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GLOSARIO DE TERMINOS

@: Porosidad.

Bo:: Factor volumétrico inicial del petréleo.

U, Viscosidad del petrdleo.

ALS: Sistema de levantamiento artificial.

API: Es una medida de la densidad relativa de los fluidos petroleros en comparacion con
el agua.

BPPD, bpd: Barriles de petréleo por dia.

BAPD, bad: Barriles de agua por dia.

BFPD, bfd: Barriles de flujo por dia.

Casing: Se refiere a las tuberias metalicas que se instalan en un pozo de petréleo o gas
para proteger y reforzar las paredes del pozo y evitar que se derrumben.

GOR: Relacion gas — petroleo.

J: indice de productividad.

KoH: Permeabilidad absoluta de la arena productora.

Ko: Permeabilidad promedio.

LGA: Campo Lago Agrio.

md: milidarcy.

MMBBL.: Millones de barriles.

Pb: Presion de burbuja.

Pr: Presion de reservorio.

Pwf: Presion de fondo fluyente.

Pws: Presion de cabeza de pozo.

1,,+ radio de pozo.

1,. radio de zona de drenaje.

S o St: Factor Skin o dafio de pozo.

T: Temperatura.

Tubing: se utiliza principalmente para extraer los fluidos del pozo hacia la superficie.
Wellbore: hoyo de pozo.

Workover: se refiere a una serie de actividades realizadas en un pozo de petréleo o gas

para mantener, reparar, estimular o mejorar su produccion.
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“EVALUACION TECNICA DE IMPLEMENTACION DE
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO APLICADO AL POZO
LGAO041 DEL CAMPO LAGO AGRIO”
Autor: José Eduardo Salazar Pluas

Tutor: Ing. Israel Yagual Pita, MSc.

RESUMEN

La tesis aborda la evaluacion técnica de la implementacion del fracturamiento hidraulico
en el pozo LGAO41 del Campo Lago Agrio, destacando la eficiencia y el incremento
significativo en la produccion de petroleo. Primero, se compensé el inicio de la
investigacion con los requerimientos necesarios, y una justificacion de la seleccion de la
técnica. A través de simulaciones iterativas, se optimizaron variables operacionales clave,
como la seleccidn de fluidos de fracturamiento y el disefio de la inyeccion de propantes,
logrando mejoras sustanciales en la eficiencia del proceso (entre ellos, los fluidos de la
serie YFHTD, WF, y Carbolite — CarboProp). Se identificaron riesgos operacionales,
como el control de la produccion de agua, y se implementaron medidas de mitigacion
efectivas para garantizar la viabilidad a largo plazo del proyecto. La utilizacion de un
modelo radial en simuladores comerciales permitio predecir con precision el
comportamiento del pozo post-fracturamiento, confirmando la efectividad de las técnicas
de simulacion empleadas. En el capitulo de conclusiones y recomendaciones, se resalta
el aumento del 174.5% en la produccidn de petréleo, y un aumento de 18 puntos de factor
de recuperacion en el pozo, evidenciando el impacto positivo del fracturamiento
hidraulico. Se destaca la importancia de la optimizacién de variables operacionales y la
implementacién de medidas de mitigacidn para garantizar el éxito de proyectos similares

en la industria petrolera.

PALABRAS CLAVE: Fracturamiento hidraulico, Produccién de petréleo, Simulaciones,

Variables operacionales, Control de produccion de agua.
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“TECHNICAL EVALUATION OF THE IMPLEMENTATION OF
HYDRAULIC FRACTURING APPLIED TO WELL LGAO41 IN
THE LAGO AGRIO FIELD”
Autor: José Eduardo Salazar Pluas

Tutor: Ing. Israel Yagual Pita, MSc.

ABSTRACT

The thesis addresses the technical evaluation of the implementation of hydraulic
fracturing in the LGAO41 well of the Lago Agrio field, highlighting the efficiency and
significant increase in oil production. First, the beginning of the investigation was
compensated with the necessary requirements, and a justification for the selection of the
technique. Through iterative simulations, key operational variables, such as fracturing
fluid selection and proppant injection design, were optimized, achieving substantial
improvements in process efficiency (including YFHTD, WF, and Carbolite - CarboProp
series fluids). Operational risks, such as water production control, were identified and
effective mitigation measures were implemented to ensure the long-term viability of the
project. The use of a radial model in commercial simulators allowed accurate prediction
of post-fracturing well behavior, confirming the effectiveness of the simulation
techniques employed. In the conclusions and recommendations chapter, the 174.5%
increase in oil production and an 18-point increase in the recovery factor in the well are
highlighted, evidencing the positive impact of hydraulic fracturing. The importance of
optimizing operational variables and implementing mitigation measures to ensure the

success of similar projects in the oil industry is highlighted.

KEYWORDS: Hydraulic fracturing, Oil production, Simulations, Operational variables,

Water production control.
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CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACION

Con el paso del tiempo, la produccion en los campos petroleros tiende a disminuir, como
ha sido documentado por (Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2004). Este fenémeno se
refleja en el presente estudio, centrado en un solo pozo ubicado en el campo Lago Agrio,
especificamente el "LGA041". Desde 2016, este pozo ha experimentado una reduccion
gradual en su produccion, comenzando en torno a los 350 barriles por dia (BPPD) y
descendiendo a aproximadamente 40 BPPD para septiembre de 2018, segun el registro
mas reciente disponible. Al examinar la trayectoria histdrica de produccion de petrdleo,
se percibe un desplazamiento en la inclinacion de la curva, lo cual sugiere una

disminucion que no se alinea con la tendencia habitual.

Esta tendencia declinante es preocupante para la sostenibilidad productiva del pozo.
Como sefialan (Dick Bernal & Ojeda Triana, 2017) en su investigacion sobre el abandono
de pozos, una baja produccién podria no generar los ingresos necesarios para mantener
la operacion activa. La empresa operadora podria optar por la clausura y abandono del
pozo, lo que conlleva una serie de procedimientos tecnicos y administrativos.
Considerando que el pozo en cuestion ha agotado su produccion principal en la arena

productora, el enfoque actual seria extender su vida util.

Se confirma la relevancia de llevar a cabo pruebas de presion, tal como resalta (Proafio
Rodriguez, 2012) en su evaluacion del Campo Lago Agrio. Los informes de las pruebas
BuildUp (o de restauracion de presion) realizadas en el pozo en estudio indican que
existen situaciones contraproducentes en la produccion de fluidos en la arena. La
comparacion entre dos pruebas BuildUp realizadas en agosto de 2017 y marzo de 2018
muestra un cambio significativo en el factor de dafio (S), que pasé de indicar un pozo en
condiciones favorables o estimulado (S=-2) a uno con dafio (S=1.34). Asimismo, se
observa una reduccién en la permeabilidad, ya que los analisis de BuildUp presentan
valores de 10 md y 6 md, respectivamente. Esta reduccién en la permeabilidad impacta

el flujo de fluidos y, por consiguiente, la contribucién de hidrocarburos de la arena al



pozo, como lo evidencia el cambio en el indice de productividad (J) de 0.079 BFPD/Psi
a 0.047 BFPD/Psi.

Se agrega, que al revisar el historial de Workover (WO) y las terminaciones de otros
pozos en el campo Lago Agrio de acuerdo al historial de Petroamazonas EP, indican en
algunos de ellos la intervencidn en las zonas productivas para contrarrestar la declinacion
de produccidon. Entonces, se establece que el pozo en analisis requiere un proceso de
estimulacién para recuperar su capacidad productiva y el aporte del yacimiento al pozo,
tal como lo indica (Sanchez Sanchez, 2015).

1.2 ANTEDECENTES

Segun (Sylvester & Bibobra, 2015), la estimulacion se refiere a un conjunto de
procedimientos aplicados en pozos petroleros para maximizar su productividad. Esta
técnica es esencial en la operacion de produccion, ya que busca mejorar el flujo de
hidrocarburos desde las rocas del yacimiento hasta el pozo, dado que estos hidrocarburos
se alojan en los poros de dichas rocas (Bradley & Gipson, 1987), (Economides & Nolte,
2000).

La permeabilidad, que describe la facilidad con la que los hidrocarburos se desplazan
desde el yacimiento hasta el pozo a traves de los poros interconectados de las rocas, es
fundamental para la productividad del pozo (Schechter, 1992). Sin embargo, esta puede
verse afectada negativamente por dafios en la formacion del pozo o por la baja
permeabilidad natural de las rocas del yacimiento. Los dafios pueden originarse durante
las operaciones de perforacion o debido a la produccion prolongada, y su impacto en la
produccién depende de diversos factores como su ubicacion, extension y naturaleza
(Flores, 2005), (Hawkins, 1956), (Schechter, 1992).

En un campo petrolero, donde multiples pozos estan activos en un mismo yacimiento, es
crucial identificar y seleccionar los pozos que necesitan estimulacion para incrementar su
productividad (Guo, Liu, & Tan, 2017), (Schechter, 1992). Este proceso de seleccion se
basa en detectar pozos cuya productividad sea inferior a su potencial y diagnosticar las

posibles causas de este deterioro. Asi, se buscan pozos con baja productividad en



comparacion con su capacidad tedricay se evaltan posibles problemas mecanicos (Allen,
y otros, 2018), (Sylvester & Bibobra, 2015).

En cuanto al proceso de fracturacion hidraulica, (Economides & Nolte, 2000) y
(Schechter, 1992), junto con (Sylvester & Bibobra, 2015), explican que consiste en
inducir fracturas en la formacion inyectando fluido a presién en el pozo hasta superar el
umbral de fracturacion. Estas fracturas, que se extienden desde el pozo hacia el
yacimiento, crean un camino de alta permeabilidad que facilita el flujo de hidrocarburos
hacia el pozo. Para evitar que las fracturas se cierren bajo la compresion natural, se
introduce un material granular fino, llamado "apuntalante”, en las fracturas. Esto permite
mantener abiertas las fracturas, reduciendo la distancia que el petroleo debe recorrer a

través de las rocas de baja permeabilidad para llegar al pozo.

1.3 HIPOTESIS

Se incrementara la produccion del pozo LGAO41 del campo Lago Agrio mediante el

fracturamiento hidraulico de la arena T inferior.

1.4 OBJETIVOS

1.4.1 Objetivo General.

e Generar un programa de estimulacion de fracturamiento hidraulico mediante
directrices convencionales para mejorar las condiciones de produccion del pozo

LGAO041 en el campo Lago Agrio.

1.4.2 Objetivos Especificos.

e ldentificar que propiedades son necesarias para el disefio de programas de
estimulacién por fracturamiento hidraulico.

e Obtener los esquemas de flujo para la seleccion de materiales, fluidos,
concentraciones, etapas y consideraciones para los programas de estimulacion.

e Aplicar los esquemas de flujo y generar el programa de trabajo dependiendo del

tipo de estimulacion.



e Evaluar las condiciones de produccion optimizadas por el disefio de fractura

hidraulica mediante simulacién numérica.

1.5 ALCANCE

En cuanto al alcance de la investigacion, la ejecucién de este trabajo contribuird a
comprender las consideraciones que engloban los procesos de estimulacion de pozos de
petréleo. Esto indica que el alcance de la investigacién es aplicado, porque de acuerdo a
la naturaleza del pozo se va discerniendo que configuracion de parametros son adecuados
para completar el programa de estimulacién. Ademas, en términos de su disefio es
descriptivo y practicable, esto implica que el estudio se enfoca en describir y analizar
todas las variables que concierne desde reservorio, geomecanica, pozo y experiencia. En
resumen, el alcance de esta investigacion se centra en aplicar la metodologia de seleccion
de etapas y requerimientos que conforman los programas de estimulacion de pozos como
puede ser el fracturamiento hidraulico para que los usuarios puedan entender y replicar

cuando se plantea estos procesos de mejoramiento de produccion de hidrocarburos.

1.6 VARIABLES

1.6.1 Variables Dependientes.

e Fluidos para estimulacion

e Tasas de inyeccion

e Tiempo de tratamiento

e Presiones y volimenes inyectados

e Etapas de tratamiento

1.6.2 Variables Independientes.

e Historiales de produccion de los pozos productores
e Propiedades petrofisicas de reservorio
e Propiedades geomecanicas del pozo

e Mineralogia de formaciones productoras



e Propiedades de fluidos de interés

e Dafio de pozo



CAPITULO II: MARCO TEORICO

2.1 GENERALIDADES DEL CAMPO LAGO AGRIO

El campo Lago Agrio (Bloque 56) es perteneciente del Activo Lago Agrio el cual contempla
otros campos, los cuales son: Blogue 57 (campo Guanta-Dureno y campo Parahuacu),
Bloque 50 (campo Charapa) y Bloque-1 (Pacoa) (Andrade Diaz, 2017) (Petroamazonas,
2017).

En abril de 1967, se descubrio este campo a través de la perforacion del pozo Lago Agrio 1
por parte de Texaco, logrando una produccién natural de 1399 BPPD de crudo con una
densidad de 29° API proveniente de la Formacion Hollin. Posteriormente, debido a términos
contractuales, la gestion del campo fue transferida a Petroamazonas, una filial temporal, en
1990. En 1993, esta filial se fusiond con Petroproduccion, una filial estatal. En 2010,
Petroproduccion se convirtié en la Gerencia de Exploracion y Produccién de Petroecuador,
una empresa publica. En enero de 2013, tras la fusion entre Petroamazonas EP y la Gerencia
de Exploracion y Produccion de EP Petroecuador, Petroamazonas EP asumié la operacion

del campo Lago Agrio (Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2004) (Petroamazonas, 2017).

El Campo Lago Agrio abarca alrededor de 4 km de ancho por 11 km de largo en la Provincia
de Sucumbios, donde la actividad petrolera ha transformado areas de bosque nativo en zonas
urbanizadas. Su configuracién se caracteriza por un anticlinal con una orientacion NNE-
SSO, que tiene una extension aproximada de 11 kilémetros y un ancho medio de 4.5
kilometros. Su limite hacia el este esta marcado por una falla transpresional que atraviesa la
estructura de Palo Rojo al sur y la estructura del Campo Charapa al norte. Sus coordenadas
geograficas son entre Latitud 00° 00” 10> N - 00° 02’ 25> N y Longitud: 76° 43> 52”° O -
76° 47’ 25 O (Baby, Patrice; Rivadeneira, Marco; Barragan, Roberto, 2014).
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Figura 1. Ubicacion del campo Lago Agrio en la provincia de Sucumbios, (Baby, Rivadeneira, &
Barragan, 2004) (Primicias, 2023).

El campo en cuestion exhibe cinco arenas con caracteristicas especificas, que incluyen
variaciones en la gravedad API del crudo, que oscilan entre 28-32°API para Hollin, 29-
34°API para Napo T, 29-31°API para Napo U y 28-29°API para Basal Tena. Las areniscas
en estas formaciones presentan una matriz arcillosa, junto con un componente calcareo que
aumenta gradualmente hacia la parte superior de cada secuencia debido a la transgresion
marina que resultd en el cierre estratigrafico de cada ciclo, lo que conlleva a una significativa

variacion mineralogica asociada (Mezza Segura, 2020).

De acuerdo al andlisis llevado a cabo por (Andrade Diaz, 2017), proporciona una visién
detallada de la produccion acumulada del campo hasta fines de 2016, segun los registros de
(Petroamazonas, 2017). En este periodo, se alcanzd una produccion total de 167,39 millones
de barriles de petroleo (MMBBL), distribuidos entre las distintas arenas de la siguiente
manera: Basal Tena (6,878 MMBBL), Hollin inferior (114,533 MMBBL), Hollin superior
(35,614 MMBBL), T inferior (3,883 MMBBL), T superior (1,656 MMBBL), U inferior
(3,259 MMBBL) y U superior (1,569 MMBBL). Esta desagregacion de la produccion refleja
claramente que el reservorio principal del campo es Hollin, mientras que Basal Tena, Uy T
se identifican como reservorios secundarios. Es relevante sefialar que, en el afio 2019, segun
lo mencionado por (Espin, 2019), el campo posee un total de 51 pozos, de los cuales 29 estan
actualmente activos y en produccién en esa fecha precisa. Con respecto, a la produccion
actual del bloque 56, finalizando marzo 2024 es 2640 BPPD (ARC, 2024).



