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RESUMEN

El campo Libertador en Ecuador, con méas de 40 afios de explotacion, presenta un
declive en produccion debido al dafio de formacion que reduce la permeabilidad original
de la roca, afectando mas del 90% de sus pozos activos, con produccion inferior a los
550 BPPD. El objetivo de la presente investigacion es desarrollar el modelamiento del
fracturamiento Hidréulico, utilizando el software CMG, para la optimizacion de la
produccion en pozos petroleros del campo Libertador, mediante la creacion de fracturas
que incrementen la conductividad en las formaciones productoras, utilizando un enfoque
experimental cuantitativo donde se seleccionaron pozos candidatos con baja produccion
y dafio significativo, utilizando el indice de heterogeneidad y analisis del factor skin. Se
determind el fluido fracturante y agente apuntalante adecuados segun condiciones del
yacimiento. Se disefio y simulé la fractura con FRACPro y CMG, ajustando parametros
de fractura (longitud, ancho, conductividad) y evaluando escenarios para optimizar la
produccion y reducir dafio. Los resultados muestran que las<a estimulacion hidraulica
incremento la permeabilidad y redujo el dafio (factor skin paso de valores positivos a
negativos, -2.44), duplicando indices de productividad. La simulacion en CMG
evidenci6 que la produccién anual de los cuatros pozos aumenta de 900 BPPD a mas de
1600 BPPD, mejorando la recuperacion del petréleo del 4.5% al 8% para 2050. El
modelamiento y simulacion del fracturamiento hidraulico en el campo Libertador
demuestran una mejora significativa en la produccién y recuperacion. La metodologia de
seleccion de pozos y disefio de fractura con CMG es efectiva para optimizar la

permeabilidad y recuperar petréleo residual en campos maduros con dafio de formacion.

Palabras claves: Petréleo residual, CMG, campo maduro, dafio de formacion,

Estimulacion Hidraulica,
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ABSTRACT

The Libertador field in Ecuador, with more than 40 years of exploitation, is
experiencing a production decline due to formation damage that reduces the original
permeability of the rock, affecting more than 90% of its active wells, with production
below 550 BOPD. The objective of this research is to develop hydraulic fracturing
modeling using CMG software to optimize production in oil wells of the Libertador field
by creating fractures that increase conductivity in the producing formations. A
quantitative experimental approach was used where candidate wells with low production
and significant damage were selected, using the heterogeneity index and skin factor
analysis. The appropriate fracturing fluid and proppant were determined based on
reservoir conditions. The fracture was designed and simulated with FRACPro and CMG,
adjusting fracture parameters (length, width, conductivity) and evaluating scenarios to
optimize production and reduce damage. The results show that hydraulic stimulation
increased permeability and reduced damage (skin factor changed from positive values to
negative, -2.44), doubling productivity indexes. The CMG simulation showed that the
annual production of the four wells increases from 900 BOPD to more than 1600 BOPD,
improving oil recovery from 4.5% to 8% by 2050. The modeling and simulation of
hydraulic fracturing in the Libertador field demonstrate a significant improvement in
production and recovery. The methodology of well selection and fracture design with
CMG is effective for optimizing permeability and recovering residual oil in mature fields

with formation damage.

Keywords: Residual oil, CMG, mature field, formation damage, hydraulic

stimulation,
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INTRODUCCION

El petroleo a nivel mundial representa el principal recurso de generacion de
combustibles tradicionales, donde méas del 97% de los hidrocarburos son extraido de
yacimientos convencionales, puestos que contienen formaciones permeables y porosas
que facilitan un desplazamiento del crudo de manera eficiente, utilizando mecanismos de
produccidn primaria, este tipo de yacimiento alberga rocas de tipo generadora, almacén,
y sello, que permiten entrampar al crudo y almacenarlo sin ningun inconveniente (Sorrell
et al., 2010). Sin embargo, el mundo se enfrenta a desafios operacionales por el declive
energético puesto que muchos de los yacimientos se consideran campos maduros
evidenciando una disminucién de su produccién y presion de formacion. EI Ecuador
depende de manera generalizada de la extraccion, produccion y comercializacion de
crudo siendo el principal recurso de exportacion en el pais, en 2017 se podia decir que el
pais albergaba 8 300 millones de barriles de petroleo in situ, siendo considerado como la
tercera region mas importante en almacenamiento de petréleo en América del Sur (Beittel,
2018).

(Muggeridge et al., 2014) Hacen referencia a que la industria petrolera cada vez
presenta problemas de produccion debido a la falta de inversion tecnoldgica en el uso de
técnicas de estimulacion, recuperacion secundaria y mejorada, encontrar nuevos
yacimientos torna un poco turbulento y requiere de una alta tasa de inversion, dado que
la mayor parte las cuencas sedimentarias que almacenan hidrocarburos ya estan en

desarrollo, y las que faltan por explotar son yacimientos no convencionales.
Antecedentes

(Bague, 2024) Realiz6 un estudio de factibilidad referente a la técnica de
fracturamiento hidraulico, haciendo uso de un modelo geomecanica en 2D, trabajando
con pozos de la formacion Socorro y Rosario del campo Gustavo Galindo, se emple6 un
modelo de seleccion de pozos adecuados para una estimulacion utilizando el indice de
heterogeneidad, con dos variables de estudio, produccion BPPD y BSW%, ademas del
uso de historial de produccion. Previo a la construccion del modelo geomecanica se
analizaron registros de pozos para determinar las propiedades petrofisicas y mecanicas de
las formaciones de estudio, entre los resultados obtenidos destacan que la formacion

Rosario es la mas adecuada para un proceso de fracturamiento, dado que los estratos de

1



la formacion llegan a un punto en el que ya no puede soportar las fuerzas combinadas de
tension y compresion antes de fallar por cizallamiento. Esto significa que se puede formar
una grieta vertical en la direccién de méaxima tension cuando se aplica la presion de
inyeccion. Ademas, que el proceso de fracturamiento hidraulico trabaja en funcion de
varios factores, incluido el nivel de esfuerzo, la presion de poro, la presion de fractura,
las caracteristicas elasticas y las propiedades de resistencia de la roca. Se puede evidenciar
que en los pozos donde se aplico la estimulacion por fracturamiento hidraulico, se
incremento la permeabilidad ademas que el caudal de flujo se maximizo, pasando de una
produccién de 10 bbl/d a 41.81 bbl/d (Baque, 2024).

(Chen et al.,, 2022) Destacan que la simulacion numérica, en procesos de
estimulacion es vital para desarrollar un fracturamiento hidraulico, puesto que se puede
simular en tiempo real el modelamiento de la orientacion, longitud de la fractura,
considerando el analisis de data, permitiendo disponer un modelamiento de inyeccidn con
parametros fisicos y quimicos acorde a las condiciones del yacimiento, el uso de estos
simuladores también permite establecer la condiciones de movilizacion del apuntalante,
entre ellas la temperatura de fluido fracturante, limitaciones de tension en variacion a las
propiedades petrofisicas de la formacion. Mediante el analisis de las mediciones de
campo, presion de inyeccion y composicion quimicas de los fluidos de fractura y
apuntalante a través de los eventos microsismicos, se puede establecer un proceso que va

desde el examen de registros hasta el prondstico de produccion.

(ANGEL & HIDALGO, 2022) Ejecutaron un modelamiento utilizando el
software CMG en tres escenarios en un pozo petrolero del campo Gustavo Galindo de
Santa Paula, en el primer escenario se vio un aumento de produccion, pero la presion
disminuyo de manera subita en un lapso de 6 afios lo que genero un decremento del caudal
de fujo, esto se asocia, a que el pozo deja de producir debido a cambios en la conexién
entre el pozo y el yacimiento. Esto puede suceder porque la fractura creada durante el
proceso de produccion se ha cerrado o se ha vuelto menos efectiva, algo similar se pudo
apreciar en el segundo escenario, mientras que en el tercer modelamiento el caudal de
flujo incremento con valores significativos y la presion declino de manera minima en el
tiempo, siendo rentable, esto se debe a que la fractura mejord la conectividad entre el

yacimiento y el pozo, lo que aumenté la permeabilidad del area objetivo. Durante la



simulacion en 3D se pudo evidenciar la longitud de fractura 133 ft, altura de 259.9 ft y un

espesor de 30 in.
Planteamiento de la investigacién (Fundamentacion de la investigacion)

La industria petrolera afronta desafios operacionales dentro de la productividad
de crudo de sus yacimientos, producto del declive de la produccion, afectado
principalmente por factores como; dafio de formacion, presencia de asfaltenos, alto corte
de agua, migracion de finos, caidas de presion y la alta viscosidad del crudo.(De Ferrer,
2001) Menciona que aproximadamente mas del 85% de los pozos, utiliza técnicas de
produccién de manera primaria y secundaria con una eficiencia de produccién de
aproximadamente el 35%. EI campo de estudio presenta problemas de productividad
asociados a la baja tasa de produccién y perdida de presién producto del tiempo de vida
productiva.

(TOMALA & SALVATIERRA, 2023) Mencionan que la produccion promedio
de cada uno de los pozos del campo Libertador, oscila en valores de 350 BPPD lo que es
un valor diminuto ya que otros pozos producen valores superiores a los 5000 BPPD
presentando una deficiencia productiva y un incremento en el corte de agua en méas de
86%. Afectado principalmente por factores como; dafio de formacién, presencia de
asfaltenos, alto corte de agua, migracion de finos, caidas de presién y la alta viscosidad

del crudo

(Munisteri et al., 2013) Destaca mediante una idea forjada por Paul Bondor
mencionando lo siguiente “un yacimiento petrolifero maduro es aquel en el que ya se ha
iniciado un desarrollo, pero que ya alcanzé su punto maximo y se encuentra en declive”
donde la recuperacion primaria alcanza una eficiencia productiva de recuperacion menor
al 30%.

Entre las principales causas que generan la problematica de baja produccion en
pozos petroleros destacan; la migracion de finos, donde las particulas de solidos
dispersos son movilizadas a través de la formacion porosa durante el desplazamiento del
crudo, estos fenomeno de arrastre disponen las particulas, en zonas donde tienden a
taponar las garganta poral de la roca cercana al pozo, la disposicion de solidos dispersos
se debe a la presencia de formaciones no consolidas e inestables y a la incompatibilidad

de ciertos fluidos que tienen a generar liberacion de diminutas particulas, ocasionando
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un taponamiento que reduce la permeabilidad de la formacién (Ruilova & lzurieta, 2022).
El dafio de formacion es otro pardmetro a tener en cuenta puesto que toda maniobra u
operacion dentro del pozo y en la formacidn tienden a generar presencia de dafio en la
arena productora, producto del movimiento de solidos finos en la formacién con una
reaccion quimica y termodinamica, la interaccion entre los fluidos inyectados y los
minerales de roca o los fluidos de formacion, podria resultar en la produccion de
pequefias particulas sélidas dentro de la formacién o de los fluidos en el pozo, que tiende
a alterar la permeabilidad de la roca productora (Krueger, 1988). La presencia de alto
valor de BSW en mas del 90% denota que el pozo requiere de reacondicionamiento o
métodos para tratar de disminuir el porcentaje de agua, ya que netamente estamos
produciendo més agua que crudo, por lo que en un determinado tiempo el agua inundara

de manera completa el pozo.
Formulacion del problema de investigacion

¢La aplicabilidad de la técnica de estimulacion por fracturamiento hidraulico
puede mejorar la produccion de petréleo en el campo Libertador tomando en cuenta los
factores mecénicos y naturales propios del yacimiento asociados al tiempo de madurez

que incide en la perdida de presion y decline de la produccion?
Objetivo General:

Desarrollar el modelamiento del fracturamiento Hidréaulico, utilizando el
software CMG, para la optimizacion de la produccién en pozos petroleros del campo
Libertador.

Objetivos Especificos:

o Identificar las propiedades petrofisicas de la interaccion roca-fluido, para la
seleccion de los parametros que intervienen en el proceso de produccion de

petréleo del campo libertador.

e Seleccionar pozos adecuados para un proceso de fracturamiento, considerando

criterios técnicos, y la metodologia del indice de heterogeneidad.

e Establecer una metodologia para la seleccion del agente apuntalante y fracturante

adecuado a las condiciones del yacimiento



e Simular en varios escenarios el disefio de fractura hidraulica, utilizando el
software CMG, para la definicion de la geometria y orientacion de la fractura, que

permita la optimizacion de la produccion de petroleo.

e Predecir el comportamiento de la produccién Post-Fracturacion Hidraulica, para

la comparacion de la produccion antes y posterior al fracturamiento.
Planteamiento hipotético

El fracturamiento hidraulico permitird optimizar la produccion de petrdleo,
incrementando la conductividad de la formacién productora y disminuyendo el dafio de
formacion, haciendo uso del agente propante y apuntalante adecuada a las condiciones

del yacimiento.
Variable dependiente

e Produccion de petréleo.

