacion: Las zonas de pérdida de circulacion altamente claras en
los registros de perforacion pueden ser canales de alta permeabilidad. La
integridad del cemento puede ser cuestionable sobre intervalos abandonados

encontrados en registros de perforacion.

Registros de completacion: Los registros de completacién pueden indicar donde
difieren los resultados de cementacion con lo planeado, por ejemplo: diferencias
en los topes de cemento, ademas pueden mostrar donde los trabajos de
estimulacion fueron realizados fuera de zona, posiblemente creando comunicacion
con fluidos indeseados (agua), o donde la presion de bombeo pudo haber
alcanzado niveles que podrian haber deteriorado la cementacion y/o los equipos

de fondo.

Registros de pozos: Los registros a hoyo desnudo estiman la permeabilidad,
informacion mecanica de la roca, correlacion geoldgica, direcciones y angulos del
buzamiento en la formacion y estiman saturaciones de fluidos que sirven como
base para monitoreo de agotamiento del yacimiento.

Los registros de pozo a hoyo entubado, son usados para evaluar la efectividad de
varias operaciones de completacion (por ejemplo cementacion y estimulacion),

evaluar integridad del revestidor y diagnostico de problemas de produccion.

Pruebas de pozo: Las pruebas de pozos proveen informacion de las propiedades
del yacimiento, tales como permeabilidad horizontal y vertical. También pueden
revelar la presencia de heterogeneidades y verificar la comunicacion entre pozos.

En segundo término se tiene que realizar un analisis de la data disponible para

obtener un buen diagndéstico de la fuente del problema.

15
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A continuacién seran explicadas algunas técnicas y herramientas que pueden
ayudar a discernir el tipo de problema presente y con ello seleccionar el tipo de

tratamiento a utilizar para solucionarlo.

2.3.1 Registro de Movimiento de Agua (Activacion de Oxigeno)

Esta herramienta parte de un principio similar al usado en el registro de
saturacion, el cual bombardea de neutrones a la formacion para asi determinar una
medicion independiente de la velocidad y direccion del flujo del agua en el pozo.

Esta herramienta emite neutrones de alta energia los cuales mediante interacciones
elasticas excitan los nucleos de los atomos de oxigenos presentes en el agua que
se encuentran en movimiento, esta deteccion es alcanzada gracias a detectores o
sensores del aparato colocados lejos de la fuente emisora y de esta manera no
detectar los atomos de oxigeno presentes en el agua estatica, lodo, formacion o

cemento.

Estas detecciones permiten identificar de forma muy precisa los puntos de entrada
de agua, para asi poder descifrar problemas relacionados con la produccion de la
misma, tales como fugas en empacaduras, fisuras de tuberias o revestimientos, asi
como también es posible utilizar estas detecciones para diagnosticar canales de

agua detras de la tuberfa 2],

2.3.2 Registro de produccion

Este registro es cominmente conocido como PLT (“Production Logging Tool”),
el cual consta de cinco registros individuales cuyas combinaciones resultan en
poderosas respuestas para obtener informacidn precisa acerca de la procedencia de
los fluidos dentro del pozo ™. Por otra parte con la ayuda de estos registros es
posible identificar distintos problemas mecanicos en el pozo como fisuras en la
tuberia y canales detras del revestidor. Los registros individuales que componen al

registro de produccién son:

16
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* Registro “Flowmeter”.

* Registro de Ruido.

* Registro de Temperatura.

* Registro Gradiomanometro.
* Registro de Presion.

Registro para medir la tasa de flujo (“Flowmeter”)

Este registro tiene como objetivo principal medir la cantidad de fluido que esta
pasando en un sector determinado dentro del pozo, para de esta forma determinar
la tasa de produccion de cada intervalo de produccion. El principio de esta
herramienta se basa en hacer girar una hélice ubicada en el extremo inferior. La
rotacion de esta hélice depende de la velocidad con que esté pasando el fluido a
través de ella. La herramienta estd disefiada para diferentes tamafos de
revestimientos, asi como también para realizar mediciones precisas en pozos

desviados y de baja velocidad. "

Registro de ruido

Se usa para oir ruidos producidos en el fondo del pozo, obteniéndose niveles de
ruido y su distribuciéon en frecuencias. Entre las principales aplicaciones de la
herramienta se tiene la deteccién de roturas en la tuberia de produccion,

confirmacion de flujo detras del revestidor y deteccion de origen de fluido.

El principio de medida se basa en las variaciones mindsculas de presion captadas
por el hidréfono y estas variaciones son enviadas a superficie, las cuales son
procesadas en unidades totales de ruido.

Las mediciones se hacen deteniendo la herramienta a la profundidad requerida
para evitar los ruidos causados por el mismo movimiento de la herramienta. El
registro puede operar hasta una temperatura maxima de 350°F y una presion de
1500 Ipc. 7!
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Registro de temperatura

Se usa para obtener la temperatura absoluta, gradientes de temperatura, perfil de
temperatura y en forma cualitativa para observar cambios anormales de
temperatura, siendo ésta una de las herramientas mas Utiles para la deteccion de
anomalias.

Las aplicaciones principales son: la localizacion de entradas de fluido,
determinacion de posibles flujos detras del revestidor, deteccion de anomalias y
correccion de las medidas de presion.

Su principio se basa en la exposicién de un hilo de platino al fluido del pozo, cuya
resistencia depende de la temperatura experimentada. Los limites operacionales
para este tipo de registro son de 2000 Ipc como presion maxima y 350°F para la
temperatura maxima.

La temperatura de fondo aumenta a medida que se desciende, este aumento por lo
general se manifiesta de forma lineal, esta relacion es conocida como el gradiente
geotérmico. Este gradiente varia de una zona a otra, pero a pesar de esta variacion
con respecto a la ubicacion, se puede esperar comunmente que el rango del

gradiente se encuentre entre 0.2 y 0.5 °F por cada pie descendido.

La utilizacion de este registro para detectar la entrada de fluidos es presentada en
la figura 7, en la cual se puede observar el perfil desde el fondo, donde la
temperatura sefialada es el gradiente geotérmico; por encima del punto de entrada
de fluido se observa un enfriamiento debido a la pérdida de calor que experimenta
el fluido por contacto con formaciones mas frias. Cuando ocurre un equilibrio
entre el enfriamiento y el fluido en movimiento, el perfil describe una asintota, la
cual es paralela al gradiente geotérmico. Esta separacion entre el gradiente y la

asintota es directamente proporcional con el aumento de la tasa de flujo. 2™
Este registro puede ser utilizado con combinacidn de otros registros de produccion

lo cual resulta en una valiosa informacion para identificar la presencia y direccion

de los canales de agua.
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Perfil de temperatura Ferfil del flowmeter

Aumento de la tasa de fluio
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Figura 7. Esquema de deteccion para la entrada de un fluido por medio de un
registro de temperatura y un flowmeter.

Registro Gradiomanometro

Se usa para obtener la densidad del fluido y las proporciones individuales de cada
fluido en una mezcla, combinado con los medidores de caudal. El principio de la
herramienta se basa en la medicion de la diferencia de presion sobre un intervalo
de 2 pies, obteniéndose el gradiente de presion.

A partir de este se calcula la densidad del fluido. El calculo de la densidad implica
conocer la desviacion del pozo en el intervalo de medida. Para aumentar la
precision de la medida se calibra la herramienta en dos fluidos de densidad
conocida (aire/agua). Las limitaciones operacionales son de 2000 Ipc para la

presion y 350 °F para la temperatura. ")
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Registro de Presion

Esta herramienta realiza una medida continua de la presién dentro del pozo,
pardmetro indispensable junto con la temperatura, para el célculo de los
voltimenes y tipo de fluidos producidos por cada intervalo. ®!

2.3.3 Fibra Optica.

Esta tecnologia es conocida como DST (“Fiber-Optic-Distributed Temperature
Sensing”) Consiste en monitorear la temperatura a lo largo de la seccion
horizontal mediante un cable de fibra Optica metro a metro y permite tomar
decisiones en tiempo real, esta técnica es empleada principalmente para ubicar los

puntos exactos de entrada de agua en los pozos horizontales ™.

2.3.4 Grafico de Recuperacion

Es un grafico semilogaritmico de la relacion agua-petroleo (RAP) con respecto a

la produccion acumulada de petrdleo y el cual se representa en la Figura 8.

La RAP debe ser extrapolada hasta el limite econdmico pre-establecido para luego
analizar el resultado de reservas obtenido. Si la produccion de crudo es
aproximadamente igual a la cantidad de crudo extraida por el pozo, quiere decir
que el nivel de agua es aceptable y no se necesita ninguna medida de control para

la produccion de la misma
Por el contrario si este valor es menor que las reservas recuperables esperadas

para el pozo, significa que el pozo estd produciendo agua no aceptable, lo cual

debe ser corregido con alguna medida de control de agua. *°!.
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RAP limite econémico (adim)
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Figura 8. Grafico de recuperacion ¢,

2.3.6 Grafico de historia de produccion

Es un grafico doble logaritmico de tasas de petréleo y agua con respecto al
tiempo, el cual se representa en la Figura 9. Por lo general, los pozos en lo que
conviene aplicar un sistema de control de agua muestran un aumento de la
produccién de agua y disminucién de la produccién de petréleo en forma

simultanea.

1.000

Tasade crudo

-

Tasa de agua

Barriles ( dia)
(=

o

0 10 1.000

Tiempos%ﬁias)
Figura 9. Grafico de historia de produccién ™. (Modificada)
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2.3.7 Anélisis de la curva de declinacién

Este es un grafico semilogaritmico de la tasa de produccion de petr6leo con
respecto al petroleo acumulado figura 10. EI agotamiento normal produce una
curva cuya tendencia es una linea recta, mientras que una declinacion pronunciada
del pozo productor, producto de un aumento asociado en la produccion de agua

puede indicar la existencia de agua mala ™!,

:§_ Petroleo
Q Oopo o opgl-

. o -
3 1(1)—,-0,58‘. a L%
‘S P .
=
g o
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>
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Q
Q 'l
Q '
- Agua ° °
LIy [0%0 o 02

0 20.000 40 000 60 000 80 000 100 000

Petréleo acumulado, (Bpd)

Figura 10. Grafico de la declinacion de las curvas de produccion de agua vs

petréleo acumulado *®! (Modificada)

2.3.8 Gréfico del corte del agua contra el tiempo

Dependiendo del tipo de problema, este grafico presenta distintos
comportamientos. La irrupcién temprana del agua con un crecimiento acelerado
es indicativa de problemas en las cercanias del pozo, principalmente de

comunicacion a través del cemento.
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Si este tipo de aumento abrupto del corte de agua se presenta luego de
transcurrido cierto tiempo desde la apertura del pozo, entonces, por lo general, se
asocia a problemas de fugas en los elementos mecénicos del pozo como tapones,
empacaduras, separadores, etc. También puede ocurrir como consecuencia de una
rotura en las tuberias de revestimiento o de produccion debido a problemas de
corrosion.

Otros de los problemas que presentan un comportamiento de este tipo es la
comunicacion a través de fracturas, ya sea con un pozo inyector o con el acuifero,
por el cafioneo en zonas de agua, o producto de trabajos de estimulacion que

ponen en contacto directo al pozo con la fuente del agua.

Cuando el comportamiento de la produccién de agua se manifiesta como una
irrupcion temprana, pero con un crecimiento progresivo entonces el problema por

lo general se asocia a conificacion o “cresting”.

Finalmente, si el corte de agua aumenta de forma abrupta durante un tiempo y
luego se mantiene aumentando progresivamente, entonces el problema puede estar
relacionado con la irrupcion del agua en la arena de mayor permeabilidad o lo que
es lo mismo la canalizacion matricial.

En la figura 11 se puede observar un grafico que describe cada uno de los

problemas mencionados.

-

_» r
_~ Fugas,
) Fracturas,
Eventos

Corte de Agua
o
H

0,2 |
0 X - ‘ : § T
0 300 600 900 1200 1500
Tiempo

Figura 11. Grafico de corte de agua vs tiempo
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2.3.9 Método de chan

K. S. Chan en el afio de 1995 basandose en los primeros procesos de perforacion
de pozos petroleros y en la construccién de graficos que incluyen la produccion
historica por periodos completos de flujo de agua, gas y petréleo, logra determinar
si existe o no aumento de la produccién de agua y generar hipétesis de las

posibles causas que originan su incremento ™.

Chan observo que los gréficos dobles logaritmicos de las relaciones RAP y su
derivada (RAP’) pueden ser efectivos a la hora de identificar tendencias de
produccidn, problemas mecanicos y para diferenciar los diversos origenes de la
produccién de agua como lo son: conificacion, comunicacidn mecanica,

canalizacion y adedamiento.

Generalmente, los graficos de corte de agua pueden ser utilizados para visualizar
el avance de los problemas de excesiva produccion de agua, sin embargo esto
tiene sus limitaciones, cuando existe una alta dispersion de los datos, el
reconocimiento del patron que exhiben éstos graficos se imposibilita, teniendo
que utilizar diversas técnicas que puedan minimizar la dispersion de los datos para
poder realizar un buen diagnéstico del problema de la excesiva produccion de

agua.

2.3.9.1 Conificacion
En la figura 12 se observa una conificacion donde la grafica muestra el logaritmo

de la relacion agua petrdleo (RAP) y el logaritmo de la derivada (RAP’), donde la

RAP’ disminuye con el logaritmo del tiempo.
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Figura 12. Patrén de conificacion segun Chan.

2.3.9.2 Canalizacion o Adedamiento

La canalizacion es una consecuencia del flujo preferencial del agua a través de
capas de mayor permeabilidad. Puede ser localizado por medio de perfiles de
produccion. En la figura 13 se observa una canalizacién, donde ambas curvas

aumentan, pero la RAP’ en su parte final tiende a disminuir su pendiente.

10
3
'f;,_ |
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5 0,1
£ .
H 0,01 | 2" | map
0,001 -
| 10 100 1000
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Figura 13. Patrén de canalizacion segin Chan.
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2.3.10 Método de Luis Ramos

Ha sido propuesto como una forma alternativa a las curvas de Chan para
distinguir entre conificacion y canalizacion, basado en el mismo criterio, es un
método que ajusta los datos dispersos de la derivada de RAP. Esto se logra, ya
que el agua producida acumulada, Wp, esta relacionada con el petréleo producido
acumulado, Np. Una derivada de esta funcién contra Np genera una funcion mas

sencilla de la RAP, que se puede derivar con respecto al tiempo.

Al final de los célculos se obtiene un exponente llamado m. Si m es menor que la
unidad entonces el mecanismo de produccion de agua es conificacion; si m es

mayor o igual a uno, entonces la causa de la produccion de agua es canalizacion.