2.1.1 Caracteristicas de los reservorios productores del campo Lago

Agrio

En el Campo Lago Agrio, se encuentran varias formaciones caracteristicas de la cuenca
oriente, entre las cuales destacan la Formacion Hollin, Napo y Tena, las cuales seran

comentadas inmediatamente.

La Formacién Hollin exhibe una diversidad de facies sedimentarias, desde areniscas finas
hasta lutitas, en un entorno influenciado por las mareas. La parte superior de la formacion
muestra areniscas finas intercaladas con lutitas y material inorganico, mientras que cerca de
la Formacion Napo, las areniscas son de grano medio con estratificacion cruzada. Por otro
lado, en la parte inferior del Hollin, se encuentran areniscas de grano medio con
estratificacion cruzada y capas de arcilla, seguidas de areniscas finas con laminaciones de
materia organica, culminando en areniscas de grano fino con laminacion discontinua en un
ambiente de planicie arenosa de mareas. La litologia varia de areniscas de tamarfio de grano
variable, con predominio de grano medio a fino, y la composicion mineral es mayormente
cuarzo, con presencia de glauconita, feldespatos y plagioclasas, y cemento calcareo (Borja
Santamaria & Escorza Condor, 2017) (Espin, 2019) (Vasquez Bungancho, 2018).

La Formacion Napo presenta cuerpos de arena interrumpidos, rodeados por llanuras
fangosas, indicando la deposicion de depdsitos de plataforma debido a la accion del oleaje.
La estratigrafia de la zona se caracteriza por areniscas cuarzosas de diversos tonos, desde
blanco hasta café claro, con textura friable, grano fino y cemento siliceo. Ademas, se
registran cuarzos de color gris oscuro en la Arena "T", con una buena seleccion y cemento
siliceo, mientras que la Arenisca "U" y la Arena "T" superior presentan intercalaciones
esporadicas de lutitas y calizas. En la parte norte del campo, la Arenisca "T" Inferior muestra
un componente arcilloso y cuerpos mas dispersos, con un espesor promedio de 45 pies
calcéareo (Borja Santamaria & Escorza Condor, 2017) (Espin, 2019) (Vasquez Bungancho,
2018).

La Formacién Tena en el area se distingue por estar dividida en dos unidades bien definidas:
la Arenisca Tena en la parte superior y la Basal Tena en la inferior. La Arenisca Tena esta
compuesta por arcillolitas y limolitas rojas, depositadas en un entorno continental, mientras

que la Basal Tena contiene clastos de lutitas verdes y cuarzo. En el anticlinal Mirador, estas



areniscas se transforman en margas arenosas verdes con estratificacion cruzada de tipo
espina de pescado, lo que sugiere una deposicién influenciada por las mareas calcareo (Borja
Santamaria & Escorza Cdndor, 2017) (Espin, 2019) (Véasquez Bungancho, 2018).

La estratigrafia revela la presencia de areniscas cuarzosas de color blanco a translucido, con
grano fino y forma subangular a sub-redondeada. La matriz es calcarea, con una porosidad
visible pobre de alrededor del 15%. Ademas, se destacan arenas orientadas en direccion NE-
SO, consideradas entre las mejores rocas reservorio en la cuenca calcareo (Borja Santamaria
& Escorza Céndor, 2017) (Espin, 2019) (Vasquez Bungancho, 2018).

A continuacidn, se muestran las caracteristicas de la roca con valores promedio de petrofisica

de las formaciones productoras.

Tabla 1. Petrofisica promedio de las arenas productoras del campo Lago Agrio, (Borja Santamaria & Escorza
Condor, 2017) (Vésquez Bungancho, 2018).

Saturacion
o Porosidad, Espesor neto  Saturacion de Permeabilidad,
Yacimiento . de petrdleo,
% promedio, ft agua, % md
%

Basal Tena 14.52 9 31.62 68.38 15a30
U Superior 12.02 8 28.17 71.83 20 a 60
U Inferior 12.08 10 32.34 68.00 20 a 60
T Superior 12.32 9 33.72 67.66 20 a 60
T Inferior 12.06 11 30.71 66.28 20 a 60
Hollin Superior 12.62 18 30.91 69.29 15a18
Hollin Inferior 14.39 59 27.42 69.09 50 a90

Con respecto a las propiedades de fluidos se dispone la siguiente informacion basado en las
muestras a condiciones de reservorio, comunmente conocida como analisis PVT (presion-

volumen-temperatura).



Tabla 2. Propiedades de presion-volumen-temperatura del campo Lago Agrio (Borja Santamaria & Escorza
Condor, 2017) (Vasquez Bungancho, 2018).

Vacimiento A F_’r-esién | Presion - . Boi GOR, T, o
inicial, psi  actual, psi BY/BN scf/bbl  °F cP
Basal Tena 24.00 3500 1095 810 1.16 163 212 221
U Superior 29.10 4195 1837 700 1.24 186 222 1.07
U Inferior 29.10 4195 1796 700 1.24 191 222 1.07
T Superior 32.00 4417 2101 770 1.22 210 224 3.01
T Inferior 32.40 4417 2312 770 1.22 263 224 3.01
Hollin Superior 28.10 4485 3422 850 1.18 269 228 1.78
Hollin Inferior 28.80 4485 4300 750 1.18 546 232 1.45

El trabajo llevado a cabo por (Ramirez, 2011), sefiala que en el campo Lago Agrio, la

produccion experimenta una depletacion del 4%, lo cual es una situacion comun en relacion

al tiempo transcurrido. No obstante, este fendmeno puede ser mitigado mediante diversas

estrategias de produccion. Se resalta la importancia de realizar pruebas de presion en los

pozos que han experimentado una reduccion significativa en su produccion, con el fin de

analizar parametros como el indice de productividad o la capacidad de flujo, para luego

proponer las medidas o estrategias correspondientes. Es importante destacar que las pruebas

de presion BuildUp también pueden ayudar a identificar dafios en la formacion, lo que

permitiria sugerir tratamientos de estimulacion para los pozos afectados. En cuanto a las

operaciones a realizar, se consideran la acidificacion matricial y el fracturamiento.

2.1.2 Sistemas de levantamiento artificial en el campo de estudio

Conforme a los detalles de diferenciacion de sistemas ALS aplicados en el campo (Espin,

2019), se puede observar que del total de 29 pozos:

e 18 pozos estan bajo operacion de bombeo hidraulico tipo jet (BHTP).

e 10 pozos con bombeo electro sumergible (BES).

e Y s6lo 1 con bombeo mecénico (BM).
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Figura 2. Clasificacién de sistemas ALS empleados en el campo Lago Agrio, (Espin, 2019).

2.2 ESTIMULACION DE POZOS

La estimulacion de pozos petroleros representa un componente vital en la industria, donde
se busca maximizar la extraccion de hidrocarburos y prolongar la vida util de los pozos. Este
proceso, que abarca una amplia gama de disciplinas cientificas y tecnologicas, desempefia

un papel crucial en la superacion de desafios de produccion (Economides & Nolte, 2000).

Uno de los métodos cominmente empleados en la estimulacion de pozos es la acidificacion
matricial (McLeod, 1984). Esta técnica consiste en inyectar acidos en la formacion rocosa
circundante para disolver los minerales y aumentar la permeabilidad del yacimiento,
facilitando asi el flujo de hidrocarburos hacia el pozo. La acidificacion matricial se utiliza
especialmente en formaciones de baja permeabilidad donde la extraccién convencional es

limitada.

Por otro lado, el fracturamiento hidraulico ha revolucionado la industria petrolera al permitir
la explotacion de reservorios no convencionales, como las formaciones de esquisto (Guo,
Liu, & Tan, 2017). En esta técnica, se inyecta una mezcla de agua, arena y aditivos quimicos
a alta presion en la formacion, lo que genera fracturas que permiten liberar el gas o petroleo

11



atrapado en la roca. El fracturamiento hidraulico ha abierto nuevas oportunidades de

produccion en areas previamente consideradas no rentables.

Sin embargo, la estimulacion de pozos no se limitaa la seleccion entre acidificacion matricial
y fracturamiento hidréulico (Economides & Nolte, 2000) (Schechter, 1992). Se trata de un
proceso integral que implica la evaluacién econémica de cada opcion, considerando los
costos asociados y los beneficios esperados. Ademas, la mitigacién de los dafios en la
formacion y la implementacion de medidas correctivas son aspectos fundamentales para
garantizar el éxito a largo plazo de estas operaciones (Civan, Chapter 1 - Overview of

formation damage, 2023).

La estimulacion de pozos petroleros, con métodos como la acidificacion matricial y el
fracturamiento hidraulico, representa una herramienta indispensable para maximizar la
produccion de hidrocarburos. Sin embargo, su éxito depende de una planificacion cuidadosa,
una ejecucion precisa y una continua innovacion tecnolégica para adaptarse a las cambiantes

condiciones del mercado y del yacimiento.

2.2.1 Dafno de formacion.

El dafio de formacion, una problematica omnipresente en la industria del petroleo y el gas,
constituye la principal causa de la disminucion de la productividad y la inyectividad en
numerosos pozos. Este fendmeno, a menudo denominado como "skin™ o "zonal", se
manifiesta cuando se altera la permeabilidad original de la formacién productora, resultando
en una reduccién del flujo de fluidos en el pozo (Civan, Chapter 1 - Overview of formation
damage, 2023). Diversos factores contribuyen a la generacidn de este dafio, que puede surgir

desde el momento mismo de la perforacion hasta cualquier etapa de la vida Util del pozo.

Entre los agentes causales mas frecuentes se encuentran la invasion de sdlidos, la
inflamacién de arcilla, los cambios en la humectabilidad, la precipitacion quimica y la
deposicion de diversos materiales, como emulsiones, agua, materiales parafinico-asfalticos,
entre otros (BJ Services, 2000). Estos factores pueden generar dafios tanto superficiales, que
se producen durante la perforacion y la terminaciéon del pozo, como dafios moderados a

profundos, que implican la infiltracion de fluidos de perforacién en la formacion.
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La comprension detallada del dafio de formacion y sus efectos resulta esencial para la
seleccion adecuada de tratamientos. Esta problematica se clasifica generalmente en dos
categorias: dafios superficiales o en el interior del pozo, y dafios moderados a profundos (BJ
Services, 2000). La identificacion precisa del tipo y la extension del dafio, asi como de los
factores desencadenantes involucrados, es crucial para implementar estrategias efectivas de
mitigacién y restauracién de la productividad del pozo (Flores J. , 2005).

% El dafio superficial

Un fendmeno comdn en la perforacion y terminacion de pozos, asi como en operaciones de
reparacion, se caracteriza por la invasion de lodo de perforacion y otros solidos en la
formacion, creando un cilindro de permeabilidad reducida alrededor del pozo. Esta
infiltracion provoca una disminucion en el caudal de fluido y gas en la perforacién. Como
consecuencia, se forma una torta de filtracion rigida e impermeable en la cara del pozo,
compuesta mayormente por particulas sélidas provenientes de los fluidos de perforacion.
Esta torta puede incluso penetrar en la formacion, obstruyendo los poros y fracturas del
sistema (BJ Services, 2000) (Hawkins, 1956) (Schechter, 1992).

% EIl dafio moderado-profundo

Representa una etapa mas avanzada en la afectacion de la formacion en pozos petroleros,
caracterizada por la penetracion mas profunda del filtrado o pérdida de agua de los fluidos
de perforacion o terminacion en la formacidn. Por lo general, se acepta que esta penetracion
puede alcanzar profundidades de uno o dos pies, aunque en ciertos casos extremos puede
llegar hasta siete u ocho pies. La magnitud de esta filtracion depende de una serie de factores,
como el tiempo de contacto del fluido con la formacion, las propiedades del fluido mismo y

las caracteristicas intrinsecas de la formacidn geoldgica en cuestion (BJ Services, 2000).

Antes de las operaciones de perforacion o reacondicionamiento, la formacién se encuentra
en equilibrio con los fluidos naturales presentes en ella. Sin embargo, la introduccion de
fluidos extrafios durante el proceso de perforacion puede alterar este equilibrio y provocar
dafios significativos en la formacion (Hawkins, 1956). Estos dafios pueden manifestarse de

diversas formas, como el hinchamiento y la dispersion de arcilla, precipitacion quimica,
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formacion de bloques de emulsion, alteracion de la humectabilidad de los bloques de agua,
crecimiento bacteriano, deposicién orgénica y de incrustaciones (BJ Services, 2000)
(Hawkins, 1956). La deposicién de materiales organicos e incrustaciones, aunque mas
comun durante la produccion del pozo, también puede ser inducida por la interaccién entre
los fluidos in situ y los fluidos invasores utilizados durante las operaciones de perforacion.

0,

%+ Cambios en el yacimiento

El efecto del dafio de formacidn en los yacimientos petroliferos se manifiesta en la alteracion
de la capacidad de los medios porosos para transmitir fluidos, lo que afecta
significativamente la productividad de los pozos. Los medios porosos, compuestos por una
matriz sélida y poros interconectados, determinan la porosidad y la permeabilidad de las
rocas (BJ Services, 2000). La porosidad, que representa la fraccion de espacio vacio en la
roca, y la permeabilidad, que define su capacidad para permitir el flujo de fluidos, son
factores clave en la extraccion de hidrocarburos (Civan, Chapter 1 - Overview of formation
damage, 2023).

(Civan, Chapter 19 - Laboratory evaluation of formation damage, 2023) (Economides &
Nolte, 2000), mencionan que la mayoria de los yacimientos petroleros comerciales estan
compuestos por rocas calizas, dolomitas y areniscas, cada una con caracteristicas fisicas
distintas. Las areniscas suelen presentar una permeabilidad uniforme y porosidad continua,
facilitando un flujo radial hacia el interior del pozo (Lake, 2007). Por otro lado, las calizas y
dolomitas exhiben patrones de permeabilidad irregulares y porosidad discontinua, con el
flujo de fluidos predominantemente a través de fracturas naturales. A pesar de estas
diferencias, la productividad de un pozo depende tanto de la permeabilidad como del radio

de la zona alterada alrededor del mismo.

Comprender el flujo de petréleo y gas a través de un material poroso es crucial para evaluar
el efecto del dafio de formacion. Los dafios pueden comprometer la permeabilidad y
porosidad de la formacidn, alterando asi el flujo de fluidos y reduciendo la eficiencia de

extraccion (Economides & Nolte, 2000) (Schechter, 1992).

«» Cuantificacion del dafio de formacién
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Figura 3. llustracion radial del dafio de formacién, (Hawkins Jr., 1956).

La evaluacion del dafio de formacion, introducida por Hawkins en 1956, marco un hito en
la comprension de los efectos del dafio en la permeabilidad alrededor de los pozos petroleros.
Hawkins propuso el concepto del factor de dafio, representando una region con
permeabilidad reducida adyacente al pozo. Este factor se calcula mediante una ecuacion que
toma en cuenta el radio del pozo (r,,), el radio de la zona dafiada (ry), y las permeabilidades

del yacimiento (k) y de la zona dafiada (k).

s = (kES — 1) In (:—;) (@)

La evaluacion del factor de dafio resultante revela tres posibilidades: un factor positivo
indica una reduccion de la permeabilidad en la zona dafiada, un factor negativo sefiala una
mejora en la permeabilidad, mientras que un factor nulo indica una permeabilidad constante

en la zona afectada.