Variables independientes

e Propiedades petrofisicas de la formacion.

e Propiedades PVT de los fluidos.

e Afectaciones mecéanicas y naturales en la formacién y el pozo como;
% Dafio de formacion.

¢+ Presencia de asfaltenos y emulsiones

X4

<+ Alto corte de agua
¢+ Migracion de finos,
++ Caidas de presion.
e Historial de produccion, Campo maduro.
e Fracturamiento
e Caudal de inyeccion
Justificacion
El uso de la técnica de fracturamiento hidraulico se da con la finalidad de mejorar

la permeabilidad de la formacion productora, es considerado una de las técnicas de mayor

efectividad y mas utilizadas a nivel mundial, para optimizar la produccion de petr6leo a



través de la canalizacion de la arena objetivo mediante fracturas inducidas por la
inyeccion a presion de fluido propante, y la disposicion de apuntalantes para evitar que
las canalizaciones se cierren, el desarrollo de la presente investigacion de ejecuta por la
baja productividad de los pozos del campo libertador, esta problematica se presenta por
ser un campo maduro, con formaciones de baja permeabilidad en la arena U superior,
ademas de la presencia de dafio de formacion. El disefio eficiente de un fracturamiento
hidraulico, mejorara la permeabilidad y disminuira el dafio de formacion, mejorando el
indice de inyectividad, este proceso permite crear canales de flujo a mayor
conductividad, aumentando el area de drenaje efectiva de la formacién, asimismo la
composicion quimica del fluido fracturante afecta la saturacion de agua, lo que a su vez

retrasa el efecto de conificacion y conduce a mayores tasas de produccion de petréleo.

El fracking reduce la cantidad de pozos laterales necesarios y evita la necesidad
de nuevos pozos para extraer petroleo de la zona prevista. Esto ahorra dinero tanto al

estado como a la empresa que realiza el trabajo.

El software CMG es Util porque cuenta con listas actualizadas de diferentes tipos
de apuntalante y fluidos de apuntalamiento. Esto permite verificar las cualidades de la
roca que influyen en la formacion de fracturas, lo que ayuda a aumentar la produccion a

largo plazo.



CAPITULO 1. MARCO TEORICO REFERENCIAL

1.1.  Descripcion y Ubicacion del Activo libertador

El yacimiento libertador se halla en la provincia de Sucumbios al norte del pais,
en la Cuenca Oriente Ecuatoriana, forma parte estructural del bloque 57, este activo esta
constituido por subcampos como; Secoya, Shuara, Shushuqui, Pacayacu, Pichincha,
Carabobo, Atacapi, Parahuacu, tapi, tete, Frontera, Ocano y Pefia Blanca. Su extension
geografica es de aproximadamente 6054.082 acres, se considera uno de los yacimientos
maés importante del Ecuador siendo el cuarto campo de produccién de mayor influencia,
con una produccion acumulada de 380 546 930,00 bls de petroleo, por debajo de los
campo Shushufindi-Aguarico, Sacha y Auca, que son los mayores productores de crudo

en el pais (Jami, 2019).

¢ Y

Figura 1 Geolocalizacion del campo libertador en el mapa de bloques petroleros del Ecuador,

Ministerio de Energias y Minas, 2024.

Las coordenadas geograficas de este campo, en funcion de su latitud y longitud es
de 00° 06” 00” N - 00° 04’ 00” Sy 76° 33’ 00” E - 76° 36 30” O, respectivamente. La
principal caracteristica geologica del campo es la presencia de un anticlinal de gran



dimensién, donde en su lado Este, una falla empuja las rocas hacia arriba, creando una

trampa para el petroleo y el gas en las capas U, T y Basal Tena (San-Martin et al., 2003).

(Céceres & Puruncajas, 2012) Mencionan que el pozo Secoya Oeste 01 se perforo6
del 31 de enero al 28 de febrero de 1980, alcanzando una profundidad de 9750 pies, siendo
el gran descubridor de esta reserva de hidrocarburo. En 1981, 1982 y 1983, CEPE
(Corporacion Estatal Ecuatoriana de Petroleo) perford pozos adicionales, llamados
Shuara-01, Shushuqui-01 y Guarumo-01 (posteriormente Ilamado Pichincha-01) en las
areas Shuara, Shushuqui y Pichincha. El &rea Libertador obtiene petroleo de las capas "U"
y "T", y un poco de la capa basal Tena. El petréleo tiene aproximadamente 30 grados
API. Se considera al campo secoya como el mayor productor de crudo del activo,

mientras que las areas Pacayacu y Carabobo tienen una produccion menor.
1.2.  Consideraciones descriptivas del petroleo del campo

El petrdleo encontrado en el area Libertador tiene un Bo en rango de 1.085 a 1.366
BY/BN. La temperatura de fondo oscila entre 195 y 222 °F, lo que permite una
variabilidad en los parametros PVT del campo. La presion inicial en estos espacios oscila
entre 3000 y 4150 psi, lo que sugiere condiciones favorables (Chancay & Rumipamba,
2007).

El petréleo contiene poco azufre. La cantidad de azufre en el yacimiento "U"
oscila entre 0,49 y 0,97, mientras que en el yacimiento "T" oscila entre 0,82 y 0,88. La
zona "U" del campo Libertador contiene crudo con una viscosidad de punto de burbuja
de 1.253 cp, mientras que la del area "T" tiene una viscosidad de 1.520 cp. El gas en estas
zonas tiene una gravedad especifica de entre 0,992 y 1,54 en comparacion con el aire
(POZO & YAGUAL, 2024),

ACTIVO LIBERTADOR

Parametros Arena U Arena U Basal Tena Arena T
inferior superior
Presion de 3800 3800 3100 3900

reservorio (Pr) [psi]

Presion de 1240 926 360 1475
saturacion [psi]




Grados API 28 27 20 29.90
Relacion gas 284 270 70 383
petroleo [PCN/BN]

Boi [BY/BN] 1.224 1.263 1.1700 1.266
Permeabilidad K 50 a 1500 150 a 200 200 a 400 100 a 2500
[md]

Viscosidad po [cp] 1.402 1.396 15 2.218
Temperatura a la 229 225 218 236
formacion [°F]

Resistividad de agua 0.04 0.03 0.08 0.16
de formacion Rw

NaCl [ppm] 25000 60000 45000 16000

Tabla 1 Propiedades PVT promedio de las principales arenas productoras del campo Libertador

Fuente:(Sanchez & Donoso, 2013)

1.3. Produccion del campo Libertador

Campos petroleros Produccion anual de petréleo

2024
En barriles
Atacapi 265 470
Frontera 21997
Tete-Tapi 567 099
Araza 35410
Pacayacu 104 884
Pichincha 146 488
Secoya 1824 329
Shuara 184 116




Shushuqui 447 004

Total 3596 797

Tabla 2 Produccién total de los campos petroleros del activo Libertador, periodo fiscal 2024

Fuente: (EP Petroecuador, 2024)

PRODUCCION DE PETROLEO (2022-2024)

2500000

2000000

1500000

Oil Preduction 2022
m Oil Preduction 2023
B OlL production 2024

1000000

Producion barriles de petréleo

500000

j I_-- mi

Atacapi Frontera Tete-Tapi Araza Pacayacu Pichincha Secoya Shuara Shushuqui

Campos

Figura 2 Distribucidn estadistica de la produccion anual de petréleo en los Gltimos afios

La figura 2 muestra una distribucién anual de petr6leo de los 10 campos
productores del activo libertador de los afios 2022, 2023 y 2024, donde se evidencia que
la produccion de petréleo esta en declive. En el afio 2022, la produccién anual alcanzaba
los 4 160 948 barriles de petrdleo; este pico de produccion fue declinando, pasando en
2023 a una produccion de 4 009 219 barriles de crudo. Actualmente, esta produccion
decliné de manera més considerable por efectos de pérdida de presion y el tiempo de vida
productiva, el activo libertador produjo en el afio 2024, 3 596 797 barriles, generando una
pérdida de aproximadamente 412 422 barriles estimando una perdida economica de
aproximadamente 24 millones de dolares, para el pais. Actualmente el campo que mayor
representacion de produccion de petréleo genera, del activo libertador es el Secoya,

aunque también se evidencia perdidas de produccion. Los campos Frontera y Araza son
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los menos productores, por lo cual se espera que con los trabajos de reacondicionamiento

y estimulacion planteados se incremente la produccion de crudo en la region.
1.3.1. Dafio de formacion

El dafio de formacidn es la causa principal de la limitada produccion o eficiencia
de inyeccion en numerosos pozos de inyeccion de petroleo y gas. Este dafio, conocido
frecuentemente como dafio "skin" o "zonal”, se produce cuando se modifica la
permeabilidad natural de la formacion productiva. En consecuencia, este dafio reduce la
capacidad de flujo del pozo. Diversos elementos contribuyen al dafio de la formacion, que
puede comenzar en cuanto el proceso de perforacion la rompe y continuar en cualquier
momento de la vida util del pozo (BJ SERVICES, 2003). Una de las causas principales
del dafio de formacion es la perforacion esta se genera al inicio de la construccion del
pozo, el dafio a la formacion puede ocurrir en cualquier momento durante el ciclo de vida
de un pozo, que incluye fases como las tareas de terminacién, produccion, estimulacion,

matanza o reacondicionamiento (Bennion, 2002).
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Figura 3 Principales causas que dan origen a la generacién del factor skin

Fuente: (Xu et al., 2016)

La figura 4, muestra que las principales causas de origen del dafio clasificandolo

en cuatro mecanismos principales; mecanico, quimico, bioldgico y térmico, Cada uno
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de estos cuentan con sus subdivisiones que ocasionan problemas de afectacion en la

permeabilidad original de la roca.

1.3.2. DANO DE PERFORACION SEGUN EL TIPO DE POZO

Pozo nuevo Pozo antiguo Pozo de inyeccion
Entrada de liquidos y/o e Acumulacion de scales y e Acumulacion de
materiales solidos: corrosion. scales y corrosion.

e Particulas sélidas del

Obstrucciones causadas por e Aumento del

lodo de perforacion agua o mezclas de aceite y tamarfio de la arcilla
e Pérdida de liquido  29ua(emulsiones). e Petroleo
del lodo de e Sustancias cerosas y oleosas -
e Restos solidos que
perforacion pesadas.

no se filtraron
e Lechada de cemento

Expansion de arcillay
movimiento de particulas

diminutas.

Tabla 3 Principales causas del dafio de formacion en pozos

Fuente: (BJ SERVICES, 2003).

Los dafios también pueden deberse a procesos naturales dentro del yacimiento,
como variaciones en la saturacion causadas por la reduccion de presion cerca de un pozo,
el movimiento de materiales finos en la formacién o la acumulacion de incrustaciones.
Independientemente de la causa, el resultado no es favorable. Los tratamientos de matriz
se emplean habitualmente para abordar el dafio quimicamente, con el objetivo de restaurar

la formacion a su productividad original. En algunos casos, los métodos quimicos podrian
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no ser eficaces o adecuados, lo que lleva al uso de técnicas de fracturacion hidraulica para
evitar el dafio (Smith & Montgomery, 2015).

wWellbore S

Propped
fracture Damage
zone

Figura 4 Desarrollo de un fracturamiento para minimizar o eliminar el dafio de formacion en

pozos

Fuente: (Smith & Montgomery, 2015).

(Smith & Montgomery, 2015) Menciona que la técnica de fracturamiento
hidraulico minimiza la presencia de dafio de formacion, esto se logra creando una via de
conductividad mejorada dentro del area afectada para restablecer la conexion con la roca
intacta del pozo. Para este tipo de fractura, es posible definir un nivel necesario de
conductividad (ksw — k¢, la permeabilidad del apuntalante xw, y el ancho de la fractura
apuntalada). Para simplemente restablecer la productividad original, la conductividad
requerida de la fractura debe establecerse en k,w = 2mr, k. Dado que la derivacion del
dafo se dirige principalmente a formaciones con alta permeabilidad (donde k es de cientos
de md o0 mas), es esencial que la fractura posea una conductividad sustancial superior a
2000 md/pie.

