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RESUMEN

Bricefo. G, Lisett. Cy Leal. A, Omar. E

FACTIBILIDAD DEL USO DE LA TECNOLOGIA DOWS Y TECNOLOGIA DE
GELES PARA CONTROL DE LA PRODUCCION DE AGUA EN AREA 0-16 DE
BITOR, BITUMENES ORINOCO, S.A.

Tutor Industrial: Msc. Walter Poquioma, Tutor Académico: Dr. Freddy Paz.

Tesis. Caracas, U.C.V. Facultad de Ingenieria. Escuela de Ingenieria de
Petréleo. Ao 2002, 323 p.

Palabras Claves: Control de agua, Tecnologia DOWS, Tecnologia de Geles

Resumen: El siguiente trabajo tiene como finalidad evaluar la factibilidad del uso
de la Tecnologia DOWS (como método mecanico) y de la Tecnologia de Geles
(como método quimico) para controlar la elevada produccion de agua en los
pozos del area O-16 de BITOR, debido a que se ha observado una irrupcién
temprana del agua en casi todos estos pozos, dejando considerables cantidades

de reservas remanentes recuperables en el subsuelo.

La metodologia empleada para desarrollar este trabajo se dividié en tres fases:
primero se realizd un analisis del yacimiento, tomando en cuenta la geologia del
mismo, caracteristicas de los fluidos presentes e historia de produccion,
posteriormente se analizo la procedencia del agua y su movimiento preferencial en
el yacimiento tanto areal como vertical, para un posterior diagndstico de la causa
de la elevada produccion de agua en 66 pozos escogidos como prospectos. Por
ultimo se estudié la factibilidad del uso de métodos mecanicos (Tecnologia
DOWS, Tecnologia DWS, Tecnologia DAPS y Tecnologia CDCC) y de métodos
quimicos (Tecnologia de Geles), basandose en la revision bibliografica, en
experiencias de campo en Venezuela y en el mundo, ademas de consultas a las

compainias Halliburton, Baker-Hughes, Schlumberger e Intevep.



RESUMEN

A través de la metodologia empleada se llegé a la conclusién de que el uso de la
Tecnologia DOWS, en los pozos del area O-16* de BITOR, se ve limitado debido a
que no cumplen con los requisitos necesarios para su implantacion, de acuerdo a
las experiencias de campo, al igual que la Tecnologia DWS. La tecnologia DAPS
no puede ser usada, ya que el principio de separacion es por gravedad. Debido a
esto se evalud la factibilidad del uso de la Tecnologia CDCC para pozos con

problemas de conificacion presentes en el area O-16.

Los pozos del area O-16 con problemas de conificacion para el momento del
estudio no presentaron buena calidad del cemento, y tampoco se pudieron
identificar las profundidades de los contactos agua/bitumen actuales, por lo que
fueron descartados. Sin embargo no se descarta la posibilidad del uso de esta
tecnologia en un futuro, siendo indispensable simular las tasas de agua y bitumen
a las que deben ser producidas estos fluidos para revertir el cono en un pozo a

tratar.

La inyeccion de geles, como método quimico fue recomendado para los pozos con
problemas de canalizacion por detras del revestidor, por ser el tipo de problema
con menos dificultad para ser tratado, ya que para proponer soluciones a
problemas de mayor dificultad es necesario poseer mas informacion sobre

parametros no disponibles en la realizacion de este estudio.
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INTRODUCCION

Desde los inicios de la explotacion petrolera, el hombre bien ha sabido la
necesidad imperante de realizar nuevos hallazgos petroliferos que permitan un
continuo suministro de crudos, que garantice la demanda energética, la cual es
cada vez mas exigente en el ambito mundial. Es entonces, que surge la necesidad

de optimar cada vez mas los planes de explotacion.

Para un pais como Venezuela que depende en gran parte de la bonanza
petrolera, se hace fundamental aplicar las mas efectivas técnicas que permitan
recobrar la mayor cantidad de crudo al menor costo para la nacion, las cuales

representaran una mayor cantidad de divisas para el pais.

BITOR (Bitumenes del Orinoco, S.A.) es una filial de Petréleos de Venezuela
PDVSA la cual posee un gran potencial energético para plantas generadoras de
electricidad a escala internacional, que cada dia exigen una mayor cantidad del
producto debido a su mayor poder calorifico y menor contaminacién ambiental
cuando es comparado con el carbén. Es por esta razdén que surge la necesidad de
realizar cambios en las operaciones de explotacion ejecutadas hasta hoy por
parte del personal BITOR, ya que a pesar de que la cantidad de bitumen
acumulado hasta la fecha es superior a la cantidad de agua acumulada, se ha
observado un incremento acelerado en la produccion de agua a nivel de pozo,
trayendo como consecuencia el cierre de una gran cantidad de pozos que podrian
aportar significantes cantidades de bitumen a la produccién diaria del area de
BITOR. Estos cierres han representado grandes cantidades de reservas de
bitumen dejadas en el subsuelo, disminuyendo asi considerablemente el factor de

recobro estimado para el yacimiento.

Es por estas razones que este trabajo tiene la finalidad fundamental llevar a cabo
un estudio que permita identificar la procedencia del agua en los pozos

productores del area O-16%, y evaluar su comportamiento areal y vertical dentro
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del yacimiento, para evaluar la factibilidad o no de la tecnologia DOWS (Downhole
Oil Water Separation) como método mecanico y la técnica de aplicacion de geles
como meétodo quimico, para de esta forma reducir el rapido incremento de agua
producida sufrido en los pozos y por ende mejorar la explotacion del area O-16* de
BITOR.

La tecnologia DOWS consiste fundamentalmente de un hidrociclén de fondo que
permite separar una gran cantidad de agua asociada al crudo para su posterior
reinyeccion dentro del mismo pozo sin la necesidad de llevar esta agua hasta
superficie, disminuyendo asi los costos implicados en el levantamiento,
tratamiento, manejo e inyeccién de la excesiva produccion de agua. Cabe
destacar que esta tecnologia es reciente y mas aun para yacimientos de crudos

pesados.

Ademas se evaluo la factibilidad del uso de otras tecnologias mecanicas como:
Tecnologia DWS (Downhole Water Sink), DAPS (Dual Action Pumping System) y

CDCC (Completaciéon Dual para Control de Conificacion).

Por otra parte la aplicacion de geles ha sido ampliamente utilizada en yacimientos
de crudos livianos y medianos, pero al igual que la tecnologia DOWS, esta

aplicacién resulta muy novedosa para yacimientos con crudos extrapesados.
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CAPITULO |
CONCEPTOS BASICOS DE YACIMIENTOS

Para entender la conducta correcta del yacimiento, es necesario determinar si se
tiene una produccion excesiva de agua o de gas, o si puede llegar a ser
potencialmente excesiva en el futuro. Las tasas de produccion y recobros de
hidrocarburos dependen altamente de los mecanismos de empuje, propiedades de
la roca, propiedades del fluido, de la estructura del yacimiento, localizaciones del

pozo y técnicas de manejo del yacimiento.

MECANISMOS DE RECOBRO

1.1 Recobro Primario

Los principales mecanismos que contribuyen al recobro de hidrocarburos son:
empuje hidraulico, segregacién y procesos de gravedad'. El empuje de gas en

solucién resulta en los mas bajos recobros (15 al 27%) y empujes de agua natural

resultan en los mas altos recobros (35 al 70%), como se muestra en la figura 1.1".
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Figura 1.1. Mecanismos de produccion de los yacimientos
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Entre estos dos extremos estan los mecanismos combinados, envolviendo
empujes de agua o de capa de gas limitados, condiciones de segregacion,

procesos de gravedad. Entre los mecanismos de produccidn se encuentran:
1.1.1 Compresibilidad de la roca y fluidos?

La compresibilidad de cualquier material (solido, liquido o gas) ocasiona un
cambio en el volumen original, causado por variacibn de presion y de la

temperatura ejercidas sobre el material.

Las compresibilidades de la roca y de los fluidos se convierten en un mecanismo
de expulsion de los hidrocarburos. Al iniciarse la produccion del yacimiento y al
manifestarse la caida de la presion, se expanden la roca y los fluidos. La
expansion de la roca produce una disminucion del volumen agregado de poros
interconectados. La expansion de los fluidos tiende a contrarrestar el vaciamiento
ocurrido por la produccion de fluidos, la cual causa la caida de presion. Ambos
efectos concurren en la expulsion de fluidos del volumen de poros

interconectados.

Este mecanismo de produccidon es muy importante en la produccion de
yacimientos subsaturados sin empuje de agua hasta tanto la presién no descienda

al nivel de la presion de burbujeo.
1.1.2 Empuje de Gas en Solucion'?

Los hidrocarburos que se encuentran en el yacimiento, en condiciones naturales
de presion y temperatura, contienen en la totalidad de su composicion, una serie
de componentes livianos que permanecen en solucion en la fase liquida, cuando

la presion del yacimiento es elevada.



CAPITULO I. Conceptos basicos de yacimiento

El mecanismo de empuje depende de la expansion del petrdleo y del gas como
fuente de energia para mover los fluidos. En un yacimiento subsaturado, la
expansion del petrdleo y el gas disuelto son los responsables de la produccion de
fluidos. Cuando la presién cae por debajo de la presion de burbujeo, el yacimiento
llega a ser saturado y el gas liberado reemplaza el petréleo producido en el mismo
volumen. Una vez que el gas alcanza una saturacién tal que este pueda fluir, el
gas es producido con el petroleo, lo cual agota al gas como una fuente de energia.
Como resultado, una mayor cantidad de gas en expansion es necesario por
unidad de volumen de petréleo producido. La permeabilidad relativa del petroleo
es reducida y la relacibn gas/petroleo producida (RGP) se incrementa

rapidamente.

En el yacimiento que produce por debajo de la presién de burbujeo, el aporte de la
energia de produccidon que se obtiene al liberarse el gas en solucién es,

generalmente, muy importante.

1.1.3 Mecanismo de Petréleo Espumante’*

En la explotacion de yacimientos de crudos realmente viscosos e inicialmente
saturados con gas, el empuje por gas en solucion es el mecanismo convencional
principal. Sin embargo se ha observado que en estos yacimientos la recuperacién
ha sido mejor que el pronosticado a través de un mecanismo de recuperacion por
gas en solucién convencional, en el cual se debe cumplir el establecimiento de un
equilibrio termodinamico instantaneo entre la fase de gas y el petrdleo a través del
proceso de agotamiento de presidn donde exista una regién entre la saturacion de
gas cero y la saturacion de gas critica, en la que no exista permeabilidad al gas,
quedando el gas entrampado en el medio poroso y por ultimo que la saturacion de
gas critica sea una propiedad fija del sistema roca/fluido y que no dependa del

gradiente de presion.
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Esto no ocurre en el caso de crudos extrapesados con caracteristicas
espumantes. Primero no se logra un equilibrio termodinamico, lo que se ha
evidenciado en los analisis de PVT en el laboratorio, ya que los crudos pesados
requieren mucha mas agitacion y mucho mas tiempo para llegar al equilibrio. Por
otro parte en los experimentos de agotamiento en el laboratorio se observa una
represurizacion, que puede ser debido a una liberacion adicional de gas del crudo
subsaturado, que si es producida demora la formacion de una fase continua de
gas en el medio poroso, lo cual puede interpretarse como una mejora al

mecanismo de recuperacion por gas en solucion.

En segundo lugar, en la regidn entre saturacion de gas igual a cero y saturacién
de gas critica, en la cual no existe permeabilidad al gas (en el caso de crudo
convencional), se tiene evidencia de que parte del gas liberado en forma de
burbuja no se adhiere al medio poroso, sino que viaja con el petréleo hacia los
pozos productores, mejorando de esta manera la recuperacion final, debido a la

demora en la formacién de una fase continua de gas.

En tercer lugar, la saturacion critica de gas no es una propiedad fija de la roca sino
que depende del gradiente de presion, mostrando que mientras el gradiente de

presion aumenta, la saturacion de gas critica disminuye.

En conclusién, el mecanismo de petrdleo espumante involucra tres fendmenos:
supersaturacién, formacion de burbujas que no se adhieren al medio poroso
viajando con el petroleo y saturacion de gas critica dependiente del gradiente de
presion. Estos tres fendmenos ocasionan una mayor recuperacion final que en un

mecanismo de empuje por gas en solucién convencional.

Cabe destacar que todo lo dicho anteriormente, no se tiene mucha informacién al
respecto y existen opiniones encontradas en cuanto a cuales caracteristicas de
yacimiento y cuales practicas de produccion promueven o suprimen el mecanismo

de petroleo espumante y mas aun sobre el mecanismo como tal.
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1.1.4 Empuje por expansion de la capa de gas'?

Los yacimientos que originalmente tienen una capa de gas de tamario significativo,
o aquellos en la que la misma se forma de tipo secundario por segregacion
gravitacional del gas que ha salido de solucién, almacenan una fraccion
significativa de energia en dicha capa a través de la compresibilidad del gas libre

presente.

En los yacimientos con capa de gas primaria o secundaria, el gas, por su gran
compresibilidad, representa energia acumulada para inducir la produccion de
hidrocarburos. La capa de gas se expande a medida que se produce el petroleo
del yacimiento, lo cual ocurre bajo el tipo de desplazamiento conceptualmente
semejante a un piston. A medida que se reduce la presion en la zona petrolifera, el
gas tiende a expandirse y desplaza liquido hacia las zonas de menor presion,

donde ocurre la produccién.

En estos casos son aconsejables, preferencialmente, los pozos buzamiento abajo
con menor relacion gas/petroleo, cerrando progresivamente los pozos que vayan

siendo invadidos por la expansion de la capa de gas.
1.1.5 Empuje de agua'?

En sus condiciones originales, muchos yacimientos de hidrocarburos
subsaturados o saturados muestran contacto con un cuerpo de agua o acuifero.
Cuando existe suficiente agua para reemplazar el volumen de petréleo producido,

el yacimiento tiene un empuje de agua activo.

El acuifero puede presentar diferentes caracteristicas. Por ejemplo, puede ser un
acuifero confinado o cerrado que no tiene contacto con fuente externa alguna, o
puede tener un extenso afloramiento que permite que fuentes externas de agua

mantengan inalterable su capacidad de aporte de energia expulsiva. La extension
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del acuifero puede ser tantas veces mas grande que el yacimiento, que puede
considerarse infinito. En todos los casos, el agua depositada y acumulada, a
presion en el acuifero, es capaz de expandirse, aportar y transmitir parte de esa
energia al yacimiento, a lo largo y ancho de la interfase agua/petréleo, al reducirse

la presion debido a la produccién acumulada de liquidos.

La expansion del agua barre o desplaza los hidrocarburos hacia los pozos que

drenan al yacimiento.
1.1.6 Mecanismo de Segregacion®

En yacimientos con estructuras geoldgicas elevadas conteniendo petroleo y gas,
estos pueden existir como fases estratificadas o segregadas. Por ejemplo una
zona de petréleo puede estar sobrepuesta por una capa de gas. En este tipo de
yacimiento, permeabilidad vertical baja o la presencia de lutitas u otras zonas
impermeables suprimen el flujo de petrdleo y gas asociado con procesos de
drenaje por gravedad. El mecanismo primario de empuje es la expansioén de la
capa de gas. Aunque el agotamiento de la capa de gas a través de conificacion u
otras maneras es perjudicial, este tipo de yacimiento es a menudo un candidato

para mantenimiento de presion a través de inyeccién de gas en la capa de gas.
1.1.7 Drenaje por gravedad?

El desarrollo y expansion de la capa de gas sobre una zona de petroleo puede
resultar de un activo proceso de segregacion de fluido en el cual el petréleo migra
hacia abajo debido a la gravedad y el gas hacia arriba por efectos de flotabilidad.
En este tipo de yacimiento la permeabilidad vertical debe favorecer el movimiento
de hidrocarburos, y el volumen de gas moviéndose hacia arriba debe ser igual a la
cantidad de petréleo moviéndose hacia abajo. La tasa de segregacion de fluido se
incrementa en tanto la movilidad del petroleo se acerca a la del gas. El

agotamiento de la capa de gas a través de conificacidon u otras maneras va en

8
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detrimento de la ejecucion del yacimiento porque este tipo de yacimiento no es un

candidato para la inyeccién de gas dentro de la capa de gas.
1.2 Recuperacion Secundaria

En la recuperacion primaria de petréleo, la energia natural del yacimiento desplaza
el petréleo para producirlo a través del pozo. Muchos métodos que mejoran la
produccion de petréleo mas alla de la recuperacion primaria son referidos como
recuperaciéon mejorada de petréleo (EOR) por sus siglas en inglés. Los procesos
qgue no envuelve reaccion quimica entre el fluido inyectado y el petréleo en sitio,
son llamados métodos de recuperacion secundaria. Técnicas de mantenimiento de
presion tales como inyeccién de agua y de gas son los procesos secundarios mas

ampliamente aplicados.
1.2.1 Mantenimiento de presién con Inyeccién de agua’

Durante la inyecciéon de agua (waterflooding), operadores inyectan agua para
aumentar el recobro durante las etapas finales de la operacién de recuperacion
primaria. Cuando la inyeccidbn de agua es usada, puede ocurrir la irrupcion
temprana del agua en el pozo si el agua se canaliza a través de las zonas de
mayor capacidad de flujo (K*h). Si el agua es mas movil que el petrdleo puede

ocurrir adedamiento.

El desarrollo del frente de agua puede ser predecido basandose en las mismas
técnicas usadas para predecir influjo natural de agua, pero calculos adicionales
son requeridos para la prediccion del patron de inundacion e indices de eficiencia.

1.2.2 Mantenimiento de presién por inyeccion de gas'

Los operadores usan la inyeccion de gas tanto para mantener la presién en el

yacimiento a un nivel deseado como para complementar la energia natural del
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yacimiento, reinyectando el gas producido. Operaciones de mantenimiento parcial
o total de la presion pueden incrementar la recuperacion de hidrocarburos y
mejorar el rendimiento del yacimiento. Sin embargo al igual que los métodos de
inyeccion de agua, la irrupcion temprana de gas, causada por canalizacién o

adedamiento, puede ocurrir.

1.2.3 Inyeccién de vapor

Consiste en inyectar vapor a un pozo productor de petréleo con la finalidad de
disminuir la viscosidad del crudo y aumentar las tasas de produccion. Es un
mecanismo de recuperacion secundaria eficiente en yacimientos de crudos

pesados.

Existen dos tipos de inyeccion de vapor: continua y alternada.

La inyeccién de vapor continua consiste en inyectar vapor en uno o varios pozos y
crear un frente de desplazamiento del petréleo, mientras que la inyeccion
alternada de vapor es un proceso mediante el cual se inyecta vapor durante un
periodo determinado de tiempo (ciclos), luego se deja actuar al vapor, es decir, el
yacimiento se deja en remojo, de esta manera el calor inyectado se distribuye
adecuadamente, reduciendo significativamente la viscosidad del crudo.
Finalmente, luego del periodo de remojo se abre el pozo a produccion,
l6gicamente cambiando la completacion y generalmente el pozo fluye

naturalmente.

Al momento de abrir el pozo a produccion, generalmente existira un alto corte de
agua, el cual disminuye rapidamente dando paso al petréleo. Esto genera una
caida de presion, lo que causa que el crudo frio del yacimiento pase por la roca
caliente. El intercambio de calor calienta el crudo y enfria la roca, por lo que, junto
a la caida de presion ocasionan que las tasas declinen. El ciclo se repite cuando la

tasa llega al limite econdmico, o cuando ya no fluye el petroleo naturalmente.
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CAPITULOII
PROBLEMATICA DEL AGUA

2.1 ORIGENES DEL AGUA®

El agua se encuentra presente en todos los campos petroleros siendo éste el
fluido mas abundante. Si bien es cierto que ningun operador quiere producir agua,
hay aguas que son mejores que otras. Con respecto a la produccién de crudo, es
fundamental distinguir entre el agua de barrido, el agua buena (aceptable) y el

agua mala (o excesiva).

Agua de “barrido”. Proviene de un pozo inyector o de un acuifero activo que
contribuye al barrido del petréleo del yacimiento. El manejo de este tipo de agua
es una parte fundamental del manejo del yacimiento y puede constituir un factor

determinante en la productividad de los pozos y de las reservas finales.

Agua “buena”: es el agua producida dentro del pozo a una tasa inferior al limite
economico de la relacion agua/petroleo (RAP). Es consecuencia inevitable del flujo

de agua a través del yacimiento, y no se puede eliminar sin perder parte de las

reservas.
A
1.0 RAP-Limite
RAP B| o
| - ]
A D

Figura 2.1. Variaciones de las RAP en un yacimiento
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El control de agua se hace para aumentar la productividad del pozo y las reservas
potenciales. Como ocurre en la mayoria de los pozos maduros, la relacién
agua/petroleo (RAP) aumenta con la produccion (A), ver figura 2.1, debido al
aumento de la cantidad de agua. Finalmente, el costo del manejo del agua se
acerca al valor de la produccion de petréleo y al “limite econémico” de la RAP (B).
La metodologia y la tecnologia del control del agua reducen la produccion de agua
del pozo (C), lo cual permite continuar la produccion econdémica del crudo. El
control del agua trae aparejado el incremento de la recuperacién econémica del

pozo (D).

Dado que el agua buena, por definicion, produce petroleo junto con ella, se
deberia tratar de maximizar su produccién. Para reducir los costos implicitos, el

agua deberia eliminarse tan pronto como fuese posible.

Agua “mala’: el agua mala se puede definir como el agua producida dentro del
hoyo, que no produce petréleo, o bien cuando la produccién de petrdleo no es
suficiente para compensar el costo asociado con el manejo del agua, es decir, es

agua producida por encima del limite econdmico de la RAP.

2.2. FUENTES DE PROBLEMAS QUE GENERAN EXCESIVA PRODUCCION
DE AGUA

Para aplicar un método de control de agua en un pozo o yacimiento, es imperativo

en primer lugar conocer en forma precisa la causa que origina el problema.

Los distintos problemas que pueden presentarse durante la vida productiva del
pozo y que pueden ocasionar excesiva produccion de agua son clasificados de
acuerdo a si se presentan en las cercanias del pozo o problemas relativos al

yacimiento.
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2.2.1 Problemas en las cercanias del pozo

Los problemas en las cercanias del pozo son aquellos relacionados con la
completacion del mismo y problemas mecanicos que traen como consecuencia la

produccion de agua y entre ellos se encuentran:

= Filtracion en el revestidor, tuberias de produccion o empacaduras.
= Canalizacion detras del revestidor.

» Ruptura de barreras.

» Restos, escamas y depdsitos de bacterias.

= Completaciones dentro o cerca del agua o el gas.

2.2.1.1 Filtracion en el revestidor'>®

Las filtraciones a través del revestidor, la tuberia de produccién o las empacaduras
permiten que el agua o el gas proveniente de zonas que no producen
hidrocarburos, ingresen en la columna de produccién. La deteccion de los
problemas y la aplicaciéon de las soluciones correspondientes dependen de la

configuracion del pozo (ver figura 2.2)

Los registros basicos de produccion tales como temperatura, densidad de fluido, y
medidor de flujo (flowmeter) pueden ayudar individualmente o en combinacion a
localizar donde varios fluidos estan entrando al pozo. En los pozos de mayor
complejidad puede ser necesario contar con registros de flujo de agua o perfilaje

multifasico de fluidos.

Los registros de evaluacion de revestidor son usados para encontrar hoyos,
grietas o deformaciones que podrian permitir que fluidos indeseados entren al
pozo. Los registros también detectan condiciones de corrosidén que podrian
eventualmente causar filtracion. También se pueden comparar analisis del agua

producida y de formaciones cercanas para localizar la fuente de la filtracion.
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Figura. 2.2. Filtracién a través del revestidor

Las soluciones habituales para este tipo de problema incluyen la inyeccion forzada
de fluidos sellantes y el cegado mecanico por medio de tapones, cemento o
empacadores. Cuando existe este tipo de problema, conviene aplicar la tecnologia

de cegado del agua dentro del revestidor, que es de bajo costo.

2.21.2 Canalizacién detras del revestidor'>®

Canales pueden desarrollarse detras del revestidor a lo largo de la vida del pozo,
siendo mas propensos a ocurrir inmediatamente después de que el pozo es
completado o después de que el pozo es estimulado, por lo que la produccion
inesperada de agua en esos dos momentos indica fuertemente que un canal

puede existir.
Los canales en el espacio anular-revestidor-formacién puede resultar de una
pobre adherencia cemento-revestidor o cemento-formacion o que se cree un vacio

detras del revestidor cuando se produce arena.

El influjo de fluido solo puede ser prevenido si técnicas de desplazamiento

adecuadas son usadas (ver figura 2.3)
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Figura 2.3. Canalizacion detras del revestidor

El influjo de gas o migracion de fluido a través de la columna de cemento no
fraguado ocurre porque la lechada no puede mantener el sobrebalance de presion
mientras el cemento esta en una fase de gel, lo cual permite la percolacion de gas
para formar un canal de gas. Una vez que la lechada esta en sitio esta comienza a
desarrollar una fuerza de gel estatica. El desarrollo de la fuerza de gel inhibe a la
lechada de transmitir presion hidrostatica y combinado con la reduccion del

volumen por hidratacion/pérdida de fluido, el resultado es la migracién de gas.

El influjo de gas también puede ocurrir después de que el cemento se ha
fraguado. Este tipo de migracion de gas se piensa que puede ocurrir del
desplazamiento pobre o de la mala adherencia de tuberia-cemento-formacion. En
el caso de desplazamiento pobre, el flujo de gas deshidrata el fluido de perforacion
que el cemento no puede desplazar y resulta en un camino altamente permeable
para la migracion del gas. Operaciones de reacondicionamiento pueden romper la
adherencia cemento-revestidor, que puede resultar en un camino para la
migracion de fluidos. El uso de buenas practicas de desplazamiento y cementos

expansivos deberian ayudar a resolver los problemas de migracién de gas.

Una vez que el pozo ha sido cementado, los registros de cementacion ayudan a

determinar la efectividad de la misma. Los registros generados deben ser
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interpretados y esta interpretacién es histéricamente usada como la base del
trabajo correctivo. La data de estos registros proveen informacién sobre la

adherencia del cemento a la tuberia y la calidad del sello en el anular.

Registros de temperatura pueden exhibir desviacién del gradiente geotérmico,
cuando el pozo es entubado indica migracion de fluido detras de la tuberia. Una
zona con una alta temperatura anormal, indica que el fluido esta migrando hacia
arriba, mientras que temperaturas anormalmente bajas indican que el fluido esta

migrando hacia abajo.

La solucion principal consiste en el uso de fluidos de cegado, que pueden ser
cementaciones forzadas de alta resistencia, fluidos a base de resinas colocados
en el espacio anular, o fluidos a base de geles de menor resistencia colocados en
la formacion para detener el flujo dentro del espacio anular. El emplazamiento de

los mismos es muy importante, y por lo general, se realiza con tuberia flexible.

2.2.1.3 Ruptura de barreras’

Aun cuando barreras naturales, tales como densas capas de lutitas, separan las
diferentes zonas de fluidos y existe una buena cementacion, las lutitas pueden
moverse y fracturarse cerca del pozo. Como resultado de la produccién, la presion
diferencial a través de esas lutitas permite que el fluido migre a través del pozo
(ver figura 2.4). A menudo este tipo de falla estd asociado con trabajos de
estimulacién, donde fracturas pueden romper las capas de lutitas, o acidos pueden

disolver canales a través de estas.

Registros de temperatura pueden ser usados para detectar este tipo de

problemas.
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Figura 2.4. Ruptura de barreras

2.2.1.4 Restos, escamas y depdsitos de bacterias’’

Restos, escamas y bacterias depositadas en las perforaciones o en la regién
alrededor del hoyo de un inyector pueden restringir el flujo a través de las
perforaciones, decreciendo la inyectividad y posiblemente desviando el fluido
dentro de regiones indeseadas, las cuales deben corregirse previo a considerar la
aplicacién de una tecnologia de control de agua o de gas. La presencia de restos,
escamas o bacterias pueden también indicar que existen canales preferenciales

de permeabilidad o flujo cruzado.

Comparando los analisis de agua de inyecciéon y fluidos del yacimiento es un
excelente camino para determinar la posibilidad de problemas de restos. Todos los
fluidos inyectados en el pozo deben ser evaluados por la posibilidad de introducir
bacterias a la pared de la formacion. En adicion a los resultados de los analisis de
agua, los problemas de escamas también pueden ser detectados con video en el

hoyo.
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2.2.1.5 Completacion dentro o cerca de la zona de agua o gas’

La completacién dentro de un fluido indeseado permite que el fluido sea producido
inmediatamente. Aun cuando las perforaciones estén por encima del contacto
agua/petréleo o por debajo del contacto gas/petréleo, la proximidad a cualquiera
de estos dos contactos permite la produccion de estos fluidos indeseados, a través
de conificacion o cresta. Los ingenieros deben reexaminar la data de nucleos, los
reportes diarios de perforacidn y registros a hueco abierto para determinar el punto
limite al que el agua es movible. La data de registros de resistividad y porosidad,
por ejemplo pueden ser combinados para determinar la localizaciéon de zonas de

agua.
2.2.2 Problemas relativos al yacimiento
Entre los problemas relativos al yacimiento se encuentran:

» Contacto agua/petréleo dinamico.

= Conificacion y cresta.

= Canalizacion a través de zonas de mayor permeabilidad.

= Adedamiento.

» Fracturas fuera de la zona.

= Comunicacion de fracturas entre el pozo inyector y el productor.

» Pérdida de comunicacion entre productor e inyector.
2.2.21 Contacto agual/petréleo dinamico®
Si un contacto agua/petroleo uniforme asciende hacia una zona abierta de un pozo
durante la produccién normal por empuje de agua, puede existir produccién de

agua indeseada. Esto ocurre en lugares donde existe una permeabilidad vertical

muy baja.
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Dado que el area de flujo es extensa y que el contacto asciende lentamente,
puede incluso ocurrir en casos en que las permeabilidades relativas intrinsecas
son sumamente bajas (menos de 0.01mD). En los pozos con mayores
permeabilidades verticales (K, > 0.01 Ky), es mas probable encontrar conificacion

de agua y otros problemas.

En un pozo vertical, este problema se puede resolver faciimente por abandono del
pozo desde el fondo utilizando algun sistema mecanico, como un tapén de
cemento o un tapon colocado por medio de cable de acero. Si el contacto
agua/petroleo (CAP) se desplaza muy por encima de la parte superior del tapén,

sera necesario realizar un segundo tratamiento.

En los pozos horizontales, cualquier solucién que se aplique en las cercanias del
hueco se debe extender bastante en todas las direcciones con respecto al
intervalo productor de agua para impedir que el flujo de agua horizontal supere los
limites del tratamiento y retardar la consiguiente invasion de agua. Como
alternativa se puede considerar una desviacion de la trayectoria una vez que la
RAP resulte intolerable desde el punto de vista econémico.

2.2.2.2 Conificacion y cresta (cusping)’>®

La conificacion de fluido (en pozos verticales) y la cresta (en pozos horizontales),
es debida a la reduccion de presion cerca de la zona de completacion del pozo.
Esta reduccion de presion extrae agua o gas de una zona adyacente o conectada
hacia la completacion (ver figura 2.5) y ocurre mayormente en una formacion cuya

permeabilidad vertical es relativamente elevada.

El fendbmeno de conificacion depende de la distancia existente entre el contacto
agua/petroleo y la tendencia del agua para conificar es inversamente relativa a la
diferencia de densidades entre el agua y el petroleo, y directamente proporcional a

la diferencia de viscosidad y a la caida de presion en la cercania del pozo. Sin
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embargo la permeabilidad de la formacion y el espesor generalmente dictan la
extension del cono, debido a que formaciones de mayor permeabilidad tienen

mayores tasas de flujo y requieren menos caida de presion.

Eventualmente, el agua o el gas pueden irrumpir en la secciéon perforada,
reemplazando parte o toda la produccién de hidrocarburo. Una vez que la irrupcion
ocurre el problema tiende a tornarse peor, ya que altos cortes del fluido indeseado

son producidos.

La tasa critica de conificacion, que es la tasa maxima a la cual se puede producir
petréleo sin producir agua por conificacion, a menudo es demasiado baja para que
resulte econdmica. Aunque disminuir las tasas de produccion pueden reducir el

problema, no pueden solucionarlo.

Figura 2.5. Conificacion del agua

Registros de densidad de fluidos pueden ayudar a determinar el punto de entrada
del agua dentro del pozo. En adicion a estos, se pueden correr pruebas

adicionales de pozo para detectar la invasién del agua.
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En algunos casos, se propone colocar una capa de gel por encima del contacto
agua/petrdleo estacionario. Sin embargo, este método dificiimente podra detener
la conificacion, ya que se necesita un gran volumen de gel para provocar una
reduccion significativa de la RAP. Una creencia que se tiene cuando se tratan
problemas de conificacién con geles es que el gel solo entrara a las zonas de
agua en el fondo del pozo y en realidad esta situacion solo ocurre cuando el
petréleo es extremadamente viscoso y/o el gel es inyectado a una tasa

extremadamente baja’.

Por otro lado, resulta dificil colocar un gel en forma econdmica tan adentro de la
formacion. Cuando se realizan tratamientos de menor volumen, por lo general se
produce una rapida reinvasion del agua, a menos que el gel se conecte con lentes

de lutitas.

En lugar de colocar un gel, una alternativa conveniente consiste en perforar uno o
mas huecos laterales de drenaje cerca del tope de la formacién para aprovechar
la mayor distancia con respecto al CAP y la disminucién de la caida de presion,

que reducen el efecto de conificacion.

En los pozos horizontales, este problema se puede asociar con la formacién de
una duna o de una cuspide. En dichos pozos, puede ser posible al menos retardar
la formacion de la cuspide con una operacion de cegado cerca del hueco que se
extienda lo suficiente hacia arriba y hacia abajo, como en el caso de un CAP

ascendente.
2.2.2.3 Canalizacion a través de zonas de mayor permeabilidad’*®’

Canales de alta permeabilidad pueden permitir a los fluidos que estan manejando
la produccion de hidrocarburos irrumpir prematuramente en el pozo, dejando atras
produccion potencial de hidrocarburos en las zonas de baja permeabilidad, no

barridas (ver figura 2.6). Mientras el fluido desplazante barre las zonas de mas alta
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permeabilidad, la permeabilidad asociada a ese fluido llega a ser cada vez mas
alta, lo que se traduce en un incremento de las relaciones agua/petréleo o

gas/petroleo a lo largo de la vida del proyecto.

Figura 2.6. Canalizacion a través de zonas de alta permeabilidad

Para el caso de un proyecto de inyeccidon de agua en el cual se produce un barrido
areal ineficiente por la anisotropia areal de la permeabilidad, la solucién consiste
en desviar el agua inyectada fuera del espacio de los poros, que ya han sido
barridos por agua. Esto requiere un tratamiento de gran volumen o una inyeccién
continua de un elemento viscoso, o que normalmente resulta poco econémico. En
este tipo de situaciones, con frecuencia se logra mejorar la recuperacién mediante
la perforacion de pozos de relleno, si bien los tramos laterales de drenaje se

pueden utilizar para llegar al petréleo no barrido en forma mas econdémica.

Los pozos horizontales pueden atravesar zonas con diferentes valores de
permeabilidad y presion dentro de la misma capa, lo cual provoca un barrido areal
deficiente. También puede suceder que el agua invada sélo una parte del pozo
simplemente debido a su proximidad horizontal a la fuente de agua. En cualquiera
de los dos casos, es posible controlar el agua por medio del cegado en las
cercanias del hoyo y con una extension vertical lo suficientemente amplia con

respecto del agua.
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Trazadores (quimicos y radiactivos), pruebas de pulso e interferencia, sismica
pozo a pozo, simulacion numérica de yacimientos, modelos estocaticos,
descripcion del yacimiento y monitoreo del mismo, son usados para la deteccion

del canal.

Los trazadores, sismica pozo a pozo, las pruebas de interferencia y de pulso, son
usados para verificar comunicacion entre pozos y ayuda a determinar la capacidad
de flujo del canal. Modelos estocasticos, el monitoreo y la descripcion del
yacimiento verifican la localizacion de los fluidos en las formaciones. La data
disponible a través de la descripcién del yacimiento permite producir modelos mas
seguros de las formaciones y entonces simular el movimiento de fluidos a través
del yacimiento. Las variaciones de permeabilidad entre zonas pueden ser
reveladas por pruebas de nucleos o pruebas de flujo transiente de zonas

individuales.

2.2.2.4 Adedamiento®’

Desfavorables razones de movilidad (>1) permiten al fluido desplazante mas movil
(ya sea en recuperacion primaria o secundaria) adedarse y dejar atras grandes
cantidades de petréleo. Una vez que la irrupcion ocurre, muy poco petroleo
adicional puede ser producido (ver figura 2.7). El uso de agentes modificadores de
la movilidad como polimeros y espumas de alta propagacion pueden ser de

solucion a este problema.

Productor

Figura 2.7. Adedamiento
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2.2.2.5 Fracturamiento fuera de la zona'®’

Un inapropiado disefio o una ejecucion pobre de un tratamiento de estimulacién
quimica o por facturamiento hidraulico pueden causar que una fractura hidraulica
se genere en una zona de agua o de gas (ver figura 2.8). Si la estimulacién es
ejecutada en un pozo produciendo, una fractura fuera de zona puede ocasionar
una temprana irrupcion de agua o gas. Si el fracturamiento es realizado en un
pozo inyector, una fractura que conecte a la zona inyectada con un acuifero u otra
zona permeable puede revertir el fluido inyectado hacia el acuifero, ofreciendo

muy poca eficiencia de barrido en la zona de petrdleo.

Se pueden usar registros de temperatura, trazadores, y una detallada revision del

tratamiento para identificar este tipo de problemas.

Pruebas microfrac y registros sonicos de longitud espaciada (usualmente tomados
antes del tratamiento) ayudan a verificar la existencia de variaciéon de los
esfuerzos verticales que podrian ser lo suficientemente grandes como para que se

generen fracturas.

Estas fracturas pueden ser tratadas con un gel, lo cual resulta especialmente
efectivo en los casos en los que las fracturas no contribuyen a la produccion de
petréleo. Los volumenes de tratamiento deben ser lo suficientemente grandes
para cegar las fracturas a una distancia considerable del pozo. Sin embargo el
ingeniero de disefo se puede encontrar con tres dificultades. En primer lugar, es
dificil determinar el volumen del tratamiento porque se desconoce el volumen de la
fractura. En segundo lugar, como el tratamiento puede cegar las fracturas
productoras de petréleo, conviene efectuar un tratamiento con
sobredesplazamiento para mantener la productividad cerca del hueco. Por ultimo,
si se utiliza un fluido gelificado, éste debera ser capaz de resistir al flujo de retorno
posterior al tratamiento. En los casos de fracturas localizadas, convendra cegarlas

cerca del hoyo, sobre todo si el pozo se encuentra revestido y cementado. En
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forma similar, cuando las fracturas hidraudlicas penetran una capa de agua se
produce un deterioro de la produccion. Sin embargo, en estos casos se conoce
mejor el problema y el medio circundante y resulta mas facil aplicar las soluciones
adecuadas, como por ejemplo, los fluidos de cegado.

Figura 2.8. Fracturas fuera de zona
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CAPITULO llI
TECNICAS DE DIAGNOSTICO PARA EL CONTROL DEL AGUA °7

En el pasado, se consideraba que el control del agua no era mas que la simple
colocacién de un tapén acompanado por una operacion de cementacion, o bien un
tratamiento con gel en un pozo. Esto queda demostrado con la gran cantidad de
trabajos técnicos en los que se describen los tratamientos y los resultados con
poca o ninguna referencia a la geologia, al yacimiento o al problema de control del

agua.

El factor clave es el diagnéstico, es decir, poder identificar el problema especifico

que se presenta. Los diagndsticos de pozos se utilizan de tres maneras:

e Para seleccionar los pozos que podrian necesitar un sistema de control del
agua.

e Para determinar el problema de agua de manera que se pueda seleccionar un
método de control 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 diagnéstico de la fuente del problema asociado a una
excesiva produccion de agua, es necesario en primer término, recolectar la

informacion disponible, como'?;

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.
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e Registros de completacion.
e Registros de pozos.

e Pruebas de pozo.

Historia de produccion: La historia de produccién 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 examinacidon 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 revisiobn 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 produccion indeseada.

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 produccion indeseada.

Registros de perforacion: Las zonas de pérdida de circulacién 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 completacion pueden indicar donde

difieren los resultados de cementacién con lo planeado, por ejemplo: diferencias

en los topes de cemento, ademas pueden mostrar donde los trabajos de
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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, correlacidn 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 cementacidn y estimulacion), evaluar integridad del

revestidor y diagndstico 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 comunicacién entre pozos.

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

obtener un buen diagnostico de la fuente del problema.

A continuacion 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.

3.1 REGISTROS DE POz0s"%'01112

3.1.1 Registros de cementacioén (Perfil CBL/VDL)

El perfil de cementacion CBL (Cement Bong Log) es un registro continuo de la

amplitud de la primer onda de sonido que llega al receptor a través de la tuberia.
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La figura 3.1 muestra un diagrama esquematico de la sonda dentro del pozo y el

caso general del camino mas rapido para la seial.

Tuberia

= CE
TRANSMISOR E}\ CEMENTO

< CAMINO
i MAS RAPIDO
RECEPTOR A 3 PIES | [}

RECEPTOR A 5 PIES | [T} =~ FORMACION

Figura 3.1. Viaje de la onda de sonido a través de la tuberia.

La amplitud de la primera onda que llega al receptor varia segun las condiciones
de cementacion de la tuberia: esta es maxima cuando la tuberia esta libre y

minima frente a una tuberia perfectamente cementada.

Experimentos del laboratorio han mostrado que la atenuacion, expresada en
db/pie, es proporcional al porcentaje de circunferencia de tuberia cementada. Una
disminucién en la atenuacion a valores menores que al 70-80% de la maxima
atenuacion puede indicar problemas de cementacion. La respuesta de la
herramienta depende del espaciamiento transmisor-receptor. La figura 3.2 muestra
la variacion de la amplitud registrada en una tuberia de siete pulgadas en
diferentes condiciones de cementacién y para diferentes espaciamientos. De la
figura se desprende que se obtiene un mayor rango dinamico y linealidad con

espaciamientos mas pequenos. El limite inferior para la seleccion del
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espaciamiento es la distancia en la cual la sefial que viaja en forma directa a

través del fluido del pozo interfiere con la sefial proveniente de la tuberia.

Conjuntamente con el CBL se registra la densidad variable de ondas VDL
(Variable Density Log). Esta es una presentacion cualitativa del tren completo de
ondas que llega hasta un receptor ubicado a 5 pies del transmisor. El grado de
oscuridad de la onda registrada aumenta con la amplitud de la onda positiva; la
parte negativa es registrada en tono claro. La figura 3.2 muestra la
correspondencia entre el VDL y el tren de ondas. Se utiliza el receptor lejano (a 5
pies del transmisor) para poder discriminar mejor entre ondas de tuberia y ondas
de formacion. Generalmente la velocidad del sonido en la formacidén es menor que
en la tuberia y al utilizar un mayor espaciamiento se permite una mejor separacion

entre ambos trenes de ondas.
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Figura 3.2. Correspondencia entre el tren de ondas y el VDL.

El VDL es muy util para confirmar la interpretacion del CBL y para reconocer
condiciones inusuales en las cuales la interpretacion del CBL es dificil o imposible,

por ejemplo cuando:
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e La primera onda que llega al receptor de 3 pies proviene de la formacién y no
de la tuberia, lo que ocurre cuando la velocidad del sonido en la formacion es
mayor que en la tuberia.

e Existe un microanillo entre la tuberia y el cemento (el CBL es pesimista en
estos casos).

e Existe un contacto pobre entre el cemento y la formacion.

La figura 3.3 resume la interpretacion que se realiza con el CBL/VDL analizando

las amplitudes de las ondas de formacion y de tuberia.
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Figura 3.3. Guia para la interpretacién del perfil CBL/VDL.

En general se debe recordar que:

e Senales fuertes de tuberia implican mala adherencia del cemento a la tuberia.
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e Senales débiles de formacion indican mala adherencia cemento/formacion o

mucha atenuacion en la formacion.
3.1.2 Registro ultrasénico

El concepto fundamental de este perfil se basa en la medicion obtenida por hacer
resonar el espesor del revestimiento, la cual se logra con la emision de pulsos
ultrasonicos. La energia acustica viaja radialmente hacia la pared de la tuberia
donde la mayoria se refleja y el resto se transfiere hacia el exterior, lo que se
traduce en sucesivas ondas de reflexion de amplitud cada vez menor. Este
decaimiento en la amplitud de onda depende directamente de la impedancia
acustica del material localizado fuera de la tuberia. Esta dependencia permite

distinguir entre gas, liquidos y cemento.
3.1.3 Registro Ultrasénico de imagenes®

Esta herramienta emite pulsos ultrasonicos de alta frecuencia para hacer resonar
al revestimiento en su espesor. Estos pulsos rebotan de un lado a otro dentro del
revestimiento. Entonces la herramienta detecta las resonancias y registra las
senales (ver figura 3.4). Un procedimiento de frecuencias muy sofisticadas es
aplicado para grabar las sefales y asi obtener imagenes de altas resoluciones en

tiempo real.

La herramienta utiliza un traductor rotatorio que actua como transmisor y receptor
y mide directamente la impedancia acustica del medio detras del revestimiento,
realizando asi imagenes de las condiciones del cemento utilizado para lograr
aislamiento de las zonas productoras. Esta herramienta también provee valiosa

informacion de las condiciones del revestimiento por efecto de la corrosion.
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< Traductor

Figura 3.4. Esquema para la emision de pulsos de alta frecuencia

La herramienta mide la velocidad e impedancia acustica del fluido dentro del
revestimiento. La velocidad de los fluidos es utilizada para determinar el radio
interno del revestimiento. La impedancia acustica de los fluidos es requerida por el
algoritmo procesador de la sefal, la cual determina exactamente la impedancia del

cemento.

Beneficios

e Proceso hecho en tiempo real.

¢ Informacion de alta calidad.

e Interpretacion exacta, ya que la impedancia acustica es independiente de
los cambios de espesor que pueda experimentar el revestimiento.

¢ Reduce la sensibilidad para la reflexiéon de las formaciones.

¢ No necesita ajuste por efectos de temperatura y presion, debido a que la

herramienta realiza sus mediciones de velocidad e impedancia en sitio.
3.1.4 Perfil de induccién
Este registro se fundamenta en campos electromagnéticos y en corrientes
inducidas. Para su funcionamiento el registro utiliza bobinas en vez de electrodos,

este tipo de perfil puede ser corrido en lodos no conductivos. Para este tipo de

perfil existen dos modalidades diferentes, las cuales son el registro de induccién
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eléctrica |EL (Induction Electrical Log) y el doble induccién DIL (Dual Induction

Log).

Este tipo de registro fue disefiado para medir la resistividad de la formacion (Rt),
disminuir la influencia de la zona invadida y para ser utilizado en lodos a base de

petroleo y agua.

3.1.5 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 (ver figura
3.5).

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
forma 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 tuberia.
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Perfilaje de Flujo de Agua
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Figura 3.5. Dibujo esquematico del registro de flujo de agua.

3.1.6 Registro de saturacion (Carbono/Oxigeno)

Este tipo de registro fue desarrollado a finales de los afios 70, sin embargo su
introduccion en la industria petrolera se vio limitada o truncada por su baja
velocidad de perfilaje y su alta sensibilidad a las condiciones del pozo. Pero con el
desarrollo de la misma, fue posible su introduccion en los afios 90 con

herramientas mas sofisticadas que sus antecesores.

El perfil de saturacion se basa en la medicion de los rayos gamma emitidos por los
distintos elementos que constituyen a la formacién, cuando estos son sometidos a
un continuo bombardeo de neutrones de altisima energia. Vale resaltar que cada
elemento emite rayos gamma distintos, lo cual hace muy valioso el uso de este
perfil para determinar los tipos y cantidades de elementos presentes en las
formaciones evaluadas. Estas informaciones pueden convertirse en datos sobre el

tipo y saturacion de los fluidos de la formacion.
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La interaccion entre los neutrones emitidos y los elementos de la formaciéon puede

ser de tres tipos:

Inelastica: la cual se produce con nucleos de menor masa que la del neutrén,
originando la emision de rayos gamma que son una medida directa de la
relacion entre las concentraciones de carbono y oxigeno. Una alta relacion de
carbono y oxigeno (C/O) representa la presencia de petréleo en la formacién

mientras que una relacion baja de C/O representa una zona de agua o gas.

Elastica: se produce con la interaccién de neutrones. Debido a esta interaccion
los neutrones pierden energia que es registrada por la herramienta,
traduciendo esta data posteriormente a una medida de la concentracion de
hidrogeno en la formacién. Otro punto importante de este tipo de registro, es
que la mayor cantidad de hidrégeno proviene de los fluidos presentes en la
formacion y por lo tanto es posible conocer la porosidad de la formacion bajo

evaluacion.

Absorcion o captura del neutrdn: este tipo de choque provoca la emision de
rayos gamma que son la medida de la concentracién de elementos como el
hierro, calcio, azufre, silicio y cloro. Estas mediciones son fundamentales para
una determinacion 6ptima de la saturacion de agua, ademas la distincion del

calcio y el silicio permiten determinar litologia.

Este perfil permite conocer la distribucion actual de las saturaciones en los

alrededores del pozo y de esa manera conocer los contactos.

3.1.7 Registro de Produccién

Este registro es comunmente conocido como PLT (“Production Logging Tool”), el

cual consta de cinco registros individuales cuyas combinaciones resultan en
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poderosas respuestas para obtener informacion 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:

¢ Registro “Flowmeter”.

e Registro de Ruido.

e Registro de Temperatura.

e Registro Gradiomandémetro.

e Registro de Presion.

3.1.7.1 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 este pasando el fluido a

través de ella.

La herramienta esta disefiada para diferentes tamafos de revestimientos, asi
como también para realizar mediciones precisas en pozos desviados y de baja
velocidad.

3.1.7.2 Registro de ruido

Se usa para oir ruidos producidos en el fondo del pozo, obteniéndose niveles de

ruido y su distribucion en frecuencias. Entre las principales aplicaciones de la
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herramienta se tiene la deteccion de roturas en la tuberia de produccion,

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

El principio de medida se basa en las variaciones minusculas de presién captadas
por el hidrofono 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.

3.1.7.3 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 deteccién de

anomalias.

Las aplicaciones principales son: la localizacion de entradas de fluido,
determinacién de posibles flujos detras del revestidor, deteccion de anomalias y

correccion de las medidas de presion.

Su principio se basa en la exposicion 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 presién 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
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esta variacion con respecto a la ubicacion, se puede esperar comunmente que el

rango del gradiente se encuentra 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 3.6, en la cual se puede observar el perfil desde el fondo, donde la
temperatura sefalada 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.

Este registro puede ser utilizado con combinacién de otros registros de produccién
lo cual resulta en una valiosa informacion para identificar la presencia y direccion
de canales por detras de la tuberia, en cualquiera de sus modalidades, es decir, si

el canal tiene forma descendente o ascendente.

Perfil de temperatura Perfil del flowmeter

Aumentao de la tasa de flilio

Asintota

Grad. urva registrada

pepipunjoid

SN

Temberatura

Figura 3.6. Esquema de deteccion para la entrada de un fluido por medio de un

registro de temperatura y un flowmeter.
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3.1.7.4 Registro Gradiomanémetro

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 medicién 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 precisién 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.
3.1.7.5 Registro de Presiéon

Esta herramienta realiza una medida continua de la presiéon dentro del pozo,
parametro indispensable junto con la temperatura, para el calculo de los

volumenes y tipo de fluidos producidos por cada intervalo.
3.1.8 Registro combinable de resonancia magnética'?

Esta herramienta resulta de gran ayuda para la evaluacion de formaciones ya que
es el unico registro capaz de medir un indice de fluido libre. Esta medicion permite
diferenciar aquellas zonas que tendran produccion de hidrocarburos de otras que
no produciran y también detectar las zonas productivas previamente inadvertidas

en yacimientos complejos y dificiles de evaluar.

Esta herramienta provee un registro continuo con una excelente resolucion
vertical. Las investigaciones de laboratorios y las pruebas de campo han
demostrado la confiabilidad de esta herramienta para obtener informacion en

términos de productividad, permeabilidad y corte de agua.
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Esta herramienta posee una tecnologia de resonancia magnética nuclear, la cual
le permite una resolucién vertical de la herramienta de 6 pulgadas. Esto le permite
identificar zonas permeables muy delgadas. Ademas, es mucho mas corta y
liviana que las herramientas de generaciones previas y se puede combinar con
otras herramientas de registros, lo cual se traduce en menores tiempos de trabajo

con taladros de perforacion.

La mejora en la precision de las mediciones se debe a que el conjunto de iman y

antena estan montados sobre un patin que se aplica contra la pared del pozo.

Beneficios de la herramienta

e Los datos de distribucion del tamafo de poro mejoran la prediccion de
permeabilidad y productividad.

e Su alta resolucion permite detectar capas delgadas.