En pozos fracturados hidraulicamente, se emplea un concepto similar para describir el dafio
de la formacion alrededor de las fracturas inducidas por la inyeccion de fluidos. Esta
metodologia, propuesta por (Cinco-Ley & Samaniego-V., 1981), ofrece una forma de
cuantificar el dafio skin causado por la fuga de fluido de fracturacion. La ecuacién asociada
tiene en cuenta la profundidad del dafio, la permeabilidad media en la zona afectada, la

semilongitud de la fractura y la permeabilidad del yacimiento.
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Figura 4. llustracion del dafio a través de una fractura hidraulica, (Cinco-Ley & Samaniego-V., 1981).

2.2.2 Prueba de Restauracion de Presion.
La prueba de buildup, también conocida como BUP Test, es una técnica utilizada en la
industria petrolera para evaluar las propiedades del pozo y de las formaciones. Consiste en
cerrar el pozo por un periodo de tiempo determinado, después de estabilizar su produccion
a un caudal constante (Lee, Rollinns, & Spivey, 2003). Durante este tiempo de cierre, se
registra y analiza la presion del fondo del hoyo, utilizando dispositivos de medicion

instalados en el pozo.

La restauracion de la presion durante la prueba de buildup proporciona datos valiosos que
permiten estimar diversas propiedades del pozo y de las formaciones adyacentes (Lee,
Rollinns, & Spivey, 2003). Por ejemplo, la presion promedio del area de drenaje puede ser
calculada a partir de los valores registrados de presién. Ademas, la prueba también ofrece la
posibilidad de determinar el factor skin de la regién cercana al hueco del pozo, que indica la

eficiencia de flujo en esa zona.

2.3 FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

La fracturacién hidraulica en general es una tecnologia relativamente antigua para mejorar
las tasas de produccién de los yacimientos de gas y petréleo. Sin embargo, esta tecnologia

ha evolucionado considerablemente. Como se ha indicado en el capitulo I, este estudio se
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centra en la fracturacion hidraulica como medio para aumentar la permeabilidad de los

yacimientos.

La fracturacion hidraulica se aplicé por primera vez en 1949; desde entonces, el uso de este
método de estimulacion ha crecido sustancialmente (Montgomery, 2013). Al principio, la
fracturacion hidraulica se utilizaba exclusivamente como método de estimulacion de pozos,
aplicado en casos en los que la permeabilidad natural del yacimiento era demasiado baja
para una recuperacion econémica del petréleo. Pero en la década de 1990, la fracturacion
hidraulica empezé a utilizarse en yacimientos de mayor permeabilidad como método para
remediar dafios en la formacién alrededor de los pozos (Ghalambor & Economides, 2002).
En la Figura 5 se muestran los niveles generales de permeabilidad utilizados para distinguir

los yacimientos de alta y baja permeabilidad, en los que también influye la viscosidad del

petréleo.
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Figura 5. Definicion de reservorios no convencionales en un grafico de viscosidad vs permeabilidad,
(Cander, 2012).

Si se bombea fluido en rocas subterraneas profundas a una presion suficiente, la roca se
rompera o "fracturard”. La descripcion técnica de las condiciones que dan lugar a dichas
fracturas hidraulicas es la siguiente: las fracturas se forman cuando la presion del fluido
supera el esfuerzo de compresion minimo existente en la roca en una cantidad que excede la
resistencia a la traccion de la roca (Economides & Nolte, 2000). El operador no puede

controlar facilmente la orientacion de las fracturas hidraulicas. Mas bien, son las condiciones
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de tensién en la roca las que determinaran la orientacion. Las rocas en profundidad
experimentan diferentes cantidades de compresion en diferentes direcciones. Dado que el
esfuerzo de compresion en la roca suele variar con la direccion, la fractura hidraulica se
abrira preferentemente contra el menor esfuerzo de compresién para una roca con la misma
resistencia en todas las direcciones (Economides & Nolte, 2000). Por lo tanto, el plano de
fractura se desarrolla en la direccién perpendicular al esfuerzo de compresion minimo, como

se muestra en la Figura 6.

A Surface /

Transversal

azimut del pozo Reservoir azimut del pozo 90°
fracturas longitudinales ; fracturas transversales
o ) W
Longitudinal /

&
Esfuerzo vertical

4~ Esfuerzo horizontal minimo
oy / o.

| _Esfuerzo horizontal maximo

(a) (b)
Figura 6. Patrones de fractura para diferentes orientaciones relativas al hoyo a esfuerzos principales de
compresion: (a) fracturas abiertas en la direccion de esfuerzo principal minimo, (b) efectos de la
alineacion horizontal de los pozos con tensiones principales horizontales maximas y minimas, (Rahim,
Al-Anazi, Al-Kanaan, Habbtar, & Al-Omair, 2012).

Si el esfuerzo de compresion de la roca fuera el mismo en todas las direcciones (o casi), la
orientacion de la fractura tenderia a ser aleatoria. Ademas de la orientacion de la tension, la
resistencia de la roca varia y la geometria de la fractura también depende de la variacion de

la resistencia de la roca en diferentes direcciones.

Por ultimo, las fracturas naturales suelen estar presentes en cierta medida en la roca natural
y afectan a la formacion de fracturas hidraulicas. Estas caracteristicas de la roca son a
menudo las vias para las fracturas hidraulicas (Weijermars, 2011). (Gale & Holder, 2010)
descubrieron que las fracturas rellenas de calcita secundaria en lodos siliceos son
generalmente mas débiles que la roca circundante y pueden ser susceptibles de reapertura
durante la fracturacion hidraulica. Sin embargo, las fracturas rellenas de cuarzo secundario
pueden ser mas fuertes que la roca circundante y dificultar el desarrollo de fracturas

hidraulicas. (Williams-Stroud, Barker, & Smith, 2012) descubrieron que el cizallamiento de
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las fracturas existentes desempefiaba un papel importante en la fracturacion hidréulica,
basandose en el modelado de redes de fracturas discretas y en mediciones micro sismicas de
una prueba de campo de fracturacién hidraulica.

2.3.1 Esquema convencional.

La operacion tipica de fracturacion hidraulica implica cuatro pasos de proceso para producir
las fracturas (Arthur, Bohm, Coughlin, Layne, & Cornue, 2009). Los largos intervalos de
produccion presentes en la mayoria de los pozos horizontales conducen a un enfoque por
etapas de la fracturacién hidraulica. En el enfoque por etapas, se aisla hidraulicamente una
parte del pozo para concentrar la presion del fluido de fracturacion inyectado en un intervalo
aislado, que se denomina “etapa”. Tras aislar la etapa, la primera fase del proceso de
fracturacion es el "pad”, en la que se inyecta fluido de fracturacion sin apuntalante para
iniciar y propagar la fractura desde el pozo. La segunda fase afiade apuntalante al fluido de
inyeccion; el apuntalante es necesario para mantener abiertas las fracturas después de que se
disipe la presion del fluido. Esta fase también se utiliza para abrir ain mas las fracturas
hidraulicas. La tercera fase, denominada "flush”, consiste en la inyeccion de fluido sin
apuntalante para empujar el apuntalante restante en el pozo hacia las fracturas. La cuarta fase
es el "flowback", en la que los fluidos de fracturacion hidraulica se retiran de la formacion

y la presion del fluido se disipa.

A veces se utiliza un prelavado acido antes de la inyeccion de la almohadilla. Por ejemplo,
la publicacion de (Halliburton, 2024) sobre la composicion del fluido de fracturacion indica
que se utiliza en aproximadamente la mitad de sus formulaciones especificas (DOE, 2009).
El prelavado con acido puede ser necesario para eliminar incrustaciones, ayudar a limpiar el
lodo de perforaciéon y el cemento de la tuberia de revestimiento de las perforaciones y
debilitar la roca para ayudar a iniciar una fractura (Halliburton, 2024) (King, 2010). Antes
de inyectar el &cido, se afiade al fluido un inhibidor de la corrosion, a un nivel del 0,2 al
0,5% en masa, para evitar la corrosion acida de los componentes de acero, como la tuberia
de revestimiento (King, 2010). Las concentraciones de acido de prelavado oscilan entre el
7,5y el 15% de HCI, y los volumenes oscilan entre 0,946 y 26,5 m3 (33,4 y 936 pies3 0 250
y 7.000 galones) por etapa inyectados a una velocidad relativamente baja por debajo de la
presion de fractura (Halliburton, 2024) (King, 2010).
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2.3.2 Modelos de fractura hidraulica.

Hasta ahora se han analizado cuatro tipos de modelos de propagacién de fracturas: modelos
2D, pseudo modelos 3D, modelos 3D planares y modelos de fracturas no convencionales.
Probablemente nunca habra un modelo de fractura que pueda captar toda la fisica del proceso
de fracturacion hidraulica. La fisica de la iniciacion y propagacion de la fractura es dificil de
comprender en su totalidad, especialmente en el caso de los yacimientos no convencionales.
En los modelos de fracturacion no convencionales, la interaccion entre las fracturas
hidraulicas y naturales suele aproximarse mediante criterios de cruce simples. Siempre se
hacen concesiones en el desarrollo de los modelos, y la fisica comprometida que se considera
en cada modelo depende de la naturaleza del problema y de los propios prejuicios (Adachi,
Siebrits, Peirce, & Desroches, 2007) (Guo, Liu, & Tan, 2017).

El modelado de fracturas no es Unico debido a muchas razones, entre las que se incluyen la
naturaleza no lineal del proceso, la heterogeneidad de la formacion y la fisica comprometida
implementada en el modelo. Por estas razones, un modelo de fractura sin calibracion aporta
poco valor. Por eso, recoger e introducir los datos adecuados es tan importante como
seleccionar un modelo apropiado. Independientemente del modelo que se utilice para
calcular la geometria de la fractura, los datos limitados, como las tasas de bombeo y las
presiones de tratamiento, recogidos durante los tratamientos de fracturacion por si solos,
pueden no ser suficientes para validar el modelo de fractura utilizado (Adachi, Siebrits,
Peirce, & Desroches, 2007) (Guo, Liu, & Tan, 2017).

La comparacion de la presion neta de los datos de tratamiento se realiza a menudo utilizando
un modelo de fractura de eleccion propia. La presion neta durante un tratamiento se calcula
a partir de la tension horizontal minima y la presion de tratamiento del fondo del pozo. Unos
valores precisos de la tension horizontal minima son importantes tanto desde el punto de
vista del disefio del tratamiento como del analisis de la presion posterior al tratamiento. La
mejor forma de obtener la tensidén horizontal minima es mediante pruebas de inyeccion de
diagnostico. A menudo, las presiones de tratamiento del fondo del pozo no estan disponibles
y deben calcularse a partir de las presiones de tratamiento de superficie. Las presiones de

tratamiento de fondo de pozo calculadas resultan menos fiables, ya que es dificil estimar con
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precision la friccion del flujo turbulento, especialmente en el caso de fluidos reticulados
(Adachi, Siebrits, Peirce, & Desroches, 2007) (Guo, Liu, & Tan, 2017).

2.3.3 Fluidos empleados.

El disefio de una fractura hidraulica requiere la especificacion del tipo de fluido de fractura
hidraulica. Aunque se utilizan muchos aditivos en los fluidos de fracturacion hidréulica, la
mayoria de ellos se emplean para mitigar procesos quimicos y biol6gicos adversos. La
principal propiedad de los fluidos de fracturacion hidraulica que influye en la mecanica de
generacion de fracturas es la viscosidad. Tanto los datos de laboratorio como los de campo
indican que los fluidos de fracturacion de baja viscosidad tienden a crear fracturas complejas
con una gran area de matriz de fractura y aperturas de fractura estrechas, en comparacion
con los fluidos de fracturacion de mayor viscosidad, que tienden a crear fracturas mas
simples con una baja area de matriz de fractura y aperturas de fractura amplias (Cipolla,
Warpinski, Mayerhofer, Lolon, & Vincent, 2010).

El fluido de fracturacion de menor viscosidad es el agua de deslizamiento, que contiene un
aditivo reductor de la friccion (normalmente poliacrilamida) y tiene una viscosidad del orden
de 0,004 Pa-s (4 cP 0 8,36 x 107 Ibf-s/pie?) (unas 4 veces la del agua pura) (Kostenuk &
Browne, 2010).

Los fluidos de fractura gelificados suelen utilizar goma guar o polimeros de celulosa para
aumentar la viscosidad (King G. E., 2012). Se puede aumentar ain mas la viscosidad
afiadiendo al gel un agente de reticulacion que suele ser un ion metalico, como en los
quelatos de acido borico o circonio (Lei & Clark, 2004). La reticulacion une las moléculas
de polimero del gel en moléculas mas grandes y eso provoca un aumento de la viscosidad
de la solucién. Los geles lineales tienen viscosidades unas 10 veces superiores a la del agua
de deslizamiento, y los geles reticulados tienen viscosidades del orden de 100 a 1000 veces
superiores (Montgomery, 2013). Los fluidos de fractura energizados utilizando nitrégeno y
surfactante con geles lineales (para crear espumas) conducen a un aumento de la viscosidad
del fluido energizado sobre el gel lineal, y la viscosidad de los geles reticulados energizados
aumentan en factores de 3 a 10 sobre los que no utilizan un agente reticulante (Ribeiro &
Sharma, 2011) (Harris & Heath, 1996). El tipo de fluido de fracturacion también afecta a la

capacidad de emplazar apuntalante. En particular, los geles reticulados son mejores para
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transportar el agente de sostén que el slickwater (Lebas, Shahan, Lord, & Luna, 2013). La
viscosidad efectiva también se ve influida por la concentracion de apuntalante (Montgomery,
2013).

En general, la longitud de la fractura y la complejidad de la red de fracturas disminuyen a
medida que aumenta la viscosidad del fluido de fracturacién, como se ilustra en la Figura 2-
7 (Cipolla, Warpinski, Mayerhofer, Lolon, & Vincent, 2010) (Rickman, Mullen, Petre,
Grieser, & Kundert, 2008). Las longitudes de fractura también aumentan con el volumen de
fluido de fractura inyectado. (Flewelling, Tymchak, & Warpinski, 2013) descubrieron que
la longitud de fractura podia representarse como aproximadamente proporcional a la altura
de fractura con un factor de proporcionalidad que oscilaba entre 0,5 y 1. Las aberturas (o
anchuras) de las fracturas son del orden de unas pocas décimas de pulgada (Bazan,
Lattibeaudiere, & Palisch, 2012) y tienden a aumentar con la viscosidad, la velocidad y el

volumen del fluido inyectado (Economides & Nolte, 2000).

Fractura Simple Fractura Compleja

Cross-linked gel Foam or linear gel

Fractura Compleja Red de Fractura
con fisura abierta Compleja

Hybrid Slickwater

Figura 7. Efectos de la viscosidad del fluido de fractura en la complejidad de la fractura, (Warpinski,
Mayerhofer, Vincent, Cipolla, & Lolon, 2009).

El tipo de fluido utilizado depende de las propiedades de la roca del yacimiento,
concretamente de la permeabilidad y fragilidad de la roca (Cipolla, Warpinski, Mayerhofer,
Lolon, & Vincent, 2010) (Rickman, Mullen, Petre, Grieser, & Kundert, 2008). Las
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formaciones con mayor permeabilidad intrinseca (pero ain lo suficientemente baja como
para justificar la fracturacion hidraulica) suelen estimularse utilizando un fluido de
fracturacion de mayor viscosidad para crear una fractura mas simple y ancha (Cipolla,
Warpinski, Mayerhofer, Lolon, & Vincent, 2010). La justificacion de esta seleccion es que
la fractura se necesita principalmente para ayudar a mover los fluidos a medida que
convergen mas cerca del pozo, pero son capaces de fluir adecuadamente hacia la fractura
mas lejos en la formacién. A medida que disminuye la permeabilidad del yacimiento,
aumenta la resistencia al movimiento de los fluidos a través de la parte no fracturada de la
formacion.