Darcy considera la ecuacion 1 como un método para determinar el dafio partiendo
del flujo de fluidos en el medio poroso, donde se genera un decline de presion de manera
adicional generada por el diferencial de presion del pozo sin dafio Pwf’y presion Pwf en

presencia del factor skin.
Aps = (B — Pwf) — (P — Pwf ) = Pwf — Pwf (1)

Denotando la siguiente ecuacion
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kh(P — Pwf)

T Tt [n (0.472 :—;) +5]| @)

Donde “q es la tasa de flujo, k es permeabilidad, h es espesor, p es presion
promedio de reservorio, pwf es presion de fondo fluyente, B es factor volumétrico, p es
viscosidad, re es radio de drenaje, rw radio de pozo y S es el dafio por invasion en el

pozo”
1.3.3. Evaluacion del factor skin

Otra forma de evaluar el dafio es mediante la siguiente expresién matematica. La
cual considera: la permeabilidad de la zona dafiada K, la permeabilidad original de la

formacion K, r,, es el radio del pozo y r; es el radio de la zona alterada.

S=in (r—) (5 _ 1) 3)
Tw/ \K;
Factor skin Valor del dafio Descripcion
Presencia de dafio S>0 Este escenario ocurre cuando K, < K
No existe dafio S=0 Este escenario ocurre cuando K = K
El pozo esta estimulado S<0 Este escenario ocurre cuando K > K

Indicando una mejora en la
permeabilidad por efectos de trabajos

de estimulacion

Tabla 4 indicadores de evaluacion del dafio de formacion en pozos.
Fuente: (Colmont & Pinoargote, 2011)
1.4.  Fundamentos teorico referente al fracturamiento hidraulico

1.4.1. Fracturamiento hidraulico

El fracking es una forma de mejorar el flujo de los pozos de petr6leo y gas en
reservorios convencionales, donde la produccion se ve afectada por factores como dafio

de formacion, migracion de finos, alto corte de agua, presencia de impurezas y demas
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factores que generan una baja tasa de produccién por alteracion a la permeabilidad
original de la formacién. Ademas, se considerarse una técnica de produccion en

yacimientos no convencionales.

El HF (“Hydraulic fracturing”) se utiliza para recuperar depoésitos de
hidrocarburos ubicados en lutitas de baja permeabilidad y otros tipos de roca. Si bien
existen cantidades sustanciales de hidrocarburos confinados en yacimientos no
convencionales, su extremadamente baja permeabilidad natural dificulta la extraccion
comercial mediante métodos tradicionales. La fracturacién hidraulica es una técnica que
consiste en inyectar grandes cantidades de agua (varios millones de galones), arena y
pequerfias cantidades de aditivos quimicos para mejorar el flujo de petréleo o gas natural
desde formaciones de baja permeabilidad. La alta presion generada durante la inyeccion
del fluido de fracturacion crea nuevas fracturas y ensancha las existentes, facilitando asi
el flujo de hidrocarburos. La arena combinada con el fluido inyectado, mantiene abiertas
tanto las fracturas nuevas como las existentes, tal como se aprecia en la figura 3. Una
parte del fluido inyectado regresa al pozo y se bombea a la superficie o se reinyecta en el
yacimiento (Aminzadeh, 2018).

Shale rock 'Leak-off Proppant transport Natural fratcure

Target formation
Aprox. depth: 2Km

Figura 5 representacion gréfica del proceso de fracturamiento hidréulico, disposicion del fluido de

fractura y del agente apuntalante

Fuente: (Chen et al., 2022)
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La fracturacion hidraulica se puede realizar en un pozo para uno o varios de los

siguientes tres propositos:

e Solucionar problemas operacionales por alteracion en la permeabilidad original
de la formacion efecto dafios o factor Skin.

e Optimizar la produccién de petréleo, creando canales conductivos nuevos por

efectos de sobrepresidn en la formacion lo que incrementa el area de drenaje.
e Alterar el flujo de fluidos en la formacion.
1.4.2. Geometria de propagacion de la fractura

La planificacion eficiente de las técnicas de estimulacion es de vital importancia
para lograr los resultados previstos. Estd estrechamente relacionada con el
comportamiento de la roca, que influye en la estructura de las fracturas; la dinamica de
fluidos, que regula el movimiento de fluidos, la posicion de los apuntalantes en las
fracturas; y la quimica, que influye en el buen funcionamiento de los materiales durante
la aplicacion del tratamiento. El disefio también debe ajustarse a las limitaciones fisicas
impuestas por las condiciones actuales del campo y la configuracién del pozo (Smith &

Montgomery, 2015).

Esfuerzos
In-situ

Invasion de
_filtrado

. J

" Fluido de
leakoff

Fractura

Oh

Figura 6 Modelo de fractura en pozos verticales generadas por un proceso de fracturamiento

hidraulico

Fuente: (Calderon, 2014)
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La Figura 6 muestra una fractura vertical creada en la roca. Esta fractura forma un
angulo recto con respecto a la fuerza lateral mas pequefia (esfuerzo minimo) y se alinea
con la fuerza lateral més grande (esfuerzo méximo), como se muestra. Conocer como se
forman las fracturas en funcion de las fuerzas presentes en el subsuelo es clave para
planificar estas fracturas en las rocas. Podemos crear aberturas que sigan la misma
direccién que las antiguas fracturas en la roca o que las atraviesen. La forma en que se
forman estas fracturas afecta la cantidad de petr6leo o gas que podemos extraer. La
fractura creada crece desde el pozo hacia la roca a medida que continuamos bombeando.

Al mismo tiempo, el liquido de la grieta se filtra en la roca circundante (Calderon, 2014).
1.4.2.1. Longitud de fractura (xf)

Es la medida de longitud desde la cara del pozo hasta la distancia de abertura de
la fractura. Estas fracturas estan compuestas por dos lados asimétricos.

1.4.2.2. Alturade la fractura (hf)

La altura de la fractura se vera influenciada por las tensiones presentes en la arena,
determinadas por la variacion de las fuerzas en las diferentes capas. Cuando la diferencia
de esfuerzo es significativa, la altura de la fractura corresponde al espesor de la capa. Por
el contrario, si la diferencia de esfuerzos es minima, la altura de la fractura superara el
espesor de la capa activa, lo que indica una reduccién de la longitud de la fractura (JAcome
& Mufioz, 2016).

/ \/ PERDIDA DE FLUIDO
ANCHO
.
ALTURA i i I
ioncatin CARA DE LA FRACTURA

Figura 7 esquema grafico de un fracturamiento hidraulico con sus principales consideraciones

geométricas

Fuente: (Jacome & Mufioz, 2016).
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1.4.3. Método de disefio de fracturamiento hidraulico

El modelo PKN es adecuado para fracturas alargadas con altura restringida y
forma eliptica en vista lateral, mientras que el modelo KGD, utilizado para calcular el
ancho, no depende de la altura y esté disefiado para fracturas mas cortas, donde es valido
aplicar supuestos de deformacion plana a secciones transversales horizontales. EI modelo
radial es relevante en escenarios de yacimientos uniformes, donde el area de inyeccion
actua précticamente como una fuente puntual, como cuando el pozo esta alineado con la
direccion de menor tension de confinamiento o cuando el fluido se introduce desde un
segmento corto perforado en una capa de yacimiento lo suficientemente grande como

para considerarse infinita en relacion con el tamafio de la fractura (Adachi et al., 2007)

(a) {b) (c)

Figura 8 Modelos de disefio de fracturamiento mas utilizados, (a) modelo PKN, (b) modelo KGD y (c)

modelo radial.

Fuente: (Adachi et al., 2007)
1.1.1.1. Modelo de fractura PKN

Las técnicas PKN y KGD son las mas comunes para planear fracturas en dos
dimensiones. Por tal razén en este presente trabajo de investigacion utilizaremos el
método PKN para el disefio de la fractura hidraulica en los pozos petroleros del campo
Libertador. Es necesario conocer las principales especificaciones técnicas del modelo

PKN las cuales son:

e Laaltura de la grieta vertical se mantiene constante y no varia con respecto a la

distancia a la cara de pozo (x).
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La seccion transversal de la fractura es ovalada.
No hay presion al final de la fractura.

La disminucidn de la presion a lo largo de la direccion de crecimiento de la
fractura se debe a la resistencia que encuentra el fluido en un paso estrecho y

eliptico.

hf
w(O,t)
Figura 9 Modelo de fractura PKN
Fuente: (Calderon, 2014)
Longitud de fractura
GO3 /5,
L =0.68 [%l * t5 (4).
(1= V)uhy
Ancho de fractura
1oz s 1
W, = 2.5 l%l * t5 (5).
f
Presion en el pozo
B, =25 [%l . £5 (6).
(1—v)*hs

Perdidas de presion
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dp  64Qu

-___ = 7).
dx m heW3 (7)

Donde: “h es la altura de la fractura, L es la longitud de esta, P es la presion del
fluido, X es la distancia de la fractura, Q es la tasa de flujo de fluido de inyeccién, W es
el ancho de fractura, u es la viscosidad del fluido de fracturamiento, t es tiempo, G es el
modulo de Rigidez, v es la relacion de Poisson y B, es la presion en el pozo” (Calderon,
2014).

1.4.4. Fluidos aplicados al fracturamiento hidraulico

La fracturacion hidraulica emplea diversos tipos de fluidos para aumentar la
presion en el fondo del pozo. Cuando la presion a esta profundidad alcanza el nivel
necesario para fracturar la roca circundante, el fluido comienza a infiltrarse, dando lugar
a la formacion de grietas. La iniciacion y el crecimiento de estas fracturas se ven
influenciados principalmente por las caracteristicas de la roca, la presion circundante, la
velocidad de aumento de la presion y el tipo de fluido utilizado. Idealmente, las fracturas
hidraulicas se extenderian en la direccion de mayor tension principal, pero factores como
la resistencia desigual de la roca y las fracturas existentes pueden causar desviaciones de
esta trayectoria prevista. Una vez liberada la presion de la bomba, se introduce en la
fractura un material s6lido, conocido como apuntalante, para mantenerla abierta. Por
consiguiente, la eleccion del fluido de fracturacion desempefia un papel fundamental en
la fracturacion hidraulica, requiriendo ajustes en su composicion segun las condiciones
Unicas del yacimiento y los requisitos operativos especificos. Los fluidos de fracturacion
se pueden clasificar segun su liquido base, incluidos los que son a base de agua, derivados
de agua producida, a base de petréleo, a base de acido, a base de alcohol, a base de

espuma, a base de emulsién y fluidos energizados (Gaurina et al., 2021).

Para lograr una fracturacion hidraulica eficaz, el fluido de fracturacion optimo
debe cumplir varios criterios: ser compatible con la roca y el fluido del yacimiento,
mantener los apuntalantes suspendidos y transportarlos desde la superficie hasta la
fractura, poseer la viscosidad adecuada para la formacion de la fractura, generar una caida
de presion suficiente para formar una fractura amplia, minimizar la pérdida de fluido,

demostrar una transicion controlada a un fluido de menor viscosidad para una limpieza
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eficaz después del tratamiento, reducir las pérdidas de presion por friccion durante la

inyeccion, estar formulado con aditivos quimicos que cumplan con las normativas

ambientales locales, ser facil de mezclar, seguro de manipular y econémicamente viable.

Si el fluido de fracturacion no se alinea con la roca o el fluido del yacimiento, puede

producirse una interaccion quimica entre ellos. Estas reacciones pueden provocar

problemas como el hinchamiento o el movimiento de la arcilla, la formacion de

emulsiones o residuos y la disolucion de la matriz.(Zagrebu, 1995).