Es importante mencionar que los métodos de K.S. Chan y Luis Ramos son

métodos disefiados para pozos verticales.

2.4 Tecnologias para el control de agua en pozos horizontales

Una vez identificado el origen de la produccion de agua, existen diferentes
tecnologias para solventar la irrupcion de agua, y asi lograr su control. En este
trabajo en particular seran resaltados los tratamientos de control de agua aplicando

tecnologias quimicas.

2.4.2 Soluciones mecanicas

Las tecnologias mecanicas se basan en la colocacion de herramientas o equipos
mecanicos a nivel de superficie o de subsuelo para reducir o controlar la
produccién de agua en superficie y/o mejorar el barrido y la recuperacion de
crudo. Entre las opciones mecanicas menos costosas y mAas comunes se
encuentran los parches de tuberia, tuberia expansible, tapones de arena y tapones

de hierro. Estas opciones de aislamiento funcionan adecuadamente cuando las

26



Capitulo 11

zonas ofensivas se encuentran hacia la parte inferior de la completacion y no

existe flujo cruzado entre las zonas .

2.4.2 Soluciones de Completacion

Las soluciones de completacién son utilizadas para resolver problemas de alta
produccion de agua de mayor dificultad o complejidad que las generalmente
solventadas por las soluciones mecénicas. En general, este tipo de soluciones
podria entrar como un subgrupo dentro de las soluciones mecanicas, a diferencia
de que estas son por lo general muy costosas debido a que requieren modificar la

completacion de un pozo, perforar ramificaciones o simplemente abandonarlos
[17]

2.4.3 Soluciones quimicas

Las soluciones con tratamientos quimicos son utilizadas en la actualidad para
modificar el flujo de fluidos dentro del yacimiento. Es de suma importancia
realizar una seleccion adecuada del fluido quimico con el cual se va a trabajar
para obtener una buena ejecucion a la hora de controlar la irrupcion del fluido no
deseado, también se deben conocer sus caracteristicas. Estos fluidos dependen de
una precisa y estricta colocacion, lo cual garantiza no poner en riesgo al

yacimiento especificamente en la zona productora de hidrocarburos. !

En la actualidad el uso de los sistemas gelificantes poliméricos es la técnica mas
empleada para realizar un control de la produccion de los fluidos indeseados en
los yacimientos. Las caracteristicas mas resaltantes que han llevado a la
ampliacion de su uso son: la facil aplicacion, el control de tiempo de gelificacion,
la facilidad para penetrar a profundidad en la matriz porosa y la posibilidad de
remocién por métodos quimicos sencillos 8. Adicionalmente, muchos de estos
sistemas han mostrado un comportamiento de reduccion selectiva de la
permeabilidad al agua sin afectar significativamente la permeabilidad del petréleo,

lo que ha ocasionado el interés de realizar este tipo de tratamientos en zonas
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productoras donde las zonas de agua y crudo no pueden ser aisladas.

2.4.1.1 Sistemas gelificantes poliméricos (Gel)

Se puede definir un gel como un sistema compuesto por un polimero y uno o
varios entrecruzadores que pueden a su vez ser de tipo organico e inorgéanico
Figura 14. Cuando este sistema se encuentra en el yacimiento a las condiciones de
temperatura correspondiente, ocurre el proceso de gelificacién, formando una red
tridimensional. Adicionalmente, el gel posee la caracteristica de cambiar la
permeabilidad de la formacion alterando el comportamiento del flujo de las fases
agua y crudo. &
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Figura 14. Esquema de formacion de un gel polimérico. !

Los geles pueden ser utilizados tanto para la reduccion total de la permeabilidad
(gel sellante), como para la reduccion desproporcionada de la permeabilidad
(efecto DPR).

Es de suma importancia mencionar que la quimica de los geles presenta una
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amplia variacion, sin embargo no todas las combinaciones permiten obtener un
gel con las condiciones adecuadas para realizar un tratamiento de control de agua
que permita cubrir un amplio rango. Segin lo mencionado sobre los geles
poliméricos utilizados para el control de agua en pozos productores, los geles son
clasificados de acuerdo a sus formulaciones en geles sellantes y geles selectivos.
A continuacidn seran definidos los tipos de geles.

Gel sellante.

Es aquel que reduce la permeabilidad efectiva tanto al agua como al petroleo
cuando se coloca en el medio poroso. La ventaja de este tipo de geles es que
pueden penetrar espacios muy pequefios en el medio poroso y son capaces de

proporcionar mejor aislamiento que otros sistemas quimicos.

Gel selectivo (no sellante)

Es aquel que posee la facultad de reducir la permeabilidad efectiva al agua sin
cambiar significativamente la permeabilidad efectiva al petrdleo. Este efecto se
conoce como efecto de reduccion desproporcionada de permeabilidad (DPR) por
sus siglas en ingles.”Disproportionate Permeability Reduction”. En comparacion
con los geles sellantes, estos poseen una menor concentracion de polimero y

entrecruzador, por lo que poseen menor consistencia.

Entre las principales ventajas de aplicacion de los sistemas poliméricos esta la
penetracion a gran profundidad de la matriz porosa de las formaciones, pueden ser
aplicados a zonas donde no existe un aislamiento mecanico y permiten mejorar los
perfiles de inyeccion; por otra parte estos tipos de geles suelen degradarse a altas

temperaturas.
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2.5 Rangos de aplicacion del tratamiento de geles

Hoy en dia existen muchos trabajos de investigacion relacionados al tratamiento
de control de agua mediante la inyeccion de sistemas gelificantes en pozos

productores de petroleo.

e Canales detras del revestidor
e Fracturas o fisuras desde una zona de agua
e Comunicacion entre una pozo productor y un inyector

e Fugas en la tuberia de revestimiento.

Por otro lado, los problemas que no pueden ser tratados con estos sistemas,
principalmente por el riesgo de perder productividad o reducir drasticamente la
produccién de petrdleo del pozo son:

e Conificacion o encrestamiento
e Barrido areal deficiente

e Segregacion gravitacional

2.6 Variables importantes de los geles polimeéricos

Los factores, caracteristicas o propiedades mas importantes en la formulacion de

un gel son:

2.6.1 Tiempo de gelificacion

Es el tiempo que tarda la mezcla gelificante en formar el gel a las condiciones de
temperatura del yacimiento. El tiempo de gelificacion depende fundamentalmente
de la temperatura y el pH de la formacién, esto es debido a que mientras la
temperatura aumenta el tiempo de la formacion del gel disminuye, mientras que el

pH lo que hace es variar la naturaleza de los componentes del gel.
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2.6.1.1 Tiempo de gelificacion inicial

Tiempo inicial de gelificacion, es decir, cuando la mezcla comienza a volverse
viscosa. A partir de este momento el pozo comienza a perder inyectividad, lo cual
se manifiesta a través de un aumento significativo en la presién de bombeo. Por
tanto esta propiedad esta ligada al méximo volumen de gel que puede inyectarse a
una determinada tasa. En la figura 15 se puede ver una grafica que explica esta
propiedad.

Viscosidad del gel (Cp)

Tiempo inicial de gelificacion (hr)

Figura 15. Gréfico de viscosidad del gel vs tiempo de gelificacion inicial ™!

2.6.1.2 Tiempo de gelificacidn final

Es el tiempo requerido para que la mezcla de polimetro y entrecruzador alcance
una consistencia estable, esta propiedad también indica cual es el tiempo que debe
estar cerrado el pozo después del tratamiento para asegurar que la consistencia del

gel sea la requerida.
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2.7 Caracterizacion del gel fuera del medio poroso

2.7.1 Pruebas de botellas

Las pruebas de botellas son una técnica econdmica y directa, y se utilizan para

obtener la siguiente informacién:

1. Una medida cualitativa de la fuerza de gel y de la formacién de precipitados.

2. Una medida semi-cuantitativa de la velocidad de gelificacion.

3. Una manera conveniente para evaluar la estabilidad en el tiempo de los geles a
una temperatura de prueba determinada. ©!

En la figura 16 se observan diferentes pruebas de botellas desarrolladas en el
laboratorio.

Figura 16. Pruebas de botellas para la determinacién de la consistencia de la

solucién gelificante !

2.7.2 Consistencia del gel

Se refiere a la dureza, elasticidad y movilidad del gel. La consistencia o rigidez

del gel determina:

La capacidad del gel para reducir la permeabilidad del medio poroso.
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La estabilidad del gel frente a diferenciales de presion.
La magnitud del Efecto de Reduccion Desproporcionada de Permeabilidad
(Efecto “DPR”). Usualmente mientras el sistema sea mas rigido la reduccion del

paso de fluidos serd mas pronunciada.

La consistencia de un gel se puede observar mediante una escala cualitativa
propuesta por PDVSA (INTEVEP) mostrada en la tabla 1.
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Tabla 1. Consistencia de gel !

CODIGO DE LETRAS
CONSIID?I'RE?\IIC_Z'IA\A DEL DESCRIPCION DEL GEL
GEL
A Sin cambio visual (no hay presencia de gel).
B Solucion viscosa
C Gel muy suave altamente movil
D Gel muy suave movil
E Gel muy suave moderadamente movil
F Gel suave movil
G Gel suave moderadamente movil
H Gel suave poco movil
I Gel no movil altamente deformable
J Gel no movil moderadamente deformable
K Gel no movil poco deformable
L Gel rigido
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2.8 Caracterizacion del gel dentro del medio poroso

La forma mas conocida para determinar si un gel es capaz de reducir la
permeabilidad relativa de las fases presentes en el medio poroso, es a través del
factor llamado Factor de resistencia residual (RRF). !

2.8.1 Factor de resistencia residual (RRF)

Se define como la relacion entre la movilidad inicial y la movilidad final de un
fluido. Es una medida de la reduccion de la permeabilidad a un fluido, ya sea agua
o0 petréleo, lograda luego de aplicar un tratamiento con gel. ™ La siguiente

ecuacion muestra dicha relacion:

RRF = Y& antes =- ::Kr.;.-';#:r:'ﬂﬂfﬁs (EC 1)
Yedespues K,/ p,)despues

Donde:

RRF: Factor de resistencia residual, a dimensional.
¥: Movilidad de la fase, mD/cP.
K: Permeabilidad efectiva a la fase, mD.

w: Viscosidad de la fase, cP.

@: Petrdleo o agua.

A través de la figura 17 (izquierda) se puede apreciar como los factores de
resistencia residual para ambos fluidos (agua y petréleo) son altos y su diferencia
es minima, ya que en este caso se estaria frente al comportamiento de estos
fluidos bajo la accion de un gel sellante, mientras que en la parte derecha de la
figura 17 se aprecia la diferencia de comportamientos de los factores de
resistencia residual entre el agua y el petréleo, siendo mayores los del agua debido

a que se disminuye la permeabilidad en mayor proporcién que al petroleo (gel no
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sellante).
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Figura 17. Comparacién del RRF para los geles sellantes y no sellantes
(Modificada) %!

2.8.2 Reduccioén desproporcionada de la permeabilidad (DPR)

Los fluidos DPR tienen la capacidad de reducir la permeabilidad al agua en mayor

proporcion que la permeabilidad del petroleo.

Una solucion gelificante DPR suele ser un producto quimico que forma un gel de
baja consistencia en el espacio poroso. El flujo del agua inyectada después de la
gelificacion, es mas débil por la presencia del gel. Por lo general, la reduccion de

la permeabilidad aumenta a medida que disminuye la permeabilidad inicial.
Muchas teorias han sido propuestas con la finalidad de explicar el porqué de este

fendbmeno, pero ninguna ha sido aceptada completamente, dichas teorias son las

siguientes:
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2.8.2.1 El agua y el crudo fluyen a traves de canales diferentes

La mezcla gelificante o la solucion de polimero penetra preferencialmente los

canales de agua reduciendo la movilidad del agua en mayor proporcion.

2.8.2.2 Lateoria del efecto pared

El efecto fundamental de esta teoria es que después de realizar la inyeccion del
polimero este cambia drasticamente las propiedades de flujo de las dos fases,
debido a que una pelicula de polimero es adsorbida por las paredes del poro

ocasionando cambios en la mojabilidad de los fluidos. !
El proceso de adsorcion de polimeros tiene dos caracteristicas esenciales:

e Es practicamente irreversible
e Forma una capa de polimero adsorbido en la superficie de la roca cuyo
espesor es de magnitud apreciable frente al tamafio del poro, y evita el

flujo de agua sin entorpecer el paso del crudo.
Efectos de la adsorcidn del polimero en el medio poroso

Reduccion del area transversal de flujo: el efecto de reduccion del area transversal
de flujo es debido a la presencia de una capa de polimero adsorbida en la
superficie de la roca cuyo espesor es considerable comparado con el tamafio del

poro. !

Efecto de lubricacion o de deslizamiento: el efecto de lubricacién inducido por la
capa adsorbida hace que el flujo de la fase no humectante sea mas facil, esto
debido a que esta capa adsorbida atenta la rugosidad de los canales de flujo y
forma una pelicula de agua que ayuda a que el petroleo se deslice a través del
centro de los poros. ©

En la figura 18 se muestra graficamente los efectos de pared y de deslizamiento.
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mojable al
.agua

RRFw > RRFo

Petréleo

- Formacion

Petroleo Agua

]
Formacion [T Gel

Figura 18. Adsorcién de polimeros en el medio poroso. !
2.8.2.3 Modelo de gota de gel
En rocas mojadas fuertemente al crudo una gota de gel acuoso se forma en el

centro del poro causando una restriccién al agua y dejando los caminos del crudo

sin alteraciones. En la figura 19 se puede observar este fendmeno

mojable al

crudo e NT—
Antes del Tratamiento

Gel base
agua

Después del Tratamiento

D Agua . Petréleo - Formacion L__I Gel
Figura 19. Modelo de gota de gel ©.
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2.8.2.4 Cambios de volumen de gel

Los cambios de volimenes de gel se deben principalmente al hinchamiento del
polimero adsorbido en presencia de agua y a que se contrae en presencia de crudo.
Aunado a esto, el gel se deshidrata al pasar el crudo a través de él, permitiendo asi

que se abran los caminos de crudo al disminuir el volumen ocupado por el gel. !

La mejor manera de observar el efecto DPR en un medio poroso, es realizar un
analisis del cambio de permeabilidades efectivas a los fluidos. Este efecto puede

ser calculado mediante la ecuacion:

_ RRFw
" RRFo

DPR (Ec. 2)

Donde,

DPR: Reduccion desproporcionada de la permeabilidad, a dimensional.
RRFW: Factor de resistencia residual al agua, a dimensional.

RRFo: Factor de resistencia residual al petroleo, a dimensional.