Por lo tanto, se necesita un patron de fractura mas denso (menor espaciado entre las
fracturas) para minimizar la distancia que los fluidos del yacimiento deben recorrer en la
matriz rocosa para entrar en las fracturas inducidas hidraulicamente (Economides & Nolte,
2000). Esto conduce al uso de fluidos de fracturacion de menor viscosidad para crear redes

de fracturas mas densas (y complejas).

La eleccidn del fluido de fracturacion también depende de la fragilidad de la roca (Rickman,
Mullen, Petre, Grieser, & Kundert, 2008). Se necesitan aberturas de fractura mas anchas a
medida que disminuye la fragilidad de la roca (0 a medida que aumenta la ductilidad) debido
a la mayor dificultad para mantener la permeabilidad de la fractura tras la retirada de la
presion (Rickman, Mullen, Petre, Grieser, & Kundert, 2008). Por lo tanto, tanto la
permeabilidad de la roca como su fragilidad influyen en la eleccion del fluido de
fracturacion. También se cree que la estimulacion de las fracturas naturales es fundamental
para un tratamiento eficaz de la fractura hidraulica en lutitas de muy baja permeabilidad
(Warpinski, Mayerhofer, Vincent, Cipolla, & Lolon, 2009) (Cramer, 2008) (Fisher, y otros,
2002). Aunque estas caracteristicas pueden dar lugar a requisitos contradictorios para el
fluido de fracturacién, la permeabilidad suele ser menor en las rocas fragiles y mayor en las
ductiles (Economides & Nolte, 2000), y las fracturas naturales suelen ser mas frecuentes en
las rocas fragiles que en las dictiles. Las fracturas naturales en las pizarras pueden estar
selladas por minerales secundarios. Estas fracturas no influyen mucho en la permeabilidad
natural, aunque en algunos casos pueden reactivarse preferentemente durante la fracturacién
hidraulica (Gale & Holder, 2010).

En la tabla 3 se muestran las tendencias generales de los tipos de fluidos de fractura, los
volimenes de fluido utilizados y la complejidad de la fractura en funcién de las propiedades

de la roca. Esta tabla muestra que la fracturacién hidraulica en rocas yacimiento ddctiles y
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de permeabilidad relativamente alta con baja densidad de fractura natural tiende a recibir un
tratamiento de fractura hidraulica utilizando un gel reticulado viscoso con un volumen
relativamente bajo de fluido inyectado pero una gran concentracién y masa total de
apuntalante (Rickman, Mullen, Petre, Grieser, & Kundert, 2008). La respuesta de fractura
en este caso tiende a producir una fractura simple y Unica desde el pozo hasta la roca que

tiene una abertura relativamente grande llena de apuntalante.

A medida que aumenta la fragilidad de la roca y el grado de fracturacion natural, y que
disminuye la permeabilidad, los tratamientos de fracturacion hidraulica tienden a utilizar un
fluido de fracturacion de mayor volumen y menor viscosidad que lleva menos apuntalante
(Cipolla, Warpinski, Mayerhofer, Lolon, & Vincent, 2010). La respuesta de la roca a este
tratamiento de fracturacion es la creacion de redes de fracturas mas complejas en las que las
fracturas tienen aberturas relativamente mas estrechas y una seccion transversal mas
asimétrica en la direccion vertical como resultado de la penetracion limitada del agente de
sostén. En resumen, las rocas ductiles y méas permeables suelen recibir tratamientos de
fractura con gel, mientras que las rocas mas quebradizas y de menor permeabilidad con
fracturas existentes son mas susceptibles de ser fracturadas con agua pulverizada
(Warpinski, Mayerhofer, Vincent, Cipolla, & Lolon, 2009).

Tabla 3. Tendencias generales en las caracteristicas de la roca, tratamiento de fractura hidraulica aplicado y

respuesta a la fractura hidraulica, (Rickman, Mullen, Petre, Grieser, & Kundert, 2008).

Caracteristicas de la roca Tratamiento de fractura Respuesta de fractura
Fragilidad | Permeabilidad Fractura Viscosidad del | Volumenfluido | Concentracién | Complejidad | Ancho de | Perfil de cierre
natural fluido de fractura de fractura y | y volumen de | de fractura fractura de ancho
Tasa de flujo propante fractura
Fragil alto bajo Red asimétric
& Alt, t ) TS TRV asunetrico
bajo < Olﬂd fra:::real;: bajo  slic AT ater mas estrecho
hibrido
1
gel lineal
4
espuma
1
alto ‘U(II .
alto = 1m0 d reticulodo mas amplio
Diictil Minimo bajo alto Planar sunetrico

Los fluidos de fracturacién pueden contener otros aditivos ademas de los ya identificados.
Entre ellos se incluyen biocidas, inhibidores de corrosion, estabilizadores de arcilla y

rompedores de polimeros (Kaufman, Penny, & Paktinat, 2008).
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En la Tabla 4 se ofrece un resumen de los distintos tipos de aditivos. En algunos casos, los
acidos se inyectan como un pre-lavado separado antes de la inyeccion del pad de fractura
hidraulica con el fin de limpiar las perforaciones de la tuberia de revestimiento, ayudar a
limpiar los poros cerca del pozo, y disolver los minerales, para ayudar a iniciar las fracturas
en la roca (Halliburton, 2024).

El reciclado del fluido de fracturacion es una forma de reducir la cantidad de agua necesaria
para la fracturacion hidraulica. El principal problema es que el fluido de fracturacién
reciclado desarrolla altas concentraciones de sales disueltas que se convierten en salmueras
altamente salinas. Uno de los enfoques ha sido el desarrollo de aditivos mas tolerantes a la
sal, como los polimeros utilizados para los reductores de friccion del agua de deslizamiento
(Paktinat, ONeil, Aften, & Hurd, 2011). También se estan desarrollando otros procesos para

ayudar a la reutilizacion de los fluidos de fracturacion (Ely, Fraim, Horn, & Jakhete, 2011).

También se estan investigando fluidos de fracturacion alternativos. Algunos de los
propositos de los fluidos alternativos son reducir el uso de agua y reducir los efectos de dafio
a la formacion causados a veces por los fluidos de fracturacion acuosos y por aditivos como
los geles. Entre estas alternativas se encuentran el CO2 supercritico2 y las mezclas
supercriticas de CO2 y nitrogeno, la espuma de CO2, el nitrégeno, el liquido propano liquido
(GLP) y sistemas de propulsores explosivos (EPS) (Rogala, Bernaciak, Krzysiek, & Hupka,
2012).

e Efectos de dafio a la formacidn asociados a la sensibilidad al agua;

e Dafios en la formacion asociados con el agua y los productos quimicos (en particular
los geles) que permanecen en el yacimiento;

e Aditivos quimicos y sus efectos medioambientales; y

e Eliminacion de aguas residuales del flujo de retorno.
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Tabla 4. Aditivos para fluidos acuosos de fracturacion, (NYSDEC, 2014).

Tipo Proposito Ejemplos
) . . Arena [Bauxita sinterizada;
Abren las fracturas y permiten que el gas y los fluidos fluyan mas . .
Propante . . o6xido de circonio;
libremente hacia el pozo. . .
microesferas cerdmicas].
Acid Elimina el cemento y el lodo de perforacion de las perforaciones  Acido clorhidrico (HCI, 3% a
cido
del revestimiento antes de la inyeccion del fluido de fracturacion. 28 %) o &cido muriatico
Reduce la viscosidad del fluido para liberar apuntalante en las  Peroxidisulfatos
Rompedor

fracturas y mejorar la recuperacion del fluido de fracturacion.

Bactericida/Biocida/
Agente antibacterial

Inhibe el crecimiento de organismos que podrian producir gases
(especialmente sulfuro de hidrégeno) que podrian contaminar el
gas metano. También impide el crecimiento de bacterias que
pueden reducir la capacidad del fluido para transportar apuntalante
a las fracturas.

Gluteraldehido; 2,2-dibromo-
3- nitrilopropionamida

Tampén/Agente  de
ajuste del pH

Ajusta y controla el pH del fluido para maximizar la eficacia de

otros aditivos, como los reticulantes.

Carbonato sédico o potasico;
acido acético

Estabilizador de
arcilla/Control / KCI

Evita el hinchamiento y la migracion de las arcillas de formacion
que podrian bloquear los espacios porosos, reduciendo asi la
permeabilidad.

Sales (por ejemplo, cloruro de
tetrametilamonio Cloruro de
potasio (KCI)

Inhibidor de corrosién

Reduce la formacion de 6xido en tubos de acero, revestimientos
de pozos, herramientas y tanques (utilizado sélo en fluidos de
fracturacién que contienen acido).

Metanol; bisulfato de amonio

para captadores de oxigeno

Reticulante

Aumenta la viscosidad del fluido utilizando ésteres de fosfato
combinados con metales. El aumento de la viscosidad del fluido
de fracturacion le permite transportar mas apuntalante a las
fracturas.

Hidréxido de potasio; sales de
borato

Reductor de friccion

Permite inyectar fluidos de fracturacion a velocidades y presiones
Optimas minimizando la friccion.

Copolimero  de  acrilato-
acrilamida de sodio;
poliacrilamida (PAM);

destilados de petrdleo

. Aumenta la viscosidad del fluido de fracturacion, lo que le permite Goma guar; destilados de

Agente gelificante ] ]

transportar mas apuntalante a las fracturas. petréleo

. Evita la precipitacion de oxidos metalicos que podrian taponar la  Acido citrico

Control de hierro B

formacion.

Evita la precipitacion de carbonatos y sulfatos (carbonato de Cloruro de amonio;
Inhibidor de escala calcio, sulfato de calcio, sulfato de bario) que podrian taponar la  etilenglicol

formacion.

Aditivo soluble en aceite, agua y fluidos de tratamiento de base Varios hidrocarburos
Solvente acida que se utiliza para controlar la humectabilidad de las aromaticos

superficies de contacto o para evitar o romper emulsiones.

Reduce la tension superficial del fluido de fracturacion, ayudando  Metanol, isopropanol, alcohol
Surfactante

asi a la recuperacion del fluido.

etoxilado
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2.3.4 Propante.

Después de inyectar el pad de fractura hidraulica, se inyecta el agente de sostén con el fluido
de fractura hidraulica. Como ya se ha mencionado, los agentes de sostén son un material
granular sélido, como la arena, que actla para evitar que las fracturas se cierren una vez
liberada la presion del fluido de fracturacion hidraulica (Sylvester & Bibobra, 2015).

El tamafio de los agentes de sostén y su distribucién son factores clave que afectan a la
permeabilidad de las fracturas rellenas de agentes de sostén. Los agentes de sostén mas
grandes y de tamafio mas uniforme son los que proporcionan una mayor permeabilidad. El
tamario de los granos de los agentes de sostén suele oscilar entre 10 y 2x10° m (3,28x10*
y 6,56x10°2 pies) de diametro (Horiba Scientific, 2014).

Ademas de estas caracteristicas, la capacidad de transporte y la resistencia del agente de
sostén también afectan a la permeabilidad final de la fractura. La capacidad del agente de
sostén para ser transportado por un fluido de fractura determinado depende en parte del
tamafo y la densidad del agente de sostén. Una mayor capacidad de transporte es deseable
porque permite el suministro de agente de sostén en las fracturas profundas de la formacion.
Los agentes de sostén mas pequefios y de menor densidad se transportan mas facilmente
(Economides & Nolte, 2000). La resistencia del agente de sostén también es importante. Si
la tensidn de cierre de la fractura supera la resistencia a la compresion del agente de sostén,
los granos de agente de sostén se aplastaran. Esto reduce el tamafio efectivo del agente de

sostén y, por tanto, la permeabilidad de la fractura.

El agente de sostén mas comun es la arena natural tamizada hasta alcanzar un tamafio
uniforme (Beckwith, 2015). También se han utilizado varios agentes de sostén sintéticos
alternativos, como la bauxita sinterizada y la cerdmica. Los agentes de sostén ceramicos y
de bauxita pueden fabricarse para tener diferentes densidades de masa y resistencias a la
compresion, y el tamafio y la forma pueden controlarse estrictamente para producir granos
muy uniformes (Economides & Nolte, 2000). También se han utilizado diversos tipos de
revestimientos de resina con todos los tipos de agentes de sostén, incluida la arena
(Beckwith, 2015). Los revestimientos de resina pueden ser pretratados o tratados sobre la
marcha. Los revestimientos de resina pretartados se utilizan para mejorar la resistencia del

apuntalante y evitar el movimiento de los finos rotos del apuntalante. Los recubrimientos de
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resina tratadas estan destinados a unir el apuntalante después de su colocacion para ayudar
a prevenir el reflujo del apuntalante durante la fase de reflujo del proceso de fracturaciony
durante la produccién de hidrocarburos (Beckwith, 2015).

El transporte del agente de sostén también influye en la eleccion de los fluidos de
fracturacion hidraulica. Los fluidos de menor viscosidad no son tan capaces de transportar
agentes de sostén y, por lo general, se utilizan con menores concentraciones de agentes de
sostén durante la fase de inyeccion de agentes de sostén de las operaciones. Una mayor
sedimentacion de apuntalante en fluidos de menor viscosidad tenderd a depositar el
apuntalante en las partes inferiores de la fractura, en comparacion con los fluidos de mayor
viscosidad (Cipolla, Warpinski, Mayerhofer, Lolon, & Vincent, 2010). Esto se indica
esquematicamente en la parte derecha de la tabla 3. Ademas, el suministro de apuntalante es
mas problematico en las redes de fracturas mas complejas creadas por los fluidos de
fracturacion de menor viscosidad. Por lo tanto, los fluidos de fracturacion de menor
viscosidad a veces se sustituyen después de la inyeccion de la almohadilla por fluidos de alta

viscosidad para suministrar el apuntalante de forma mas eficaz.

El uso de dos o mas fluidos de fracturacion diferentes durante el mismo evento de
fracturacion se denomina tratamiento hibrido. Es posible que los tratamientos de fracturacion
con agua helada solo aporten una cantidad escasa de apuntalante, lo que da lugar a una
conductividad dominada por la conductividad de la fractura sin explotar (Cipolla, Warpinski,
Mayerhofer, Lolon, & Vincent, 2010). El éxito de un tratamiento de este tipo puede depender
de otros factores, como la variacién del esfuerzo de compresién de la roca en funcion de la
direccion y la presencia de fracturas naturales que se "autoapuntalan” como resultado del

cizallamiento de las superficies de fractura.

2.3.5 Acido Fracturante.

Una alternativa al uso de apuntalante para mantener la conductividad de la fractura consiste
en inyectar &cido clorhidrico bajo la presiéon de la fractura. Este método se denomina
fracturacion acida y so6lo es aplicable a los tipos de roca carbonatada fuertemente reactiva.
El &cido graba las caras de las superficies de fractura. La presencia de los canales grabados

permite que las fracturas sigan siendo permeables incluso después de que se elimine la
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presion del fluido de fracturacién y la tension de compresion de la roca haga que las fracturas
se cierren (Economides & Nolte, 2000). A veces se prefiere la fracturacion &cida en
yacimientos carbonatados debido al grado relativamente alto de fracturas naturales
generalmente presentes y a las dificultades para colocar apuntalante debido a la fuga de
fluido en el sistema de fracturas naturales. La fracturacion acida suele dar lugar a fracturas
relativamente cortas en comparacion con las fracturas aseguradas con apuntalante; por lo
tanto, suele tener méas éxito en formaciones de mayor permeabilidad (Economides & Nolte,
2000).

2.3.6 Flujo de retorno del fluido de fracturacion.

Como ya se ha mencionado, el reflujo es la cuarta fase de una operacion de fracturacion
hidraulica. Las tasas de flujo de retorno suelen ser elevadas (de 0,00795 a 0,0159 m3/s,
equivalente a entre 3 y 6 bbl/min) al principio debido a la carga de alta presion que se acaba
de suministrar al yacimiento. Sin embargo, estas tasas suelen disminuir rapidamente a menos
de 0,00265 m3/s (1 bbl/min) después de 24 horas, y a 0,0002 a 0,002 m3/s (100 a 1.000
bbl/dia 0 4.600 a 46.000 galones/dia) después de 2 0 3 semanas (King G. E., 2012).