COMPOSICION

Diesel, Keroseno

Gel de Ester

Fosfato

Agua + aceite +

emulsificador

Gel, GUAR, HEC,
CMHPG

Activador +
GUAR, HEC,
CMHPG ¥
CMHCG

Agua + espumante
+ N2
Acido ¥

espumante + N

Metanol ¥

espumante + N

TIPO DE FLUIDO

Fluido tipo lineal

Fluido activado

Emulsion con agua

externa

Fluido lineal

Fluido activado

Espuma base agua

Espuma base acido

Espuma base

alcohol

BASE

Base petroleo

Base petroleo

Base petroleo

Base agua

Base agua

Base espuma (agua)

Base espuma
(acido)

Base espuma
(alcohol)

CARACTERISTICA
DE APLICACION
Fracturas cortas,
formaciones
gsensibles al agua_
Fracturas largas,
formaciones
sensibles al agua
Excelente para
controlar las
pérdidas de fluidos.
Fracturas cortas, a
bajas temperaturas.
Aplicable en
fracturas de gran
longitud vy elevadas
temperaturas.
Formaciones de baja
presion.
Formaciones de baja
presion y sensibles al
agua.

Formaciones de baja
presion con
afectaciones por

bloqueo de agua.

Figura 10 Principales fluidos de fractura utilizado para un proceso de estimulacion

Fuente: (GRANDA, 2017)
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(Economides & Nolte, 2013) Mencionan una metodologia para la seleccion de los
fluidos de fractura a partir de presiones in situ, esfuerzos, configuraciones de fractura
donde destacan la longitud de fractura, ancho de fractura y temperatura, esta metodologia

destaca en la figura 11.

POZO DE PETROLEO

L‘

Muy sensible al agua

Sensible al
Baja presion

Figura 11 diagrama de flujo para la seleccion del fluido de fractura adecuado para la

estimulacion hidraulica

Fuente:(TOMALA & SALVATIERRA, 2023)
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CAPITULO 2. METODOLOGIA

2.1.  Enfoque metodoldgico de trabajo de investigacion

El enfoque metodologico del trabajo de investigacion es de tipo experimental,
cuantitativo, donde se pretende analizar las propiedades petrofisicas de la formacién y los
pardmetros del pozo para modelar el fracturamiento hidraulico y seleccionar el escenario
mas eficiente para la optimizacion de la produccion. Siendo necesario el siguiente patrén
metodoldgico: 1) Andlisis y recoleccion de datos mediante el uso de la investigacion
bibliométrica referente al campo de estudio. I1) Seleccion de la muestra para el proceso
de investigacion. Considerando los pardmetros y propiedades obtenidos de la revision
bibliografica, se estudiaran dos campos del activo Libertador, de los cuales se
seleccionaran los pozos candidatos para un fracturamiento. I1l) Seleccion de pozos
petroleros apropiado para un proceso de fracturamiento hidraulico utilizando la
metodologia de indice de heterogeneidad, considerando variables como el caudal de
produccion tanto de petrdleo y agua, indice de produccion, historial de produccién,
presion de fondo fluyente e historial de reacondicionamiento. Se comparara el
rendimiento de produccién individual de cada pozo con el rendimiento colectivo, en
funcién del tiempo, ademas de la identificacion del dafio de formacion utilizando la
ecuacion de Darcy, permitiendo identificar pozos con alteraciones en la permeabilidad.
IV) Establecimiento de la composicién quimica, fisica y mineralégica de los fluidos
propante y apuntalante considerando las caracteristicas fisicas del material, gravedad
especifica de la formacion, densidad, capacidad para soportar presion, resistividad del
esfuerzo de cierre, permeabilidad del agua con la formacion, viscosidad de fluido
fracturante, presion y temperatura propia del yacimiento. V) Modelamiento de la fractura
utilizando el método PKN y el software CMG. El modelo de fractura hidraulica
seleccionado debe basarse en las tensiones de la formacion, la progresion de la fracturay
los mecanismos de confinamiento. VVI) Simulacion en varios escenarios para determinar
las longitud, espesor y orientacion de fractura que permitan optimizar la produccion con
el minimo dafio en la formacién, utilizando el software CMG vy el fluido propante y

apuntalante seleccionado. VII) Analisis de las curvas de produccién antes y después del

23



fracturamiento para establecer la fiabilidad técnica del disefio de fractura hidraulica que

permita optimizar la produccion.

Figura 12 Esquema metodoldgico del trabajo de investigacion

2.2. Poblacion

Se define como poblacion a un conjunto de datos que corresponden a una misma
especie con caracteristicas especificas. En este caso trabajaremos con pozos petroleros
del activo Libertador. Aactualmente esta zona petrolera abarca 10 campos
correspondientes al bloque 57, operado por la empresa publica EP PETROECUADOR.
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Este campo produce el crudo Oriente con una gravedad especifica de 28 ° API, la
produccion de petréleo en lo que fue el 2024 alcanz6 los 3 596 797 barriles, siendo
considerado el tercer campo de mayor produccion del pais. Sin embargo, se evidencia
pozos que no alcanzan un valor éptimo de produccion, dado que su capacidad de flujo es
inferior a los 550 BPPD, siendo necesario la aplicabilidad de técnicas de estimulacién

para maximizar la eficiencia de barrido.
2.3. Muestra

La muestra se define como un subconjunto que representa a la poblacién. Para
nuestro caso de estudio se trabajara con tres campos; Secoya, Atacapi y Pichincha, donde
se analizara su produccion, para determinar pozos adecuados para la aplicabilidad de la
técnica de estimulacion, considerando pozos de baja produccion de petrdleo y baja
produccion de agua, ademas de la presencia de dafio de formacion. Se evaluara una
muestra representativa de 53 pozos de los cuales 37 representan al campo Secoya, que es
la zona de mayor influencia de caudal de flujo, con una produccién de 4 937.99 BPPD.
De la muestra evaluada se escogeran los pozos méas adecuados para el proceso de

fracturamiento hidréaulico siendo una submuestra de la muestra elegida para el disefio de

fractura.

POZOS BPPD BAPD POZOS BPPD BAPD
SECOYA 001 Ul 130,800  1.504,200 ATACAPI 009 BT 3,021 57,399
SECOYA 010 Ul 55,614 1.334,736  ATACAPI 009 Ul 72,504  1.377,576
SECOYA 010 US 24,986 599,664  ATACAPI 014 US 65,879 12,121
SECOYA 011 TI 212,820  3.334,180 ATACAPI C023 Tl 45864 871,416
SECOYA 014 Ul 165,660  2.595,340 ATACAPI C023 Ul 42,336 804,384
SECOYA 017 Ul 168,300  2.636,700 ATACAPID026B T 95,760  1.272,240
SECOYA 019 Ul 45,040 1.080,960 ATACAPI E015 TI 138,400 2.629,600
SECOYA 021 Ul 127,080  1.284,920 ATACAPI E022 US 80,640 87,360
SECOYA 022 Ul 92,610 1.230,390 ATACAPI F016 US 153,450 71,550
SECOYA 032 Tl 39,401 1.016,919 ATACAPI G017 Ul 85,680  1.342,320
SECOYA 032 TS 4,724 121,576  PICHINCHA 002 Ul 126,540 206,460
SECOYA 032 Ul 78,279 779,101  PICHINCHA 007 Tl 53,550  1.017,450
SECOYA 033B US 106,400 5,600 PICHINCHA 008 Ul 78,080  3.825,920
SECOYA 052 US 498,960 5,040 PICHINCHA 009 TI 20,196 653,004
SECOYA 054 Ul 400,950 4,050 PICHINCHA 009 TS 19,404 627,396
SECOYA 054 US 935,550 9,450 PICHINCHA 013US 158,080 88,920
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SECOYA A037 Tl 47,435 1.138,445 SECOYA B039 Ul 103,055 2.473,327

SECOYA A037 Ul 55,685 1.336,435 SECOYA B039 US 44,104  1.058,499
SECOYA A038 Ul 145,375 2.060,625 SECOYA B045 Ul 36,458 279,742
SECOYA A038 US 38,038 48,123 SECOYA B045 US 81,148 622,652
SECOYA A042 Ul 100,250 1.904,750 SECOYA C028 TI 136,080 1.807,920
SECOYA A044 Tl 44,174 160,906  SECOYA C049 US 336,180 956,820
SECOYA A044 US 125,604 457,516  SECOYA C053 Ul 188,000 2.162,000
SECOYA A047 Tl 22,198 88,792 SECOYA D002 TS 132,800 3.187,200
SECOYA A047 Ul 44,395 133,185 SECOYA EO005 Tl 103,700 1.970,300
SECOYA A047 US 7,400 0,000 SECOYA E051 Tl 32,307 506,143

SECOYA EO051 US 26,433 414,117

Tabla 5 Pozos de muestra representativa para la seleccion de pozos eficientes para un proceso de
fracturamiento Hidraulico

Fuente: EP PETROECUADOR, 2024
2.4.  Seleccién de los pozos

Antes de decidir fracturar un pozo, es fundamental determinar por qué no esta
produciendo lo suficiente. A menudo, esto se debe a que la formacién productora o la
cara de la arena esta dafiada. Una vez identificado el problema, debemos crear el mejor
disefio de fracturacién. La cantidad adicional de petr6leo o gas que obtengamos después
de la fracturacion depende de factores como la cantidad de petr6leo o gas presente y la
facilidad con la que los fluidos puedan pasar a través de las nuevas grietas.

o Sise filtra lodo o cemento en la roca que rodea el pozo, se dafia su superficie. Este
dafo dificulta considerablemente el paso de liquidos a través de ella. Debido a
esto, el petréleo y el gas no pueden fluir facilmente del suelo al pozo, lo que se

denomina dafio de formacion.

e Reducciony alteracion de la permeabilidad; cuando un yacimiento no permite que
los fluidos fluyan a traves de él con facilidad, es dificil extraer petroleo y gas a
una velocidad rentable, incluso si hay cantidades de petroleo remanente

considerable.

e Decline de la presion, a medida que se extrae el petréleo, la presion disminuye.
Esto significa que el yacimiento no tiene suficiente energia para llevar el petréleo

residual a la superficie.
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Es necesario considera que un pozo candidato idoneo es aquel que posee, baja
produccién de petréleo y baja produccidn de agua, ademas de presentar alteraciones en la

permeabilidad original de la roca por efectos del dafio de formacion.
2.5.  Indice de heterogeneidad

Esta técnica de evaluacion de pozos permitira identificar pozos de baja produccion
de petroleo y baja produccion de agua, se basa en aplicar la ecuacion 8, donde se evalta

el comportamiento individual del pozo con su rendimiento grupal por campo.

well produccion
IH

(8).

~ well producion promedio del campo B

El analisis de la produccion se evaluara en funcién del tiempo producido,
considerando el caudal de produccién por dia que producen los pozos de los campos de
estudio, Secoya, Atacapi y Pichincha. Utilizando la Tabla 5 se determinaré el valor de

produccién promedio de los pozos productores de cada campo.

Los resultados propuestos seran graficados en cuadrantes donde se visualizara
aquellos pozos que presenten baja produccion de petréleo y baja produccion de agua, los
pozos que se encuentren en el cuadrante de baja produccién de ambos fluidos seran los
candidatos idoneos, puesto que la baja presencia de agua garantiza un eficiente proceso
de fractura ya que el agua no inundard los canales conductivos. La grafica estara

distribuida de la siguiente manera:

Cuadrante I: Pozos con alta produccion de petréleo y alta produccion de agua,
estos seran descartados por el alto % de BSW.

Cuadrante Il: En este cuadrante se localizan aquellos pozos en &ptimas
condiciones puesto gque, presentan una alta tasa de produccion de petroleo y baja tasa de

produccion de agua, por lo cual no requieren de un proceso de estimulacion.

Cuadrante I1lI: En este cuadrante tendremos la ubicacion de los pozos candidatos
para un fracturamieno puesto que su produccidon de petréleo y agua es baja, la
aplicabilidad de esta técnica destaca por la ausencia de produccion de agua lo que denota
que la formacion ha sufrido alteracion en la permeabilidad original de la formacion por
la ausencia de flujo de fluidos, por efectos como dafio de formacion entre otros factores,

se considera el uso de una técnica de estimulacidn para crear canales conductivos que
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permitan mejorar la permeabilidad de la formacién a través de una conexion inducida

entre la arena productora y el pozo.

Cuadrante I1V: La produccidn de petréleo es baja, pero la de agua es alta. Debido
a su alto contenido de agua, estos pozos no son buenos candidatos para la fracturacion

hidraulica.