2.8.2.5 Pérdida de productividad inducida por tratamientos con geles

Todos los geles, inclusive aquellos con efecto DPR, reducen en cierta manera la
permeabilidad al petroleo. Puede ocurrir pérdida de produccion del petrdleo
debido a la aplicacion del tratamiento del gel si las zonas productoras no son
aisladas de manera correcta durante el tratamiento. La pérdida de productividad de

petréleo depende principalmente del tipo de flujo en el pozo. I

2.8.2.5.1 Flujo lineal

El flujo lineal estd asociado a la existencia de fracturas en los alrededores del

pozo, o por canales de alta permeabilidad por donde preferencialmente tiende a
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fluir el agua, lo que origina que el crudo ubicado en el medio poroso fluya con
mayores dificultades. De esta manera, cuando el sistema gelificante es inyectado
al yacimiento éste se dispone en estas fracturas, debido a que en ellas es donde se
encuentra la mayor permeabilidad del sistema y solo una pequefia cantidad invade
el medio poroso alrededor del pozo “%. Se dice que la pérdida de productividad
del pozo es mucho menor cuando el flujo el lineal, por ende se tiende a reducir la
necesidad de aislar las zonas productoras mientras se realiza la operacion de

inyeccion del tratamiento de gel.

2.8.2.5.2 Flujo radial

Cuando el flujo en los alrededores del pozo es radial, los geles tienden a penetrar
todas las zonas abiertas también en direccion radial, lo cual favorece que ocurra
pérdida de productividad en el pozo, aun si el gel no reduce la permeabilidad
relativa al petroleo. Esto hace necesario proteger las zonas productoras durante el

tratamiento. 7

2.9 Criterios para seleccionar pozos productores e inyectores para

aplicar un tratamiento gelificante

Por lo general para realizar la seleccion de un pozo a ser tratado con un sistema
gelificante este debe presentar una elevada produccion de agua que afecte
considerablemente la produccion de petroleo de dicho pozo. La razén principal
para seleccionar un pozo productor simplemente es la necesidad de reducir costos

de operacion y aumentar la productividad en gran escala.

2.9.1 Criterios a seguir para seleccionar un pozo horizontal productor a ser tratado

con un sistema gelificante

e Pozo con un alto corte de agua (> 70%)
e Pozos en buen estado mecanico
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e Debe haber un diagnostico confiable de la causa de la produccion de agua
e Rango de temperatura de pozo o yacimientos (122-350)° F
e Buena definicion del contacto agua petroleo

e Pozos con indices de productividad alto !

2.10 Disefio del tratamiento de gel

Luego de haber identificado de manera clara cual es problema que ocasiona la alta
irrupcién de agua y haber identificado cual sera el pozo productor o inyector
candidato para ser tratado con sistema gelificante, se procede a realizar el disefio

de tratamiento de gel el cuél involucra los siguientes aspectos:

2.10.1 Disefio del volumen de gel para un tratamiento

El volumen de gel representa un factor critico en el disefio del tratamiento para el
control de agua. Una de las técnicas empleadas para la estimacion de este

volumen es de acuerdo a la consideracion de los parametros siguientes:
Radio especifico de penetracion

Se ha adoptado como convencion o regla de uso para el disefio del volumen de gel
un radio de penetracion entre 15y 20 pies para flujo lineal y entre 5y 10 pies para
un bloqueo total o abandono de una zona ofensiva. En cuanto al bloqueo de pozos
inyectores, se recomienda un radio de penetracién mayor a los 15 pies. !

Una vez fijado el radio de penetracion, basado en los criterios indicados, el
volumen de solucién gelificante para pozos horizontales se obtiene mediante la

siguiente expresion:

V=n(RL-R2)L o B (Ec. 3)
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Donde,

V: volumen de gel polimero, m®

R1: radio de gel, m

R2: radio de liquido sobre-desplazamiento, m
L: Longitud de la seccién horizontal, m;

o: Porosidad, %

B: Relacion del espesor de la arena y la longitud del segmento horizontal B%

2.10.2 Técnicas de colocacion de los geles

Los diferentes métodos de colocacion de geles son: inyeccion desde el cabezal del
pozo, aislamiento mecanico e inyeccion dual. La seleccion de cualquiera de ellos
estd estrechamente relacionada con la necesidad de proteccion de las zonas

productivas.

Colocacion del sistema gelificante por el cabezal del pozo

Consiste en inyectar el gel directamente a través de la tuberia de produccion, sin
requerir tuberia continua. Es la técnica menos costosa por ser la mas simple
operacionalmente. Sin embargo, su aplicacion implica mucho riesgo, ya que no
permite selectividad alguna. Ello podria ocasionar dafios a la zona productora. Se
recomienda su uso cuando hay problemas de comunicacion a través de fracturas
naturales o inducidas, es decir, cuando el flujo es lineal, y se bombean geles
selectivos con efecto DPR. En la figura 20 se muestra de manera esquematica este

tipo de colocacion. 4
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Zona productora

Figura 20. Inyeccién por cabezal del pozo. 2
Colocacion del sistema gelificante mediante aislamiento mecanico

Esta técnica consiste en colocar en el pozo una empacadura o tapdn inflable, el
cual garantice un aislamiento entre la zona ofensora y la productora. Una vez
realizado esto, la inyeccion puede hacerse con tuberia continua o a través de la

tuberia de produccion.

Esta técnica generalmente lleva a resultados muy efectivos cuando se aplica en
arenas que se encuentran separadas hidraulicamente, a nivel de yacimiento, por un

sello lutitico.
Se recomienda su uso cuando hay problemas de comunicacién matricial sin flujo

cruzado. En la Figura 21 se muestra esquematicamente la manera en que se

inyecta gel de manera selectiva. ™
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Figura 21. Inyeccién mediante aislamiento mecénico. 22
Colocacion del sistema gelificante mediante inyeccion dual

Consiste en inyectar de manera simultanea y a través de tuberia continua, tanto un
fluido protector a la zona productora como la solucion gelificante hacia la zona
ofensora. El uso de esta técnica implica un menor riesgo de dafio a la zona
productora, pero resulta bastante costosa y operacionalmente complicada. Ello,
debido a que requiere un monitoreo constante de las presiones de inyeccion de
fondo que garantice que no ocurran fugas de fluidos entre zonas. Se recomienda
su uso cuando hay problemas de comunicacion matricial con flujo cruzado o mala

cementacién.
En la Figura 22 se muestra otra técnica de inyeccion selectiva, pero en este caso se

inyecta de manera simultanea otro fluido para evitar que la solucion gelificante

penetre en la zona de hidrocarburos.
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Figura 22. Inyeccion dual %

2.11 Antecedentes de la aplicacion de geles en pozos horizontales

2.11.1 Francesco, V (2007), “Applicability of Water Shutoff Treatment for
Horizontal Wells in Heavy-Oil Reservoirs”. Este trabajo presenta resultados de
aplicacion de tratamiento de geles inorganicos y modificadores de permeabilidad
relativa, con el fin de controlar el agua en pozos horizontales ubicados en
yacimientos de crudo pesado. En primera instancia este trabajo hace referencia a
la descripcion general del comportamiento los yacimientos de crudos pesados,
posteriormente se describe el tratamiento de un caso real aplicado en el campo

Ilamado Capitan, el cual es explotado por pozos horizontales.

Debido a la existencia de una gran cantidad de pozos productores con alto corte de
agua, se toma la decisién de seleccionar un pozo piloto para la aplicacion del
tratamiento y observar cual es el impacto del mismo en el control de agua.

El estudio demostr6é que la aplicacion del tratamiento tiene una fuerte influencia
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sobre la reduccion del agua de los pozos productores, especificamente los pozos
que presentan conificacién pueden ser tratados si se aplica el tratamiento en la
totalidad de la seccion horizontal del pozo. Otro aspecto importante de este
trabajo es la relacion Kv/Kh a la hora de la aplicacion del tratamiento, ya que se
menciona que mientras menor sea este parametro la distribucién del gel sera

diferente en el medio poroso B,

2.11.2 R.H Lane and R.S serigth (2000), “Gel Water Shutoff in Fractured or
Faulted Horizontal Wells”. Estos autores explican el avance e impacto que tiene
la inyeccién del tratamiento de geles poliméricos para el control del agua en
yacimientos fracturados, explican brevemente como hacer los calculos para
determinar el tamafio de la fractura usando los datos recogidos antes, durante y

después de la inyeccidn del tratamiento gelificante.

Es trabajo explica que en los yacimientos altamente fracturados la solucion
gelificante se dispone preferencialmente hacia el lugar de mayor permeabilidad,
es decir, hacia la fractura, lo que ocasiona que los fluidos fluyan a través del
medio poroso con mayor libertad pero en la zona de la fractura se reduzca el
movimiento de los fluidos, debido a que esta zona existe un cuerpo solido
obstruyendo el paso de los mismos y la segregacion gravitacional no sea tan

impactante en esa zona, esto se obtuvo mediante pruebas de laboratorio.

El caso particular de este trabajo consistio en inyectar un volumen de 1200 bbl de
gel a una tasa de 2 barriles por minuto hacia la fractura que atravesaba el pozo
productor, ya que el mismo comenzé produciendo una cantidad de 1500 bbl/dia
de crudo con un corte de agua del 25 %, sin embargo, 3 meses después de la
apertura del pozo la tasa de crudo disminuye a 400 bbl/dia y el corte de agua
aumenta casi al 90 %, después de la aplicacion del tratamiento quedo demostrado

la efectividad del mismo, ya que el corte de agua se redujo en un 75% !,

46



Capitulo 11

2.11.3 Proano., A., “Estudio de la factibilidad de la aplicacion de geles como
método de control de agua en pozos horizontales”. En este trabajo explica
cémo aplicar el tratamiento de geles selectivos en pozos horizontales, este trabajo
inicié con un estudio experimental a escala de laboratorio para determinar los
parametros cinéticos y de bloqueo del gel en el modelo de simulacion, logrando
resultados exitoso para dichas pruebas, posteriormente estos pardmetros fueron
extrapolados y modelados a escala de campo, con la finalidad de determinar la
factibilidad del tratamiento en pozos horizontales.

Se realizo un estudio de las sensibilidades en cuanto al disefio del tratamiento para
asi obtener parametros 6ptimos, este trabajo explica que la aplicacion de este tipo
de geles es factible para pozos con limitaciones de manejo de agua en superficie,
en los que la cantidad de agua producida es perjudicial para la produccion de
petréleo. Es importante mencionar que los parametros que poseen mayor impacto
sobre la RAP son el volumen y el punto de inyeccién del tratamiento, demostrado
esto con la reduccion del corte de agua de hasta un 50 %, sin embargo este trabajo
especial de grado recomienda realizar un estudio a profundidad de la cinética de la

gelificacion.

2.11.4 Velasquez A.,” Estudio de simulacion numérica de yacimiento para la
evaluacion de la aplicacion de tratamiento de geles como método de control
de agua en el yacimiento G-10 GF-1 del campo Guafita Norte, estado Apure”.
Este trabajo evalla la aplicacion de tratamientos de geles poliméricos como
método de control de agua, debido al gran problema de produccion de agua
presentado por los pozos productores y la cual ha llevado al cierre prematuro de
los mismos, consecuencia de un acuifero activo en la zona.

Los pasos necesarios para el desarrollo de este trabajo, consistidé en diagnosticar
debidamente el problema de irrupcion de agua y a su vez tomar la decision de que
metodologia aplicar para la inyeccion del gel, con la finalidad de estimar el
impacto que tendria éste método sobre la productividad del pozo.

Al momento de finalizar el tratamiento, los resultados obtenidos positivos en la

aplicacion del tratamiento, es decir, se logro reducir el corte de agua de 52 % a 5
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% inyectando un volumen méximo de gel alrededor de los 2300 barriles, sin
embargo, esta reduccién solo se pudo mantener durante 153 dias. Una de las
recomendaciones de este trabajo especial de grado es realizar pruebas de
laboratorios para la adsorcion del gel y un analisis econémico que demuestre que

aplicacion del tratamiento es econdmicamente rentable.

2.12 Simulacién de yacimientos

La simulacion de yacimientos es una ciencia que combina la fisica, la matematica,
la geologia, la ingenieria de yacimientos y la programacion de computadores que
permiten desarrollar herramientas para pronosticar el comportamiento de los
yacimientos de hidrocarburos bajo diferentes condiciones de operacion, con el fin
de predecir el comportamiento de un determinado yacimiento y lograr optimizar

las condiciones operacionales para lograr el mejor factor de recobro.

Basicamente, un modelo matematico de simulacion de yacimientos, consiste en un
numero determinado de ecuaciones que expresan el principio de conservacion de
masa y/o energia, acoplado con ecuaciones representativas al flujo de fluidos,

temperatura y/o la concentracion de estos fluidos a través de medios porosos. 24

2.12.1 Clasificacion de los simuladores de yacimientos

Debido a la necesidad de la industria petrolera en desarrollar procesos de
recuperacién mas complejos, se han creado una serie de simuladores, los cuales
pueden clasificarse en funcion a las caracteristicas del yacimiento que se desea
estudiar o el tipo del proceso fisico que se desea reproducir. Estos pueden ser
denominados de la siguiente manera: petréleo negro, composicional, térmico y

quimico.
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Simuladores de petrdleo negro.

Los simuladores de petréleo negro (Black oil) pueden modelar el flujo de fluidos
en yacimientos donde se asume que la conservacion de la masa coexiste en tres
fases distintas: agua, petroleo y gas. Este tipo de simulador cuenta con
mecanismos de desplazamiento basicos para la recuperacion de petréleo como: la
expansion del sistema roca-fluido, desplazamiento, segregaciéon gravitacional e

imbibicion. 24

Simuladores composicionales

Los modelos de simulacion composicional se utilizan para simular los procesos de
recuperacion para los cuales no son factibles las suposiciones hechas en modelo
de petréleo negro. En esta categoria se incluyen los yacimientos de gas y
condensado con condensacion retrégrada y los yacimientos de petréleo volatil,
cuya composicién varia continuamente al existir pequefios cambios de presion y/o
temperatura. Este tipo de simuladores supone en cambio, que los fluidos

contenidos en el yacimiento son una mezcla formada por n-componentes. 4

Las propiedades de las fases gas - aceite y su equilibrio se calculan por medio
correlaciones que estan en funcion de la presion y de la composicién y mas

recientemente por medio de ecuaciones de estado.

Este tipo de simuladores tienen aplicaciones generalmente en los siguientes casos:

e Yacimientos que caen por debajo del punto de rocio durante el
agotamiento.

e Inyeccidn de gas seco.

e Inyeccidn miscible de gas enriquecido o gas de alta presion.

e Yacimiento de petréleo volatil.
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Simuladores de procesos térmicos

Este tipo de simulador es similar al composicional con la diferencia de que
pueden modelar procesos no isotérmicos. Para ello deben utilizar una ecuacion

adicional para cuantificar la conversion de energia.