¢ La medicion de la porosidad es independiente de la litologia.

e El montaje de los sensores en un patin permite la evaluacion de huecos
agrandados y de pozos altamente desviados.

e Las mediciones son independientes de la conductividad del lodo, lo que
permite que la herramienta pueda correrse en pozos perforados con cualquier
tipo de lodo.

e La menor longitud y la posicion de los sensores requieren una camara de fondo

menor, ahorrando tiempo de perforacion.
Esta herramienta se encuentra en el mercado bajo el nombre de CMR

(Combination Magnetic Resonance) por Schlumberger. En la figura 3.7 se

presenta un dibujo esquematico de la herramienta.
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Figura 3.7. Esquema de la herramienta CMR.

Las imagenes permanentes montadas en el patin de la herramienta CMR generan
un campo magnético poderoso que alinea los protones de hidrégeno presentes en
la formacion. La antena transmite un pulso que provoca una rotacién de los
protones de 90° con respecto a la direccion del campo magnético. Los protones
inician un movimiento de precision, creando una sefal detectada por la antena
entre pulso y pulso. La constante de tiempo de la rapidez de pérdida de energia de
estas sefales se llama tiempo de relajacién transversal T, la cual es funcién de la

distribucion del tamafio de poro de la formacion (ver figura 3.8).
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Figura 3.8. Seccion transversal del patin, diagrama de protones y

graficos Ts.
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El tiempo de medicion de relajacion transversal del registro (T,) es directamente
proporcional a la porosidad y la velocidad de decaimiento se relaciona al tamafo
de poro. Tiempos de relajacion cortos indican poros pequefios y permeabilidad
baja, mientras que tiempos mas largos indican poros mas grandes con
permeabilidadades generalmente mas altas. Estas dos muestras tiene mas o
menos la misma amplitud T, lo cual indica caracteristicas de porosidad similares,
pero los tiempos de relajacion considerablemente diferentes identifican claramente

la muestra cuya permeabilidad es mas alta (ver figura 3.9).

Figura 3.9. Tiempo de relajacién de la herramienta.

3.2 GRAFICOS DE RECUPERACION®

El grafico de recuperacion es un grafico semilogaritmico de la RAP con respecto a
la produccion acumulada de petroleo. La tendencia de produccién se puede
extrapolar al limite econdmico de la RAP para determinar la produccion de
petréleo que se obtendra si no se toma ninguna medida para controlar el agua (ver
figura 3.10). Si la produccién extrapolada es aproximadamente igual a las reservas
esperadas para el pozo, quiere decir que el pozo produce un nivel de agua
aceptable y no se necesita ninguna medida de control de agua. Si este valor es

mucho menor que las reservas recuperables esperadas, significa que el pozo esta
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produciendo agua que no es aceptable y de existir suficientes reservas para
compensar el costo de la intervencion, se deberia considerar alguna medida de
reparacion.

A
RAP- Limite econémico
-9
% ﬁ JAN
E Ai A
.E A
: B Aﬁa

Petroleo acumulado Bbls

Figura 3.10. Limite de RAP

3.3 GRAFICO DE LA HISTORIA DE PRODUCCION?®

Es un grafico doble logaritmico de tasas de petrdleo y agua con respecto al
tiempo. Por lo general, los pozos en los que conviene aplicar un sistema de control
del agua muestran un aumento de la produccion de agua y una disminucion de la
produccion de petrdleo en forma casi simultanea. También existe un grafico de
analisis de la curva de declinacién, el cual es logaritmico de la tasa de produccion
de petréleo con respecto al petroleo acumulado. El agotamiento normal produce
una curva cuya tendencia es rectilinea, mientras que una declinacién pronunciada
puede indicar la existencia de algun otro problema, como por ejemplo la
disminucién severa de la presioén o el aumento del daio.

3.4 GRAFICOS DE DIAGNOSTICO DE CHAN™"

Convencionalmente, los graficos lineales de corte de agua versus tiempo fueron

usados para mostrar el progreso y severidad de problemas de excesiva
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produccion de agua. La correlacion entre el corte de agua o flujo fraccional y la
saturacién de agua en el yacimiento, es bien conocida. Sin embargo no es practico
porque la distribuciéon de las saturaciones de agua en el yacimiento estan

cambiando con el tiempo.

Un promedio de la saturacién de fluidos en el yacimiento por medio de balance de

materiales no aclara la conducta de flujo de fluidos en formaciones heterogéneas.

Aunque estos graficos pueden mostrar un drastico cambio en el corte de agua
indicando una repentina falla en la completaciéon del pozo, una rapida irrupcion o

un canal de alta conductividad, la informacidn provista por los graficos es limitada.

Un conjunto de graficos ha sido generado por una serie de estudios de simulacién
numeérica para control de agua, usando un simulador de crudo negro. Chan, K.S,
encontro que las graficas log-log de RAP vs tiempo son mas efectivas que las de
corte de agua vs tiempo para identificar los problemas de produccion. Es asi como
Chan, K.S descubrié que los graficos log-log de la derivada de la RAP (relacién
agua/petroleo) vs el tiempo pueden ser usadas para diferenciar que tipo de
problema puede causar la excesiva produccibn de agua: canalizacion o

conificacion.

A través de la figura 3.11 se puede observar la diferencia en la tendencia de la
grafica dependiendo de si se trata de un problema de canalizacion o de un
problema de conificacién, usando el mismo PVT, saturaciones, distribucién de

permeabilidad, porosidad y las mismas condiciones iniciales.
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Figura 3.11. Comparacion de canalizacion y conificacion

En la figura 3.11, se pueden apreciar tres periodos o tendencias de la RAP: el
primero en el cual la curva de RAP tanto para conificacion como para canalizacion
se mantiene aproximadamente constante en su valor inicial, el cual depende de la
saturacion inicial de agua y de su distribucion a lo largo de todas las capas del
yacimiento y de las permeabilidades relativas. La longitud de este tiempo depende

del mecanismo de empuje de agua.

Para conificacion el tiempo en el cual la curva deja de ser constante es a menudo
corto, dependiendo de varios parametros, pero predominantemente de la distancia
entre el contacto agua/petrdleo y el intervalo productor mas cercano,
permeabilidad vertical, tasa de influjo del agua, la caida de presién o la tasa de
produccion y de las permeabilidades relativas. Mientras que para canalizacion ese
tiempo depende principalmente del espaciamiento entre pozos, tasa de inyeccion
en los pozos inyectores, caida de presion o tasas de produccion, distribucion de
saturacion de agua inicial a lo largo de las capas y de las permeabilidades
relativas. Fisicamente el tiempo en el cual la tendencia deja de ser constante
representa el tiempo de irrupcion del agua en un lente de un yacimiento

estratificado.
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El segundo periodo muestra un incremento de la RAP con el tiempo en ambos
casos: conificacion y canalizacion. Sin embargo, las tasas de incremento difieren

para cada tipo de problema.

En conificacion la tasa de incremento es relativamente lenta, alcanzando un valor
constante al final del periodo (ver figura 3.11). Esto representa el crecimiento
vertical del cono, cubriendo la mayoria de los intervalos perforados, pero también

se expande radialmente.

En canalizacion se muestra un rapido incremento de la RAP, dependiendo de la
permeabilidad relativa y de las saturaciones iniciales. Al final de este segundo
periodo se observa (figura 3.11) una ligera disminucién de la pendiente, que
corresponde a un periodo de transicion en el cual se agota la primera capa
invadida y en el cual comienza la irrupcién en la segunda capa con consiguiente

mayor conductividad de agua.

En el tercer periodo se muestra que la tendencia de la RAP en el caso de
conificaciéon es un incremento rapido que representa la conversién de un cono a
un canal de alta conductividad de agua, mientras que en el caso de canalizacion
se observa una pendiente parecida a la del segundo periodo y corresponde al

agotamiento de la segunda capa con mas conductividad de agua.

Es asi como el grafico de la derivada de la RAP vs el tiempo puede ser de mucha

ayuda para determinar el mecanismo de produccién de agua excesiva.
La derivada de la RAP con respecto al tiempo muestra una pendiente

relativamente constante para canalizacion (ver figura 3.12) y un cambio de

pendiente negativa para conificaciéon, como se puede apreciar en la figura 3.13
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Figura 3.13. RAP y RAP’ Vs. Tiempo (Conificacion)

A través de esta metodologia también se pueden identificar otro tipo de problemas

como: problemas en las cercanias del pozo y avance normal del acuifero.

En el caso de problemas en las cercanias del pozo, las curvas tanto de RAP como
de RAP’ muestran un cambio abrupto (ver figura 3.14), que generalmente se

manifiesta en los inicios de la produccion del pozo o después de una estimulacién.
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Figura 3.14. RAP y RAP’ para problemas en las cercanias del pozo

Por otro lado para problemas de avance normal del acuifero se observa que la

curva de diagnostico experimenta un aumento progresivo en el tiempo tanto de la

RAP como de la derivada (RAP’), como se aprecia en la figura 3.15.
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Figura 3.15. RAP y RAP’ para problemas de avance normal del acuifero

3.4.1 Recomendaciones practicas

Las curvas de diagndstico deben ser usadas conjuntamente con la historia de

produccion ya que esta afecta la apariencia de las mismas. Estos cambios podrian
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ser en la caida de presion en el pozo productor, en las tasas de inyeccion, etc. Es
por ello, que es necesario analizar la historia de produccion, ya que podrian existir

diferentes mecanismos de produccion para diferentes periodos de tiempo.

A continuacion se listan una serie de cambios en las operaciones de produccion y

reacondicionamiento que podrian causar cambios en la historia de produccion:

e Declinacion en la presién del yacimiento.

e Declinacion de la produccién debido al dafio.
¢ Implementacion de inyeccion de agua o gas.
e Adicion o alteracién de las perforaciones.

e Ajuste del tamafo del estrangulador.

e Estimulacion del yacimiento y pozo.

e Cementacion forzada.

Para analizar la historia de producciéon e identificar los diferentes eventos es
recomendable realizar una grafica log-log de la historia de produccion completa y
discernir entre los periodos en los cuales existen cambios en el mecanismo de
produccion, seleccionar un periodo de interés o en particular y graficar en log-log
la RAP vy su respectiva derivada (RAP’) para identificar el mecanismo de

produccion de agua en ese periodo.

3.4.2 Ventajas de los graficos de diagnodstico

Entre las ventajas que presenta este método, se encuentran:

e Usa principalmente la data de produccion disponible.

e Puede ser usado para descartar rapidamente a un gran numero de pozos.

e Engloba los mejores principios y practicas de ingenieria de yacimiento.
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e Podria formar la base de la conducta de un mecanismo de produccion,
comparar mecanismos entre pozos adyacentes, pozos con buena produccién
Vs pozos con produccién problematica.

e Con la curva de RAP vs petréleo acumulado y las curvas de declinacién de la
tasa de petréleo, se llegaria a obtener una eficiente metodologia para

seleccionar pozos candidatos para tratamientos de control de agua.

3.5 OFM ( Oil Field Manager)*

OFM es una poderosa aplicacion que desarrolla un eficiente método para

visualizar, relacionar, y analizar datos de produccién y yacimiento.

Como un sistema integrado, esta aplicacion provee un poderoso conjunto de
herramientas para automatizar tareas, compartir datos y relacionar la informacién
necesaria. OFM puede ser utilizado para analisis de pozos y campos, programas y
operaciones de optimizacion del campo, administracién de reservas, planes de

desarrollo, programas de mantenimiento, balance de materiales.

OFM permite trabajar con una serie de tipos de datos para identificar tendencias,

anomalias y pronosticar produccion. Estos tipos de datos son los siguientes:

» Datos dependientes del tiempo (mensual, diaria y esporadica).

= Datos que dependen de la profundidad (registros de pozos, y diagramas de
completacion).

» Datos estaticos (coordenadas, datos unicos para los pozos, datos de
propiedades geoldgicas).

= Datos financieros (incluyendo ganancias y costos de las operaciones).
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Para la utilizacién de esta informacién OFM trabaja con diferentes tablas, entre las

mas importantes se encuentran:

OFM

La tabla Maestra de tipo estatica y que contiene toda la informacién basica
de los pozos incluyendo sus coordenadas.

La tabla Sort de tipo estatico que contiene la informacion que permitira
seleccionar y agrupar la informacion por diferentes categorias.

La tabla de produccién de tipo mensual, que contiene la informacién de
produccion mensual de los pozos.

La tabla de muestras y pruebas de tipo esporadico con informacién de los

resultados de las pruebas y muestras realizadas a cada pozo.

posee un conjunto de herramientas de las cuales se puede valer el usuario

para analizar y visualizar la informacién de su interés.

Graficos (plots): esta aplicacion permite realizar un maximo de seis
graficos por ventana de las variables de interés (por ejemplo diferentes
tipos de graficos de produccion para visualizar comportamientos).
Reportes (reports): esta aplicacion permite crear reportes de cualquier
variable de interés.

Analisis de curvas de declinacion (Decline curves analysis): esta
herramienta permite predecir y desarrollar estrategias de explotacion
(calculando reservas y comportamientos de produccion en cada pozo).
Mapas de burbuja (bubble maps): estos mapas permiten visualizar
tendencia ya sea de un pozo o de un yacimiento, representadas en forma
de circulos de diferentes tamafios y colores que variaran segun el valor que
manejen.

Mapas de celdas (grid maps): son una herramienta de analisis cualitativo
que permiten visualizar tendencias y comportamientos de diferentes

variables ya sea de un pozo en particular o de un yacimiento o campo.

52



CAPITULO Ill. Herramientas de diagnéstico

Secciones transversales (Cross sections): esta aplicacion permite
visualizar secciones estructurales y estratigraficas, basadas en
correlaciones de datos de perfiles.

Diagramas de pozos (Wellbore diagrams): permite realizar esquemas de
completaciéon, que pueden incluir revestidores, empacaduras, tapones,
empaque con grava, entre otros.

Despliegue de registros (Log display): esta herramienta permite revisar

los datos, marcadores, litologia y resultados calculados.

Es asi como a través de estas herramientas pueden realizarse una serie de

analisis que permitan caracterizar y evaluar al yacimiento, entre los que se

encuentran:

Generar tendencias de distribucion de propiedades petrofisicas para
observar zonas de mejor calidad de roca.

Efectuar animaciones del comportamiento de produccién y drenaje del
yacimiento en forma grafica y de mapas.

Calculo del petréleo original en sitio a través de operaciones de mapas de
celda.

Estimar las reservas remanentes recuperables y totales, utilizando curvas
de declinacién por pozo y observando este comportamiento a través de los

mapas de celda.

53



CAPITULO IV. Soluciones para control de agua

CAPITULO IV
SOLUCIONES PARA CONTROL DE LA PRODUCCION DE AGUA

La produccion de agua de formacion, no solo reduce la produccion de crudo en los
pozos, deja volumenes importantes de hidrocarburos en el yacimiento, sino que
también produce un incremento en los costos operacionales para los procesos de

tratamiento y separacion de agua/petréleo en superficie.

Cada tipo de problema tiene distintas opciones de solucién que varian desde las
simples soluciones mecanicas y quimicas, que son relativamente de bajo costo,
hasta las mas complejas y costosas soluciones de completaciones re-trabajadas.
Es habitual la existencia de diversos problemas de control de agua y, a menudo,
se hace necesario adoptar una combinacion de varias soluciones. Hoy en dia,
ademas de las soluciones tradicionales descritas posteriormente, existen métodos
nuevos, innovadores y convenientes desde el punto de vista econdémico para los

problemas de control de agua.

Los diferentes tipos de soluciones han sido clasificados en mecanicas y quimicas:

4.1 Soluciones mecanicas'®

Entre los métodos tradicionales mas comunes, se encuentran:

Tapones mecanicos: Estos tapones incluyen empacaduras entubadas y mangas
deslizantes. Estas pueden ser colocadas en la tuberia e infladas dentro del mismo.
Estos tipos de empacaduras mecanicas pueden ser también corridas dentro del
pozo y ser fijadas después de que el pozo haya sido completado. Los dispositivos
mecanicos para cortar el agua han sido usados exitosamente en todas las
localizaciones del mundo y son mas utiles cuando existe un pequefo potencial

para que el agua fluya a otra seccién abierta del pozo (Brand & Co. 1995).
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Los tapones mecanicos pueden ser usados para sellar cualquier seccidon del

intervalo completado.

Tapones de Arena: La arena puede ser colocada en el pozo para reducir o cortar
la produccion del intervalo mas bajo del pozo. El tamaino de la arena y el tamafio
del tapon pueden ser ajustados para causar un tapon parcial o total. A menudo
cuando un sello total es requerido, la ultima porcion del tapon puede ser mezclada

con cemento (u otro agente sellante) para reforzar el sello.

4.2 Soluciones Quimicas'®

En operaciones de recuperaciéon de petréleo, diferentes tipos de procesos han sido
propuestos para reducir la canalizacién de fluidos, ya sea en las cercanias del
pozo o a nivel matricial a través de fracturas y canales de alta permeabilidad en
los yacimientos. El método mas comunmente utilizado para sellar los fluidos en el
pozo es el cemento y en cuanto al yacimiento los polimeros entrecruzados u otro
tipo de geles. Sin embargo, también han sido propuestos los procesos con

espumas, emulsiones, soélidos suspendidos, microorganismos y precipitados.

De esta forma dichos métodos se clasifican de acuerdo a su accién en el medio

poroso en sellantes y no sellantes.

4.2.1 Sellantes

Un quimico sellante es aquel que al ser inyectado dentro de una zona de interés,
logra bloquearla. Estos tratamientos son usados para sellar la produccién de todos

los fluidos en la zona tratada.

A pesar de que estos métodos deberian reducir la canalizacion a través de zonas

de alta permeabilidad, sin dafar las zonas productivas, muchas veces estos
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agentes penetran en las zonas de baja permeabilidad y en las zonas productoras,

pudiendo retardarse la produccion de petroleo.

La efectividad en la reduccion de la capacidad de flujo de cierta zona, depende al

menos de tres factores:

e La distancia de penetracién del agente sellante.
e Lareduccién de permeabilidad provista por el agente sellante.

e La geometria de flujo.

4.2.1.1 Cemento

El cemento es uno de los métodos mas frecuentemente usado para bloqueo de

zonas ofensivas, debido principalmente a su bajo costo y a su alta consistencia.

Las operaciones que involucran el uso de cemento para cegado de fluidos como

agua o gas, se denominan cementacién forzada y tapén de cemento.

Cementacion Forzada

Consiste en forzar una lechada de cemento en un punto especifico del pozo, a una
presion suficiente para que produzca deshidratacion, promoviendo la entrada de la
fase liquida de la lechada hacia la formacion, formando un resistente revoque de
cemento que al endurecerse es capaz de sellar los espacios vacios en la cara de

la formacion y tuberia revestidora.

La tasa de deshidratacion del cemento es controlada por medio de la presion de

inyeccion, la pérdida de filtrado y la permeabilidad de la formacion.

La cementacion forzada puede ser aplicada durante operaciones de perforacion,

completacion o reparacion del pozo con el objeto de reparar cementacion primaria
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deficiente, aislamiento de intervalos y reparacién de problemas en la tuberia
revestidora.

Entre los factores que afectan el éxito de una operacion de cementacion forzada,
se encuentran: la temperatura, la permeabilidad de la formacion, presion de
inyeccion, problema a corregir, aditivos de la lechada, técnica de aplicacion,

tiempo de fraguado y otros.

Tapon de cemento

Consiste en colocar una lechada de cemento dentro del pozo para crear un sello
solido o tapon dentro de la tuberia en cualquier momento en la vida del pozo, ya
sea para abandonarlo, aislamiento de zonas y/o en la perforacion de pozos

direccionales.

4.21.2 Particulas'®

Este método ha sido propuesto como agente sellante y tiene su esencia en la
relacion entre el tamano de la particula y el tamafio de los poros de las zonas de
interés. El concepto es que la suspension de particulas podria penetrar en una
zona de alta permeabilidad (donde se encuentra el agua), mientras las particulas
son removidas por filtracibn en la cara de la formacidn de zonas menos
permeables (donde se encuentra el petrdleo). Para ello debe cumplirse que las
particulas sean lo suficientemente pequenas para penetrar libremente en las
zonas de mayor permeabilidad y los suficientemente grandes como para formar un
revoque en la superficie de la roca de las zonas menos permeables y la

distribucidn del tamafio de las particulas debe ser lo suficientemente angosta.
La habilidad de las particulas para penetrar en un medio poroso, también

depende de la influencia de la velocidad de flujo, concentracidn de las particulas y

la superficie quimica de las particulas en el medio poroso.
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Es muy dificil tener una distribucién de tamafios de particulas adecuada para que
se pueda producir un sello efectivo en la zona a tratar, sin dafar a la zona
productora, ya que el principio sellante esta directamente relacionado con la
relacion entre el tamafo de la particula y el de la garganta de poro. Por ejemplo si
las particulas son lo suficientemente pequefias como poder introducirse y fluir a
través de los poros de la zona tratada (mayor permeabilidad), no pueden realizar

un sello efectivo por si solas.

4.2.1.3 Precipitados’®

Tipicamente, estos procesos envuelven la formacidon de un agente sellante in situ
mezclando dos soluciones quimicas incompatibles en la formacion que reaccionan
provocando precipitados que taponan los poros de la roca, reduciendo la

permeabilidad absoluta de la misma.

Esta técnica por si sola no permite ningun tipo de selectividad, es decir, puede

bloquear las zonas de petréleo si no son protegidas durante la operacion.

Igualmente, la literatura recomienda el uso de quimicos disueltos en petréleo que
precipiten en presencia de agua para taponar las zonas de alta saturacién de agua
y no las de petrdleo. Sin embargo, esta técnica necesita de estudios y

experimentacion en campo.

421.4 Microorganismos'®

Este método consiste en la colocacion de los microorganismos con sus
respectivos nutrientes, para que produzcan biomasa o polimeros y restrinjan el
paso de fluidos. Debido a que las propiedades de flujo de los nutrientes no son
diferentes a la de los geles, sus caracteristicas de colocacién son similares, al

igual que la distancia de penetracion.
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Desde una perspectiva, los microorganismos podrian ser vistos como particulas.
Una suspension de microorganismos podria penetrar faciimente dentro de las
zonas de alta permeabilidad, mientras las restricciones de tamafio no permiten
que entren en las zonas de menos permeabilidad. Pero tiene las mismas

limitaciones de las particulas.

4.21.5 Emulsiones

Las emulsiones ya sea de petrdleo en agua o agua en petrdleo, no poseen
mejores ventajas de colocacion o reduccion de permeabilidad sobre los geles.
Para emulsiones concentradas, la conducta en el medio poroso puede ser descrita
usando conceptos de permeabilidad relativa. Por lo tanto las propiedades de

colocacién de las emulsiones son similares a la de los geles.

Las emulsiones concentradas proveen muy bajos valores de reduccion de

permeabilidad.

En resumen, los investigadores han llagado a la conclusion de que las emulsiones
o combinaciones de emulsion/gel no mostraran un mejor desarrollo que los geles
como agentes sellantes, particularmente en las areas de caracteristicas de
colocacién y propiedades de reduccion de permeabilidad.

421.6 Geles

Las propiedades de los geles seran explicadas en el capitulo V.

4.2.2 No Sellantes'"'®

Los agentes no sellantes son aquellos que una vez introducidos en la formacion,

deberian tener las propiedades quimicas y fisicas para ayudar a reducir el flujo de
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agua en la zona tratada, reduciendo el influjo de agua al pozo, en mayor grado

que al petréleo.

Los agentes no sellantes mas usados son los geles y los polimeros y sus

principales caracteristicas se resumen a continuacion:

4221 Polimeros

Los polimeros solubles en agua pueden ser adsorbidos dentro de la superficie del
medio poroso y reducir selectivamente la permeabilidad al agua. El mecanismo de
selectiva reduccidn de permeabilidad ha sido objeto de numerosos estudios y

varias hipotesis han sido presentadas.

Las principales ventajas de estos tratamientos son:

e Bajo costo: la quimica es usada en cantidades limitadas y el tratamiento no
requiere aislamiento de la zona.

e Bajo riesgo: los riesgos son limitados debido a que el polimero es capaz de
reducir la permeabilidad al agua sin taponar la formacion.

e Bajo impacto ambiental.

4222 Geles

Las caracteristicas de estos geles seran explicadas en el Capitulo V.

4.3 Nuevas tecnologias mecanicas para el control de la produccién de

agua

Debido a la constante busqueda de nuevas tecnologias que permitan optimar

desde el punto de vista técnico-econémico el factor de recobro de crudo en
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superficie, se han visto evoluciones muy significativas dentro de la industria para
obtener métodos que logren satisfacer una amplia gama de problemas
relacionados con la produccion de agua. Estas tecnologias se mencionan a

continuacion:

e Tecnologia DOWS (Downhole Qil/Water Separation).
e Tecnologia DWS (Downhole Water Sink).
e Tecnologia DAPS (Dual Action Pumping System).

e Tecnologia CDCC (Completacion Dual para Control de la Conificacion).

4.3.1 Tecnologia DOWS (Downhole Oil/Water Separation)

Esta tecnologia sera descrita en el Capitulo VI.

4.3.2 Tecnologia DWS (Downhole Water Sink) *°

Esta es una nueva técnica para producir hidrocarburos libres de agua desde los
yacimientos con acuiferos activos y con fuertes tendencias para producir
conificacion de agua. Pozos convencionales en esos yacimientos producen
incrementos en los volumenes de salmueras y descensos en la produccion de
crudo o gas, lo cual acarrea el cierre prematuro de los pozos sin lograr los
suficientes recobros de hidrocarburos. La tecnologia DWS disminuye la
produccion el agua con la utilizacion de un mecanismo hidrodinamico para el
control de la conificacion en sitio para el contacto agua/petréleo o agua/gas. El
mecanismo esta basado en un drenaje generado por un sumidero de fondo

localizado por debajo del contacto agua/petréleo o agua/gas.
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En el sistema DWS, un pozo es perforado a través de la columna de petroleo

encontrada en la columna de agua y es completado en esas dos zonas con una

empacadura que separa las zonas perforadas para la produccién de crudo. El

sistema debe incluir los siguientes requisitos:

e Una bomba electrosumergible para el agua de formacion.

e Perforaciones para el sumidero de fondo.

e Desviacién de la parte inferior del pozo (seccién de descarga).

La figura 4.1 presenta la configuracion para el sistema de recirculacion del agua

de formacion.

Donde:

Qw = Tasa de agua.

Seccién de produccion

Seccién de drenaje

Seccién de
descarga

~=T

Produccion
de crudo

Columna
de crudo

—3 I~ Perforaciones para la
~ = e
- P~ produccion de crudo

Empacadura
Perforaciones para el
agua drenada
Empacadura

Columna de agua

i
Perforaciones para
la inyeccion de
agua

Figura 4.1. Sistema DWS (Downhole Water Sink).
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La longitud y desviacion de la seccion de descarga depende de factores
especificos en sitio, los cuales son: geologia, propiedades yacimiento/acuifero y
tasas de producciéon. También, la seccion de descarga es completada en la
columna de agua, para asi reciclar el agua proveniente del sumidero con el

acuifero.

Potenciales beneficios de este método incluyen todas las ventajas de
deshidratacion en la zona cercana al pozo, tales como el incremento de la
permeabilidad relativa para el petrleo, mayor vida para el pozo y un mayor

recobro de crudo. En adicion, la recirculacion de fondo para el agua representa:

¢ Eliminacion de costos para disponer el agua producida.
e Reduce el consumo de energia para el bombeo de agua a superficie.

e Provee un método de separacion en sitio para prevenir polucién ambiental.

4.3.2.1 Resultados obtenidos del sistema DWS '°

El sistema de sumidero de fondo ha probado ser factible tedéricamente, sin
embargo, su implantacion requiere de una buena informacidén geologica y debe
estar basado en un disefio especifico en sitio. Estudios realizados con anterioridad

revelan los siguientes aspectos:

La tecnologia DWS, deberia incrementar la tasa de produccion de crudo con
un minimo corte de agua. La tasa de bombeo requerida para el agua es muy

pequefia, en el orden de pocos galones por minuto.
e Un monitoreo de fondo continuo de la tasa de bombeo para el agua es esencial

en este proceso, particularmente cuando el petréleo es producido a su tasa

maxima. Estudios realizados revelan que el margen de error en el control para
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la tasa de agua se hace mas pequeno con el incremento de las tasas de

produccion de crudo.

e La implementacién del método requiere extremo cuidado en el disefio de la
completacion para el pozo, particularmente en la seccion de fondo desviada
comprometida para la recirculacién del agua. Estudios realizados presentan
que el problema principal en el disefio es proveer la suficiente salida lateral

para la salida de la zona de descarga del agua de recirculacion.
4.3.3 Tecnologia DAPS (Dual Action pumping System) %
El sistema de bombeo de accion doble, DAPS, representa una nueva manera para

producir hidrocarburos. Este sistema mantiene la segregacion gravitacional

haciendo ascender al gas por el anular, levantando el crudo y parte del agua por la

tuberia de produccion e inyectando el agua de produccion en bruto a través de dos

bombas mecanicas de doble admisién.

En la figura 4.2 se presenta un dibujo esquematico del sistema DAPS.

4.3.3.1 Potenciales beneficios con la aplicacién de la tecnologia DAPS.?!
Incremento de la produccion: Aplicaciones probadas para este topico indican que
una unidad DAPS puede mover un 30% y mas de fluido que una unidad
convencional.

Reduccion de costos: Esta tecnologia fue originalmente concebida como un medio
para disminuir los gastos por manejo de agua en superficie. Sin embargo, es dificil
justificar una instalacion DAPS para manejo de agua con un costo aproximado de

10 céntimos de dolar americano o menos.
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Tuberia de Produccion =————9

Vara succionadora

Bomba mecanica
(Convencional) Crudo

\ 4

|——————  Admision superior

Vara conectador

Tuberia para la bomba
convencional con tapon

T

Intervalos de =~ =————————®Ii
produccion

Ensamblaje de fondo
(doble bomba de
admision)

Empacadura

—_—

Intervalos para la I
inyeccion

Revestidor —_—

Agua

Figura 4.2. Esquema del sistema DAPS

Ahorro de inversiones: Pozos que son candidatos para grandes equipos de
levantamiento, tales como bombas electrosumergibles, pueden ser candidatos
para la tecnologia DAPS. El costo de convertir un pozo a levantamiento por BES
podria justificar un costo menor representado por una unidad DAPS, debido a la
eliminacién de instalaciones de superficie para el manejo del agua producida, las

cuales representan una inversion adicional de capital.

Ambiente: Los beneficios de producir menos agua parecen prontamente claros, ya
que al no tener que manejar grandes volumenes de agua de formacion en

superficie, se evita el uso de quimicos toxicos utilizados en el tratamiento del
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agua. Ademas de evitar el riesgo de contaminar afluentes de agua dulce ubicados
en zonas someras al momento de la inyeccion desde superficie para el agua

tratada.
4.3.3.2 Limitaciones de la tecnologia DAPS %'

Intervalos mudltiples: EI mas importante requerimiento es la existencia de un
intervalo disponible para la reinyeccion del agua reciclada. El intervalo de
inyeccion debe ser mas profundo que las perforaciones realizadas para la
produccion por un minimo de diez pies. Debe existir un aislamiento entre la zona

productora e inyectora.

Zona de aislamiento: Un contraste comun es la integridad del revestidor. Como en
cualquier pozo de inyeccion, el revestidor (y el cemento detras de éste) deben ser
capaces de fijar una empacadura y resistir la presién de inyeccion. Esto es a
menudo un “factor fatal” para pozos viejos los cuales han experimentado fisuras

en los revestidores y extensas corrosiones con anterioridad.

Separacion de los fluidos: Otro importante factor es la separacion agua/petroleo.
El pozo debe ser relativamente vertical entre la localizacion de la valvula superior
e inferior para que la separacion pueda ocurrir. Los yacimientos de crudos
pesados con gravedades APl de 10 o menor pueden no ser buenos candidatos.
Los pozos que producen emulsiones firmes no son necesariamente malos
candidatos. Las emulsiones pueden resultar de la mezcla en la camara de la

bomba.
4.3.3.3 Alcances de la tecnologia DAPS en crudos pesados %'

La compafia Talisman Energy ha probado un sistema DAPS aproximadamente a
250 millas al noreste de Calgary, Alberta. Una meta es extender el servicio para

incluir campos de crudos pesados. La zona de produccion es la arena de Dina a
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una profundidad de 2300 pies. La zona de disposicion es a 2360 pies, y esta
separada de la zona de produccidn por una capa de roca sello. La produccién es
de areniscas consolidadas, los fluidos son producidos libres de particulas. La

gravedad especifica del agua producida es 1.05 con 17.5° API.

El sistema ha sido usado desde Abril de 1997 y fue comenzado a una tasa baja
como una precaucion. Los resultados preliminares demostraron separaciones

exitosas.
4.3.4 Tecnologia CDCC (Completacion Dual para Control de Conificacion)?

La teoria detras de esta tecnologia es relativamente simple. El cono de agua

asciende debido al diferencial de presion causado por la produccién de crudo.

Para prevenir esta conificacion, debe ser activada una caida de presion hacia
abajo del contacto agua/petréleo para mantener el agua fuera de la zona de
levantamiento. Con esta idea en mente, es presentado en la figura 4.3 un dibujo

esquematico para la configuracion de la tecnologia CDCC.

Con esta completacion, el agua es producida (agua drenada) a una tasa
controlada para producir una presion de sumidero igual a la creada por la
produccion de crudo. El resultado es un contacto de agua/petréleo estable que
permite producir crudo libre de agua por el anular e igualmente permite producir

agua libre de crudo por la tuberia de produccion.

En los yacimientos, el agua y el petr6leo son naturalmente segregados por
gravedad. El proposito de la tecnologia CDCC es sostener esta segregacion bajo
condiciones dinamicas y prever la invasién del agua en la zona de produccion de

crudo.
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———p
— | [ ]

Produccion de agua

Produccion de crudo Al

Figura 4.3.Completacion basica de la Tecnologia CDCC

Los factores criticos del disefio para este método son la tasa de produccién de
crudo y la tasa de drenaje para el agua, como también el espaciamiento vertical
entre las perforaciones de producciéon de crudo y las perforaciones para el drenaje
del agua. Programas computarizados para el disefio de estos factores han sido

desarrollados recientemente.

4.3.41 Implantacion de la tecnologia de Completacién Dual (CDCC) en

prueba de campo.

Esta prueba fue realizada en el campo Nebo Hemphill (Norte de Louisiana U.S.A.)
el cual posee arenas no consolidadas, con una porosidad promedio de 33% vy
permeabilidades absolutas en un rango de 2 a 5 darcys. El crudo de esta

formacion es de 21 a 24 grados API, subsaturado y tiene una viscosidad de 17 cp
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en condiciones de yacimiento. El agua de formacion es de 1.05 de gravedad

especifica y una viscosidad menor que 1 cp a condiciones de yacimiento.

Resultados obtenidos:

Productividad del nuevo método: Durante las primeras 6 semanas de produccion,
la tasa de produccion de crudo se mantuvo estable entre 35 y 45 barriles normales
por dia con un porcentaje de 1% de agua y sedimentos con 120 Ipc de presion en
el revestidor utilizando un estrangulador de 8-5/64”. Después de las primeras seis
semanas el pozo fue tratado por corrosién. Esta perturbacion en el equilibrio causo
una caida de presion en el revestidor de 120 Ipc a 110 Ipc. En subsecuentes
tratamientos semanales, la presién del revestidor continué decreciendo en cada
tratamiento, hasta que un corte de agua de 6% fue establecido en la produccion

de crudo.

Para invertir el cono la tasa de agua fue incrementada a 1700 barriles de agua por
dia. Después de varias semanas, la presion de revestidor aumento desde 80 hasta
120 Ipc y el porcentaje de agua y sedimentos descendié hasta 1%. Esta
experiencia comprob6 que el contacto agua/petroleo puede ser controlado con

esta tecnologia.

Variacion en la tasa de produccion: eventualmente esto fue decidido para
incrementar la productividad. Como la tasa de crudo fue incrementada por encima
de la tasa critica, la tasa de agua también fue incrementada para evitar una
conificacion.

Logros ambientales: Los resultados presentaron que es posible descargar el agua
drenada directamente desde el pozo sin ningun tratamiento para remover

hidrocarburos.
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4.3.4.2 Experiencia en Venezuela

En Venezuela ha sido probada esta tecnologia en el area Dacion al Oriente del

pais y en los estados Apure y Barinas.

En base a estas experiencias, Intevep considera que existen unas condiciones

requeridas para que el uso de esta tecnologia tenga éxito:

= Alta relacién Kv/Kh.

= Alta permeabilidad (deseable K>1 Darcy).

= Homogeneidad vertical de la K (distribucion normal).

= Ubicacién del contacto agua/petroleo actual.

= Se requiere un tamano de casing mayor o igual a 7” para instalacion de doble
BES.

» Tiene que existir excelente integridad del cemento por detras del revestidor.

= Espesor de arena mayor de 40 pies.

» Baja RGP (que no entren bolsas de gas al equipo BES).
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CAPITULO V
TECNOLOGIA DE GELES

El uso de sistemas gelificantes poliméricos (geles) es la técnica que actualmente
esta siendo empleada con mayor frecuencia para controlar los problemas de alta

produccion de agua e incluso de gas.

Algunas de las caracteristicas que ha llevado a la extension de su uso son: facil
aplicacién, control del tiempo de gelificacion, habilidad para penetrar en la matriz
porosa y posibilidad de facil remocién. Adicionalmente muchos de ellos han
mostrado comportamiento de reduccidon selectiva de permeabilidad al agua, sin
afectar significativamente la permeabilidad al petréleo, lo que ha hecho atractivo
Su uso en zonas productoras en donde las zonas de petréleo no pueden ser

aisladas al momento del tratamiento.

Los sistemas gelificantes son usados tanto en pozos inyectores como productores.
En Venezuela, la experiencia ha sido en pozos productores, a través de un
proyecto entre las ex-filiales de PDVSA e Intevep, resultando en 19 aplicaciones
en pozos productores en todo el pais en el afo 1995. Desde 1997 hasta el
presente se han aplicado unos 25 pozos en el area del Lago de Maracaibo,

utilizando el sistema gelificante Multigel® desarrolado en Intevep’.
5.1 Definicion de Sistemas Gelificantes (Geles)’

Los geles se basan en una mezcla de un polimero soluble en agua con un agente
entrecruzante, organico y/o inorganico, que al reaccionar quimicamente a una
temperatura dada, forman la estructura del gel o red tridimensional que ocluye el
agua en su interior, como se aprecia en la figura 5.1, adquiriendo un aspecto que
va desde una solucion viscosa hasta una gelatina dura, dependiendo de la

naturaleza y concentracion de los componentes.
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El proceso en campo consiste en inyectar una mezcla del polimero y
entrecruzadores disueltos en agua, y la reaccion de gelificacion ocurre dentro del

yacimiento por efecto de la temperatura.

H,O0
Hzo
_|_ Entrecruzador ——p 0.0
2

H,0 H,O

Polimero en
solucién Gel

Figura 5.1. Esquema de la reaccion de gelificacion

5.2 Tipos de geles

Los geles pueden ser sellantes y no sellantes:

5.2.1 Geles Sellantes

Los geles de este tipo son llamados también geles rigidos, los cuales poseen la
capacidad de restringir o bloquear el flujo de cualquier fluido hacia el pozo. Su
mayor ventaja es la de poder alcanzar o penetrar los espacios porosos mas
pequefos, tales como: finos canales detras de la tuberia, fisuras y pequefas
fracturas. Por lo tanto son capaces de realizar un aislamiento mas eficiente que

otros métodos quimicos.

5.2.2 Geles No Sellantes

Los geles no sellantes son aquellos que reducen preferencialmente la
permeabilidad al agua sin afectar significativamente la permeabilidad del petroleo

y son usados mayormente cuando no se puede lograr un aislamiento de la zona

productora durante la colocacion del gel.
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Muchos investigadores han demostrado la capacidad que tienen los polimeros y
los geles ha reducir la permeabilidad al agua en mayor proporcion que la

reduccion de la permeabilidad al petréleo.

La diferencia entre estos dos tipos de geles radica en su formulacion, debido a que
los geles sellantes poseen una mayor concentracion de polimero y entrecruzador
que los geles no sellantes. Sin embargo la formulacion no es el unico factor que
determina el grado de bloqueo de los geles, ya que las caracteristicas de la
formacion y las condiciones operacionales del pozo, tienen gran influencia en el

comportamiento de geles en el medio.
5.3 Tipos de polimeros usados en la formacion de geles’"’

Debido a que las caracteristicas del gel dependen mucho de la naturaleza quimica
de los componentes y de las condiciones en la que sera inyectado, se han llevado
a cabo numerosos desarrollos con formulaciones quimicas muy variadas, en la
busqueda de obtener geles estables y de buena calidad, flexibles en cuanto a

lograr varios tiempos de gelificacion, de facil manejo y costos razonables.

Los dos tipos de polimeros mas comunmente utilizados son: las poliacrilamidas y
los biopolimeros o polisacaridos. Dentro de los agentes entrecruzantes se
encuentran los inorganicos, basados en sales de complejos de metales como el
Cr*[10,11] y el AI"[12,13]. El sistema inicialmente utilizado fue a base de
dicromato (Cromo VI) [14], pero debido al caracter carcinogénico del Cromo VI,
este sistema ha sido actualmente sustituido por complejos de Cromo Ill como el
acetato y el propianato de Cromo [11,15] y entre los organicos mas comunmente

usados son los geles de fenol-formaldehido.

73



CAPITULO V. Tecnologia de Geles

5.4 Propiedades de los geles’

Las propiedades mas importantes de los geles son el tiempo de gelificacion,

consistencia o fuerza de gel, durabilidad.
5.4.1 Tiempo de gelificacion

Es el tiempo que tarda la mezcla gelificante en formar el gel a las condiciones de
temperatura del pozo. El tiempo inicial de gelificacion, es decir, cuando la mezcla
comienza a volverse altamente viscosa, establece cual es el maximo volumen que
se puede inyectar en la formacion a una tasa dada, sin correr el riesgo de que se
gelifique en el pozo (ver figura 5.2). Asimismo, el tiempo en el cual el gel alcanza
su maxima fuerza, establece el tiempo de cierre del pozo después de la inyeccion

y antes de abrirlo a produccion.

Viscosidad del gel

tg tiempo

tg: tiempo inicial de gelificacion

Figura 5.2. Tiempo de Gelificacion

5.4.2 Consistencia o fuerza de gel

Se refiere a la dureza, elasticidad y movilidad del gel. Se ha observado que

mientras el sistema es mas rigido la reduccion al paso de los fluidos tiende a ser
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mas pronunciada. Se piensa que la elasticidad del gel influye en el
comportamiento de reduccion de la permeabilidad, sin embargo esto no ha sido

comprobado.

Una baja fuerza de gel fuera del medio poroso no puede tomarse como definitivo
en cuanto a la estabilidad que ese gel tendra dentro de la matriz a los diferenciales
de presion a los que sera expuesto, ya que el factor de adhesion a la roca puede
jugar un papel importante; por esta razon, la evaluacion de la estabilidad del gel a
los diferenciales de presion dentro de una matriz rocosa en particular, es un
parametro importante a evaluar, especialmente si se sabe que el gel estara

sometido a altos diferenciales de presion.

5.4.3 Durabilidad

Tiene que ver con la estabilidad del gel en funcion del tiempo a las condiciones de
temperatura y presiéon especificas para el trabajo, especialmente en cuanto a la

sinéresis.

La sinéresis es la expulsion de agua atrapada dentro de la red de polimero.
Inicialmente se pensaba que cuando esto sucedia el gel tendia a perder sus
propiedades, sin embargo, un estudio (Bryant y Rabaioli. SPE 35446) revela que

la sinéresis no parece tener importancia en el comportamiento de los geles.

La estabilidad o durabilidad del gel puede medirse mediante pruebas de
laboratorio sometiendo al mismo a las mismas condiciones prevalecientes en el
yacimiento y observando el tiempo que transcurre hasta que ocurra la degradacion

del gel.
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5.5 Factores que afectan el tratamiento

Todos estos factores estan determinados por la concentracion del polimero en la
solucion, la cantidad de entrecruzador, las propiedades del polimero y las
propiedades del entrecruzador; ademas se ven afectadas por las propiedades del
agua (salinidad, pH) y la temperatura. Por eso es de suma importancia estudiar la
influencia de estos parametros sobre las caracteristicas del gel, para predecir las

variaciones en el comportamiento de los mismos, bajo condiciones de yacimiento.

La temperatura de la formacion tiene un efecto muy pronunciado sobre la
estabilidad de los geles y es una de las variables operacionales mas importantes
cuando se considera la estabilidad. La alta temperatura de la formacion
usualmente tiene un efecto indeseable, porque puede degradar la composicion del
gel y ocasionar la pérdida de sus propiedades. Por lo tanto un sistema que puede
ser apropiado para formaciones de baja temperatura, no necesariamente presenta
un buen comportamiento a temperaturas elevadas. Ademas la temperatura influye
de manera importante en el tiempo de gelificacién de los geles. Por estas razones,
generalmente es necesario disponer de varios sistemas, dependiendo de la

temperatura.
5.6 Comportamiento en el medio poroso’ '

Es la capacidad del gel para modificar la permeabilidad de una formacion a los

fluidos presentes en la misma.

Esta capacidad permite conocer si el gel tendra la eficiencia de reducir
preferencialmente la permeabilidad al agua sin afectar significativamente Ila
permeabilidad al petréleo o si por el contrario, bloquea todos los fluidos de la

formacion.
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La distancia de penetracion del gel dentro del medio poroso puede ser
cuantificada en forma directa a través de la ecuacion de Darcy y la hipotesis de
flujo fraccional. Estos calculos han demostrado que los geles pueden penetrar en
un grado significativo dentro de todas las zonas abiertas, por lo que si no se toma
la precaucion de aislar las zonas productoras en el momento de la colocacion del
gel en zonas no fracturadas (flujo radial), las zonas de petréleo pueden ser

seriamente danadas.

Una efectiva colocacion del gel es mucho mas facil de alcanzar en pozos
fracturados que en pozos no fracturados debido a la geometria de flujo lineal de la
fractura y al mayor contraste de permeabilidad que existe entre la fractura y el
medio poroso. Desarrollos tedricos y muchos trabajos de campo indican que el
uso de geles es mucho mas efectivo en pozos fracturados, cuando la fractura es la

fuente de la canalizacién del agua.

5.6.1 Factor de Resistencia Residual

El factor de resistencia residual es usado para determinar la capacidad que posee
un gel para reducir la permeabilidad a un fluido dentro de la matriz y es un factor
determinante para clasificar al gel como sellante o no.

El factor de resistencia residual es la relacion de la permeabilidad antes de
inyectar el gel y después de inyectar el gel (Ki/Kf). Mientras mas alto es este valor,
mayor sera la capacidad de este para reducir la permeabilidad al fluido.

Es asi como el factor de resistencia residual se define como:

FRR = ki Ecuacion 5.1

77



CAPITULO V. Tecnologia de Geles

Donde :

FRR: factor de resistencia residual.
Ki : permeabilidad al fluido (petréleo o agua) antes de inyectar el gel.

Kf: permeabilidad al fluido (petréleo o agua) después de inyectar el gel.

A través de la grafica 5.3 (izquierda) se puede apreciar como los factores de
resistencia residual para ambos fluidos (agua y petroleo) son altos y su diferencia
es minima, ya que en este caso se estaria frente al comportamiento de estos
fluidos bajo la accién de un gel sellante, mientras que en la parte derecha de la
figura 5.3 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 proporcion que al petréleo

(gel no sellante).

En Venezuela se ha usado el término de No Sellante para el caso de reduccion
desproporcionada de la permeabilidad (DPR) y Sellante para aquel que bloquea

todos los fluidos de la formacion.

Gel Sellante Gel No Sellante
FRRw FRRw
\_ \
(14 (14 —
14 FRRo x
L L.
FRRo
q q

Figura 5.3. Factor de resistencia residual’

El efecto DPR (Disproportional Permeability Reduction) es usado para medir la

capacidad que tiene el gel a reducir la permeabilidad al agua sin afectar
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significativamente la permeabilidad al petréleo, y puede definirse a través de la

ecuacion que se muestra a continuacion:

DPR = FRRw Ecuacion 5.2

FRRo

Donde:

DPR: efecto de reduccion desproporcionada de la permeabilidad.
FRRw: factor de resistencia residual del agua.

FRRo: factor de resistencia residual del petréleo.

Mientras mayor sea el DPR, mayor sera la reduccion de permeabilidad al agua

con respecto a la reduccion de la permeabilidad al petrdleo.

5.6.2 Hipoétesis sobre el fendmeno de reduccidon desproporcionada de la

permeabilidad '3%24

Liang y Seright, a través de una serie de experimentos han buscado la explicacién
a este fendmeno de reduccién desproporcionada de la permeabilidad y llegaron a
la conclusion de que este fendmeno no es causado por efectos de lubricacion o
gravedad, es improbable que sea debido al hinchamiento y retraccién del gel.
Aunque la mojabilidad puede ejercer cierto papel en la reduccion
desproporcionada de la permeabilidad, no parece ser un factor determinante en la
misma, mientras que los canales segregados de petroleo y agua a través del
medio poroso pueden jugar un papel importante en este fenémeno.

Sin embargo, se requieren investigaciones adicionales para verificar estos

conceptos, que seran explicados a continuacion:
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5.6.2.1 Efectos de Gravedad

Para un gel a base de agua, la densidad del gel es similar a la de la salmuera.
Durante la intrusion de agua, las particulas de geles flotando libremente en la fase
de agua pueden ser capturadas facilmente en las gargantas de poros, reduciendo
la permeabilidad al agua. Sin embargo, en un proceso de barrido por petréleo (si la
viscosidad del fluido es lo suficientemente baja), la diferencia de densidad entre
las particulas de gel base agua y el petrdleo podria causar que las particulas de
gel se asienten fuera del medio poroso, permitiendo mayores permeabilidades al

petroleo.

Sin embargo, a través de experimentos se llegd a la conclusion de que este no es
el mecanismo causante del efecto DPR, debido a que la roca posee un gran

numero de poros en orientaciones aleatorias.

5.6.2.2 Efectos de Lubricacion

Este concepto aplica a rocas fuertemente mojadas por agua donde una capa de
polimero o gel es adsorbida dentro de las paredes porosas y se crea un efecto de
lubricacion entre la interfase del polimero o gel y el hidrocarburo permitiendo que

el hidrocarburo fluya por el centro del poro.

Por esto, se esperaria que el efecto de lubricacibn cambie con la viscosidad del

crudo, pero a través de experimentos no se encontraron cambios significativos.
5.6.2.3 Hinchamiento y Retraccién del Gel
Esta hipdtesis establece que los geles a base de agua se hinchan en contacto con

el agua y se retraen en el petrdleo, causando una reduccion de los canales

abiertos al paso del agua y abre los canales al petroleo.
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Estudios de laboratorio no han logrado demostrar la validez de esta hipotesis, por

lo que aun es objeto de estudio de algunos investigadores.

5.6.2.4 Efectos de Mojabilidad

Esta hipdtesis sugiere que en un sistema fuertemente mojado por agua, la
presencia de gotas de petréleo residual en el centro de los poros, puede reducir
significativamente el radio poroso efectivo durante un desplazamiento por agua,
mientras que esto no ocurre en sistemas en los cuales el desplazamiento es por
petroleo. Por lo tanto para un espesor de capa de gel adsorbida, la reduccion de
permeabilidad al agua es mas evidente que la del petrdleo en procesos de

desplazamiento por agua.

A través de estudios de laboratorio no pudo ser probada esta hipotesis.

5.6.2.5 Canales Segregados

Esta hipotesis establece que los geles por ser de base agua tienden por afinidad,
a introducirse y fluir preferiblemente a través de los canales por donde se
encuentra el agua, bloqueandolos y dejando relativamente abiertos los canales de

flujo de petréleo.

Liang y Seright trataron de validar esta hipotesis realizando experimentos en los
cuales inyectaban simultaneamente petroleo y gel acuoso en distintas
proporciones a una muestra de roca de yacimiento. A través de los resultados
obtenidos llegaron a la conclusion de que esta hipétesis podria jugar un papel
importante en el fendbmeno de reduccién desproporcionada de la permeabilidad,

pero tiene que trabajarse mas en esta investigacion.
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5.6.2.6 Efecto de gota y efecto pared combinados?®

Liang y Seright encontraron que una combinacion entre el efecto de pared y efecto
de gota, pueden explicar el fendmeno en el cual un gel a base de agua reduce en
mayor proporcion la permeabilidad al agua que al petréleo, independientemente

de la mojabilidad de la roca.
Efecto de Pared

Este efecto, atribuye la reduccion desproporcionada de la permeabilidad a la
formacion de una pelicula o capa de polimero adsorbido en las paredes de los
poros, la cual tiende a restringir el flujo de la fase mojante, sin afectar
significativamente el de la fase no mojante. Este fendbmeno es responsable del
efecto DPR cuando el gel usado es de la misma fase que aquella que moja

preferencialmente la roca.

En la figura 5.4 se muestra como en una roca mojada por agua, las gotas de
petréleo residual junto a la capa de polimero disminuye el ancho de los canales de

flujo de agua, mientras esto no pasa con el petréleo.

Roca Mojada por Agua

ANTES DESPUES ANTES DESPUES

Petrolec [ | Gel

Figura 5.4. Efecto de pared en la reduccion desproporcionada de la permeabilidad
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Efecto de Gota

Este efecto explica el efecto DPR cuando el gel utilizado es de la misma fase que
la fase no mojante, produciendo una gota de gel en el centro del poro que
restringe el flujo de la fase no mojante, sin afectar significativamente el de la fase

mojante (ver figura 5.5).