CUADRANTE IV CUADRANTE 1

Pozos con baja produccion | Pozos con alta produccion de
de agua y baja producciéon de | agua y baja produccion de
petréleo petroleo

=
< =~
< = o
< S Pozos con alta produccion de | Pozos de alta produccion de
'S %o . . %
S S agua y baja pgoduccnon de petréleo y agua
0= petroleo
SIS
= g
< -§ CUADRANTE III CUADRANTE I
S 8
=
==

Indice de heterogeneidad de la produccién de
petroleo HI

Figura 13 Evaluacion grafica de la distribucion de la produccion de los pozos considerando el

indice de Heterogeneidad

Fuente: (GRANDA, 2017)

Produccion Campo Secoya  Campo Atacapi  Campo Pichincha

promedio

Petréleo (BPPD) 153.459 78.353 75.975
Agua (BAPD) 1089.468 852.507 1069.858
Tabla 6 Produccién promedio por campo

POZOS HIO HIW POZOS HIO HIW
SECOYA 001Ul  -0,020 0,381 ATACAPI 009 BT -0,961 -0,933
SECOYA 010Ul  -0,583 0,225 ATACAPI 009 Ul -0,075 0,616
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SECOYA 010 US
SECOYAO011 TI
SECOYA 014 Ul
SECOYA 017 Ul
SECOYA 019 Ul
SECOYA 021 Ul
SECOYA 022 Ul
SECOYA 032 Tl
SECOYA 032 TS
SECOYA 032 Ul
SECOYA 033B US
SECOYA 052 US
SECOYA 054 Ul
SECOYA 054 US
SECOYA A037 Tl
SECOYA A037 Ul
SECOYA A038 Ul
SECOYA A038 US
SECOYA A042 Ul
SECOYA A044 TI
SECOYA A044 US
SECOYA A047 TI
SECOYA A047 Ul
SECOYA A047 US
SECOYA E051 US

-0,813
0,595
0,241
0,261
-0,663
-0,048
-0,306
-0,705
-0,965
-0,413
-0,203
2,739
2,004
6,010
-0,645
-0,583
0,089
-0,715
-0,249
-0,669
-0,059
-0,834
-0,667
-0,945
-0,802

-0,450
2,060
1,382
1,420
-0,008
0,179
0,129
-0,067
-0,888
-0,285
-0,995
-0,995
-0,996
-0,991
0,045
0,227
0,891
-0,956
0,748
-0,852
-0,580
-0,918
-0,878
-1,000
-0,620

ATACAPI 014 US
ATACAPI C023 TI
ATACAPI C023 Ul
ATACAPI D026B T
ATACAPI EO15 TI
ATACAPI E022 US
ATACAPI F016 US
ATACAPI G017 Ul
PICHINCHA 002 Ul
PICHINCHA 007 TI
PICHINCHA 008 Ul
PICHINCHA 009 Tl
PICHINCHA 009 TS
PICHINCHA 013 US
SECOYA B039 Ul
SECOYA B039 US
SECOYA B045 Ul
SECOYA B045 US
SECOYA C028 TI
SECOYA C049 US
SECOYA C053 Ul
SECOYA D002 TS
SECOYA EQ05TI
SECOYAEO51 TI

-0,159
-0,415
-0,460
0,222
0,766
0,029
0,958
0,094
0,666
-0,295
0,028
-0,734
-0,745
1,081
-0,228
-0,670
-0,727
-0,392
0,020
1,519
0,409
-0,005
-0,223
-0,758

-0,986
0,022
-0,057
0,492
2,084
-0,898
-0,916
0,574
-0,807
-0,049
2,576
-0,390
-0,414
-0,917
1,270
-0,028
-0,743
-0,428
0,659
-0,122
0,984
1,925
0,808
-0,535

Tabla 7 pozos con sus respectivos valores de Indice de Heterogeneidad
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HIW (indice de Heterogeneidad del Agua)

Distribucion de Pozos el campo Atacapi en Cuadrantes seglin HIO y HIW

HIO (indice de Heterogeneidad del Petréleo)

Figura 15 diagrama de dispersion de los pozos del campo Atacapi en cuadrantes
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Figura 14 diagrama de dispersion de los pozos del campo secoya en cuadrantes
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Distribucién de Pozos del campo Pichincha
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Figura 16 diagrama de dispersion de los pozos del campo Pichincha en cuadrantes

Mediante la distribucion de los pozos de los tres campos, utilizando la
metodologia del indice Heterogeneidad se pudo determinar que existen 23 pozos, estos
estan distribuidos en la Tabla 8. Estos son los pozos que estan en pésimas condiciones de
produccién por lo que requieren un trabajo de reacondicionamiento y/o estimulacion. Para
continuar con el filtro de candidatos se analizara el porcentaje de corte de agua presente

en cada pozo preseleccionado.

CAMPOS POZOS PRESELECCIONADOS

Secoya Secoya 010 US, Secoya 019 Ul, Secoya 032 TI, Secoya 032 TS,
Secoya 032 Ul, Secoya 033b US, Secoya A038 US, Secoya A044
TS, Secoya A044 US, Secoya A047 TI, Secoya A047 Ul, Secoya
A047 US, Secoya EO051 US, Secoya B039 US, Secoya B045 Ul,
Secoya B045 US, Secoya E051 Tl

Atacapi Atacapi 009 BT, Atacapi 014 US, Atacapi C023 Ul

Pichincha Pichincha 007 TI, Pichincha 009 TI, Pichincha 009 TS

Tabla 8 pozos petroleros preseleccionado para un fracturamiento Hidraulico
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Analisis en funcion del corte de agua

Realizando un analisis de la produccion de agua de los pozos, se determin6 que
los pozos Secoya 033b US, Secoya A038 US, Secoya A047 US y Atacapi 014 US, son
candidatos idéneos para el fracturamiento puesto que su corte de agua es inferior al 60%,
lo que denota una baja produccién de petroleo y baja produccion de agua, mientras que

para los 19 pozos restantes tienen un corte de agua por encima del 90%.
2.6.  Evaluacion del dafio de formacion

La capacidad de un pozo para producir o recibir fluidos puede disminuir bastante
debido a la bajada de presién cerca del pozo, lo que se Ilama "piel”. El factor de dafio (S)
mide cuanto afecta este dafio, o la bajada de presion adimensional, causada por la zona
dafiada alrededor del pozo. Este valor se puede encontrar con pruebas de presion
(buildup), pero si no tenemos esa informacién, lo calcularemos usando una férmula

modificada de la ecuacién de (Darcy, 1856; Van Everdingen & Hurst, 1949).

kR (B — Pwy) re
= Taizme " (0.4725) 9)
Pozos K h 7 Pws B u q re ™w
md ]
M) qy sy (psi) BV, @ ®PD) (Y (D
BN
Secoya 115 14.74 3692 3000 1.186 2.54 112.00 790 0.58
033b
us
Secoya 115 14.74 3692 3037 1.186 2.54 86.161 790 0.58
A038
us
Secoya 115 14.74 3692 2950 1.186 2.54 177.58 790 0.58
A047
us
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Atacapi 115 1474 2985 1184 1216 254 168.00 790 0.58
014 US

Tabla 9 Propiedades petrofisicas y PVT de los fluidos presente

Haciendo uso de las propiedades petrofisicas presentes de cada formacién
productora se determind el factor de dafio de formacion donde se evidencia que los pozos
de estudio si presentan valores de alteracion en la permeabilidad original de la roca, ya

que el factor de dafio es de valores mayores que cero.

Pozos S (factor skin)
Secoya 033b US 18.15
Secoya A038 US 23.82
Secoya A047 US 10.18
Atacapi 014 US 35.2

Tabla 10 valores de dafio de formacion utilizando la ecuacion de Darcy

Se considera que los pozos presentan dafio considerable, asociandolos
principalmente a factores originales de la formacion o inducidos, producidos
principalmente por migracion de finos, taponamiento de la garganta poral, fluidos
incompatibles, incrustaciones, parafinas y asfaltenos, alto corte de agua, siendo estos los
principales factores que dan origen a esta problematica, afectando la vida productiva de
los pozos petroleros, maximizando la saturacion residual de crudo. Por tal razon se
determina que estos pozos son los mas adecuados para aplicar un fracturamiento ya que
retinen todos los criterios técnicos necesarios, como ser de baja produccion de agua y baja
produccidn de petroleo, ademas la presencia de dafio de formacion, estimados en la tltima

seccion.
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2.7.  Seleccion del fluido aplicados para el fracturamiento hidraulico

Para seleccionar el fluido de fracturacion y el material de apuntalamiento, se
utilizard una técnica propuesta por Economides y Nolte en el afio 2000. Este enfoque
considera las tensiones in situ, que se modifican segln las caracteristicas geoldgicas de la
formacion. Los factores clave de este método incluyen la presion maxima de fractura, la
profundidad vertical, el gradiente de fractura, la temperatura del fondo y la presion de

cierre.

Presion de
fractura

Presion de

6000 PSI N
Cierra

12000 PSI

HSB

Apuntalante de alta

resistencia
RCP ISP

Apuntalante Apuntalante de
recubierto de resistencia
resina intermedia

Figura 17 esquema grafico para la seleccién de los fluidos adecuados para la estimulacién hidraulica

Considerando la informacion propuesta en el Anexo A, se establecieron los
pardmetros de ingreso en la figura 17, considerando los datos de la tabla 11, se establecio
los rangos de profundidades para cada pozo dado que los tres pozos del campo Secoya
producen de la misma arena, por consiguiente para los tres pozos del campo Secoya se
considera una presion de fractura de 13 534.04 psi, con esta presion ingresamos en la
figura 17, donde se puede visualizar que supera la presion de fractura los 6000 psi, por lo
cual se sigue el diagrama de proceso. La presion de cierre es obtenida utilizando el

gradiente de fractura y la profundidad utilizando la siguiente ecuacion.

P.ierre = Gradiente de fractura = TVD (10).
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Pozos Profundidad P. colapso P. Gradiente de  Gradiente de

fit (PSI) fractura Colapso fractura
(PSI) (PSI/FT) (PSI/FT)
Secoya
033b US
Secoya 9250 9988 13534.04 1.178 1.420
A038 US
Secoya
A047 US
Atacapi 9262 10864.4 14738.32  1.206 1.424
014 US

Tabla 11 pardmetros geomecanicos de las formaciones productoras

1.420psi
Peierre secoya = T * 9250 ft

Peierre secoya = 13135 psi

1.424psi

Peierre Atacapi = T * 9268 ft

Peierre Atacapi = 13197.632 psi

Para ambos casos la presion de cierre se encuentra en un rango de 13 000 a 14 000
psi. Continuamos con el proceso en la figura 17, donde se elige que el apuntalante
adecuado a las condiciones del yacimiento es el HSB (Apuntalante de alta resistencia), la
Tabla 12 también indica que se puede usar la arena cubierta con resina y la bauxita de

arena intermedia, puesto que tienden a ser apuntalantes de alta resistencia a la compresion.
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Propante Presiones

Cristales de vidrio 700

Arena 6000

ULWP 7000
Ceramica de resistencia intermedia 10000
Propantes livianos 12000
Arena cubierta con resina 14000
Bauxita de arena intermedia 15000
Bauxita de alta resistencia 20000
Bauxita recubierta con resina 30000

Tabla 12 Clasificacion de los agentes propantes en funcion de su presion de cierre

Fuente: (PANTOJA, 2017)

Considerando que las presiones de cierre son similares y la arena productora es la
U superior para los tres pozos, se procede a disefiar un solo agente apuntalante para los
tres escenarios. En base a la revision bibliografica y las propiedades similares de la arena
productora con otros procesos de fracturamiento aplicados en pozos de campos petroleros
ubicados en la cuenca Oriente, se determina que el agente apuntalante mas eficiente es el
carbolite con una malla de 20/40. Esta es la opcion mencionada anteriormente, que puede
soportar la presion de cierre sin provocar la rotura del grano. De igual manera, para el
fluido utilizado en la fracturacién recomendamos los sistemas YF135HTD o YF140HTD,
disefiados para mejorar el rendimiento hidraulico de la fractura. Esta mejora nos
permitiria lograr la forma de fractura requerida para alcanzar el aumento de produccion
previsto (TOMALA & SALVATIERRA, 2023).
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2.8.  Disefo del Programa de fracturamiento Hidraulico

El disefio del programa de fractura tomara en mencion trabajos realizados por
diversos autores en programas de fracturamientis aplicados en pozos de la cuenca Oriente,
tomando como base estudios aplicados a la arena U superior, puesto que Sus
caracteristicas geoldgicas y geomecanicas son similares. Por tal razon en la Tabla 13 se

presentan los fluidos utilizados, para un fracturamiento.