Este tipo de simulador es muy Util para la optimizacion de recobros en procesos
térmicos (inyeccion alterna y continua de vapor, combustion en situ) vy

predicciones de campo o de cotejo de datos de laboratorio.

Simuladores de doble porosidad / permeabilidad

Estos simuladores sirven para modelar el comportamiento de los yacimientos
naturalmente fracturados. EI comportamiento de flujo de este tipo de yacimientos

debe ser considerado mas complejos que el de porosidad y permeabilidad simple.

Simuladores de procesos quimicos

Este tipo de simuladores modelan el flujo de fluidos y el transporte de masa
ocasionado por la dispersion, adsorcién, fraccionamiento y comportamientos
complejos de fase. Los modelos de flujo quimico incluyen a los procesos de

inyeccion de polimeros, geles, surfactantes y alcalis.

Los procesos quimicos involucran interacciones complejas roca/ fluido como el
intercambio i6nico, la adsorcion de los quimicos en la roca, el flujo de tres 0 mas

fases y los esfuerzos viscosos de corte .

Este tipo de simuladores deben ser considerados con un grado de complejidad
bastante elevado ya que ellos pueden estudiar la interaccion g existe entre los

fluidos de tratamiento y los fluidos existentes en el yacimiento. %!
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2.13 Modelos de simulacion numérica.

Los modelos de simulacion numérica constituyen una representacién en cada
instante del proceso del yacimiento que se desea observar. Normalmente la
utilizacién de una simulacion numérica es para estudiar un problema que requiere
una cuidadosa planificacion del modelo matematico a utilizar y de los algoritmos

necesarios para resolver dicho modelo.

La construccion de un modelo de simulacion esta ligada principalmente a dos

etapas. 1) Modelo Estético, 2) Modelo Dinamico

2.13.1 Modelo estético de yacimientos

La construccion de un modelo de simulacion es iniciada con el desarrollo del
modelo estatico del yacimiento en estudio, ya que es el encargado de representar
las propiedades del medio poroso del yacimiento a partir de datos extraidos de
pruebas realizadas en diferentes puntos del mismo. La construccién del modelo
estatico estd basada en métodos geoestadisticos que integran datos cualitativos
(geoldgicos) y cuantitativos (geofisicos y de laboratorio) con la finalidad de
generar una matriz en las cuales se presenten los valores de cada propiedad de la

roca.

Un modelo estatico es aquel que representa las propiedades de un yacimiento que
no varian en funcion del tiempo, como son el caso de las permeabilidades,

porosidades, topes, fallas, etc.

2.13.2 Modelo dinamico de yacimientos

Este modelo incluye el modelo estatico y ademas las propiedades del yacimiento
que varian en funcién del tiempo, como es el caso de los fluidos en sitio,

presiones, saturaciones y produccion de petréleo, agua y gas entre otra.
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2.14 Modelaje de la inyeccion del sistema gelificante.

2.14.1 Cinética de gelificacién

Este pardmetro proporciona informacion sobre de la velocidad a la cual la reaccion de
gelificacion se ejecuta. Esta rapidez depende de la naturaleza de los reactivos del
sistema, la concentracion de las especies que reaccionan, el efecto de la temperatura,

la naturaleza del medio de reaccién y la presencia de agentes cataliticos. 32]

2.14.2 Rapidez de reaccion

La cinética de una reaccion esta determinada por la rapidez de formacion y la rapidez
de descomposicién. Uno de los factores mas importantes es la concentracion de los
reactivos. Cuanto mas particulas existan en un volumen, mas colisiones hay entre las
particulas por unidad de tiempo. La medida de la rapidez de reaccion implica la
medida de la concentracion de uno de los reactivos o productos a lo largo del tiempo,
es decir, para medir la rapidez de una reaccion es necesario medir la cantidad de
reactivo que desaparece por unidad de tiempo, o bien la cantidad de producto que

aparece por unidad de tiempo. ¥

2.14.2 Orden de reaccion

El orden de reaccion con respecto a un reactivo es el exponente de su término de
concentracion en la ley de rapidez. EI orden de la reacciones se determina

experimentalmente.

En el caso de que la reaccion sea elemental, es decir, que se produce en una sola
etapa, el numero de moléculas que participan en la reaccién es igual a la
estequiometria total de la reaccién y las concentraciones de reactivos se elevan a su

correspondiente coeficiente estequiométrico. En caso contrario, cuando las reacciones
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son mas complejas no tienen porqué estar relacionados con el coeficiente

estequiométrico de cada uno de los reactivos.

2.14.3 Constante de reaccion

La energia cinética sirve para originar las reacciones, pero si las moléculas se mueven
muy lento, las moléculas so6lo rebotardn al chocar con otras moléculas y la reaccion

no sucede.

La constante de rapidez de una reaccion (k) depende también de la temperatura ya que

la energia cinética depende de ella. La relacion entre k, la energia de activacion y la

temperatura estd dada por la ecuacion de Arrhenius M B2 La ecuacion es la
siguiente:
Ea
K = A. e‘(ﬁ) (Ec 4)
Donde,

A: factor de frecuencia.
Ea: Energia de activacion.
R: Constante universal de los gases

T: Temperatura.

2.14.4 Adsorcion del gel

La adsorcion es un proceso por el cual atomos, iones o moléculas son atrapados o
retenidos en la superficie de un material. En este caso, la adsorcion del gel es la
formacion de una pelicula liquida de gel en la superficie de la roca y se expresa en

unidades de masa de gel por volumen de roca, es decir, grgel/cm?.

Una manera de analizar los niveles de adsorcion de un gel en el medio poroso, es

mediante el empleo de la isoterma de Langmuir, que se utiliza cuando el proceso
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involucrado en la adsorcién es del tipo quimico y algunas veces del tipo mecéanico o

fisico. 1%

La isoterma de Langmuir puede expresarse mediante la siguiente ecuacion.

ST 14 B« Csy

Cuando 1 >> B * Csy, la ecuacion 5 se reduce a:
Csps = A * Cspy (Ec 6)
Pero por el contrario cuando 1 << B * Csgy, la ecuacion 6 se reduce a:

A
Cst = E (EC 7)
Donde,

Ay B: Constantes relacionadas con el calor de adsorcion y parametros cinéticos del
sistema.

Cs;, - Concentracion del soluto en la fase solida.

Csy, - Concentracion del soluto en la fase liquida.

A , - .,
E: Valor maximo de adsorcion.
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CAPITULO I

3. DESCRIPCION DEL AREA DE ESTUDIO

3.1 Area de estudio

Es importante mencionar que la mayoria de los pozos horizontales existentes en
Venezuela se encuentran en la Faja Petrolifera del Orinoco, y son estos hoy en dia
los que representan un gran potencial energético por la cantidad de reservas

probadas que se encuentran en esa zona.

Es por esto que el modelo de simulacion desarrollado en este trabajo se construyd

con base a las caracteristicas pertenecientes al Bloque Junin.

El area de Junin (anteriormente conocida como Zuata) se encuentra ubicada en el
Oriente de Venezuela, posee una extension areal de 14580 Km? enmarcada dentro
de los estados Anzoategui y Guarico. Este bloque estd conformado por 14 sub-
bloques y comprende las areas operadas por PDVSA (Cabrutica) y Petrocedefio,
las cuales producen un crudo extra pesado con promedio de 8,5 ° API, el cual es
procesado y comercializado como un crudo sintético de alta calidad. En la figura

23 se observa la ubicacion del area de estudio.
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Figura 23. Ubicacion de la Faja Petrolifera del Orinoco

La produccion principal del campo Junin depende de aproximadamente de 400
pozos horizontales, estos pozos poseen aproximadamente 7000 pies de longitud,
de los cuales 4000 pies estan conectados a la arena productora a través de liner
ranurado, el levantamiento artificial cominmente usado para la produccion de esta

campo consta de bombas de cavidades progresivas BCP 221,

Los yacimientos principales pertenecen a la Formacién Oficina, la cual esta
compuesta por una serie de arenas no consolidadas y lutitas apiladas. En la Figura
24, se puede observar el sistema depositacional, dividido en dos partes, la parte
somera de origen deltaico y la parte profunda de origen fluvial, hacia la parte

basal de la formacion oficina existe un gran acuifero regional.
También es importante mencionar que el area de Junin posee arenas de muy

buena calidad, ya que la porosidad esta alrededor de 30 % y la permeabilidad se

encuentra en un rango de (15 — 20) D B3,
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CAPITULO IV

4. METODOLOGIA

4.1 Metodologia de la Investigacion

La investigacién cientifica se concibe como un conjunto de procesos sistematicos
y empiricos que se aplican al estudio de un fendmeno; se puede manifestar de tres
formas: cualitativa, cuantitativa y mixta. Es importante recordar que cada una de
ellas es valiosa y respetable por igual, cuyos objetivos se persiguen con el fin de
dar solucion a un problema existente. En otras palabras, la investigacion se
justifica simplemente por la necesidad de dar respuestas sobre un problema que
resulta de interés dentro del mundo cientifico, por mas que no se aprecien

aplicaciones directas a partir de sus resultados 7.

En este capitulo se describe detalladamente cada una de las etapas a seguir para
llevar a cabo el desarrollo del presente Trabajo Especial de Grado y dar

cumplimiento a los objetivos planteados.

4.2 Tipo de investigacion.

La investigacion de este Trabajo Especial de Grado se realizé de forma
cuantitativa, a un nivel evaluativo, ya que la intencion es evaluar los resultados de
una variacion de parametros durante la inyeccién de Multigel® el pozo Al de la
FPO, tales como: tasa de inyeccion de la solucion gelificante, presion de
inyeccion, volumen de gel, entre otros, con el fin de predecir el comportamiento
de produccién post tratamiento y su rentabilidad econémica. Aunado a esto se
busca evaluar de manera detallada cual de dichas variables genera un impacto
importante en la inyeccion y colocacion de un sistema gelificante en las cercanias
del pozo para el control de la produccién excesiva agua. Este tipo de investigacion

busca obtener resultados cuantitativos y se orienta hacia la solucion de un
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problema en especifico 2.

También cabe mencionar que en las investigaciones evaluativas se propone
describir 'y comprender las relaciones entre las variables; asi como el

establecimiento de la secuencia casual de un hecho estudiado B9

4.3 Disefio de la investigacion

Es el plan global que integra de modo coherente y apropiado el contexto del
estudio propuesto, permite orientar desde el punto de vista técnico el proceso de
investigacion desde la recoleccion de los primeros datos hasta el analisis e
interpretacion de los resultados de los mismos en funcion de los objetivos

especificos definidos.

El disefio de la presente investigacion sera de campo, el cual permite establecer
una interaccion entre los objetivos y la realidad de la situacion, y proporciona al
investigador un estudio mas completo permitiendo plantear hipdtesis para futuros

trabajos.

4.4 Revision bibliogréafica

En esta etapa de la investigacion se realizé una revision exhaustiva en la literatura
que abarca los siguientes aspectos: control de la produccion de agua excesiva en
pozos horizontales, topicos relacionados con el proceso de inyeccidn de sistemas
gelificantes en pozos horizontales productores de petroleo, las causas de esta
produccién perjudicial, herramientas y técnicas de identificacion de estos

problemas y, acciones y tecnologias para corregirlos.

A partir de esta revision bibliogréfica se establecieron los objetivos, el alcance y
las limitaciones del trabajo, las cuales se mencionan en forma detallada en el

Capitulo I.
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Entre algunos de los trabajos especializados relacionados con el tema que fueron
revisados se encuentran: trabajos previos relacionados con la investigacion,
informes técnicos de PDVSA Intevep, Trabajos Especiales de Grado, articulos

SPE, entre otros.

4.5 Recopilacion de la informacion

La informacion recopilada para la evaluacion y diagndstico de los pozos de los
pozos Al y A2, provienen de distintas fuentes tales como:

e Registros eléctricos
e Registros de desviacion
e Historiales de produccion

e Historiales de presiones

La data de produccion fue extraida de la base de datos “Post monitor” utilizada
por area operacional, al igual que los registros eléctricos y de desviacion fueron

suministrados por el personal del area operacional.

Para la simulacién numérica de yacimiento se utilizdé el modelo existente del area
como base para las propiedades petrofisicas y presiones de yacimiento, sin
embargo, se extrajo un modelo sectorial de la zona cercana a los pozos Al y A2,

el cual fue modificado para obtener el cotejo historico.

4.6 Diagnostico para determinar la procedencia del agua a través de métodos

graficos y analiticos

Para determinar el origen del agua producida del yacimiento en estudio, se
utilizaron solo dos pozos, los cuales se encuentran en condicion activas y
producen un alto corte de RAP (Relacion Agua-Petrdleo), estos pozos son

llamados pozo Aly A2.
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Las técnicas empleadas para dicho diagnostico consistieron en observar el registro
eléctrico y la sismica del pozo Al el cual indica el punto exacto de la irrupcion de

agua.

4.7 Evaluacién del efecto de un gel sellante para control de agua en un pozo

horizontal a través de la simulacion numérica de yacimientos

Para el estudio del comportamiento de la inyeccion de gel, se extrajo un
submodelo del modelo full field, este sector involucra los pozos Al y A2 los
cuales representan el comportamiento real de produccién de la macolla estudiada,
sin embargo la inyeccion del sistema gelificante solo se hizo en el pozo Al, con lo
cual se evalu6 el funcionamiento del sistema, es decir, ¢el tratamiento es efectivo

en cuanto a la reduccion de la produccion de agua?

Para realizar este trabajo especial de grado se utilizo el simulador comercial
denominado STARS. EIl simulador STARS se presenta en diferentes interfaces,
puede ser un modelo trifasico, multicomponente, y térmico para yacimientos
convencionales de petréleo pesado y extra pesado, es desarrollado por la
plataforma “Computer Modeling Group” (CMG). Puede ser utilizado como un
simulador multicomponente, multifase e isotérmico.

El simulador incluye la definicion de componentes dispersos de una fase en otra,

entre sus principales fortalezas, esta la de modelar reacciones quimicas.

4.8 Pozos en estudio para la inyeccion del gel

En el proceso de ajuste histérico de produccion fue de suma importancia
seleccionar de la macolla en estudio (ver figura 25), la cual contiene 11 de sus 14
pozos completados en la arena productora, los pozos A1 y A2 fueron tomados
como caso de estudio para este trabajo, ya que desde el punto de vista de

produccidn de agua son los Unicos pozos que poseen un comportamiento similar.