En conclusiéon dependiendo de si la fase del gel es la que moja o no a la roca, el
mecanismo de reduccidon desproporcionada de permeabilidad sera diferente, sin

embargo, reducira mas el flujo a la fase que sea afin al gel.

Otro aspecto importante es que el efecto DPR también depende de la saturacion
residual de petroleo, por lo tanto mientras mayor sea esta, la reducciéon de

permeabilidad del petréleo sera menor.

Roca Mojada por Petréleo

DESPUES DESPUES

Roca Petréleo | Gel

Figura 5.5. Efecto gota en la reduccion desproporcionada de la permeabilidad
5.6.2.7 Balance entre fuerzas capilares y elasticidad del gel™
Esta hipotesis consiste en que cuando una gota de petréleo fluye a través de un

gel acuoso, dos fuerzas actuan para favorecer su paso. Una, la fuerza capilar que

tiende a mantener un radio minimo de la gota con la que se favorece la apertura
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de un canal a través del gel; y la otra la elasticidad del gel que ejerce una fuerza

de confinamiento para cerrar el canal.

Un balance entre estas dos fuerzas puede motivar el flujo de crudo, esto no ocurre
con el agua debido a que no hay una fuerza capilar que promueva la apertura del

canal.

Una vez mas, Liang y Seright intentaron demostrar esta hipotesis variando
parametros como tension interfacial y elasticidad del gel, pero los resultados

arrojados no le dieron validez a la misma.

5.7 Guia para la seleccion de pozos a ser tratados con geles DPR*®

A través de distintos ensayos de laboratorio realizados por investigadores, se ha
llegado a la conclusion que usualmente, los mejores candidatos para ser

seleccionados a un tratamiento con geles DPR son:

e Pozos que se encuentren en yacimientos estratificados, con una o mas capas
que se encuentren todavia saturadas de hidrocarburos.

e Si el agua es movil en todos los estratos productores, los beneficios de un
tratamiento pueden ser limitados, debido a que el tratamiento puede causar
reducciones significativas en la presién de fondo.

e En formaciones de alta permeabilidad (K>2000 mD), puede ser dificil alcanzar
grandes reducciones de permeabilidad simplemente por adsorcién del

polimero.

5.8 Diseino de un tratamiento con geles

Una vez determinado con exactitud cual es el problema que origina la alta

produccion de agua, se procede a la elaboracién del disefio del tratamiento.
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Este disefio involucra tres aspectos:

» Laformulacion del gel.
= El volumen a inyectar.

= | atécnica de colocacién del sistema.

5.8.1 Formulacién del gel

Esta debe seleccionarse de acuerdo a dos aspectos principales:

= Tipo de problema.

= Condiciones del pozo.

Para seleccionar la formulacién de acuerdo al problema, lo primero que hay que
establecer es si la zona objetivo puede aislarse de la zona productora, ya que si
esto es posible, se utiliza un sistema totalmente bloqueante, pero si no es posible

aislar la zona, se debe inyectar una formulaciéon con caracteristicas DPR.

El sistema puede ser disefiado con baja viscosidad inicial para asegurar la
penetracidén en la zona de agua, con la minima penetracion en la zona de petréleo;
con alta viscosidad inicial si es una fractura; con alta fuerza de gel si es para
corregir un problema no matricial y con baja fuerza de gel si se penetra en

profundidad en la matriz porosa.

En cuanto a las condiciones del pozo se debe seleccionar la formulacién que
tenga el tiempo de gelificacion adecuado a la temperatura del pozo, segun el
volumen a inyectar y la tasa de inyeccion a utilizar y debe ser estable por largos

tiempos a la temperatura del yacimiento.

El efecto de la salinidad del agua también debe evaluarse, ya que debido a la

naturaleza quimica de los polimeros utilizados para formar geles, la salinidad
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influye con frecuencia tanto en el tiempo de gelificacion como en la fuerza de gel,
por lo tanto, una seleccion adecuada de la formulacién debe considerar este

parametro.

5.8.2 Volumen

Aun no se ha definido un criterio uniforme para definir el volumen a inyectar en un
tratamiento con geles. Se ha sefalado que la experiencia de campo puede dictar
la pauta, no obstante, una buena alternativa es tomar en consideracion la
posibilidad de cambiar el volumen durante la operacion, de acuerdo a la respuesta
de presion de inyeccion del tratamiento. Si el pozo recibe el fluido sin cambiar la
presion e incluso disminuir, puede ser indicativo de que un canal preferencial se
ha llenado y por lo tanto el volumen no fue suficiente, mientras que un resultado
contrario puede indicar que el canal se ha llenado completamente llevando esto a

decidir que se detenga la inyeccion del tratamiento.

Por otro lado existen otras tres maneras de estimar la cantidad de gel que sera

inyectado en un tratamiento:

e Basado en la produccion diaria del pozo: algunos operadores proponen tratar a
los pozos con un volumen que varie entre la mitad y la totalidad de la

produccién bruta del pozo, dependiendo de la concentracion a utilizar.

e Basado en un numero determinado de barriles por pie perforado: consiste en
seleccionar un numero determinado de barriles que varia entre 50 y 200
barriles de solucién gelificante por cada pie perforado. Esta seleccion depende
de la productividad del pozo, es decir, a mayor productividad (mayor tasa

bruta), mayor cantidad de barriles por pie.
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e Basado en un radio de penetracion: el radio de penetraciéon seleccionado
puede variar de 10 a 25 pies, dependiendo de las propiedades de la roca, la

productividad del pozo, el riesgo de dafo y el tipo de gel a utilizar.

El volumen es obtenido de la siguiente manera:

Vsg =0.56%hp*g*rp> *Sw ..... Ecuacién 5.3

Donde:

Vsg: volumen de solucién gelficante, barriles.

0.56 : factor de conversion de pies cubicos a barriles multiplicado por IT.
hp: espesor de la arena neta petrolifera, pies.

¢ : porosidad, fraccion.

rp: radio de penetracion del gel, pies.

Sw: saturacidn de agua en los alrededores del pozo, fraccion.

Por otro lado los autores afirman que lo que realmente determina el volumen
del tratamiento, es el comportamiento del pozo al momento de inyectar el
tratamiento, por lo que es recomendable ir registrando la presién a medida que
se va realizando la inyeccion del gel.

5.8.3 Técnicas de colocacion®”?

Generalmente, la colocacion de tratamientos en pozos productores es basada en
la idea de que un fluido acuoso entrara a la formacion a través de la misma area
en la que un fluido acuoso esta siendo producido. Por ejemplo, una vez el agua
producida ha irrumpido, la razén de movilidades de la soluciéon acuosa en el
estrato en el cual se encuentra el agua, es mucho mas favorable que la razén de

movilidad de la solucién acuosa en el estrato en el que se encuentra el petrdleo.
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Como resultado, a razonables presiones y tasas, el tratamiento deberia

preferencialmente entrar en la porcion productora de agua.

Las diferentes técnicas de colocaciéon son:

» Por cabezal de pozo.

= Aislamiento Mecanico.

= Inyeccion dual.

5.8.3.1 Por cabezal de pozo (Bullheading)

Es la técnica de colocacion mas simple y econdmica, en la cual los operadores

inyectan el tratamiento sin aislamiento de la zona a tratar.

Esta técnica puede ser usada efectivamente para entrar a zonas que tomaran
100% de fluidos o para entrar dentro de perforaciones donde un decrecimiento de

la permeabilidad es necesario.
A través de esta técnica se podria sellar no solo la zona de agua sino también la
de petroleo, debido a que se realiza sin aislamiento de zonas. En la figura 5.6 se

muestra un tratamiento por cabezal de pozo que ha sellado ambas zonas.

Este tipo de técnica puede ser utilizada cuando se coloca un gel con efecto DPR, y

entre las ventajas y desventajas se encuentran:
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e Es el mas econémico y|e Es mas riesgoso en formaciones
operacionalmente mas simple. con estratos de alta
e Funciona bien en formaciones conductividad.
fracturadas (flujo lineal). e No se tiene control sobre donde

se esta inyectando el gel.

Zona de

petréleo

Figura 5.6. Colocacion del gel mediante la técnica Cabezal de Pozo

Para disefiar un efectivo procedimiento de colocacién y respuesta del tratamiento,
se deben considerar muy cuidadosamente las condiciones del pozo y las
caracteristicas del yacimiento. Especialmente se deben analizar los perfiles de
inyectividad y ejecutar un analisis multitasa para determinar las variaciones en las

presiones y tasas de inyeccion.

5.8.3.2 Aislamiento Mecanico

Para tener mas control de la colocacion del tratamiento, se pueden usar

empacaduras mecanicas, tapones puente o empacaduras para zonas selectivas
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para aislar perforaciones o una porcion de una completacion a hueco abierto
dentro de la cual un tratamiento debe ser colocado (ver figura 5.7).

Este método ofrece mayor proteccibn a las perforaciones en las arenas
adyacentes de ser selladas. Sin embargo, si no existe un sello lutitico efectivo
podria ocurrir invasion del gel inyectado en las arenas productoras suprayacentes,
por lo cual el tratamiento sera mas exitoso en formaciones con relaciones Kv/Kh

menores.

Zona de

petroleo

Figura 5.7. Colocacion del gel mediante la técnica Aislamiento Mecanico
De igual manera, es de suma importancia para el éxito de un tratamiento colocado
con aislamiento mecanico, que exista buena calidad de sello entre la tuberia y la
formacion, eliminando asi la posibilidad de comunicacion entre la zona ofensiva y

la no ofensiva a través de canales por detras del revestidor.

Entre las ventajas y desventajas se encuentran:
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Ventajas Desventajas
e Es aplicable en formaciones con|e Es operacionalmente mas
capas no comunicadas. complicado.

e Puede ser usado a bajas Kh/KL si|e Requiere buen estado del
Kv/Kh es pequefio. cemento.

e Puede ser usado a moderadas|e Las herramientas deben ser
Kv/Kh si hay grandes Kh/KL recuperadas.

e Dificil de aplicar en pozos a hoyo
abierto.

5.8.3.3 Inyeccién Dual

La técnica de inyeccion dual ofrece un control eficiente de la colocacion del

tratamiento.

Para proteger a las perforaciones adyacentes en la zona productiva del
tratamiento, se inyecta un fluido no sellante que sea compatible con la formacion
(ver figura 5.8) a través del espacio anular entre la tuberia continua y la tuberia de
produccion, mientras se inyecta el gel a través de la tuberia continua.
Frecuentemente el fluido usado para proteger a las zonas adyacentes del influjo
de la solucion del tratamiento es reactivo al fluido sellante. Por lo tanto cuando la
presion del tratamiento aumenta, el fluido interfase construye un sello dentro de
los intervalos de la formacion, creando una barrera que puede permitir que el

tratamiento se localice mas lejos dentro de la formacion.

Esta colocacion tiene que realizarse controlando las tasas de inyeccion de tal

manera que no exista flujo vertical entre ambas zonas.
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Zona de

Petréleo

Figura 5.8. Colocacion del gel mediante la técnica de Inyeccién Dual.

Entre las ventajas y desventajas se encuentran:

e Funciona bien en pozos a hoyo|e Es operacionalmente mas
desnudo. complicado.

e Permite selectivar la entrada de|e Es el mas costoso.
fluidos al pozo (donde se inyecta
el gel). e El flujo de fluidos en la formacién

puede ser dificil de controlar.

e Ofrece mayor proteccion a la zona
no tratada con gel.

5.8.4 Compatibilidad de aguas

La compatibilidad entre el agua a utilizar para el tratamiento con gel y el agua de
formacion, es un parametro que debe ser tomado en cuenta, ya que dependiendo
de las concentraciones salinas de esta agua, puede ocurrir precipitacion de sales,
causando un dafio importante a la formacién en caso de que el objetivo del
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tratamiento sea reducir la produccion de agua en una zona que se desea

mantener activa.
5.8.5 Mezclado’

Durante la preparaciéon del gel, se debe asegurar un mezclado homogéneo de los
polimeros y entrecruzadores, para lo cual es recomendable utilizar mezcladores
tipo “Jet”, cuando se trabaja con polimeros sdlidos y de tipo paletas si los
polimeros son liquidos. Manteniendo una circulacion continua del sistema a
medida que se va preparando el gel es una buena practica para la homogeneidad
de la mezcla. Si se trata de mezclar un polimero de muy alto peso molecular, se
debe asegurar un mezclado homogéneo utilizando equipos especiales y evitar el

uso de bombas centrifugas que puedan degradar el polimero por cizallamiento.
5.8.6 Tiempo de cierre’

Una vez finalizado el proceso de inyeccion, el pozo debe cerrarse hasta asegurar
que el gel ha alcanzado su maxima consistencia. Este tiempo de cierre depende
de la formulacion del gel y del enfriamiento que haya sufrido la formacion sobre el

tratamiento y puede ser medido mediante pruebas de laboratorio.
5.8.7 Seguimiento’

Finalmente, debe implementarse una fase de seguimiento y evaluacion posterior
al tratamiento, tal que permita evaluar el éxito del trabajo. Se debe optimar el
sistema de levantamiento después de la aplicacion del gel, debido a la disminucion
de la tasa bruta y el pozo debe abrirse controlado, para evitar la menor cantidad

de gel de regreso a superficie.
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5.9 Aplicacion de la Tecnologia de Geles??°

Los geles polimericos poseen las siguientes caracteristicas:

e Aplicable tanto en pozos inyectores como productores.

e Aplicable a tratamientos en matriz o en fracturas.

e Compatible con todos los minerales y litologias de los yacimientos evaluados.

e Aplicable a un ancho rango de problemas.

e Proveen un ancho rango de esfuerzos de gel.

e Proveen un ancho rango de tiempos de gelificacion controlables y predecibles,
sobre un alto rango de temperaturas.

e Aplicable sobre en un rango de temperaturas entre 40 °F y 300 °F.

e Es ambientalmente aceptable.

e La experiencia de campo sugiere que la gran mayoria de los tratamientos han
sido aplicados en yacimientos carbonaticos.

e La gran mayoria de los tratamientos con éxito se han efectuado en yacimientos

con moderada viscosidad.

5.9.1 Requisitos que debe cumplir un pozo candidatos a ser tratados con

geles®?

Los pozos que podrian ser buenos candidatos son aquellos que cumplan con:

e Una alta relacion agua/petréleo.

¢ Altos niveles de fluido produciendo en el pozo (alto indice de productividad).
¢ Una sustancial saturacién de petréleo movil alrededor del pozo.

¢ Inesperados bajos recobro de petréleo.

e Temprana irrupcion del agua.

e Pozos en buenas condiciones mecanicas.
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5.9.2 Geles con efecto DPR

Estos tipos de geles son usados cuando no es posible aislar las zonas productoras
de las zonas ofensivas durante el tratamiento, pero solo pueden ser usados para
algunos tipos de problemas causantes de la alta produccion de agua, entre los que

se encuentran:

Comunicacion a través de fracturas

Los geles con efecto DPR no sellantes son usados para corregir este tipo de
problemas cuando se desea minimizar el dafio causado por la invasion de la
solucion gelificante en el medio poroso al momento de la inyeccién, principalmente

cuando existen fracturas donde el flujo sea de petréleo.

Canalizacion a través de capas permeables

Los geles DPR son aplicables para este tipo de problemas si se desea mantener
la zona productiva con un corte de agua reducida, pero esta presion se considera
riesgosa debido a que el flujo es radial en pozos con este problema. Para que esto

sea aplicable deben existir suficientes reservas remanentes en el pozo.

Conificacion

Esta operacion resulta muy riesgosa y complicada, debido a que el flujo en el pozo
es radial y el gel invadira tanto la zona productora como la del cono por lo que se
necesitaria inyectar el gel en la parte baja del cono a través de inyeccién dual, al
mismo tiempo que se inyecta un fluido protector en la zona productora,
necesitandose grandes volumenes de gel, resultando muy costoso el tratamiento,
sin la seguridad sobre la durabilidad del gel, debido a la cercania al contacto

agua/petrodleo.
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5.9.3 Geles sellantes

Los geles sellantes son usados para aislar completamente la produccion de una
zona o para correccion de cementacion primaria. Entre los problemas que pueden

ser tratados con este tipo de geles, se encuentran:

Canalizacion a través de capa permeables

Para poder realizar el tratamiento de una zona con geles sellantes, no debe existir
flujo cruzado entre las zonas productoras y ofensivas para evitar la invasion del gel
en las zonas productoras. Para ello se debe efectuar aislamiento mecanico de la

zona a tratar.

Comunicacion detras del revestidor

Este tipo de operacion puede ser riesgosa, debido a que el gel inyectado puede
fluir por detras del revestidor, llegando a la zona productora, lo que puede causar
un sello de la misma. Por ello es recomendable cafionear a la altura del extremo
inferior del canal por detras del revestidor, inyectando un fluido protector en la

zona de petroleo mediante inyeccion dual.
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CAPITULO VI
TECNOLOGIA DOWS

En la extraccion del crudo, especialmente en aquellos campos en los cuales la
energia primaria es generada desde un acuifero activo, es comun notar un
incremento del volumen de agua con salinidad variable. Eventualmente en las
etapas iniciales de explotacion es posible producir crudos “limpios” (bajos cortes
de agua o nulos) y a medida que alcanza su estado de madurez, es observado un
incremento gradual de la produccion de agua hasta que ésta constituye el fluido

con mayor porcentaje en la produccién.>®*!

El incremento de la produccion de agua en campos maduros de crudo han tenido
como resultados una elevaciéon de los costos operacionales debido al manejo de
agua en superficie y un incremento en los costos para los equipos de
levantamiento artificial, separacion, tratamiento, conduccién y reinyeccion. En
algunos casos, pozos o campos han sido suspendidos o abandonados con
significantes volumenes de crudo recuperables dejados en el subsuelo, debido
solamente a los pobres resultados econdmicos que son generados con la
presencia de una excesiva produccion de agua, ya que al aumentar la relacion de
agua/petroleo, se aumentan los costos de potencia requerida para levantar la
columna de fluido dentro del pozo, aumenta la corrosion del sistema y bombas,
mientras que la cantidad de crudo producida disminuye, haciendo cada vez menos

atractiva la produccion de estos pozos o campos.>?*%%

Desde el punto de vista ambiental, el incremento en los volumenes de aguas de
alta salinidad, trae como consecuencia una progresiva agresion al medio ambiente
que debe ser evitada o reducida a su minima expresion. El alcance de las
soluciones tradicionales de disponer de tanques para la evaporacion e infiltracion
para la reinyeccién en las formaciones productoras como propdsito de recobro
secundario o a través de pozos para la disposicion del agua, ha sido la

disminucién de riesgo para la contaminacién de acuiferos de agua dulce ubicados
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en zonas someras. Sin embargo el problema econdmico persiste porque con la
reduccién de las reservas recuperables se produce un retroceso en las ganancias
por los altos costos acarreados en la disposicion del agua. Consecuentemente, un
analisis del consumo de energia en los campos con avanzadas etapas de recobro
secundario y/o aquellos que su fuente de energia proviene de acuiferos activos,
presentan que entre un 60% hasta un 70% del consumo de energia es usada para
manejar el agua producida, su separacion del crudo, su calentamiento, su

tratamiento y su reinyeccion.*®

El concepto basico detras de la separacion de fondo agua/petréleo fue la idea de
no tener la necesidad de llevar a superficie el agua producida en el pozo, donde la
mayor limitante para la implantacion del concepto era el espacio disponible para la
colocaciéon de un equipo capaz de realizar la funcién de separaciéon, lo cual al

principio del siglo pasado parecia imposible y antiecondmico.**

Esfuerzos pasados para manejar el incremento de la produccién de agua en los

pozos petroleros estuvieron centrados en:

e Mantener el agua fuera del pozo, a través de recompletaciones, cementaciones
forzadas, o mas recientemente, el uso de agentes bloqueadores quimicos y

biologicos.

¢ Incremento en la capacidad para mover los fluidos fuera del pozo, por medio
del desarrollo de bombas de altas capacidades, tales como las bombas
electrosumergibles y asi poder incrementar el manejo de volumenes de agua

sin una significante reduccion en los volumenes de crudos producidos.
e Perfeccionando la ejecucién de los equipos de bombeo usados para mover la

mezcla petréleo-agua hasta superficie, por medio del perfeccionamiento en los

materiales utilizados en la construccién de los equipos y el uso de sistemas
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automatizados para el control del bombeo de los pozos, como también el uso

de técnicas de diagndsticos de pozos.®*

6.1 Inicios de la tecnologia DOWS *

En 1991, C-FER Technology y NPEL en Edmonton (Canadd), comenzaron a
buscar soluciones mas positivas desde todos los puntos de vistas para los
problemas de producciéon de agua. Con un pequefio presupuesto inicial de $c
20000 (dolares canadienses) y el soporte de tres compafiias productoras y
AOSTRA, un estudio de factibilidad fue realizado para determinar una manera
economicamente rentable de separar y reinyectar el agua producida dentro del
pozo productor. El objetivo en la fase inicial del estudio fue simplemente
determinar si cualquiera de las nuevas tecnologias disponibles, incluyendo
membranas, filtros selectivos o hidrociclones, podian ser opciones técnicas y
econdmicamente factibles para la implantacion en el fondo del pozo. Los
resultados arrojaron que los hidrociclones pueden potencialmente ser usados para
reducir significativamente el agua producida a superficie, en fendmenos tales
como la conificacion de agua, donde los cortes de agua son especialmente altos.
Desde sus inicios, la tecnologia ha continuado desarrollandose hasta su actual

disponibilidad comercial.

En 1992, patentes para la utilizacion de hidrociclones con separaciones de fondo
de petréleo y agua en combinacion con varios tipos de equipos de levantamiento
artificial fueron solicitadas. Mientras tanto, C-FER comenzo el desarrollo de la
préxima fase, la cual se centré en la factibilidad para el disefo del separador
prototipo. Para asistir con el desarrollo, C-FER realiz6 convenios con tres
surtidores de equipos de levantamiento artificial (REDA, bombas BMW y Quinn
Oilfield) y un surtidor de hidrociclones (Vortoil Separation System ahora divisién de
Baker-Hughes) para acceder a sus experiencias en bombeo de fondo y disefios de
sistemas con hidrociclones respectivamente y asi proveer un prototipo inicial para

las pruebas de campo.
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Los participantes del proyecto determinaron que la mayor prioridad deberia ser el
desarrollo de un prototipo con bomba electrosumergible, la cual es utilizada en
manejos de grandes volumenes totales de fluidos. Las bombas de cavidad
progresiva y bombeo mecanico seguirian las pruebas si la separacion basica
fuese provista por la prueba realizada por el prototipo con bomba
electrosumergible. Asi C-FER, NPEL, REDA y Vortoil trabajaron juntos para
desarrollar un disefio de prototipo operacional con un costo relativamente bajo
para una prueba de campo en un pozo seleccionado desde varios candidatos

ofrecidos por los productores participantes.

Con el prototipo desarrollado y soportado por un incremento del numero de
participantes del proyecto, una tercera fase del proyecto fue iniciada para
emprender coyunturalmente tres pruebas de campo, una para cada tipo de
sistema de bombeo. La planificacion y preparacién para este trabajo comenz6 en

1993 y fue presentado formalmente en los comienzos de 1994.

Después de la fabricacion y pruebas del laboratorio, el prototipo con bomba
electrosumergible fue instalado en un pozo con alto corte de agua localizado en el
centro de Alberta, Canada. Este prototipo fue probado para resultar exitosa la
demostracién de su factibilidad técnica y su utilidad para el proceso de reduccion
de agua producida. Instalado, con pocos problemas, en el verano de 1994, éste
operd por ocho meses y redujo el agua producida a superficie en un 97%. El
sistema de bombeo requiri6 30% menos de potencia que un sistema convencional
para el mismo volumen de flujo y con un no esperado extra de produccion de
crudo del 15%.

El éxito de la prueba con la configuracién de la bomba electrosumergible, conllevé
a los participantes del proyecto a iniciarse en los prototipos para las
configuraciones con bombas de cavidad progresiva y bombeo mecanico. Como

con la prueba de la configuracion de bomba electrosumergible, pruebas de los
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sistemas a grandes escalas fueron completadas antes de proceder con las

pruebas de campo.

Trabajos de perfeccionamiento en las configuraciones de bombas
electrosumergibles y de cavidad progresiva comenzaron después de las exitosas
pruebas realizadas a los sistemas prototipos. A los finales del afo 1996 mas de 15
unidades con configuraciones BES y BCP habian sido instaladas en Alberta,
Saskatchewan (Canada) y en los Estados Unidos. Esta cantidad fue incrementada
en el afo siguiente y para la fecha C-FER estimé que mas de 7.5 millones de
ddlares canadienses habian sido gastados por todos los participantes en el

desarrollo del proyecto.

El disefio del sistema de bombeo es dependiente principalmente en lo relacionado
a los requerimientos de tasa de flujo y a la presidon necesaria para mover la
corriente de crudo a superficie y la reinyeccion de la corriente de agua. Si la
presion requerida para enviar el agua de reinyeccidn es mayor que la presién
requerida para enviar el crudo a superficie, entonces solo es necesaria la
instalacion de una bomba sencilla para los sistemas de bomba electrosumergible y
cavidad progresiva. Cuando el requerimiento de presién para la reinyeccion de
agua es menor que la presion necesaria para llevar el crudo hasta superficie,
entonces un sistema de bomba dual puede ser usado para reducir el costo de

potencia en el sistema de levantamiento artificial.

Un potencial de beneficios en la reduccion de costos es representado por la
tecnologia, como lo son la reduccién de costos de levantamiento del crudo,
reduccion de costos para el manejo de la produccion de agua en superficie,
reduccion en los costos de tratamientos en superficie y reduccion de los riesgos

ambientales.
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6.2 Contribucion de la tecnologia para la separacion de agua *

A lo largo del siglo pasado, desde su introduccion, la tecnologia ha afiadido una

significante cantidad de barriles de petroleo a la produccién mundial de crudo.

Pozos marginales de producciéon pueden ser producidos usando técnicas de
separacion para el agua, sin embargo la posibilidad econdmica tiene que ser
determinada, la cual es usualmente controlada por el precio del mercado para el
crudo. Improvistos y costos efectivos de la tecnologia pueden también proveer una

oportunidad para producir tales pozos de perfil bajo.

6.3 Hidrociclon tipo DOWS*®

Los hidrociclones han sido usados ampliamente para separaciones de
agua/petroleo en aplicaciones de superficie donde sus pequefias dimensiones y
simplicidades operacionales pueden ofrecer ahorros significativos en los costos

para el manejo y tratamiento del agua producida.

El mecanismo de separacion dentro de un hidrociclon es principalmente
gobernado por la ley de Stokes, la cual relaciona la fuerza gravitatoria, la
diferencia de densidad de los fluidos y su viscosidad para generar la velocidad de

corte necesaria para separar los fluidos, esta ecuacion se enuncia a continuacion:

F*dz* _
- l.-p,) Ecuacion 6.1

U

Donde:

V: Velocidad de corte.
F: Fuerza de gravedad.

d: Diametro de la gota de petréleo.

Gota de petroleo pa: Densidad del agua.

pp: Densidad del petroleo.

u : Viscosidad del agua.
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Quedando el tiempo de separacion de los fluidos (t) expresado como:

t=— ... Ecuacién 6.2

Donde:
D: Distancia desde la gota de petroleo hasta la superficie.

V: Velocidad de ascenso para la gota de petroleo.

Los hidrociclones poseen forma conica, no poseen partes moviles y separan
sustancias de diferentes densidades por fuerzas centrifugas. Los hidrociclones
pueden separar liquidos de sodlidos o liquidos de otros liquidos. El tipo de
hidrociclon liquido/liquido es usado en la tecnologia DOWS. En la figura 6.1 se
presenta un dibujo esquematico de un hidrociclén, donde el fluido producido es
bombeado tangencialmente dentro de la porcion cénica del hidrociclon, forzando al
fluido a rotar dentro del aparato. La forma cdnica del hidrociclon acelera al flujo del
fluido dentro de la ruta helicoidal, produciendo un remolino libre y creando grandes
fuerzas centrifugas. El agua al ser el fluido mas pesado, es obligada a girar por la
pared interna del hidrociclon y es movida hacia la salida inferior del equipo por
acumulacion de ésta en la pared de la seccion coénica. El fluido mas liviano,
petréleo y gas, permanecen en el centro del hidrociclon formando un nucleo, el
cual es transportado hacia la salida superior del equipo a través de un voértice o
remolino para su posterior transportaciéon hasta la superficie, por medio de una

bomba de produccion. 20-333¢

La tasa de flujo es gobernada por la caida de presion disponible a través de la
unidad. Para un ciclon, existe una relacion entre la tasa de flujo y la Razén de
Presién Diferencial (Rpd) la cual es la relacion entre la caida de presion desde la
salida para la corriente de crudo hasta la caida de presion en la salida para la

corriente de agua a reinyectar. *
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Entrada del
N fluido neto

< G [
\ Corriente de
agua para la
Corriente de disposicion
crudo
concentrado

Figura 6.1. Diagrama operacional para un hidrociclon

Para explorar la relacion entre el desenvolvimiento del hidrociclon y la tasa de
flujo, dos parametros deben ser definidos, la Relacién de Expulsion (RE) y la
Eficiencia del Crudo Removido (ECR). La tasa de flujo de la corriente de crudo
proveniente de la tasa de flujo total es la RE, la cual representa la eficiencia del
equipo. Durante la operacion, esta relacion varia y tiene que ser mantenida o

incrementada para mantener la eficiencia en la separacion. >

La maxima tasa de flujo es generalmente gobernada por la caida de presion
disponible entre la entrada al equipo y la salida de la corriente del crudo. Exceder
la tasa maxima de flujo crea altas velocidades las cuales resultan en bajas
presiones dentro del nucleo central de crudo, haciendo muy baja la fuerza
necesaria para transportar al nucleo de crudo hasta la salida superior del equipo.
La eficiencia para la remocion del crudo decrece como una consecuencia del
deficiente flujo de expulsién. El limite mas bajo para la tasa de flujo es gobernado
por la tasa a la cual las fuerzas centrifugas estan demasiado débiles para ejecutar
la separaciéon deseada. Este parametro depende de la dificultad para la separacién

(tipo de crudo, corte de agua, etc.). >

La separacion de los fluidos en un hidrociclon no es completa, algo de crudo es
transportado con la fraccion de agua inyectada (<500 partes por millon [ppm] —
[Shaw 1998]; <200 ppm — [Matthews 1996]; <100 ppm — [Bowers 1996], y una
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significante porcion de agua, tipicamente 10% a 15% [Matthews 1998]) es traida a
superficie con la fraccion de crudo y gas. No obstante, los hidrociclones pueden
rapidamente separar mas del crudo desde la fraccion de agua, a través de un
hidrociclon deshidratador. Por ejemplo, Solanki 1996 reporto que tipicamente
pozos con relaciones de agua/petréleo en el rango de 5 a 100 pueden ser tratados
por hidrociclones tipo DOWS para producir fluidos a superficie con relaciones de

agua/petréleo entre 1y 2. %

Los hidrociclones usados en la tecnologia DOWS tienden a ser angostos y altos.
Peachey y Matthews (1994) reportaron que los hidrociclones pueden ser mas
pequefios que 1.96 pulgadas de diametro y 3.28 6 6.56 pies de longitud. Si un
hidrociclon sencillo no provee la suficiente capacidad para manejar el volumen
total de fluido, varios hidrociclones pueden ser instalados en paralelo. EI nUmero
de hidrociclones necesarios depende del flujo total procedente del yacimiento. En

la figura 6.2 se presenta un dibujo esquematico de dos hidrociclones en paralelo.
30

Existen tres tipos de hidrociclones usados en el proceso de separacion,
hidrociclones de volumen en bruto, hidrociclones deshidratadores e hidrociclones
deolificantes. Estos hidrociclones poseen mas o menos el mismo disefio, pero
tiene diferencias operacionales. El hidrociclén de volumen en bruto divide en dos
corrientes la mezcla de petrdleo y agua producida desde el yacimiento sub-
saturado (para el caso de yacimientos saturados se debe considerar un separador
de fondo para el gas libre). Una de las corrientes producidas pertenece al crudo
concentrado y la otra pertenece al agua producida. La corriente de crudo
concentrado es llevada al hidrociclén deshidratador donde mas agua es removida
del crudo resultando en una fase de crudo mas “limpia”. La corriente de agua
concentrada proveniente del hidrociclon de volumen en bruto es enviada al
hidrociclon deolificante, donde el crudo es removido. Tanto el hidrociclén
deolificante como el deshidratador, dan prioridad a una fase, al agua o al crudo,

respectivamente. Asi, una fase ‘limpia” y una fase “contaminada” salen del

105



CAPITULO V. Tecnologia DOWS

hidrociclon deolificante y del hidrociclon deshidratador. La fase contaminada
proveniente del hidrociclon deshidratador puede ser reciclada al hidrocicldn

deolificante y viceversa. *°

——=> Remolino de crudo

> Corriente de crudo
concentrado

2 Flujo de alimentacion

———> Corriente de agua para la
reinyeccion

Figura 6.2. Diagrama para dos hidrociclones en paralelo

En pozos donde la tasa de flujo y la composicion del mismo cambian rapidamente,
el flujo debe ser monitoreado. Cuando un cambio en las condiciones de flujo es
monitoreado, las valvulas de control de flujo deben ser ajustadas

convenientemente a las nuevas condiciones de flujo.

Sobie y Matthews (1997) dieron a conocer limites de capacidades en barriles por

dia (bpd) para hidrociclones tipo DOWS usando tres diferentes tipos de bombas y
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Matthews (1998) ofrecié informacion adicional al respecto. Esta informacién es

presentada en la tabla 6.1.

Tabla 6.1. Capacidades de los hidrociclones para diferentes bombas,
segun Sobie y Mathews (1997).

Tipo de Bomba Tamaiio del Volumen Volumen
revestimiento Total max.
(Pulgadas) (BPD) a superficie
(BPD)
Electrosumergible 5.5 3800 440
7 10000 940
Cavidad 5.5 2200 ~ 450
Progresiva 7 ~ 3800 ~ 1360
Bombeo 5.5 - 85% corte de 1700 530
Mecanico aogua
5.5 -97% corte de 1200 70
agua
7—-85% corte de 2500 790
agua
7-97% corte de 1900 190
agua

6.4 Configuracion basica del sistema DOWS

Existe en la actualidad una variedad de sistemas de separacion de fondo,

incluyendo sistemas para separaciones gas/liquido, liquido/sdlido vy

liquido/liquido.®

La gran mayoria de los sistemas estan especificados para manejar altos
volumenes de fluidos (2000 hasta 25000 barriles por dia) acoplados a sistemas de
levantamiento artificial con bombas electrosumergibles. El inicio del proceso para
la separacion es cuando la produccidon proveniente del yacimiento es arrastrada

hasta la bomba de inyeccidon del sistema, la cual empuja con presién al fluido de
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produccion, para asi alimentar la entrada del separador. El separador divide el
liquido en dos corrientes: una es la corriente de crudo concentrado para ser
levantada hasta la superficie y una corriente de agua y trazas de crudo para la
reinyeccion en la zona de disposicidén. La corriente de agua fluye a través de la
sarta de inyeccion, después pasa por medio de la empacadura de aislamiento,
para finalmente pasar por las perforaciones realizadas en la zona de disposicion.
La corriente de crudo fluye a través de un canal (normalmente consiste de dos o
tres tubos de diametros pequenos) los cuales encaminan al flujo alrededor de la
bomba, del motor y por la tuberia de produccion. Como una opcion, una segunda
bomba puede empujar presion en la corriente de crudo para levantarla hasta
superficie. Si la segunda bomba esta en uso, un motor comun normalmente

mueve a ambas bombas.*®

Dependiendo de la ubicacion del motor, habra variaciones en los disefos basicos.
En todos los casos, los fluidos producidos del yacimiento deben pasar por el
perimetro del motor con el propdsito de enfriarlo constantemente (ver figura 6.3).
En las completaciones donde esto no suceda naturalmente (el motor y la bomba
de inyeccion estan instalados por encima de las perforaciones), una carcaza
puede ser usada para obligar al fluido producido pasar por el motor y lograr el
objetivo de mantenerlo constantemente enfriado. Una carcaza es una pared
delgada con forma conica - cilindrica y es colocada alrededor de la bomba de
inyeccion y del motor, el extremo inferior cénico de la carcaza se encuentra
sellado con la finalidad de obligar al fluido producido pasar por el lado exterior
superior de la carcaza, para que después pase por el extremo interno superior de
la carcaza, alcanzando asi al motor antes de que llegue a la bomba de inyeccién

(ver figura 6.4).

Las carcazas pueden ser utilizadas para resolver problemas de enfriamiento, pero
incrementa significativamente el diametro necesario para el ensamblaje de la
bomba electrosumergible, lo cual se traduce en un incremento en los problemas

de empaque e instalacion. Por estas razones, y al adicional costo y complejidad

108



CAPITULO VI. Tecnologia DOWS

del sistema con carcaza, es preferible instalar el sistema de tal forma que no sea

necesaria la instalacion de carcazas para propdsitos de enfriamiento. °

Corriente de crudo concentrado

Zona productora

>
" Bomba de produccién

» Motor

» Tubos de paso para el crudo concentrado

Bomba de succién

Bomba de inveccion

Separador

Empacadura

Zona de inyeccién

P Agua de inyeccion

Qargaza

Figura 6.3.Completacion DOWS Figura 6.4.Completacion DOWS
con carcaza

Un sistema DOWS con bomba de cavidad progresiva también puede ser
empleado. El conductor para una bomba de cavidad progresiva es normalmente
un motor eléctrico localizado en superficie y conectado a la bomba por medio de
barras que transmiten el movimiento del motor a la bomba. Como en el sistema
DOWS con bomba electrosumergible. En este tipo de acoplamiento también se

puede emplear una o dos bombas. *°

Las bombas de cavidad progresiva poseen una ventaja sobre las bombas
electrosumergibles para las situaciones con problemas de emulsiones y/o sélidos.
Las primeras son bombas de desplazamiento positivo y son ampliamente usadas
para bombear mezcla que son facilmente emulsificadas. Adicionalmente, las
bombas de cavidad progresiva pueden manejar una significante produccion de
solidos mientras proveen una aceptable confiabilidad. Pero la principal limitacion

de las bombas de cavidad progresiva para usar con el sistema DOWS es la
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capacidad en volumen que pueden manejar. Estas bombas son tipicamente

instaladas con capacidades de 500 hasta 2000 barriles por dia. *°
6.4.1 Zona para la reinyeccion del agua

La gran mayoria de las instalaciones actuales con sistemas DOWS, estan
configuradas para reinyectar el agua producida por debajo de la zona productora,
a diferencia de la minoria de instalaciones que realizan la reinyeccion por encima
de la zona productora, en esta ultima configuracién se debe tomar cuidado de que
no se produzca un “corto circuito” (contacto entre el agua reinyectada y la zona

productora), debido al incremento de la relacion agua/petréleo que se produciria.
30,33,36

Para una reinyeccion por encima de la zona productora se presenta a continuacion

una posible configuracién mecanica (figura 6.5). %

Zona de inyeccién

L = C__J;._>Zona de produccion
e —.ﬂ i
T

Figura 6.5. Reinyeccién por encima de la zona productora
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6.4.2 Beneficios potenciales para el yacimiento con la aplicacion del sistema
DOWS 3'3¢

El sistema de separacion de fondo para agua/petrdleo y reinyeccion del agua
producida en el mismo pozo puede ofrecer varios beneficios al yacimiento. Los

beneficios mas obvios son presentados a continuacion:

1. Reduce el peso de la columna hidrostatica en pozo de produccién, lo que

puede ser muy significante para yacimientos de bajas presiones.

e La tasa de produccion puede ser incrementada.
e La vida productiva del yacimiento puede ser extendida.

¢ Reduccion de la energia necesaria para producir el crudo.

2. La reinyeccion selectiva para el agua producida puede lograr un mejor recobro
de crudo por mejoramiento de la corbetura geométrica. Y al obtenerse un

incremento del recobro de crudo decrece el limite econémico.

3. Un control dinamico del contacto agua/petréleo a través de una completacion
dual en la zona de transicion y con la reinyeccion del agua en el acuifero
puede reducir o eliminar la produccién de agua debido a la conificacién y asi

mejorar el recobro de crudo.

4. Reduccion del riesgo ambiental, debido a que la produccién de agua puede
causar problemas de produccion en términos de corrosion y formacion de
hidratos en la tuberia. Un procedimiento normal para evitar este problema es el
inyectar inhibidores. Estos quimicos no son solo costosos, sino que también
son toxicos. La separacion de fondo y la reinyeccion del agua producida a la
formacion reducen los problemas anteriormente descritos. Las particulas de

arena fluyendo pueden causar erosion, particularmente donde el flujo es
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restringido tales como valvulas y codos. Esta erosion puede causar fallas en
los equipos al menos que los elementos sean reemplazados frecuentemente.
Accidentes resultantes pueden causar varias consecuencias a personas y al
medio ambiente. En el sistema DOWS la arena es removida con el agua de
fondo y ademas de que todos los elementos que constituyen a la sarta de
inyeccion estan protegidos contra la erosién, para asi reducir la erosién de los

equipos superiores al sistema.

6.4.3 Limitaciones y fallas del sistema DOWS

6.4.3.1 Limitaciones

Algunas de las limitaciones presentadas a continuacion estan relacionadas con el
sistema propiamente dicho y otras son inherentes al uso del sistema. Con el

progreso de la tecnologia, estas limitaciones pueden desaparecer. *

e [a capacidad hidraulica del hidrociclon: minimo tamafo para el diametro del
revestidor 5-1/2”, maximo diametro para el revestidor 9-5/8”, diametro minimo

para el hidrociclon 4-1/2”, diametro maximo para el hidrociclon 7-5/8”.

e DOWS/Bomba electrosumergible: el motor debe ser instalado por debajo del
area productora para permitir su enfriamiento, sino una carcaza debe ser
usada, siempre y cuando el tamafo del revestidor lo permita.

e La arena presente dentro del fluido de produccion podria llenar la parte inferior
del revestimiento donde se encuentra fijada la empacadura y taponar las

perforaciones realizadas para la reinyeccion.

e La relacién de agua/petroleo debe ser alta.
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e La minima diferencia de gravedad especifica entre el crudo y el agua debe ser
de 0.05.

e El crudo contenido (tipicamente entre 10 y 200 ppm de crudo) en la inyeccién
del agua puede danar la formacion especialmente en aquellas que no tienen

saturacién de crudo residual.

e Deficiencia en la bomba causa discontinuidad de inyeccion.

6.4.3.2 Fallas *°

Un andlisis de fallas es altamente util para el mejoramiento de los disefios de los
sistemas actuales. Cada falla tiene su reevaluacion para resolver problemas no

cubiertos en los disenos anteriores.

Las fallas pueden ser clasificadas en dos categorias basicas:

6.4.3.2.1 Fallas mecanicas

Como puede esperarse de un sistema nuevo, las causas mecanicas son la fuente

de la mayoria de las fallas del sistema hasta la fecha.

Fallas de tuberia: el sistema DOWS presenta significantes problemas de
ensamblaje. En particular, canales para pasar la corriente de crudo concentrado
alrededor del acoplamiento bomba/motor, deben ser colocado en un area
seccional muy pequefa, y estar expuesta a velocidades de flujo muy altas, esto
crea el potencial para hacer fallar a la tuberia tempranamente por erosion, ya que
esos canales de paso son fabricados con espesores delgados y son fijados en la

parte exterior del ensamblaje bomba/motor y existe un alto potencial para dafar
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esos tubos en el transcurso de la instalacion del sistema. Esto es particularmente

cierto donde los pozos son desviados.

Fallas de sello: un sistema DOWS puede exponer a los sellos rotatorios a
presiones diferenciales nunca encontradas en una instalacion normal de bomba

electrosumergible. Este tipo de falla ha sido presentada con muy poca frecuencia.

Fallas motor/bomba: la complejidad de la instalacion para el sistema DOWS
puede acarrear problemas en el disefio de la bomba, ya que una incertidumbre es
encontrada alrededor del indice de inyectividad para la zona de disposicion,
ademas de la necesidad para operar el separador en una apropiada fraccion de
flujo, esto puede dificultar la planificacién para empujar la carga generada por la
bomba. Un comportamiento inadecuado para el empuje de la bomba resultaria en

una falla prematura del sistema.

Fallas por empacadura: Un numero pequeio de fallas resulta de problemas con
las empacaduras. En estos casos, la empacadura falla en el aislamiento de la

zona de produccion y de disposicion.

Produccion de solidos: Una produccion excesiva de solidos acarrea fallas
mecanicas prematuras del separador, bomba y tubos de paso para la corriente de
crudo concentrado. Este problema puede taponar las entradas del acoplamiento

bomba/separador.

6.4.3.2.2 Fallas relativas al proceso

Cuando los sistemas mecanicos estan trabajando adecuadamente, fallas del
sistema DOWS generalmente se traducen en una separacion incompleta. Existe

un numero de variables en el proceso que afecta directamente la operacion de

separacion.
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Los disefos para los sistemas DOWS necesitan integrar todos los parametros que
pueden afectar sus funcionamientos, las caracteristicas de operacion en un
ambiente de fondo son diferentes a las encontradas en superficie pero los

parametros dependientes de los fluidos que afectan la separacién son los mismos.
Densidad

La densidad del agua es una funcion de la presion, temperatura, gas en
solubilidad y el contenido de sal. La temperatura es la mas importante de las
variables. Una alta temperatura resulta en una baja densidad para el agua, pero
produce también grandes cambios en el crudo. El crudo se encuentra en su
minima densidad en el punto de burbujeo. A altas presiones, la densidad del crudo
incrementa por efecto de su propia compresibilidad. Por debajo de la presion del
punto de burbujeo, la densidad del crudo se incrementa por la produccidon de gas
libre. La diferencia de densidades generalmente sera mayor en la separacion de

fondo que en la superficie.

El agua con bajo contenido de sal reduce la eficiencia de separacioén, debido a su
mayor sensibilidad a las acciones de las fuerzas de cortes. Contrariamente, un alto
contenido de sal mejorara la coalecencia de las gotas mejorando asi la
separacion, ya que la salinidad del agua producida afecta directamente la carga
electrostatica de las gotas, la cual juega un rol vital en la eficiencia del proceso de
coalecencia para las gotas de crudo. Con una alta salinidad, la carga es baja,

generando asi una facil coalecencia y separacion.

Velocidad de corte

El corte implica que hay un gradiente en la velocidad de una corriente de fluido
medida a través del eje de trayectoria para el flujo. Una alta tasa de corte es
normalmente encontrada donde existe un cambio abrupto en la velocidad del flujo

o donde una corriente fluye a alta velocidad a través de un canal estatico y es
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normalmente indicada por un cambio significativo en la presion ejercida en (o por)
el fluido fluyente. Unas condiciones de alto corte en un separador de
agua/petroleo son evitadas por el efecto negativo que es producido en la
distribucion del tamafo de las gotas dispersas. La exposicion de una mezcla de
fluidos constituida por crudo dispersado en agua para altas tasas de corte

resultara en una significante reduccion en el tamano promedio de la gota de crudo.
35

Una alta tasa de corte ocurre dentro de procesos en aparatos tales como tuberias,
valvulas de control y bombas y también puede ocurrir dentro del mismo
hidrociclon. En particular, la entrada tangencial de un tipico hidrociclon deolificante
expone a la mezcla agua/crudo a una velocidad de flujo extremadamente alta,
resultando en altas tasas de cortes. Ha sido observado que las gotas de petroleo
dispersas en agua con un tamafio promedio menor a 1.96x10° pulgadas son
menos susceptibles a una reduccion adicional en el tamafio de gota como
resultado de una alta tasa de corte. Adicionalmente, es conocido que los crudos
de baja gravedad son menos susceptibles que dispersiones de crudos mas

livianos a la reduccion del tamario de gota proveniente de una tasa de corte.®

Basados en las observaciones anteriores, un numero de “tolerancias de cortes” en
la geometria de los hidrociclones y en las practicas de los procesos de disenos
han venido siendo comunes en las aplicaciones para el tratamiento del agua
producida. Modernos disefios para hidrociclones deolificantes son capaces de

remover gotas de crudos muy pequefias desde el agua. *°

Viscosidad

La velocidad de separacion de una gota de crudo desde un volumen bruto de la
fase de agua, o de una gota de agua de un volumen bruto de una fase de crudo,
es inversamente proporcional a la viscosidad de la fase del volumen bruto, sin

embargo es mucho mas facil remover una gota de crudo proveniente del agua que
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remover una gota de agua proveniente del crudo, ya que el agua posee una menor

viscosidad.

En adicién, es muy dificil desarrollar completamente el flujo del remolino o vortice
requerido dentro del hidrociclén cuando éste es alimentado por una mezcla de alta
viscosidad. Las pérdidas friccionales entre el fluido y el cuerpo estatico del
hidrociclon, como la friccion ejercida por el mismo fluido, previenen la generacién

de fuerzas centrifugas adecuadas para que una separacion rapida pueda ocurrir.

Por las razones anteriores, los separadores con hidrociclones son usados casi
exclusivamente para separaciones de mezclas agua/petréleo que son “aguas
exteriores”. Las aguas exteriores implican que el crudo existe como gotas
discretas rodeadas completamente por una fase continua de agua. La viscosidad
de una mezcla de agua exterior es cercana a la del agua propiamente dicha, y es
muy poco afectada por la viscosidad del crudo al menos que el crudo contenido en
la mezcla sea relativamente abundante. Como el crudo contenido en la mezcla
incrementa, el crudo afecta mas y mas a la viscosidad de la mezcla. Cuando
mezclas de agua exteriores con abundantes cantidades de crudo son expuestas a
altas tasas de cortes, pueden formarse emulsiones con altas viscosidades que son

extremadamente dificultosas, sino imposibles de separar con hidrociclones. '

Fraccion de flujo °

Los hidrociclones no pueden producir una corriente de agua limpia y una corriente
de crudo deshidratado al mismo tiempo. La ejecucion de separacién debe ser
inclinada hacia una de las tendencias, es decir, una corriente de agua limpia o una
corriente de crudo deshidratado. Esta inclinacion de ejecucion es cumplida por

ajuste del flujo dividido o por el porcentaje del flujo saliente (crudo).

En general, un incremento del flujo dividido mejorara la calidad hasta alcanzar una

minima cantidad de crudo contenida en la mezcla. En tanto el flujo dividido
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incrementa, la cantidad de agua transportada a la salida del crudo concentrado
también aumentara. Contrariamente, un descenso del flujo dividido mejorara la
deshidratacion de la corriente de crudo hasta que una cantidad de agua contenida

en el crudo sea alcanzada.

Los disefios de hidrociclones requieren entre un (25-50)% aproximadamente de
agua contenida en la corriente de crudo concentrado para que la corriente de agua
sea lo mas limpia posible. Bajo buenas condiciones, es razonable esperar que un
hidrociclon sea capaz de producir una corriente de agua con menos de 100 ppm
de crudo contenido, mientras que la reduccidn de agua contenida en la corriente
de crudo sera desde un 25% hasta un 50%. Bajo condiciones conducidas para
remover agua desde el crudo, un hidrociclén podra ser capaz de producir crudo
con menos del 10% de agua contenida, como también sera capaz de producir una

corriente de agua con menos del 2% de crudo contenido.
Existen dos maneras de ajuste para la fraccion de flujo.

e Por ajuste grande, el cual es deseable para cambiar el tamafio relativo de
las salidas del crudo concentrado y/o del agua lista para la reinyeccion. El
cambio mas comunmente realizado es a nivel del tamafo de un orificio

dentro de la salida del hidrociclon dispuesta para el crudo concentrado.

e Por ajuste pequefio, el cual consiste de realizar un ajuste en la relacion de

presiones diferenciales (Rpd) a través del hidrociclon.
Rpd es definida como:

B (Pi - Po)

=t Ecuacion 6.3
(Pi— Pu)

Rpd
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Donde:

Pi: Presion de entrada al hidrociclon.
Po: Presion a la salida del crudo concentrado.

Pu: Presion a la salida del agua a reinyectar.

En adicion a la afectacion ejecutada por el ajuste, la division volumétrica entre la
salida del crudo concentrado y la salida del agua a reinyectar, la Rpd también
tendra un efecto en la migracién del crudo y el agua dentro del hidrociclon. Los
disefios para hidrociclones evaluados para la aplicacion DOWS, alcanzan su
mayor apogeo cuando el rango de Rpd esta entre 2 y 2.5, asumiendo que el flujo
dividido es correctamente fijado a través de la seleccion apropiada del tamarfio de
orificio para la salida del crudo concentrado. Como un resultado, es deseable
ajustar el flujo dividido por seleccion de orificio y asi mantener la Rpd bajo un

rango optimo.

Cada disefo de hidrocicléon tendra caracteristicas relacionadas entre la Rpd, el
tamano de orificio en la salida del crudo concentrado y la fraccion de flujo. La
figura 6.6 representa la relacion entre la Rpd y la fraccién de flujo para un
separador tipico con hidrociclén. Las curvas son indicadas por tres diferentes

tamanos para los orificios. También indica el rango de Rpd deseado.

50 Rango o6ptimo
: Orif. 6 mm
40

30 /Orif. 4 mm
20 //a'if. 3 mm

0 ] T 1T 1 T 1
10 15 20 25 30 35 40 45 50 55 6.0

Rpd

Flujo dividido

Figura 6.6. Correlacion para determinar el diametro del orificio de salida
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6.5 Efectos sobre mezclas de crudos pesados

Es bien conocido que la separacion de crudos pesados y agua es mas dificultosa,
debido a la poca diferencia de densidades entre el crudo y el agua. También es
conocido que las deshidrataciones de crudos pesados son normalmente hechas

con dificultades por la alta viscosidad presentadas por el crudo.