Etapas de aplicabilidad Tipo de fluido
Preflujo YF140.1HTD
Fluido de fractura YF140.1HTD

Carbolite 20/40

Fluido de desplazamiento WF140

Tabla 13 Fluidos aplicados en fracturamiento hidraulico en estudios experimentales cuenca oriente
tomado de (Buitrén Garrido & Piedra Bazurto, 2020; Moreno & Dayana, 2021; Naranjo & Fabian,
2016).

El tratamiento necesario para generar una fractura debe disponer de fluidos y
agentes propantes que permitan a la grieta ser lo suficientemente grande de manera que
permita introducir una gran cantidad de apuntalante a una velocidad suficiente para
obtener la capacidad de flujo necesaria para que el tratamiento sea 6ptimo. Sin embargo,
en muchos yacimientos que no permiten el flujo fluido con facilidad, la conductividad de
fractura adimensional (C;4) debe estar entre 50 y 100, para que el fluido de fracturacion
esté limpio después del tratamiento. Por ello, un valor de Cr; de 10, considerado
"optimo", es en realidad el valor minimo aceptable. Cr, debe ser incluso superior a 10 si
resulta dificil limpiar el fluido de fracturacién. En formaciones que permiten el flujo
fluido con facilidad, a menudo no es posible obtener valores de Cr4 de 10 o superiores,
este coeficiente puede calcularse utilizando la permeabilidad de la formacion k y la

longitud de fractura, a través de la siguiente ecuacion.

Csp = 31.4159KL; (11).
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El factor adimensional de la fractura puede calcularse utilizando la permeabilidad,
el ancho, y la longitud de la fractura ademas de la permeabilidad del la formacion,

haciendo uso de la siguiente ecuacion.

Parametro Valor
Espesor de zona de pago. h 14 ft
Maoadulo de Young, E 3x106 psi
Relacién de Poisson, v 0.20
Viscosidad del fluido fracturante, pt *1.28 ¢P
Coeficiente de filtrado, ¢ *3.7439x10-4 ft/min %
Pérdida repentina del fracturante, S, *0.011 gal/ft2
Densidad de propante *99.95 lbm/ft3
Porosidad de propante *0.408
Longitud media de fractura, x¢ %300 ft
Altura fractura, he ** 80 ft (tope y base arena)
Tasa de fluido de inyeccion, q; ** 16 bpm
Concentracion final de propante, ¢¢ ** 7 ppg

Tabla 14 principales parametros de disefio considerando propiedades geomecénicas de la roca y
propiedades de los fluidos de fracturas y propoantes a utilizarse tomando como referencias estudios experimentales
(Buitron Garrido & Piedra Bazurto, 2020; Moreno & Dayana, 2021; Naranjo & Fabian, 2016).

Donde los valores con * son aquellos datos propuestos por el software, mientras
u S S idos studios experi S. isef urami
e ** son datos obtenidos de estudios experimentales. Para el disefio de fracturamiento

asumimos una longitud de fractura de 300 ft.

Calculamos el ancho de fractura utilizando la siguiente ecuacion
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NPT

1
(1= v)quxf]* m (1-02)-1.28-16-300% «
w=039| == = () =039 T (z) 3.
2(1+0.2)
w = 0.13in

El area de fractura se calcula utilizando la siguiente formula
A = 230080
Ar = 48000 ft>

El valor de n més utilizado para estos procesos de fractura es de 0.40, por lo cual
procedemos a aplicar en la siguiente ecuacion 15 para el calculo del tiempo estimado de

inyeccion.

V Ar-w
p=22 -7 = (15).
Vinj q;t

: 1ft gal
2 ge
040 48 000 ft° = <0.13 in * 5 in) * 7.48 &

(4294 .
16bpm (42 bbl) t

t= 1447 min t = 15min

Partiendo de los datos calculados se determind la cantidad volumétrica de

inyeccidn ajustada a nuestro modelo de fractura partiendo de las siguientes ecuaciones.

Viny =q;*t (16).
Veract = Af W (16).
1-n 1-04
= = = (0.4286 17).
T 14 1+04 a7)
Voap = Viny * € (18).

Viny = 16BPM % 15 Min = 240 bbl = 10080 gal

Verace = Af *w = 3889.6 gal
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Voap = 10080 gal + 0.4286 = 4 320.288 gal

Considerando que la tasa de bombeo es de 16 BPM se determind el tiempo de

bombeo volumétrico en el PAD, obteniendo lo siguiente:

_ 4320 gal — 6478 ~ 6.5 mi
tpad_16ﬂ.429_al_ ) ~ 6.5 min
min bbl

Se calcula el volumen de concentracion del apuntalante mediante la disposicion

de las siguientes ecuaciones.

3 0.4286
6, (0) = ¢ (%) — (% (18).
c 1
t =85 (77”)0'“86 +6.5 (19).
, t,(min Vinj (q:),
¢, (pPg)  t(min) _ seg) gl

0.00 0.00 0.00 0.00
0.00 6.50 06:30 4320.00
1.00 6.59 06:35 60.48
2.00 6.96 06:57 248.64
3.00 7.68 07:41 483.84
4.00 8.80 08:48 752.64
5.00 10.38 10:23 1061.76
6.00 12.43 12:26 1377.60
7.00 15.00 15:00 1227.04

Tabla 15 programa de concentracién del propante
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En base a la estructura de la concentracion de apuntalante, se calcula el peso de

este componente en funcion de la siguiente ecuacion.

_ Cf
C. = =
P 1+4+& 1+0.4286

= 4.8999 = 5.0 ppg

My, = C,(Vinj — Vpaa) = 5 * (10080 — 4 320.288) = 28798.56 Ib

Se determina la concentracion del apuntalante y sus dimensiones a través de las

siguientes formulas

o= M,  28798.56 _ 059997 lb
P 2xphs  2(300)(80) ft2

B 0.59997
~ (1 -0.408) - 99.95

wy, =0.01014 ft =0.12in

Para limpiar el pozo, el caudal depende de su configuracion fisica, especialmente
del tamafio de la tuberia. Esto ayuda a determinar durante cuanto tiempo se debe bombear

fluido para limpiar la tuberia. Se utiliz6 un tramo de tuberia de produccion de 1000 ft.

. mLD? . w1000:2992%
= ——x 7, = % 7. =
flush = 377 4 12 ga

2.9. Disefo de fractura utilizando Fracpro

FracPro y FracproPT pueden predecir qué ocurrira al final de un trabajo, incluso
mientras este sigue en marcha. Esta funcién es excelente, ya que permite ver el aspecto
de la fractura en la roca antes de finalizar el trabajo. El software utiliza los datos
recopilados hasta el momento y los pasos planificados para el resto del trabajo para
predecir el tamafio final de la fractura. Esto permite seguir el progreso del trabajo con
informacién real y realizar los cambios necesarios. Se realizd el ingreso de las
componentes y parametros de disefio tomando en cuenta los valores de la Tabla 14, en
base a los 4 pozos seleccionados, ambos producen de la misma arena, por lo cual las

propiedades geomecanicas son similares.
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? 7.0PPA | Propped Fracture 160 2 YF1401HTD 4000 12270 2 F.00 8589.3 16029 24
T FLUSH | Propped Fracture 16.0 3 w140 400 53380 0 0.00 0.0 5338.0 8.0
10

Figura 18 Interfax de ingreso de variables y componentes en el software para simulacién de fractura

utilizando datos de la tabla 14
Los resultados obtenidos de la primera simulacion no fueron los esperados, dado
que la longitud media genera por el apuntalante cubre un valor de 10 ft, ademas que la
permeabilidad conductiva no mejora, con valores maximos de 29 md-ft, tal y como
muestra la figura 18. Por lo cual, es necesario realizar ajustes a la configuracion para
garantizar un entorno de fracturamiento mas eficiente, que garantice una buena conexion

entre el pozo y la formacion productora.
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Figura 19 resultados obtenidos de la primera simulacion
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Para los ajustes de la simulacion se utilizaron tres caudales de inyeccién para ver
cual es el més eficiente. Se utilizaron los mismos parametros del caso anterior, como la
cantidad maxima de apuntalante a usar, la cantidad de apuntalante a introducir en la grieta,
la longitud de grieta deseada y los tipos de liquidos y apuntalante para la fractura. La
cantidad de fluido bombeado se ajustd con la misma herramienta, basandose en
informacidn sobre el pozo, la tuberia circundante y la tuberia. Ademas, se probaron tasas
de bombeo de mayor cantidad como son; 18, 20 y 30 BPM. Bombear a 30 BMP fue el

mejor. El programa se cred en 10 pasos.

Liquid Only | Mon Tip-Screen-Out  Tip-Screen-Out ]

Simulator Control

Frac. Geometry Model PKN ~ Propped Fracture Length 300 ft

FAuid Schedule Control

Pumping Rate IB0,0 bbl/min

Main Fuid Index 2 | YF140.1THTD Manimum Proppant Conc. 7.0 PPA

Flush Fluid Index 3 _~| WF140 Proppant Fracture Conc. [055 A2

Number of Steps I.m—
Proppant
Prop Index |2 vl Carbolite 20/40
Generate Schedule | Help Close
Figura 21 modelo de fractura con datos de caudal ajustado
Fracture Width Proppant Concentration
S N 0.0 FPA
2.0 FPA
40 PPA
6.0 FPA
8.0 PPA
= 10.0 FPA
-2.00 -1 ,ICICI él 1 60 2 élﬂ él 10‘0 260 360 460 50'0 Gélﬂ 760 360 9'60 1000
width {in} Length {ft)

Figura 20 resultados de la simulacion con parametros optimizados
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La figura 12 muestra que, al mejorar el bombeo, la grieta hidraulica se amplié lo
suficiente. Esto coincidid con lo indicado por el programa informatico y se demostro
observando las Figuras 21, 23 y 24. Estas figuras muestran que la grieta crecié hasta
alcanzar una longitud promedio de 36,6 metros y un ancho de 1,18 metros
simultaneamente. La FcD fue de 0,5 y la conductividad, de 76,2 metros cubicos por
segundo. Estas caracteristicas son buenas o se encuentran en el rango "bueno”, como se

observa en el trabajo actual sobre el terreno.
2.10. Disefio de fractura en CMG
2.10.1. Construccion del modelo estéatico

La simulacion de yacimiento es un proceso que nos permite modelar el
comportamiento estatico y dindmico del reservorio, en funcion de sus caracteristicas
geoldgicas, fluidos presentes, propiedades petrofisicas de la roca y estado mecanico del
pozo, facilitando la evaluacion de su estado actual y futuro, teniendo en consideracion su
produccién, caidas de presion, ajuste historicos, disefio de fracturas, construccion de
programas de inyeccion o técnicas de recuperacion secundarias y mejoradas y muchos
mas aspectos técnicos por mencionar, el uso de estas técnicas de estimulacion y
recuperacion se emplean con la finalidad de maximizar la produccién e incrementar el

factor de recobro.

Para la construccion del modelo estatico se utilizard un mapa estructural de la
arena U superior de la cuenca Oriente ecuatoriana, considerando el activo Libertador,
donde, haciendo uso del software ArcMap 10.8 se georreferencia las condenas X, Yy Z
del mapa. Se utiliza puntos de control, los cuales nos permitiran hacer un ajuste manual
de las condenadas de contorno del mapa. Se utilizaron un total de 1839 puntos

georreferenciados.

En la figura 22, se muestra el mapa de la arena U superior ingresado en el software
donde, mediante la distribucion de los puntos, se obtuvieron las coordenadas de contorno
de cada curva de nivel presente. Posterior a esto, se descarga el archivo de coordenadas y
se le convierte en formato (bna.), el cual es compatible con el CMG.
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Figura 22 Georreferenciacion del mapa estructural de la arena U superior utilizando el software ArcMap

Fuente: ArcMap, 2025

2.11. Inicializacion de la construccion del modelamiento en CMG

Utilizando el modelo de simulacion “Builder” propia de CMG, seleccionamos la

herramienta de trabajo IMEX, la cual permite modelar proceso de inyeccion de agua y

fractura hidraulica utilizando un modelo “black oil”. La figura 23, muestra un interfaz de

inicializacion del modelo, donde se establece las caracteristicas iniciales del modelo como

el tipo de simulador en este caso usaremos el “IMEX”, las unidades de medidas a trabajar,

“fiel” unidades de campo, y un modelo de porosidad de “DUALPERM” dado que las

secciones de la matriz se vincularan tanto con las fracturas como con las secciones

adyacentes de la matriz.