Las salmueras de formacion naturales se mezclan con el fluido de fracturacion recuperado y
afectan a la composicion del fluido de retorno. Las aguas de formacion natural de los
yacimientos de petroleo suelen contener altos niveles de sélidos disueltos, componentes
organicos procedentes del contacto con hidrocarburos in situ y, con frecuencia, niveles mas
elevados de materiales radiactivos naturales (NORM). Las concentraciones de solidos
disueltos, componentes organicos y materiales radiactivos pueden ser elevadas debido a la
disolucion de estos componentes en el agua de formacion durante el contacto prolongado

con la rocay los hidrocarburos (King G. E., 2010).
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CAPITULO IIl: METODOLOGIA

3.1 ESQUEMA DE TRABAJO

El fracturamiento hidréaulico, también conocido como fracking, es un proceso utilizado en la
industria petrolera para aumentar la productividad de un pozo. A continuacion, se

proporciona un esquema general del proceso.

< FRACTURAMIENTO HIDRAULICO >

1. EVALUACION
DEL POZ0

2. DISEND DEL
FRACTURAMIENTO

6. PRODUCCION

3.
S.YN'I:IlJ] T‘I:::fﬂ PREPARACIGN
IN SITU

4. INYECCION DE
FLUIDOS DE
FRACTURAMIENTO

Figura 8. Enfoque de disefio de la fractura hidraulica, (Guo, Liu, & Tan, 2017).

Aunque el proceso de fracking es mayormente aplicado en fractura de esquistos (yacimientos
no convencionales), es aplicado a pozos normales, como algunos casos de la cuenca Oriente,
gue no precisamente son ese tipo de yacimientos (Buitron Garrido & Piedra Bazurto, 2020)
(Mencias Almeida, 2016). Las etapas 3 y 5 no son contempladas en este trabajo, pues sélo
pueden ser llevadas a cabo en el campo; a diferencia de las etapas 4 y 6 que pueden ser

procesadas por simulacion numérica o iteraciones matematicas. Las etapas 1 y 2, son
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realizadas bajo los criterios de la literatura y un software para el disefio del programa de

fracturamiento.

3.2 EVALUACION DEL POZO

Para el disefio de un fracturamiento hidraulico de manera efectiva, es fundamental contar

con una variedad de datos e informacion pertinente. Estos incluyen:

e Reportes de BuildUp: Estos informes proporcionan datos cruciales sobre la
capacidad de la formacion para retener presion, lo que es esencial para determinar la

viabilidad y la estrategia de fracturamiento.

e Diagramas de Completacion: Estos diagramas ofrecen una representacion visual
detallada de la disposicion y la estructura de los pozos, lo que ayuda a identificar las

zonas objetivo y a disefiar la colocacion éptima de las fracturas.

e Historial de Workover: El historial de intervenciones de trabajo en el pozo
proporciona informacion valiosa sobre la historia de mantenimiento y operaciones

del pozo, lo que puede influir en el disefio y la ejecucion del fracturamiento.

e Historico de Produccion: El analisis del mismo ofrece perspectivas sobre el
comportamiento del reservorio a lo largo del tiempo, lo que permite una mejor
comprension de las caracteristicas de la formacion y las oportunidades de

optimizacion de la produccion.
e Mineralogia de la arena: Comprender la composicion mineraldgica de la formacion

es crucial para evaluar su respuesta al fracturamiento hidraulico y para disefiar

fluidos de fracturamiento adecuados.

3.2.1 Pruebas Build Up
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Acorde a la informacién recabada, registra 2 test de este tipo entre 2017 y 2018, exactamente
una diferencia de 6 meses y 22 dias. Esto es importante, donde explicaria la naturaleza del
pozo y su posible favorabilidad al fracturamiento hidraulico. Los test corresponden a la arena
T inferior.

Tabla 5. Analisis principal de la prueba de presion BUP del pozo LAGO041, tomada en agosto 2017 y marzo
2018 por (Empresa de servicio, 2017-2018).

Valor
Parametro Builup A: agosto  Builup B: marzo

2017 2018

KoH, [mD*ft] 60 37.31
Ko, [mD] 5 2.87
St, [adimensional] -2 1.34
Pr, [Psi] 2080 1890
Pwif, [Psi] 302 304
Pws, [Psi] 1959 1796
J, [BFPD/psi] 0.079 0.047
Ty [ft] 0.34 0.34

1 [ft] 789.91 789.91

@ [%] 12.82 12.82

Graficamente, al comparar las dos pruebas de presion no es observable una diferencia
destacable en el comportamiento, mas alla de un ligero cambio en los valores de los
parametros registrados en la Tabla 5, que son abordado posteriormente. Como el cambio no

es destacable, se puede detallar la naturaleza del yacimiento tomando como global la Figura
9.

Parece que el yacimiento esta experimentando una recuperacién de presion significativa
inicialmente después del cierre del pozo, pero luego la presidn se estabiliza y comienza a
declinar gradualmente. Esto puede indicar que el yacimiento tiene una permeabilidad

limitada o que existe algun tipo de dafio en el pozo que esta afectando la productividad.
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La regién de tiempos tempranos indica almacenamiento (Figura A.a. — B.a.), pero por un
tiempo muy corto, lo que podria significar que el pozo recupera fluidos satisfactoriamente
en un periodo corto o que no alcanza al objetivo del mismo (se llega a una conclusion con
el historial de produccidn), luego describe una prolongada region de tiempos medios y de
tiempos tardios.

El andlisis de las derivadas de presion, si se presenta una diferencia destacable en la region
de tiempos tempranos. En la Figura A.b describe un buildup con dafio por postflujo, pero en
la Figura B.b un buildup con dafio sin postflujo; esto es contrastado con la Tabla 5, porque
lo primero significa que existido una estimulacion y es valida con el dafio S=-2 y en lo

segundo existe un dafio S=1.34 no permitiendo flujo.

Hay que poner atencion al indicador de dafio de pozo, que por la prueba BUP es de 1.34 para
el ultimo registro que poseemos y es del 2018, por naturaleza el dafio debio seguir
incrementandose a la fecha actual. A la indisponibilidad de una nueva prueba BUP (debe
hacerse obligadamente si se pretende estudiar su aplicabilidad in situ), puede determinarse

analiticamente mediante la ecuacion (Beggs, 1991):

qo=](PR—P,,)+]1'.I;” [1.8( —i—f)—OB-FE( —PP—‘Z’)ZI 3)

En torno al dltimo BUP, se tomaria a este como Estado 1, y al estado que se quiere predecir

como Estado 2; siendo sus variables:

Tabla 6. Andlisis de variables en torno al Gltimo BUP, elaboracién propia.

Estado 1 Estado 2
Indice de productividad, varia. J1 =0.047 bfd/psi J2 =?
Presion de fondo y Presion de burbuja, no P, =304 psi P, =304 psi
deberia variar demasiado. P, = 1050 psi P, = 1050 psi
Dafio de pozo varia S;=1.34 S, =?
Eficiencia de flujo varia EF, EF,
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La eficiencia de flujo se define como:

Te
. In (0.47: r;) “
In (o. 472 r—e) +S

w

Pero analiticamente a través de experiencias de campo, se conoce que la expresion

In (0.472 :—"’) es aproximadamente cercana a 7 para cualquier variacion entre el radio de
w

pozo y drenaje (Beggs, 1991), quedando:
7

FE = —— S
7+S ©)

Como se menciono, el indicador FE debe variar, asi mismo el parametro J. Esta relacion se

expresa como:

A (6)
2=J1"Fg,

Conociendo que FE1 y J1 se refiere al estado 1 podriamos especificar el S1, obteniendo una

expresion que permitiria relacionar el dafio esperado S2 con las condiciones anteriores.

_7_
7+S
J2=]1- 7 2
7+5,
(7
7
~ 7E5; ~0.39198
J2=0.047 —=——— ], = 7%s,
7+1.34

Tomando estas presunciones y aplicandolas en la ecuacion 3, considerando que se requiere

el estado 2 de esta operacion.

J2: Py Pys P\’
Qo, =J2(Pr — Pp) + =15 [1.8( —ﬁ>—0.8-FE2< —P—b) N
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0.39198

4 qu = ?5,2(1890 - 1050)
0,39198
+W'1050 X 8(1 300 ) 0.7 (1 300 )2
1.8 ' 1050 748, 1050
329.2632 228.655[9
- qOZ = + [
7+S, 7+8, L7 7(7+SZ)
329.2632 293.985 653.3 623.2482 653.3

_)q02=

745, T 7+s, (+5,2 12T, T (75,2

623.2482(7 + S,) — 653.3
(7 + S,)?

= 623.2482(7 +S,) — 653.3

- qoz - qu ) (7 + SZ)Z

- q,, " (49 + 145, + 53) = 4362.7374 + 623.2482S, — 653.3

> 49q,, + 14q,,5; + q,,5% = 623.2482S, + 3709.4374

Reagrupar y factorizar:

o, S5+ (14 q,, — 623.2482) -5, + (49 q,, — 3709.4374) ()

=0
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Esta ecuacion cuadratica puede resolverse con su forma general y conforme al ultimo
registro del histérico de produccién, antes de que ocurra el cierre del pozo, el cual preside el

valor de q,, = 40 bpd, siendo las constantes:
a=q,,=40 b=14-q,, —623.2482 c=49q,, —3709.4374

b=14-40—-623.2482 = —63.2482 c=49-40-3709.4374

c=-1749.4374

—(—63.2482) +,/(—63.2482)% — 4(40 - —1749.4374)
2= 240

S 63.2482 + 532.8324 596.0806 - a5
- = = =17/
2 80 80

Nota: en el Gltimo paso se tomo los valores que hagan posible una solucién positiva.
Puede determinarse la permeabilidad de la zona dafiada con la ecuacion y tomando como

dano 7.45 = 8.0. Ademas, para el valor de rg se empleo para valores practicos 1.3123.

S = (kis — 1) In (:_:> ©)

8_(2.87 1)1 (1.3123)
“\k, "70.34

Despejando ks, se determina una permeabilidad de pozo dafiado de 0.2 md.

3.2.2 Diagrama de completacion

Trabajando en base al diagrama de la figura 10, se recaba la informacion de las dimensiones

del hoyo y equipo de completacion en el sitio.
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Tabla 7. Condicion mecéanica del pozo LAG041, (Empresa de servicio, 2017-2018).

Nombre de Longitud de Diametro de Diametro de
bt seccion seccion, ft hoyo, in broca, in
S
%’ Intermedia 9750 12.00 12.25
Produccién ~ 10200-9750 =450  7.00 8.50
Nombre de Longitud de Diémetro Didmetro Peso, Grado
o>  Seccion seccion, ft interno, in  externo, in  Ib/ft
c
S Intermedia 9750 8.861 95/8 535  N-80
Produccion 10176 6.276 7.00 25.0 C-95
- Nombre de Profundidad, ft Diametro Diametro Peso, Grado
'_% seccion interno, in externo, in Ib/ft
=)
|_
Tubing 9870.46 2.992 31/2 9.30 N-80
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Figura 9. Analisis gréafico en el historial de las pruebas buildup realizadas al pozo LAGO041, por (Empresa de servicio, 2017-2018).
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No Jts TopeMD  Tope TVD  Longitud OD Nem Descripcion
C1 1 17.06 17.06 0.93 500 71/16"x3 1/2"x3" EUE TBG HANGER PAM
€2 C2 319 17.99 17.99 9,750.91 3.50 319 JUNTAS 3 1/2" EUE 9,3 PPF, N-80 CLASE "A", TENARIS.
C3 1 9,768.90 976890 313 450 SSD 3 1/2"2.81" SLEUE BOX X PIN SS6-17038 HALLIBURTON HCT
C4 1 89,77203 977203 3140 3.50 TUBERIA, 3 1/2" 8.30 LPP, N-80 CLASE "A" TENARIS
CH 1 8,80343 9,80343 1.00 450 NO-GO LANDING NIPPLE 3 1/2" x 2.75"EUE B-P 46-OP-6608 + SV 2.75" SV5 17035
HALLIBURTON HCT
C6 1 8,80443 980443 2975 3.50 TUBERIA, 3 1/2" 8.30 LPP, N-80 CLASE "A" TENARIS
C7 1 9,83418 083418 552 598 PKRPHL7 23-29 3 1/2 API-EU + 1.67' CENTRO DE GOMAS. SN 101393089
HALLIBURTON HCT
C8 1 8,838.70 983970 29.53 3.50 TUBERIA, 3 1/2" 8.30 LPP, N-80 CLASE "A" TENARIS
C9 1 9,869.23 986923 1.23 450 CROSS OVER 3 1/2"EUEBOX X 27/8"6.5% EUE PIN 05074 HALLIBURTON HCT
C10 1 987046 987046 0.95 3.68 NO-GO LANDING NIPPLE 2 7/8" x 2.25" "R" EUE B-P 36-0OP-5707 HALLIBURTON HCT
C11 1 987141 987141 047 368 MULE SHOE GUIDE 2 7/8" EUE BOX 82-1THALLIBURTON HCT
- Tope MD Longitud OD Nom Descripcién
g 9,970.00 2.00 573 7"EZ-DRILLWO 04
g Tope MD  Tope TVD  Longitud OD Nom Descripcion
9 e 110,020.00 10,020.00 2.00 6.13 COTD @10020'WO 4
€10
s Jts TopeMD  Tope TVD  Longitud OD Nom Descripcion
::;E;;;z};f%wsow 110,060.00 10,060.00 1.20 6.13 CIBP DE 7" 26 LBS/PIE
FRACTURA: 9918'-9926"
pssin Jis TopeMD  Tope TVD  Longitud OD Nom Descripcion
£.9941"-949 (S18DFP COTD 110,124.00 10,124.00 8.00 628 COTD7in, C.P.I
DIS-WO#5:9954'9959'(S)
c1
o HOLUN SUP
10036'-10044' @SDPPT.BAL
10048'-10054' @ SDPP T. BAL
81
HOLUIN INF.
cotD 10066'-10076' (10') @50PP

Prof.MD 10,180.00t
Prof.TVD 1018000t

Figura 10. Diagrama de completacion del pozo LAG041, (Empresa de servicio, 2017).
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Figura 11. Diagrama general de completacion del pozo LAG041, (Empresa de servicio, 2018).
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3.2.3 Historial de workover

Desde el diagrama de completacién de la Figura 10, resalta el ultimo trabajo de
reacondicionamiento (workover #5) mediante un proceso de fractura en los intervalos:

@ 9918 — 9926 ft (5 DPP)

@ 9941 — 9949 ft (5 DPP)

@ 9954 — 9959 ft (5 DPP)

El espesor de la zona de pago puede oscilar entre 11 a 20 ft, y pueden involucrar netamente
la arena T inferior 0 a veces también la arena T superior. Como se puede observar, ya se

realizé un proceso de fractura, lo que podria sugerir realizar un proceso de re-fracturamiento.

3.2.4 Historico de produccion

Reciprocamente con los dos test de BUP del 2017 a 2018, se muestra el historial de
produccion en este periodo. Se caracteriza por dos zonas que involucran la estimulacién
previa y en la otra la declinacién de produccion posterior al segundo BUP. Como tal, es
necesario modelar por separado, estas dos situaciones, aunque la que nos interesa es la
seccidn final, que nos permitiria predecir la declinacion hasta la situacion donde se cierra el
pozo por bajo aporte (abril-2019).
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Figura 12. Histérico de produccion del pozo LAG041, (Empresa de servicio, 2018).
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Para el forecasting de la curva de petrdleo, Excel es una buena opcion y aplicando la teoria

de declinacion exponencial puede llevarse a cabo mediante la ecuacion:

q=q,(1- D) (10)

Una vez alcanzado este objetivo (Figura 13), permite la prediccion faltante hasta la fecha de
cierre (seccion de la gréfica punteada en la figura 15). Las condiciones y datos obtenidos
para ello fueron (curva de petrdleo); tasa inicial de 114.41 bpd, tasa final de 40 bpd, y
coeficiente de declinacion de 0.01106 bpd-d.