Sdlidos: los efectos de formacidn excesiva de solidos y/o la produccidon de
escamas en la integridad mecanica del sistema han sido discutidos. Los sdlidos
también afectan la operacion de separacion en un numero de maneras. Las
particulas de sélidos humedecidas por petrdleo pueden causar que el crudo sea
arrastrado hacia la salida del separador dispuesta para el agua a reinyectar. Los

sélidos también tienden a acelerar la creacion y estabilizacion de emulsiones.

Fraccion de flujo: La importancia de la fracciéon de flujo para la operacion de
separacion ha sido discutida. Todos los sistemas DOWS hasta la fecha han sido
instalados con extremas limitaciones de capacidades para ajustar un balance de
presion a través del separador, asi la capacidad limitada para ajustar la fraccion de
flujo en respuesta para cambiar las condiciones de produccidén o inyeccion. Esto
tiene como resultado una separacion inadecuada y fallas prematuras del sistema

en algunos casos.

6.6 Experiencias con la tecnologia DOWS en aplicaciones para crudos

pesados. ¥’

En 1995 PanCanadian inici6é estudios para identificar campos que se beneficiarian
con la implantacion del sistema DOWS. Campos con altos volumenes de agua
producida, incremento en los cortes agua, tasas de crudo estaticas, gravedades
APl entre (14°-25°) y bajos factores de recobro, fueron identificados como los

mejores campos candidatos. Estos campos se encontraban en el punto donde
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econodmicamente el manejo del incremento de los volumenes de agua en

superficie fueron los menos atractivos.

Las opciones convencionales disponibles en estos campos resultaron en altos
productores de agua y por ende en una expansion del manejo de agua en la
superficie, lo cual hace necesario la utilizacion de pozos para la reinyeccion del
agua producida para mantener una tasa de crudo econdémica. La separacion de
fondo agual/petréleo y la reinyeccion del agua producida en el mismo pozo
eliminan la necesidad de expandir el manejo de agua, descarta la inversién de
capital asociada al manejo y provee una oportunidad para incrementar la

produccién de crudo.

6.6.1 Descripcion del campo

El yacimiento cubre un area de 320 acres y posee un POES estimado de 20
millones de barriles. El yacimiento esta comprendido de canales con arenas
limpias no consolidadas depositadas en un ambiente de fluvial. La calidad del
yacimiento es caracterizada por excepcionales porosidades y permeabilidades. La

descripcion del campo se presenta en la tabla 6.2.

El crudo tiene una movilidad mucho mas baja que la del agua. Consecuentemente,
la irrupcidn de agua con un estable incremento en la relacion de agua/petréleo es
caracteristica en todos los pozos después de 3 a 6 meses de produccion. La
produccion promedio por pozo sin separacion de fondo fue de 30 barriles de crudo

por dia 'y 1700 barriles de agua por dia.
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Tabla 6.2. Descripcion del yacimiento Dina ‘Q’

Formacién productora Arenisca

Profundidad (pies) 2526

Presion inicial del yacimiento (lpc) 754
Temperatura del yacimiento (°F) 82
Petréleo original en sitio (MMBN) 194
Porosidad (%) 29

Permeabilidad horizontal (md) 7500
Area (acres) 321

Indice de productividad (bbls/d/Ipc) 2-20
API° 15

Viscosidad crudo (cp @ BHP,BHT) 230
Densidad del crudo (kg/m*> @ atm) 960
CO; 5.3

H.S 0-4

El objetivo fundamental del sistema en el campo Hayter fue el de demostrar su
funcionamiento en crudos pesados, la vialidad técnica para implantar el sistema
DOWS en producciones de altas tasas de corte (RAP > 30), como también se
demostré la vialidad para reinyectar el agua en la zona de disposicion y se
observé el impacto que esta tuvo en la produccion de crudo debido a la potencial
recirculacion del agua producida entre las perforaciones de produccién y de

reinyeccion.

6.6.2 Descripcién del sistema DOWS utilizado

El sistema BCP-DOWS instalado inicialmente, consistio de tres bombas de
cavidad progresiva todas conectadas a la misma sarta de cabillas desde

superficie.

122



CAPITULO VI. Tecnologia DOWS

El flujo total de la emulsion entra a la admision de la bomba (bomba BMW modelo
120-600). Esta bomba fue disefiada para presurizar el fluido para su inyeccion
dentro de la zona de disposicion. La presion de inyeccion fue determinada a traveés
de una prueba de inyectividad en la zona de disposicion. En la salida de la bomba,
la emulsion, ahora con una alta presion, es forzada a pasar por tres tubos de
acero inoxidable de 2 cm de diametro, los cuales guian el fluido de la bomba a la
admision del separador. La corriente de la produccién concentrada es producida a
superficie por una bomba de produccion BMW 16-600. Un sello de bomba BMW
4-600 el cual provee flujo controlado entre la bomba de fluido total y la corriente de

produccion concentrada.

El separador situado por debajo de la bomba de fondo consiste de dos
hidrociclones conectados en paralelo. Cada hidrociclon es capaz de manejar 1900
Bls/D de fluido basado en una pérdida de presién maxima de 250 Ipc. La afluencia
esperada desde el pozo candidato estuvo entre 2200 y 2500 barriles por dia;
fueron requeridos los dos hidrociclones para minimizar la pérdida de presién. La
corriente de agua dispuesta y la corriente de crudo concentrado estan separadas

por los hidrociclones y conducidas juntas en dos corrientes distintas.

La corriente de agua sale del separador, pasa a través de un orificio para medicién
de flujo y entra directamente a la zona de disposicion, la cual fue ubicada por
debajo del intervalo de produccion. Una empacadura fue utilizada para aislar la

zona de produccion y la zona de inyeccion.

La corriente de crudo fluye a través de un tubo de 5/8” y de ahi entra a la admisién

de la bomba de produccién y posteriormente es llevada a superficie.

6.6.3 Descripcion de la instrumentacion de fondo

Una instrumentacion de fondo fabricada por Tecnologias C-FER fue corrida con el

sistema DOWS acoplado a la bomba de cavidad progresiva para monitorear la
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presion y temperatura de fondo, tasa de inyeccion y presion de inyeccion. Los
equipos utilizados en superficie incluyeron un registrador de datos. La data fue

registrada cada 5 minutos y guardado en un computador.

Una herramienta sin retorno fue instalada por encima de la empacadura para
minimizar la rotacion de la tuberia causada por el funcionamiento de las bombas
de cavidad progresiva y por lo tanto evitar un posible dafio al cable instalado para

transmision de la data.

6.6.4 Historia de funcionamiento para el sistema DOWS/BCP

Sistemas DOWS fueron corridos en 3 diferentes pozos en el campo Hayter. Las
instalaciones iniciales fueron bombardeadas con problemas al nivel de las
conexiones y equipos que fueron atribuidos a la curva de ensefianza asociada con
la implantacion de una nueva tecnologia. Después de haber solucionados los
problemas iniciales de las instalaciones y equipos, las subsecuentes fallas
experimentadas fueron todas debido a un incremento en la presion de inyeccién.
La figura 6.7 presenta una curva de la ejecucion del sistema DOWS/BCP en el
campo Hayter de crudo pesado. Todas las corridas presentaron un rapido
incremento de la presidén en la zona de inyeccién. En muchos casos el pozo fue
cerrado para evitar una sobrepresurizacion de las bombas. La figura 6.7 también
presenta la declinaciéon lineal del indice de inyectividad con el fluido acumulado
inyectado a pesar de la velocidad de la bomba. Esto sugiere que el deterioro de la
inyectividad es una funcién del fluido total producido. Después de una breve
interrupcidén en la inyectividad se observé una mejoria. Esta conducta pudo ser
atribuida al colapso de los puentes de arenas, los cuales se formaron a través de
las perforaciones dispuestas para la reinyeccion durante el periodo estable de
inyeccion. En muchas rehabilitaciones de pozo la arena fue encontrada en o por
encima del intervalo perforado para la reinyeccion, estos trabajos de rehabilitacion

resultaron en un mejoramiento temporal en el proceso de inyectividad.
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" Tasa de agua en superficie (m’/d)
Presion de Inyeccion (Kpa)

Tasa de Crudo (m3/d)

Indice de Inyectividad (m3/d/Kpa)
Presion de Fondo (Kpa)

Tasa de Inyeccion (m3/d)

Figura 6.7 Historia de Produccion DOWS/BCP

Se concluyé que adicionalmente el uso de un sistema DOWS/BCP convencional
en una zona con problemas de arena no es viable. Reconociendo los incentivos
operacionales y econdémicos para extender las capacidades de la tecnologia
DOWS, PanCanadian y Tecnologias C-FER continuaron investigando las posibles
soluciones para contener la produccion de arena y el deterioro resultante en la

inyectividad.

6.6.5 Opciones para el manejo de arena en aplicaciones del sistema DOWS *’

Basado en trabajos de rehabilitacion y ejecucidn de analisis, la produccion de
arena fue el mayor factor de contribucién para el deterioro de la inyectividad en el
campo Hayter. Las siguientes opciones fueron identificadas como posibles
soluciones para contener la produccion de arena y asi evitar una declinacién de la

eficiencia en el proceso de inyectividad.

e Profundizar el pozo para proveer un sumidero para almacenar la arena.
e Instalar potentes bombas de inyeccion que superen la presién de fractura para

la formacion.
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e |Instalar pantallas de arena en el intervalo de produccion para evitar la

produccion de arena.

6.7 Diseio para el sistema DOWS+Desarenador.

Pan Canadian Petroleum Ltd. ha sido una industria pionera en el desarrollo y
aplicaciéon de la tecnologia DOWS, particularmente con respecto a su uso en
campos productores de crudos pesados. El uso del sistema DOWS en tales
aplicaciones es complicado por la inherente produccién de arenas con la
viscosidad del crudo, los sdlidos que son producidos tienden a permanecer en la
corriente de agua dispuesta, la cual es reinyectada en el fondo. Dependiendo en el
volumen de sdlidos y las condiciones del pozo, los solidos pueden invadir y
taponar las zonas de disposicidon del agua producida o estos pueden acumularse
en el fondo del pozo. En cualquiera de los dos casos, estas situaciones ejercen
una reduccion en la inyectividad, disminuyendo asi la eficiencia del sistema
DOWS, o peor aun imposibilitando el sistema de separacion. Esta declinacion en
la inyectividad ha sido observada en pruebas de campo con el sistema DOWS
acoplado tanto a bombas electrosumergibles como a bombas de cavidad
progresiva, donde la acumulacion de arena en el fondo de los pozos fue

confirmada durante subsecuentes trabajos de reacondicionamiento.

PanCanadian junto a C-FER Technologies Inc. desarrollaron una unidad de
separador de arena para usar en conjunto con los sistemas DOWS
comercialmente disponibles. Una unidad para la separacion de arena fue disehada
para remover solidos desde los fluidos producidos y para mezclarse entonces con
la corriente de crudo producida a superficie por el sistema DOWS. Siguiendo un
estudio de factibilidad examiné las diferentes opciones de disefio, un prototipo de
separador de arena fue construido. La funcionalidad de la unidad de separacion
fue confirmada a través de pruebas de laboratorio controladas y la unidad fue

subsecuentemente probada en combinacién con el sistema DOWS acoplado a
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una bomba de cavidad progresiva. El sistema fue posteriormente instalado en un
pozo perteneciente a Pan Canadian el cual tuvo problemas de inyectividad
previamente con el sistema DOWS. Resultados iniciales presentaron que la arena
que comenzo a producirse a superficie y la inyectada permanecié relativamente

estable.

La aplicaciéon del sistema DOWS en pozos que estan propensos a una produccion
de arena permanece incierta debido al potencial problema de taponamiento en la
zona de inyectividad del agua producida, ya que esta zona declinaria si los sélidos
causaran taponamiento de la formacion o en el intervalo cafioneado en el pozo.

Las pruebas con el sistema DOWS previamente realizadas por PanCanadian
Petroleum en Alberta Canada, experimentaron una rapida declinacion en la

inyectividad la cual fue atribuida a la inyeccién de sdlidos.

Reconociendo los incentivos para extender la capacidad operacional de la
tecnologia DOWS en presencia de produccién de arena, PanCanadian comisiono
a C-FER para desarrollar un sistema de separacion de arena. Un sistema prototipo
fue disefiado, construido e instalado en combinacién con una bomba de cavidad
progresiva (BCP) - sistema de separacion de fondo para crudo y agua (DOWS). El
sistema combinado (BCP-DOWS) + Separador de arena (SA) ha sido probado

exitosamente desde su instalacion en Noviembre de 1997.

Un estudio de factibilidad fue conducido para investigar las diferentes
configuraciones del sistema DOWS que podian ser acoplados con un desarenador
de fondo. Para minimizar el tiempo y costos de las pruebas de laboratorio y de
campo, los esfuerzos fueron centrados en sistemas que debian ser compatibles

con el sistema DOWS ya existente en el campo de crudo pesado Hayter.

El equipo del proyecto condujo las investigaciones preliminares en tres fases

independientes:
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1.

Configuracion del sistema: esta fase incluy6 la identificacion de métodos para
integrar aparatos de separacion y de mezcla con los sistemas DOWS/BCP y
DOWS/BES, ademas de una evaluacion de posibles localizaciones y arreglos
de los aparatos dentro del sistema DOWS. En principio, el desarenador podia

ser colocado por arriba o por debajo del hidrociclon deolificante.

Tecnologia de separacion: esta fase incluyo la identificacion y evaluacion de
tecnologias de separacién arenal/liquido potencialmente posibles en
aplicaciones de fondo. Cuatro tecnologias de separacion fueron evaluadas las

cuales incluyeron:

e Impelentes rotatorios.
e Remolinos inducidos.
e Barrenas estaticas.

e Ciclones sodlido/liquido.

El desarenador con ciclon fue elegido como la mejor opcion debido a sus

simplicidades.

Tecnologia para mezclas: Esta fase incluyo la identificaciéon y evaluacion de
métodos para mezclar la arena separada y la corriente de crudo separado. Si
la deolificacion ocurre corriente arriba o abajo del deolificante, la conducta del
proceso presenta que la presion en la corrida de arena deberia ser mayor que
la presion en la corriente de crudo concentrado. Tres tecnologias para mezclar
fueron evaluadas: control de mezcla por medio de desplazamiento positivo
utilizando una bomba de cavidad progresiva, usando una bomba a chorro o
eductor, o por medio de una caida de presién entre el aparato y el mezclador.
El método mas simple, con menos complejidades para combinar la corrida de
arena con la corriente de crudo concentrado fue encontrado en la tercera

opcion. Una placa orificio fue elegida para hacer caer la presion en la corrida
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de arena e igualarla con la presion de la corriente de crudo, ademas de la

placa se colocé una camara mezcladora para combinar las dos corrientes.

6.7.1 Resultados del desarenador en las pruebas de campo

El sistema DOWS/BCP existente en el campo fue ligeramente modificado para
acomodar el separador de arena. La adicidon del desarenador resulté en un mayor
porcentaje del fluido total producido traido a superficie. Como un resultado, la
bomba de produccién original BMW 16-600 fue reemplazada por una bomba BMW
20-600 para incrementar la capacidad a 1.3 barriles/d/RPM. En la figura 6.8 se
presenta el esquema para el desarenador de fondo y en la figura 6.9 se puede
observar el acoplamiento del desarenador con el sistema DOWS/BCP utilizado en

las pruebas.

Linea de alimentacién
Salida del liquido separado

Generador del movimiento
giratorio

Base conica de titanio

29m ; Orificios de titanio

Mezcladora de corrida de
arena y crudo

Il

Valvula para acumular arena
durante cierre de pozo

i~ Acumulador de arena

Corriente de crudo desde el
separador deolificante

Y

Figura 6.8. Esquema para el desarenador de fondo
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Bomba concentrada (BMW 20-600)

Sello para la bomba (BMW 4-600)

Tubo de transferencia para el concentrado
(1-5/8”)

Bomba para el fluido total

~20 m
Tubo de transferencia para la emulsiéon
(3-3/4”)

Desarenador de fondo

Separador deolificante
(con 2 hidrociclones en paralelo)

Instrumentacion de fondo

Herramienta no recuperable
(para evitar dafio al cableado)
Empacadura

Intervalo de produccion

Intervalo de inyeccion "
| |
Figura 6.9. Esquema DOWS/BCP + Desarenador de fondo

6.7.2 Objetivos alcanzados con la instalacion del sistema DOWS/BCP + SA

Mejoramiento del drawdown: el sistema mantuvo una tasa de produccién por
encima de 380 barriles por dia con aproximadamente 1900 barriles de agua
separada inyectada en la zona de disposicidon, indicando un 83% en la

reduccion del agua en superficie.

Inyectividad: esta no declin6 como resultado del taponamiento de la zona por
exceso de arena, la presion de inyectividad se mantuvo alta pero no
incrementd drasticamente como sucedid antes de la instalacion del

desarenador de fondo (SA).
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e Corte de arena en supefficie: este corte presento la presencia de sélidos en un
rango de 0.1% y 0.7% indicando que la separacion del sistema estaba

trabajando como se esperaba.
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CAPITULO VII
ASPECTOS GENERALES DEL AREA 0-16 DE BITOR

7.1 Breve reseina histéorica de BITOR

Los crudos pesados y extrapesados son considerados como una fuente alternativa
de energia debido a que constituyen una de las mas grandes reservas de

combustible fosil previamente inexplotada .

La Faja Petrolifera del Orinoco representa la mas grande acumulaciéon de crudos
pesados y extrapesados en el mundo con 1.2 billones de barriles de petréleo en

sitio y mas de 200000 millones de barriles de reservas probadas.

¢

T ul
'Monaga:
/ Guirico
Amacuro
FA N 0

Figura 7.1. Ubicacion de la Faja Petrolifera de Venezuela

La Faja Petrolifera del Orinoco se encuentra ubicada al sureste del pais, al Norte
del rio Orinoco, comprende parte del Sur de los estados Guarico, Anzoategui y
Monagas>® (ver figura 7.1). Ocupa una extensiéon de unos 54 mil Km? vy para
efectos exploratorios fue dividida en cuatro areas: Cerro Negro, Hamaca, Zuata y
Machete (ver figura 7.2). La perforacidon de los pozos petroliferos en esa region se
inicié alrededor de los afios 50 y su produccién se limité a sélo 58 pozos, por las
caracteristicas del bitumen que alli se encontraba, que para el momento no era de

gran atractivo dado que la explotacion resultaba costosa y no se conocian
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tecnologias alternativas para su utilizacion. Para ese momento, soélo se

aprovechaban las fuentes de crudo mediano y liviano en otras regiones del pais.

Figura 7.2. Divisién de la Faja Petrolifera del Orinoco

En 1978, Petrdleos de Venezuela, S.A., a través de sus empresas filiales
Corpoven S.A., Lagoven S.A., Maraven S.A. y Meneven S.A., inicié un programa
intensivo, para el estudio de los recursos disponibles, su magnitud, calidad y

caracteristicas de los yacimientos>®.

Posteriormente, en 1981 un grupo de cientificos del Centro de Investigacién y
Apoyo Técnico de PDVSA, INTEVEP S.A. inici6 en conjunto con la British
Petroleum (BP) una serie de investigaciones para el estudio de tecnologia de
emulsiones, a nivel de laboratorio. Cuatro afios mas tarde, en la continuacién de
los trabajos y resultados presentados por Lagoven, se desarrollé un plan global de
desarrollo de la Faja, para estudiar las posibilidades de la incursion en el mercado
energético para generacion eléctrica. Fue entonces en la localidad de Morichal,
Estado Monagas que se probo exitosamente el comportamiento de las emulsiones
como combustible. Para el estudio de la manufactura, transporte y combustion de
estos hidrocarburos en forma de emulsiones a nivel piloto e industrial, Lagoven
S.A. cred en 1987, la organizacion “Proyecto Orinoco”, el cual comprendié también

el estudio de mercado para el producto a comercializar. La emulsion producida
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con bitumen natural de la Faja del Orinoco tomé la denominacién comercial de
ORIMULSION®. Una vez establecida la potencialidad de este combustible, en
Julio de 1988 se consolidé y aprobd la estrategia de mercado por parte de la Casa
Matriz, asi como también la conformacién de una Filial de PDVSA que estuviese
dedicada a la planificacion, procesamiento y comercializacién de estos recursos.

Es asi como surgié Bitumenes del Orinoco S.A. (BITOR).

Actualmente BITOR maneja la comercializacion de este combustible, el cual sigue
expandiéndose en todo el mundo basicamente como alternativa para la
generacion de electricidad mediante sistemas de turbinas de vapor, motores
diesel, ciclos combinados de gasificacion integrada, entre otros. Igualmente, desde
el inicio de sus operaciones, BITOR se encuentra en continua actualizacion de la
tecnologia utilizada y de su capacidad de produccion, a fin de optimar calidad,
precios, suministro oportuno y al mismo tiempo hacer un combustible cada vez

mas en armonia con el medio ambiente.

7.2 Ubicacion del area de BITOR

El area asignada a PDVSA-BITOR es de 180 kildbmetros cuadrados, ubicada al
Este de la Faja del Orinoco en el Sector Cerro Negro, al Sur de los Estados
Anzoategui y Monagas, limita al Oeste con la asociacion estratégica OCN
(PDVSA-MOBIL-VEBA) y hacia el Sur y Este con PDVSA FAJA% (ver figura 7.3).
Posee un B.O.E.S oficial (Bitumen Originalmente en sitio) de 24177 MMBNB y
2950 MMBNB de Reservas Recuperables de bitumen cuantificadas con un factor

de recobro estimado de 12.2.
Esta area se dividio y se distribuyeron las reservas para soportar la explotacion y

el desarrollo de tres médulos de Produccion de ORIMULSION® (MPE-1, MPE-2 y

MPE-3), como se observa en la figura 7.4.
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AREA= 8.000 Km* AREA = 54.000 Km*
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Figura 7.3. Ubicacion del area de BITOR

MPE-1

RES. REC. = 405
RES. DES. = 147.
NP =48.1

MPE-2
(1136 MMBIs)

MPE-3
(834 MMBIs)

MPE-1
RES. REC. = 575
RES. DES. = 378.

TOTAL BITOR NP = 105.7
J-20

BOES = 24177
RESERVAS = 2950

Figura 7.4. Reservas del area de BITOR

La Unidad de Explotacién de Bitumen tiene como mision el asegurar la produccidn
eficiente, rentable y en armonia con el ambiente de los volumenes de Bitumen
Natural requeridos para garantizar la manufactura de ORIMULSION® en la Planta
MPE-1.

Oficialmente, esta area produce de la Formacién Oficina de edad Mioceno, de los
yacimientos oficialmente definidos como MOR 90/91 y parte del MOR-92, ubicado
en el area O-16 y MOR 92/93 ubicado en J-20, con una produccion promedio por
pozo de 335 BNBD. El crudo tiene una gravedad promedio de 8°API, y poseen

buenas propiedades petrofisicas.

En el area del primer médulo (MPE-1), la cual ha sido la unica desarrollada, se

cuantificaron 980 MMBNB de reservas recuperables (cifra oficial) asociados a las
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areas de produccion O-16 y J-20 (figura 7.4), en las que se encuentra dividido
dicho médulo; Se han producido 220.4 MMBNB (30-06-2002), es decir 22,5 % de

las reservas recuperables de bitumen.

7.3 Aspectos generales del area de estudio

El Area O-16, se encuentra ubicada al Norte del area asignada a BITOR y fue
dividida arealmente por medio de fallas principales en los yacimientos MOR-90,
MOR-91 y parte del MOR-92 (oficialmente). Sin embargo, para el momento del
estudio (Junio de 2002) se realiz6 una nuevo modelo estatico por Intevep y no se
tenia establecido como iban a quedar divididos los yacimientos, ya que no se
conocia si existian fallas sellantes que pudieran dividir el area en diferentes
yacimientos. Por lo cual el estudio se basé en la interpretacion del area O-16 como

un solo yacimiento.

El area O-16 posee un area de 6467 acres, con un BOES de 2900 MMBNB, una
produccion promedio por pozo de 346.5 BNBD y una producciéon acumulada de
65.053 MMBNB (30/06/2002). La produccion diaria de bitumen del area O-16 para
Junio del 2002 (fecha de realizacion del estudio) era 19749 BNBD.

Cabe destacar que el area perteneciente a las parcelas ANZO-6-16-050 y ANZO-
16-051 (la parte no perteneciente al area designada como O-16, ver figura A-1.1
del Apéndice |I) se comenzaron a explotar en el afo 2000 por lo cual fueron

incorporadas al estudio.

Esta area llamada “Anexa” en este estudio posee un area de 1915 acres, un
BOES de 995 MMBNB, una produccion promedio por pozo de 1457 BNBD y una
produccion acumulada de 7.503 MMBNB para Junio del 2002, con una tasa de
10197 BNBD.
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Debido a que se tienen dos areas, cada vez que se mencione “ area O-16* 7, se

estara refiriendo a las dos areas en estudio.

Para Junio del 2002, el area O-16* habia acumulado 72.55 MMBNB y contaba con
una produccion diaria de 29945 BNBND.

La explotacion del area O-16 comenzo en el afio 1982, produciendo por empuje de
gas en solucion combinado con el efecto de petroleo espumante caracteristico de
los crudos extrapesados. En Marzo de 1985 comenzé el proyecto de inyeccién de
vapor hasta Abril de 1995 y desde esa fecha hasta la actualidad los pozos han

producido en frio con diferentes sistemas de levantamiento.

7.4 Geologia

7.4.1 Estructura

Segun el tltimo modelo estatico desarrollado por Intevep®® basado en sismica 2D
del moédulo MPE-1, 3D del médulo MPE-2 y una porcidén de sismica 3D de Cerro
Negro al Oeste del area de BITOR, el area O-16 en estudio es un homoclinal de
suave buzamiento al Norte y se encuentra atravesado por varias fallas normales
principales con rumbo este-oeste, con alto buzamiento al Sur (ver figura 7.5). La
presencia de acuiferos en las arenas basales fundamentalmente MO-8 y MO-9 ha

afectado la produccién de los pozos del area de estudio.
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Figura 7.5. Mapa estructural del area O-16*

7.4.2 Contactos Agua/Bitumen del area O-16*
Los contactos agua/bitumen del area de BITOR varian, encontrandose un contacto
al Norte en la arena MO9 con variaciones en profundidades entre 3200 pbnm vy

3230 pbnm.

Por otro lado al Sur del area se encontraron zonas con contactos entre 3100 pbnm
hasta 3165 pbnm.

7.4.3 Estratigrafia®®
La columna estratigrafica del area de BITOR posee aproximadamente 3000 pies
promedio de espesor; en el sector Norte 3550 pies; en el centro unos 3000 pies y

en el sector Sur 2550 pies.

El Campo Cerro Negro presenta una columna estratigrafica generalizada que se

ajusta a la estratigrafia regional de la zona la cual se inicia en su base el Complejo
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Igneo — Metamorfico que forma el basamento, de edad Precambrica; en contacto
discordante, subyacen los sedimentos de la Formacién Oficina, de edad Mioceno
Inferior, integrada por los miembros de mas viejo a mas joven: Morichal, Yabo,
Jobo y Pilén (ver figura 7.6). En contacto concordante, se encuentran las
formaciones: Las Piedras y Mesa, depositadas en el Plioceno — Pleistoceno
(Santos Antonio, 1984).

7.4.3.1 Complejo Igneo — Metamérfico (Pre — Cambrico).

Constituye el basamento del area y esta definido como una continuacion del
Complejo igneo — Metamorfico de Guayana. Se ha determinado una edad de 2600
a 2800 millones de afos para estas rocas. La superficie del basamento en el

sector tiene un buzamiento regional muy suave hacia el Norte de 2° a 5°.

7.4.3.2 Formacién Oficina (Mioceno Temprano).

La Formacion Oficina, de origen fluvio-deltaico a marino, se distingue
litoldgicamente por una alternancia de areniscas. Esta Formacion constituye la
zona de interés, la cual es recipiente de todo el petroleo extrapesado (bitumen) en
el Campo Cerro Negro. Diferentes autores calculan que las areniscas representan
el 60 % de la formacién. Hedberg et al. (1947), manifestaron que la Formacién
Oficina descansa discordantemente sobre el Complejo Igneo- Metamérfico la cual
es transicional hacia arriba con los sedimentos de la Formacion Freites del
Mioceno Medio. Esta se describe como una secuencia de areniscas y lutitas
interlaminadas e intercaladas. La Formacién Oficina es un producto tipico del
flanco Sur de la Cuenca Oriental de Venezuela, donde se desarrollaron extensas
zonas pantanosas en alternancia con incursiones marinas de escasa profundidad
y ambiente marino salobre, con canales deltaicos de direccion preferencial Sur a
Norte. Key (1977) ha analizado el desarrollo de la nomenclatura de la
sedimentaciéon Terciaria en los Campos Jobo, Morichal y Cerro Negro y la ha

dividido en cuatro (4) Miembros. Los cuales son los siguientes:
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7.4.3.2.1 Miembro Morichal

El término Miembro Morichal fue introducido y publicado originalmente por Key
(1977), para designar el intervalo inferior de la Formacion Oficina en el Sur de
Monagas. El Miembro Morichal esta formado por arenas macizas de grano fino a
grueso y escogimiento variable, que forman paquetes de 100 a 200 pies (30 a 60
m), separados por delgados intervalos lutiticos. Constituida principalmente por
areniscas beige, marrones de tamafos rectangulares y subredondeadas muy
retrabajadas, desde el tope hasta la base se pueden observar las distintas
alternancias en secuencias arenosas y limo—arcillosa que conforman distintos
eventos fluvio-deltaicos de canales distributarios y meandros abandonados. Las
arenas correspondientes a este miembro son productoras de agua y petroleo

hacia la zona basal e intermedia.

CC-02

Jobo-Pilon

Yabo

Miembro
Morichal

TERCIARIO
Formacion Oficina

Figura 7.6. Columna Estratigrafica del Area
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Hacia arriba, es concordante bajo la lutita del Miembro Yabo. ElI Miembro Morichal
es un importante productor de petroleo pesado y extrapesado en la Faja

Petrolifera del Orinoco.

7.4.3.2.2 Miembro Yabo

El nombre de Miembro Yabo fue introducido y publicado originalmente por Key
(1977), para designar el intervalo predominantemente lutitico que separa los dos
miembros productores de petréleo Jobo y Morichal, de la Formacion Oficina, el
cual consiste en lutitas gris a gris oscuro, macizas a estratificadas, fosiliferas,
carbonaceas y micaceas, con capas delgadas de areniscas de grano fino y color
gris. En la zona, este miembro constituye el marcador regional de mayor
relevancia ya que marca claramente la transicion de un evento fluvio-deltaico
costero a uno con marcada influencia marina. Este marcador en la zona
representa un cuello lutitico de aproximadamente 80 a 120 pies de espesor que
separa las arenas del miembro Morichal con el resto de las arenas suprayacentes
de la Formacion Oficina, el mismo esta constituido por arcillas limoliticas de

granos muy finos y representa un excelente marcador sismoestratigrafico.

El Miembro Yabo subyace concordantemente al Miembro Morichal de la

Formacion Oficina y pasa hacia arriba transicionalmente al Miembro Jobo.

7.4.3.2.3 Miembro Jobo

El nombre de Miembro Jobo fue introducido y publicado originalmente por Key
(1977), para designar el segundo intervalo, en orden descendente, de la
Formacion Oficina, en el Sur de Monagas. EI Miembro Jobo, se compone de
arenas color gris poco consolidadas, de grano fino a medio, las cuales son
importantes productoras de petréleo pesado, lutitas macizas o laminadas y
algunas capas de lignito. EI Miembro Jobo yace concordantemente sobre el

Miembro Yabo, de la misma Formacién Oficina. Hacia arriba, pasa
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transicionalmente al Miembro Pilon. En la zona, estas arenas estan perfectamente
identificadas y representan una secuencia de episodios marinos costeros medio
con poca influencia deltaica, estas arenas en su mayoria son bastantes limpias.
Este miembro esta caracterizado por presentar arenas prospectivas de gas e
hidrocarburos, pero con pocas continuidades laterales propias de ambientes

marinos costeros.

7.4.3.2.4 Miembro Pilén

El nombre de Miembro Pilén, fue introducido y publicado originalmente por Key
(1977), para designar un intervalo de lutitas gris oscuro, arenosas, calcareas, con
delgadas intercalaciones de caliza, que constituye la parte superior extrema de la
Formacion Oficina al Sur de Monagas. ElI Miembro Pilon, descansa
concordantemente sobre el Miembro Jobo, de la misma Formacion Oficina. Hacia
arriba, pasa concordantemente a la Formaciéon Freites. El area consiste en
sedimentos finos que van de limos a lutitas, de base a tope. Ese intervalo
representa un periodo de relativa tranquilidad, de poca sedimentacién que se
puede interpretar como una extensa superficie de inundacién, antes que se
iniciara la gran transgresion de la Formacion Freites hacia la cual pasa gradual y

concordantemente (Gonzalez De Juana, 1980).

7.4.3.2.5 Formacién Freites (Mioceno Medio).

Litolégicamente esta formada por lutitas verdes arenosas, fosiliferas, arenas de
granos finos a medios de color gris claro ocasionalmente glauconiticas, hacia la
base, se pueden observar las alternancias de lutitas negras con areniscas muy
finas con mediano contenido de petrdleo, en estas zonas existen evidencias de
presencia de gas en muchos pozos. La presencia de capas de lutitas de gran
espesor y la excelente continuidad lateral en esta Formacion sirven de marcador

regional en las correlaciones.

142



CAPITULO VII. Informacion general del Area O-16

7.4.3.2.6 Formacién Mesa - Las Piedras (Plioceno- Pleistoceno).

Estas dos formaciones representan el tope de la columna estratigrafica de toda el
area de la Faja Bituminosa del Orinoco y aun no se ha diferenciado debido a la
dificultad que presenta su correlacion. Consiste principalmente en paquetes de
arenas de gran espesor, de grano grueso, con cemento ferruginoso y menores
proporciones de lutitas y limolitas carbonosas. La importancia econdmica esta
representada en la capacidad de almacenamiento, generacion y descarga de

grandes volumenes de agua dulce.

En general, se identificaron en el Miembro Morichal 9 unidades genéticas. De
base a tope, las unidades MO-9 hasta MO-4 presentan un caracter principalmente
fluvial. Esta caracteristica se ve interrumpida ocasionalmente en las unidades
MO-4, MO-5 y MO-6 por patrones con caracteristicas deltaicas las cuales se

hacen mucho mas notorias en las unidades MO-1, MO-2 y MO-3.

La distribuciéon de los ambientes de MO-9 a MO-4 presentan una tendencia
general transgresiva, mientras que de MO-3 a MO-1 la tendencia general es
regresiva con importantes pulsos transgresivos al tope de cada unidad.*?

7.5 Propiedades PVT 41

7.5.1 PVT del bitumen

En el area de BITOR se dispone de cuatro analisis PVT convencionales en los
pozos Cl-74 (J-20), CD-6 (O-16), CO-4 (J-20) y CH-26 (O-16) y uno para crudo

espumante (No convencional), realizado en el pozo CI-210 perteneciente al area

J-20. Las caracteristicas basicas de estos se presentan a continuacion:
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Tabla 7.1. Propiedades PVT de los fluidos del Area de BITOR

Pozo Tipo de Fechade | Tem. | Grav. Pb Bo a Pb Rs aPb | Visc.Abs.
muestra muestreo | (°F) API (Lpc) | (BY/BN) | (PCN/BN) | Burb (cp)
CH-26 | Recombinada | 23/09/85 124 7.4 1305 1.048 80 --
CD-6 | Recombinada | 13/09/85 122 7.7 1095 1.075 100 6200
CO-4 | Recombinada | 22.10/85 126 7.8 1040 1.047 79 5900
CI-74 | Recombinada | 17/11/85 119 8.5 875 1.052 86 3860
CI-210 Muestra de 19/01/97 129 7.7 995 1.0739 100 No
fondo reportado
CI-210 | Recombinada | 19/01/97 129 8.3 1110 1.0764 106 No
reportado
Cl-210 Muestra de 19/01/97 129 7.7 705 1.0847 100 1958
fondo
CI-210 | Recombinada | 19/01/97 129 8.3 905 1.0867 107 1670

Las propiedades de todas las muestras pueden ser observadas en el Apéndice Il.

Las compresibilidades del bitumen para cada muestra se pueden apreciar a

continuacion:

Tabla 7.2.Compresibilidades del bitumen de cada muestra PVT del area de BITOR

COMPRESIBILIDAD DEL BITUMEN (lpc”)

Presiones (Lpc) CD-6 CO-4 Cl-74 Cl-210 Cl-210 Cl-210 Cl-210
fondo fondo Recomb | Recomb.
(Conv) | (No Conv.)| (Conv) |(No Conv)

De 2000 a 1095 | 4.01*10° - - - - - -

De 1600 a 1040 - 4.85*10° - - - - -

De 1000 a 875 - - 4.24*10° - - -

De 1200 a 995 - - - 6.2*10° - - -

De 905 a 705 - - - - 11.2*10° - -
De 1200 a 1110 - - - - - 9.6*10° -
De 1015 a 905 - - - - - - 21.9*10°
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7.5.2 PVT del Agua

El PVT del agua con el que se cuenta es el de la muestra del pozo CD-6 y se

muestra a continuacion:

Tabla 7.3. Propiedades PVT del agua de la muestra del pozo CD-6

Bw (BY/BN) 1.0093
Cw (Lpc™) 3.24E-07
Uw (Cp) 0.62
Densidad (Lbm/pc) 62.52
Salinidad (ppm) 16000

7.6 Historia de Produccion del area O-16*

La explotacion del area O-16 se inicié en Septiembre de 1982 con la perforacién
del primer pozo, CH-01. En esta campana se perforaron 65 pozos de los cuales 55
fueron verticales y 10 en una macolla de pozos direccionales, el espaciamiento fue
de 150 metros hacia el centro del bloque y 300 mts hacia los bordes. Entre los
afos 1990 a 1992, se perforaron 4 macollas de pozos direccionales espaciados
400 mts. En el afio 1995 se perford el primer pozo horizontal de esta area con
2700 pies de longitud horizontal saliendo de la macolla O-17,4. Actualmente se

tiene un total de 37 pozos horizontales.

A pesar de que la perforacion de los pozos en esta area comenzd en Septiembre
de 1982, la explotacién tuvo sus inicios en Julio de 1984 y para finales de ese
mismo afno se masificod la perforacién de pozos con unos 45 pozos para diciembre
de1984.

En el comportamiento de produccion del area O-16 (figura 7.7), se observan tres
periodos de produccion de bitumen claramente identificables, un periodo inicial

desde el inicio de la explotacion hasta 1992,caracterizado por una produccion
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promedio de 10 MBN, baja relacion gas petréleo (200 PCN/BN promedio), asi
como un corte de agua producto de la produccion mediante el uso de formacién de
emulsiones primarias en el pozo para mejorar el proceso de levantamiento del

bitumen.
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Figura 7.7. Historia de produccion del area O-16*

En este periodo se comenzé el proyecto de inyeccién alternada de vapor (Marzo
de 1985) y en Septiembre de 1985 se obtuvo el mayor numero de pozos activos
en este periodo (63 pozos) con una produccién de 8600 BNBD (ver figura 7.7).

Posterior a esta fecha se observd un mantenimiento de la produccidén en
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aproximadamente 8000 BNBD con un aumento progresivo del corte de agua hasta
alcanzar un valor de 31% para septiembre de 1987, fecha a partir de la cual
comenzd a disminuir el numero de pozos activos y a aumentar progresivamente la
produccion de agua hasta 1992, reportandose valores de hasta 66% de corte de
agua y de 14 MBNBD. Asimismo en este periodo se obtuvieron los maximos

valores de RGP registrados en la historia de la produccién de area (580 PCN/BN).

Cabe destacar que a pesar de que el proyecto de inyeccion de vapor se terminé
en el ano1995, la gran mayoria de la inyeccién se realizé entre 1985 y 1992, ya
que solo se reportan cuatro pozos con inyeccion alternada de vapor en el afo
1995. Para el mes de abril de 1995 se terminé el proyecto de inyeccidn alternada
de vapor con una cantidad promedio de vapor inyectado de 5000 toneladas de un
vapor de 80% de calidad, reportdndose inyeccion en 76 pozos (56 verticales y 20

direccionales) con 97 ciclos (86 primeros ciclos y 11 segundos ciclos).

Un segundo periodo de produccion caracterizado por la perforacién de pozos re-
entries y pozos desviados (unos con inyeccidén de vapor y otros en frio) y en cual
se observa un incremento de la produccion de Bitumen entre 15 a 20 MBND (ver
figura 7.7).

En este periodo se aprecié el mayor numero de pozos activos en toda la historia
de produccion del area O-16, reportando 87 pozos en Marzo de 1996. Asimismo el
corte de agua promedio fue de 20% observandose una leve declinacion con el
tiempo, mientras que la relacién gas/petréleo (RGP) mantuvo valores promedios
de 270 PCN/BN.

Y por ultimo a partir del afio 2000 con la perforacion de pozos horizontales se
alcanza una produccion de bitumen promedio de 30 MBD (Jun. 2002). En este
periodo se observa disminucién de la relacion gas/petroleo (200 PCN/BN
promedio) y un crecimiento en el corte de agua (de 15 a 20%) producto del

incremento de la produccion.
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7.7 Métodos de levantamiento

En el area de MPE-1, la perforacion de desarrollo en Cerro Negro se inicia
(periodo1982-84) con la perforacion de pozos verticales a diferentes
espaciamientos (150 y 300 metros) y completados con empaque de grava interna
(EGI) o con empaque a hoyo desnudo (EGHD) y bombeo mecanico convencional
(balancin) como medio de levantamiento artificial, a fin de evaluar la productividad

de las arenas del Miembro Morichal.

Posteriormente debido a la necesidad de minimizar el impacto ambiental en el
area de desarrollo, ya que la misma esta comprendida en un 80% por un bosque
de Pinos Caribes se introduce un nuevo esquema de explotacidn de pozos
desviados (entre 36° y 55°) agrupados en macollas (periodo 1990-92) y se
continué utilizando el bombeo mecanico convencional como meétodo de
levantamiento (balancin e hydrowells). Adicionalmente se llevo a cabo un proyecto
de inyeccion alternada de vapor (I.A.V.) tanto en algunos pozos verticales como en

pozos desviados.

A raiz de estos resultados, se inicio (afio 1993) la reperforacion horizontal (reentry)
a partir de pozos verticales, permitiendo recuperar reservas no drenadas
asociados a problemas mecanicos y/o de produccion de agua o gas, utilizando el
balancin como método de levantamiento y el inicio de la evaluacidon de bombas
BES en este tipo de pozo; adicionalmente se logr6 aumentar la productividad de

pozos Y reducir costos de inversion utilizando instalaciones existentes.
Posteriormente a partir de 1995 se perforaron pozos horizontales para aumentar la

productividad del area, ver figuras 7.8 y 7.9 para apreciar los diferentes tipos de

pozos y de métodos de levantamiento.
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Figura 7.8. Tipos de pozos del area O-16*
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Figura 7.9. Métodos de levantamiento de los pozos del area O-16*
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7.8 Métodos de completacion

Debido a la alta viscosidad que presenta el bitumen, ha sido necesario inyectar
diluente de aproximadamente 30 °API en el fondo del pozo para disminuir la

viscosidad del bitumen humedo a alrededor de 14 °API y de esta manera facilitar
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el levantamiento del mismo hasta la superficie y posterior transporte hasta la

estacion de flujo®.

Es asi como existen cuatro diferentes tipos de completaciones, dependiendo de
gue manera se esté inyectando el diluente, las cuales son aplicadas para todos los
tipos de levantamiento artificial, menos el bombeo de cavidad progresiva debido a
que el diluente deteriora el elastomero de la bomba. Estas completaciones han
sido llamadas Grupo | (GR-I), Grupo | Modificada (GR-I Mod) y Grupo Il (GR-II).
Existen dos tipos de completacion GR-I, una que inyecta diluente a través de un
capilar y otro que inyecta el diluente por el anular y ambas son sin empacaduras
(ver figura 7.10). La completacion GR-I Mod. Inyecta el diluente por el anular y
tiene una empacadura por debajo de la bomba, mientras que la completacion
GR-Il inyecta el diluente por la tuberia de produccion, mezclando el bitumen y el
diluente dentro de ésta y el bitumen diluido sale a través de un niple perforado

hacia el anular, por donde es producido (ver figura 7.10)

Todas los pozos son empacados con grava y liner ranurado, a excepcion de los

pozos horizontales que solo se baja un liner ranurado sin empaque.

v

Bitumen

1.____ > Bitumen == diluido
! diluido <

r"",— Diluente

Puerto de
inyeccion

Dispositivo
de mezclado

o Diluente

Bitumen
diluido

- iich
Diluente

GR-ll GR-I Mod GR-l

Figura 7.10. Tipos de completacién de los pozos del area O-16*
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7.9 Situacion actual

En el area se tienen 137 pozos completados desde 1983, incluyendo los diez
pozos perforados en el area O-18 (area anexa), de los cuales 48 son verticales y
12 se convirtieron en reentrys y a medida que se han desarrollado los planes
iniciales de explotacion del campo, se han perforado 37 horizontales, 41
desviados, hasta Julio de 2002. Estos pozos se han completado en todas las

unidades genéticas.

La explotacion del area se inicio con bombeo mecanico e inyeccion alternada de
vapor como un mecanismo de disminucion de la viscosidad del crudo y asi obtener
niveles de produccion comerciales. La produccion de crudo se ha visto
incrementada como consecuencia de campanas de perforacion de pozos nuevos,
estimandose que aun queda un importante volumen de reservas remanentes por
drenar. Como consecuencia de los diferentes espaciamientos de pozos 150, 300,
400 y 600 metros, el drenaje del campo ha sido irregular, estimandose que en las
zonas de menor espaciamiento (150 y 300 metros) el nivel de reservas
remanentes es considerablemente menor. En las zonas de mayor espaciamiento
(400 y 600 metros) se ubican las mejores expectativas de produccion,

concentrandose en ellas la mayoria de los pozos horizontales y desviados.
En este yacimiento se ha observado produccién temprana de agua en un grupo

importante de pozos, lo que demuestra la relacién de movilidad adversa para el

crudo.

151



CAPITULO VIII. Metodologia

CAPITULO VIII
METODOLOGIA

El diagnéstico de la procedencia del agua en un yacimiento, para la posterior
aplicacién de tratamientos tiene que realizarse bajo una metodologia que permita
cumplir con los objetivos propuestos. En este estudio, la metodologia seguida es

esquematizada en la figura 8.1.

8.1 Consideraciones del estudio

En el area de BITOR se ha presentado un problema de alta produccién de agua a
lo largo de la vida productiva del campo. Sin embargo, no han sido tomadas
medidas para retardar o solucionar dicho problema, por lo cual este trabajo se
basa en la identificacion del problema existente y posterior propuesta de aplicacion
de tecnologia para reducir dicha produccion y de esta manera aumentar la

productividad del area.

El area O-16* es la que ha presentado mayor problema, posiblemente debido a
que se encuentra asociada a un acuifero regional al norte ademas de
acumulaciones de agua al sur, aunado a la alta diferencia de razones de
movilidades entre el agua y el petréleo y al bajo buzamiento de los yacimientos

que permite que invasiones de agua se distribuyan con una mayor extension areal.

Es por ello la necesidad de diagnosticar el avance del agua en el tiempo vy
proponer algunos pozos para la aplicacion de nuevas tecnologias, tanto quimicas
como mecanicas para lograr el control de la produccion de agua y un incremento

de la produccion de bitumen, por lo que se plantearon unos objetivos:
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Figura 8.1. Esquema de la metodologia empleada.
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8.2 Objetivos:

8.2.1 Objetivo General:

e Revisar y seleccionar las tecnologias de avanzada para controlar la produccion
de agua y analizar la factibilidad de ser usada en pozos previamente

seleccionados del area O-16 de BITOR.

8.2.2 Objetivos especificos:

¢ Revisar el modelo estatico, calcular el BOES y las reservas remanentes.

e |dentificar la procedencia del agua en el area O-16 de BITOR y analizar los
distintos tipos de problemas que originan la produccion de agua.

e Revisar la bibliografia existente sobre aspectos tedricos, operacionales y
experiencias de campo relacionadas con la Tecnologia DOWS y la Tecnologia
de Geles.

e Estudiar y evaluar la factibilidad para la aplicacion de diferentes métodos vy
tecnologias utilizadas para el control de la produccion de agua.

e Seleccionar los pozos prospectos a tratamiento y recomendar la aplicacion del
método que controle la producciéon del agua en los pozos del area O-16 de
BITOR.

8.3 Revision Bibliografica y Recoleccion de datos:
En esta fase inicial se procedié a recolectar toda la informacion existente del area,
asi como también una recoleccion de informacion sobre diagnostico, implantacion

de nuevas tecnologias y seguimiento de control de agua a través de las

experiencias en diferentes partes del mundo.
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Para la recoleccion de datos del area fue necesario ejecutar las siguientes

acciones:

Traslado al Campo Morichal. Edo.Monagas (sede de BITOR) en el primer mes
de comienzo de este trabajo. Dicho traslado tuvo la finalidad de conocer el
area, realizacion y actualizacion de las carpetas de pozos, a través de
resumenes de las mismas, que requerian ser entregadas a Intevep para la
realizaciéon del Modelo Dinamico del area de J-20. A través de esto se pudo
conocer la forma de explotacion del area, los diferentes tipos de completacion y
de levantamiento del mismo, asi como proyectos realizados y los distintos tipos

de problemas mecanicos presentes en las operaciones del area.

De igual forma se logré recopilar una cantidad de informes técnicos sobre el

area en cuanto a geologia, produccién, problematica del agua existente, etc.

Revision de informes técnicos presentes en la sede de BITOR en Caracas
(PDVSA-Chuao), planes de explotacion a diferentes anos, trabajos realizados
sobre identificacion y avance del problema del agua, modelo estatico realizado

por Intevep, estudios de propiedades PVT, etc.

Se realizaron varias consultas al personal de Intevep sobre el modelo estatico

que se estaba realizando para la fecha de la revisién del mismo (Julio 2002).

En cuanto a la recopilacién de informacion sobre nuevas tecnologias para el

control de agua, se usaron diferentes fuentes:

Base de datos Rippet e Internet: herramientas computarizadas que generan
una lista de trabajos , foros, informes técnicos, proyectos existentes, tanto en la
red interna de PDVSA como en Internet sobre puntos de interés como:
problemas que generan la produccion de agua, diagndstico a través de

diversas técnicas y programas, experiencias en Venezuela y en el mundo.
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Articulos de publicaciones técnicas: Se realizdé una busqueda exhaustiva
de diferentes articulos publicados principalmente por la SPE y JPT en cuanto a
todo el proceso de control de agua, haciendo hincapié en la busqueda de
experiencias en campos con caracteristicas similares al area de estudio

encontrandose pocos articulos con estas caracteristicas.

Participacion en charlas y consultas técnicas: se asistieron a
presentaciones de especialistas en control de agua de Halliburton,
Schlumberger y Baker Hughes en los meses de Junio, Julio y Agosto de 2002.
Asimismo se realizaron varias visitas a Intevep para consultar a expertos en
nuevas tecnologias como aplicacion de geles, tecnologia DOWS (Downhole Oil
Water Separation) y CDCC (Completacién Dual para Control de Conificacion).
Por otra parte se realizaron diferentes consultas al personal de Geoquest-

Chuao y Geoquest-Morichal en cuanto al funcionamiento del paquete OFM.

8.3.1 Recoleccion de Datos

Los datos utilizados para realizacion de este trabajo fueron extraidos de diferentes

fuentes:

OFM : de esta herramienta fueron extraidos datos de produccién, petrofisica,

completacion, datos generales del yacimiento, etc.

Carpetas de pozos: los datos especificos de un pozo, tales como: ubicacion,
corrida de registros, diagramas de completacion, servicios Yy

reacondicionamientos realizados, etc.
Base de datos Centinela: esta aporté datos como los cortes de agua y estado

de los pozos para el momento de seleccion de los pozos candidatos a

tratamiento.
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Ademas de las fuentes mencionadas anteriormente se extrajo informacién de una

serie de informes, trabajos realizados y que seran especificados a continuacion:
8.4 Revisiéon del Modelo Geolégico

La revisién del modelo geoldgico se dividio en varias etapas y fue evaluado a
través de los diferentes informes y trabajos realizados en el area por distintas
compainiias para caracterizar la geologia del area, como el de GeoExploracion, S.A
(1996)*" y el de Intevep (2001)*2.

8.4.1 Revision del Modelo Estructural

Al momento de evaluar la estructura del area O-16, ésta se encontraba en una
etapa de reinterpretacién por Intevep, ya que se encontraron otras fallas, por lo
que la realizacion de los mapas estructurales de cada una de las arenas
pertenecientes al Miembro Morichal (desde MO1 hasta MO9) retard6 el proceso

de revisiéon de los mismos.