Esto fue posible identificarlo mediante los graficos de produccion de los pozos,

61



Capitulo IV

(ver figura 26), en esta figura se observan los graficos de produccion del pozo Al,
A2 vy del pozo A3, este ultimo sirve como referencia para visualizar el
comportamiento de los demas pozos completados en la arena productora, los
cuales indican no poseer un corte de agua superior al 25 %, sin embargo, los dos

primero pozos Al y A2 sobrepasan el 90 % del corte de agua.

El modelo inicial de simulacién contenia de 14 pozos, sin embargo, se realiz un
sub modelo donde solo estuvieran presentes el pozo Al y su vecino con mayor
influencia en cuanto a produccién de agua el pozo A2, estos pozos se encuentran a
una distancia de 610 ft, es importante mencionar que esta distancia es referida al
inicio de la perforacion horizontal de cada uno de los pozos. En la figura 27 se
puede observar una vista de planta de la configuracion del sub-modelo y los 2

p0zos en estudio.

Figura 25. Vista de planta de la macolla en estudio.
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Figura 27. Vista de planta del sub modelo de simulacion mostrando los pozos en

estudio.

4.9 Cotejo historico de produccion de los pozos A1y A2

Como primer paso se realizo el cotejo historico de produccion de los pozos Al y
A2 respectivamente, con el fin de obtener una mejor representatividad de las
condiciones reales de produccién y asi lograr reducir la incertidumbre en las

predicciones de produccion de los pozos en estudio.

En base a esto, la estrategia tomada para realizar el ajuste del cotejo histérico fue

la siguiente:

1) Revision del modelo estatico existente
a. Mallado

b. Distribucion de la porosidad
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c. Distribucion de la permeabilidad
d. Netto Gross

2) Revision del modelo dinamico
a. Curvas de permeabilidad relativa
b. Revisidn del contacto agua petréleo (CAP) a través de los registros
de pozos y ubicacion del acuifero.
c. Tasa de produccion de liquido.

4.9.1. Mallado de simulacion.

Para la definicion areal del mallado se tomé en cuenta inicialmente el area del
yacimiento donde estan ubicados los pozos de estudio.

La malla cartesiana del sub modelo consta de 92.736 bloques (56x46x36) con
dimensiones aproximadas en X e Y alrededor de 500 pies, mientras que en la
direccién Z las dimensiones de la malla varian de 7 a 30 pies, aproximadamente.
La figura 28 muestra una vista 3D del modelo de simulacion y los dos pozos en

estudio.

Tope del Mallado

Figura 28. Vista 3D del mallado de simulacion del sub modelo
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4.9.2 Propiedades de la roca

Las propiedades petrofisicas de la roca (porosidad, permeabilidad y “net to
gross”) fueron verificadas segun los registros eléctricos de los pozos en estudio.
Es importante mencionar que los modelos de permeabilidad y porosidad fueron

visualizados con el software Petrel.

Revision del modelo de porosidad del modelo de simulacién

Las caracteristicas de esta propiedad fueron debidamente revisadas y consultadas
en los estudios petrofisicos existentes e informes relacionados, con la finalidad de
verificar que la misma estuviese dentro del rango de valores indicado para el area
de Junin. Se pudo observar que el modelo de simulacién presentaba una porosidad

211 coincidiendo asi con los datos tedricos

que varia en un rango de 11 a 41 %
consultados, también se pudo observar que los valores promedios de porosidad
cargados en el modelo estan entre 25 a 32 %, como se muestra en el histograma

de distribucion de porosidad, ver figura 29.
Es importante mencionar que el modelo de porosidad cargado en el modelo

original es consistente en funcion de la volumetria esperada para el area de

estudio.
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Figura 29. Histograma de la distribucion de porosidad.

En la figura 30 se observa una vista 3D del mallado de simulacion con esta
propiedad, el cual muestra que las celdas de color rojo presentan valores de
porosidad mayores a 0,275 mientras que las celdas de color verde muestran los

valores de porosidad alrededor 0,175.
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297000 -

Figura 30. Vista 3D de la distribucion de porosidad contenida en el sub modelo

Revision del modelo de permeabilidad existente.

Se considerd realizar el estudio a profundidad del comportamiento de
permeabilidad existente en el sub modelo de simulacién, al realizar esto se pudo
observar que la distribucion de permeabilidad existente no era representativa para
el area de estudio, los valores de permeabilidad existentes en este sub modelo
variaban en un rango de 0 a 80 D, lo que afecta el comportamiento de produccién

de los pozos en estudio.

Por tal motivo se realizaron sensibilidades de esta propiedad, con la finalidad de
obtener la malla de permeabilidad mas representativa de la zona de estudio, los
nuevos valores de permeabilidad obtenidos varian entre (800 — 15000) 3! mD

aproximadamente.
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Es importante mencionar que debido a la perforacion realizada (producto de un
error operacional) al tope de la lutita, llamado en este trabajo de ahora en adelante
(Hoyo), causante de la comunicacion de la arena productora de agua con la arena
productora de crudo, por tal razén, se tomé de decision de realizar la simulacion
de este evento en el sub modelo y asi reproducir esta accion, la manera como se
realiz6 fue colocando valores de permeabilidad de 36000 mD, en todas las
direccion a las celdas: (26, 26 ,23), (26,26 24), (26, 26,25).

En la figura 31 se puede observar el histograma de permeabilidad inicial que

poseia el modelo de simulacion.

I  Permeabilidad (todaslas celdas)

Figura 31. Histograma de distribucion de permeabilidad del sub modelo de

simulacién

69




Capitulo IV

En la figura 32 se puede observar una vista en 3D del modelo de permeabilidad, el

cual cumple con las caracteristicas del histograma anteriormente mencionado.

Figura 32. Vista 3D de la distribucion de permeabilidad cargada en el sub modelo.

El modelo de permeabilidad representa un factor importante a la hora de lograr el
cotejo histérico de produccion de los pozos en estudio de este trabajo especial de

grado.

Revision del espesor de arena neto “Net to Gross” del modelo de simulacion

Para determinar si la distribucion litologica cargada en el modelo inicial
presentaba caracteristicas similares a la zona en estudio, se procedi6 a interpretar
los registros eléctricos de los pozos perforados en la zona, con la finalidad de

determinar las facies presentes en el modelo.

Se logro6 observar con este andlisis que solo se encontraban presentes dos de ellas,
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lutitas y arenas, las cuales son representadas de la siguiente manera en el “net to

gross”.

Las celdas con valores 0 indican que no hay transferencia de flujo (sello), de tal
manera que las celdas con este valor actian como una lutita con 0 % de arena,
mientras que las celdas que poseen valores iguales a 1 indican que la roca es

100% arena y permiten el flujo de fluidos a través de ella.

En la figura 33 se puede observar una vista de planta de la capa 23 de esta
propiedad, donde las celdas que estan de color rojo son las celdas que representan
las arenas y las celdas de color azul son las que representan las lutitas. Es
importante mencionar que las celdas que se observan en la figura de color blanco

son celdas nulas.

Figura 33. Vista de planta del espesor de arena neto, capa 23
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4.9.3 Revisiéon del modelo dindmico.

4.9.3.1 Curvas de permeabilidades relativas.

Con el fin de obtener curvas de permeabilidad relativa agua-petrdleo y de gas-

liquido para el modelo de simulacion, se consideraron las siguientes correlaciones.
Las correlaciones son expresadas de la siguiente manera:

Agua-petréleo B!

Sw - chrit Nw
K., =K., Ec8
™ rwier (1 - chrit - Soirw) ( )
So - Sorw Now
Ko =K ( ) Ec9
™ roew 1- chon - Sorw ( )

Donde,

Krwiro = Permeabilidad relativa al agua @ Soirw, fraccion.
Krocw = Permeabilidad relativa al petroleo @ Swcon, fraccién.
Swerit: Saturacién de agua critica, fraccion.

Swcon = Saturacién de agua connata, fraccion.

Soirw: Saturacion de petroleo irreducible a la fase agua, fraccion.
Sorw: Saturacion de petroleo residual a la fase agua, fraccion.
Nw: Exponente de permeabilidad relativa al agua, adim.

Now: Exponente de permeabilidad relativa al petréleo, adim.

Para las permeabilidades relativas gas-petréleo, se utilizaron datos teoricos para la

Zona en estudio.
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Liquido-gas B!

N
Sl - Sorg - chon v

Kroq = K, Ec. 10
e roges <1 - Sgcon - Sorg - chon ( )

N

Sy — Saeri g
K., =K g -gerit ) (Ec. 11)

g rgct (1 - Sgcrit - Sorig - chon
Donde,

Krogcg: Permeabilidad relativa al petroleo @ Sgcon, fraccion.
Krgcl: Permeabilidad relativa al gas @ Soirg, fraccion.

Sgcon: Saturacion de gas connata, fraccion.

Sgcrit: Saturacion de gas critica, fraccion.

Sorg: Saturacion de petréleo residual a la fase gas, fraccion.
Soirg: Saturacion de petrdleo irreducible a la fase gas, fraccion.
Nog: Exponente de permeabilidad relativa al petrdleo, adim.

Ng: Exponente de permeabilidad relativa al gas, adim

Es importante mencionar que las curvas de permeabilidad relativa iniciales que
contenia el modelo de simulacion no reproducian de manera eficiente el
movimiento de los fluidos, ya que el valor de saturacion de petroleo residual es
del 17 % para una saturacion maxima de agua de 83% Yy este valor no es

representativo de un yacimiento de crudo pesado [*2.

Por tal motivo se tomd la decisidon de incorporar al modelo de simulacién unas

curvas de permeabilidad relativas que fuesen mas representativas para esta zona.

En la figura 34 se puede observar las curvas de permeabilidad relativa iniciales

que contenia el modelo de simulacién.

Por tal motivo se tomd la decision de incorporar al modelo de simulacion unas
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curvas de permeabilidad relativas que fuesen mas representativas para esta zona,

en la figura 35 se pueden observar dichas curvas.

Figura 34. Curvas de permeabilidad relativa agua-petréleo del modelo inicial.

74




Capitulo IV

Ll : : : :
\ ' ' '
o | | |
T S SR S
£ \ : : : :
I s S e re—— A ——
g‘) \ ' 1 1 1
= | : : ' '
& : ;
L \' \ ------------------ R ettt
\
\ a z z
Bt - IO Y LE— brssmeonenanens feomemensmnnonens
A
N
0,00 i B S o :
012 0,29 0,47 0,65 0,82 1,00
Sw
——— krwys Sw
— — krow vs Swi

Figura 35. Curvas de permeabilidad relativa agua-petréleo del sub modelo final.

4.9.3.2 Ubicacion del contacto agua petroleo y del acuifero

Para poder ajustar e identificar de forma cierta y precisa la profundidad del
contacto agua petréleo, fue necesario realizar una revision del registro eléctrico

del pozo vertical perforado en la zona de interés.

Con ayuda de los registros eléctricos del pozo vertical y las correlaciones
respectivas, se pudo determinar que el contacto agua-petréleo no se encontraba en
la profundidad que estaba cargada inicialmente en el modelo de simulacion. En la

figura 36 se puede observar el registro eléctrico del pozo mencionado.
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Figura 36. Registro eléctrico del pozo vertical

El valor de profundidad del contacto agua-petrdleo cargado en el modelo inicial

de simulacion era de 1650 pies, sin embargo, una vez observado el registro la
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curva de resistividad muestra un decrecimiento importante a partir de 1608 pies.

Haciendo sensibilidades con el CAPO se decidid ubicar el contacto a una
profundidad de 1595 pies para reproducir el comportamiento de produccién de los

pozos en estudio.

Se utilizo un acuifero analitico de fondo, representado bajo el modelo de Carter-
Tracy infinito, la ubicacion y propiedades utilizadas para definir este modelo de
acuifero se muestra en la tabla 2. El acuifero fue definido desde la capa 32 hasta la
capa 36, en las figuras 37 y 38 se puede observar que las celdas resaltadas en
color rosado representan la ubicacion del acuifero, dividido en dos zonas de
acuerdo al buzamiento del yacimiento. Es importante mencionar que el régimen

de flujo es perpendicular a la cara donde se conecta el acuifero.

Tabla 2. Caracteristicas de los acuiferos

Propiedades de los

] Acuifero 1
acuiferos
Porosidad 0.3
Permeabilidad (mD) 50000
Viscosidad del agua (cP) 1
) Carter Tracy
Modelo analitico o
(Infinito)
Tipo de acuifero Fondo
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Tope del Mallado (capa 32)
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Figura 37. Vista de planta del sub modelo mostrando la ubicacién del acuifrero
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4.9.3.3 Cotejo del historial de produccién en funcién de la tasa de liquido.

Como los pozos a ser estudiados se encuentran en una zona que poseen una alta
permeabilidad y por ende una alta produccion de liquido, para el cotejo histérico
se considerd, no solo la tasa de agua producida sino la tasa de liquido producida.

Realizar el cotejo de esta manera garantiza conocer el comportamiento de

produccion de la arena de interés.

4.10 Inicializacién del modelo

4.10.1 Condiciones iniciales.

Las condiciones iniciales de presion y temperatura fueron estimadas

respectivamente a 780 psi y 123 °F, a una profundidad de referencia de 1580 pies.
Las condiciones iniciales pueden ser estimadas a través de correlaciones de
presion y temperatura especificas para el area de Junin 2. Estas correlaciones son
expresadas de la siguiente manera:

Pinicial(psi) = 0.4108 x pT'OfyaC + 131.66 (EC12)

Tiniciaiery = 0.0187 X profyq. + 94377 (Ec.13)

4.11 Construccioén del pozo horizontal Al

4.11.1 Diagrama de completacion del pozo Al

El pozo Al, posee una configuracion de perforacion horizontal como la mayoria
de los pozos existentes en la Faja Petrolifera del Orinoco, el mismo se perforo

verticalmente hasta una profundidad de 2410 pies(MD), la seccion horizontal
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tiene una longitud de 4760 pies (MD) y la profundidad total del pozo se encuentra
a 6830 pies (MD). La Figura 39 muestra el diagrama de completacion actual de

este pozo.

| Tuberia5-1/2' POZO Al

2

‘ Revestidor 13 3/8'

Revestidor 9 5/8’ ‘

|6030 MD| \6830 MD |

L

| Tuberia ranurada 7 | e {

6030 MD
| Hoyo abierto 8-1/2" (arena no gonsolidada) . 6630 MD

Figura 39. Diagrama de completacion actual del pozo A1 .

4.11.2 Construccion del pozo inyector con la herramienta Flexwell™

El simulador STARS posee una opcién que permite modelar flujo de fluidos
dentro de la tuberia, esta opcién lleva por nombre Flexwell™.y en este trabajo es

utilizada para modelar la inyeccion del tratamiento en el pozo Al.