Builder - Reservoir Simulator Settings

Simulator Working Units Porosity Shape Factor
) GEM si () Single Porosity © Gilman and Kazemi
O MEX © Field ) DUALPOR (_)Warren and Root
() STARS JLab © DUALPERM ) K-Harmonic
I MoDsSI I MINC P2
Advanced.. ) SUBDOMAIN () KX - Matrix Perm |

() K-Av Harmonic
Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons 2

WVolume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Year 2024 Month: 1 Day: 1

Figura 23 parametros de inicializacion del modelo de simulacién en CMG

Fuente: CMG, 2025
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Se procede a cargar los puntos de contorno del mapa generado utilizando la opcion
“File”. Ya en este interfaz, navegamos hasta la opcion “Open map File” y seleccionamos
el archivo (bna.) generado, obteniendo la figura 24. Posteriormente se asignan las
caracteristicas de la malla de estudio, considerando el &rea de estudio. En la opcion
“Reservoir”, seleccionamos ‘“créate grip” con la alternativa “Orthogonal Corner Point”

utilizando los datos propuestos en la Tabla 16.

Direccionalidad Numero de celdas  Dimensién de las celdas  Longitud total

[ 50 150 7500 ft
j 50 215 10750 ft
k 50 Definido por el mapa

Tabla 16 Datos de configuracién de la malla de simulacion
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Figura 24 construccion del modelo estatico del yacimiento de estudio

Fuente: CMG, 2025.

Como se observa en la figura 24, existen interfaces marcadas con rojo, puesto que
aun no se ha realizado la asignacion de las propiedades y demas criterios de disefio. Como

primer paso procedemos a asignarle los valores de profundidad, espesor de la arena,

46



porosidad, permeabilidad, porosidad de fractura, permeabilidad de fractura, saturacion de
agua, saturacion de petroleo, presion de burbuja y demas parametros. Se utiliza la opcién
“Specify Property” donde cargamos el “Grid Top” de la formacion ubicandolo en el layer
1, asimismo ubicamos los espesores de arena en la opcion “Grid Thickness”,
permeabilidad y la porosidad “Porosity”. Estos datos fueron obtenidos de los mapas
estructural, mapas de profundidad, mapas de porosidad y mapa de permeabilidad, como
se muestra en la figura 25, correspondiente al ingreso de las principales propiedades
petrofisicas del campo Libertador.

1| General Property Specification - o X

Edit Specification

Only for Start Time, Go to Property: |Porasity - Fracture | UseRegions / Sectors Copy Properies

Grid Top Giid Thickness Porosity Parosity - Fracture
UNITS: ft ft

SPECIFIED: X X X »
HAS VALUES:

Whole Grid 2e-05

Layer1 (C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Documents\Depth to JUA...  ( C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Downloads\Depth_to_JU... (C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Documents\Depth_to_JU.

Layer2 ( C:\Users\ASUS VIVOBOOK|\Downloads\Depth_to_JU..  { C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Dacuments|\Depth_to_JU

Layer3 (C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Downloads\Depth_to_JU..  ( C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Documents\Depth_to_JU

Layer4 (C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Downloads\Depth_to_JU. . { C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Dacuments|Depth_to_JU

Layer5 (C:\Users\ASUS VIVOBOOK|\Downloads\Depth_to_JU. . { C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Dacuments|\Depth_to_JU

Layer6 (C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Downloads\Depth_to_JU... (C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Daocuments\Depth_to_JU.

Layer7 ( C:\Users\ASUS VIVOBOOK|\Downloads\Depth_to_JU. . { C:A\Users\ASUS VIVOBOOK\Dacuments|\Depth_to_JU

Layer8 ( C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Downloads\Depth_to_JU... (C:\Users|\ASUS VIVOBOOK\Documents\Depth_to_JU.

Layer9 ( C:\Users\ASUS VIVOBOOK|\Downloads\Depth_to_JU..  { C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Dacuments|\Depth_to_JU

Layer 10 (C:\Users\ASUS VIVOBOOK|\Downloads\Depth_to_JU. . { C:\Users\ASUS VIVOBOOK\Dacuments|\Depth_to_JU

Figura 25 ingreso de las principales propiedades petrofisicas del campo Libertador

Fuente: CMG, 2025

Utilizando ecuaciones dispuestas en la seccion de anexos, se determinan los
criterios técnicos de fractura necesarios para el disefio de una estimulacién hidraulica

ingresando los siguientes valores.

Parametros Valor

Porosidad de fractura 0.00004

Permeabilidad de fractura (i) 0.00002 md

Permeabilidad de fractura (j) 0.00002 md

Permeabilidad de fractura (k) 0.00004 md

Tabla 17 valores obtenidos para la construccion del modelo de fractura
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Ya cargada toda la informacién del reservorio damos ok y guardamos. Posterior a
esto ingresamos las propiedades de compresibilidad y de la roca, asi como su presion de
referencia, utilizando la opcion “Rock compressibility”, tal y como muestra la figura 25.

Rock Compressibility *

Pressure dependence of formation porosity / Rock Compressibility (CPOR})

Matriz: ~ 0.0000128 1/psi Fracture: 0.0000128 1/psi

Reference pressure for calculating the effect of rock compressibility (PRPOR)

Matri: 3120 psi Fracture: P120 psi

Pressure dependence of rock compressibility (OCPOR)

Matrii; 0 1/(psi*psi) Fracture: 0 T/(psi*psi)

OK Cancel

Figura 26 ingreso de la compresibilidad de la roca y su presion de referencia
Fuente: CMG, 2025.

Los siguientes ajustes que se deben modificar corresponden a la informacién PVT
de los fluidos que se utilizaran en la simulacion. Haga clic en "Componentes”, luego
seleccione "Modelo" y elija la opcidn "Black oil". Aparecera un cuadro de dialogo que le

permitird ingresar las cifras de la Tabla 7; después, debera pulsar "Aceptar".

Propiedades PVT

Temperatura de reservorio 206 °F
Presion maxima 3692 psi
Presion de burbuja 839 psi
Gravedad especifica del petroleo 28 °API
Densidad del gas 0.72
Salinidad del agua 10000 ppm
Densidad del agua 60.8673 Ib/ft3
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Factor volumétrico de la formacion 1.03235 BY/BN

Compresibilidad del agua 3.1258e-06 1/psi
Presion de referencia 3120 psi
Viscosidad del agua de formacion 0.306457 cp

Tabla 18 Propiedades PVT utilizado para la simulacién

Quick Blackoil Model X

# Description Option Value

1 Reservoirtemperature 206 F

2 Generate data upto max. pressure of 3692 psi

3 Bubble point pressure calculation Value provided ~a3g psi

4 Qil density at STC(14.7 psia, 60 F) Stock tank oil gravity (A o

5 Gas density at STC(14.7 psia. 60 F) Gas gravity (Air=1) Yo7z

6 Reference pressure for water properties 3120 psi

7 Pressure dependence of water viscosity 0 cp/psi

8 Water salinity (ppm)

Figura 27 ingreso de las propiedades PVT de los fluidos dispuesto en la tabla 18 al CMG
Fuente: CMG, 2025

El programa generaré varios gréficos que representan el comportamiento de los
fluidos segun los datos proporcionados. Estos graficos ilustran las caracteristicas de los
fluidos dentro del yacimiento bajo diferentes condiciones de presion. En cuanto al modelo
PVT, generara gréaficos para la solubilidad del gas (Rs), el factor volumétrico del petréleo
(Bo), laexpansion del gas (Eg) y la viscosidad del gas (Visg) y la viscosidad del petréleo
(Vis0).

Utilizando la seccion de “Rock-Fluid”, ingresamos las propiedades de interaccion
roca-fluido, utilizando datos de saturacién de agua y permeabilidades relativas del
petréleo y del agua dispuesto en la tabla de anexos de permeabilidades, tal y como
muestra la figura 28.
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®7] Rock Types >

Rock Type 1 ~ e
Rock Type Pi i Relative P ility Tables  Hy
N Liquid Saturati
Liguic-Gas Kr Table @ Liquid Saturation Relative Permeability Table: | Water-Oil Table ~
dependency () Gas Saturation
Tools » Smoothing method for table end-points: Power law or quadratic smoothing
[Jinclude capillary pressure (drainage curve if using hysteresis) () Specified threshold valus for end-point determination a7

_|Include capillary pressure hysteresis (imbibition curve) . B . .
B Use new option for rel perm. table end point scaling (8 end points vs. 4)

| Include water gas relative permeability in table -
] Includse ireducible oil ssturation dus o watsr blocking in table [ ] Measured liquid saturation does not include connate water saturation

Sw | knw krow | Comment
045 0 0.4
047 0000056 0361
05 0000552 030625
055 000312 0225
06 000861  0.15625
065 001768 01
07 003088 005625
075 004871 0025
077 005724 | 0.016
10 |08 007162 000625

11 |0.82 008229 000225

12 |08 01 o

g il

[ Reduce vertical extent of Pcow cycle for trapped oil hysteresis (DAMP-PCOW-TROIL)

oK Cancel Apply Help

Figura 28 ingreso de las permeabilidades relativas en la interaccion roca fluido

Fuente: CMG, 2025

A continuacion, para acceder al cuadro de permeabilidad relativa del sistema gas-

liquido, seleccionamos “Tabla liquido-gas” en el menu “Tabla de permeabilidad relativa”.

|7 Rock Types =
Rock Type 1 ~ »
Rock Type Properties Relative P bility Tables Hy iz Modelli
A Liquid Saturati
Liquid-Gas Kr Table O Liquid Sa ration Relative Permeability Table:  Liquid-Gas Table (Liquid Saturation) ~
dependency () Gas Saturation
Tools » Smoothing method for table end-points: Power law or quadratic smoothing ~
[Jinclude capillary pressure (drainage curve if using hysteresis) [] Specified threshold value for end-point determination: 5e-07

_lInclude capilla ressure hysteresis (imbibition curve
— Lz b ¢ ) B Use new option for rel. perm. table end point scaling (8 end points vs. 4)

| Include water gas relative permeability in table
| Include irreducible oil saturation due to water blocking in table [[JMeasured liquid saturation does notinclude connate water saturation

Sl | krg | krog ‘Commem
045 02 o

055 014202 0

057 013123 0.00079
06 01156 0.00494
0.62 0.10555 0.00968
0.65 0.09106 0.01975
0.67 0.08181 0.02844
0.7 |0.06856 0.04444
0.72 |0.06017 |0.05709
075 004829 007901
0.77 004087 0.0956
0.8 0.03054 0.12346

HEEHENE RN

OK Cancel Apply Help

Figura 29 ingreso de las permeabilidades relativas del sistema gas-liquido

Fuente: CMG, 2025
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Se definen los parametros iniciales, que incluyen el ajuste de las presiones de
referencia, la profundidad de los puntos de contacto (gas, petroleo o agua) y la presion
del punto de burbuja. Haga clic en "Condiciones Iniciales™ en la barra de menu. Aparecera
una nueva ventana que le solicitara que seleccione el tipo de equilibrio capilar-
gravitatorio para el yacimiento, especificamente el contacto petroleo-agua en este caso.
La presion y la profundidad de referencia se establecen en 3692 psi y 9250 pies,
respectivamente. A continuacion, la profundidad del contacto petréleo-agua debe
ajustarse a 9300 pies, la presion del punto de burbuja a 839 psi e implementar las

modificaciones, como se muestra en la Figura 30

Initial Conditions X

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservoir Initially Containing

() Water. Oil. Gas (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL_GAS EQUIL )
© Water. Oil (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL EQUIL }
() Water. Gas (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL NOTRANZONE )

There will be no residual saturation in Gas Cap ( GASZONE NOOIL )

Reference Pressure and Depth Phase Contact Depths
Pressure ( REFPRES ) 3692 psi Water-Oil Contact(DWOC ) 9300 f
Depth (REFDEPTH ) 9250 ft

Datum Depth for Output Pressure
Mote: This item is optional.
Depth ( DATUMDEPTH depth )

. . _— . For more options use the
Pressure will be corrected using the initial equilibrium T e

pressure distribution { DATUMDEPTH depth INITIAL )

Bubble Point Input Format Advanced

() Reservoir initially saturated (PE =P )

OConstantBubee Point Pressure ( PB ) BSQpSi

E} » Cancel Apply Help

Figura 30 Ingreso de los parametros de condiciones iniciales en el modelo de simulacion CMG

Fuente: CMG, 2025

Una vez ingresados todos los componentes y propiedades para la construccion de
la simulacion de yacimiento, se obtiene el modelo estatico de la arena U superior del
campo Libertador. Este modelo permitira simular el comportamiento de la produccién

antes y posterior al fracturamiento hidraulico.
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Model Tree View X CMGBuilder04.3D | CMGBuilder04 plot
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Date: 207062025

Figura 31 resultado final del modelo estatico del yacimiento, campo Libertador en 3D CMG

Fuente: CMG, 2025

Se adjuntan los pozos de muestra al modelo de estudio utilizando las coordenadas
de geolocalizacion dispuestos en la Tabla 19. En el software se selecciona la pestafa de

opciones “Wells & Recurrent”, donde se despliega una barra de cinta de opciones. Damos

click en la opcion “Wells” e ingresamos las caracteristicas de los pozos.