Asimismo se estaba discutiendo la toma de sismica 3D para el area ya que solo
cuenta con lineas sismicas 2D, por lo que la interpretacion se ha basado en

sismica 3D de areas vecinas.
8.4.2 Revision del Modelo Estratigrafico

El modelo estratigrafico en el cual se basé este estudio fue el realizado por
Intevep, a través del cual se realiz6 una nueva interpretacion de las diferentes
unidades genéticas, ya que anteriormente eran designadas con otra nomenclatura
(O-11 a 0O-16) y no concordaban en ambas areas (O-16 y J-20), por lo que fue

necesario realizar una nueva interpretacion.
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8.4.3 Revision del Modelo Petrofisico

El modelo petrofisico en el cual se baso6 el estudio fue el ultimo realizado por
Intevep (Junio 2002), por lo que toda la data petrofisica del area O-16
suministrada por Intevep, tuvo que ser agrupada y cargada en el formato requerido
por OFM para luego ser introducido en el proyecto de BITOR por el personal de
Geoquest-Chuao, para posteriormente realizar el analisis de las propiedades
petrofisicas a través de las tendencias observadas en los mapas de celda

realizados con el programa OFM.

El analisis de las propiedades petrofisicas fue realizado para cada una de las

unidades pertenecientes al Miembro Morichal (MO1 a MQO9).

El modelo petrofisico no esta validado por informacién de nucleos, por lo que se
esta a la espera de la toma de estos, para realizar un nuevo modelo petrofisico

con menos incertidumbre.

8.4.4 Determinacion del Contacto Agua/Bitumen Original (CABO)

Para la determinacién del CABO se tomd6 como punto de partida la base de datos
suministrada por INTEVEP para los pozos que detectaron contacto original
agua/bitumen. Posteriormente se revisaron cada uno de los registros de
resistividad para lograr una verificacion de las profundidades sefialadas en cada
uno de los contactos originales suministrados. Cabe sefialar que para lograr una
comparacién de los valores suministrados por INTEVEP y los obtenidos con los
registros de resistividad, fue necesario extraer de cada una de las carpetas de los
pozos las elevaciones del terreno y de las mesas rotarias para llevar las

profundidades del CABO a pies bajo el nivel del mar (pbnm).
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Una vez realizada la evaluacion de la data, se procedié a la determinacion del
CABO de manera grafica, para la cual se utiliz6 un mapa estructural de la arena
MO?9.

8.5 Determinacion del BOES Volumétrico.

La determinacion del BOES volumétrico se realizé una vez que fueron analizados

los modelos geoldgico y petrofisico.

Es necesario destacar que el BOES volumétrico tuvo que calcularse para dos
areas. La primera para el area O-16 oficial y luego se estim6 el BOES del area
anexa (no oficial), al nor-este del area O-16 en la cual han sido perforados pozos
que actualmente se encuentra produciendo un alto porcentaje de toda la
produccion diaria de bitimen del area. EI BOES fue calculado por separado para

tener una estimacion de la cantidad de reservas asociadas al area anexa.

El BOES no pudo ser calculado por yacimiento, ya que para el momento del
estudio, se estaba realizando el modelo estatico y no se encontraba definido la
division del area O-16* por yacimiento, ya que a pesar de que se interpretaron una
serie de fallas principales, no se tiene evidencia de que sean sellantes, por lo que

no se pudo establecer si las fallas limitan a los yacimientos o no.

La determinacion del BOES se realizé por el método volumétrico a través de

operaciones de mapas de celdas realizados en OFM.

Es asi como se realizaron los mapas de isopropiedades de arena neta petrolifera,
porosidad y saturacidn de agua inicial, una vez que estos datos fueron cargados
en OFM.

Para delimitar las areas a las cuales se les determind el BOES fue necesario el

requerimiento de dichos limites al personal en Morichal que opera el programa
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Sigemap, en el cual se han realizado mapas del area. Esta area fue importada a
OFM para delimitar las areas respectivas, al igual que la ubicacion de las fallas
principales que se encuentran en el area y que fueron solicitadas al personal

responsable en Intevep.

El valor de Boi fue extraido del analisis PVT del pozo CI-210 recombinada (ensayo
no convencional) y se tom6 como un valor constante ya que no se cuenta con una

distribucion areal del factor volumétrico de formacion.

Finalmente, una vez teniendo los mapas de celda (creados en OFM) de las
propiedades anteriormente mencionadas se procedid a realizar la siguiente

operacion:

1.9161* A* H *¢*(1— Swi)
Boi

BOES=—"——— "~~~ ... Ecuacion 8.1

Donde :

H : mapa de arena neta petrolifera (pies).

¢ : mapa de porosidad de la arena neta petrolifera (fraccién).

Swi : mapa de saturacién de agua inicial en la arena neta petrolifera (fraccion).
A : area calculada automaticamente por OFM (m?).

Boi : factor volumétrico del petréleo(constante) (BY/BN).

1.9161 : factor de conversion de metros cuadrados-pie a barriles.

Este calculo fue realizado para cada una de las unidades presentes en el miembro
morichal (desde MO1 hasta MO9) generando mapas de isopropiedades para cada
unidad y posteriormente sumando los BOES de cada unidad. Entonces el BOES

total fue:

9
= ZBOES,. ..... Ecuacion 8.2

i=l1

BOES

total
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Donde:

BOES,

total

: bitumen originalmente en sitio de todas las arenas.

BOES, : bitumen originalmente en sitio de cada una de las arenas.

Este procedimiento fue realizado para cada una de las areas (O-16 y area anexa
correspondiente a una parte de la parcela ANZO-6-16.050 y a la parcela ANZO-6-
16.051 (ver figura A1-1 en el Apéndice |), que para Junio de 2002 producia el 34%

de toda la produccién de la estacion de flujo O-16).

El BOES volumétrico fue comparado con un balance de materiales realizado en

una hoja de calculo de Excel.

8.6 Determinacion de Reservas Remanentes

Debido al acentuado problema que se ha presentado en el area O-16* de BITOR
con respecto a la alta produccién de agua que presentan los pozos, aun asi en
pozos horizontales nuevos, se hizo necesario la estimacién de las reservas

remanentes.

Para ello se realizé la declinacién de la tasa de bitumen de dos maneras: la
primera fue realizando la declinacion de la tasa de bitumen en funcién del tiempo
pozo a pozo, tanto para todo el yacimiento como para cada pozo. La declinacion
de la tasa de petréleo de cada pozo fue realizada basandose en la historia de
produccion del mismo, haciendo especial énfasis en el comportamiento de la
produccion de agua con el tiempo y utilizando el médulo de OFM para realizar
declinaciones. Para ello se utilizaron como parametros de limite de produccion,
una tasa de petréleo de 50 BND o de 20 anos de produccion a partir de la fecha

de estudio. Y la segunda manera fue realizando curvas de corte de agua versus
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bitumen producido acumulado, tomandose como parametros de limite de

produccion un corte de agua de 95%

Los pozos que se encontraban cerrados por alta produccién de agua (HW) y que
presentaban tasas finales menores de 50 a 70 BNBD, no fueron tomados en este
estudio, al igual que los que se encontraban cerrados por el Ministerio de Energia
y Minas. De igual forma al momento del estudio, se encontraron pozos que solo
poseian un mes de produccion y otros sin produccién, los cuales no fueron
considerados para el estudio, ya que no se conocia su posible comportamiento en

el futuro.
8.7 Propiedades PVT de los fluidos del yacimiento
8.7.1 Propiedades PVT del bitumen

Se revisaron los informes de los analisis PVT realizados a distintas muestras de
pozos y se extrajeron de estos las caracteristicas mas importantes de los fluidos

analizados.

Por otro lado, el analisis PVT de la muestra del Pozo CI-210 recombinada, ensayo
no convencional, fue validada en este estudio para luego ser usado en el Balance
de Materiales. Dicha validacion fue realizada primero, verificando si el valor de
presion de burbujeo medida en el Laboratorio era correcta (validacion de la prueba
de liberacién instantanea). Esto se obtiene graficando la Funcion “Y”, la cual es

una relacion de presion y volumen relativo (ver ecuacién 8.3), contra la presion.

./ Pb_P
Funcion "Y'= —"——— Para P<P,

= pr -1y e ST Ecuacioén 8.3
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Donde:

P : Presion de burbujeo (Lpc).

P : Cualquier Presion (Lpc).

Vr :Volumen relativo tomado del analisis PVT.

Si esta curva da una recta perfecta (ver figura 8.2), la presion de burbujeo medida
en el Laboratorio es correcta, en caso contrario, pueden existir dos casos: que la
presion de burbujeo se encuentre subestimada (ver figura 8.3) o sobreestimada
(ver figura 8.4)

CASO IDEAL
4
LY A}
] .

n 3 .s® .
> .
g Y N
c .
0 e *
) 2 1 %4
c e
]
'8

-

0 I I I I I

0 500 1000 1500 2000 2500
P (Lpc)

Figura 8.2. Caso ideal de la Funcion “Y”

Cuando ocurre cualquiera de estos dos ultimos casos se tienen que eliminar los
puntos que estan fuera de la tendencia de la Funcién “Y”, para que se genere una
recta con buena correlacion y a partir de esa recta se despejan varios valores de
Pb para cada presion despejando de la ecuacion de la Funcion “Y” y se determina
un promedio de todas las presiones de burbujeo calculadas, excepto en los puntos
que fueron previamente descartados. Esa nueva presion de burbujeo es la que se

deberia tomar como correcta.
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CASO Pb SOBRE ESTIMADA
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N
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Figura 8.3. Caso Pb Sobre estimada

CASO Pb SUB ESTIMADA
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Figura 8.4. Caso Pb Subestimada

Posteriormente se procedié a validar la prueba de liberacién diferencial a través de

un balance de masas. Esto consiste en chequear si la relacién gas/petroleo en

solucion (Rs) experimental de la prueba de liberacion diferencial es igual al Rs

calculado por balance de masas. La diferencia entre los valores no debe exceder

el 5%, para lo cual fue requerida la siguiente informacion que fue obtenida del

informe de la prueba PVT:

e Gravedad API del crudo residual.

e Relacion gas/petroleo en solucion a diferentes presiones.

e Factor volumétrico del petréleo a diferentes presiones.

e Gravedad especifica del gas liberado en cada etapa de liberacién.
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Entonces se procedid a calcular los siguientes parametros:

moi = podi * fodi*1000 [gr] ...... Ecuacion 8.4

Donde:
moi : masa del petroleo a Piy T.

podi . densidad del petroleo a cada nivel de presion.
Podi : Factor volumétrico del petréleo a cada nivel de presion.
i- Nivel de presion.

d: diferencial.
Se tomo como base un (1) litro de bitumen.

Luego de calcular el incremento de la masa de gas en solucién entre las presiones
Piy Pis

mgi = moi — moi_, [gr] ...... Ecuacion 8.5
Volumen de gas correspondiente a mgi:

379.4 mgi

*

Vgi = [PCN] ....... Ecuacion 8.6
28.96*454.7 yedi

Donde:

yedi : gravedad especifica del gas a cada nivel de presion.

Relacion gas/petréleo en solucién a Pi
Rsdi = Rsdi | +159*Vgi [PCN/BN] ....... Ecuacion 8.7
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Obteniéndose asi los valores de Rs calculados a cada nivel de presion y

calculando la diferencia entre el calculado y el medido.

Para determinar la validez de los valores de Bo y densidad medidos en el
laboratorio, se procedié a calcular las densidades a cada nivel de presion, de la

siguiente manera:

podi = [gr/cc]  .ooen... Ecuacion 8.8

PO
podi
Donde:

po . densidad del petréleo a condiciones normales, 60 °F y 14.7 Lpca

De igual manera se realiz6 la diferencia entre los valores de densidades
calculados y medidos en el laboratorio para tener un estimado de la validez de la

medicion de este parametro.
8.8 Historia de presiones

La historia de presiones fue realizada a través de la recoleccién de toda la data de

presiones estaticas tomadas en diferentes pozos a distintas fechas.

Para ello estas presiones fueron llevadas a una profundidad de referencia
(DATUM) de 2600 pbnm y se realizé un grafico de todas las presiones versus la
produccion acumulada de bitumen en toda el area O-16*, pero se observd mucha
dispersion de los puntos, por lo que fue necesario graficar la historia de presion
versus la produccién acumulada de bitumen del yacimiento de cada pozo por
separado, sefialando en la misma gréafica el acumulado de bitumen del pozo al
momento de la realizacion de cada medicién de presion. Esto se realizd con la

finalidad de establecer tendencias mas acordes con el verdadero comportamiento
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de las presiones. De esta manera fueron descartados aquellos puntos que no se
encontraban dentro del comportamiento general del resto de la data, usando como

criterios:

e Aquellos valores de presiones por encima de la presidn hidrostatica inicial

calculada de la siguiente manera:

Pi =0.433* Hdatum = 0.433*%2600=1126  Lpc ...... Ecuacion 8.9

e Aquellos valores de presiones que no tenian correspondencia con el

acumulado del pozo.

Una vez que fueron descartadas las presiones que se encontraban fuera del
comportamiento general, se procedid a agrupar las graficas de los pozos para su
posterior superposicion y visualizacion de una tendencia general de presion para
el area. Para ello fue necesario la utilizacion de una mesa de luz que permitiera
observar cada uno de los puntos de los pozos agrupados y de esta manera

establecer una historia de presiones para el area O-16* de BITOR.

8.9 Anadlisis del Avance del agua en el yacimiento.

Con la finalidad de entender el comportamiento del agua a lo largo de la vida
productiva del area O-16*, se realizaron una serie de actividades de manera
simultdnea, para asi obtener una interpretacién completa del complejo avance
areal y vertical del agua desarrollado en el area O-16%, el cual ha afectado

considerablemente la produccion de dicha zona.
La primera actividad fue la de solicitar al personal de Geoquest mapas

estructurales al tope de cada una de las unidades pertenecientes al area (MO1-

MO9 y basamento) y con una lista de los pozos del area O-16 que detectaron, en
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sus procesos de perforacion, el contacto original agua/bitumen (CABO), se
procedié a la colocacion de las profundidades de estos contactos, llevadas a
profundidades bajo el nivel del mar, en el mapa estructural de la unidad MO9, para

de esta forma obtenerse graficamente la distribucion del contacto original en sitio.

El posterior paso fue el de realizar una lista de pozos que habian experimentado
hasta la fecha de estudio (Agosto 2002), problemas de producciéon de agua a lo
largo de la vida productiva del area. Para la obtencion de esta lista se utilizo el
paquete de informacion Centinela el cual ofrecié de forma actualizada el estado
fisico de cada uno de los pozos pertenecientes al proyecto BITOR. Cabe destacar
que se recopild informacion sobre cada uno de los reacondicionamientos
realizados a los pozos con sus respectivos intervalos completados, para la
posterior clasificacion por arena para cada uno de los intervalos completados,
especialmente los que presentaban altos cortes de agua (60% y mas). Para esta
clasificacion se utilizé la nueva interpretacion para topes de cada una de las

arenas del area O-16* suministrada por el personal de Intevep.

Con la clasificacion de los intervalos completados y abiertos para cada uno de los
pozos seleccionados por altos cortes de agua y con la finalidad de observar la
invasion del agua en las diferentes arenas, se procedio a la distribucidén areal de
este avance sobre los mapas estructurales de cada una de las arenas, colocando
cada uno de los pozos con cortes de agua igual o mayor a 60% en el mapa de la
arena perteneciente al intervalo mas profundo donde se encontrara completado,
es decir, que si un pozo tenia por ejemplo intervalos abiertos en la arena MO9 y
MOS8, éste pozo era colocado en la arena MQO9, ya que no se conocia si el agua

pudo irrumpir en la(s) arena(s) superior(es).

Posteriormente se realizaron mapas de distribucion de la produccién acumulada

de agua perteneciente al area O-16*, para diferentes fechas:

o 31/12/1989.
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e 31/12/1994.
o 31/12/1998.
e 30/06/2002.

Este monitoreo fue realizado por medio del programa OFM, el cual aport6 mapas
de grid (mallado) que permitieron evaluar el comportamiento y distribucion de la
produccion de agua del area en cuestion. Una vez obtenido los mapas de grid, el
siguiente paso fue realizar un procedimiento del programa OFM llamado “Time
Motion Study” que permitié realizar “restas” entre de los mapas de grid,
obteniéndose asi la distribucion de produccion de agua para un periodo de tiempo
especifico (delta de produccion de agua). De igual manera se realizaron los
mismos analisis mencionados anteriormente para conocer la distribucion de

bitumen a lo largo de la explotacion del area.

Con los mapas de mallado realizados para cada intervalo de las fechas
mencionadas anteriormente, se pudo observar a groso modo la distribucion areal

del agua producida a lo largo de la explotacion del area.

Una vez obtenidos los mapas de distribucion del agua producida en diferentes
periodos (mapas de mallado), se dio inicio a la interpretaciéon de los mapas de
coalescencia entre las unidades del area O-16* proporcionados por INTEVEP,
muy especialmente los mapas entre las arenas MO9-MO8, MO8-MO7, y MO7-
MOG, para asi poder realizar el analisis de la procedencia del agua y las causas
que originaron su movimiento preferencial hacia algunos pozos, haciendo énfasis
en donde se encuentran los sellos proporcionados por las arcillas que ofrecieran
resistencia al paso de fluidos. De manera simultanea se evaluaron los mapas de
canales para cada una de las unidades en cuestién, para asi determinar o
diagnosticar el movimiento preferencial del agua y entender la causa del problema

para de esta manera proponer soluciones.
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8.10 Pozos candidatos
8.10.1 Seleccidén de los pozos candidatos.

Para la seleccién de los pozos, se utilizd la base de datos Centinela actualizada
hasta el mes de Julio del 2002, la cual aportdé la informacién de los pozos que se
encontraban en un estado HW (siglas en inglés de High Water) y los pozos que
aun estaban en produccion pero con porcentajes de agua y sedimentos (A&S)

iguales o mayores al 60%.

8.10.2 Diagnéstico de los pozos candidatos

Un parametro importante en la realizacién de un tratamiento exitoso para controlar
las altas producciones de agua en los pozos, consiste en realizar un diagnostico

certero del tipo de problema que causa los altos cortes de agua.

De esta manera se procedio a realizar el diagndstico de los pozos seleccionados

como candidatos, para lo cual se utilizaron las siguientes herramientas:

Curvas de Diagndstico de Chan

Se realizaron las curvas de diagnéstico de Chan para cada pozo evaluado, por
medio de la opcion que presenta el programa Oil Field Manager (OFM) y el
analisis se baso en la metodologia propuesta por Chan', conjuntamente con las
demas herramientas que seran mencionadas a continuacion.

Registros de Cementacion

Fueron solicitados a la Unidad de Atencion al Cliente U.A.C. de Geoquest los

registros de cementacion de cada uno de los pozos seleccionados como
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candidatos con la finalidad de observar el estado fisico del cemento, tanto para la

adherencia revestidor/cemento (CBL) y cemento/formacion (VDL).

Historia de Produccion

La historia de produccién fue analizada conjuntamente con los graficos de
diagnostico de Chan, registros de cementacion, mapas de coalescencia entre las
arenas, mapas de canales y de alta presencia de agua en el yacimiento. Para ello
se recopil6 toda la informacion existente sobre los diferentes trabajos de
reacondicionamientos realizados a cada uno de los pozos, realizando una

distribucion y ubicacion de los intervalos completados en cada una de las arenas.

El diagndstico realizado se basé en las siguientes evidencias, dependiendo del

tipo de problema causante de la elevada produccién de agua:

Flujo por detras del revestidor

e El pozo ha producido agua desde los inicios de la completacion.

e El pozo no exhibe cambios resaltantes al ser reacondicionado o realizado
algun tipo de trabajo para tratar de solucionar el problema.

e El registro de cementacion revela mala adherencia del cemento a la tuberiay a
la formacion.

e La curva de diagnéstico de Chan muestra un ascenso abrupto tanto de la RAB

como de su derivada.
Canalizacion a través de zonas de alta permeabilidad
e Las arenas en las que se encuentran completadas el pozo, presentan

intercalaciones lutiticas que ofrecen cierta dificultad al flujo vertical, a pesar de

que el pozo se encuentre completado masivamente en todas las arenas.
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e La curva de diagnostico de Chan muestra un ascenso de la RAB y de su
derivada un tiempo después de que ha sido completado el pozo, y de forma

progresiva.

Conificacion

e El pozo fue completado en una arena masiva sin intercalaciones de lutitas, que
permite que se desarrolle flujo vertical sin dificultad.
e La curva de diagnodstico de Chan muestra un ascenso progresivo de la RAB y

una disminucion de su derivada (pendiente negativa).

Avance del Acuifero

e En los problemas de avance normal del acuifero se observa que la curva de
diagndstico experimenta un aumento progresivo en el tiempo tanto de la RAB

como de la derivada (RAB’).

8.11 Tratamiento a seguir para los pozos candidatos

Una vez realizado el diagnostico de la procedencia del agua en cada uno de los 66
pozos candidatos evaluados, se procedio a estudiar la factibilidad de aplicar tanto
tecnologias mecanicas como quimicas para controlar los distintos problemas

relacionados con la alta produccién de agua de los pozos.

Para esto, se analizaron diversos parametros que se deben tomar en cuenta para
la aplicacion de cualquier tecnologia, como parametros petrofisicos, estructurales,
de fluidos, capacidad de los revestidores, calidad de la cementacion, produccion

de los pozos, produccion de arena.
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El analisis de los parametros mencionados anteriormente se relacion6 a cada una
de las tecnologias propuestas en este estudio, para evaluar tedricamente la
factibilidad o no de la implantaciéon de dichas tecnologias en el area O-16* de
BITOR.

Este estudio fue basado en las experiencias de campo a nivel mundial, evaluacién
de los parametros tedricos requeridos para la incorporacion de cada método y en
el apoyo ofrecido por las diferentes companias consultadas: Centrilift-Baker

Hughes, Intevep, Halliburton y Schlumberger.

8.12 Limitaciones

En la realizacion de este trabajo se tuvieron diferentes limitaciones que interfirieron

con el normal desarrollo de este estudio:

e Para el momento de la revisiéon del modelo geoldgico, este se encontraba en
una etapa de reinterpretacion por Intevep y no se tenia definido si las fallas
principales interpretadas eran sellantes, por lo que se estudié toda el area
como un solo yacimiento, ademas de que tuvo que ordenarse toda la data
petrofisica del proyecto de BITOR en formato compatible con el del paquete
OFM para su posterior introduccion dentro del proyecto y realizacion de los

diferentes mapas de celda de las propiedades petrofisicas y calculo del BOES.
e Para que la técnica de balance de materiales sea eficiente se necesita:
» Historia de presiones del yacimiento con poca incertidumbre.
» Historia de los volumenes de fluidos producidos (bitumen, agua y gas), ya

que se tiene incertidumbre con respecto al agua y al gas.

» Acuiferos caracterizados, ya que no se dispone de esta informacion.
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Debido a que las acumulaciones del area de BITOR contienen crudo
extrapesado, se hizo necesaria la busqueda de publicaciones sobre el uso de
tecnologias para este tipo de crudo. Sin embargo, las pocas publicaciones
encontradas, a nivel mundial, para controlar la produccion de agua, han sido
usadas en yacimientos de crudo pesado, mas no en extrapesados. Por otro
lado a través del apoyo recibido por las compafiias Baker Hughes, Halliburton,
Schlumberger e Intevep, se corrobord que todas las tecnologias estudiadas en
este trabajo, no han sido probadas en yacimientos de crudo extrapesado,

segun sus experiencias operacionales y de investigacion.

No se contd con suficiente informacién como para establecer las profundidades
actuales de los contactos agua/bitumen en el area O-16* de BITOR, ya que
solo se cuenta con informacién de contactos originales a principios de la
explotacion del area (al sur) y posteriormente con la perforacion de pozos al
norte que observd otro contacto, por lo que no se cuenta con diferentes
profundidades de los contactos a diferentes fechas, dificultando el monitoreo

del mismo.
Una buena parte de los pozos evaluados no poseen registros de cementacion,

ocasionando mayor incertidumbre en el diagndstico realizado, ya que no se

conoce la calidad del cemento.
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CAPITULO IX
RESULTADOS Y ANALISIS DE RESULTADOS

9.1 Modelo Geolégico

9.1.1 Modelo Estructural

En el proceso de revision del modelo geoldgico del area de BITOR (Julio 2002), la
definicion de la estructura se encontraba en una fase de modificacion y validacion
a través de un estudio realizado por INTEVEP, ya que anteriormente se contaba
con tres fallas principales que separaban al area de BITOR en cuatro yacimientos
(MOR-90, MOR-91, MOR-92 y MOR-93). El area O-16* se encontraba dividida por
dos fallas que definian los yacimientos MOR-90, MOR-91 y parte de MOR-92.

Con la nueva interpretacion, se encontraron diversas fallas secundarias que no
habian sido detectadas en el estudio geoldgico previo, encontrandose un cambio

en la ubicacion de las fallas principales.

Cabe destacar que para el momento de la realizacion del estudio no se conocia si
las fallas principales eran sellantes o no. Por esta razén se trabajé el area O-16*

como un solo yacimiento.

Esta nueva interpretacion se basé en sismica 2D del médulo MPE-1, sismica 3D
del médulo MPE-2 y una parte de la sismica 3D de Cerro Negro, al oeste del area
de BITOR, con la cual se determin6 que el yacimiento es un homoclinal fallado de

leve buzamiento (3° a 4°) al norte.

9.1.2 Contactos Originales Agua/Bitumen (CABO)

Los contactos agua/bitumen originales fueron colocados arealmente en el mapa

estructural de la arena MO9, observandose que hacia el norte existe un contacto
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aproximadamente a 3200 pbnm, mientras que al sur se aprecié un contacto a
aproximadamente 3100 pbnm, como se aprecia en la figura 9.1. Sin embargo las
profundidades de los contactos varian en cada pozo, lo que puede deberse a
efectos de la presion capilar que hace que el contacto sea muy irregular,
observandose variaciones del contacto al sur de 3100 pbnm a 3125 pbnm (como

se aprecia en la tabla A1-1 del Apéndice ).

Por otro lado se apreciaron dos pozos que vieron contacto agua/bitumen original a
aproximadamente 3165 pbnm, lo cual puede ser asociado a lo anteriormente
expuesto o a la posibilidad de que se trate de pequefias acumulaciones de agua

llamadas “poncheras”.
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Figura 9.1. Contactos originales agua/bitumen
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9.1.3 Modelo Petrofisico

El analisis petrofisico se realizé para cada una de las arenas productoras del
Miembro Morichal, a través de los mapas de distribucibn de propiedades

petrofisicas generados por el programa OFM.

Debido a que los mapas de distribucion de estas propiedades petrofisicas fueron
realizados para el calculo del BOES y este se hizo en dos partes: para O-16 y para
el area anexa, a continuacion se muestra el andlisis de cada una de estas

propiedades para ambas partes y para cada arena:

9.1.3.1 Arena Neta Petrolifera

A través del analisis petrofisico se pudo observar que las arenas que presentan
mayores espesores de Arena Neta Petrolifera son las arenas MO7 y MOS8. La
tendencia en la distribucion de la Arena Neta Petrolifera es a incrementar desde
MO1 hasta MO8 lo que puede deberse a que las arenas superiores fueron
depositadas bajo un ambiente deltaico observandose valores entre 0 y 13 pies en
la Arena MO1 hasta alcanzar espesores entre 50 y 105 pies en la arena MO8 que
pertenece a un ambiente fluvial. En las arenas MO1 a MQO3, se aprecia que la
distribucion de la Arena Neta Petrolifera se va haciendo mayor hacia el tope de
cada unidad, mientras que el resto de las arenas presentan una tendencia al
crecimiento de los valores de Arena Neta Petrolifera hacia la base de la estructura,
con algunas excepciones en las arenas MO4, MO-5 y MO-6 en las que se
presentan engrosamientos hacia el tope en algunas areas. Los mapas de celda de

cada una de las unidades se encuentran en el Apéndice lll.
Cabe destacar que a partir de la arena MO5 hasta la MO9 los datos de Arena Neta

Petrolifera en la zona Anexa son pocos por lo que no se puede realizar un analisis

confiable en cuanto a esta propiedad en esta area.
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En cuanto a la arena MO7, se observa en la figura 9.2 que los valores de Arena
Neta Petrolifera oscilan entre 40 y 85 pies, pero a diferencia de las demas arenas
se puede apreciar una distribucion uniforme en casi toda el area con valores de
ANP de aproximadamente 80 pies en una buena porcion del area y hacia el oeste
y parte central con 50 pies de ANP promedio aproximadamente en el area O-16,
mientras que para el area anexa se aprecian rangos entre 50 y 80 pies

aproximadamente.

Arena MO7
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Figura 9.2. Arena Neta Petrolifera — MO7

La arena MOS8 presenta espesores de Arena Neta Petrolifera entre 0 y 105 pies,
con la mayoria de la distribucién con valores de 50 a 105 pies, observandose
espesores de aproximadamente 100 pies en la parte nor-central, este y oeste del

area (ver figura 9.3).

Por ultimo, la arena MO9 presenta menores espesores de Arena Neta Petrolifera
que las demas arenas inferiores del Miembro Morichal, lo cual es debido a que en
esta arena se observa la presencia de un acuifero que disminuye los espesores de
arena disponible para el almacenamiento de bitumen. Los valores varian entre 0 y
63 pies como se aprecia en la figura 9.4, con mayores espesores hacia la parte
central y sur-oeste por ser la parte mas baja de la estructura, encontrandose los
menores espesores al norte por estar en presencia del acuifero regional ubicado a
3200 pbnm.
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Figura 9.3. Arena Neta Petrolifera — MO8
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Figura 9.4. Arena Neta Petrolifera — MO9

En la tabla 9.1 se pueden apreciar los promedios de Arena Neta Petrolifera

de

todas las arenas y a través de la figura 9.5, se observa que los mayores valores de

Arena Neta Petrolifera se encuentran en las arenas MO7 y MOS8, por poseer

menos contenido de lutitas.
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Tabla 9.1. Arena Neta Petrolifera de cada arena en ambas areas

ANP (PIES)

Area 0-16 Area Anexa
Unidad ANP (pies) Unidad ANP (pies)
MO1 1.979 MO1 3.244
MO2 3.848 MO2 9.141
MQO3 12.654 MO3 18.916
MO4 22.057 MO4 37.465
MO5 29.835 MO5 50.658
MO6 39.242 MO6 22.394
MO7 55.443 MO7 55.983
MO8 56.553 MO8 67.354
MO9 20.449 MO9 8.229
ANP-O-16 ANP-AREA ANEXA
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Figura 9.5. Arena Neta Petrolifera para cada unidad en ambas areas

Se realiz6 un promedio de Arena Neta Petrolifera por BOES de cada unidad y se

obtuvieron los valores que se muestran a continuacion en la tabla 9.2 y en la figura

9.6 en la cual se corrobora nuevamente que las arenas con mejores espesores
son la MO7 y MO8.
Tabla 9.2. ANP de cada unidad en el area total

Unidad ANP (pies)
MO1 2.395
MO2 6.106
MO3 14.684
MO4 27.969
MO5 37.464
MO6 37.037
MO7 55.567
MO8 59.302
MO9 19.281
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ANP- AREA TOTAL
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Figura 9.6. Arena Neta Petrolifera de cada arena en el area total

9.1.3.2 Porosidad

Los valores de porosidad en las arenas superiores (MO1 a MO3) oscilan entre
0.24 y 0.34, mostrando la mayor distribucion hacia porosidades de 0.29,

observandose como crece hacia MO3 (ver figura A3-10 en el Apéndice llI).

En las arenas intermedias se aprecia que los valores de porosidad van en
aumento desde MO4 hasta MOG6, con valores entre 0.27 hasta 0.33 (ver figura A3-
11 en el Apéndice IlI).

Mientras que en las arenas inferiores (MO7 hasta MO9), se pueden observar
mayores valores de porosidad en las arenas MO7 y MOS8, ya que en la arena MO9

disminuyen estos valores, como se aprecia en la figura 9.7.

En la tabla 9.3 se muestran los promedios de porosidad por cada unidad presente
en el Miembro Morichal para ambas areas estudiadas, observandose de manera
mas clara en la figura 9.8, que las arenas que presentan las mayores porosidades
son las arenas MO7 y MO8 en el area O-16 y MO4 y MO-8 en el area anexa.
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Figura 9.7. Porosidad de las arenas MO7, MO8 y MO9

Tabla 9.3. Porosidades de las arenas en ambas areas

Area 0-16 Area Anexa
Unidad Porosidad Unidad Porosidad
MO1 0.293 MO1 0.293
MO2 0.293 MO2 0.301
MO3 0.300 MO3 0.305
MO4 0.301 MO4 0.317
MO5 0.306 MO5 0.313
MOG6 0.309 MOG6 0.309
MQO7 0.313 MO7 0.316
MO8 0.311 MO8 0.309
MO9 0.304 MO9 0.293

182



CAPITULO IX. Resultados ZAnéIisis de Resultados

POROSIDAD-O-16 POROSIDAD-AREA ANEXA

POROSIDAD
POROSIDAD

N D PP AR ®
@O \&O @O @O @O \&O @O @O @O
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Figura 9.8. Porosidad de todas las arenas en ambas areas
De igual manera se realizé un promedio por BOES de cada unidad obteniendo un
promedio total de porosidad por unidad como se aprecia en la tabla 9.4 y en la

figura 9.9.

Tabla 9.4. Porosidades de las arenas en el area total

Unidad Porosidad
MO1 0.293
MO2 0.296
MO3 0.301
MO4 0.307
MO5 0.308
MO6 0.309
MO7 0.314
MO8 0.311
MO9 0.303

POROSIDAD- AREA TOTAL

0.315

0.310+
0.305+
0.300+

0.295+
0.290
0.285

POROSIDAD

0.280
\&o" $\o"' Qo'*’ Qo‘x \&o" $\c§° $\o“ Qo“’ Qo%

Unidad

Figura 9.9. Porosidades de las arenas en el area total
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9.1.3.3 Saturacion de agua inicial

Los mayores valores de saturacion de agua inicial se encuentran en la arena MO1
en la cual se observan valores que oscilan 0.28 a 0.44 (ver Apéndice lll, figura A3-
13), con altas saturaciones distribuidas en casi toda el area con valores promedios

de aproximadamente 0.34.
En la tabla 9.5 y figura 9.10 se puede apreciar el decrecimiento de las
saturaciones desde la arena MO1 hasta la MO8 la que presenta menor

saturacion).

Tabla 9.5. Saturaciones de agua inicial para cada arena en ambas areas

Area 0O-16 Area Anexa
Unidad Sat. Agua Unidad Sat. Agua
MO1 0.338 MO1 0.303
MO2 0.311 MO2 0.251
MO3 0.246 MO3 0.199
MO4 0.259 MO4 0.127
MO5 0.213 MO5 0.094
MO6 0.156 MOG6 0.242
MO7 0.147 MO7 0.134
MO8 0.150 MO8 0.183
MO9 0.219 MO9 0.258
Swi- 0-16 Swi -AREA ANEXA

0.350
0.300
0.250
0.200
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0.300
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Figura 9.10. Saturaciones de agua inicial de cada arena en ambas areas
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En cuanto a la arena MO?9 los valores de saturacion inicial de agua son mayores
que el resto de las arenas inferiores debido a la presencia del acuifero en la

misma.

Se realizaron promedios de ambas areas por BOES de cada unidad, apreciandose

en la tabla 9.6 y en la figura 9.11.

Tabla 9.6. Saturaciones de agua inicial en el area total

Unidad Sat. Agua
MO1 0.326
MO2 0.286
MO3 0.231
MO4 0.209
MO5 0.169
MOG6 0.167
MO7 0.144
MO8 0.158
MO9 0.223

Swi- AREA TOTAL

0.350
0.300
0.250
0.200
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Figura 9.11. Saturaciones de agua inicial en el area total

9.1.3.4 Permeabilidad

La distribucion de la permeabilidad en las arenas superiores (MO1 a MO3) es casi

homogénea en la parte central del area en sentido sur-oeste/nor-este,
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observandose los mayores valores hacia al nor-oeste y parte sur de la misma,
como se aprecia en las figuras A3-22,23 y 24 en el Apéndice lll, mientras que en
las arenas intermedias la permeabilidad al sur es menor (ver figuras A3-25,26 y
27).

En las arenas inferiores se observé variacion de esta propiedad en algunas areas

al norte y al sur que presentan los mayores valores de permeabilidad.
En la tabla 9.7 se aprecian las permeabilidades de cada una de las arenas, para
ambas areas, observandose los mayores valores de permeabilidad en las arenas

MO7 y MOS8 (ver figura 9.12).

Tabla 9.7. Permeabilidades de las arenas para ambas areas

Area O-16 Area Anexa
Unidad K (mD) Unidad K (mD)
MO1 3998 MO1 4114
MO2 3856 MO2 3472
MO3 4614 MO3 4829
MO4 4413 MO4 5868
MO5 5569 MO5 6464
MOG6 6144 MO6 5005
MO7 7670 MO7 7042
MO8 7657 MO8 6791
MO9 6732 MO9 8968

PERMEABILIDAD O-16 PERMEABILIDAD-AREA ANEXA

8000
7000
6000
5000
4000
3000
2000

9000

Permeabilidad (MD)
Permeabilidad (MD)

1000
0

A T S S N Y
V\o" V\o"’ @Oﬂj éc" Qc” V\o‘2> RS ®0‘b écq FCEEEFTLELELS &S
Unidad Unidad

Figura 9.12. Permeabilidad de cada arena en ambas arenas
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A través de estos graficos se observa que la arena que posee mayor
permeabilidad es la MO8 (ver figura 9.12). A pesar de que en el area anexa
pareciera que la arena MO9 posee las mayores permeabilidades, esto no refleja la
realidad ya que a partir de la arena MOG6 hasta la MO9 no se poseen datos de
permeabilidades en esta area y no se realiza interpolacion entre los pozos de esta
zona sino que genera una tendencia parecida a la parte mas cercana del area O-
16.

oo Arena MOS8 Moo

e PR
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Permeabiidad Unidad ( md ) —] » j o
- - B2l P (=% -
MEDED  B04ED 134113 . N i L Lo o 12 .
) “-—\.__ — 9
—_—

Figura 9.13. Permeabilidad de la arena MO8

De igual forma esto puede apreciarse en la tabla 9.8 y figura 9.14, las cuales

arrojan valores de permeabilidad para el area total en cada arena.

Tabla 9.8. Permeabilidades de las arenas en el area total

Unidad K (mD)
MO1 4036
MO2 3693
MO3 4684
MO4 4971
MO5 5897
MO6 5995
MO7 7525
MO8 7437
MO9 6945
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PERMEABILIDAD-AREA TOTAL
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Figura 9.14. Permeabilidades de las arenas en el area total

En general se puede decir que las arenas que presentan la mejor calidad de roca
son la MO7 y MO8 (ver tabla 9.9).

Tabla 9.9. Propiedades Petrofisicas de cada unidad

Unidad ANP (pies) | Porosidad Sat. Agua K (mD)
MO1 2.395 0.293 0.326 4037
MO2 6.106 0.296 0.286 3693
MO3 14.684 0.301 0.231 4684
MO4 27.969 0.307 0.209 4972
MO5 37.464 0.308 0.169 5898
MO6 37.037 0.309 0.167 5995
MO7 55.567 0.314 0.144 7525
MO8 59.302 0.311 0.158 7437
MO9 19.281 0.303 0.223 6946

Asimismo se obtuvieron promedios de todas estas propiedades para el area total
realizando un ponderado por BOES de cada unidad (ver los BOES en el analisis

del mismo) y se refleja en la tabla 9.10.

Tabla 9.10. Promedios de Propiedades Petrofisicas totales

Arena Neta Petrolifera Promedio (pies) 260
Porosidad Promedio (%) 31
Saturacion de Agua inicial (%) 17.42
Permeabilidad Promedio (MD) 6530
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9.2 Analisis del BOES

Debido a que la cantidad de bitumen original en sitio (BOES) depende
directamente de propiedades petrofisicas del area, este analisis se realizd
posterior al realizado para cada una de las variables participantes en el calculo del
BOES.

Una de las arenas con mayor cantidad de bitumen original en sitio es la MO8 con
699 MMBNB para el area O-16 y 239 MMBNB en el area anexa, las cuales poseen
los mayores espesores de arena neta petrolifera del area (59 pies
aproximadamente), ademas de una de las mas bajas saturaciones iniciales de
agua (0.15). En la figura 9.15 se presenta los mapas de grid obtenidos para la
arena MOS8, en la cual se observa que las zonas que presentan mayores
acumulaciones de bitumen son aquellas que presentan mejores propiedades

petrofisicas.
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Figura 9.15. BOES de la arena MO8
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Con respecto a los valores de BOES obtenidos para cada una de las arenas
pertenecientes al area O-16 y anexo, estos se presentan en la tabla 9.11 y pueden

visualizarse de manera mas clara en la figura 9.16

Tabla 9.11. BOES de las arenas para ambas areas

Unidad | BOES O-16 BOES
(MMBNB) Anexo
(MMBNB)
MO1 19.034 9.320
MO2 38.334 28.520
MO3 136.745 65.620
MO4 233.682 145.500
MO5 342.937 198.300
MO6 492.584 74.150
MO7 700.644 209.851
MO8 699.772 238.913
MO9 236.471 24.985
BOES 0-16 BOES -ANEXO
2501
5 & 2004
E E 150 |
i’ % 100 |
§ § 50
0
ST LS & S ELELFELLS &
Unidad Unidad

Figura 9.16. BOES de las arenas en ambas areas
Los volumenes de bitumen originalmente en sitio para cada arena de cada area

fueron sumados y se obtuvieron BOES para cada una de las arenas en general
(ver tabla 9.12 y figura 9.17), arrojando un valor de BOES de 3895 MMBNB.
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Tabla 9.12. BOES total para cada arena. Area total

Unidad | BOES(MMBNB)
MO1 28.354
MO2 66.854
MO3 202.365
MO4 379.182
MO5 541.237
MO6 566.734
MO7 910.495
MO8 938.685
MO9 261.456

BOES 0-16- AREA TOTAL

BOES (MMBNB)

N A DS DS A DO
CPEFEFLELEFLEE
Unidad

Figura 9.17. BOES total

Los mapas de celda para el BOES pertenecientes a cada una de las arenas, se

encuentran referidos al Apéndice lll.

9.3 Reservas Remanentes Recuperables

Las reservas recuperables del yacimiento pueden ser calculadas a través de la

siguiente ecuacion:

Reservas  Recuperables = BOES* Fr ., .« Ecuacion 9.1
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Donde:

BOES : bitumen original en sitio (MMBNB).
Fr

icial - factor de recobro oficial.
Entonces, las reservas recuperables de bitumen son:

Reservas  Recuperables = 3895SMMNBNB *0.122 = 475.19MMBNB

Las reservas remanentes se calculan con la siguiente ecuacion:

Reservas  Remanentes= Reservas  Recuperables— Bitumen  Producido Acumulado
...Ecuacion 9.2.

Entonces, las reservas remanentes del yacimiento son:

Reservas  Remanentes = 475.19MMBNB — 72.55MMBNB = 402.64MMBNB

Las reservas remanentes desarrolladas son aquellas que se pueden producir sin
que se modifique el plan de explotacion de los pozos. Estas fueron calculadas a
través de la declinacién de la tasa de petrdleo del yacimiento en funcion del
tiempo, a través de la herramienta que se encuentra en OFM para realizar
declinacién de pozo, arrojando unas reservas remanentes desarrolladas de 86.34
MMBNB (ver figura 9.18), lo cual aunado al bitumen producido acumulado, arroja

un factor de recobro de 4.08%.

De la misma manera se realizd esta declinacion a cada uno de los pozos del area
0O-16* de BITOR, En la figura 9.19 se puede apreciar el ejemplo del pozo CC-1, en
el cual se observa una declinacion anual de la tasa de bitumen de
aproximadamente 10%, con unas reservas remanentes de 1.2 MMBNBN. Esto fue
realizado conjuntamente con el analisis del comportamiento de produccion del

pozo, que puede apreciarse en la figura 9.20.
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Declinacidn de la tasa de bitumen (0-16%)
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Figura 9.18. Declinacion de la tasa de bitumen del yacimiento

De esta manera se observo que en algunos pozos la tasa de declinacion es alta, lo
cual se ve influenciado por el incremento progresivo del corte de agua y a la vez
influye en el descenso en la productividad de los mismos, debido por una parte, al
aumento de la saturacion de agua en los alrededores de los pozos lo que
disminuye la capacidad del bitumen para fluir o Ko*h y al mismo tiempo ocasiona
el aumento en la presion de fondo fluyente a consecuencia de la alta tasa de
produccion de agua que ayuda aun mas a reducir el diferencial de presién en los
pozos que motiva el flujo de fluidos en el yacimiento, como puede apreciarse en la
ecuacion 9.3, en donde se observa que mientras disminuye la permeabilidad al
petréleo y el diferencial de presién también disminuira la tasa de bitumen.
_ 7.08*Ko*h*(Pe— Pwf)

Qo=——"—"————"= ... Ecuaciéon 9.3
Lo * Bo* Ln(re/ rw)

Donde:

Ko : permeabilidad al bitumen (darcie).

h :espesor (pies).

Pe y Pwf: presion del yacimiento y presion de fondo fluyente, respectivamente
(Lpc).
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Lo : viscosidad del bitumen (cp).
Po : factor volumétrico del petroleo (BY/BN).

re/rw : relacion del radio de drenaje con el radio del pozo (adimensional).

En general las mayores tasas de declinacion se encontraron en los pozos
verticales (alrededor de 15% anual) valor que puede exceder si el pozo presenta
altos cortes de agua. En los pozos desviados y reentries se observdo una menor
declinacién de alrededor de 12%. Sin embargo existen pozos que presentan altas
declinaciones, mientras que los horizontales presentaron una declinacién anual
promedio de 8%. Cabe destacar que no fueron evaluados todos los pozos
horizontales debido para la fecha de estudio algunos solo tenian un mes de
produccion (pozos nuevos) y a los que se le realizé declinacion solo tenian dos
anos produciendo por lo que no necesariamente estos valores representen el
comportamiento futuro de la produccién de los mismos, ademas hay que tomar en
cuenta que estos calculos son realizados suponiendo que el pozo va a producir en
forma continua por un lapso de aproximadamente 20 afios (periodo de produccion

seleccionado).

POZO: CC 1

‘ ] k“ﬁmijﬁ ™

100

[oi 10,096 Ae,

ai +378.995 bisid
i : 2002105

te 1 2022105
Econ. Limit : 50 his/d

Final Rate :50.3508 bisid
1 77 Cum. Prod. : 842.796 Mbis
Thru : 2002105
Reserves : 1189.43 Mhls

Tasa Real de Petroleo ( bls/d )
I
|

EUR :2032.23 Mbls

01 |H|H|H|
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Figura 9.19. Declinacion de la tasa de bitumen del pozo CC-1
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Figura 9.20. Historico de Producciéon del Pozo CC-1

De igual manera se realizaron los calculos de reservas remanentes desarrolladas
de cada pozo a través de las graficas de Log (%AyS) Vs Np (Segundo Caso),
usando la misma herramienta de declinacion de OFM (ver figura 9.21). Es asi
como se calcularon las reservas usando como parametro de limite de produccion
un corte de agua de 95% y evaluando los diferentes eventos ocurridos en el pozo
para seleccionar la mejor tendencia de la curva. A través de estas graficas se
pudo apreciar que los pozos con menores reservas son los verticales debido a la

fuerte influencia del agua en la produccion.

Cabe destacar que la evaluacion de algunos pozos horizontales con poca historia
de produccion presenta mayor incertidumbre que el resto de los pozos debido a
que no se cuenta con la suficiente data como para estimar sus reservas

remanentes recuperables.

En el Apéndice IV se puede apreciar las reservas remanentes de todos los pozos,
asi como cada uno de los parametros involucrados en los calculos, arrojando unas
reservas remanentes desarroladas de 96.25 MMBNB para el primer caso

(declinacion de la tasa), lo que aunado al volumen de bitumen producido
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acumulado de 72.55 MMBNB, suman una cantidad de reservas recuperables de
168.8 MMBNB. Por otro lado las reservas calculadas por las curvas de logaritmo
del corte de agua versus bitumen producido acumulado arrojaron un valor de
85.43 MMBNB de reservas remanentes desarrolladas y adicionando el bitumen
producido acumulado de 72.55 MMBNB, se obtuvieron 158 MMBNB de reservas

recuperables.

Esta diferencia de valores entre ambos métodos puede deberse a lo sensible que
son estas curvas con respecto al porcentaje de declinacion usado para el calculo

de las reservas remanentes.

Pozo: CC 1

M‘_ Jﬂ M /

Corte de Agua (% )
—

\J Starting WCT : 5.24598 %
Limiting WCT : 30 %

Cum. Prod. :834.121 Mbls

Resarves : 617.2398 Mbls.

EUR : 1471.42 Mbls

&0 B

Petroles Acumulado  Mbls |

Figura 9.21. Curva de log (corte de agua) Vs Np del pozo CC-1

Considerando que el BOES calculado fue de 3895 MMBNB, sin la modificacion del
plan de explotacion de los pozos, se podria llegar a un factor de recobro
aproximado de 4.3%, lo que sugiere que se deben tomar acciones inmediatas para
aumentar la productividad de los mismos, disminuyendo la alta tasa de declinacion
de la produccién de bitumen, causada en gran parte por los altos corte de agua y

de esta manera poder recuperar de una forma mas 6ptima las reservas existentes.
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Sin embargo, no todo el BOES calculado volumétricamente ha sido accesado por
los pozos, debido a que existen areas que no han sido explotadas y no se ha
masificado la explotacion de las arenas superiores, ademas se debe considerar
que las reservas remanentes desarrolladas calculadas, no se tomaron en cuenta
los pozos nuevos, que generan reservas remanentes no desarrolladas. Por lo que
se estima que existe un porcentaje de estas reservas que se podran recuperar,

aumentando asi el factor de recobro de 4.3%.

9.4 Comportamiento de los fluidos (PVT)

El PVT de la muestra recombinada del pozo CI-210 (ensayo no convencional), fue
validado para luego ser usado en el balance de materiales. Este PVT fue escogido
debido a que se le realizé6 un ensayo no convencional, lo cual es recomendable

por las caracteristicas espumantes del bitumen presente en el yacimiento.

A través de la validacion de la prueba de liberacién instantanea se observé que la
presion de burbujeo se encontraba bien medida ya que la tendencia de la funcién

“Y” resulté una recta casi perfecta, como se observa en la figura 9.22.

En cuanto a la validacion de la relacion gas/bitumen en solucion (Rs) y la densidad
del petréleo (estrechamente ligada al factor volumétrico de formacién), se puede
observar en la figura 9.23 que ambos valores calculados a diferentes presiones
difieren en menos del 5% (valor aceptable) de los valores medidos, por lo que se
considera que las relaciones gas/bitumen en solucion y los factores volumétricos

de formacién fueron bien medidos en el laboratorio.
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Funcién "Y".
PVT CI-210 (muestra recombinada, No Convencional)
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Figura 9.22. Funcién “Y”. PVT del pozo CI-210
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Figura 9.23. Validacién de la prueba de liberacion diferencial

Para observar mayor detalle sobre estos calculos ir a Apéndice II.

9.5 Historia de Presiones

La historia de presiones fue realizada utilizando las mediciones de presiones
estaticas tomadas en distintos pozos a distintas fechas, a lo largo de la vida
productiva del area.

Al observarse la historia de presiones tomando en cuenta toda la data, se aprecié

que a una misma fecha existen varios valores de presion en diferentes pozos y

que los mismos pueden llegar a diferir hasta en 200 Lpc ( ver tabla A5-1 en el
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Apéndice V) y ademas se observa concentracion de valores de presiones sélo al
inicio de la explotacion y en el afo 2000, por lo que no se tienen valores
intermedios. Es asi, como existe mucha dispersion entre los datos de presion (ver
figura 9.24) y no se pudo establecer una tendencia de presiones que representara
el verdadero comportamiento de las mismas. Por ello se realizé una evaluacion
de las presiones pozo por pozo, para lograr una depuracion de la data, se obtuvo

una tendencia de presiones para toda el area O-16* de BITOR, que se muestra en
la figura 9.25.

Historia de presiones del Area 0-16*

1300

1200
02000 .
1100 . 3” o
.
10008 98° ¥ o $

Presion al Datum (Lpc)

0 10 20 30 40 50 60
Np (MMBNB)

Figura 9.24. Historia de Presiones del Area O-16*

Es importante mencionar que al solo poseerse valores de presiones al inicio de la
explotacién y en el afio 2000, se tiene mucha incertidumbre sobre cual fue el

comportamiento de la presion en el periodo en que no se realizaron mediciones.
El acuifero es de moderada actividad debido a que la presion a caido 4Lpc por

millon de bitumen producido, desde de una presion inicial de 1126 Lpc a una
presion actual de 841 Lpc .
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Historia de Presiones depurada del area O-16*
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Figura 9.25. Historia de presiones depurada.
9.6 Balance de Materiales
El balance de materiales se basa en que los yacimientos producen por expansion
de la roca y de los fluidos contenidos en la misma y por el empuje producido por el

acuifero.

La ecuacion de balance de materiales fue introducida en una hoja de calculo de

Excel, y se muestra a continuacion:

Bo — Boi) + (Rsi — Rs)B B
Np(Bo+(Rp — Rs)Bg) + WpBw = NBoi| 52 0’);(.” s) g+m(;—1J+(1+m)(WJAP}
0i i

+We ... Ecuacion 9.4

Donde:

Np: produccion acumulada de petréleo (BN).