Para simular la inyeccion del tratamiento con la herramienta Flexwell™, fue
necesario la construccion de un pozo copia con las mismas caracteristicas que el
pozo Al, llamado de aqui en adelante Inyector. Este pozo tiene la misma
trayectoria y perforaciones que el pozo Al, con la finalidad de reproducir a escala

de campo la operacion que se desea ejecutar.
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Es importante mencionar que el Flexwell™ proporciona la facilidad de realizar
una inyeccién dual en el mismo instante de tiempo pero en zonas diferentes, es
decir, se pueden inyectar dos fluidos diferentes por tuberias distintas en las zonas
de interés

La inyeccion del sistema gelificante se realiz6 utilizando la técnica de inyeccion
dual, es decir, inyectar un fluido de control (gasoil) a través del espacio anular
entre la tuberia de produccion y la tuberia continua con la finalidad de presurizar
la zona que posee mayor caida de presion y evitar que el fluido de tratamiento
retorne y dafie la zona productora. Simultaneamente se realiza la inyeccion del
sistema gelificante a través de la tuberia continua a la inyeccion del fluido de

control.

Es importante mencionar que dentro de la herramienta Flexwell™ el anular,
tuberia de produccion y tuberia continua deben ser representados por pozos
individuales. En la tabla 3 se puede observar los valores de diametros y longitud
cargados en esta herramienta para cada uno de estos pozos. Estos pozos pueden
ser concentricos o paralelos en la figura 40 se puede observar la configuracion
final del Flexwell™, para lo cual se escogid una configuracion de pozos
conceéntricos, ya que la propuesta inicial de inyeccién del sistema gelificante fue

propuesta de esta manera.
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Tabla 3. Configuracion final del Flexwell™ para el pozo Al.

Datos de

Anular Tubing Coiled tubing
entrada

Diametro
interno 6.34 4.09 2.44
(pulgadas)
Diametro
externo 7 4.5 2.87
(pulgadas)
Longitud
seccion
horizontal 4760 3580 3610
(pies)

Concentricidad - X X

Tubing «

Coiled tubing « / O

Anular #

Figura 40. Configuracion final de las tuberias del Flexwell™
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4.12 Determinacion de las propiedades del sistema gelificante

A continuacién de describen como fueron calculadas las propiedades del sistema
gelificante.

4.12.1 Cinética de la reaccion de gelificacion.

La cinética de la reaccién se determina mediante la constante de velocidad y la
estequiometria de la reaccion. En los sistemas de gel la reaccion de gelificacion es

utilizada en la mayoria de los casos como:

Polimero (C1) + entrecruzador (C2) — Gel (C3) (Ec. 14)

Donde C1, C2 y C3 son referidos a la concentracion de masa en fase acuosa
inicial del polimero, el entrecruzador y del gel respectivamente. La velocidad de

reaccion puede ser definida a través de la constante de reaccion.

Sin embargo, considerando la ley velocidades, la ecuacion cinética que describe la

reaccion mostrada en la ecuacion 14 es la siguiente:

dlgel]

Fra K = [Polimero]* * [Entrecruzador]” (Ec. 15)

Donde,

—a[g:l] : Porcentaje de formacion de velocidad de gel en minutos

K: constante cinética de gelificacion
Polimero: porcentaje concentracion de polimero
Entrecruzador: porcentaje de concentracion del entrecruzador

X, Y: ordenes de reaccion de la gelificacion
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Es importante mencionar que en el caso de este trabajo especial de grado se usé
una cinética de reaccion de primer orden, (ya que la misma no se encuentra
caracterizada para ordenes de reacciones mayores), con el fin de simplificar los
calculos y minimizar el tiempo de simulacién, el cual ha sido utilizado en trabajos
anteriores B2 a continuacion se presenta la ecuacion que se utilizo para realizar

dicha simulacién.

solucion,giimerica = GEL (Ec. 16)
La constante de velocidad de la reaccion se determiné usando la ley de
velocidades de una reaccion (Ecuacion 17), en este caso especifico la ecuacion es

de primer orden y puede presentarse de la siguiente manera:

S[Reactivo]

- = —k[Reactivo!] (Ec. 17)

Integrando la ecuacion anterior obtenemos:
Ln[Reactivo] = —k * t + Ln[Reactivo,] (Ec. 18)
Sustituyendo,
Ln[soluciongelificante] = k * t + Ln[soluciongelificante,] (Ec. 19)
Donde [soluciongelificante,] es la concentracion inicial del reactivo, de esta

forma se consigue que la constante cinética de la velocidad (k) sea igual a la

siguiente ecuacién 20.
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K= Ln[solucion gelificante,] t— Ln[soluciongelificante] (Ec. 20)

Utilizando la teoria del tiempo de vida media de una reaccion (tiempo necesario
para que consuma o se transforme la mitad de la concentracion inicial del
reactivo) se obtiene la ecuacion 21. Este procedimiento se ha usado en distintos
trabajos de investigacion 1?1,

[solucion gelificante,]
2

[soluciongelificante] = (Ec. 21)

Realizando una sustitucion de la ecuacion 21 en la ecuacién 20 se obtiene la

siguiente ecuacion.

o Ln[solucion gelificante,] — Ln[soluc1on2ge11f1cante0] (Ec. 22

- tl/z

Mostrando la ecuacion 23 que representa la constante cinética en funcion del
tiempo de vida media
Ln[2] 0.6931
K = - K =

ty, ty,

(Ec. 23)

En las reacciones de primer orden, el tiempo de vida media no depende de la
concentracion inicial, por lo cual la constante siempre queda caracterizada en el
sistema. Para el estudio del sistema gelificante de este trabajo especial de grado se
asume que el tiempo de vida media es igual a la diferencia del tiempo final menos

el inicial dividido entre dos (10 horas).

Es importante mencionar que los componentes declarados en el simulador fueron
expresados como fluidos de inyeccidn, es decir; agua y gasoil. Por otra parte, para

simular el efecto del gel en el medio poroso se declar6 un componente llamado
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“SOLPOLI”, el cual representa la mezcla del polimero con los dos
entrecruzadores antes de la reaccion. Esta solucion gelificante se declar6 en fase
acuosa, ya que es la fase en que se encuentran tanto el polimero como los
entrecruzadores antes de ser inyectada en el yacimiento y lograr su consistencia

final.

Como producto de la reaccion se declaré un componente llamado “GEL” en fase
solida, esto debido a que en la realidad el gel es una solucion viscoelastica que
permanece casi inmovil en el yacimiento. En la tabla 4 se puede observar la

declaracion de los componentes y sus respectivas propiedades.

Tabla 4 Datos de entrada de las propiedades de los componentes

Peso ) )
_ Viscosidad
Componentes Fase molecular | Densidad Cp)
(Ib/lbmol) (Ib/ftd) P
AGUA Acuosa 18 63.7989 0,55
PETROLEO Oleica 415 62.15 5000
GASOIL Oleica 132,7 53.5319 2,4168
SOLPOLI Acuosa 400159 63.7989 6,69

Solida 400159 63.7989 ---
GEL

Para simular el componente solido “GEL” y lograr reproducir la restriccion al
flujo de agua se utilizo el comando “BLOCKAGE”, con el cual se produce
reduccion de la permeabilidad (blogqueo) mediante la transferencia de masa
(adsorcién). Es importante mencionar que este comando requiere como dato el
factor de restriccion de flujo del componente capturado y éste ultimo depende a su

| B B2 para calcular este valor se debe

vez del factor de resistencia residua
realizar una iteracion en base a la concentracion minima con la cual el gel

comienza a ejercer el bloque a la fase indicada, estas concentraciones se obtienen
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como dato de la formulacion del sistema gelificante, para calcular este pardmetro

se utilizada la siguiente:

RRF, = 1+ RRSFT.max(0, C;; — Sldmin) (Ec. 24)

Las densidades para el sistema de gelificante (solpoli y gel) fueron asumidas en la
fase agua ya que es la fase que las contiene. Mientras que las viscosidades de cada
fluido fueron determinadas en el laboratorio.

A continuacion se explica el célculo de la viscosidad y el peso moléculas de la

solucion polimérica.

Regla de mezcla no-lineal para la viscosidad de la fase acuosa.

Para modelar la viscosidad de la fase acuosa (polimero + agua), la opcion por
defecto del simulador (regla de mezcla lineal) no es la adecuada, por lo que se
empled el metodo basado en la (regla de mezcla no-lineal para un componente
clave) B!, Dado que los entrecruzadores no contribuyen al aumento de la
viscosidad de la mezcla, el componente clave en este caso es el polimero. Este

método consiste en lo siguiente:

Fundamentalmente la fraccién de masa #: del componente clave en la regla de

mezcla logaritmica lineal viene dada por la siguiente ecuacion:

Ln(ua) = z X; * Ln(p,) (Ec. 25)
i=1

Se reemplaza por una funcién no lineal, es decir:

X, = f(X,) (Ec. 26)

Donde,
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u, : Viscosidad de la mezcla.
u.: Viscosidad del componente

Xp : Fraccién molar del polimero.

El requerimiento de que las pseudos-composiciones aun sumen un valor igual a 1,
arroja una condicion en el simulador respecto al factor de normalizacion N, de la

siguiente manera:

Nt
X))+ N*ij:1 (Ec. 27)
i=1
Con
1-f(x
Zlip

Sin embargo ZJ“;pX =1- X, Yy la ecuacion 28 pueden ser escritos de la

siguiente manera

_1-f(Xy)

ToX (Ec. 29)

De manera tal que la regla de mezclar logaritmica modificada se muestra de la

siguiente forma:

1-—
Ln(ue) = f(Xp) * Ln(pp) + ——— f ( ”) ZX*Ln(ul (Ec. 30)

i#p

Y que puede reducirse a la regla de mezcla original, si la funcion f(Xp) resulta

ser lineal.
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Como primer paso para calcular la funcion f (Xp) , se determind en el laboratorio
a través del uso de un redmetro la viscosidad de la solucion polimérica a

diferentes concentraciones, estos datos fueron graficados como se muestra en la
Figura 41.

Viscosidad vs concentracion

Viscocidad (cp)

O P N W 01 O N 0
|

0 1 2 3
Concentracion (%)

Figura 41. Gréfico de viscosidad de la mezcla no lineal en funcion de la

concentracion de polimero

Se determino la fraccion de molar de polimero en la solucién gelificante partiendo

de la concentracion (xp).

Se calculo el logaritmo neperiano de la viscosidad de la mezcla Ln(u,) y se
grafico versus la fraccidbn molar correspondiente. La curva trazada a partir de
estos puntos corresponde a la funcién no-lineal mostrada en la Figura 42 (roja) se
trazo una linea recta para unir los valores extremos de la viscosidad (u,) de la
mezcla. Esta curva corresponde al Ln(u,,) como funcion lineal de X,, en la Figura
42 (negra).

Se sustituyen los diferentes valores de Ln(u,) en la ecuacion de la funcion lineal

(recta) con la finalidad de hallar la fraccion molar de la solucion f(X,1)
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correspondiente a los 11 valores de viscosidad de la mezcla requeridos por el

simulador

25

=
o

[EnY

Ln (1 mezcla) (Cp)
o
6]
*

o

.000005 0.00001 0.000015 0.00002 0.000025

Fraccion molar de la solucién (Xsol)

Figura 42. Grafico del Ln de la viscosidad en funcién de la fraccion molar

de la solucion f (xsol)

Por Gltimo se realizé una normalizacion de los valores de f(X,), realizando una

division de este término por f(X7'**), para luego ser ingresados en el simulador.
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Tabla 5. Valores obtenidos del ajuste de la curva no-lineal de la viscosidad de la
solucion gelificante

Xsol(x) Visc. Ln(Visc) f(x) fn(x)

0 0,55 -0,597837 -8,52022E-10 | 0,0000
3,0036E-06 | 1,80545455 0,59081239 | 2,73704E-05 | 0,4756
6,09E-06 2,11818182 0,75055809 | 3,10488E-05 | 0,5396
7 5762E-06 2,48454545 0,91008973 3,47224E-05 0,6034
9,4053E-06 | 2,69818182 0,99257815 | 3,66219E-05 | 0,6364
9,7111E-06 3,02272727 1,10615949 3,92373E-05 0,6819
1,2023E-05 | 4,38636364 1,47850056 | 4,78113E-05 | 0,8309
1,5673E-05 | 4,39454545 1,4803641 4,78542E-05 | 0,8316
1,6561E-05 521 1,65057986 | 5,17738E-05 | 0,8997
1,9339E-05 = 5,92181818 1,77864353 | 5,47227E-05 | 0,9510
2.1562E-05 | 6,69363636 1,90115728 | 5,75439E-05 | 1,0000

Determinacion del peso molecular y fraccion de la solucion gelificante.

Para calcular el peso molecular de la solucion gelificante se utilizé el método del
promedio ponderado del peso molecular por la concentracion de cada
componente. En la Tabla 6 se pueden observar los parametros usados en dicha

formulacién
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Tabla 6. Peso molecular de los componentes usados en la solucién gelificante.

Peso molecular

Componentes (gr/mol)
Polimero 400000

Entrecruzador 1 30

Entrecruzador 2 129

El peso molecular de la solucion se calcula bajo la siguiente ecuacion

PMpoleol + PMentrelcentrel + PMentreZ Centrez
Cpol + Centrel + Centrez

PMsolgel = (EC. 31)

Los moles de la solucion gelificante y los moles de agua se calcularon a través de

la ecuacion 32 y 33, respectivamente.

Mpol + Mentrel + Mentrez

Molesgo1ge1 = PM,., (Ec. 32)
solge
M
Moles,guq = H‘/‘[‘ﬂ (Ec. 33)
agua

Los moles totales de la mezcla (solucion gelificante + agua) se obtuvieron

utilizando la ecuacion 34

Molesmezcia = moleSgoiger + moleSygyq (Ec. 34)

Por ultimo, la fraccién molar de la solucion gelificante (XSolGel) en la mezcla se

determino a través de la ecuacion 35
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molesgoigel

Xsolgel = molesyegela (Ec. 35)

4.13 Analisis de sensibilidad

Para realizar el analisis de sensibilidad fue necesario determinar cuales pardmetros
tenian mayor impacto a la hora de la aplicacion del tratamiento gelificante en
cuanto a la produccion de agua (Qw) y la produccion de crudo (Qo). Estos

parametros estan relacionados con:

e Volumen de solucion gelificante a ser inyectado
e Tasa de inyeccion

e Lugar de la inyeccion del tratamiento.

Las sensibilidades realizadas a los volumenes de inyeccion fueron tomados como
referencia de la propuesta disefiada para ser aplicada en el campo, el segundo
parametro se realizo con el fin de observar cual es la colocacion del gel a
diferentes tasa de bombeo, y por altimo el lugar de colocacion, para éste ultimo
punto se realizaron inyecciones en el talon del pozo y en el hoyo realizado al tope
de la lutita durante la perforacion del pozo Al en las figura 43, 44 y 45 se puede

observar un esquema de inyeccion.