N
ﬁd/\/\ V\F\

Caudal de Produccién de Petréleo (BPPD)
—
'

Historial 2 == D2

Figura 13. Historico de produccion de petroleo en la zona final, (Empresa de servicio, 2018).

Para modelizar el comportamiento del agua de la zona final, nos enfocamos en el corte de
agua, y mediante ChatGPT se puede aplicar un analisis de que modelo posee mejor ajuste.
Como se observa en la Figura 14, los modelos logaritmicos y exponencial tienen sus pro y

contras, por lo que una combinacién de los dos podria generar un buen modelo.

a. Modelizado logaritmico b. Modelizado exponencial
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Figura 14. Modelizando el historial de produccion antes del cierre del pozo LAG041, elaboracién
propia.

El modelo obtenido fue el siguiente, y es el que permitié completar la Figura 15.

fuw = 5.6234 -10g(10.7567t) + 23.3592 - ¢0.002617¢ (11)
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Figura 15. Historial y prediccion de produccién hasta cierre del pozo LAG041, (Empresa de servicio,
2018).

3.2.5 Mineralogia

El andlisis de la mineralogia en la region de interés (arena T inferior) requiere una prueba de
nucleo. Sin embargo, ante la falta de disponibilidad de dicha prueba, nos basaremos en la
Tabla 8, la cual presenta los datos utilizados por (Jiménez Naranjo, 2015) para la mineralogia
de laarena U. Esta eleccion se fundamenta en la correlacion de presencia de arcilla (5 a 15%)

entre las arenas U y T, segun (Almeida Campana & Cardenas Cardenas, 2010).

Tabla 8. Mineralogia sustituta para la arena T del pozo LAGO041, (Jiménez Naranjo, 2015).

Composicién mineral Mineral presente
SiO2 (cuarzo) 97 %
CaCo3 (calcita) -
CaMg(C0O3)2 (Dolomita) 1%
Al2Si205(0H)4 (caolinita) 2%
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3.3 Disefo de fractura

Se realiza en torno a la seleccion de los fluidos que seran parte del programa de
fracturamiento sea como medio de pre-tratamiento, apuntalamiento y fractura. Tal y como
menciona (Tomald Soriano & Salvatierra Quimi, 2024) el fluido de apuntalado
habitualmente aplicado en pozos del oriente ecuatoriano es el Carbolite 20/40, atil para
presiones de cierre mayores a 7000 psi que hacen necesario apuntalantes de alta resistencia
(HSB) (Buitron Garrido & Piedra Bazurto, 2020) (Mencias Almeida, 2016).

En lo que respecta al fluido fracturante, recomiendan la serie YFHTD o SAPPHIRE por su
favorabilidad en lograr geometrias de fractura adecuadas que mejoran la produccion en casos
satisfactorios en Ecuador. Y por consiguiente para la etapa de desplazamiento final, puede
emplearse la misma tipologia de fluido fracturante o la serie WF. Todos los fluidos

mencionados son compatibles con la mineralogia de la arena productora.

El programa de fracturamiento debe seguir la estructura resumida siguiente, esta puede
repetir la fase 2 cuantas veces sea necesario, 0 a veces intercalaciones especificas de los
fluidos desplazantes y de fracturas, con el objetivo de alcanzar las dimensiones de fractura
deseado.

2. Apuntulante y

fracturante 3. Desplazamiento

Figura 16. Esquema general del programa de fractura, Elaboracién propia.

En esta seccion, también se aborda las dimensiones objetivo que se quieren alcanzar de la
fractura, para esto se analiza el espesor de la zona de pago, y como se describio oscila entre
11 a 21 ft, normalmente un espesor de interés adecuado seria 25 ft. Pero si se considera la
arena T en su totalidad el espesor de esta varia entre 60 a 80 ft, lo cual podria convertirse en
la altura de la fractura deseada. Ahora para la longitud media de fractura, es decir
longitudinalmente, podria esperarse entre 100 a 120 ft. Todos estos detalles fueron
analizados a partir de (Mencias Almeida, 2016) (Buitron Garrido & Piedra Bazurto, 2020).
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Para determinar el programa optimo de fractura se realizé diferentes combinaciones de

fluidos, variando desde el fluido fracturante, el de lavado (flush) y el apuntalante (propante).

Tabla 9. Codificacion de los fluidos iterados para optimizar la fractura del pozo LAGO041, elaboracién propia.

Funcién Fluido Cadigo
adjudicado
YF130.1HTD F1.1
YF135.1HTD F1.2
) YF140.1HTD F1.3
Preflujo y Fracturante
YF145.1HTD F1.4
YF150.1HTD F1.5
YF160.1HTD F1.6
WF130 FL1.1
Flush o
) ) WF140 FL1.2
desplazamiento final
WF160 FL1.3
Carbolite 20/40 P1.1
CarboProp 20/40 P1.2
EconoProp 20/40 P1.3
Apuntalante
Sinterball 20/40 P1.4
Sintered Bauxita 20/40 P1.5
SinterLite Bauxita 20/40 P1.6

Para simplificar la visibilidad de los datos y resultados se adjudicaron codigos para estos
fluidos (Tabla 9). La estrategia de optimizacion del programa de fracturamiento fue la

siguiente:

a) Realizar combinaciones entre los fluidos fracturante y de lavado, dejando como
default el propante Carbolite 20/40. Determinando el 6ptimo fluido fracturante y
flush.

b) Hacer lo mismo para los diferentes fluidos apuntalantes y seleccionar el éptimo.
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c) Ahora corresponde a definir la tasa de bombeo adecuada iterando las siguientes a 20,
25, 30, 35, 40 bpm.

d) Asi mismo con la maxima concentracion de propante: 8, 9, 10, 11, 12 y 13 ppg.

e) Finalmente, aprovechar la capacidad del software para analizar el programa de

fracturamiento en un estado ideal.

3.4 Validacion del disefio de fractura mediante software especializado.

Para ello, se dispone del software FracCade version 7.0 de la compariia Schlumberger, que
se puede obtener gratuitamente por ser un software en desuso, siendo ahora la Gnica forma
de emplear una version mas reciente con el paquete completo de Petrel, pero esto de ninguna
manera desacredita los resultados que puede proporcionar la version 7.0 debido a que
conserva las mismas asunciones que la version mas actual, lo Unico diferente es que se

agregaron nuevas funcionalidades y la forma interactiva con el usuario.

También nos apoyamos con otro software, en caso de alguna necesidad, llamado FracPro
que permite modelar y simular operaciones de este tipo; y es posible el analisis post-
fracturamiento (Shanshan Liu, 2018). De la misma forma, si hiciera falta se dispone del
paquete de software de CMG para el prondstico de produccion (Stewart, Joslin, Alexander,
& Jackson, 2024).
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CAPITULO IV: ANALISIS Y DISCUSION DE
RESULTADOS

4.1 PROGRAMA DE TRATAMIENTO DE FRACTURA

Para mejorar la seleccion adecuada de los fluidos en las tres fases principales del programa
de fracturamiento, se decidio iterar el comportamiento de variadas combinaciones

pertenecientes a los fluidos de la serie YFHTD, WF y Propante.
4.1.1 Optimo fluido fracturante y lavado

Primero se realizaron las pruebas de simulacion de fractura variando combinaciones del
fluido fracturante y fluido de lavado (flush). Como describe la Tabla 10 como la figura 17,
los mejores perfiles son las combinaciones 1y 4, con cierta favorabilidad a la combinacion
1 porque existe un cruce de curvas gque representaria optimizacion. Ademas, el volumen
inyectado es menor con respecto a otros casos con buena longitud de fractura, pero mayor
volumen inyectado. Con esto, el fluido fracturante y de lavado 6ptimos, son respectivamente
el YF130.1HTD y WF130.
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Fluidos Principales

Figura 17. Combinaciones de fluido fracturante y lavado para optimizar el programa de fractura,

elaboracion propia.
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Tabla 10. Resultados globales entre combinaciones de fluido fracturante y lavado para optimizar el programa

de fractura, elaboracién propia.

Fluidos empleados N° de YOIumen Masa Volumen  Tiempode Longitud
etapas inyectado  propante slurry bombeo fractura
gal Ibs bbls min ft
FL1+P1.1+FL11 9 43600 45000 1085 54.2 63.0
F1.2+P1.1+FL1.1 10 47600 55000 1190.6 59.5 60.2
F1.3+P1.1+FL1.2 7 44600 28000 1091.1 54.6 59.2
F1.4+P1.1+FL1.2 8 49600 36000 1218.5 60.9 60.9
F1.5+P1.1+FL1.2 8 44600 36000 1099.4 55 58.6
F1.6+P1.1+FL1.3 7 40600 28000 995.8 49.8 57.1

4.1.2 Optimo fluido apuntalante

Es evidente en la figura 18, que el propante CarboProp 20/40 (F1.1+P1.2+FL1.1) mantiene

una longitud de fractura mayor a las otras alternativas y aunque el gasto de inyeccion total

no es bajo, las dimensiones de fractura lo valen.
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Figura 18. Combinaciones de fluido apuntalante frente a los fluidos YF130.1HTD-WF130 para

optimizar el programa de fractura, elaboracidn propia.
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Tabla 11. Resultados globales desde los fluidos YF130.1HTD — WF130 entre combinaciones de fluido

apuntalante para optimizar el programa de fractura, elaboracion propia.

Fluidos empleados N° de YOIumen Masa Volumen  Tiempode Longitud
etapas inyectado  propante slurry bombeo fractura
gal Ibs bbls min ft
FL1+P1.1+FL11 9 43600 45000 1085.0 54.2 63.0.
F1.1+P1.2+FL1.1 10 43600 55000 1084.8 54.2 123.1
F1.1+P1.3+FL1.1 10 41600 55000 1033.8 51.7 62.0
F1.1+P1.4+FL1.1 10 40600 28000 995.8 49.8 57.1
F1.1+P15+FL1.1 10 41600 55000 1033.8 51.7 62.0
F1.1+P1.6+FL1.1 10 44600 55000 1109.5 55.5 63.5

4.1.3 Tasa de bombeo estimada

El mejor desempefio es para las tasas de 20, 25 y 30 bpm con una oscilante longitud de

fractura de 123 a 124 ft; pero si nos centramos en el gasto de volumen total de inyeccion, la

mejor eleccion es a 30 bpm.
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Figura 19. Longitud de fractura frente a variaciones de la tasa de bombeo, elaboracién propia.
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Tabla 12. Variaciones de la tasa de bombeo para optimizar el programa de fractura, elaboracion propia.

Tasa de N° de Volumen Masa Volumen  Tiempode Longitud
bombeo  etapas inyectado propante slurry bombeo fractura
bpm gal Ibs bbls min ft
20 10 43600 55000 1084.8 54.2 123.1
25 10 40600 65000 1021.9 40.9 124.1
30 10 34600 55000 870.5 29.0 123.8
35 10 32600 55000 822.9 23.5 61.2
40 10 29600 55000 751.5 18.8 60.0

4.1.4 Méaxima concentracion de propante

De acuerdo a lo obtenido en la figura 20 y tabla 13, las concentraciones maximas idéneas es

9, 10y 12 ppg. Se considera la concentracion de 10 ppg, la mas adecuada, porque se emplea

una masa de propante y volumen total menor de fluidos; y la longitud de fractura es

adecuada.
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Figura 20. Longitud de fractura frente a variaciones maximas de concentracion de propante, elaboracion

propia.
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Tabla 13. Variaciones de la concentracion maxima del propante para optimizar el programa de fractura,
elaboracién propia.

Concentracion N° de Volumen Masa Volumen  Tiempode Longitud
maxima etapas inyectado propante slurry bombeo fractura
ppg gal Ibs bbls min ft

8 8 31600 36000 783 26.1 29.6

9 9 35600 63000 901.1 30.0 124.5

10 10 34600 55000 870.5 29.0 123.8

11 11 34600 66000 879.9 29.3 117.1

12 12 37600 78000 961.5 321 155.6

13 13 37600 91000 972.5 324 126.7

Finalmente, se proporciona los dos programas de fracturamiento; a) el programa generado
con una tasa fija por etapa de propante (1.0 ppg) y b) el programa ideal sin tener en cuenta
una tasa fija de propante. Satisfactoriamente el programa a) es el que alcanza un buen
dimensionamiento de la fractura hidraulica al respecto al otro programa con solo 29.3 ft de

longitud de fractura.
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a) Tasa fija por etapa de propante (1.0 ppg)

b) Programa ideal sin tasa fija por etapa de propante.

Conc Vol Conc Masa Vol Conc Vol Conc Masa Vol

Etapa Fluido Bombeo Tiempo ) Etapa Fluido Bombeo Tiempo )

gel fluido prop prop slurry gel fluido prop prop slurry

bpm min Ib/gal gal PPA Ib bbl bpm min Ib/gal gal PPA Ib bbl
PAD F1.2 30.0 16.7 30.0 21000 0.00 0 500.0 PAD F1.2 30.0 16.8 30.0 21160 0.00 0 503.8
1PPA  FL1+P12 30.0 0.8 30.0 1000 1.00 1000 24.7 4 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.8 30.0 849 3.72 3155 22.9
2PPA  FL1+P12 30.0 0.9 30.0 1000 2.00 2000 255 6 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.8 30.0 802 5.52 4427 22.9
3PPA  FL1+P12 30.0 0.9 30.0 1000 3.00 2999 26.4 6 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.4 30.0 391 6.40 2506 115
4PPA  F11+P12 30.0 0.9 30.0 1000 4.00 3999 27.2 7 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.4 30.0 387 6.83 2642 115
5PPA  FL1+P12 30.0 0.9 30.0 1000 5.00 4999 28.1 7 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.6 30.0 572 7.24 4145 17.2
6PPA  FL1+P12 30.0 1.0 30.0 1000 6.00 5999 28.9 8 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.6 30.0 564 7.79 4389 17.2
7PPA  FL1+P12 30.0 1.0 30.0 1000 7.00 6998 29.8 8 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.6 30.0 556 8.27 4598 17.2
8PPA  F11+P1.2 30.0 1.0 30.0 1000 8.00 7998 30.6 9 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.6 30.0 549 8.75 4803 17.2
9PPA  F11+P1.2 30.0 1.0 30.0 1000 9.00 8998 315 9 PPA F1.1+P1.2 30.0 0.6 30.0 542 9.25 5009 17.2
10PPA  FL1+P12 30.0 1.1 30.0 1000 10.00 9998 32.3 10PPA  FL1+P1.2 30.0 0.6 30.0 537 9.60 5149 17.2
FLUSH FL1.1 30.0 2.9 30.2 3600 0.00 0 85.7 FLUSH FL1.1 30.0 2.9 30.2 3600 0.00 0 85.7

Tabla 14. Programas de fracturamiento definitivos recomendados para el pozo LAGO041 incrementar produccion, elaboracion propia.
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4.2 DIMENSIONES DE FRACTURA HIDRAULICA ESTIMADA

Lo obtenido en la figura 21, rescatamos los mas relevante como la longitud media de fractura
de 123.8 ft 0 aproximando a 124 ft que, si consideramos la longitud total, seria 248 ft. La
altura de fractura de 401.7 ft es considerable (area de accion por la fractura — Figura 23) y
habria que realizar un modelo a escala o simulador de reservorios para analizar otros

aspectos.

En la conductividad de fractura se cuantifica como de bien puede fluir el hidrocarburo a
través de la fractura basada en la permeabilidad del material que llena la fractura y el ancho
de la misma. La simulacion pronostica 745 md.ft en la totalidad de la arena de interés, que
es una buena valoracion. Una mayor conductividad de fractura indica un mejor flujo de
hidrocarburos desde la formacion hacia el pozo, lo que es deseable para maximizar la

produccion.