Bo: factor volumétrico del petréleo a cualquier presion (BY/BN).
Boi: factor volumétrico del petrdleo a presion inicial (BY/BN).
Rp: relacion gas/petréleo acumulada (PCN/BN).

Rs: relacion gas/petrdleo en solucién a cualquier presion (PCN/BN).
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Rsi: relacion gas/petréleo en solucion inicial (PCN/BN).

Bg: factor volumétrico del gas a cualquier presiéon (BY/PCN).

Bgi: factor volumétrico del gas a presion inicial (BY/PCN).

Wp: produccion acumulada de agua (BN).

Bw: factor volumétrico del agua a cualquier presion (BY/BN).

N: petréleo original en sitio (BN).

m: relaciéon entre el volumen de gas inicial y el petroleo original en sitio
(adimensional).

Cw: compresibilidad del agua (Ipc™).

Swc: saturacion de agua connata (fraccion).

Cf. compresibilidad de la roca (Ipc™).

AP : Pi—Pe (Ipc)

Pi: presion inicial (Ipc).

Pe: presion estatica actual (Ipc).

We: influjo del agua (BY).

El balance de materiales fue realizado principalmente para validar el BOES
calculado volumétricamente, para lo cual se utilizd el PVT del pozo CI-210,
muestra recombinada, ensayo no convencional, y la historia de presiones
generada.

Entre los datos mas resaltantes introducidos a la hoja de calculo se encuentran:

Tabla 9.13. Parametros introducidos en el balance de materiales

Pi Cr (1/Lpc) Sw Co (1/Lpc) Boi (BY/BN) Cw (1/Lpc) | Bw (BY/BN)
1126 50-90 E-06 0.18 21.9E-06 1.0846 3.23E-06 1.009

Se procedié a graficar los volumenes de bitumen originales en sitio aparentes
versus la produccion acumulada de bitumen, para obtener una estimacién del
BOES. Cabe destacar que a pesar de que el BOES calculado volumétricamente

es 3895 MMBNB, no todo este volumen ha sentido el diferencial de presion

201



CAPITULO IX. Resultados ZAnéIisis de Resultados

ejercido a través de los pozos completados, porque existe una buena parte que
aun no ha sido explotada, arealmente hablando, y ademas no han sido
completadas todas las arenas en todos los pozos. Por lo que es muy dificil saber
que porcentaje del BOES calculado volumétricamente puede ser aceptado en la
estimacion realizada por medio de balance de materiales, ya que este solo va a

arrojar un valor de BOES que haya sentido la caida de presion.

Otro parametro importante en un yacimiento de estas dimensiones, es la
compresibilidad de la roca, la cual presenta incertidumbre, por lo que se realizaron
sensiblidades con el mismo, arrojando cambios muy notorios en los BOES
aparente reportados en las corridas del balance de materiales, como se aprecia en
la figura 9.26, observandose una diferencia de mil trescientos millones de barriles
normales de bitumen, al variar la compresibilidad de la roca desde 50E° Ipc'1 a
90E® Ipc™.

BOES aparentes vs Np
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Figura 9.26. BOES aparentes vs Np

Por la gran variacion que se pudo observar al realizar cambios en los valores de la

compresibilidad de la roca, aunado a la incertidumbre existente en la historia de
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presiones del area, se hizo muy dificil establecer una relacion certera entre el
BOES obtenido de manera volumétrica con los obtenidos a través de la ecuacion
de balance de materiales. Sin embargo se observo que el BOES que ha sentido el
diferencial de presién en el yacimiento, estd en un rango entre 2000 y 3500
MMBNB, lo cual es un resultado esperado ya que el BOES volumétrico es 3895
MMBNB.

9.7 Mecanismo de Produccién del Yacimiento

El mecanismo principal de produccién del yacimiento es por gas en solucion, como

se aprecia en la figura 9.27.

Mecanismo de Produccion
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Figura 9.27. Mecanismo de Produccién

Por el comportamiento de presion y los resultados obtenidos a través de balance
de materiales, se aprecia que el acuifero es de actividad moderada, por lo que se
estima que el principal mecanismo de produccion es por gas en solucidén, aunado

al efecto de crudo espumante.
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9.8 Comportamiento de produccion del area O-16*

En esta seccion se analizaron los mapas de celda de deltas de produccién en los

periodos que se especifican a continuacion:

e De 1984 a 1989.
e De 1990 a 1994.
e De 1995 a 1998.
e De 1999 a Junio 2002.

9.8.1 Produccién de bitumen

Entre el afio 1984 y 1989 la distribucion de la produccion acumulada de bitumen
se encontraba localizada en la parte central del area O-16 debido a que en este
periodo solo habian sido perforados y completados pozos en dicha zona, como se

aprecia en la figura 9.28.

Para el periodo siguiente (1990-1994) se observa, como era de esperar, un
crecimiento de la produccién acumulada en la zona central del area O-16 debido a
la gran densidad de pozos produciendo en este periodo en dicha area. Ademas se
aprecia un inicio de la produccién acumulada en la parte norte-este del area O-16

debido a la completacion de parte de las macollas O-17-3 y O-17-4.

Entre los anos 1995 y 1998, se aprecia la extension de la produccion acumulada
de bitumen a casi toda el area O-16, con excepcidon de la parte sur ya que no
existian pozos completados para dicha fecha. Cabe destacar que los mayores de
deltas de produccién de bitumen en este periodo se encuentran en direccion
centro-este/nor-oeste, debido a que en este periodo se comenzé a producir de las
macollas de pozos desviados y algunos pozos horizontales localizados en esta

misma seccidn, evidenciandose que la mayor produccion de bitumen para este
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lapso de tiempo fue generada por dichas macollas y observandose menor

proporcion de la misma en los pozos verticales.

En el ultimo periodo analizado (1999-Junio 2002), en el cual se comienza a
explotar parte de las parcelas ANZO-6-16-050 y ANZO-6-16-051 al nor-este del
area O-16, llamada en este estudio “area anexa”, se aprecia claramente que los
pozos completados horizontalmente en dicha area han producido considerables
volumenes de bitumen (ver figura 9.28).

Delta de Produccion Acumulada de Bitumen

1984-1989 o memese o 1990-1994 sRo0uCCIN

[ o B

Petroles Acumulado | Mbls )
|
TT9EE 155832

e T T T T

1995-1998 f—"
. - S = .

g omes 02 == - - |
= ] i 5 e e
= e — . S e
[ DELTA NP 6 54 I =k | nwme
N T P .. I
___‘_L“: — - —:3.;____: Q00 TragD 155832

" e pry ey v e

Figura 9.28. Delta de produccion de Bitumen

9.8.2 Produccion y Avance del agua en el yacimiento

Para los anos 1984 hasta 1989 se observa que la produccion de agua se
encuentra concentrada hacia la parte centro-oeste del area, especificamente en

los pozos denominados con las siglas CC y algunos pertenecientes a las siglas
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CH ubicados en la macolla O-16-1. Los pozos con mayor cantidad de agua
acumulada son CC-1, CC-2, CC-3, CC-7, CC-8, CC-9 CC-10, CC-11, CC-12, CD-
7, CH-3, CH-6, CH-13, CH-15, CH-17, CH-18, CH-20, CH-31, CH-32, CH-33, CH-
34, CH-35, CI-79 y CI-80 (ver figura 9.29), y para observar de manera mas clara la

ubicacién de los pozos, es recomendable ir a figura A1-2 en el Apéndice |I.

A través de una revisidn de las carpetas de pozos, se observo que en este periodo
se inyectaba agua en el fondo de los pozos para producir emulsion primaria y
optimar el levantamiento del bitumen, lo que produce incertidumbre sobre si toda
el agua producida era proveniente del acuifero o parte del agua de la emulsién,
ademas estos pozos fueron sometidos a un primer ciclo de inyeccidon de vapor en
este periodo (ver tabla A5-2), lo cual pudo acarrear errores en cuanto a la

medicion de los porcentajes de agua presentes en el bitumen producido.

Es importante mencionar que los pozos CH-1, CH-3, CI-79 y CI-80 se encontraban
cercanamente localizados, estructuralmente hablando, a un contacto
agua/bitumen local ubicado entre 3100 y 3125 pbnm y ademas fueron

completados en la arena MOS.

A pesar de que no se puede asegurar de donde provino el agua en este periodo,
por estar influenciado por la produccion de emulsion primaria, se aprecia a través
de la figura 9.30, que los pozos en los que se observé mayor produccion de agua
se encuentran ubicados en zonas en las cuales hay tendencia a que coalezcan las
arenas MO8 y MQ9, y a través de la tabla A5-3 en el Apéndice V, se observa que
los pozos mencionados anteriormente fueron completados en su mayoria en la
parte mas baja de la arena MO8, pudiendo asociarse esta produccion de agua al

avance del acuifero desde la arena MO9 hacia la MO8, en los mismos.
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Delta de Produccion Acumulada de Agua
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Figura 9.29. Delta Produccion de Agua. 1984-1989

En el proximo periodo analizado (1990-1994), se aprecia claramente como existe
un aumento de los deltas de produccién de agua con respecto al periodo anterior,
distribuyéndose desde el centro hacia parte de los bordes del area O-16 (ver figura
9.31), abarcando todos los pozos mencionados en el periodo anterior y la gran
mayoria de los pozos verticales, lo que pudo deberse a que el acuifero localizado
en la arena MO9, pudo irrumpir en la arena MO8. Esto podria explicarse a través
de la figura 9.30, en la que se aprecia que los pozos con mayor produccion de
agua acumulada, entre ellos CC-1, CC-2, CC-3, CC-6, CC-7, CC-8, CC-9, CC-11,
CD-6, CD-8 y pozos cercanos, al igual que los pozos de la macolla O-16-1 (CH-2,
CH-31, CH-32), CH-3, (los ultimos tres detectaron contacto agua/bitumen original y
fueron completados en MO8 y MQ9), CI-77 y CI-78 (detectaron contacto a 3100
pbnm y completados en MOS8 cerca del contacto), estan localizados en areas
cercanas en las cuales hay coalescencia de las arenas MO8 y MQO9 (ver circulos
amarillos en la figura 9.30), e incluso alguno de estos pozos como es el caso del
pozo CD-8, que fue completado originalmente hasta la arena MQO9 y luego

reacondicionado quedando completado hasta MO8, se encuentran localizados en
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zonas en las que hay coalescencia entre las arenas MO8 y MO9 y una alta

produccion de agua en este periodo.

Coalescencia

Figura 9.30. Mapa de Coalescencia entre las arenas MO8 y MO9

Es importante mencionar que algunos de los pozos se le inyecté un segundo ciclo
de vapor y a otros se le inyect6 vapor por primera vez, ademas de que se formaba

emulsién primaria causada por la inyeccion de agua en el pozo.

Por otro lado se observaron los menores valores de distribucion de agua
acumulada en los pozos espaciados 150 metros, debido a la serie de
reacondicionamientos realizados en estos pozos para ser completados en arenas
suprayacentes. Otra causa que podria ser asociada a esto, es que en el mapa de
coalescencia se aprecia que en esa zona existe sello entre las arenas MOS8 y
MOS9 (circulo rojo en la figura 9.30) lo que pudo retrasar la irrupcion de agua en la

arena MOS8 en esta area.
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Delta de Produccion de Agua Acumulada
1990-1994
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Figura 9.31. Delta Produccion de Agua. 1990-1994

Entre el ano 1995 y 1998, se aprecia en la figura 9.32 como existe una
disminucién del delta de produccion de agua en la parte central del area O-16 con
respecto al periodo anterior, especificamente en la zona donde se encuentran los

pozos espaciados 150 metros.

Delta de Produccion de Agua Acumulada
FECHA:199412/31 1995'1998

Figura 9.32. Delta de Produccién de Agua. 1995-1998
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Esta disminucion del delta de produccidn de agua acumulada se debid en parte, a
la cantidad significante de pozos que fueron cerrados en este periodo, igualmente
por la serie de reacondicionamiento hechos a pozos que fueron completados en

arenas superiores.

La produccion de agua ya no puede ser atribuida a la incertidumbre causada por la
emulsion primaria y parte a la inyeccion de vapor debido a que para esta fecha,

habian culminado estos dos procesos.

En términos generales se aprecia que entre los afios 1995 y 1998 se produjo agua
en proporciones parecidas y con una distribucion similar al periodo 1989-1994. De
esta manera se observd una nueva zona de distribucion de agua acumulada hacia
la parte nor-este del area O-16, debido al desarrollo y explotacion de la macolla O-
17-4 y la macolla P-16-2 al Norte, en las que se aprecia que en este periodo
existio un aporte significativo de la produccién de agua. Esto pudo deberse a que
estos pozos fueron completados muy cerca del contacto agua/bitumen regional al
norte de la zona estudiada.

Los pozos en los cuales se observd una mayor produccion de agua acumulada
fueron: CD-14, CD-17, CD-35, CC-1, CC-8, CC-9, CC-10, CC-12, CD-1, CD-2,
CD-6, CD-8 y CD-20, algunos completados hasta MO9 y otros hasta MOS8, por lo
que se presume que pudo existir un problema asociado con la cercania que
presentan estos pozos al acuifero regional, ademas de que se encuentran
ubicados a un nivel parecido, estructuralmente hablando y de que como se puede
apreciar en la figura 9.30, existe coalescencia entre las arenas MO8 y MO9 en
parte de esta zona, hacia el norte en el cual se encuentra el contacto regional, por
lo que se piensa que el contacto ascendié hacia la arena MO8 con facilidad debido
a que existe coalescencia entre ambas arenas, expandiéndose, en casi toda el
area por el leve buzamiento de las capas. La figura 9.33 muestra lo que podria

haber sucedido.
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Arena MQ9 ===

[0 Alta Coalecencia.

[ Media Coalecencia.
[0 Baja Coalecencia.

B Acuifero

H Bitumen

E Arcilla

B Zona sin informacion

Figura 9.33. Posible ascendencia del agua desde la arena MO9 a la MO8

Cabe destacar que la distribucidn del delta de agua producida en este periodo es
muy parecida a la tendencia que se observa en los mapas de canales de las
arenas MO8 y MQO9, observandose especial parecido con el de la arena MOS8 (ver
figura 9.34), por lo cual se puede pensar que para el periodo estudiado, el agua
proveniente del acuifero regional pudo irrumpir en los canales preferenciales de
esta arena, es por ello que en la figura 9.32 (circulo azul), se observa que pozos
como el CC-2, a pesar de encontrarse en el mismo nivel estructural que otros que
presentaron una produccion acumulada de agua elevada y de que se encontraba
completado en la arena MOS8, no se observd el mismo comportamiento, lo cual se
debid, a que es una zona de menor capacidad de flujo, como se observa en el

circulo amarillo de la figura 9.34 y en la figura 9.13.

Otra evidencia de la preferencia del agua para fluir a través de los canales, es la

alta produccion de agua observada en los pozos pertenecientes a la macolla O-17-
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4, que se encuentra en una region que presenta mayor capacidad de flujo, ver
circulo azul en la figura 9.34, ademas de que también existe coalescencia entre
las arenas MO8 y MO9.

Arena MO8
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I:l 24 1o BA FEET
[ 9 1o 188 FEET

Figura 9.34. Mapa de canales de la arena MOS8

Por ultimo se tiene el periodo (1999-Junio 2002) donde se puede visualizar un
comportamiento similar al periodo anterior en cuanto a la distribucién del delta de
produccion de agua, pero observandose mayor extension de la misma, hacia el

Norte, noreste y Sur, como se observa en la figura 9.35.

Es de suma importancia destacar que en este periodo el area anexa comenzo a
ser explotada y se observan valores de deltas de produccion de agua nunca antes
reportados en la vida productiva del area, visualizandose en la figura 9.36, como el
comportamiento de los canales en la arena MO7 guardan estrecho parecido con la
distribucion de la produccion acumulada de agua en estos pozos, particularmente
se aprecia notablemente en los pozos CD-41 y CD-42 (ver circulos azules en la
figura 9.36) los cuales son pozos horizontales que para el momento del estudio se
encontraban cerrados por altos cortes de agua, 95% y 94.6% respectivamente, por
lo cual se podria inferir que existe una irrupcion del acuifero regional, debido a la

canalizacion del mismo hacia estos pozos que se encuentran completados en la
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arena MO7, ademas de que entre la arena MO7 y MOS8 existe coalescencia en
casi toda el area, como se aprecia en la figura 9.37 y podria pensarse que también

hay en la zona discutida (ver circulo amarillo en la figura 9.37).

Delta de la Produccion Acumulada de Agua
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Figura 9.36. Mapa de canal de la arena MO7
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Coalescencia

Figura 9.37. Mapa de Coalescencia entre las arenas MO7 y MO8

Sin embargo no puede asegurarse que el agua haya llegado a MO7 en toda el
area, ya que a pesar de existir coalescencia entre las arenas MO7 y MOS8 en la
zona donde se encuentra ubicada la macolla O-17-1, se aprecia en la figura 9.30,
gue no existe coalescencia entre las arenas MO8 y MQO9, lo que pudo retardar el
avance del acuifero en esta zona, observandose menores delta de produccion

acumulada de agua.

A través de lo expuesto anteriormente, se puede decir que aquellos pozos en los
que llego el agua a la arena MOS8, lo mas probable es que irrumpa también en
MO7, ya que existe coalescencia entre las arenas MO7 y MO8 en casi toda el area
(ver figura 9.37).

9.9 Mapas de Zonas de Alta Presencia de Agua
Para complementar el andlisis realizado anteriormente, se realizaron mapas de

zonas de alta presencia de agua, por medio de la ubicacion areal y vertical en los

mapas estructurales de las arenas, de todos los pozos que se encontraban en
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estado HW (cerrado por altos cortes de agua) y con cortes de agua mayor de 60%
para Agosto del 2002.

Para la realizacion de estos mapas se tomaron en cuenta cada una de las arenas
en la que se encontraban completados cada uno de los pozos y los diferentes
reacondicionamientos permanentes a los que fueron sometidos para ser
completados en arenas superiores una vez llegara el agua al nivel anteriormente
completado. Es asi como en la figura 9.38 se puede apreciar que en la arena
MO9, la gran mayoria de los pozos fueron abandonados para ser
reacondicionados en arenas superiores y se asume que aquellos pozos que
fueron completados originalmente en la arena MO8 y se encuentran HW, poseen

alta presencia de agua a nivel de la arena MO®9.

De igual manera se aprecia en la figura 9.39 que existe una gran cantidad de
pozos que fueron completados originalmente en la arena MO8 y actualmente se
encuentran HW (zona azul oscuro) y algunas zonas se piensa que estan
altamente saturadas de agua debido a que hay pozos que a pesar de que
actualmente no se encuentran cerrados por alto corte de agua, fueron
reacondicionados y completados en arenas superiores (zonas azul claro), ya que

se encontraban anteriormente completados en MOS8.

Figura 9.38. Zonas de Alta Presencia de Agua en la arena MO9
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Figura 9.39. Zonas de Alta Presencia de Agua en la arena MO8

En las figuras 9.40 y 9.41, se aprecia que solo pocas zonas en las arenas MO7 y
MOG6 se encontraron altamente saturadas de agua, es decir, a través de la revision
efectuada, pocos pozos se encontraban HW en estas arenas. Sin embargo este
diagnostico es optimista, debido a que no se conoce ciertamente hasta donde
pudo llegar el agua en cada uno de los pozos, ya que en la actualidad no se
cuentan con registros que puedan monitorear los contactos agua/bitumen actuales
y es por esta razon que para este analisis solo se tom6 en cuenta el intervalo
inferior de cada una de las completaciones, para tener un estimado del avance del

agua.

Figura 9.40. Zonas de Alta Presencia de Agua en la arena MO7
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Figura 9.41. Zonas de Alta Presencia de Agua en la arena MO6
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CAPITULO X
SELECCION Y TRATAMIENTO DE LOS POZOS CANDIDATOS

En este capitulo se describira la manera en la que fueron seleccionados los pozos
candidatos para tratamiento, tanto con métodos mecanicos como con métodos

quimicos y la metodologia planteada para realizar dichos tratamientos.

10.1 Diagnéstico

Un analisis conjunto de Ila historia de producciéon de un pozo, de la curva de
diagnostico de Chan, registros de cementacion, asi como los diferentes eventos
ocurridos a lo largo de la vida productiva del mismo, tales como servicios y
reacondicionamientos, pueden ayudar a diagnosticar la causa de la alta

produccion de agua, como se explico en el Capitulo .

Es asi como se procedio a realizar el diagndstico del tipo de problema relacionado
a la alta produccion de agua de 66 pozos (muestra escogida), de los cuales 52 se
encontraban HW a la fecha de estudio (Agosto 2002), y 14 con cortes de agua

mayor de 60%, como se puede apreciar en la figura 10.1.

El resto de los pozos del area O-16*, fueron descartados por tener cortes de agua

menores a 60%, por estar abandonados o cerrados por el Ministerio de Energia y

Minas.
Muestra de Pozos Nuestra de Pozos
60
21%
- 40
Numero mHV
de Pozos 20
B AYSH0%
0 HW AyS>60% &%
W Muestra de Pozos 52 14

Figura 10.1. Total de pozos de la muestra
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A través de la realizacion de las curvas de diagndstico de Chan, la historia de
produccion y la evaluacion de cada uno de los registros de cementacion, asi como
la historia del pozo, se obtuvieron diferentes tipos de problemas relacionados a la

alta produccion de agua de los pozos analizados, ver tabla 10.1.

Entre los diferentes tipos de problemas se encontraron: canalizacion, conificacion,
canalizacion por detras del revestidor, avance del acuifero, y combinaciones de

algunos de los anteriores (ver ejemplo de cada uno en el Apéndice VI).

Por medio de este diagndstico se observé que el 60.6% del total de los pozos de
la muestra presentan problemas de canalizacion (ver figura 10.2), mientras que el
18.2% de los pozos se encuentran asociados a un problema de canalizacion por
detras del revestidor, 10.6% a conificacién, 6.6% avance del acuifero y el resto del
porcentaje es debido a una combinacion de algunos de los problemas

mencionados anteriormente.

A pesar de que el diagnéstico fue realizado a partir del ultimo reacondicionamiento
o comportamiento de produccion, en cada uno de los casos, se analizo,
conjuntamente con la historia de produccion, el comportamiento del agua desde

los inicios de produccién de cada pozo.

219



Tabla 10.1. Diagndstico de los pozos

NB_SUBMETODO POZO Cementacion Diagnéstico
B.C.P. VERTICAL GRUPO | CC 2 Microanillos o Canalizacién |Canalizacién
B.M.VERTICAL (S-T) GRUPO | CcCC 3 Microanillos o Canalizacion |Canalizacién
B.C.P. VERTICAL GRUPO | CC 4 Microanillos o Canalizacion |Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CC 5 Microanillos o Canalizacion |Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CC 6 Microanillos o Canalizacion |Conificacién y luegoCanalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO Il CC 8 No tiene registro Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO I MOD. CC 9 No tiene registro Canalizacion
B.M. REENTRY GRUPO | CcCC 10 No tiene registro Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO | CC 12 No tiene registro Canalizacion
B.M. REENTRY GRUPO | CD 1 No tiene registro Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO I MOD. CD 2 No tiene registro Canalizacion
B.C.P. VERTICAL GRUPO | CD 3 Tuberia libre Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO | CD 4 No tiene registro Avance del acuifero
B.M. REENTRY GRUPO | CD 5 Tuberia libre Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CD 6 Tuberia libre Conificacion
B.M. VERTICAL GRUPO | CD 7 No tiene registro Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CD 8 Microanillos o Canalizacion |Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CD 9 No tiene registro Canalizacion
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 12 No tiene registro Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CD 13 No tiene registro Canalizacién
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 14 No tiene registro Avance del acuifero
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 15 No tiene registro Avance del acuifero
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 16 No tiene registro Canalizacion
B.M. DESVIADO GRUPO I MOD. CD 17 No tiene registro Canalizacion
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 18 No tiene registro Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO I MOD. CD 19 No tiene registro Canalizacion
B.M. DESVIADO (S-T) GRUPO | CD 20 No tiene registro Canalizacion
B.M. DESVIADO GRUPO | MOD. CD 21 No tiene registro Canalizacién
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 22 No tiene registro Canalizacién
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 23 No tiene registro No se tiene informacidn
B.M. DESVIADO GRUPO | CD 26 No tiene registro Canalizacion

Pozos HW

Pozos %AyS>60%
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NB_SUBMETODO POZO Cementacion Diagnodstico
B.M.DESVIADO GRUPO | CD 32 No tiene registro Canalizacion
B.C.P.DESVIADO GRUPO | CD 34 No tiene registro Canalizacion

B.C.P.HORIZONTAL GRUPO | CD 38 No tiene registro Canalizacion

B.E.S HORIZONTAL GRUPO | CD 0041 No tiene registro Canalizacion

B.E.S HORIZONTAL GRUPO | CD 0042 No tiene registro Conificacion
B.M. VERTICAL GRUPO Il CH 1 Tuberia libre Canali. Detras del revestidor
B.M.VERTICAL GRUPO | CH 2 Microanillos o Canalizacioén |Canali. Detras del revestidor
B.M.REENTRY GRUPO | CH 3 Microanillos o Canalizacion |Canali. Detras del revestidor
B.M.VERTICAL GRUPO | CH 5 Microanillos o Canalizacion |Canali. Detras del revestidor
B.M.DESVIADO GRUPO | CH 6 Bueno Canalizacién
B.M.VERTICAL GRUPO | CH 8 Microanillos o Canalizaciéon |Canali. Detras del revestidor
B.M. VERTICAL GRUPO | CH 11 Bueno Canalizacion
B.M.REENTRY GRUPO | CH 14 Microanillos o Canalizacién ]JCanalizaciéon
B.M.DESVIADO GRUPO | CH 15 Microanillos o Canalizacion |Canalizacién
B.M. VERTICAL GRUPO | CH 17 Tuberia libre Conificacién y luego Canalizacion.
B.M.VERTICAL GRUPO | CH 18 Bueno Canalizacién

B.M.DESVIADO GRUPO IMOD. CH 19 Microanillos o Canalizacién |Conificacién
B.M.DESVIADO GRUPO | CH 20 Microanillos o Canalizacién ]JCanalizacién
B.M.VERTICAL GRUPO | CH 22 Tuberia libre Canalizacion

B.M. VERTICAL GRUPO I MOD. CH 23 Microanillos o Canalizacién |Conificacion
B.M. VERTICAL GRUPO | CH 26 Microanillos o Canalizaciéon |Conificacién

B.M. VERTICAL GRUPO I MOD. CH 27 Bueno Canalizacion
B.M.DESVIADO GRUPO | CH 28 Microanillos o Canalizacién |Conificacion
B.M.DESVIADO GRUPO | CH 31 Bueno Avance
B.M.DESVIADO GRUPO | CH 32 Microanillos o Canalizacién |Conificacion
B.M. VERTICAL GRUPO | CH 33 No tiene registro Canalizacion
B.M.VERTICAL GRUPO | CH 35 No tiene registro Canalizacion

B.M. VERTICAL GRUPO | MOD. CH 36 No tiene registro Canalizacion

B.M. HORIZONTAL GRUPO | CHB 39 No tiene registro Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO | Cl 75 Bueno Canalizacién

B.M. VERTICAL (S-T) GRUPO | Cl 76 Bueno Canalizacion
B.M. VERTICAL GRUPO | Cl 79 Bueno Canalizacién
B.M. VERTICAL GRUPO | Cl 80 Microanillos o Canalizacién ]JCanalizacién
B.M.VERTICAL GRUPO | Cl 81 Microanillos o Canalizacién |Canali. Detras del revestidor
B.M.DESVIADO GRUPO | Cl 130 No tiene registro Canalizacion

Pozos HW

Pozos %AyS>60%
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# de Pozos

Tipos de Problemas

Tipos de Problemas

308, 606% 152%

6067

@ Candlizaciion

| Gonificacién
0Can deirds rees.
0 ConfFCardi.

B Aace Acu.

o Sninfamrec.

# POZOS %
TOTAL DE POZOS 66 100
DIAGNOSTICO
Canalizacion 40 60.61
Conificacion 7 10.61
Can. detras reves. 12 18.18
Conif-Canali. 2 3.03
Avance Acui. 4 6.06
Sin informac. 1 1.52

Figura 10.2. Diferentes tipos de problemas diagnosticados.
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De esta manera fueron ubicados arealmente los pozos seleccionados en los
mapas de coalescencia entre MO8 y MO9 y en el mapa de canales de MO8, por
encontrarse completados la gran mayoria de los pozos en esta arena,

representando simbdlicamente los distintos problemas existentes en el area.

Es asi como se observa en el mapa de canales (figura 10.3) como la gran mayoria
de los pozos asociados a problemas de canalizacién, se encuentran ubicados en
zonas en las cuales se aprecian canales de preferencia de flujo, lo que aunado a
cierta dificultad, que ofrece la presencia de lutitas, al flujo vertical en una buena
parte de esta zona, ver figura 10.4 (mapa de coalescencia entre las arenas MO8 y
MO9) explica porque no se forma conificacion a pesar de que las pozos se

encuentran completados masivamente en casi todas las arenas.

Arena MO8
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Figura 10.3. Ubicacion de los problemas en el mapa de canales de MO8

Se aprecia que una parte de los pozos conificados completados en la arena MO8,
se encuentran ubicados en zonas en las cuales existe coalescencia entre la arena
MO8 y MQO9 (ver circulo amarillo en la figura 10.4), por lo que el acuifero asociado

a esa area, pudo conificar debido a la falta de barrera al flujo vertical.
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Figura 10.4. Ubicacion de los problemas en el mapa de coalescencia MO8-MQO9
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Figura 10.5. Ubicacion de problemas en el mapa de coalescencia MO7-MO8
El resto de los pozos conificados, a pesar de estar completados hasta la arena
MOS8, se piensa que una vez que el agua irrumpié a través de los canales

preferenciales de flujo en esta arena, se conificaron hacia la arena MO7 debido a
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que no existe ninguna restriccién al flujo vertical, como se aprecia en las zonas

rosadas de la figura 10.5.

Cabe destacar que una parte de los pozos llamados con siglas CH, no se
encuentran actualmente (Agosto 2002) en estado HW o con cortes de agua
mayores de 60% debido a que fueron reacondicionados y completados en arenas
superiores, por lo que estos no se aprecian en los mapas de ubicacion de los
pozos. Sin embargo, a través de una revision de las curvas de Chan vy de la
historia de produccién se observé que antes de ser reacondicionados la gran
mayoria de los mismos presentaron problemas de canalizacion, o que es otra
evidencia de que el agua perteneciente tanto del acuifero al norte (parte mas baja
de la estructura) como a las acumulaciones de agua al sur se canalizaron en la
arena MO8.

Por otro lado los problemas de canalizacion por detras del revestidor pueden ser
asociados a la mala calidad de la cementacion presente en una buena parte de los

pOZos.

De los 66 pozos de la muestra, 34 poseen registros de cementacion, de los cuales
20 presentan microanillos o canalizacion, 5 tuberia libre y 9 de ellos se encuentran

en buen estado, como se aprecia en la figura 10.6.

A través de esta figura se puede observar que el 74% de los pozos de la muestra
que poseen registros de cementacion, presentan mala calidad del cemento, con lo
que se puede explicar el hecho de que algunos pozos hayan sufrido de altos
cortes de agua desde el principio de su vida productiva y aunado a esto existe la
incertidumbre del estado de la cementacidn en los pozos en los que no fue corrido
este registro al momento de su completacion. Por lo que es de suma importancia y
recomendable, correr registro de cementacion a todos aquellos pozos que vayan a
ser tratados con algun tipo de tecnologia para reducir los altos cortes de agua, ya

que los pozos que presentaban buena calidad de cementacion pudieran no tenerla

225



CAPITULO X. Seleccioén de Pozos Candidatos

en la actualidad, debido a que fueron sometidos a inyecciéon de vapor que pudo

deteriorar el cemento, y empeorar la calidad del mismo.

Calidad de Cementacién Calidad de Cementacion

20

15 26%

W Microanillos
10 , B Tub. Libre
5 56% B Buena cem.

18%

# de Pozos

0
Microanillos  Tub. Libre  Buena cem.

Figura 10.6. Calidad de la Cementacién

En términos generales, el problema predominante en el area O-16* de BITOR es
la canalizacion a través de canales preferenciales de flujo, que aunado a la mala
cementacion de los pozos, a la falta de identificacidén de las zonas de agua y a la
extrema diferencia de movilidades entre el agua y el bitumen han ocasionado la

agudizacion del problema del agua.

El diagnostico realizado deberia ser mejorado con la toma de registros de
produccion, de saturaciones, etc, para poder identificar en donde se encuentra el
agua en este momento y en cada uno de los pozos que vayan a ser tratados con

determinada tecnologia.

10.2 ANALISIS DE LOS POZOS A SER TRATADOS

Debido a la alta problematica que sufre el area O-16* de BITOR, con respecto a
los elevados cortes de agua que presentan los pozos, aunado a la cantidad de
reservas remanentes, no barridas en los mismos, surge la necesidad de
implementar nuevas tecnologias en la busqueda de soluciones a dicha

problematica.
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Por ello, en esta seccion se analizaran las diferentes alternativas propuestas para

solucionar este problema, a través de métodos quimicos y mecanicos.

10.2.1 METODOS MECANICOS

10.2.1.1 Tecnologia DOWS (Downhole oil/water separation)

La Tecnologia DOWS estd basada en la separaciéon en fondo del agua y el
petréleo por medio de hidrociclones que generan fuerzas centrifugas que logran
separar fluidos de distintas densidades, como fue explicado en el Capitulo VI. De
esta manera el agua es separada del petrdleo y reinyectada en un estrato,
preferiblemente inferior a la zona de interés y al acuifero, mientras que el petrdleo

es llevado a superficie.

La factibilidad del uso de la tecnologia DOWS en el area O-16* de BITOR fue

evaluada analiticamente y para ello se tomaron los siguientes criterios:

¢ Debido a la alta viscosidad del crudo presente en el yacimiento, fue considerada
la posibilidad de elegir como pozos candidatos aquellos en los cuales, sus
sistemas de levantamiento poseen la modalidad de diluir el crudo en fondo,
para disminuir la gravedad desde 8 °APl hasta aproximadamente 14°API,
dependiendo de la concentracién del diluente inyectado y de esta manera
optimar el proceso de separacion. Debido a esto, solo podian ser propuestos
como candidatos configuraciones DOWS con Bombeo Electrosumergible (BES)
con cola para diluente, como sistema de levantamiento, debido a que los que
poseen Bombeo de Cavidad Progresiva (BCP), no se les puede inyectar
diluente en fondo ya que el elastomero sufriria un rapido deterioro,
disminuyendo considerablemente la vida productiva de la bomba. En cuanto al
sistema de levantamiento por Bombeo Mecanico, no fue considerado debido a
que la tecnologia se encuentra en una fase inicial y ha sido mayormente

probada en pozos con BES y BCP.
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La consideracion expuesta anteriormente (utilizar solo sistemas de BES para
poder inyectar diluente) es debido a que debe existir por lo menos una
diferencia de 0.05 en la gravedad especifica de ambos fluidos para que el
proceso de separacion sea medianamente eficiente, segun lo expuesto en el
Capitulo VI.

Debe existir una zona en la cual pueda disponerse el agua una vez que haya

sido separada del crudo por el hidrociclén.

En cuanto al tamafio del hidrociclén, no existiria problema alguno ya que los
tamafos de revestidores existentes en los pozos del area cumplen con los

requisitos minimos y maximos, 5 72" y 9 5/8”, respectivamente.

Una vez tomadas en cuenta todas las consideraciones arriba mencionadas, se

llegd a la conclusion de que la aplicacion de la Tecnologia DOWS en los pozos del

area O-16* de BITOR, se ve limitada debido a las causas que seran explicadas a

continuacion:

La ausencia de una zona en la cual se pueda reinyectar el agua una vez que
haya sido separada por el hidrociclén, debido a que inmediatamente por debajo
del intervalo productor (Miembro Morichal) se encuentra el basamento, y a la
alta coalescencia entre las arenas inferiores, lo que podria aumentar la

movilidad del agua en el yacimiento e incrementar la relacion agua/bitumen.

A pesar de que la tecnologia DOWS, también puede ser adecuada para
reinyectar el agua en formaciones superiores a las productoras, este no es el
procedimiento normalmente o mas usado en las experiencias de campo que se
han tenido alrededor del mundo. A pesar de que en el area O-16* de BITOR se
tienen estratos de la Formacién Oficina (Pilén, Jobo y Yabo) superiores al

miembro Morichal, estos no han sido caracterizados por lo que se dificulta la
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propuesta y posterior implantaciéon de esta tecnologia mientras no se tenga
caracterizados estos miembros. Ademas de que estas completaciones con
reinyeccion del agua en una zona superior a la productora, son mucho mas

complicadas y costosas.

Otra razén, es que aun cuando se inyecte diluente en fondo a través de una
cola, el crudo no cumpliria con la minima diferencia que debe existir entre la
gravedad del crudo y el agua (0.05), ya que fueron realizados los calculos,

mostrando los siguientes resultados:

141.5

= 7 Ecuacion 10.1
131.5+°4PI

Donde:

GE : gravedad especifica del fluido.
°API : grados API del fluido.

Suponiendo que el crudo puede llegar maximo a 14 °API con la inyeccion de

diluente en fondo, entonces:

141.5

=— —=09725 ...... Ecuacion 10.2
131.5+14

GEo

Y suponiendo que la gravedad especifica del agua es 1, la diferencia de

gravedades especificas es:

AGE = GEw—-GEo =1-0.9725 =0.0227 ....... Ecuacion 10.3

Donde:

AGE : diferencia de gravedad especifica entre el bitumen y el agua.
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AGEw : gravedad especifica del agua.

AGFo : gravedad especifica del bitumen diluido.

Por lo que no se cumple la condicion de que AGE > 0.05.

Sin embargo, esto depende de la salinidad del agua y de los parametros que

influencian la separacion.

A pesar de que se han realizado pruebas de campo en yacimientos de crudos
pesados con problemas de arenamiento y han arrojado buenos resultados en
cuanto al proceso de separacion en fondo, se ha observado, en estas
experiencias, que las zonas de reinyeccion se han taponado, debido a que
sélidos tienden a ser arrastrados con la corriente de agua a ser inyectada,
causando una disminucion o pérdida de la inyectividad, por lo que se les hizo

necesario realizar la implantacion de un desarenador en fondo.

A través de la bibliografia recolectada al respecto, se observé que estas
pruebas fueron medianamente satifactorias. Sin embargo a través del apoyo
técnico recibido por personal de Centrilift-Baker Hughes, se concluyo que este
tipo de dispositivo, segun sus experiencias, presentaron diversas fallas
mecanicas por lo que recomiendan utilizar bombas electrosumergibles de gran
potencia, capaces de fracturar la zona para la disposicion del agua y aumentar

de esta manera el indice de inyectividad.
Por esta razén, el control de la arena proveniente de los pozos del area O-16*

de BITOR, en el caso de que fueran acondicionados con tecnologia DOWS,

seria dificultoso.
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e En la actualidad, la mala calidad del cemento en los pozos hace riesgosa la
aplicacién de esta tecnologia, ya que podria existir comunicacion entre los

fluidos.

e Para la aplicacion de esta tecnologia es necesario conocer la profundidad del
contacto agua/bitumen actual para la ubicacion de las zonas a completar y de

los equipos a ser usados.

10.2.1.2 Tecnologia Downhole Water Sink (DWS) y Tecnologia DAPS (Dual
Action Pumping System)

Estas tecnologias se basan en la completacion tanto de la zona de agua como la
de petroleo de tal manera de revertir el cono producido en la zona de petréleo y
reinyectar tanto el agua que viene de la zona de agua como la que se separa de la

corriente de petréleo, como fue mencionado en el Capitulo IV.

La Tecnologia DWS se ve limitada por las mismas razones que la tecnologia
DOWS.

La Tecnologia DAPS, no puede ser aplicada en los pozos del area O-16* de
BITOR, debido a que el principio de separacién es por diferencia de densidades

entre el agua y el petréleo.

10.2.1.3 Tecnologia de Completaciéon Dual para Control de Conificacién
(CDCC)

Después de haber evaluado analiticamente la factibilidad del uso de tecnologias
mecanicas, tales como: tecnologia DWS, tecnologia DAPS y especialmente la
tecnologia DOWS, a través de referencias bibliograficas y del apoyo del personal

de Centrilift-Baker Hughes, se hizo énfasis en la busqueda de una tecnologia que
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no requiriera la reinyeccion del agua y que pueda controlar la produccion de crudo,
debido a la fuerte influencia que ejerce la produccion de agua sobre la del
bitumen, ya que se ha observado que una vez que los pozos comienzan a
presentar altos cortes de agua, la produccion de bitumen disminuye bruscamente,
llegando a producir en algunos casos solo agua (100% de la produccion),

haciendo antiecondmico la operacion de dichos pozos.

Para controlar la produccién de agua en aquellos pozos del area O-16* de BITOR
que presentan problemas de conificacidn o cresta segun el tipo de pozo, se evalud
analiticamente la factibilidad del uso de una tecnologia que pueda adaptarse a las
caracteristicas de completacion y de operaciéon del area, por lo que se propone la
utilizacién de Tecnologia de Completacion Dual para Control de Conificacion
(CDCC).

Segun el diagnéstico realizado en este estudio para identificar el tipo de problema
causante de la elevada produccion de agua en los pozos candidatos, se pudo
observar que la conificacion, en la actualidad, no representa el principal tipo de
problema, ya que solo un 10.6% de los pozos evaluados presentan tal diagndstico.
Sin embargo, no se descarta la posibilidad de que en un futuro este problema se
haga mas notorio debido a que existe una apreciable comunicacién entre la arena
MOS8 y la arena MO7 en casi toda la extensién del area, lo que aunado a la alta
relacion entre permeabilidades verticales y horizontales (Kv/Kh) y a la gran
diferencia entre las movilidades del agua y el bitumen, puede causar |la
conificacion del agua hacia la arena MO7. Esto podria hacerse mas notable en
aquellos pozos que presenten sistemas de levantamiento con bombas

electrosumergibles por la alta caida de presion que estas ejercen.
Es asi como se tratd de escoger alguno de los pozos conificados como candidato

para proponer cambiar su completacion actual por una completacion dual para

controlar la conificacion diagnosticada.
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Para ello primero se descartaron los pozos horizontales y reentries, ya que no se
conoce la influencia que puede llegar a tener un tipo de completacion como la
Configuracion 2 que se muestra en la figura 10.7, en el proceso de revertir la
cresta formada, debido a que el area de drenaje del bitumen es mucho mayor que
la que tendria el area de drenaje del agua, ya que existen pozos como el CD-42,
que posee una seccion horizontal de aproximadamente 4000 pies y lo mas
probable es que se revierta solo la parte de la cresta que se encuentra mas
cercana a la completacion en la zona de agua (ver circulo amarillo en la figura
10.7), mientras que el resto del agua seguiria invadiendo la seccion restante del
pozo, en caso tal de que el agua estuviera influenciando a toda la seccién
horizontal o a una buena parte de ella, por lo que es indispensable antes de
proponer un tipo de completacion como esta, realizar toma de registros de
produccion que permitan saber por cual parte de la seccidn esta entrando el agua.
Por otro lado, un tipo de Configuraciéon 1, que se observa también en la figura
10.7, seria mucho mas costosa y tendria que tenerse conocimiento de donde
viene el agua (de que parte de la seccion horizontal), para saber la longitud del
brazo que se dispondra para producir el agua y si realmente es rentable la

inversion a realizar.

Figura 10.7. Propuesta para Completaciones Dual
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Por lo dicho anteriormente, se evalud la posibilidad de proponer uno de los 6
pozos (verticales o desviados) que también presentaron problemas de
conificacion, sin embargo mediante una revision de la integridad del cemento de
estos pozos, se observd que todos presentan mala adherencia del mismo,

causada por tuberia libre o microanillos.

Debido a que esta es una condicion muy importante en la seleccion de un pozo a
realizarsele una completacion dual, segun lo expuesto en el Capitulo IV, todos
estos pozos no pueden ser completados con este tipo de tecnologia hasta que no
se mejore la calidad del cemento, ya que se correria el riesgo de que el agua se
filtre por detras del revestidor y haga poca satisfactoria la introduccion de esta
tecnologia en estos pozos, pudiendo establecer el criterio de que este tipo de
tecnologia no es aplicable para el area de BITOR, pero a pesar de que no se ha
probado en yacimientos de crudos pesados o extrapesados en Venezuela, esta
podria ser una solucion factible para controlar los problemas de conificacién y

cresta.

A través del apoyo ofrecido por Centrilift-Baker Hughes se establecié que podrian
realizarse este tipo de completacion con empaque con grava a través de
empacaduras inflables para separar ambos empaques (el de la zona de agua y
petréleo) y de esta manera controlar la produccién de arena a pesar de que esta
es una nueva tecnologia y que no ha sido probada en Venezuela en yacimientos

de crudo pesado o extrapesado.

Debido a que se presume que el problema de conificacion se va a ser mas
pronunciado en un futuro, esta tecnologia no se puede descartar ya que se piensa
que de todas las tecnologias evaluadas en este estudio, es la que probablemente
puede brindar solucién al problema de conificacion en los pozos del area de
BITOR, pero los pozos a ser seleccionados deben cumplir con los siguientes

parametros:
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» Debe existir una alta relacion Kv/Kh entre los intervalos a completar, es decir,
no debe existir barrera al flujo vertical que interfiera con la reversion del cono o
cresta.

= Alta permeabilidad (deseable K>1 Darcie).

» Homogeneidad vertical de la K (distribucién normal), ya que el bitumen podria
adedarse debido a la alta diferencia de movilidades entre el agua y el petréleo.

= Se debe tener identificada la ubicacion del contacto agua/petroleo actual, para
lo cual es necesario la utilizacion de registros de produccidén y/o registros
especiales que permitan identificar la distribucién del agua en los alrededores
del pozo.

= Se requiere un tamafo de casing mayor o igual a 7” para instalacion de doble
BES.

» Tiene que existir excelente integridad del cemento por detras del revestidor,
por lo que se recomienda tomar nuevos registros de cementacion en aquellos
pozos prospectos y en caso de ser necesario, mejorar la calidad del cemento.

= Una vez identificado el contacto agual/petréleo actual, deben realizarse
simulaciones para calcular las tasas a las cuales deben producirse tanto la
zona de agua como la de bitumen, para revertir el cono.

= Debe realizarse un estudio sobre el impacto que tendrian este tipo de
completacion sobre el manejo de agua en superficie, es decir, si poseen

equipos capaces de manejar la cantidad de agua a producir.

10.2.2 METODO QUIMICO (Inyeccién de Geles)

El criterio de seleccidon de los pozos a tratar con geles, se basoé en las experiencias
de especialistas en la materia, la cual consiste en una escala de menor a mayor
dificultad de los problemas que pueden ser corregidos con tecnologia de geles.

Esta escala se clasifica de la siguiente manera:

e Flujo por detras del revestidor.
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e Comunicacion a través de fracturas naturales o inducidas.
e Canalizacién a través de zonas permeables sin flujo cruzado.
e Canalizacion a través de zonas permeables con flujo cruzado.

e Conificacion.

Es asi como solo se escogieron aquellos pozos que presentaran problemas de

canalizacion por detras del revestidor.

De los 12 (doce) pozos que presentaron problemas de canalizacion por detras del
revestidor (ver tabla 10.2), se descartaron los pozos reentries debido a que el
procedimiento presentan mayor complejidad ya que estos pozos son completados
a hoyo desnudo y el volumen de gel a inyectar seria mayor, siendo igualmente

descartados los pozos desviados que no presentaban registros de cementacion.

Tabla 10.2. Pozos con problemas de canalizacién por detras del revestidor

POZO TIPO SISTEMA DE LEVANTAMIENTO
CC-4 Vertical Bombeo de Cavidad Progresiva
CC-5 Vertical Bombeo Mecanico

CD-5 Reentry Bombeo Mecanico

CD-7 Vertical Bombeo Mecanico

CD-8 Vertical Bombeo Mecanico
CD-12 Desviado Bombeo Mecanico

CH-1 Vertical Bombeo Mecanico

CH-2 Vertical Bombeo Mecanico

CH-3 Reentry Bombeo Mecanico

CH-5 Vertical Bombeo Mecanico

CH-8 Vertical Bombeo Mecanico

Cl-81 Vertical Bombeo Mecanico

De esta manera se seleccionaron 8 pozos para ser tratados con inyeccion de gel

sellante por detras del revestidor.

Para la formulacién del sistema gelificante, se deben considerar las condiciones
de temperatura, salinidad del agua, asi como otros parametros operacionales
como la tasa de inyeccion y a través de pruebas de laboratorio se determinan las

propiedades del gel.
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10.2.2.1 Procedimiento Operacional

Se recomienda operar de la siguiente manera en cada uno de los casos:

e Sacar toda la completacion del pozo (empaque con grava y todo el sistema de
levantamiento).

e Inyectar gel sellante en el intervalo recomendado por medio de la técnica de
inyeccion dual, simultaneamente con un fluido protector en los intervalos
superiores y luego forzar cemento micromatrix para reforzar la cementacién
primaria en las zonas productoras superiores.

e La tasa de inyeccion puede ser de 0.5 a 1 BBL/min, lo cual puede estar sujeto
a modificacion dependiendo de la respuesta del pozo.

e Limpiar el pozo y recafonear los intervalos recomendados, con caion de alta
penetracion.

e Realizar nuevo disefio de empaque con grava.

e Completar el pozo.

A continuacion se exponen los ocho pozos propuestos para tratamiento:

10.2.2.2 Pozo CC-4

Este fue completado originalmente en Septiembre de 1983, con los siguientes
intervalos cafoneados: 3322’-3350’, 3370’-3396°, 3420'3446’, desde la parte baja
de MO7 hasta la arena MQO9 (ver figura 10.8).

Este pozo se encuentra ubicado hacia el Norte del area O-16* (ver figura A1-2 en
el Apéndice |) y el ultimo intervalo cafoneado originalmente se encontraba
aproximadamente a 40 pies por encima del contacto agua/bitumen ubicado a
3200 pbnm.
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El pozo ha recibido varios servicios por diversas causas: cambio de bomba,
completacion con equipo para inyeccion de vapor y problemas generales con
respecto al sistema de levantamiento y fue cerrado en varias oportunidades,
presentando cortes de agua irregulares desde 20 hasta 60%, con tasas de
petroleo de 100 a 400 BNBD.

En Mayo de 1990 se realizé un reacondicionamiento para cafionear los intervalos:
3100-3132’, 3142°-3172’, 3198’-3212’, 3265’-3285’, 3291’-3312’, desde la arena
MO4 hasta la MO7 y manteniendo abierto los intervalos de la completacion

original.

A partir de esta fecha el pozo fue sometido a diversos servicios por bomba
dafada, problemas de arenamiento, etc, hasta Enero de 1998, cuando fue
clasificado HW (High Water).

En Noviembre de 1999, se realiz6 el reacondicionamiento N°2, para abandonar el
intervalo 3322’-3446° (MO7/MQO9), quedando abiertos el resto de los intervalos
canoneados (MO4/MQ7), sin embargo los cortes de agua siguieron siendo altos

hasta Enero del 2001, cuando fue cerrado.

Diagnéstico

La Cementacion del pozo presenta microanillos en casi toda la seccidn
completada, como se aprecia en la figura 10.8, y debido a que no se han
observado cambios en los cortes de agua al realizarse trabajos de
reacondicionamiento, se piensa que el problema podria ser de canal por detras del

revestidor.

Se descarta un problema de canalizacién, ya que segun el estudio realizado, el
pozo se encuentra ubicado en una zona por la que no pasa el canal de preferencia

de flujo en la arena MO8, ademas no existe coalescencia entre las arenas MOS8 y
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MOS9 en la zona en la que se encuentra localizado el pozo, ni tampoco entre la

arena MO7 y MO8, por lo que se descarta problema de conificacion.

La curva de Chan, muestra que tanto la RAB como la RAB’, son siempre

ascendentes, como se muestra en la figura 10.8.

Como el pozo fue completado inicialmente muy cerca del contacto agua/bitumen
original ubicado a 3200 pbnm, se piensa que el agua una vez que llegd a las

completaciones del pozo, se canalizé por detras del revestidor.

Tratamiento

Se recomienda inyectar de 30 a 50 Barriles de gel sellante por detras del
revestidor en los intervalos 3291°-3312’, 3265’-3285’ (arena MQ7), y recafionear
los intervalos: 3100’-3132’ (arena MO5), 3142’-3172’ (arena MO5), 3198’-3212’

(arena MOG), siguiendo el procedimiento recomendado anteriormente.

Estos intervalos son propuestos previo a una revision del registro de resistividad

del pozo, identificando zonas prospectos.

10.2.2.3 Pozo CC-5

Este pozo se encuentra aproximadamente al mismo nivel estructural del pozo CC-
4 y fue completado en Septiembre de 1983 en los intervalos 3200’-3240’, 3260’-
3300’ y 3348°’-3364’, desde la arena MOG6 hasta la parte baja de la arena MOS8 (ver
figura 10.9). Fue sometido a varios servicios por fallas en la bomba (piston
rayado) y para completar el pozo con equipo de inyeccidon de vapor en el afio
1987.
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Figura 10.8. Ficha del pozo CC-4
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El pozo present6 cortes de agua de hasta 70%, hasta Mayo de 1990 cuando fue
reacondicionado y se cafonearon los intervalos: 3102'-3146" y 3160’-3174’,
quedando también abiertos los intervalos cafioneados originalmente y se le
inyectdé un segundo ciclo de vapor. EI comportamiento de produccion de agua

luego de este reacondicionamiento, se mantuvo.