Es importante resaltar que la inyeccion de gasoil se realiza para presurizar la zona
30 pies por encima de la inyeccion de la solucién gelificante y evitar que la misma

de distribuya hacia la zona menos presurizada y sea producida.

En la tabla 7 se puede observar la matriz de sensibilidad utilizada en la simulacion

numeérica.
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Tabla 7. Matriz de sensibilidad

Tasas de Volumenes de
Puntos de inyeccion inyeccion . >
(bbl/min) inyeccion (bbl)
200, 400, 600, 800 y
Hoyo 1,2y3 1000
) 200, 400, 600, 800 y
Talon 1,2y3 1000
] 400, 800, 1200, 1600y
Talén- Hoyo 1,2y3
2000

Figura 44. Esquema de inyeccidn del sistema gelificante en el talon del pozo Al
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Figura 45. Esquema de inyeccion del sistema polimérico talon-hoyo del pozo Al

4.14 Comparacion del costo del tratamiento con gel vs el costo del manejo de

agua en superficie.

Para evaluar la eficiencia de la inyeccion de geles, se realizé una comparacion del
costo del barril de gel y cuél era el impacto que esta inyeccion ocasionaba en la
reduccidn de la produccién de agua del pozo Al, para realizar esto se compararon
las graficas de produccion de agua del caso base (sin inyeccion de gel) vs la
graficas de tasa de produccion de agua post-inyeccion, esto con el fin de observar

cual era la reduccion de costo obtenida a realizar la inyeccion del tratamiento con

gel.

Los costos manejados son los siguientes: 300 $ el barril de gel preparado y el

costo de manejo de agua en superficie 0,76 $ el barril.
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CAPITULOV

5. ANALISIS DE RESULTADOS

En el presente capitulo se presentan los resultados obtenidos a partir de las
corridas de simulacion efectuadas durante la investigacion, asi como el

razonamiento, comparacion y discusion de los mismos. Capitulo

El criterio para la seleccion del mejor caso de simulacion fue aquel que arrojo

mejores resultados al momento de realizar el tratamiento de la inyeccion del

sistema gelificante MULTIGEL®, es decir, aquel caso que garantizo un mayor

control de la excesiva produccion de agua.

5.1 Determinacion de las causas de la excesiva produccion de agua en el pozo

horizontal Al

En la figura 46 se puede observar el registro eléctrico del pozo Al, el cual
contiene el registro de gamma ray, resistividad y litologia de las facies presentes

en las cercanias del pozo.

En este registro se puede observar que la profundidad a la que se encuentra el tope
de la arena de interés, es de 2553 pies (MD), vy la longitud horizontal del pozo Al
es de aproximadamente 3247 pies (MD). El pozo se encuentra completado con
liner ranurado de 7 pulgadas de didmetro. En este registro también se puede
observar la profundidad a la que se encuentra el sello lutitico, especificamente en
5800 pies (MD).

La figura 47 muestra una seccion de la linea sismica, donde se observa la
trayectoria del pozo Al en la arena productora de crudo, al final de la seccién

horizontal el pozo Al atraviesa el tope de la lutita comunicando la arena
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productora de agua con la arena productora de crudo.
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Figura 46. Registro eléctrico del pozo Al
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Vertical Well Cutoffs
0 80 80 200 0.
L — Gamma hy - .!!'I‘-

Figura 47. Seccion de la linea sismica del pozo Al

En la Figura 48 se puede visualizar el grafico de tasa de agua y crudo vs tiempo,
el cual permite identificar el momento de la irrupcion de agua en el pozo Al. La
irrupcion abrupta que se observa en el grafico para el afio 2006, cuando la curva
de produccion de agua intersecta a la de crudo pudiera ser un indicativo de un
problema de conificacidn o “cresting”, canalizacion o mala cementacion del

pozo.
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—

Acurmulado MBFPD
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~  Tasade Crudo ==-=- Tasade Agua

Figura 48. Grafico de tasas de agua y tasa de crudo vs tiempo del pozo Al.

Luego de haber analizado el registro eléctrico, la seccion sismica del pozo y el
grafico de produccion del pozo Al se puede llegar a la conclusion de que el
problema de produccion de agua de dicho pozo es causa de una canalizacion
inducida, debido a la comunicacion de la arena productora de agua con la arena de

crudo.

5.2 Ajuste histdrico del modelo de simulacion.
La reproduccion del comportamiento historico de produccion y presion de un
yacimiento dependen del ajuste de las variables con mayor impacto en el modelo

de simulacién numérica.

En base a esto, la estrategia que se tomo para realizar el ajuste de produccién y

presién de los pozos en estudio se presenta a continuacion:
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5.2.1 Ajuste de la distribucion de permeabilidad del modelo.

La permeabilidad es una de las propiedades mas importantes en un modelo de
simulacién, por tal motivo, esta propiedad fue modelada nuevamente, con la
finalidad de representar en el modelo la distribucion de permeabilidad de la zona
en estudio, en la figura 49 se puede observar un histograma de la permeabilidad
que cumple con lo anteriormente descrito, es decir, los valores de permeabilidad
con lo que se logro el cotejo de los pozos en estudio fueron los siguientes (800 a
8000) mD.
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B Permeabilidad (todaslas celdas)

Figura 49.Histograma de distribucién de permeabilidad.
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En la figura 50 se puede observar una vista lateral del plano 10 en la direccion J
de la propiedad permeabilidad, donde se muestra el ajuste mencionado en la
seccion 4.9.2 de la metodologia del trabajo a las celdas correspondientes, las
celdas de color rojo representan el canal de ruptura del tope de la lutita. En la
figura 51 se puede observar una vista 3D de la distribucién de la permeabilidad en
el sub modelo.

Figura 50. Vista lateral de la propiedad permeabilidad, donde se observa el ajuste

realizado para crear el hoyo en el sub modelo de simulacién
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Figura 51. Vista 3D de la nueva distribucion de permeabilidad cargada en el sub
modelo
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pueden observar los cambios realizados a estas capas.

) s Uik
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Figura 52. Vista de planta de la distribucion de lutitas y arenas en la capa 23 del

sub modelo inicial
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Figura 53. Vista de planta de la distribucién de lutitas y arenas en la capa 24 del

sub modelo inicial
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Figura 54. Vista de planta de la distribucion de lutitas y arenas en la capa 23 del

Net to Gross Ratio 2000-01-01
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Figura 55. Vista de planta de la distribucién de lutitas y arenas en la capa 24 del

sub modelo modificado.
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5.2.3 Ajuste de presion de fondo fluyente de los pozos A1y A2

Las figuras 56 y 57 muestran el comportamiento de presion de fondo fluyente,

reales y simulados vs el tiempo de produccion para los pozos Al y A2

respectivamente, logrado luego de modificar los parametros antes mencionados,

es decir: La distribucién de permeabilidad, cambio en la propiedad de net to gross,

contacto agua petroleo y ubicacion del acuifero.
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Figura 56.Gréfico de presion de fondo fluyente vs tiempo del pozo Al, donde se

visualizan los valores reales y simulados con prediccion
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Figura 57. Grafico de presion de fondo fluyente vs tiempo del pozo A2, donde se

visualizan los valores reales y simulados con prediccion

En las figuras 56 y 57 se observa que el comportamiento de presion simulado

sigue la tendencia del comportamiento historico dentro de un rango representativo

para cada uno de los pozos en estudio. Adicionalmente, se pudo observar el

prondstico del comportamiento promedio de presion hasta el afio 2020.

5.2.4 Ajuste de produccion de petroleo.

En las figuras 58 y 59 se pueden observar los graficos de ajuste de la tasa y

produccién acumulada de crudo con su historial de produccion para el pozo Al 'y

en las figuras 60 y 61 para el pozo A2, esto como resultado de las modificaciones

en: distribucion de permeabilidad, curvas de permeabilidad relativa y en el net to

gross.
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Figura 58. Gréfico de tasa de crudo real y simulado vs tiempo del pozo Al, donde

se visualizan los valores reales y simulados con prediccion
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Figura 59. Grafico de produccion acumulado de crudo vs el tiempo, donde se

visualizan los valores reales y simulados con prediccion para el pozo Al
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Figura 60. Grafico de tasa de crudo vs tiempo del pozo A2, donde se visualizan

los valores reales y simulados con prediccion
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Figura 61. Gréfico de produccion acumulado vs tiempo del pozo A2, donde se

visualizan los valores reales y simulados con prediccion
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Las figuras 58, 59, 60, y 61 muestran un comportamiento representativo de
produccion, tanto de las tasas de petroleo producido como el acumulado, desde el
inicio de la produccion de ambos pozos.

Para el pozo Al desde el 2004 y para el pozo A2 desde el 2008, alcanzando un
acumulado de crudo de 1,24 MMBLS y 1,48 MMBLS respectivamente hasta el
1/11/2011 (ultima fecha actualizacion de los datos de produccion).

En cuanto al pronostico promedio de los pozos Al y A2 (afio 2020) los
acumulados de crudo son de 1,86 MMBLS y 1,70 MMBLS respectivamente.

5.2.5 Ajuste de produccion de agua

En las figuras 62 y 63 se puede observar el ajuste de la tasa y el historial de
produccién de agua, mientras que en las figuras 63 y 64 se puede observar los
gréficos de produccién acumulada de agua y el historial de produccion de los
pozos Al y A2 respectivamente, obtenidos principalmente de la modificacion del
contacto agua petroleo y las modificaciones de la litologia de las capas del

modelo.
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Figura 62. Grafico de tasa de produccion de agua vs tiempo del pozo Al, donde se

visualizan los valores reales y simulados con prediccion para el pozo
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Figura 63.Grafico de tasa de produccion de agua vs tiempo del pozo A2, donde se
visualizan los valores reales y simulados con prediccion
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Figura 64.Gréfico de produccion acumulada de vs tiempo del pozo Al, donde se

visualizan los valores reales y simulados con prediccion para el pozo
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Figura 65. Grafico de produccion acumulada de agua vs tiempo del pozo A2,

donde se visualizan los valores reales y simulados con prediccion

Las figuras 62, 63, 64, y 65 muestran un comportamiento representativo de
produccidn, tanto de las tasas de agua producida como en el acumulado, desde el

inicio de la produccion de ambos pozos, para el pozo Al desde el 2004 y para el
pozo A2 desde el 2008.

El acumulado de agua de de los pozos Al y A2 respectivamente son 4 MMBLS y
700MBLS hasta el 1/11/2011 (ultima fecha actualizacion de los datos de
produccién).

En cuanto al pronostico promedio para los pozos Al y A2 (afio 2020) los
acumulados de son de 10,7 MMBLS y 3,26 MMBLS respectivamente.
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5.3 Aplicacion del tratamiento de gel

Luego de realizar las primeras corridas del modelo cotejado, se observé que la
entrada de agua al pozo Al no solo provenia de la ruptura del tope de la lutita sino
también de las cercanias del talén del pozo, por esta razon se realizo la simulacion
de la inyeccion del tratamiento gelificante en este punto, tal y como se describid

en la matriz de sensibilidad del capitulo anterior. Ver tabla 7

5.3.1 Celdas contactadas por el Gel

En las figuras 66, 67, 68, 69 y 70 se puede observar las celdas contactadas por el
gel, es importante mencionar que en estas figuras se observan lineas de flujo que
indican la procedencia del agua y los caminos preferenciales existentes en el
modelo de simulacién antes del tratamiento con gel. Posterior a la inyeccion del
tratamiento se observa como las lineas de flujo disminuyen especificamente en el
punto de colocacion del gel y adicionalmente se observa un cambio en la
direccion del flujo hacia el otro punto de entrada de agua al pozo.
Adicionalmente, en estas figuras se ilustra la concentracion de la fase solida, lo

que permite visualizar la distribucidn del sistema gelificante en el medio poroso.
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Figura 66. Vista lateral del comportamiento de las lineas de flujo antes de la

inyeccion de la solucion gelificante en el hoyo
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Figura 67. Vista lateral del comportamiento de las lineas de flujo y las celdas
contactadas después de la inyeccion de la solucién gelificante en el hoyo

(propiedad: concentracién de la fase sélida).
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En la figura 66 se muestra una vista del plano 10 en J del de la propiedad
concentracion de la fase sélida contenida en el sub modelo, donde se ilustra el
flujo de agua tanto en el talon como en el hoyo del pozo en estudio antes de la

inyeccion del tratamiento.

Posterior al tratamiento con sistema gelificante en el hoyo del pozo, se observa en
la figura 67 que la reduccion promedio de permeabilidad es de 5000 mD
aproximadamente donde el gel contacta el medio poroso, también se pudo
observar que la concentracion del gel disminuye de abajo hacia arriba, esto es
debido a que el punto de inyeccion se encuentra a mayor profundidad y por el
diferencial de presion existente en el pozo, el gel se distribuye de esta manera.

También en la figura 67 se visualiza como las lineas de flujo disminuyen en la
zona donde gel contacta el medio poroso y a su ves como las lineas de flujo
aumenta hacia la zona del talén del pozo, indicando con esto que el tratamiento
resulta efectivo en la zona de aplicacion, pero como en este caso en particular el
pozo posee 2 entradas de agua franca, el agua que era producida por el hoyo ahora

es producida por el talén del mismo.

En la figura 68 se observa un grafico de tasa de agua vs longitud horizontal el
pozo Al, este grafico muestra las tasas de agua antes de la inyeccion de solucion
gelificante (verde) y la tasa de agua posterior al tratamiento (lila), como se explico
anteriormente el flujo de agua aumenta hacia la zona del talén del pozo posterior a

la aplicacién del tratamiento.
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Figura 68. Grafico de tasa de agua vs longitud horizontal del pozo Al
Es importante mencionar que la distribucion del gel en este sub modelo es la
misma, aun cuando se modifique el volumen y la tasa de gel inyectado, sin

embargo, mientras se inyecten volimenes mas elevados de gel las

concentraciones de este seran mayores en las celdas contactadas.
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Figura 69. Vista lateral de la propiedad concentracion de la fase solida (J 10),
donde se observa el Comportamiento de las lineas de flujo y las celdas
contactadas después de la inyeccion de la solucidn gelificante en el talon del pozo
Al

Figura 70. Vista lateral de la propiedad concentracién de la fase solida (J 11),
donde se observa el Comportamiento de las lineas de flujo y las celdas
contactadas después de la inyeccion de la solucién gelificante en el talén del pozo
Al
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En las figuras 69 y 70 respectivamente se observa la distribucion del gel en el
medio poroso cuando el mismo es inyectado en el talon del pozo, el promedio de
la reduccion de permeabilidad en estas celdas se encuentra alrededor de 100 mD.