Con respecto, al parametro F, de 30.1 puede interpretarse como:

e Alta Eficiencia de Fractura: La fractura creada tiene una alta capacidad para permitir
el flujo de hidrocarburos. Esto es deseable porque significa que la fractura esta bien

disefiada y tiene una buena permeabilidad y apertura efectiva.

e Buena Relacion entre Fractura y Yacimiento: Un valor de F., alto sugiere que la
fractura es eficaz en maximizar el flujo de hidrocarburos desde el yacimiento hacia
el pozo, aprovechando al maximo la permeabilidad y la longitud de la fractura en

comparacion con la permeabilidad del yacimiento.

e Posible Sobredimensionamiento: Aungue un F, alto generalmente es positivo,
también puede indicar que la fractura es mucho mas conductiva de lo necesario en
relacién con la capacidad del yacimiento. Esto podria significar que se ha invertido
mas en el fracturamiento de lo que es estrictamente necesario, lo cual puede no ser

econdémicamente Gptimo.
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Inmitial Fracture Top TVD. . ... .cu ittt ennnnnnnnns 9900.0 fc
Initial Fracture Bottom TVD........c.cviivncnnnnns 9980.0 ft
Propped Fracture Half-Length........ccocnononannnn 123.8 ft
Propped Width at Well.......c it in i cnenenennns 0.046 in
Average Propped Width. ... ... .o i i i i nnnens 0.028 in
Average Gel Concentrationm. ... ..o incncnennnnnnas 246.1 lb/mgal
Average Fluid Retainmed Factor...........c.cocucunn. 1.00

Max Hydraulic Fracture Half-Length................ 200.9 ft

ECJ Hydraulic Fracture Half-Length................ 143.5 ft

ECJ Hydraulic Width at Well.. ... ... i it enennnn 0.143 in

ECJ Hydraulic Height at Well........ .o cnenenennnn 401.7 ft

EQJ Het Pressumre. ... v ieonenenenenenenenenennnnns le2 psi

s I I .o - 0.226
Estimated Closure Time......oe s enrsnnrsnnrsnnnannsnns 19.4 min
Equivalent Leakoff. ... ... n i ininciin e en 3.3E-3 ft/mind.5
Effective Conductivity. v overoncnenenenenannnnnnns T45 md. ft
Effective Fod..... i iin s nnsnnsnnnnnnnnns 30.1

Figura 21. Predicciones del simulador de fractura hidraulica, elaboracion propia.

El programa de fracturamiento esta planificado para 29 minutos, pero el punto esencial es

que el dimensionamiento de la fractura se alcanza a los 26 minutos (Figura 22). Por otro

lado, el mantenimiento éptimo de las condiciones de fractura (eficiencia de la fractura) se

prolongan por 38 minutos (figura 24). Como se puede determinar, la fractura hidraulica

abarca la zona de interés de produccion y estimulada el sector circundante del tope y la base.
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Figura 22. Presion vs tiempo de inyeccion para alcanzar la fractura hidraulica, elaboracion propia.
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Figura 23. Area de accion de la fractura hidraulica, elaboracion propia.
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Figura 24. Eficiencia de fractura a través del tiempo, elaboracion propia.
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Figura 26. Dimensionamiento de fractura vista 2D, elaboracidn propia.
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Figura 27. Influencia del dimensionamiento de fractura, elaboracion propia.
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4.3 PRONOSTICO DE PRODUCCION EN POZO ESTIMULADO

Conociendo el indicador Fp que se utiliza para evaluar la eficiencia con la que una fractura
hidraulica puede transportar hidrocarburos desde la formacién rocosa hacia el pozo, y
empleando la relacion de (Cinco-Ley & Samaniego-V., 1981), podemos estimar un valor de

skin de pozo estimulado bajo la ecuacion siguiente (obtenida desde la correlacion gréfica):

X
sp+1n (L) =0.75 (12)

Ty

=0.75—1 (123'8) = —5.147 5
Sf = V. n 034 = . =~

\ 4
A
\ 1 iz

2 - -
;; \ ....... 4
5\ t ! J..€.4 .
c - :
o PP x r* . i )

1 |

0.75 cosohe ~ :
0 : | : i3 i : ’ i i3
0.1 1 10 30 100 1,000

Figura 28. Relacion de eficiencia de fractura y factor skin, (Cinco-Ley & Samaniego-V., 1981).

Se desarroll6 un modelo radial del pozo LAG-041 en un simulador comercial, asumiendo
los datos obtenidos de la fractura. El resultado es sustancialmente positivo en la recuperacion

de petréleo-crudo, como lo indica la figura 30.
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Figura 29. Modelo de reservorio para Unico pozo LGA-041 en simulador comercial, elaboracion propia.

Tabla 15. Compilacion global de indicadores para analisis técnico de factibilidad, elaboracién propia.

Tiempo. Qo bpd N, bp f.% Wy, % Comentario
01-01-2019 12.66 59583.73 125 47.40 Corresponde al periodo de declinacion antes
02-04-2019  0.00 60305.26 12.64  49.03 que cierre el pozo
01-02-2025 250.83  72310.43 14.16  43.86 18% con respecto al factor de recobro fue el
01-01-2027  91.00 165458.41 32.40 76.30 incremento de recuperacion del pozo.

El control de produccién de agua (76%), aln
es operable.
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

La implementacion del fracturamiento hidraulico en el pozo LGA041 demostrd ser
altamente eficiente, resultando en un incremento significativo de la produccion de
petroleo. El pozo experimentd un aumento en la produccion desde 60,305.26 barriles
hasta 165,458.41 barriles, lo que refleja un incremento del 174.5%. Este aumento de
produccion evidencia la efectividad del fracturamiento hidraulico en la mejora del

rendimiento del pozo.

Las variables operacionales, como la seleccion del fluido de fracturamiento y el disefio
de la inyeccion de propantes, fueron optimizadas a traves de simulaciones iterativas. Se
determind que la combinacion de fluidos YF130.1HTD y WF130, junto con el propante
CarboProp 20/40, proporcionaron los mejores resultados en términos de longitud y

conductividad de fractura, mejorando la eficiencia global del proceso.

La evaluacion técnica y las simulaciones permitieron identificar los principales riesgos,
como el control de produccion de agua. Se implementaron medidas de mitigacion
efectivas que lograron mantener el control del corte de agua en niveles operables,
asegurando asi la viabilidad del proyecto a largo plazo. La produccién de agua se mantuvo

operable en un 76%.

El desarrollo del modelo radial del pozo LGAO41 en un simulador comercial proporciond
una prediccion precisa del comportamiento del pozo post-fracturamiento. Los resultados
del modelo indicaron un incremento sustancial en la recuperacion de petréleo-crudo,
confirmando la efectividad de las técnicas de simulacion y la precision del modelo

predictivo utilizado para la planificacién y ejecucion del fracturamiento hidraulico.
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5.2 RECOMENDACIONES

Realizar un monitoreo constante y ajustes periddicos de las variables operacionales como
la tasa de bombeo, el tipo y cantidad de propante, y la seleccion de fluidos de
fracturamiento. Esto asegurara que el proceso de fracturamiento hidraulico mantenga su

eficiencia y se adapte a las condiciones cambiantes del yacimiento y del pozo.

Utilizar tecnologias avanzadas de simulacion y modelado para predecir y planificar mejor
las operaciones de fracturamiento hidraulico. Estas herramientas pueden ayudar a
identificar los parametros optimos y prever los posibles resultados, minimizando riesgos

y mejorando la produccién.

Invertir en la capacitacion continua del personal técnico involucrado en las operaciones
de fracturamiento hidraulico. Un equipo bien entrenado puede implementar de manera
mas efectiva las técnicas y tecnologias mas recientes, asegurando operaciones mas

seguras y eficientes.

Continuar y mejorar la evaluacion de los impactos ambientales del fracturamiento
hidraulico. Implementar practicas de mitigacion efectivas para reducir cualquier efecto
negativo sobre el medio ambiente, asegurando que las operaciones sean sostenibles y

cumplan con las regulaciones ambientales vigentes.
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Anexo Al. Datos administrativos del pozo LAG041, software FracCade.
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Anexo A2. Datos iniciales del pozo LAG041, software FracCade.
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Anexo A3. Ingreso de informacion de tubing y casing, software FracCade.
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Anexo A4. Ingreso de densidad de disparos, software FracCade.
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Anexo A5. Ingreso de informacion de la zona de interés, software FracCade.
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ndex |1 7] ﬁj}fe [DIRTYSANDSTONE  Mew | Insert | Delete |
— Mechanical Properties — Saturationg

Rock Compreszzibility IB.DDE-E 1/psi Gas 0.0%
Tatal Compreszsibility I'I (02E-51/psi il e

Specific Gravity |2_50
Embedment Strength IBDUDD psi Water |1 92%

— Composition — Thermal Froperties

Percent Limestone IEIEI.D % Heat Capacity ID_239 Btudlbm,/dF

Percent Calarmite |1 0%
Thermal Cond. I'I 56 BTUM K AF
Rock Type IDIHTY-SANDST "I

— Edit Flagz

Fixed Vanable IHElGHT v| Shift Direction IDDW’N "I

Anexo A6. Pardmetros de la roca, software FracCade.




W7 File Edit View FracCADE General Tools Window Help
Dllﬁ‘flnl J"ollﬁl ILlntitIed

Intra | Admin | wel | Zone [FesFid] Fuid | Frop |

General | PYT Table |
Rezeryair —water Component

Wwell Type ID”- :I' “waker Gravity I'IEH—
BHST |225 degF Wwater 5 alinity IE'I 14 ppm
— Gaz Component "/ ater Compresszibiliy |1 [0E-B1/psi

[ Usze Gas Composition — il Component

GasGrawity [06H Initial GOR [111seitbbl
N2 [ooz Bubble Paint [fropsi
coz [0z Oil 4P| Gravity [324degtpt
Has [oo%

Anexo A7. Informacién PVT de los fluidos, software FracCade.

7 File Edit View FracCADE General Tools Window Help

D|ﬁ: H| ,}é||g. [Untived ~] ﬁl |:s_:|@|i| &

intra | Admin | wel | Zone [ResFid] Fuid | Prep ||
L

¥ Use Corelations for PYT Table

Region [Unspeciied v BubblePt/GOR[Glae | DeadOiViscosiy  [Gass o]

0il Type Im Form. Vol. Factor Im Undersat Oil Vizcosity W
Compresszibility IW Saturated Oil Viscosity W
Acid Gas [Glaso for 25, C0: =

General

Fressure Oil Yol ai ail GOR Gaz Yol Gas Gas Gas Hz20 val HaO Hz0 GwWR
Factor Vizgcosity | Compres. Factor Viscosity | Compres. | £ Factor Factor Vizcosity | Compres.

psi bhI/STE cP 1épsi scf/bhl bbl/scf cP 14psi bblscf c 1/psi sch/bbl
1 16 1.05 16 474E-2 B 2151 05 EB25E-2 1.00  1.87E1 02 1.55E6 0
? 770 1.09 1.0 482E4 m 4.31E-3 0016 1.34E-3 097 1.88E1 027 347EE 5
? 853 1.09 1.0 310ES m 3.88E-3 00e | 1.21E-3 096 1.86E1 02 34EEE B
T 1271 1.08 11 2.08E-5 m 257E-3 006 B10E-4 0495 1.86E1 0z2a 343EE6 9
? 1630 1.08 1.2 1.56ES m 1.92E-3 0017 E.04E-4 0494 1.86E1 0272 3396 1l
E 2108 1.07 1.2 1.25E5 m 1.54E-3 0018 4744 094 1.85E1 0272 336EE 13
? 2526 1.07 1.3 1.05E5 m 1.29E-3 0018 3.84E-4 084 1.85E1 0272 333EE 14
E 2945 1.07 15 B97EE m 1.11E-3 009 3174 0495 1.85E1 0273 330EE 16
? 3363 1.07 16 7.85E-E m 9.84E-4 0020 2EEE-4 0496 1.85E1 0273 326EE 18
ﬁ ez 1.07 1.7 EA98E-6 m 5.86E-4 0.0 2.25E-4 0493 1.84E1 0273 323EE 13
E 4200 .07 19 E29E-6 m S.14E-4 0.021 1.93E-4 093 1.84E-1 0274 | 320EE 21

Anexo A8. Generacion de PVT, software FracCade.
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o File Edit View FracCADE General Window Help - 5 X
Dl@lul ‘X’l El IUnt\tIad
Intra I Admin | wiell I Zone | Res FIdI Fluid I Frop ||
1
Database I Properties I Additive | Acid I Cantral Limits |
 Saved fluid: r Loaded fluid
-3 VD& 1 Brine {.43ppg 2% KCT}
. 2F130.1HTD
@ WaterPAL IYFI351HTD
4F140.1HTD
5YF145.1HTD
6F150.1HTD
Load = |1 7wF140
awF130
<Save ||lawF160
{23 YF400LPH [CO2]
-3 YFSO0HT
{3 YFE0OHT
Delete | Delete |
Database Management... |
Current Database: FracCADE System Fluid Database |4 [INPUT  [UNLOCKED  [CONSE

Anexo A9. Seleccion de fluidos fracturantes y deslizantes, software FracCade.

& File

Edit View FracCADE PropFRAC Tools

Window Help

D|E’:|H| 3<,||g,| fUntited

wel | Zone | ResPid | Flid Schedule| Ewecute

Database |Pr0perties| Pl
— Proppant Databaze

Databaze

Rezin-Coated Sand
Sand

Ceramic

[#- Resin-Coated Ceramic

Delete |

Summalyl Eng HepI Frc

Load -»

=T
<-Save |
[

Help

— Local Proppants

1 Carbolite 20440
2 Carbolite 20440 2% Sandwedge NT
3 Carbalite 20440 PropMet [1.5% ]

Delete |

Anexo A10. Seleccion de fluidos propantes, software FracCade.



Liquid Only I Non Tip-Screen-Out I Tip-Screen-Out I

r Simulator Control
Frac. Geometry Model PiD r
& Hydraulic Haff-Length |15111]ﬂ
™ Total Liguid Volume bbl
Fluid

Pumping Rate IZCH] bbl/min

Main Fluid Index 2 = |YF130.1HTD

Flush Fluid Index g | WF130

Generate Schedule | Help | Close |

Anexo Al1l. Seleccion del modelo de fractura, software FracCade.



ANEXO B

Tabla B.1. Sumario de resultados del simulador de fractura hidréaulica.

Schlumberger
FracCADE Simulation Report

Company:........ UPSE District:.......
Well:........... LAG-041 Phone.:..........
Field:.......... LAGO AGRIO Prepared for:...
County:......... ECUADOR Prepared by:....
Country:........ Ecuador Proposal Number:
Location:....... Case:........... Untitled
Formation:...... Tinferior

File:  G:\Tesinas\Tesis [Flujo Estim]\Disefio de fractura\LAGO041-A.cfw

Well Data:
Well Spacing.......cccocevevvevecieiecec, 55.0 acres
Injection Flag........ccccoovveveievcinnnn, TUBING
Well TYPE..cooeceecece e, Vertical
Well Location.........cccceeevevenneninininns OnShore
Hole Size at Perforated Interval.................. 7.00in
Bottom Hole Static Pressure....................... 4200 psi
Bottom Hole Static Temperature.................... 225 degF
Earth Surface Temperature..........ccccccoeene. 80 degF
Fluid Surface Temperature.............ccccccu..... 80 degF

Tubing Casing

Bot. OD Weight ID Bot. OD Weight ID
MD MD
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ft in Ib/ft in ft in Ib/ft in
9870.5 3.500 9.3 2.990 9750.0 9.625 53.5 8.535
10176.0 7.000 26.0 6.276

Reservoir Data:

Well TYpe. .o OIL
Reservoir Fluid Compressibility................... 6.286E-06 1/psi
Reservoir Fluid Viscosity..........cc.coccvuene. 1.871E+00 cP

Total compressibility and reservoir fluid viscosity were

computed from correlations and the following parameters.