Diagnéstico

El registro de cementacién de este pozo, revela la presencia de microanillos por
detras del revestidor, ademas de que el pozo fue sometido a dos ciclos de
inyeccion de vapor que pudieron haber causado mayor deterioro del cemento. Por
lo que se piensa que el agua pudo canalizar por detras del revestidor (ver figura
10.9).

Segun el estudio realizado, el pozo se encuentra ubicado, al igual que el pozo
CC-4 en una zona por la que no pasa el canal y donde no hay coalescencia entre
las arenas.

Tratamiento

Inyectar de 30 a 50 Barriles de gel sellante por detras del revestidor en el intervalo

3348-3364’ (arena MO8) y recafionear los intervalos: 3102’-3146° (arena MO5);
3160’-3174’ (arena MO5); 3200’-3240’ (arena MO6);3260°-3300’ (arena MO7).
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10.2.2.4 Pozo CD-8

Este pozo es vecino del pozo CD-5 y se encuentra ubicado al norte del area de
BITOR (ver figura A1-2 en el Apéndice 1), fue completado en Septiembre de 1983,
en los intervalos: 3430’-3460’; 3378-3410" (arena MO8 a MOQO9), siendo
completado aproximadamente a 20 pies por encima del contacto agua/bitumen

original a 3200 pbnm, produciendo a una tasa promedio de 100 BNBD.

En Diciembre de 1987, fue sometido al primer reacondicionamiento permanente,
en el que se cafnonearon los intervalos 3052’-3062’; 3068°-3100°; 3146°-3170’;
3188-32107;3230°-3261’; 3274’-3286’; 3314’-3340’ (desde la arena MO3 hasta la
arena MO7). En 1988 se le inyect6 vapor observandose un incremento de la tasa
de crudo, pero con altos cortes de agua y problemas de arenamiento, hasta que
en Agosto de 1997, se abandona el intervalo 3314’-3460’ (parte media de MO8 a
MO?9) y se aprecia una disminucion del corte de agua. Sin embargo estos cortes

de agua volvieron a aumentar.

Diagnéstico

Debido a que el pozo fue inicialmente completado muy cerca del CABO y a que el
estado fisico del cemento revela mala adherencia cemento-revestidor y cemento-
formacion, se piensa que este pozo se vio influenciado por canales detras del
revestidor, lo cual se evidencia también, observando la curva de diagnostico de
Chan (ver figura 10.10). A pesar de que el pozo fue reacondicionado para
abandonar las arenas MO8 y MQ9, el corte de agua volvié a aumentar, evidencia

de que el agua se esta canalizando por detras del revestidor.

Tratamiento

Inyectar de 30 a 50 Barriles de gel sellante por detras del revestidor en el intervalo
3274’-3286’ (arena MO7) y recafionear los intervalos: 3052’-3062° (arena MO3);
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3068-3100’ (arena MO4); 3146-3170’ (arena MO5); 3188-3210° (MO5/MO6);
3230’-3261’ (arena MOG6).

10.2.2.5 Pozo CH-1

La ubicacion areal para este pozo es al sur del area O-16 (ver figura A1-2), fue
completado originalmente en diciembre de 1982, y detectd el contacto
agua/bitumen original a 3100 pbnm, el intervalo cafioneado fue 3280’-3352’ o
2997-3069’ pbnm (ver figura 10.11), es decir a 31 pies por encima del CABO, el

intervalo cafioneado pertenece a las arenas MO7/MO8.

En febrero de 1983 fue clasificado en estado TD (diferido temporalmente) hasta
febrero de 1985. Al momento de su apertura nuevamente a produccion, el pozo
experimento un rapido incremento en la produccion de agua y un rapido descenso

para la produccion de bitumen.

En enero de 1989 el pozo se clasifica HW hasta octubre de 1989 cuando se
cambia al estado RE (Evaluacion del yacimiento) hasta julio 1991 cuando se abre

a produccién. En agosto del mismo afio se cierra hasta la actualidad.

Diagnéstico

Mediante la curva de diagnostico de Chan se observd que el comportamiento del
pozo fue una abrupta irrupcion del agua y combinado con el mal estado
presentado por el cemento, dando entender que el problema relacionado con este

pozo es una canalizacion detras del revestidor (ver figura 10.11).

Tratamiento

No es posible realizar un tratamiento en este pozo debido a la falta de intervalos

prospectos en arenas superiores a la completada originalmente (ver figura 10.11).
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10.2.2.6 Pozo CH-2

Este pozo se encuentra ubicado hacia el sur del area O-16*, en la macolla O-16-1
(ver figura A1-2). Fue completado en Octubre de 1983. Se cafionearon los
intervalos 3111’-3148’, 3170’-3200° y 3350°-3400’ (arena MO4 a MOQO9). La
produccion estuvo en el orden de 250 BNBD y es cerrado en 1987 por

arenamiento y por problemas mecanicos del pozo.

En el ano 1988 el pozo comenzd a producir con cortes de agua por encima de
45%, con una tasa de bitumen variando de 40 BNBD a 600 BNBD.

En Noviembre de 1989 se realiz6 un reacondicionamiento, para cafionear los
intervalos: 3000’- 3030’y 3046’ - 3075’ (arena MO3 a MO4) y fue completado con

equipo para inyeccion de vapor.

El corte de agua fue incrementando hasta que en 1995 el corte de agua llegé a
100%.

En Septiembre de 1995 se abandon¢ el intervalo 3350°-3400’ (parte media de la
arena MO8 a la MO9). A partir de este trabajo el corte de agua se mantuvo
alrededor de 20% y a partir del afio 2001 el pozo experimentd un aumento abrupto

de los cortes de agua (ver figura 10.12).

Diagnéstico

El pozo ha mantenido altos cortes de agua a lo largo de su vida productiva, y a
través de la figura 10.12 se aprecia que el registro de cementacion presenta
microanillos o canalizacion detras del revestidor. Asimismo la curva de diagndstico
de Chan, se observan aumentos tanto de la RAB como de la RAB’ para ambos

periodos, antes y despues del reacondicionamiento realizado para abandonar el
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intervalo 3350°-3400’, por lo que se considera que el problema presente a lo largo

de la vida productora del pozo fue canalizacién detras del revestidor.

Tratamiento

Se recomienda inyectar de 30 a 50 Barriles de gel sellante por detras del
revestidor en el intervalo 3250°-3305’ (arena MO7) y recafionear los intervalos:
3000’- 3030’ (arena MO3); 3046’ - 3075’ (arena MO4); 3111°-3148’ (arena MO5),
3170’-3200’ (arena MOG6).

10.2.2.7 Pozo CH-5

Este pozo se encuentra ubicado al sur del area O-16* (ver figura A1-2 en el
Apéndice 1), fue completado en Octubre de 1983 en los intervalos 3306’-3334 y
3352’-3366’ (desde la arena MO7 hasta la MOS8) y produjo tasas de hasta 500
BNBN, lo cual se cree que gran parte de esta produccion pertenecia al diluente

que se inyectaba.

En junio de 1990, se reacondicioné el pozo, cementando los intervalos
completados originalmente y se cafnonearon los intervalos: 3180°-3196°, 3146’-
3174’, 3076’-3118’, 3028-3070’, 2995°-3005’ y 2940’-2986’ (de la arena MO2 a la
MOG). A partir de esta fecha el pozo produjo con altos cortes de agua y con

problemas de arena (ver figura 10.13).
Diagnéstico
Este pozo produjo con altos cortes de agua en su vida productiva, apreciandose

en la figura 10.13, que la curva de diagndstico de Chan muestra un aumento tanto

de la RAB como de la RAB’ y el cemento presenta microanillos o canalizacién, por
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lo que se concluye que este pozo se vio influenciado por un problema de

canalizacion por detras del revestidor.

Tratamiento

Se recomienda inyectar gel sellante por detras del revestidor en el intervalo:
3220’-3260’ y recanonear los intervalos: 2940’-2986° (arena MO2 a MQO3); 2995’-
3005’ (arena MO3); 3028’-3070’ (arena MO4); 3076’-3118 (arena MO4 a MO5);
3146’-3174’ (arena MO5); 3180°’-3196’ (arena MOG).

10.2.2.8 Pozo CH-8

Este pozo fue completado originalmente en septiembre de 1983, donde sus
intervalos cafioneados fueron 3325°-3370" y 3410’-3425’ (desde la arena MOS8

hasta la MO9), su ubicacion es al centro-oeste del area O-16 (ver figura A1-2).

En diciembre de 1985 y febrero de 1987 el pozo fue sometido a dos servicios por

problemas de bombas deficientes, problemas con el balancin y fallas eléctricas.

Un afno mas tarde en febrero de 1988, se le realizé un nuevo servicio al pozo por
problemas con la bomba. En el periodo de julio-agosto es cerrado por orden
Lagoven. Posteriormente el pozo en el periodo enero-septiembre de 1989,
presentd multiples cierres por problemas con el motor eléctrico, ademas de su alta
produccion de agua y en octubre del mismo afo su estado es RE (esperando

reacondicionamiento).
En septiembre del 1989 el pozo reportd pruebas de 99.9% de agua, razoén por la

cual, en noviembre de 1990 se realizé un reacondicionamiento, que consistié en

cementar el intervalo 3410°-3425’ en la arena MO9 y se cafionearon los intervalos
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3187°-3172’, 3116’-3101’, 3101°-3086’, 3086’-3074’, 3014’-2994’ y 2994’-2974’
(MO4/MO6), dejando abierto el intervalo 3325°-3370’ de la arena MO8.

En febrero de 1991 es realizado un servicio por problemas con la bomba y para
marzo de 1991 el pozo se emulsiond. A partir de esta fecha no se tiene mas

informacion del pozo.

Diagnéstico

En la vida productiva del pozo se observaron altos cortes de agua, lo que se
evidencia en la historia de produccion y en la curva de diagndstico de Chan en la
que se aprecia, que tanto la curva de RAB como la RAB’ presentaron una
tendencia de crecimiento. El registro de cementacion se observo tuberia libre (ver
figura 10.14), por lo que se considera que el pozo a tenido canalizacion por detras

del revestidor.
Tratamiento
Se recomienda inyectar de 30 a 50 Barriles de gel sellante por detras del
revestidor en el intervalo: 3325’-3370’ (arena MO8) y recafionear los intervalos:

2979-3014’ (arena MO3); 3074’-3116’ (arena MO4 a MO5); 3172’-3187’ (arena
MOG6) y 3300’-3320’ (arena MQO?7).

252



Pozo: CH-8

>

CH 8 J—
REVESTIDOR DE SUPERFICIE ) fe‘;°'_°‘_’ f“;"“;"af'u‘;‘ :":":%Ju
-ech@ Inicio.Hro
ZAPATA FLOTADORA DE 10-3/4" @ 465' Fetha fin.Prod : }uTlﬂj_alm
- L] POT.YAC{ 36(BNPD
300
7'?,,—52'3'5?;:??:?800%@";?3”“'0" SARTA DE PRODUCCION * ”
' ' TUBOS 3-1/2" @ 2805' 150 e I .
BOMBA CONV. 3-1/2" @ 2827" L ‘
e n7|asa F L e S S Y Ly L S Ly S T L R "
Completacién Original —— Corte de Agua {%} Productor(s) Activo(s) T AguaAcumulada ( Mbls )
100 375
Intervalos Cafioneados ]
[
3325’ - 3370’ =7 / 'L , w0
o . %AYS a| Fin.prod|:87.00% -
3410’ - 3425’ t
o . COLGADOR TERMICO o I V(\W\ H o
Reacondicionamiento #1( Nov 90) 7'x3-1/2" @ 2904' ] M N ’jf l “ U
Intervalo Abandonado =7 // l T "
3410’ = 3425, MOBIM09 w ° 1983 84 85 88 a7 88 89 an 91 a2 3 9 a5 96 97 g 99 200 M 0z °
Intervalos Cafioneados Ranurados @ 2945 - 3379'
3187’ - 3172, 3116’ - 3101’, 3101’- 3086’
3086’ - 3074’, 3014’ - 2994’, 2994 - 2974’ .
ZAPATA TAPONADA @ 3380' Registro de
MO1/MO4 y 3325’ - 3370’ MO6/MO6
- +
- f
I "
~ ~ { 7
Curva de Diagnoéstico de  Chan ? Y
005 2CcH 8 01 L3 L# ] 2
E E :il"‘lf f
H o

%

03400

=
Intervalos a recafionados

I
bid

Intervalos para la inyeccién de gel

FONDO t

Intervalos abandonados

Dias de Produccion Acumulado { dias )

Figura 10.14. Ficha del Pozo CH-8

253



CAPITULO X. Seleccion de Pozos Candidatos

10.2.2.9 Pozo CI-81

Este pozo se encuentra ubicado al sur del area O-16* de BITOR, detect6 contacto
agua/bitumen original a 3108’ pbnm y fue completado en Septiembre de 1983, en
el intervalo 3300’-3350° (Arena MO8), aproximadamente a 40 pies por encima del
CABO (ver figura 10.15).

El pozo a partir de su completacion original sufre varios cierres. En 1989, se

probo arrojando 99% de agua.

A partir de 1993 el pozo produjo con altos cortes de agua, variando de 20 a 100%
y con una tasa promedio de 100 BNBD y se declara en estado HW en Junio de
1998.

Diagnéstico

El pozo fue completado cerca del CABO en la arena MOS8, y como se aprecia en la
figura 10.15, tanto la curva de RAB como la de RAB’, presentaron un
comportamiento ascendente de manera abrupta, lo que aunado a la mala calidad
de la cementacion en la zona completada, hace pensar que el pozo se canaliz6
por detras del revestidor.

Tratamiento

Debido a la falta de intervalos prospectos o no atractivos, no puede recomendarse

la inyeccidn de geles sellantes y recompletar en arenas superiores.
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CONCLUSIONES

CONCLUSIONES

Para la realizacion un buen diagnéstico de la procedencia del agua en un pozo
es necesario la integracion de las areas de geociencias, yacimiento y

produccion.

El tipo de problema que ejerce mayor influencia en la produccién de agua es la
canalizacion a nivel matricial en la arena MOS8, lo que aunado a la alta
diferencia entre las movilidades del bitumen y el agua, la mala calidad de la
cementacion de los pozos y la coalescencia entre las arenas inferiores,
ocasionaron la prematura irrupcion del agua, quedando las arenas MO8 y MO9

bajo la influencia de alta presencia de agua.

A pesar de que el problema de conificacion no representa en la actualidad el
problema mas frecuente en los pozos, se estima que este podria agudizarse

debido a la fuerte coalescencia presente entre las arenas MO7 y MO8.

La produccion de agua en los pozos disminuira el factor de recobro esperado
para el yacimiento, debido a las cantidades de bitumen recuperable, dejadas

en el yacimiento.

El uso de la Tecnologia DOWS en el area O-16* de BITOR, se ve limitada por
la falta de sellos lutiticos continuos entre las arenas inferiores, ni arenas por
debajo de la zona productora, por la poca diferencia de densidades entre el
bitumen diluido y el agua de formacion, la produccién de arena y la mala

cementacion en los pozos.

La Tecnologias DWS, también se encuentra limitada por las mismas razones

que la Tecnologia DOWS.
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CONCLUSIONES

La Tecnologia DAPS no puede ser usada en los pozos del area O-16* de
BITOR, debido a que el principio de separacion es por segregacion

gravitacional de los fluidos (agua y petréleo).

Se piensa que la Tecnologia CDCC podria arrojar buenos resultados en el
control de los problemas de conificaciéon de los pozos del area O-16*, sin
embargo se requiere que exista una buena calidad de la cementacion y
conocimiento de la profundidad del contacto agua/bitumen actual, ya que esta
ultima es necesaria para realizar una simulacién tanto de la tasa de agua,
como la del bitumen, para invertir el cono de manera eficiente y para la

colocacion de la completacion.

La tecnologia de geles solo se propuso para problemas de canalizacion detras

del revestidor, por razones operacionales.

El resto de los problemas causantes de la alta produccion de agua en los
pozos del area O-16*, al ser de mayor dificultad requieren de una evaluacion
mas detallada para su tratamiento, mas aun cuando no existen experiencias en

yacimientos de crudos extrapesados.
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RECOMENDACIONES

RECOMENDACIONES

Tomar acciones que permitan reducir la incertidumbre en la caracterizacién de

los yacimientos, sobre todo en la arquitectura del yacimiento.

Tomar en consideracion el diagnostico de la procedencia del agua realizado en
este estudio, asi como la evaluacion de la factibilidad del uso de las

tecnologias estudiadas.

Realizar pruebas de interferencia entre pozos para identificar si las fallas
principales son sellantes o no, asi como tomar pruebas de presiones para

conocer los niveles de presion actuales presentes en el yacimiento.

Adquirir nucleos para realizar un estudio sedimentolégico/estratigrafico con

menos incertidumbre que el actual.

Realizar ensayos de laboratorio que permitan determinar la compresibilidad de
la roca para determinar el efecto de la compactacion como mecanismo de
produccion y realizar un estudio geomecanico para control de la produccion de

arena.

Correr registros especiales que permitan establecer las profundidades del
contacto agua/bitumen actual, localizacién del agua en los pozos y de esta

manera mejorar el diagndstico realizado.

Debido a la mala calidad del cemento encontrada en la gran mayoria de los
pozos evaluados, es necesario realizar una campafia de mejoramiento de la
calidad del cemento y optimar estas operaciones en las proximas

localizaciones a perforar.
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RECOMENDACIONES

Simular las tasas de agua y de bitumen a las que se tendria que producir un
pozo candidato a ser tratado con tecnologia de completacion dual para control
de conificacion (CDCC).

Debido a que la tecnologia de geles no ha sido probada en crudos
extrapesados, es necesario realizar pruebas de laboratorio para medir las
propiedades del gel a utilizar, asi como también su comportamiento en el

medio poroso.

Realizar un estudio mas profundo sobre la aplicacion de geles, mediante el uso

de simuladores matematicos.
Realizar un estudio sobre el impacto que causaria la implantacién de la
Tecnologia de Completacion Dual para Control de la Conificacion, en el manejo

de agua en superficie.

Realizar un analisis econdmico sobre la implantacion de las tecnologias

propuestas en este estudio.
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NOMENCLATURA

API Gravedad API.

ANP  Arena Neta Petrolifera.

BES Bombeo Eletrosumergible.

BCP Bombeo de Cavidad Progresiva.

BNB Barriles Normales de Bitumen.

BNBD Barriles Normales de Bitumen por dia.
BOES Bitumen Original en Sitio.

CAB Contacto agua/bitumen.

CABO Contacto Agua/Bitumen Original.

CBL Cement Bond Log.

CDCC Completacion Dual para Control de la Conificacion.
CMR Combination Magnetic Resonance.
CO, Dioxido de Carbono.

Cp Centipoises.

DAPS Dual Action Pumping System.

DIL Dual Induction Log.

DOWS Downhole QOil/\Water Separation.

DPR Disproportional Permeability Reduction.
DWS Downhole Water Sink.

EGI Empaque con Grava Interno.

EGHD Empaque con Grava a Hoyo Desnudo.
EOR Enhanced Oil Recovery.

°F Grados Farenheit.

FRR Factor de Resistencia Residual.

H.,S  Sulfuro de Hidrogeno.

HW  “High Water”.

IEL  Induction Electrical Log.

K Permeabilidad.

Kh Permeabilidad Horizontal.

NOMENCLATURA
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KL
Kv
Km?
Lpc
MD
MM
OFM
O-16*
pbnm
PCN
PLT
Ppm
PVT
RAB
RAP
RAP’
RGP
RPM
Rt
VDL
2D
3D

Permeabilidad en zonas de baja permeabiilidad.
Permeabilidad vertical.
Kildmetros cuadrados.

Libras por pulgada cuadrada.
Milidarcies.

Millones.

Oil Field Manager.

Area O-16 mas area anexa.

Pies bajo el nivel del mar.

Pies cubicos normales.
Production Logging Tool.

Partes por millén.

Presion, Volumen, Temperatura.
Relacion agua/bitumen.
Relacion agua/petroleo.
Derivada de la RAP.

Relacion gas/petréleo.
Revoluciones por minuto.
Resistividad total de la formacién.
Variable Density Log.

Dos dimensiones.

Tres dimensiones.

NOMENCLATURA
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APENDICE |

APENDICE |

Mapas de ubicacién de los pozos en el area O-16

Contactos agua/bitumen originales



ANZO0O-6-16.039

ANZO-6-16.049

ANZO0O-6-16.050

ANZO0O-6-16.051

ANZO0O-6-16.120

ANMO-6-16.141

ANMO-6-16.142

ANMO-6-16.146

Figura A1-1. Parcelamiento del area O-16*
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Tabla A1-1. Contactos originales agua/bitumen

POZO TIPO.POZO TVD EMR TVDSS FECHA
BCN-1 VERTICAL 3400 271 3129 2000
BCN-8 3485 271 3214 2000
BCN-9 3476 269 3207 2000
CC-13 REENTRY 3488 265 3223 1992
CD-17 DESVIADO 3475 273 3202 1991
CD-19 VERTICAL 3495 300 3195 1991
CD-20 DESVIADO 3520 294 3226 1991
CD-21 DESVIADO 3490 292 3198

CD-22 DESVIADO 3495 278 3217 1991
CD-30 DESVIADO 3498 277 3221 1992
CD-31 DESVIADO 3497 277 3220 1992
CD-32 DESVIADO 3503 277 3226 1992
CD-33 DESVIADO 3490 277 3213 1992
CD-34 DESVIADO 3492 277 3215

CD-35 DESVIADO 3475 273 3202 1992
CH-1 VERTICAL 3382 283 3099 1982
CH-12 VERTICAL 3413 287 3126 1982
CH-13 VERTICAL 3423 287 3136 1982
CH-14 REENTRY 3416 287 3129 1982
CH-16 REENTRY 3418 289 3129
CH-3 REENTRY 3400 284 3116 1982
CH-34 DESVIADO 3454 290 3164

CH-31 DESVIADO 3440 275 3165 1982
CH-37 REENTRY 3404 281 3123 1986
CH-4 VERTICAL 3418 293 3125 1982
Cl-77 VERTICAL 3382 279 3103 1982
CI-78 VERTICAL 3394 279 3115 1982
Cl-81 VERTICAL 3398 290 3108 1982
Cl-82 REENTRY 3414 284 3130 1982

CN-194 VERTICAL 3322 182 3140

CN-199 3612 298 3314

CNX-11 3530 278 3252

CNX-21 2780 298 2482
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APENDICE Il

APENDICE Il

Propiedades PVT de todas las muestras
Calculos de la validacion del pozo PVT CI-210.

Muestra Recombinada (Ensayo No Convencional)



Propiedades PVT del pozo CD-6 (Recombinada)

PROPIEDADES PVT DE LOS FLUIDOS

APENDICE Il

Presion | Temp. Rs Bo Densidad Bg Z Visc.
(Lpcm) | (°F) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (g/cc) (BN/PCN) (cp)
3500 100 1.0608 0.9659 14500
3000 100 1.0637 0.9643 12700
2500 100 1.0667 0.9625 11025
2000 100 1.0696 0.9608 9300
1095* 122 100 1.075 0.9573 - - 6200
900 122 82 1.065 0.9638 0.003010 0.94 6810
600 122 56 1.052 0.9731 0.004559 | 0.957 | 8300
300 12 28 1.037 0.9830 0.009071 | 0.975 | 11150
150 122 14 1.03 0.9880 0.017511 | 0.986 | 14420
0 122 0 1.022 0.9935 - - 25490
Propiedades PVT del pozo CO-4 (Recombinada)
Presion | Temp. Rs Bo Densidad Bg Z Visc.
(Lpcm) | (°F) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (g/cc) | (BN/PCN) (cp)
3000 79 11825
2500 79 9890
2000 79 8185
1500 79 6800
1040* 126 79 1.047 0.9831 - - 5900
700 126 56 1.041 0.9855 | 0.003537 | 0.857 6590
400 126 40 1.035 0.9879 | 0.006428 | 0.904 8090
100 126 16 1.027 0.9904 | 0.024631 | 0.96 11986
0 126 0 1.024 0.9913 - - 19342

NR : no se reporté valor
* : Presién de burbujeo
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Propiedades PVT del pozo CI-210 (Muestra de fondo)
Ensayo Convencional

APENDICE Il

Presion | Temp. Rs Bo Densidad Bg Z Visc.
(Lpcm) | (°F) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (gl/cc) (BN/PCN) (cp)
2600 129 100 1.0669 0.9622 NR
2400 129 (100 1.0675 0.9616 NR
2200 129 100 1.0683 0.9606 NR
2000 129 100 1.0689 0.9603 NR
1800 129 100 1.0698 0.9595 NR
1600 129 100 1.0706 0.9588 NR
1400 129 100 1.0715 0.9580 NR
1200 129 100 1.0725 0.9571 NR
995* 129 100 1.0739 0.9556 - - NR
900 129 86 1.0535 0.9739 0.002751 | 0.8592 NR
700 129 75 1.0490 0.9749 0.003897 | 0.9201 NR
500 129 57 1.0432 0.9777 0.005503 | 0.9280 NR
300 129 38 1.0374 0.9803 0.009200 | 0.9310 NR
100 129 17 1.0309 0.9828 0.025729 | 0.8677 NR
0 129 0 1.0241 - - 1.0000 NR
Propiedades PVT del pozo CI-210 (Muestra de fondo)
Ensayo No Convencional
Presion | Temp. Rs Bo Densidad Bg Z
(Lpcm) | (°F) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (g/cc) (BN/MPCN)
2600 129 100 1.0756 0.962
2400 129 100 1.0763 0.9615
2200 129 100 1.0769 0.9609
2010 129 100 1.0777 0.9602
1805 129 100 1.0784 0.9595
1605 129 100 1.0792 0.9589
1405 129 100 1.0800 0.9582
1300 129 100 1.0804 0.9579
1200 129 100 1.0813 0.9575
1105 129 100 1.0816 0.9571
905 129 100 1.0823 0.9561
705* 129 100 1.0847 0.954 - -
600 129 79 1.0581 0.9756 3.687 0.7460
500 129 60 1.0545 0.9762 4.777 0.8057
300 129 41 1.0481 0.9793 8.519 0.8621
100 129 28 1.0431 0.9818 27.287 0.9204
0 129 0 1.0241 - 201.733 1.0000

NR : no se reporté valor
* : Presién de burbujeo
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APENDICE Il

Viscosidad de la muestra de fondo del CI-210
Ensayo No Convencional (Viscosimetro Capilar)

Presion Viscosidad

(Ipc) (cps)
300 3233
500 2630
705* 1958
1009 2000
1258 2100
1508 2217
1745 2333
2009 2467
2258 2617
2509 2917

Propiedades PVT del pozo CI-210 (Muestra Recombinada)
Ensayo Convencional

Presion | Temp. Rs Bo Densidad Bg Y4
(Lpcm) | (°F) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (g/cc) (BN/PCN)

2600 129 106 1.0690 0.9564

2400 129 106 1.0698 0.9558

2200 129 106 1.0705 0.9551

2000 129 106 1.0713 0.9544

1800 129 106 1.0721 0.9536

1600 129 106 1.0731 0.9528

1400 129 106 1.0741 0.9516

1200 129 106 1.0755 0.9506

1110* 129 106 1.0764 0.9498

900 129 106 1.0716 0.9518 0.00297 0.9028

700 129 106 1.0653 0.9550 0.00392 0.9257

500 129 106 1.0569 0.9599 0.00549 0.9261

300 129 106 1.0529 0.9606 0.00903 0.9137

100 129 106 1.0442 0.9648 0.02045 0.8920

0 129 106 1.0241 - 0.20173 1.0000

NR : no se reporté valor 274
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APENDICE Il

Propiedades PVT del pozo CI-210 (Muestra Recombinada)
Ensayo No Convencional

Presion | Temp. Rs Bo Densidad Bg Z
(Lpcm) | (°F) | (PCN/BN) | (BY/BN) | (g/cc) (BN/MPCN)

2600 129 104 1.0767 0.9564

2410 129 104 1.0773 0.9558

2210 129 104 1.0782 0.9551

2010 129 104 1.0790 0.9544

1815 129 104 1.0798 0.9536

1610 129 104 1.0808 0.9527

1420 129 104 1.0818 0.9519

1200 129 104 1.0829 0.9509

1120 129 104 1.0833 0.9505

1015 129 104 1.0841 0.9499

905* 129 104 1.0867 0.9476 - -
705 129 84 1.0772 0.9533 3.556 0.8996
500 129 60 1.0695 0.9567 5.4735 0.9231
300 129 40 1.0630 0.9597 9.1739 0.9283
100 129 14 1.0556 0.9621 27.740 0.9357
0 129 0 1.0241 - 201.733 1.0000

Viscosidad de la muestra recombinada CI-210.
Ensayo No Convencional (Viscosimetro Capilar)

Presion Viscosidad
(Ipca) (cps)
500 3083
700 2350
863 1942
905* 1670
1210 1690
1406 1773
1613 1833
1806 1907
2008 1960
NR : no se reporté valor 275

* : Presién de burbujeo



APENDICE Il

CALCULOS PARA VALIDACION DEL PVT DEL POZO CI-210
MUESTRA RECOMBINADA. ENSAYO NO CONVENCIONAL

Liberacion Instantanea

Presion (Lpcm) Volumen relativo Funcién Y
2600 0.9908
2410 0.9914
2210 0.9922
2010 0.9929
1815 0.9937
1610 0.9946
1420 0.9955
1200 0.9965
1120 0.9969
1015 0.9976
905 1
725 1.0644 3.855
565 1.1597 3.768
470 1.2526 3.664
385 1.3746 3.606
220 1.8976 3.469
Presioén (Ipc) Temperatura Rs medido Bo medido Densidad del petréleo mo mg GEG Vg
(Lpc) (°F) (PCN/BN) (BY/BN) (g/cc) (gr)
905 129 107 1.0867 0.9481 1030.30027 | 3.40551 0.67 | 0.146447234
750 129 84 1.0772 0.9533 1026.89476 | 3.70411 0.7 0.152461311
500 129 60 1.0695 0.9567 1023.19065 | 3.02955 | 0.702 | 0.124341135
300 129 40 1.063 0.9597 1020.1611 | 4.56834 0.82__ | 0.160516019
100 129 14 1.0556 0.9621 1015.59276 | 3.78196 119 ] 0.091568012
15 129 0 1.0241 0.988 1011.8108
°API 8.2
GEo residual 1.012884753
Presion (Ipc) | Dens. Calc. Diferencia Rs calculado Diferencia
(Lpc) (g/cc) (%) (PCN/BN) (%)
905 0.932073942 | 1.602605775 | 107.2851101 0.28511013
750 0.940294052 | 1.300594779 | 84.24134846 | 0.241348462
500 0.947063818 | 0.963618229 | 59.77024046 0.22975954
300 0.952854895 | 0.684510532 | 39.52204709 | 0.477952907
100 0.959534628 | 0.256537226 | 14.55931388 0.55931388
15 0 0
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MAPAS DE ISOPROPIEDADES:
Arena Neta Petrolifera
Porosidad

Saturacion de agua inicial

Permeabilidad

MAPAS DE BOES



APENDICE Il
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APENDICE IV

Reservas remanentes desarrolladas para cada pozo
Caso 1y Caso2



RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. PRIMER CASO

Fecha de Tasa inicial Tasa final Bitumen
inicio de Ultima Fecha Ultimo Ultimo de Fecha final de producido Reservas
Tipo de Produccion | de Produccion | Estado del | Subestado | Fechainicial | declinacion de declinacion | Declinaciéon| acumulado | Remanentes

Pozo Completacion | (YYYYMMDD) | (YYYYMMDD) pozo del pozo | de declinacién| (BNB/dia) | declinacion| (BNB/dia) [Anual (%)| (MBNB) (MBNB)
CC 1 REENTRY 19841130 20020630 PD PD 2002/05 379 202205 50.35 9.6 842.79 1189.43
CC 2 VERTICAL 19841130 20020531 HW HW
CC 3 VERTICAL 19841130 20000930 AR AN 2002/05 165 200810 50.17 16.9 562.7 226.12
CC 4 VERTICAL 19841130 20010331 HW HW
CC 5 VERTICAL 19841231 20000831 HW HW 2002/05 101 200603 50.29 16.6 592.8 101.93
CC 6 VERTICAL 19841231 20010331 HW HW 2002/05 68 200408 50.1 12.9 431.87 48.38
CC 7 REENTRY 19841130 20020630 PD PD 2002/05 390 201108 50.07 19.9 946.09 559.82
CC 8 VERTICAL 19840731 19961231 HW HW
CC 9 VERTICAL 19840731 19970430 HW HW
CC 10 REENTRY 19841231 20010630 AR AN 2002/05 77 200408 49.63 17.5 1061.85 51.14
CcC 11 REENTRY 19841130 20020630 PD PD 2002/05 454 203911 50.22 57 1404.62 2511.53
CC 12 VERTICAL 19841130 19980731 HW HW 2002/05 116 200611 49.86 17 749.37 128.7
CC 13 REENTRY 19940630 20020630 PD PD 200505 536 201011 49.67 24 779.01 635
CD 1 REENTRY 19841130 20000731 AR AN 2002/05 332 200901 49.87 24.7 1264.43 362.52
CD 2 VERTICAL 19840731 20000430 HW HW 2002/05 129 200901 49.97 13.2 626.45 203.2
CD 3 VERTICAL 19850131 20000531 HW HW
CD 4 VERTICAL 19850430 20010930 HW HW
CD 5 REENTRY 19840731 20010430 AR AN 2002/05 221 200601 49.2 34.2 766.78 149.8
CD 6 VERTICAL 19841231 20001231 HW HW 2002/05 146 201610 49.96 7.1 855.56 472.19
CD 7 VERTICAL 19841231 20010331 HW HW 2002/05 76 200411 49.84 15.4 526.64 56.6
CD 8 VERTICAL 19850131 20020531 AS TR 2002/05 122 200701 49.97 17.7 633 135.41
CD 9 VERTICAL 19920229 20001031 AR AN 2002/05 114 200501 50.17 26.5 720.97 76
CD 10 DESVIADO 19920229 20020630 PD PD 2002/05 143 201205 49.84 10 925.21 322.76
CD 11 DESVIADO 19940131 20020630 PD PD 2002/05 252 201409 50.12 12.2 568.82 562.95
CD 12 DESVIADO 19930331 20020131 HW HW 2002/05 140 200501 49.22 324 614.18 84.72
CD 13 VERTICAL 19930430 20011231 HW HW 200205 66 200303 50.19 28.2 692.56 17.58
CD 14 DESVIADO 19920229 20010430 HW HW 2002/05 237 201311 50.11 12.6 628.6 505.52
CD 15 DESVIADO 19921130 20011231 HW HW 2002/05 96 200602 49.68 16 591 96.25
CD 16 DESVIADO 19921231 20020630 AS TR 2002/05 118 200811 50.03 124 513.26 188..54
CD 17 DESVIADO 19930430 19991031 HW HW 2002/05 128 2004/10 50.49 32.02 411.67 73.74
CD 18 DESVIADO 19921130 20020630 AS TR 2002/05 136 2007/02 49.71 19.07 729.63 148.62
CD 19 VERTICAL 19940731 19971031 HW HW 2002/05 82 2004/05 49.53 22.32 171.63 47.11
CD 20 DESVIADO 19921130 19990228 HW HW * * * * * * *
CD 21 DESVIADO 19941130 20011231 HW HW * * * * * * *
CD 22 DESVIADO 19940930 20000131 AR AN 2002/05 153 2008/07 49.83 16.62 338.07 207.07
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. PRIMER CASO. Cont...

Fecha de Tasa inicial Tasa final Bitumen
inicio de Ultima Fecha Ultimo Ultimo de Fecha final de producido Reservas
Tipo de Produccion | de Produccion | Estado del | Subestado | Fecha inicial | declinacion de declinacion | Declinacion| acumulado | Remanentes

Pozo Completacién | (YYYYMMDD) | (YYYYMMDD) pozo del pozo |de declinacién| (BNB/dia) | declinacion| (BNB/dia) |[Anual (%)| (MBNB) (MBNB)
CD 23 DESVIADO * *
CD 24 DESVIADO = = .
TD 25 | DESVIADO | 19340737 9940731 Sin data en OFM
CD 26 DESVIADO 19940630 20020430 AS TR 2002/05 92 2007/01 49.85 12.45 594.06 115
CD 27 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 2002/05 139 2009/02 49.83 14.09 403.37 214.24
CD 28 DESVIADO 19940731 20020630 PD WO 2002/05 179 2011/02 49.98 13.58 614.39 323.53
CD 29 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 2002/05 67 2004/06 49.92 13.35 424.99 44.28
CD 30 DESVIADO 19941031 20020630 PD PD 2002/05 158 2010/01 50.04 14.08 4034 260.44
CD 31 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 2002/05 111 2008/02 50.15 12.89 410.72 160.75
CD 32 DESVIADO 19940930 20020630 PD WO 2002/05 231 2017/02 50.01 9.84 537.97 636.59
CD 33 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 2002/05 170 2010/01 49.87 14.91 527.43 271.01
CD 34 DESVIADO 19940630 19991231 HW HW 2002/05 139 2006/08 49.71 21.45 310.98 134.67
CD 35 DESVIADO 19930331 20020630 PD PD 2002/05 271 2016/01 49.79 11.65 667.27 651.15
CD 36 DESVIADO 19921130 20020630 PD PD 2002/05 309 2040/11 50.11 4.61 836.67 1999.34
CD 37 DESVIADO 19921130 20020630 PD WO 2002/05 214 2020/06 49.83 7.75 732.83 744.89
CD 38 HORIZONTAL 19951231 20020630 PD PD * * * * * * *
CD 39 HORIZONTAL 20000131 20020630 PD PD 2002/05 669 2022/05 50.45 12.12 1013.28 1747.87
CD 40 HORIZONTAL 20001031 20020630 PD PD 202/05 643 2027/01 49.95 9.87 1017.53 2084.9
CD 41 HORIZONTAL 20001231 20020531 HW HW
CD 42 HORIZONTAL 20001231 20020630 PD PD 2002/06 2401 20410131 1325.77
CD 43 HORIZONTAL 20000831 20020630 PD PD 2002/06 1720 20420630 166 5.67 1032.71 9718.92
CD 44 HORIZONTAL 20010131 20020630 PD PD 2002/06 1315 20310228 50 10.78 952.26 4049.94
CD 45 HORIZONTAL 20001231 20020630 PD PD 2002/06 2575 20420630 172 6.53 1264.47 12982.3
CD 46 HORIZONTAL 20001231 20020630 PD PD 2002/06 290 2015/11 49.93 12.3 119.15 669.63
CD 47 HORIZONTAL 20010131 20020630 PD Bl 2002/05 1252 2022 4414 15.4 713.31 2637.61
CD 48 HORIZONTAL 20010228 20020630 TD D 2002/06 499 2022/06 53.04 10.6 207.32 1453.02
CD 49 HORIZONTAL 20010228 20020630 PD PD 2002/06 845 2029/02 53.22 9.85 386.46 3176.9
CD 50 HORIZONTAL 20010430 20020630 PD PD 2002/05 572 2016/06 50.35 15.85 192.44 1104.41
CD 51 HORIZONTAL 20010630 20020630 PD PD 2002/06 261 2019/07 49.96 9.21 322.22 795.73
CD 52 HORIZONTAL * * PD PD
CD 53 | HORIZONTAL E E PD PD Pozos Nuevos
CH 1 VERTICAL 19830131 19890831 HW HW * * * * * * *
CH 2 VERTICAL 19841231 20020630 PD PD 2002/05 62.35 2004/02 49.82 12.04 506.32 35.69
CH 3 REENTRY 19850131 19950731 HW HW * * * * * * *
CH 4 VERTICAL 19850131 19900630 CH CH * * * * * * *
CH 5 VERTICAL 19841130 20020630 PD PD 2002/05 79.78 2005/11 50 12.45 332.59 81.58
CH 6 DESVIADO 19841231 20020630 HW HW * * * * * * *
CH 7 VERTICAL 19841130 19971231 RE RE 2002/05 50 2002/05 50 18.42 312.91 0
CH 8 VERTICAL 19841231 19970131 HW HW * * * * * * *
CH 9 DESVIADO 19841231 20020630 PD PD 2002/05 75 2006/04 50 9.84 487.66 87.89
CH 10 VERTICAL 19850131 19970831 TD TD 2002/06 88 2004/09 50 11.2 251.12 117.126
CH 11 VERTICAL 19841130 19990430 HW HW 2002/06 96 2004/06 50 28.32 193.99 51.5
CH 12 VERTICAL 19850228 20020630 PD WO 2002/05 44 2005/02 30 13.1 417.24 35.473
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. PRIMER CASO. Cont...

Fecha de Tasa inicial Tasa final Bitumen
inicio de Ultima Fecha Ultimo Ultimo de Fecha final de producido Reservas
Tipo de Produccion | de Produccion | Estado del | Subestado | Fecha inicial | declinaciéon de declinacion | Declinacion| acumulado | Remanentes

Pozo Completacion | (YYYYMMDD) | (YYYYMMDD) pozo del pozo |de declinaciéon| (BNB/dia) | declinacion| (BNB/dia) [Anual (%) (MBNB) (MBNB)
CH 14 REENTRY 19850131 20020131 HW HW * * * * * * *
CH 15 DESVIADO 19841130 20020630 PD PD 2002/05 70 2005/06 50 10.28 374.35 66.81
CH 16 REENTRY 19850228 19990930 AR AN 2002/05 106.4 2005/04 50 23.08 415.44 79.21
CH 17 VERTICAL 19850228 19961130 HW HW 2002/06 94 2005/01 50 21.81 249.52 65.89
CH 18 VERTICAL 19841130 19990430 HW HW 2002/06 158 2005/11 50 28.58 590.19 117.83
CH 19 DESVIADO 19850131 20000331 HW HW 2002/05 101 2008/05 50 10.97 315.11 158.96
CH 20 DESVIADO 19850131 19960930 HW HW * * * * * * *
CH 21 VERTICAL 19850131 19960331 RE RE 2002/05 76.78 2004/02 50 21.3 223.12 40.09
CH 22 VERTICAL 19841130 20011231 RE RE 2002/05 35 2007/03 20 10.71 579.44 46.97
CH 23 VERTICAL 19841130 19950228 HW HW * * * * * * *
CH 24 DESVIADO 19850228 19951031 TD TD 2002/05 243 2014/04 50 12.48 146.49 530.8
CH 25 VERTICAL 19841231 19950331 AA AA * * * * * * *
CH 26 VERTICAL 19841130 19990228 HW HW * * * * * * *
CH 27 VERTICAL 19841130 19990531 HW HW * * * * * * *
CH 28 DESVIADO 19841231 19990331 HW HW 2002/06 347 200802228 50 29.14 187.26 315.98
CH 29 VERTICAL 19841130 19941130 AR AN

CH 30 VERTICAL 19841130 19990131 AR AN 2002/05 110 2009/08 50 10.3 351.45 201.413
CH 31 DESVIADO 19841231 20000731 HW HW * * * * * * *
CH 32 DESVIADO 19841231 20000831 HW HW * * * * * * *
CH 33 VERTICAL 19841130 20011231 RE RE 2002/05 39 2010/02 20 8.41 594.27 80.66
CH 34 DESVIADO 19841130 20020630 PD PD 2002/05 123 2009/11 50 11.4 494.79 222.3
CH 35 VERTICAL 19841130 19971231 HW HW 2002/06 217 2005/04 50 40.11 324.34 118.55
CH 36 VERTICAL 19841130 19980630 HW HW * * * * * * *
CH 37 REENTRY 19891031 20020630 PD PD 2002/05 401 2019/09 49.73 11.35 911.54 1066.2
CHB 38 | HORIZONTAL 20000131 20020630 PD PD 2002/05 282 2017/03 49.94 11.01 595.18 726
CHB 39 | HORIZONTAL 20000430 20020430 AS TR 2002/06 34 2003/05 19.61 45.2 325 8.77
CHB 40 | HORIZONTAL 20000430 20020630 PD Bl 2002/06 624 2021/07 49.92 12.4 618.23 1585.59
CHB 41 HORIZONTAL 20000531 20020630 PD WO 2002/05 989 2028/06 49.93 10.85 707.96 2987.43
CHB 42 | HORIZONTAL 20000531 20020630 PD PD 2002/05 617 2015/09 49.71 17.21 578.71 1096.76
CHB 43 | HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
CHB 44 | HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
CHB 45 | HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
CHB 46 | HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD POZOS NueVOS
CHB 47 | HORIZONTAL 20010731 20020630 PD PD 2002/05 1687 2031/09 49.73 11.32 452.6 4977.77
CHB 48 | HORIZONTAL 20010731 20020630 PD PD 2002/05 1006 2027/01 50.21 11.48 278.88 2863.48
Cl 75 VERTICAL 19850430 20011231 HW HW * * * * * * *

Cl 76 VERTICAL 19850430 20001031 HW HW * * * * * * *

Cl 77 VERTICAL 19841130 19950228 AR RP 2002/05 882.3 2014/09 50.39 20.71 485.34 1309.32
Cl 78 VERTICAL 19841130 19970731 RE RE 20020630 76 20100430 50 5.23 228.67 178.07
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. PRIMER CASO. Cont...

Cl 79 VERTICAL 19841231 20011231 HW HW
Cl 80 VERTICAL 19850430 20000331 HW HW
Cl 81 VERTICAL 19841231 19980630 HW HW
Cl 82 REENTRY 19850228 20020630 PD PD 2002/06 233 20140228 50 12.41 698.54 505.76
Cl127 VERTICAL 19930531 20020630 PD PD 2002/05 130 20220531 50 4.6 738.88 610.05
Cl 129 DESVIADO 19940131 20020630 PD WO 2002/05 107 20101031 50 8.67 833.45 230.08
Cl1 130 DESVIADO 19921130 20020430 HW HW
Cl 131 DESVIADO 19921130 19990630 TD TD 2002/06 163 20130630 50 10.18 437.37 383.14
Cl 133 DESVIADO 19921130 20020630 PD PD 2002/06 143 20150430 50 7.84 859.17 414.8
Cl 135 DESVIADO 19940630 20020630 PD PD 2002/06 315 20420630 85 3.23 839.04 2559.31
Cl 137 DESVIADO 19950630 20020630 PD PD 2002/06 330 20380630 50 5.1 891.93 1953.49
Cl 228 HORIZONTAL 19980531 20020630 PD PD 2002/06 578 20420630 70 5.16 1065.75 3506.87
Cl 229 HORIZONTAL 19980430 20020630 PD PD 2002/06 888 20420630 105 5.2 1925.75 5350.47
Cl 238 HORIZONTAL 20000930 20020630 PD PD 2002/06 914 20420630 120 4.95 639.57 5710.37
Cl 239 HORIZONTAL 20010131 20020630 PD PD 2002/06 319 20171130 50 11.32 110.93 817.74
Cl 240 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
Cl 241 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
Cl 242 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
Cl 243 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD POZOS N U EVOS
Cl 244 HORIZONTAL 20020630 20020630 WO WO [ [ [

RESERVAS REMANENTES RECUPERABLES TOTALES (MMBNB)|  96.247 |

LEYENDA

HW y Qo>50 BNBD

SIN DATA

POZOS NUEVOS

CERRADO
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. SEGUNDO CASO

Fecha de Ultima Corte de Corte de Bitumen
inicio de Fecha de Ultimo Ultimo agua inic. agua fin. producido Reservas
Tipo de Produccion | Produccién | Estado del | Subestado | Declinacion | Declinacion | acumulado | Remanentes

Pozo Completaciéon | (YYYYMMD | (YYYYMMD pozo del pozo (%) (%) (MBNB) (MBNB)
CC 1 REENTRY 19841130 20020630 PD PD 5.25 95 842.79 617.3
CC 2 VERTICAL 19841130 20020531 HW HW
CC 3 VERTICAL 19841130 20000930 AR AN 64.74 95 562.7 159.7
CC 4 VERTICAL 19841130 20010331 HW HW
CC 5 VERTICAL 19841231 20000831 HW HW 59.3 101 592.8 176.3
CC 6 VERTICAL 19841231 20010331 HW HW 46.6 95 431.87 73.75
CC 7 REENTRY 19841130 20020630 PD PD 45.43 95 946.09 230.07
CC 8 VERTICAL 19840731 19961231 HW HW
CC 9 VERTICAL 19840731 19970430 HW HW
CC 10 REENTRY 19841231 20010630 AR AN 88.9 95 1061.85 43.78
CC 11 REENTRY 19841130 20020630 PD PD 40.74 95 1404.62 148.6
CC 12 VERTICAL 19841130 19980731 HW HW 77.1 95 749.37 96.4
CC 13 REENTRY 19940630 20020630 PD PD 1.47 95 779.01 1256.3
CD 1 REENTRY 19841130 20000731 AR AN 75.76 95 1264.43 167.1
CD 2 VERTICAL 19840731 20000430 HW HW 78.58 95 626.45 50.3
CD 3 VERTICAL 19850131 20000531 HW HW
CD 4 VERTICAL 19850430 20010930 HW HW
CD 5 REENTRY 19840731 20010430 AR AN 55.88 95 766.78 2254
CD 6 VERTICAL 19841231 20001231 HW HW 22.72 95 855.56 591.8
CD 7 VERTICAL 19841231 20010331 HW HW 57.95 95 526.64 26.7
CD 8 VERTICAL 19850131 20020531 AS TR 59.36 95 633 69.01
CD 9 VERTICAL 19920229 20001031 AR AN 78.64 95 720.97 80.54
CD 10 DESVIADO 19920229 20020630 PD PD 27.7 95 925.21 985.3
CD 11 DESVIADO 19940131 20020630 PD PD 31.35 95 568.82 596.01
CD 12 DESVIADO 19930331 20020131 HW HW 77.3 95 614.18 20.3
CD 13 VERTICAL 19930430 20011231 HW HW 75.32 95 692.56 59.2
CD 14 DESVIADO 19920229 20010430 HW HW 40.42 95 628.6 271.88
CD 15 DESVIADO 19921130 20011231 HW HW 48.41 95 591 124.48
CD 16 DESVIADO 19921231 20020630 AS TR 14.48 95 513.26 768.3
CD 17 DESVIADO 19930430 19991031 HW HW 49.73 95 411.67 109.9
CD 18 DESVIADO 19921130 20020630 AS TR 59.91 95 729.63 23.94
CD 19 VERTICAL 19940731 19971031 HW HW 53.45 95 171.63 35.83
CD 20 DESVIADO 19921130 19990228 HW HW * * * *
CD 21 DESVIADO 19941130 20011231 HW HW * * * *
CD 22 DESVIADO 19940930 20000131 AR AN 35.3 95 338.07 279.64
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. SEGUNDO CASO. Cont....

Fecha de Ultima Corte de Corte de Bitumen
inicio de Fecha de Ultimo Ultimo agua inic. agua fin. producido Reservas
Tipo de Produccion | Produccion | Estado del | Subestado | Declinaciéon | Declinaciéon | acumulado | Remanentes

Pozo Completacién | (YYYYMMD | (YYYYMMD pozo del pozo (%) (%) (MBNB) (MBNB)
CD 23 DESVIADO * *
CD 24 DESVIADO * * .
CD 25 DESVIADO 19940731 19940731 Sln data en OFM
CD 26 DESVIADO 19940630 20020430 AS TR 73 95 594.06 39.9
CD 27 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 4.44 95 403.37 340.63
CD 28 DESVIADO 19940731 20020630 PD WO 25.52 95 614.39 417.25
CD 29 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 26.28 95 424.99 484.25
CD 30 DESVIADO 19941031 20020630 PD PD 0.63 95 403.4 756.96
CD 31 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 24.54 95 410.72 388.5
CD 32 DESVIADO 19940930 20020630 PD WO 24.8 95 537.97 249.1
CD 33 DESVIADO 19940930 20020630 PD PD 45.57 95 527.43 121.84
CD 34 DESVIADO 19940630 19991231 HW HW 59.05 95 310.98 43.54
CD 35 DESVIADO 19930331 20020630 PD PD 2.16 271 95 1280.12
CD 36 DESVIADO 19921130 20020630 PD PD 5.15 95 836.67 1306.86
CD 37 DESVIADO 19921130 20020630 PD WO 40.76 95 732.83 913.31
CD 38 HORIZONTAL 19951231 20020630 PD PD * * * *
CD 39 HORIZONTAL 20000131 20020630 PD PD 24.37 669 95 1590.77
CD 40 HORIZONTAL 20001031 20020630 PD PD 4.02 95 1017.53 1934.52
CD 41 HORIZONTAL 20001231 20020531 HW HW
CD 42 HORIZONTAL 20001231 20020630 PD PD 36.04 95 1325.77 794.3
CD 43 HORIZONTAL 20000831 20020630 PD PD 1.14 95 1032.71 3250.7
CD 44 HORIZONTAL 20010131 20020630 PD PD 3.38 95 952.26 1788.6
CD 45 HORIZONTAL 20001231 20020630 PD PD 1.07 95 1264.47 8731.2
CD 46 HORIZONTAL 20001231 20020630 PD PD 12.9 95 119.15 282.5
CD 47 HORIZONTAL 20010131 20020630 PD Bl 23.1 95 713.31 1454.7
CD 48 HORIZONTAL 20010228 20020630 TD TD 1.56 95 207.32 909.33
CD 49 HORIZONTAL 20010228 20020630 PD PD 5.79 95 386.46 917.2
CD 50 HORIZONTAL 20010430 20020630 PD PD 5.52 95 192.44 676.8
CD 51 HORIZONTAL 20010630 20020630 PD PD 3.35 95 322.22 1240.5
CD 52 HORIZONTAL * * PD PD
CD 53 HORIZONTAL : - PD PD Pozos Nuevos
CH 1 VERTICAL 19830131 19890831 HW HW * * * *
CH 2 VERTICAL 19841231 20020630 PD PD 66.4 95 506.32 50.2
CH 3 REENTRY 19850131 19950731 HW HW * * * *
CH 4 VERTICAL 19850131 19900630 CH CH * * * *
CH 5 VERTICAL 19841130 20020630 PD PD 59.2 95 332.59 119.2
CH 6 DESVIADO 19841231 20020630 HW HW * * * *
CH 7 VERTICAL 19841130 19971231 RE RE 2002/05 50 312.91 0
CH 8 VERTICAL 19841231 19970131 HW HW * * * *
CH 9 DESVIADO 19841231 20020630 PD PD 23.5 95 487.66 112.1
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. SEGUNDO CASO. Cont...