También es posible observar que posterior a la inyeccion del sistema gelificante
en el talon del pozo las lineas de flujo no cambian significativamente en ninguna
de las dos zonas francas de irrupcion de agua, lo que indica que el tratamiento
resulté poco efectivo en este punto, sin embargo, se puede visualizar que posterior
al tratamiento en la zona del talén existe un bloqueo, pero como esta zona posee
la mayor caida de presion el agua es producida con la misma intensidad que era
producida sin la inyeccion del tratamiento.

En la figura 71 se observa un grafico de tasa de agua vs longitud horizontal el
pozo Al, este grafico muestra las tasas de agua antes de la inyeccion de solucion
gelificante (verde) en la zona del talon y la tasa de agua posterior al tratamiento

(Azul), donde se visualiza el comportamiento descrito anteriormente.
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Figura 71. Grafico de tasa de agua vs longitud horizontal del pozo Al
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Figura 72. Vista lateral de la propiedad concentracion de la fase solida, donde se
observa el Comportamiento de las lineas de flujo y las celdas contactadas después

de la inyeccidn de la solucion gelificante en el talon-hoyo del pozo Al

En la figura 72 se puede observar que la distribucion del gel contactd celdas tanto
en el hoyo del pozo como el talon del mismo, la reduccion de permeabilidad hacia
la zona del talén es de aproximadamente 70 mD mientras que hacia la zona del
hoyo es de 100 mD.

Adicionalmente, se obtuvo como resultado que la inyeccion del tratamiento
influye directamente en las dos zonas (talon-hoyo), las lineas de flujo se reducen
hacia la zona del hoyo del pozo, sin embargo, hacia la zona del talén del pozo las
lineas incrementan, esto debido a que es la zona que posee menor presion y la
saturacion de agua es maxima, esto ultimo se debe al canal de agua existente hacia

esta zona y la comunicacién del agua proveniente del hoyo del pozo.

5.3.2 Efecto de la inyeccion del gasoil

Un resultado importante de la simulacion fue la inyeccion de gasoil en el espacio

anular tuberia produccion- tuberia continua a nivel de pozo, el cual ademas de
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presurizar el espacio anular a nivel de pozo, permitié una disminucion en la
viscosidad del crudo existente en la zona de inyeccion, logrando con esto la
formacion de un frente que permitiera a la solucién gelificante posicionarse en la
zona de interes y evitar que fuese producida a través del liner ranurado.
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Figura 73.Vista lateral del sub modelo mostrando los valores de viscosidad de

petréleo en el hoyo del pozo Al antes de la inyeccién de gasoil
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La reduccion promedio de viscosidad en la zona del hoyo después de la inyeccion

de gasoil es de 700 cp aproximadamente, como se puede observar en las figuras

73y 74.
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La reduccion promedio de viscosidad en la zona del talon después de la inyeccion
de gasoil es de 350 cp aproximadamente, como se puede observar en las figuras
75y 76.

5.3.3 Andlisis de sensibilidades

En las figuras 77, 78 y 79 se pueden observar los graficos de produccién de agua
vs el tiempo, obtenidos como resultado de la inyeccion del tratamiento gelificante,
es decir, en el hoyo, en el talén del pozo y en ambos puntos simultaneamente. Es
importante mencionar que en cada uno de los graficos se puede observar: la
cantidad de volumen inyectado, la tasa de inyeccion y los puntos de inyeccion,
también se puede visualizar que la tendencia general es similar para todos los
casos, comenzando con la reduccion de la tasa de produccion de agua respecto al
caso base y luego un incremento progresivo de la misma llegando a producir una

cantidad de agua superior al caso base.

Este comportamiento puede ser explicado de la siguiente manera: cuando la
solucion gelificante es colocada en el yacimiento ocasiona un bloqueo en el canal
preferencial del agua, por lo que la misma debe encontrar nuevos caminos para ser
producida. En consecuencia, el agua se va a desplazar por los poros que
contengan Swirr, desplazando en cierta medida el crudo contenido en ellos,
creando estos nuevos canales y permitiendo con esto, una mayor comunicacion de

agua hacia el pozo.

En la figura 80 se puede observar una grafica del comportamiento de la
produccién de crudo posterior a la aplicacién del tratamiento, es importante
mencionar que este comportamiento es similar posterior a la aplicacion del

sistema gelificante en los dos puntos de inyeccion.
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Figura 77. Grafico de tasa de agua vs tiempo
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TASA DE AGUA B/D
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Figura 78 Grafico de tasa de agua vs tiempo
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TASA DE AGUA B/D

INYECCION DEL SISTEMA GELIFICANTE ENEL TALONY HOYO
DELPOZO A1 SIMULTANEAMENTE
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Figura 79. Grafico de tasa de agua vs tiempo
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Se puede observar en la figura 80 que la produccion de crudo incrementa posterior
a la aplicacion del tratamiento gelificante, esto se debe a la manera como fueron
controlados los pozos y a la condicion de bloqueo Unicamente al agua ejercida por
la solucion gelificante.

El pozo fue controlado mediante tasa de liquido y BHP, como ninguno de estos
dos controladores es violado y posterior al tratamiento con sistema gelificante
existe una reduccién de agua el simulador el simulador debe compensar esta
pérdida de liquido con crudo, por esta razén se muestra en la figura 80 un grafico
de produccion de tasa de crudo vs tiempo, en el talon del pozo.

Es importante mencionar que el comportamiento que se observa en esta figura es
similar cuando el sistema es aplicado en el hoyo del pozo, es decir, existe un

incremento en la produccion de crudo post tratamiento en la zona
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0 |
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Figura 80. Gréafico de tasa de petr6leo vs tiempo
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En el caso de la inyeccion en el hoyo se puede visualizar en la figura 81 que el
mejor caso de reduccion de tasa de agua, es cuando se realiza la inyeccion de un
volumen de 600 BLS de solucion geligicante a una tasa de 3 BLS/MIN, la
reduccién de la produccion de agua en promedio respecto al caso base es de 160
BLS aproximadamente, el tiempo de reduccién es de 5 afios antes de que la
produccion de agua supere el caso base. Este comportamiento cumple con la
hipotesis de que la distribucién del gel en el hoyo a mayores tasas abarcara mayor
longitud vertical que horizontal, ya que el fluido se inyecta a mayor velocidad
para una tasa de 3 BLS/MIN que una tasa de 1BL/MIN.

Este resultado contrasta con el hecho de que en experiencias previas de campo y
de laboratorio las tasas de inyeccion mas efectivas para la colocacion del sistema

gelificante eran menores a 1 BL/MIN.

INVECCION DEL SISTEMA GELIFICANTE EN EL HOYO
DELPOZOAT

2440 S

/ —CASOBASE
o B A\_, ———
C
2 200
< INVECCIONDE 60BLS N
5 91 ELHOYO Q4520 BLSDIA
0
g
2040
1940
18112010 01/0422012 141082013  27/12/2014 10/0512016  22009/2017 04/0212019 18/06/2020 311072021

FECHA

Figura 81. Grafico de tasa de agua vs tiempo

En el caso de la inyeccion en el talon se puede visualizar en la figura 82 que el
mejor caso de reduccion de agua, es la inyeccion de un volumen de 600 BLS de
solucion gelificante a una tasa de 2 BLS/MIN, la reduccion de la produccion de

agua en promedio respecto al caso base es de 110 BLS aproximadamente, el
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tiempo de reduccion es de 3 afios antes de que la produccion de agua supere el
caso base. Se puede observar que el tiempo en el cual la produccion agua supera
al caso base es 2 afios menor que en el caso del hoyo, esto es debido a que en la
zona del talén del pozo existe mayor diferencial de presion favoreciendo el flujo
de fluido del yacimiento hacia esa zona, también se observa que la tasa méas
indicada no es la mas alta sino la de 2 BLS/MIN ya que su busca una mejor

colocacion en la cercania del talén del pozo.
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Figura 82. Grafico de tasa de agua vs tiempo

En el caso de la inyeccion talon-hoyo se realizo una corrida que involucrara los
mejores casos de inyeccion tanto en el talon como en el hoyo, es decir, la
inyeccion de un volumen de 600 BLS a una tasa de 3 BLS/MIN en el hoyo y 600
BLS a una tasa 2 BLS/MIN en el talén del pozo ,(ver figura 83) el resultado
obtenido en cuanto a la reduccién promedio de la tasa de agua es de 135 BLS

aproximadamente y el tiempo de reduccion es de 3 afos, lo que indica que la
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mayor reduccién de la tasa se agua se observa cuando se realiza la inyeccion del
tratamiento en el hoyo del pozo y por lo tanto la inyeccion del talon no resulta ser

eficiente.
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Figura 83. Grafico de tasa de agua vs tiempo
Adicionalmente, se verificO para cada una de las sensibilidades realizadas, que
posterior a la inyeccion del tratamiento del sistema gelificante, la produccion de

agua del pozo A2 no depende directamente de la comunicacion con el pozo Al.

De manera ilustrativa un resultado de esto se muestra en la figura 84.
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Figura 84. Grafico del comportamiento produccion de agua vs el tiempo del pozo
A2

5.3.4 Comparacion del costo del tratamiento con gel vs el costo del manejo de

agua en superficie.

Luego de realizar la inyeccion de los diferentes volimenes de gel en el pozo Al
como estéa referido en la tabla 7, se pudo observar mediante el grafico de barras de
la figura 85, que el caso con el cual se obtiene mayor reduccion de costo de
tratamiento de agua, es el referido a la inyeccion de 600 BLS de solucion

gelificante en hoyo a una tasa de 3 BLS/MIN.

Es importante mencionar que esta reduccion de costo consistio en evaluar la
cantidad de agua producida en el caso base vs la cantidad de agua producida post-
tratamiento durante los dos primeros afios de produccion, la comparacion se
realiz6 mediante la produccion de agua del caso base y la produccion obtenida de
cada uno de los casos de inyeccion del tratamiento gelificante, obteniendo

conesto, que el caso en donde la reduccion de costo es mayor es la inyeccion de
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600 BLS en el hoyo del pozo. También es importante mencionar que aunque este
es el mejor caso de reduccion de la produccion de la tasa de agua, el costo de la
inyeccion del sistema gelificante no paga la inyeccion del tratamiento, sin hacer

referencia a la produccion de crudo.

Comparacion de costos

2500 -
Winyeccion de 200 bls en el hoyo
minyeccion de 400 bls en el hoyo
minyeccion de 600 bls en el hoyo
2000 -

minyeccion de 800 bls en el hoyo

- minyeccion de 1000 bls en el hoyo
inyeccion de 200 bls talon
1500 - inyeccion de 400 bls talon
inyeccion de 600 bls talon
inyeccion de 800 bls talon
inyeccion de 1000 bls talon
1000 - Winyeccion 400 bls talon hoyo
Winyeccion 800 bls talon hoyo
linyeccion 1200 bls talon hoyo
tinyeccion 1600 bls talon hoyo
A0 inyeccion 2000 bls talon hoyo
W tasas cruzadas
0 H ‘ ;
1 2 3

Tasas

Reduccion de costos $

Figura 85. Grafico de barras de reduccion de costos para cada una de los

volimenes inyectados.

130




Capitulo V

Tabla 8. Reduccion de costo en el manejo de volumenes de agua en superficie

post tratamiento con inyeccion de sistema gelificante.

Puntos Tasas de Reduccion de costo por volumen de gel inyectado $
de inyeccion

. ., X 200 1000
inyeccion | (BLS/min) | g g 400 BLS | 600BLS | 800BLS BLS
Hoyo 1 1348 1502 1511 1427 1192
Hoyo 2 1197 1225 1868 1650 1259
Hoyo 3 487 1347 1921 1825 1071
Talén 1 1267 1419 1183 1458 1350
Talén 2 1548 1495 1672 1526 1103
Talén 3 1289 1608 1576 1537 1679

Talon-
1 1488 1586 1809 1834 1839

Hoyo

Talon-
2 1765 1695 1726 1669 1719

Hoyo

Talon-
3 1410 1734 1715 1829 1983

Hoyo

Es importante mencionar que en la tabla 8 los volumenes inyectados en talon

hoyo son el doble de lo que indica la tabla.
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CONCLUSIONES

El cotejo histdrico permitio identificar la procedencia de 2 canales francos
de agua en el modelo, provenientes de la arena inferior productora de
agua, estos canales estan ubicados hacia la zona del Talon y al final del
pozo (Hoyo).

Se logré simular la inyeccion del tratamiento gelificante, a través de un
modelo cinético simplificado, suponiendo que el gel en el medio poroso se
comporta como un solido, capaz de reducir la permeabilidad absoluta de la
formacion. La eficiencia del tratamiento estd condicionada a las
variaciones de la tasa, volumen y punto de inyeccion de la solucion

gelificante.

De las sensibilidades a la inyeccion de la solucion gelificante realizada en
el pozo Al, se determind que los volimenes inyectados de solucién
gelificante por encima de 600 BLS no ofrecen ningin cambio significativo
en la reduccion de la produccion de agua(sin afectar los criterios

econdmicos propios de este tipo de tratamiento)

La reduccidn en la tasa de produccion de agua para el mejor esenario de la
simulacion de la inyeccién de MULTIGEL® en el pozo Al es menor al 5%

respecto al caso base (sin inyeccion de gel).

Bajo las condiciones de canalizacion de flujo presentes del sub modelo
provenientes en este caso en particular del (hoyo), resulta mas favorable
inyectar la solucion gelificante a tasa en el orden entre 2 y 3 (BPM), a
diferencia de los modelos empiricos observados en la literatura que

expresan la inyeccion del tratamiento a una tasa igual o menor a 1 (BPM).

Segun la condicién de altos diferenciales de presion existentes en las
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cercanias del talén de los pozos horizontales, la duracion del tratamiento
es menor que en el caso del hoyo.

Al comparar el costo por barril del producto Multigel® y los barriles
reducidos en la tasa de produccion de agua del pozo Al posterior al
tratamiento, no resulta viable la inyeccion desde el punto de vista

econdmico.
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RECOMENDACIONES

Realizar un estudio a nivel de laboratorio para determinar la ecuacion de
reaccion que represente el sistema Multigel® sellante que satistaga el

comportamiento de la Faja Petrolifera del Orinoco.

Realizar un estudio a nivel de laboratorio que permita determinar el factor
de resistencia residual al petréleo con las condiciones expresadas
anteriormente en el trabajo especial de grado

Realizar un refinamiento local en el mallado de simulacién en futuros
trabajos , con el fin de robustecer los resultados de la simulacion de la

inyeccion del sistemas gelificante.
Realizar una evaluacién econdmica que permita determinar la rentabilidad

de la aplicacion de la tecnologia Multigel® sellante en pozos horizontales

en yacimientos de crudos pesados.
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