Gas Gravity.......ccoceveeveveevecie e 0.65

Oil API Gravity......cccoovvvveicieiiinen 32.4 degAPI
Gas-Oil Ratio........ccccvvveriiiiiiiieins 111 scf/bbl
Bubble Point Pressure..........ccccccovevvvnaee. 770 psi
Equivalent 2D Top ZoNe........ccccveevevevinnnns 1
Equivalent 2d Bottom Zone............cccccueue.n. 1

Zone Height Data:
Zone Zone Top Gross Leakoff Net Rock
Nbr Name TVD Height Height Height Type
ft ft ft ft
1 DIRTY-SANDSTON 9900.0 80.0 80.0 25.0 DIRTY-SANDSTONE
2D 9900.0 80.0 80.0 25.0

Zone Stress Profile Data:

Zone Top Fracture Min. Insitu Reservoir
Nbr TVD Gradient Stress Pressure
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ft  psi/ft psi psi
1 99000 1.060 10536 4200

2D 9900.0 1.060 10536 4200
Zone Mechanical Properties:
Zone Top Young's Poisson Toughness Sp. Embed. Lime- Dolo-
Nbr TVD Modulus Ratio Gr. Strength Stone Mite
ft psi psi.in0.5 psi % %
1 9900.0 3.000E+06 0.20 700 250 60000 99.0 1.0
2D 9900.0 3.000E+06 0.20 700 2.50 60000 99.0 1.0
Zone Transmissibility Properties:
Zone Top Perm. Porosity Total Oil Gas H20
Nbr TVD Compr. Sat. Sat. Sat.
ft md % 1lpsi % % %
1 9900.0 0.2 128 1.02E-5 80.8 0.0 192
2D 9900.0 0.2 128 1.02E-5 80.8 0.0 19.2
Perforation Data:
Top Top Bottom Bottom Shot Total Entrance
MD TVD MD  TVD Density Number Diameter
ft ft ft ft shot/ft in
9900.0 9900.0 9980.0 9980.0 3.00 240 0.32
Proppant Data:

Stress on Proppant..........cccccoeevvveninennne. 10522 psi

Prop. Proppant Mesh Mean Pack Grain Prop

Prop
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Nbr. Name Size Dia. Por. Sp.Gr. Retained Perm.

Factor
in % % md

1 CarboL.ite 20/40 20/40 0.029 350 274 100 66204

2 CarboProp 20/40 20/40 0.025 35.0 3.36 100 133695
3 EconoProp 20/40 20/40 0.026 350 2.68 100 55778

4 Sinterball 20/40 20/40 0.027 350 3.62 100 132136

5 Sintered Bauxite 20/40 20/40 0.026 35.0 3.62 100 110208
6 SinterLite Bauxite 20/40  20/40 0.029 35.0 3.30 100 69074

Fluid Additive Data:

Fld. Fluid Gel Breaker Base Flui Quality Quality
Nbr. Name Conc. Conc. Sp.Gr. CO2 N2
Ib/mgal Ib/mgal % %

1Brine{843ppg 00 00 101 00 0.

2 YF130.1HTD 300 00 100 0.0 0.0
3 YF135.1HTD 350 00 100 0.0 00
4 YF140.1HTD 400 00 100 00 00
5YF145.1HTD 450 00 100 00 00
6 YF150.1HTD 500 00 100 0.0 0.0

7 WF140 400 0.0 100 00 00
8 WF130 302 00 100 0.0 00
9 WF160 600 00 100 00 0.0

10 YF160.1HTD 60.0 00 100 00 00

Fluid Rheology Data:

Fld. Fluid n-prime k-prime Viscosity Shear Settling  Temp. for
Nbr. Name Rate Factor Perfect
Transport
Ibf.s”n/ft cP 1/s degF
1Brine {8.43ppg 1.00 558E-6 0.267 170 0.00 0.01
2 YF130.1HTD 0.30 3.80E-3 5.000 170 0.00 0.01

3 YF135.1HTD 0.29 9.50E-3 11865 170 0.00 0.01



4 YF140.1HTD 0.25 4.92E-3 5.000 170 0.00 0.01
5 YF145.1HTD 0.38 2.52E-3 5.000 170 0.00 0.01
6 YF150.1HTD 0.52 1.23E-3 5.000 170 0.00 0.01
7 WF140 1.00 2.09E-5 1.000 170 0.00 0.01
8 WF130 1.00 2.09E-5 1.000 170 0.00 0.01
9 WF160 1.00 2.09E-5 1.000 170 0.00 0.01
10 YF160.1HTD 0.61 7.74E-4 5.000 170 0.00 0.01

Fluid Leakoff Data:

Fld. Fluid Leakoff Cw Ct Spurt
Nbr. Name Visc.
cP ft/min0.5 ft/min0.5 gal/100ft2
1 Brine {8.43ppg 3 1.0E+0 2.9E-3 0.0
2 YF130.1HTD 1.0 2.0E-3 1.4E-3 0.6
3 YF135.1HTD 1.0 2.3E-3 1.6E-3 0.0
4 YF140.1HTD 1.0 2.9E-3 1.8E-3 1.1
5 YF145.1HTD 1.0 2.7E-3 1.7E-3 1.0
6 YF150.1HTD 1.0 2.5E-3 1.6E-3 0.8
7 WF140 1.0 5.9E-4 5.3E-4 0.2
8 WF130 1.0 1.3E-3 1.0E-3 0.4
9 WF160 1.0 5.7E-4 5.1E-4 0.1
10 YF160.1HTD 1.0 2.2E-3 1.5E-3 0.8

PropFRAC Placement Simulation Data:

Fracture Geometry Model..........c..ccccoenenen. RAD
Gross Fracture Height...........c.ccccoenee 80.0 ft
Leakoff Height...........ccooe i, 80.0 ft
Simulation Mode.........ccccovvvreneieinnnn. REGULAR
Time Step..ccovveee e REGULAR
Bridging Factor..........ccccoevevnvvnnnnnen 25

Model Poroelasticity..........ccccccceviinanns NO
Include 2D FIOW........ccccoiveiiniieen No

Max BH Pressure.........ccccooeoeieivnneennns 100000 psi
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Shut-In TiMe.....ccoovvveeieee e 0.0 min
Use Viscous Heating in Temperature Calculations... YES
Use Corrected Rheology for Borate Fluids.......... YES

Initial Fracture:

Top Bottom Is Include Include Include

TVD TVD Active Perforation Deviation Phasing
Friction Tortuosity Misalignment

ft ft

9900.0 9980.0 YES YES NO NO

Perforation Friction:

Top Bottom Is Include  Erosion Perforation Number
TVD TVD Active Perforation Rate  Diameter of
Friction Coefficient Perforations
ft ft in
9900.0 9980.0 YES YES 0.5 0.32 240

Deviation Tortuosity:

Top Bottom Is Include Tortuosity Tortuosity
TVD TVD Active Deviation Angle Coefficient
Tortuosity
ft ft deg
9900.0 9980.0 YES NO 0 0.5

Phasing Misalignment:

Top Bottom Is Include BH Pinch  Slurry Pinch
TVD TVD Active Phasing Cement Erosion Correction Erosion
Misalignment Pressure Coefficient Velocity
ft ft psi ft/min
9900.0 9980.0 YES NO 9483 0.5 0.5 2400



Bottom Hole Pump Schedule:

Step  Pump Fluid Clean Prop. Prop. Prop. Slurry Inj.
Nbr Rate Name Fluid Nbr. Conc. Mass Volume Time
Volume

bbl/min gal PPA Ib bbl  min

1 30.0 YF130.1HTD 21000 0 0.00 0 500.0 16.7

2 30.0 YF130.1HTD 1000 2 1.00 1000 24.7 0.8

3 30.0 YF130.1HTD 1000 2 2.00 2000 255 0.9

4 30.0 YF130.1HTD 1000 2 3.00 2999 26.4 09

5 30.0 YF130.1HTD 1000 2 4.00 3999 272 09

6 30.0 YF130.1HTD 1000 2 5.00 4999 281 09

7 30.0 YF130.1HTD 1000 2 6.00 5999 289 1.0

8 30.0 YF130.1HTD 1000 2 7.00 6998 29.8 1.0

9 30.0 YF130.1HTD 1000 2 8.00 7998 30.6 1.0

10 30.0 YF130.1HTD 1000 2 9.00 8998 315 1.0

11 30.0 YF130.1HTD 1000 2 10.00 9998 32.3 1.1
Total: 34600.4 54987.9 870.5 29.0

Surface Pump Schedule:
Step  Pump Fluid Clean Prop. Prop. Prop.Slurry Inj.
Nbr Rate Name Fluid Nbr. Conc. Mass Volume Time
Volume
bbl/min gal PPA Ib bbl min

1 0.0 YF130.1HTD 3648 0 0.00 0 8.9 00

2 30.0 YF130.1HTD 17352 0 0.00 0 413.2 1338

3 30.0 YF130.1HTD 1000 2 1.00 1000 24.7 0.8

4 30.0 YF130.1HTD 1000 2 2.00 2000 255 09

5 30.0 YF130.1HTD 1000 2 3.00 2999 26.4 09

6 30.0 YF130.1HTD 1000 2 4.00 3999 27.2 09

7 30.0 YF130.1HTD 1000 2 5.00 4999 281 09

8 30.0 YF130.1HTD 1000 2 6.00 5999 289 1.0
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9 30.0 YF130.1HTD 1000 2 7.00 6998 29.8 1.0
10 30.0 YF130.1HTD 1000 2 800 7998 30.6 1.0
11 30.0 YF130.1HTD 1000 2 9.00 8998 315 1.0
12 30.0 YF130.1HTD 965 2 10.00 9648 31.2 1.0
13 30.0 WF130 3648 0 0.00 0 8.9 29

Total: 34612.9 54638.5 870.5 26.1

Pump Schedule Totals

Summary for This Stage

Average Pump Rate..........ccooceevienninns 30.0 bbl/min
VVolume Weighted Average Rate...................... 30.0 bbl/min
Total Fluid Volume............ccoeeveevninee. 34600 gal

Total Proppant Mass............cccceeveievninnns 55000 Ib

Total Slurry Volume...........cccooeevivinns 870.5 bbl

Total Pump Time......ccooovvvvceie e 29.0 min

Fluid Based Totals for This Stage

Fluid Average Volume Weighted Total Total Total Total
Pump Rate Average Rate Fluid Vol Prop Mass Slurry Vol Pump
Time
bbl/min bbl/min gal Ib bbl min
YF130.1HTD 30.0 30.0 31000 54988 7848 26.2
WF130 30.0 30.0 3600 0 85.7 29
Proppant Based Totals for This Stage
Proppant Average Volume Weighted Total Total Total Total
Pump Rate Average Rate Fluid Vol Prop Mass Slurry Vol Pump
Time
bbl/min bbl/min gal Ib bbl min
CarboProp 20/40 30.0 30.0 10000 54988 2848 95
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Summary for Each Treatment

Treatment Average Volume Weighted  Total Total Total Total
Type Pump Rate Average Rate Fluid Vol Prop Mass Slurry Vol Pump
Time

bbl/min bbl/min gal Ib bbl  min
Propped Fracture 30.0 30.0 34600 54988 870.5 29.0

Summary for Each Fluid in Each Treatment

Treatment Fluid Average Volume Weighted Total Total Total Total
Type Pump Rate Average Rate Fluid Vol Prop Mass Slurry Vol Pump
Time

bbl/min bbl/min gal Ib bbl  min
Propped Fracture YF130.1HTD 30.0 30.0 31000 54988 784.8 26.2
Propped Fracture WF130 30.0 30.0 3600 0 857 29

PropFRAC Placement Simulator Predictions:

Initial Fracture Top TVD........ccceeevivennn, 9900.0 ft
Initial Fracture Bottom TVD.........ccccoeeee. 9980.0 ft
Propped Fracture Half-Length.................... 123.8 ft
Propped Width at Well.............c..cc.ce.e. 0.046 in
Average Propped Width.............c.ccccvene. 0.028 in
Average Gel Concentration.............ccc.ce.... 246.1 Ib/mgal
Average Fluid Retained Factor..................... 1.00

Max Hydraulic Fracture Half-Length................ 200.9 ft
EOJ Hydraulic Fracture Half-Length................ 1435 ft
EOJ Hydraulic Width at Well....................... 0.143in
EOJ Hydraulic Height at Well...................... 401.7 ft
EOJ Net Pressure........ccccoeeeeveevvneennns 162 psi
Efficiency....ccccoeiivnice e 0.226

Estimated Closure Time.........ccccccoeveevennee. 19.4 min
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Equivalent Leakoff...........ccccovviirnnnn. 3.3E-3 ft/min0.5
Effective Conductivity...........ccocoeeenvennne. 745 md.ft
Effective FCd.......coooovviiiiiiciee, 30.1

Dist EOJ EOJ EOJ EOJ ACL ACL ACL ACL AcCL
From Frac Slurry Pack Prop Prop Prop Prop Gel Conduc-
Well Height Height Height Conc. Width Height Conc. Conc. tivity
ft ft ft ft PPA in ftlb/ft2 Ib/mgal md.ft

31.0 400.4 400.4 300.8 8.1 0.044 400.1 0.45 321.7 447

61.9 3919 391.9 2894 7.5 0.036 3915 0.35 277.5 340

929 3748 374.8 2654 6.9 0.027 3741 0.25 209.5 233

123.8 346.4 346.4 223.1 5.8 0.011 222.1 0.10 84.0 91

Max Surface Pressure...........cccceevvvvrunen. 9144 psi
Max Hydraulic Horsepower..........c..cccccoevenne. 6722.2 hhp

Fracture Conductivity and ACL Propped Length Per Zone Data:

Zone Zone Top Gross Fracture ACL
Nbr Name TVD Height Conductivity Propped
Length

ft ft md.ft  ft
1 DIRTY-SANDSTON 9900.0 80.0 745 123.8

Bottom Hole Static Temperature.................... 225 degF
Observation Temperature...........cccccceevneee 220 degF

Step Exposure Time Prediction:

Step Pump Fluid Clean Inj.BH Inj Time Time Time Time
Nbr Rate Name Fluid Time Temp at At At At
Volume BHST 220 220 220
bbl/m gal min degF min min min min
1 30.0 YF130.1HTD 21000 16.7 111 74 7.4 7.4 74
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30.0 YF130.1HTD 1000 0.8 98 2.0 2.0 2.0 20
30.0 YF130.1HTD 1000 09 98 1.0 1.0 1.0 1.0
30.0 YF130.1HTD 1000 0.9 98 0.0 0.0 0.0 0.0
30.0 YF130.1HTD 1000 0.9 98 0.0 0.0 0.0 0.0
30.0 YF130.1HTD 1000 0.9 97 0.0 0.0 0.0 0.0
30.0 YF130.1HTD 1000 1.0 96 0.0 0.0 0.0 0.0
30.0 YF130.1HTD 1000 1.0 96 0.0 0.0 0.0 0.0
30.0 YF130.1HTD 1000 1.0 96 0.0 0.0 0.0 0.0
10 30.0 YF130.1HTD 1000 10 95 0.0 0.0 0.0 0.0
11 30.0 YF130.1HTD 1000 1.1 97 0.0 0.0 0.0 0.0

O© 00 N o o A WD

Breaker and Gel Concentrations by Step:

Step Fluid Clean Step Step
Nbr Name Fluid  Gel Breaker
Volume Conc. Conc.
gal Ib/mgal Ib/mgal
YF130.1HTD 21000 30.0 0.0
YF130.1IHTD 1000 30.0 0.0
YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
YF130.1IHTD 1000 30.0 0.0
YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
YF130.1IHTD 1000 30.0 0.0
10 YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
11 YF130.1HTD 1000 30.0 0.0
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