Fecha de Ultima Corte de Corte de Bitumen
inicio de Fecha de Ultimo Ultimo agua inic. agua fin. producido Reservas
Tipo de Produccion | Produccion | Estado del | Subestado | Declinaciéon | Declinacién | acumulado | Remanentes

Pozo Completacién | (YYYYMMD | (YYYYMMD pozo del pozo (%) (%) (MBNB) (MBNB)
CH 10 VERTICAL 19850131 19970831 TD TD 17.76 95 251.12 264.34
CH 11 VERTICAL 19841130 19990430 HW HW 23.14 95 193.99 92.4
CH 12 VERTICAL 19850228 20020630 PD WO 2.13 95 417.24 201.3
CH 13 VERTICAL 19841130 19950731 RE RE * * 265.44 *
CH 14 REENTRY 19850131 20020131 HW HW * * * *
CH 15 DESVIADO 19841130 20020630 PD PD 50.41 95 374.35 209.34
CH 16 REENTRY 19850228 19990930 AR AN 67.9 95 415.44 41.2
CH 17 VERTICAL 19850228 19961130 HW HW 52.13 95 249.52 88.87
CH 18 VERTICAL 19841130 19990430 HW HW 61.1 95 590.19 113.4
CH 19 DESVIADO 19850131 20000331 HW HW 36.14 95 315.11 90.01
CH 20 DESVIADO 19850131 19960930 HW HW * * * *
CH 21 VERTICAL 19850131 19960331 RE RE 17.66 95 223.12 360.48
CH 22 VERTICAL 19841130 20011231 RE RE 40 95 579.44 272.26
CH 23 VERTICAL 19841130 19950228 HW HW * * * *
CH 24 DESVIADO 19850228 19951031 TD TD 1.22 95 146.49 347.84
CH 25 VERTICAL 19841231 19950331 AA AA * * * *
CH 26 VERTICAL 19841130 19990228 HW HW * * * *
CH 27 VERTICAL 19841130 19990531 HW HW * * * *
CH 28 DESVIADO 19841231 19990331 HW HW 13.18 95 187.26 497.77
CH 29 VERTICAL 19841130 19941130 AR AN
CH 30 VERTICAL 19841130 19990131 AR AN 1.79 95 351.45 1094.06
CH 31 DESVIADO 19841231 20000731 HW HW * * * *
CH 32 DESVIADO 19841231 20000831 HW HW * * * *
CH 33 VERTICAL 19841130 20011231 RE RE 41.58 95 594.27 289.14
CH 34 DESVIADO 19841130 20020630 PD PD 22.58 95 494.79 137.32
CH 35 VERTICAL 19841130 19971231 HW HW 60.18 95 324.34 165.58
CH 36 VERTICAL 19841130 19980630 HW HW * * * *
CH 37 REENTRY 19891031 20020630 PD PD 11 95 911.54 1293.07
CHB 38 HORIZONTAL 20000131 20020630 PD PD 20.35 95 595.18 496.65
CHB 39 HORIZONTAL 20000430 20020430 AS TR 325
CHB 40 HORIZONTAL 20000430 20020630 PD BI 6.38 95 618.23 1278.65
CHB 41 HORIZONTAL 20000531 20020630 PD WO 3 95 707.96 2260.04
CHB 42 HORIZONTAL 20000531 20020630 PD PD 5.23 95 578.71 3017
CHB 43 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
CHB 44 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
CHB 45 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD
CHB 46 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD POZOS NueVOS
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RESERVAS REMANENTES DESARROLLADAS. SEGUNDO CASO. Cont...

Fecha de Ultima Corte de Corte de Bitumen
inicio de Fecha de Ultimo Ultimo agua inic. agua fin. producido Reservas
Tipo de Produccion | Produccion | Estado del | Subestado | Declinaciéon | Declinacion | acumulado | Remanentes

Pozo Completacién [ (YYYYMMD | (YYYYMMD pozo del pozo (%) (%) (MBNB) (MBNB)
CHB 47 HORIZONTAL 20010731 20020630 PD PD 1.11 95 452.6 9224.55
CHB 48 HORIZONTAL 20010731 20020630 PD PD 0.88 95 278.88 4700.7
Cl 75 VERTICAL 19850430 20011231 HW HW * * * *

Cl 76 VERTICAL 19850430 20001031 HW HW * * * *

Cl 77 VERTICAL 19841130 19950228 AR RP 3.25 95 485.34 1359.48
Cl 78 VERTICAL 19841130 19970731 RE RE 6.94 95 228.67 137.8
Cl 79 VERTICAL 19841231 20011231 HW HW

Cl 80 VERTICAL 19850430 20000331 HW HW

Cl 81 VERTICAL 19841231 19980630 HW HW

Cl 82 REENTRY 19850228 20020630 PD PD 28.5 95 698.54 524.44
Cl 127 VERTICAL 19930531 20020630 PD PD 4.47 95 738.88 407.6
Cl 129 DESVIADO 19940131 20020630 PD WO 19.52 95 833.45 539.5
Cl 130 DESVIADO 19921130 20020430 HW HW

Cl 131 DESVIADO 19921130 19990630 TD TD 41.64 95 437.37 437.37
Cl 133 DESVIADO 19921130 20020630 PD PD 50.62 95 859.17 535.85
Cl 135 DESVIADO 19940630 20020630 PD PD 3.86 95 839.04 2143.43
Cl 137 DESVIADO 19950630 20020630 PD PD 21.17 95 891.93 1521.43
Cl 228 HORIZONTAL 19980531 20020630 PD PD 7.02 95 1065.75 1538.99
Cl 229 HORIZONTAL 19980430 20020630 PD PD 1.54 95 1925.75 5760.98
Cl 238 HORIZONTAL 20000930 20020630 PD PD 1.37 95 639.57 5710.37
Cl 239 HORIZONTAL 20010131 20020630 PD PD 1.42 95 110.93 791.55
Cl 240 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD

Cl 241 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD

Cl 242 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD

Cl 243 HORIZONTAL 20020630 20020630 PD PD

Cl 244 HORIZONTAL 20020630 20020630 WO WO POZOS N U EVOS

RESERVAS REMANENTES RECUPERABLES TOTALES (MMBNB) | 85.427 |

LEYENDA

HW y Qo>50 BNBD

HW

SIN DATA

POZOS NUEVOS

CERRADO
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APENDICE V

APENDICE V

Data de presiones
Pozos sometidos a inyeccion de vapor

Trabajos de reacondicionamiento de los pozos y clasificacion por arenas



APENDICE V

Tabla A5-1. Historia de Presiones del Area O-16*

POZO FECHA | PROFmed. (PIES) | PRESmed. (LPC) | PROFdatum. (PIES) | PRESIONdatum (LPC)] Np (MMBNB)
Cl-75 Sep-82 3400 1362 2600 1149 0.000
CH-25 Sep-82 3390 1319 2600 1109 0.000
CC-9 Mar-83 3350 1334 2600 1139 0.000
CC-8 Mar-83 3380 1321 2600 1105 0.000
CD-4 Sep-83 3415 1390 2600 1169 0.000
Cl-76 Sep-83 3360 1325 2600 1128 0.000
CD-7 Sep-83 3450 1384 2600 1148 0.000
CH-8 Sep-83 3420 1337 2600 1118 0.000
CI-80 Sep-83 3410 1324 2600 1110 0.000
CC-3 Sep-83 3470 1389 2600 1149 0.000
CD-6 Sep-83 3410 1367 2600 1146 0.000
CH-10 Sep-83 3400 1361 2600 1150 0.000
CC5 Sep-83 3355 1382 2600 1188 0.000
CD-2 Sep-83 3470 1381 2600 1138 0.000
CI-79 Sep-83 3435 1344 2600 1101 0.000
CH-27 Sep-83 3376 1358 2600 1153 0.000
CD-1 Sep-83 3450 1354 2600 1118 0.000
CC-4 Sep-83 3445 1338 2600 1106 0.000
CD-3 Sep-83 3450 1329 2600 1096 0.000
CH-17 Oct-83 3320 1273 2600 1129 0.000
CH-26 Oct-83 3410 1334 2600 1116 0.000
CC6 Oct-83 3410 1311 2600 1094 0.000
CD-5 Oct-83 3420 1327 2600 1104 0.000
CH-36 Oct-83 3420 1181 2600 960 0.000
CC-1 Dic-83 3470 1279 2600 1025 0.000
CC-11 Feb-84 3390 1335 2600 1135 0.000
cC-7 Mar-84 3440 1343 2600 1109 0.000
CC-12 Mar-84 3375 1326 2600 1111 0.000
CC-10 Abr-84 3375 1303 2600 1094 0.000
CD-5 Mar-85 3440 1378 2600 1142 0.783
CI-75 May-85 3400 1334 2600 1118 1.054
CH-17 May-85 3410 1331 2600 1149 1.054
CD-4 Jun-85 3415 1260 2600 1035 1.221
CC-11 Jun-85 3390 1260 2600 1048 1.221
CC-7 Jul-85 3350 1295 2600 1095 1.482
CC-7 Sep-85 3364 1334 2600 1131 1.784
CC-8 Sep-85 3260 1244 2600 1080 1.784
cC-7 Sep-85 3452 1342 2600 1098 1.784
CC-9 Nov-85 3246 1206 2600 1052 2.072
CC-3 Nov-85 3470 1336 2600 1086 2.072
CC-8 Dic-85 3400 1358 2600 1139 2.206
CC-12 Dic-85 3245 1215 2600 1070 2.206
CC-9 Dic-85 3390 1255 2600 1039 2.206
CC-2 Feb-86 3480 1364 2600 1149 2.386
CD-2 Feb-86 3480 1363 2600 1112 2.386
CH-36 Feb-86 3425 1234 2600 1012 2.386
CH-35 Feb-86 3360 1166 2600 969 2.386
CH-35 Feb-86 3360 1257 2600 1059 2.386
CC-12 Mar-86 3405 1291 2600 1077 2.423
CD-2 Mar-86 3475 1320 2600 1107 2.423
CH-18 Mar-86 3390 1277 2600 1065 2.423
CD-6 Mar-86 3425 1350 2600 1122 2.423
CC-1 Mar-86 3470 1392 2600 1136 2.423
CI-80 Abr-86 3410 1315 2600 1092 2.502
CC-11 Abr-86 3385 1340 2600 1131 2.502
CH-18 Abr-86 3390 1263 2600 1072 2.502
CH-25 Abr-86 3390 1210 2600 999 2.502
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APENDICE V

Tabla A5-1. Historia de Presiones del Area O-16*

POZO FECHA | PROFmed. (PIES) | PRESmed. (LPC) | PROFdatum. (PIES) | PRESIONdatum (LPC)| Np (MMBNB)
CC-1 Abr-86 3470 1373 2600 1128 2.502
CH-36 Jun-86 3425 1176 2600 951 2.657
CC2 Mar-87 3440 1334 2600 1104 3.448
CC-4 Mar-87 3445 1227 2600 1029 3.448
CC5 Abr-87 3360 1349 2600 1159 3.530
CD-8 Abr-88 3440 1365 2600 1130 4.805
CD-1 Sep-89 1500 540 2600 1011 5.278
CD-7 Oct-89 3450 1380 2600 1144 5.323
CD-4 Nov-89 3408 1354 2600 1136 5.385
CH-18 Dic-89 3344 1409 2600 1218 5419
CI-79 Dic-89 3385 1391 2600 1194 5419
CD-2 Ene-90 3420 1337 2600 1117 5478
CC-4 Abr-90 3380 1262 2600 1078 5.612
CC-1 May-90 3430 1336 2600 1102 5.641
CH-35 Abr-91 3360 1281 2600 1081 6.626
CH-25 May-91 3134 1308 2600 1202 6.693
CD-6 May-91 3380 1430 2600 1220 6.693
CD-6 Jul-91 3328 1342 2600 1154 6.841
CD-11 Sep-91 4210 1606 2600 991 6.981
CD-14 Nov-91 3712 1422 2600 1036 7.218
CD-19 Dic-91 3410 1358 2600 1126 7.367
CD-30 Feb-92 3690 1326 2600 959 7.561
CC-13 Feb-92 3270 1291 2600 1118 7.561
CD-31 Feb-92 3650 1323 2600 1001 7.561
CD-23 Feb-92 4130 1480 2600 975 7.561
CD-32 Feb-92 4120 1510 2600 954 7.561
CD-24 Feb-92 3300 1319 2600 1152 7.561
CD-33 Mar-92 3670 1335 2600 1024 7.561
CD-8 Mar-00 3280 1216 2600 1053 38.558
CD-29 Abr-00 3725 1322 2600 996 38.949
CD-2 Abr-00 3410 1241 2600 1016 38.949
CC-2 Jul-00 3340 1115 2600 921 40.189
Cl-76 Jul-00 3250 1072 2600 920 40.189
CI-79 Jul-00 3335 1073 2600 879 40.189
cC4 Ago-00 3270 1047 2600 386 40.615
CI-80 Nov-00 3340 1132 2600 917 42.046
Cl-75 Nov-00 3290 1061 2600 891 42.046
CD-7 Dic-00 3335 1147 2600 962 12.663
CC-9 Dic-00 3385 1231 2600 1006 42.663
CD-13 Dic-00 3370 1247 2600 1057 42.663
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APENDICE V

Tabla A5-2. Fechas de la inyeccion de vapor para cada pozo

POZO TIPO CICLO Fecha Inic. | Fecha Final | Vap Iny. Ton
CC-01 VERTICAL 1 25/03/1986 | 09/04/1986 2547
CC-01 VERTICAL 1R 20/05/1990 | 07/06/1990 4534
CC-02 VERTICAL 1 18/02/1987 | 03/03/1987 2266
CC-02 VERTICAL 2 14/01/1988 | 09/03/1988 7452
CC-03 VERTICAL 1 18/10/1989 | 14/11/1989 6119
CC-04 VERTICAL 1 02/03/1987 | 14/03/1987 2558
CC-04 VERTICAL 1R 30/05/1990 | 26/06/1990 5870
CC-05 VERTICAL 1 31/03/1987 | 17/04/1987 2883
CC-05 VERTICAL 1R 11/06/1990 | 10/07/1990 6018
CC-06 VERTICAL 1 13/09/1991 | 21/09/1991 1928
CcC-07 VERTICAL 1 03/08/1985 | 31/08/1985 4121
CC-08 VERTICAL 1 28/09/1985 | 18/11/1985 6891
CC-09 VERTICAL 1 13/11/1985 | 04/12/1985 3626
CC-09 VERTICAL 2 25/03/1992 | 20/04/1992 4740
CC-11 VERTICAL 1 13/11/1985 | 31/01/1986 4737
CC-11 VERTICAL 2 25/04/1992 | 26/05/1992 6049
CC-12 VERTICAL 1 14/12/1985 | 23/01/1986 6810
CD-01 VERTICAL 1 26/09/1989 | 01/11/1989 8512
CD-02 VERTICAL 1 06/02/1986 | 02/03/1986 4870
CD-02 VERTICAL 1R 08/06/1991 | 12/07/1991 11532
CD-03 VERTICAL 1 24/04/1991 | 27/05/1991 8796
CD-04 VERTICAL 1 03/12/1989 | 21/12/1989 6073
CD-05 VERTICAL 1 29/03/1985 | 30/04/1985 3756
CD-05 VERTICAL 2 25/12/1990 | 01/02/1991 7250
CD-06 VERTICAL 1 18/03/1986 | 14/04/1986 5562
CD-06 VERTICAL 1R 08/06/1991 | 10/07/1991 10438
CD-07 VERTICAL 1 13/09/1989 | 10/10/1989 6140
CD-08 VERTICAL 1 17/01/1988 | 29/03/1988 9165
CD-09 VERTICAL 1 02/01/1995 | 11/02/1995 8500
CD-11 DIRECCIONAL 1 24/11/1994 | 20/12/1994 4800
CD-12 DIRECCIONAL 1 10/02/1995 | 02/03/1995 7122
CD-13 DIRECCIONAL 1 01/08/1992 | 16/08/1992 6710
CD-15 DIRECCIONAL 1 09/03/1992 | 25/03/1992 6480
CD-16 DIRECCIONAL 1 27/03/1992 | 08/04/1992 3916
CD-18 DIRECCIONAL 1 09/04/1992 | 19/06/1992 7891
CD-20 DIRECCIONAL 1 20/06/1992 | 08/07/1992 8414
CD-21 DIRECCIONAL 1 10/07/1992 | 26/07/1992 *
CD-36 DIRECCIONAL 1 09/04/1995 | 19/04/1995 4113
CD-37 DIRECCIONAL 1 07/03/1995 | 26/03/1995 7216
CH-01 VERTICAL 1 09/05/1985 | 24/05/1985 2085
CH-02 VERTICAL 1 11/11/1989 | 08/12/1989 6655
CH-05 VERTICAL 1 15/06/1990 | 12/07/1990 6130
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APENDICE V

Tabla A5-2. Fechas de la inyeccion de vapor para cada pozo

POZO TIPO CiCLO Fecha Inic. | Fecha Final | Vap Iny. Ton
CH-06 DIRECCIONAL 1 14/06/1986 | 01/07/1986 3567
CH-06 DIRECCIONAL 1R 24/09/1990 | 07/10/1990 2527
CH-07 VERTICAL 1 27/04/1991 | 05/06/1991 7367
CH-08 VERTICAL 1 23/11/1990 | 21/12/1990 5305
CH-09 VERTICAL 1 30/05/1988 | 19/07/1988 9020
CH-10 VERTICAL 1 14/07/1991 | 02/08/1991 7612
CH-11 VERTICAL 1 20/04/1991 | 01/08/1991 7256
CH-12 VERTICAL 1 08/05/1991 | 01/06/1991 4959
CH-13 VERTICAL 1 30/03/1986 | 12/04/1986 1973
CH-13 VERTICAL 2 05/06/1991 | 17/06/1991 2622
CH-14 VERTICAL 1 08/12/1990 | 23/12/1990 2961
CH-15 VERTICAL 1 14/07/1990 | 23/08/1990 8492
CH-16 VERTICAL 1 27/04/1991 | 05/06/1991 7660
CH-17 VERTICAL 1 03/10/1989 | 09/11/1989 7190
CH-18 VERTICAL 1 09/03/1986 | 01/04/1986 4717
CH-18 VERTICAL 2R 05/11/1989 | 03/12/1989 6146
CH-19 VERTICAL 1 29/05/1988 | 09/07/1988 7954
CH-19 VERTICAL 2 20/02/1995 | 14/03/1995 1764
CH-20 DIRECCIONAL 1 07/05/1987 | 27/05/1987 3514
CH-20 DIRECCIONAL 2 23/12/1990 | 06/01/1991 2621
CH-21 VERTICAL 1 10/11/1990 | 20/11/1990 2042
CH-22 VERTICAL 1 11/04/1986 | 01/05/1986 4070
CH-22 VERTICAL 1R 09/08/1990 | 23/08/1990 3082
CH-23 VERTICAL 1 10/09/1990 | 09/10/1990 5211
CH-24 DIRECCIONAL 1 08/06/1991 | 20/06/1991 2092
CH-25 VERTICAL 1 23/02/1991 | 17/03/1991 4303
CH-26 VERTICAL 1 30/06/1990 | 23/07/1990 5235
CH-27 VERTICAL 1 26/08/1990 | 21/09/1990 4709
CH-29 VERTICAL 1 13/10/1990 | 08/11/1990 4952
CH-30 VERTICAL 1 04/03/1986 | 22/03/1986 3512
CH-30 VERTICAL 2 12/10/1990 | 09/11/1990 5230
CH-31 DIRECCIONAL 1 28/03/1988 | 10/05/1988 8616
CH-32 DIRECCIONAL 1 30/03/1988 | 11/05/1988 6347
CH-33 VERTICAL 1 28/02/1986 | 17/03/1986 2814
CH-33 VERTICAL 1R 04/11/1990 | 27/11/1990 3739
CH-34 DIRECCIONAL 1 28/01/1988 | 29/02/1988 6500
CH-35 VERTICAL 1 11/02/1986 | 23/02/1986 2187
CH-35 VERTICAL 2 01/06/1991 | 16/06/1991 2613
CH-36 VERTICAL 1 08/01/1986 | 27/01/1986 3633
CH-37 VERTICAL 1 31/10/1988 | 16/12/1988 6107
CI-75 VERTICAL 1 22/02/1991 | 18/04/1991 8349
Cl-76 VERTICAL 1 13/11/1990 | 31/12/1990 7171
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APENDICE V

Tabla A5-2. Fechas de la inyeccion de vapor para cada pozo

POzZO TIPO CicLO Fecha Inic. | Fecha Final | Vap Iny. Ton
Cl-77 VERTICAL 1 31/10/1989 | 08/12/1989 8039
Cl-77 VERTICAL 2 18/04/1995 | 29/04/1995 1093
CI-78 VERTICAL 1 01/06/1985 | 22/06/1985 1502
CI-78 VERTICAL 1R 28/03/1991 | 25/04/1991 5525
CI-79 VERTICAL 1 11/11/1989 | 19/12/1989 7459
CI-80 VERTICAL 16/04/1986 | 01/05/1986 2935
CI-80 VERTICAL 1R 07/02/1991 | 07/07/1991 5701
Cl-81 VERTICAL 1 12/03/1987 | 28/03/1987 3302
Cl-127 VERTICAL 1 19/08/1992 | 04/09/1992 5044
Cl-129 DIRECCIONAL 1 26/04/1992 | 17/05/1992 8412
CI-131 DIRECCIONAL 1 26/05/1992 | 03/06/1992 6392
CIl-133 DIRECCIONAL 1 05/06/1992 | 13/06/1992 5540
CI-137 DIRECCIONAL 1 19/07/1992 | 17/08/1992 6073
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cafoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Bas¢
Pozo Tipo |Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CC-001 \% Sel. | Dic-83 Completacion Original 3366 3478 3366 3478 | MO8/MO9 3098 321(
CC-001 \Y Sel. | May-90| Reac. Permanente No.1 3056 3323 3462 3478 3056 3323 | MO4/MO7 2788 305¢
3366 3462 | MO8/MO9 3098 319¢

CC-001 \% Sel. | Abr-96 | Reac. Permanente No.2 3366 3432 3056 3323 | MO4/MO7 2788 305¢
CC-001 \ Sel. | Feb-99 Reentry 3289 3326 3056 3323 3289 3326 | MO7/MO7 268 3021 305¢
CC-002 Vv Sel. Sep-83 Completacién Original 3300 3440 3300 3440 MO7/MO8 3020 316(
CC-002 V Sel. Dic-87 Reac. Permanente No.1 3096 3280 3096 3280 MO4/MO7 2816 300(
3300 3440 MO7/MO8 3020 316(

CC-002 \Y Sel. Sep-97 Reac. Permanente No.2 3410 3440 3096 3280 MO4/MO7 2816 300(
3300 3345 MO8/MO8 280 3020 306¢

CC-003 \ Sel. | Sep-83 Completacion Original 3360 3470 3360 3470 | MO8/MO9 3070 318(
CC-003 \ Sel. | Oct-89 | Reac. Permanente No.1 3144 3318 3144 3318 | MO5/MO7 2854 302¢
3360 3470 | MO8/MO9 3070 318(

CC-003 ST H.D. | Jul-95 Side-Track 2962 3390 3144 3470 2962 3390 | MO1/MO8 290 2672 310(
CC-004 Vv Sel. Sep-83 Completacién Original 3322 3446 3322 3446 MO7/MO9 3035 315¢
CC-004 Vv Sel. May-90 Reac. Permanente No.1 3100 3312 3100 3312 MO4/MO7 2813 302¢
3322 3446 MO7/MO9 3035 315¢

CC-004 V Sel. Oct-99 Reac. Permanente No.2 3322 3446 3100 3312 MO4/MO7 287 2813 302¢
CC-005 Vv Sel. Sep-83 Completacién Original 3200 3364 3200 3364 MO6/MO8 2909 307:
CC-005 V Sel. May-90 Reac. Permanente No.1 3102 3174 3102 3174 MO4/MO6 2811 288:
3200 3364 MO6/MO8 291 2909 307:

CC-006 V Sel. Oct-83 Completacién Original 3200 3430 3200 3430 MO6/MO9 286 2914 314
CC-007 \Y H.D. | Mar-84 Completacion Original 3348 3462 3348 3462 | MO8/MO9 3071 318¢
CC-007 RE Ampl. | Jul-94 Reentry 3190 3204 3348 3470 3190 3204 | MO6/MO6 277 2913 2927
CC-008 V H.D. Mar-84 Completaciéon Original 3035 3500 3035 3500 MO4/MO9 277 2758 322:
CC-009 V H.D. Mar-84 Completacion Original 3126 3406 3126 3406 MO5/MO8 277 2849 312¢
CC-010 \ H.D. | Abr-84 Completacién Original 3007 3408 3007 3408 | MO3/MO8 2716 3117
CC-010 RE Ampl. | Jul-94 Reentry 3154 3209 3007 3408 3154 3209 | MO5/MO5 291 2863 291¢
CC-011 \Y H.D. | Feb-84 Completacion Original 3047 3420 3047 3420 | MO3/MO8 2769 314z
CC-011 RE Ampl. | Sep-97 Reentry 3220 3266 3047 3420 3220 3266 | MO6/MO7 278 2942 298¢
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cafnoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CC-012 V H.D. Mar-84 Completacion Original 3067 3409 3067 3409 MO4/MO8 286 2781 3123

CC-013 Vv Sel. | Feb-92 Completacién Original 3106 3280 3106 3280 | MO4/MO6 2841 3015

CC-013 RE H.D. | Sep-97 Reentry 3210 3257 3106 3280 3210 3257 | MO5/MO5 265 2945 2992
CD-001 V Sel. | Sep-83 Completacién Original 3415 3468 3415 3468 | MO8/MQO9
CD-001 \% Sel. | Sep-89 | Reac. Permanente No.1 3170 3414 3170 3414 | MO5/MO8

3415 3468 | MO8/MO9 3128 3181

CD-001 RE H.D. | Jul-95 Reentry 3199 3207 3170 3468 3199 3207 | MO5/MO5 287 2912 2920

CD-002 V Sel. Sep-83 Completacion Original 3280 3482 3280 3482 MO7/MO9 2987 3189

CD-002 \Y Sel. Ene-91 Reac. Permanente No.1 3014 3240 3014 3240 MO3/MO6 2721 2947

CD-002 V Sel. Feb-96 Reac. Permanente No.2 3460 3482 3014 3240 MO3/MO6 293 2721 2947

3280 3414 MO7/MO8 2987 3121

CD-003 \Y Sel. Sep-83 Completacién Original 3105 3455 3105 3455 MO5/MO9 2819 3169

CD-003 V Sel. Nov-99 Reac. Permanente No.1 3440 3455 3105 3410 MO5/MO8 286 2819 3124

CD-004 V Sel. Sep-83 Completacién Original 3290 3425 3290 3425 MO7/MO9 3001 3136

CD-004 \Y Sel. Oct-89 Reac. Permanente No.1 2952 3250 2952 3250 MO3/MO7 2663 2961

3290 3425 MO7/MO9 3001 3136

CD-004 V Sel. Abr-95 Reac. Permanente No.2 3090 3425 2952 2966 3090 3250 MO5/MO7 2801 2961

3290 3425 MO7/MO9 3001 3136

CD-004 V Sel. Nov-99 Reac. Permanente No.3 3350 3425 3090 3250 MO5/MO7 289 2801 2961

3290 3330 MO7/MO8 3001 3041

CD-005 \ Sel. | Oct-83 Completacién Original 3270 3440 3270 3440| MO7/MO9 2986 3156

CD-005 RE H.D. | Mar-98 Reentry 3267 3289 3270 3440 3267 3289 | MO7MO7 284 2983 3005

CD-006 V Sel. Sep-83 Completacién Original 3330 3442 3330 3442 MO7/MO9 3044 3156

CD-006 \Y Sel. Abr-91 Reac. Permanente No.1 3010 3260 3010 3260 MO3/MO7 286 2724 2974

3330 3442 MO7/MO9 3044 3156

CD-007 V Sel. Sep-83 Completacién Original 3370 3456 3370 3456 MO8/MO9 3084 3170

CD-007 V Sel. Sep-89 Reac. Permanente No.1 3110 3355 3110 3355 MO5/MO8 2824 3069

3370 3456 MO8/MO9 3084 3170

CD-007 V Sel. Jun-95 Reac. Permanente No.2 3442 3456 3110 3355 MO5/MO8 286 2824 3069

3370 3416 MO8/MO9 3084 3130
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cafnoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CD-008 V Sel. Sep-83 Completacion Original 3378 3460 3378 3460 MO8/MO9 3098 3180
CD-008 V Sel. Dic-87 Reac. Permanente No.1 3052 3340 3052 3340 MO3/MO7 2772 3060
3378 3460 MO8/MO9 3098 3180
CD-008 V Sel. Oct-97 Reac. Permanente No.2 3314 3460 3052 3286 MO3/MO6 280 2772 3006
CD-009 V H.D. | Ago-91 Completacién Original 2884 3500 2884 3500 MO1/MO9 286 2598 3214
CD-010 D Sel. | Sep-91 Completacion Original 3198 3396 3198 3396 | MO6/MO8 278 2920 3118
CD-011 |D(VAP)| Sel. | Oct-91 Completacién Original 3054 3324 3054 3324 | MO4/MO8 273 2781 3051
CD-012 D(VAP) Sel. Oct-91 Completacién Original 2986 3374 2986 3374 MO3/MO8 273 2713 661
CD-013 V Sel. Oct-91 Completacion Original 3042 3385 3042 3385 MO4/MO8 306 2736 3079
CD-014 D Sel. Nov-91 Completacién Original 3030 3471 3030 3471 MO3/MO9 273 2757 3198
CD-015 D Sel. Ene-92 Completacién Original 3028 3453 3028 3453 MO3/MO9 306 2722 3147
CD-016 D Sel. Feb-92 Completacion Original 3138 3347 3138 3347 MO5/MO8 287 2851 3060
CD-017 D Sel. Dic-91 Completacion Original 3157 3445 3157 3445 MO5/MO8 273 2884 3172
CD-018 D Sel. Feb-92 Completacion Original 3040 3372 3040 3372 MO4/MQO9 287 2753 3085
CD-019 V Sel. Dic-91 Completacién Original 3198 3420 3198 3420 MO5/MO7 300 2898 3120
CD-020 D Sel. Feb-92 Completacién Original 3060 3488 3060 3488 MO4/MO7 2766 3194
CD-020 ST H.D. May-94 Side-Track 2828 3475 3060 3488 2828 3475 MO1/MO7 294 2534 3181
CD-021 D Sel. Feb-92 Completacién Original 3178 3434 3178 3434 MO5/MO8 2886 3142
CD-021 D Sel. Ene-95 Reac.Permanente No.1 3391 3434 3178 3391 MO5/MO8 292 2886 3099
CD-022 D Sel. | Dic-91 Completacion Original 3105 3442 3105 3442 | MO3/MO8 278 2827 3164
CD-023 D H.D. Feb-92 Completacién Original 3184 3273 3184 3273 2890 2979
CD-023 D H.D. Mar-95 Side-Track 2295 2726 3184 3273 2295 2726 294 2001 2432
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cainoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CD-024 D Sel. | Jul-92 Completacion Original 3071 3387 3071 3387 | MO4/MO8 294 2777 3093
CD-025 D Sel. | Ene-92 Completacion Original 3160 | 3400 3160 3400 | MO4/MO8 277 2883 3123
CD-026 D Sel. | Dic-91 Completacién Original 2980 3440 2980 3440 | MO4/MO9 287 2693 3153
CD-027 D Sel | Mar-92 Completacion Original 2892 | 3304 2892 3304 | MO3/MO8 230 2662 3074
CD-028 D Sel | Abr-92 Completacion Original 2946 3346 2946 3346 | MO4/MO9 232 2714 3114
CD-029 D Sel | Ene-92 Completacion Original 3092 | 3481 3092 3481| MO3/MO8 2815 3204
CD-029 D Sel | Abr-00 | Reac. Permanente No.1 3338 3481 3092 3317 | MO3/MO6 277 2815 3040
CD-030 D Sel | Feb-92 Completacion Original 3147 | 3452 3147 3452 | MO4/MO8 2870 3175
CD-030 D Sel | Sep-97 | Reac. Permanente No.1 3397 3452 3147 3349 | MO4/MO7 277 2870 3072
CD-031 D Sel | Feb-92 Completacién Original 3160 3446 3160 3446 | MO4/MO7 2883 3169
CD-031 D Sel | Sep-97 | Reac. Permanente No.1 3404 3446 3160 3372 | MO4/MO7 277 2883 3095
CD-032 D Sel Feb-92 Completacion Original 3228 3464 3228 3464 MO4/MO8 277 2951 3187
CD-033 D Sel | Mar-92 Completacién Original 3166 | 3436 3166 3436 | MO4/MO8 277 2889 3159
CD-034 D Sel Mar-92 Completacion Original 3141 3469 3141 3469 MO4/MO8 277 2864 3192
CD-035 D Sel | Abr-92 Completacién Original 3114 3420 3114 3420 | MO3/MO8 2841 3147
CD-035 D Sel | Sep-97 | Reac. Permanente No.1 3184 3420 3114 3170 | MO4/MO4 273 2841 2897
CD-036 |D(VAP)| Sel | Abr-92 Completacion Original 2984 | 3250 2984 3250 | MO2/MO6 274 2710 2976
CD-037 |D(VAP)| Sel | May-92 Completacion Original 2942 3390 2942 3390 | MO2/MO8 273 2669 3117
CD-038 H H. D. | Nov-95 Completacién Original 3179 3279 3179 3279 273 2906 3006
CD-039 H H.D. | Dic-99 Completacion Original 3251 3279 3251 3279
CD-040 H H. D. | May-00 Completacién Original 3245 3265 3245 3265
CD-041 H H.D. Jul-00 Completacion Original 3235 3259 3235 3259 285 2950 2974
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cafnoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo |Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm
CD-042 H H.D. Jul-00 Completacién Original 3248 3260 3248 3260 MO8/MO8 291 2957 2969
CD-043 H H.D. | Ago-00 Completacién Original 3088 3110 3088 3110 | MO4/MO4
CD-044 H H.D. | Jun-00 Completacién Original 3275 3286 3275 3286 | MO4/MO4
CD-045 H H.D. | Jul-00 Completacion Original 3079 3123 3079 3123 | MO4/MO4
CD-046 H H.D. Completacién Original 3272 3299 3272 3299
CD-048 H H.D. | Nov-00 Completacion Original 3199 3220 3199 3220 | MO5/MO5
CD-049 H H.D. | Dic-00 Completacién Original 3216 3228 3216 3228 | MO5/MO5
CH-001 V Sel. Dic-82 Completacion Original 3280 3352 3280 3352 MO7/MO8 283 2997 3069
CH-002 ) Sel. | Oct-83 Completacién Original 3111 3400 3111 3400 | MO4/MO9 2817 3106
CH-002 ) Sel. | Nov-89 | Reac. Permanente No.1 3000 3046 3000 3046 | MO3/MO4 2706 2752
3111 3400 | MO4/MQO9 2817 3106
CH-002 \ Sel. | Sep-95| Reac. Permanente No.2 3350 3400 3000 3046 | MO3/MO4 294 2706 2752
3111 3200 | MO4/MO6 2817 2906
CH-003 V Sel. Sep-83 Completacién Original 3282 3338 3282 3338 MO7 2994 3050
CH-003 RE H.D. Jun-95 Reentry 3314 3240 3282 3338 3314 3240 MO8/MO8 288 3026 2952
CH-004 Vv Sel. | Ago-83 Completacién Original 3270 3360 3270 3360 | MO7/MO8 293 2977 3067
CH-005 V Sel. | Oct-83 Completacion Original 3306 3366 3306 3366 | MO7/MO8 3037 3097
CH-005 V Sel. | Jun-90 | Reac. Permanente No.1 2940 3196 3306 3366 2940 3196 | MO2/MO6 269 2671 2927
CH-006 D Sel.  Oct-83 Completacion Original 3095 3119 3095 3119 MO8/MO9 2820 2844
CH-006 D Sel. Jul-90  Reac. Permanente No.1 2884 3015 3095 3105 2884 3015 MO1/MO4 275 2609 2740
CH-007 \ Sel. | Oct-83 Completacién Original 3300 3370 3300 3370 MO7/MO8 3006 3076
CH-007 \Y Sel. | Abr-91 | Reac. Permanente No.1 2994 3270 2994 3270| MO3/MO7 2700 2976
3300 3370| MO7/MO8 3006 3076
CH-007 \ Sel. | Ago-95| Reac. Permanente No.2 3250 3270 2994 3200| MO3/MO6 294 2700 2906
3300 3370
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cafoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base¢
Pozo Tipo |Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm
CH-008 V Sel. Sep-83 Completacion Original 3325 3425 3325 3425 MO8/MO9 3031 3131
CH-008 V Sel. Nov-90 Reac. Permanente No.1 2974 3187 3410 3425 2974 3187 MO2/MO6 294 2680 289:
3325 3370 MO8/MO8 3031 307¢
CH-009 D Sel. | Oct-83 Completacién Original 3310 3360 3310 3360 | MO7/MO8 3035 308¢
CH-009 D Sel. | Nov-87 | Reac. Permanente No.1 2953 3181 2953 3181 | MO2/MO6 2678 290¢
3310 3360 | MO7/MO8 3035 308¢
CH-009 D Sel. | Abr-92 | Reac. Permanente No.2 3310 3360 2953 3181 | MO2/MO6 275 2678 290¢
CH-010 \Y, Sel. | Sep-83 Completacion Original 3300 3392 3300 3392 | MO7/MO9
CH-010 V Sel. | Mar-91 | Reac. Permanente No.1 2990 3140 2990 3140 | MO3/MO5
3300 3392 | MO7/MO9 3007 309¢
CH-010 ) Sel. | Sep-95| Reac. Permanente No.2 3300 3392 2990 3140 | MO3/MO5 293 2697 2841
CH-011 Vv Sel.  Sep-83 Completacion Original 3284 3364 3284 3364 MOS8/MO8 2999 307¢
CH-011 \Y Sel. Mar-91 Reac. Permanente No.1 2990 3188 2990 3188 MO3/MO6 2705 290¢
3284 3364 MO8/MO8 2999 307¢
CH-011 V Sel. Ago-95 Reac. Permanente No.2 3284 3364 2990 3188 MO3/MO6 285 2705 290:
CH-012 \ Sel. | Oct-83 Completacion Original 3288 3358 3288 3358 | MO7/MO8 3001 3071
CH-012 V Sel. | Abr-91 | Reac. Permanente No.1 2950 3208 3288 3358 2950 3208 | MO2/MO6 287 2663 2921
CH-013 ) Sel. | Oct-83 Completacion Original 3330 3376 3330 3376 | MO7/MO8 3043 308¢
CH-013 V Sel. | May-91| Reac. Permanente No.1 3015 3206 3330 3376 3015 3206 | MO3/MO6 287 2728 291¢
CH-014 V Sel. Sep-83 Completacion Original 3300 3370 3300 3370 MO8/MO8 3013 308:
CH-014 Y Sel. Nov-90 Reac. Permanente No.1 2952 3067 3300 3370 2952 3067 MO3/MO4 2665 278(
CH-014 RE H.D. Ene-95 Reentry 3163 3133 2952 3067 3163 3133 MO6/MO6 287 2876 284¢
CH-015 D Sel. | Nov-83 Completacion Original 3260 3547 3260 3547 ? 2985 327:
CH-015 D Sel. | Jun-90 | Reac. Permanente No.1 3136 3200 3136 3200 ? 2861 292¢
3260 3547 ? 2985 3272
CH-015 D Sel. | Oct-95 | Reac. Permanente No.2 3487 3547 3136 3200 | MO4/MO5 275 2861 292¢
3260 3350 | MO7/MO8 2985 307¢
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cafnoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CH-016 V Sel. | Sep-83 Completacién Original 3270 3370 3270 3370 MO7/MO8 2981 3081
CH-016 ) Sel. | Mar-91 | Reac. Permanente No.1 2980 3180 2980 3180 | MO3/MO6 2691 2891
3270 3370| MO7/MO8 2981 3081

CH-016 RE H.D. | Jul-94 Reentry 3275 3279 2980 3180 3275 3279 | MO7/MO8 289 2986 2990

3270 3370

CH-017 V Sel. Sep-83 Completacién Original 3268 3420 3268 3420 MO8/MO9 2890 3042
CH-017 V Sel. Sep-89 Reac. Permanente No.1 2980 3236 2980 3236 MO3/MO7 378 2602 2858
3268 3420 MO8/MO9 2890 3042

CH-018 V Sel. Sep-83 Completacién Original 3300 3390 3300 3390 MO8/MO9 3010 3100
CH-018 V Sel. Oct-89 Reac. Permanente No.1 2982 3282 2982 3282 MO3/MO7 290 2692 2992
3300 3390 MO8/MO9 3010 3100

CH-019 D Sel. Nov-83 Completacién Original 3334 3398 3334 3398 MO8/MO9 3042 3106
CH-019 D Sel. Dic-87 Reac. Permanente No.1 3129 3217 3129 3217 MO5/MO6 2837 2925
3334 3398 3042 3106

CH-019 D Sel. May-92 Reac. Permanente No.2 3334 3398 3129 3217 MO5/MO6 292 2837 2925
CH-020 D Sel. Nov-83 Completacién Original 3346 3434 3346 3434 MO8/MO9 3071 3159
CH-020 D Sel. Ago-97 Reac. Permanente No.1 3144 3346 3588 3602 3144 3346 MO5/MO7 275 2869 3071
3346 3434 MO8/MO9 3071 3159

CH-021 \ Sel. | Oct-83 Completacién Original 3310 3378 3310 3378 | MO7/MO8 3027 3095
CH-021 Vv Sel. | Oct-90 | Reac. Permanente No.1 2990 3200 3310 3378 2990 3200 | MO3/MO6 283 2707 2917
CH-022 Vv Sel. | Oct-83 Completacién Original 3292 3372 3292 3372 MO8/MO8 3012 3092
CH-022 V Sel. | Sep-90 | Reac. Permanente No.1 2955 3196 3292 3372 2955 3196 | MO3/MO6 280 2675 2916
CH-023 Vv Sel. Sep-83 Completacién Original 3290 3358 3290 3358 MO7/MO8 3011 3079
CH-023 V Sel. Jul-90  Reac. Permanente No.1 2970 3202 3340 3358 2970 3202 MO3/MO6 279 2691 2923
3290 3318 MO7/MO8 3011 3039

CH-024 D Sel. | Nov-83 Completacion Original 3362 3440 3362 3440 | MO8/MO9 276 3086 3164
CH-025 Vv Sel. | Sep-83 Completacién Original 3300 3390 3300 3390| MO7/MQO9 3011 3101
CH-025 V Sel. | Feb-91 | Reac. Permanente No.1 2988 3192 3300 3390 2988 3192 | MO3/MO6 2699 2903
CH-025 S-T Ene-95 Side.Track 2380 2726 2988 3192 2380 2726 PILON 289 2091 2437

3300 3390
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cainoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CH-026 Vv Sel.  Oct-83 Completacion Original 3315 3410 3315 3410 MO8/MO9 3030 3125
CH-026 V Sel. Jun-90 Reac. Permanente No.1 2994 3285 3390 3410 2994 3285 MO3/MO7 285 2709 3000
3315 3375 MO8/MO8 3030 3090

CH-027 Vv Sel. Sep-83 Completacion Original 3304 3376 3304 3376 MO8/MO8 3020 3092
CH-027 V Sel. Ago-90 Reac. Permanente No.1 3092 3206 3304 3376 3092 3206 MO5/MO6 284 2808 2922
CH-028 D Sel.  Nov-83 Completacion Original 3389 3443 3389 3443 MO8/MO9 3114 3168
CH-028 ST H.D. Sep-95 Side-Track 3237 3385 3389 3443 3237 3385 MO6/MO8 275 2962 3110
CH-029 Vv Sel. | Sep-83 Completacion Original 3286 3384 3286 3384 | MO7/MO8 3001 3099
CH-029 V Sel. | Sep-90| Reac. Permanente No.1 3045 3186 3360 3384 3045 3186 | MO4/MO6 285 2760 2901
CH-030 V Sel. | Oct-83 Completacion Original 3310 3390 3310 3390 MO7/MO8 3033 3113
CH-030 V Sel. | Oct-90 | Reac. Permanente No.1 2996 3170 3310 3390 2996 3170| MO3/MO5 277 2719 2893
CH-031 D Sel.  Nov-83 Completacion Original 3282 3550 3282 3550 MO7/MO8 3007 3275
CH-031 D Sel. Ene-88 Reac. Permanente No.1 3019 3270 3019 3270 MO3/MO6 275 2744 2995
3282 3550 MO7/MO8 3007 3275

CH-032 D Sel.  Oct-83 Completacion Original 3319 3396 3319 3396 MO7/MO8 3037 3114
CH-032 D Sel. Ago-86 Reac. Permanente No.1 3270 3284 3270 3284 MO6/MO6 2988 3002
3319 3396 MO7/MO8 3037 3114

CH-032 D Sel. Nov-87 Reac. Permanente No.2 3016 3233 3016 3233 MO3/MO6 282 2734 2951
3270 3284 MO6/MO7 2988 3002

3319 3396 MO7/MO8 3037 3114

CH-033 V H.D. | Oct-83 Completacion Original 3256 3390 3256 3390 | MO7/MO8 2981 3115
CH-033 V Sel. | Oct-90 | Reac. Permanente No.1 3022 3204 3256 3390 3022 3204 | MO3/MO6 275 2747 2929
CH-034 D Sel. | Oct-83 Completacion Original 3326 3402 3326 3402| MO7/MO8 3036 3112
CH-034 D Sel. | Dic-87 | Reac. Permanente No.1 3044 3326 3044 3326 | MO3/MO7 290 2754 3036
3326 3402 | MO7/MO8 3036 3112

CH-035 V H.D. Oct-83 Completacion Original 3267 3370 3267 3370 MO7/MO8 281 2986 3089
CH-036 \% H.D. | Oct-83 Completacién Original 3318 3430 3318 3430 | MO8/MO9 284 3034 3146
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cainoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm

CH-037 \ Sel. | Nov-87 Completacion Original 3020 3310 3020 3310| MO3/MO7 2739 3029

CH-037 RE H.D. | Dic-97 Reentry 3164 3188 3164 3188 | MO6/MO6 281 2883 2907

CHB-38 H H.D. | Ene-00 Completacion Original 3172 3180 3172 3180

CHB-39 H H.D. | Mar-00 Completacion Original 3259 3268 3259 3268 | MO8/MO8

CHB-40 H H.D. | Abr-00 Completacién Original 3131 3155 3131 3155

CHB-41 H H.D. | Jul-00 Completacion Original 3240 3255 3240 3255

CHB-42 H H.D. | May-00 Completacion Original 3092 3110 3092 3110

CHB-43 H H. D. Sin completar 3120 3130 3120 3130 | MO5/MO5

CHB-44 H H. D. Sin completar 3240 3256 3240 3256

CHB-45 H H.D. Sin completar 3230 3240 3230 3240

CHB-46 H H. D. Sin completar 3130 3135 3130 3135

CHB-47 H H.D. Sin completar

CHB48 H H.D. Sin completar

CI-075 Y Sel.  Sep-83 Completacion Original 3270 3410 3270 3410 MO8/MO9 2980 3120

CI-075 V Sel. Feb-91 Reac. Permanente No.1 3040 3214 3040 3214 MO5/MO7 2750 2924
3270 3410 MO8/MO9 2980 3120

CI-075 V Sel. Oct-99 Reac. Permanente No.2 3340 3410 3040 3214 MO5/MO7 290 2750 2924
3270 3310 MO8/MO8 2980 3020

CI-076 \Y Sel.  Oct-83 Completacion Original 3240 3370 3240 3370 MO7/MO9 2956 3086

CI-076 Vv Sel. Nov-90 Reac. Permanente No.1 2900 3180 3340 3370 2900 3180 MO2/MO7 2616 2896
3240 3325 MO7/MO8 2956 3041

CI-076 ST H.D. Jul-95 Side-Track 2710 3284 2900 3180 2710 3284 MO1/MO8 284 2426 3000

3240 3325
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo Tipo | Fecha Tipo IntjCanoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo [ Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm
CI-077 \ Sel. | Sep-83 Completacién Original 3240 3344 3240 3344 | MO7/MO9 2961 3065
Cl-077 \% Sel. Oct-89 Reac. Permanente No.1 2916 3154 2916 3154 | MO3/MO6 279 2637 2875
3240 3344 | MO7/MO9 2961 3065
CI-078 \ Sel. | Sep-83 Completacién Original 3290 3370 3290 3370 | MO7/MO8 3011 3091
CI-078 \ Sel. | Abr-91 Reac. Permanente No.1 3120 3218 3120 3218 | MO5/MO7 2841 2939
3290 3370 | MO7/MO8 3011 3091
CI-078 \ Sel. Jul-95 Reac. Permanente No.2 3290 3370 3120 3218 | MO5/MO7 279 2841 2939
CI-079 \% Sel.  Sep-83 Completacién Original 3320 3446 3320 3446 MO6/MO9 3032 3158
CI-079 \% Sel. Oct-89 Reac. Permanente No.1 3094 3262 3094 3262 MO5/MO7 2806 2974
3320 3446 MO8/MO9 3032 3158
CI-079 \% Sel. Jul-95 Reac. Permanente No.2 3382 3446 3094 3262 MO5/MO7 288 2806 2974
3320 3346 MO8/MO8 3032 3058
CI-080 \% Sel.  Sep-83 Completacién Original 3268 3422 3268 3422 MO8/MO9 2978 3132
CI-080 \% Sel.  Ene-90 Reac. Permanente No.1 2976 3220 3386 3422 2976 3220 MO4/MO7 290 2686 2930
3268 3356 MO8/MO8 2978 3066
CI-081 \% Sel.  Sep-83 Completacién Original 3300 3350 3330 3350 MO8/MO8 283 3047 3067
Cl-082 Vv Sel. Oct-83 Completacién Original 3290 3384 3290 3384 | MO7/MO9 3006 3100
Cl-082 RE H.D. | Oct-95 Reentry 3145 3204 3290 3384 3145 3204 | MO5/MO6 284 2861 2920
Cl-127 \% Sel. | Mar-92 Completacién Original \ 2852 3212 2852 3212 | MO3/MO8 230 2622 2982
|
Cl-129 D Sel. | Mar-92 Completacién Original \ 2841 3330 2841 3330 | MO3/MO9 233 2608 3097
CI-130 D Sel.  Mar-92 Completacién Original 2850 3275 2850 3275 MO3/MO9 233 2617 3042
|
Cl-131 D Sel. | Mar-92 Completacién Original \ 2840 3338 2840 3338 | MO4/MO9 230 2610 3108
|
Cl-133 D Sel. | Mar-92 Completacién Original \ 2926 3274 2926 3274 | MO4/MO8 230 2696 3044
|
Cl-135 D Sel. | Abr-92 Completacién Original 2991 3343 2991 3343 | MO5/MO9 287 2704 3056
Cl-137 D Sel. | May-92 Completacién Original 2890 3305 2890 3305 | MO4/MO9
Cl-137 ST H.D. | Jun-95 Side -Track 2716 3311 2890 3305 2716 3311 | MO1/MO9
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Tabla A5-3. Completaciones de los pozos. Cont...

Pozo | Tipo | Fecha Tipo Cainoneado. Intervalo Intervalo Inter. Abierto
de de TVD Tope TVD Base Tope TVD Base Arena Tope TVD | Base
Pozo Tipo | Interv. Trabajo Tope Base | Abandonado Abierto EMR pbnm
CN-115 V Sel. Completacion Original 3142 3208 3142 3208 | MO5/MO6
CN-194 V Sel. | Dic-81 Completacion Original 3108 3156 3108 3156 MO6/MO6
CNX-009 V Sel. | Feb-80 Completacion Original 3050 3078 3050 3078 MO4/MO5
Cl-228 H H.D. | Ene-98 Completacion Original 3147 3168 3147 3168 235 2912 2933
Cl-229 H H.D. | Feb-98 Completacion Original 3172 3180 3172 3180 236 2936 2944

318



APENDICE VI

APENDICE VI

Ejemplos de diagndsticos del tipo de problema en los pozos:

Canalizacién
Canalizacioén detras del revestidor
Conificacion

Avance del Acuifero
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Canalizacion por detras del revestidor
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Avance del Acuifero
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