Coordenadas espaciales

Pozos

Well-1
Well-2
Well-3

Well-4

10
20
28
31

]
33
35
23

16

7

7

Tabla 19 Coordenadas de geolocalizacion de los pozos de estudio en el modelo estatico del activo Libertador

Para ingresar la produccion de cada pozo, se selecciona la pestana de “Import

Production”, donde se ingresa los valores de produccion del conjunto de pozos a través
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de la importacion de datos de produccion de fluidos con su fecha en un formato prd.
Después, modifique el formato de fecha de produccion en la segunda columna. En la
tercera y cuarta columnas, indique el tipo de produccion (petrdleo y agua), la medicion
en barriles diarios y la duracion prevista en dias, como se ilustra en la Figura 31.

Import Production/Injection Data
Step 4: Choose column details
Note: For date formats that span multiple columns (eg. 26 02 1998). please do selection for each column
1 [2 [3 4
Identifier WellfGroup Name |~ | Date/ Time [~ oit Produced [~ | water Produced -~
Related info D MY (eg. DD.M... |~ | Producing daily r.. |~ | Producing dailyr.. |~
Units bbl/day ~ | bbl/day -
Expected period Daily ~ | Daily -
Missing dates zerojtake zero val.. | v | zerojtake zero val. |~
1 wWellname Date BPPD BAPD
¥z B
3 Well-1 1/11/2023 529.27 176.50
4 well-1 2/11/2023 55048 15532
5 well-1 3011/2023 70553 96.24
6 Well-1 4/11/2023 705.53 96.24
7 Well-1 5(11/2023 776.29 3236
8 well-1 6/11/2023 776.26 3236
9 Well-1 711/2023 775.75 3236
10 Well-1 8/11/2023 775.66 32.36
11 well-1 9/11/2023 783.34 792
12 Well-1 10/11/2023 783.34 7.92
13 Well-1 11/11/2023 783.34 7.92
14 well-1 12/11/2023 783.34 792
Help View Original File Edit Config File Cancel <Back Finish

Figura 32 ingreso de valores de produccion por pozo con su respectiva fecha en CMG

Fuente: CMG, 2025

User: ASUS VIVOBOOK
Date: 04/07/2025

Figura 33 modelo final del reservorio U superior del activo libertador

Fuente: CMG, 2025
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2.12. Disefio de la fractura en CMG

La finalidad de crear las fracturas hidraulicas es mejorar la produccién de
hidrocarburos a través de las canalizaciones generadas por la inyeccion de fluido
presurizado y el mantenimiento de la abertura de poros interconectados a traves del
apuntalante, Este proceso de estimulacion permite reducir el dafio de formacion,
optimizando la produccion de petroleo e incrementando el factor de recobro. Para la
aplicacion de esta técnica en el software comercial CMG, en el menu haga clic en "Pozo"
y luego seleccione "Fracturacion hidraulica”. En el cuadro de diélogo resultante,
seleccione la opcién "Opcion no Darcy" y haga clic en "Correlacién general”. A
continuacion, navegue a "Fracturas" y seleccione "Nueva etapa de fractura planar”. Esta
opcion le permitiré establecer una o varias fracturas planares dentro del pozo, alineando
su orientacion, espaciamiento y patron de perforacién, determinando asi donde y cuantas
fracturas se crearan. A continuacion, configure una "Plantilla planar”, donde debera
insertar los valores de permeabilidad primarios y realizar los ajustes necesarios para
refinarla. Los valores ingresados se pueden ver en la Figura 34 segun los datos
proporcionados por FracPro.

Hydraulically Fractured Wells X
Fractures Templates Options
T Name (PLNRFRAC_TEMPLATE) FER_FRAC
Templates: MG JiPa et
B Primary
Fracture Width (WF1) 003575 ft
Fracture Permeability Constant/Constant
H Refinements (PLNR_REFINE)
Orientation (IDIR or JDIR) | Direction
Number of refinements in the I, J and K directio . 773
Half Length(s) (BWHLEMN}) 120 ft
Associated Fractures: Additional Property Definitions: 'JI}:' ><
Well-1 - Frac_1 Property Non-Frac Zone Frac Zone ‘ TIP |
well-2 - Frac_1
well-3 - Frac_1
Well-4 - Frac_1
Statistics o @ oK 1 Cancel Apply

Figura 34 valores ingresados al CMG, con datos obtenidos del disefio de fractura en Fracpro

Fuente: CMG, 2025
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Para el disefio de fractura se utiliza un ancho de fractura de 0.429 in, una
permeabilidad efectiva de 300 md con una longitud de fractura de 120 ft. La direccion de
propagacion de la fractura se da en la orientacién i, perpendicular a la verticalidad del
pozo. Para las refinaciones en las direcciones i, j y k se utiliza valores de 7, 7, 3. Las capas
perforadas por encima y debajo de la fractura son 2, 2, y la ultima por defecto del

programa.

En la seccidn "Fracturas”, seleccione el modelo de fractura generado “JFFract”
que cred anteriormente. A continuacion, seleccione la opcion “All Perforations Only” y

haga clic en "Aplicar" y guarde los cambios tal y como muestra la figura 35.

Hydraulically Fractured Wells X

Fractures Templates Options

Wwell: well-1
Date: 2023-01-01

expand | [visualize 4 I

T-Well-l
i [=2023-01-01 Base name of fractures: Well-1 - Frac
==l Planar Stage 1
= well-2 Fracture template: JFFrct v Edit
| [2023-01-01 Select Perforations
=1 Well-3 =
' ©.2023-01-01 (_)visible Perforations Only
=1 Well-4
©2023-01-01 © All Perforated Layers
() Perforations in Range of Fundamental Layers: K from 7 to 7
Well Settings
© MDRange
Start:  0.00 End: 8295.83

Minimum Fracture Spacing:  50.00

MD/Slab Values
) MD 1) Slab

C] Create Perforations
Trajectory Range: 0.0-8257.3

Stimulated Reservoir Volume:
1.83346e+07 fi3

statistics @@ @ Cancel Apply

Figura 35 Interfaz de aplicabilidad de fractura en los pozos de estudio

Fuente: CMG, 2025

En la barra de herramientas del “Builder”, seleccione el plano 7 y observe si las
fracturas fueron generadas y estan en el pozo, como en la imagen 36. Se realiza un ajuste
a la facha de simulacion realizando un analisis hasta el 1 de agosto del 2050. Por ultimo,
ejecute la simulacién en "IMEX", lo que abrira un nuevo cuadro para iniciar la

simulacion.
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Figura 36 Aplicacion de la fractura hidraulica en los pozos de estudio, plano numero 7

Fuente: CMG, 2025

2.12.1. Limitaciones del estudio

La malla del modelo estatico del yacimiento usa una discretizacion de
50x50x50 celdas con tamafios de 150 ft x 215 ft (horizontal) y 50 celdas
en vertical. Esta resolucion espacial relativamente gruesa limita la
capacidad de captar detalles finos de la heterogeneidad del yacimiento y

del comportamiento puntual de fracturas muy localizadas.

El modelo de fractura utilizado es planar, con una plantilla plana y
parametros fijos de ancho (0.429 in) y longitud (120 ft). Este esquema
simplifica la geometria real, la cual en campo puede presentar formas
irregulares, ramificaciones, variaciones en la altura, y aperturas no

uniformes.
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Las propiedades petrofisicas y PVT asignadas son valores promedio del
campo y la permeabilidad de fractura y matriz es muy baja (en el orden de
0.00002 a 0.00004 md para la fractura), lo que no refleja la variabilidad ni

heterogeneidad a escala fina ni eventos locales importantes.

El método clésico PKN para disefio de fractura es bidimensional,
asumiendo altura constante y seccién ovalada, adecuado para disefios
basales pero insuficiente para capturar complejidades tridimensionales,
cambios verticales y ramificaciones o bifurcaciones que pueden

presentarse en fracturas reales.

CMG como software presenta limitantes computacionales que imponen un
balance entre nivel de detalle del modelo (tamano de la malla, nimero de
fases, procesos modelados) y tiempo computacional razonable, lo que
restringe la inclusion de todos los detalles geoldgicos y de fracturamiento

realistas.
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CAPITULO 3. RESULTADOS Y DISCUSION

3.1.  Andlisis del disefio de fractura en Fracpro

Realizando los ajustes pertinentes, se determinG los parametros de disefio
adecuado de la fractura que se adaptan a las condiciones del campo de estudio.Sse
estableci6 que, con un modelo de inyeccion de 30 bpm y utilizando 10 etapas de bombeo,
se mejoro de manera considerable, alcanzando una longitud de 120 ft de penetracién, con
un ancho de apuntalamiento de fractura de 0.429 in, pasando de 29 md-ft a 2363 md-ft y
un FcD de 0.5 lo que mejoro de manera considerable la conductividad, mejorando la
capacidad del paso de fluido, siendo estas caracteristicas las mas adecuadas para un
proceso de fracturamiento en el area de estudio.

Fracture Width Proppant Concentration

----------------------------------------------------------------------------------------------------- B coFPa

20 PPA

40 PPA

6.0 PPA

8.0 PPA

> 100 PPA

200 100 4 100 200 0 100 200 200 400  E00 €00 70D 800 00 4000
Width (in) Length (ft)

Figura 37 distribucion de la fractura en el medio
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Parametro Valor

Tope inicial de la fractura 8420 ft

Base inicial de la fractura 8500 ft
Longitud media de la fractura apuntalada 1204 ft
Ancho apuntalado en el pozo 0.426 in
Ancho apuntalado promedio 0.213 in
Concentracién promedia de gel 648.4 lb/mgal
Factor promedio de retencion de fluido 1.00

Maxima longimud media de la fractura hidraulica 304.7 fi

Longitud media de fractura hidraulica EOJ 174.1 ft
Ancho hidraulico en el pozo EOJ 0.523 in
Altura hidraulica en el pozo EOJ 80.1 ft
Presion neta EOJ 1089 psi
Eficiencia 0.249
Tiempo de cierre estimado 35.2 min

Filtracion equivalente 9E-3 ft/min0.5

5
Conductividad efectiva 2363 md.ft
05

FcD efectivo

Tabla 20 Parametros de disefio de fractura final, utilizados para e modelamiento en CMG

Fuente: CMG, 2025
3.2.  Evaluacién del dafio de formacion

La evaluacion del dafio a la formacion tras la fracturacion hidraulica muestra una
notable disminucién del factor de dafio en comparacion con el estado original de la
formacion, lo que sugiere que el tratamiento de estimulacién alcanzo sus objetivos de
eficiencia. El uso de fluido de fracturacion y apuntalantes ha logrado un cambio
controlado en la permeabilidad original de la matriz mediante el establecimiento de
canales bien conectados, ya que el fluido a alta presion supera la resistencia de la roca y
provoca que las fracturas se extiendan a lo largo de las principales lineas de tension in
situ. El disefio de las fracturas resultantes, que se distinguen por su longitud efectiva,
altura de propagacion y ancho promedio, junto con patrones de flujo reconocidos, ha
mejorado considerablemente la conectividad dentro de la estructura porosa. Esta mejora
en la conectividad hidraulica se traduce en una mayor conductividad de la fractura, ya
que el apuntalante mantiene las aberturas de la fractura bajo tension de cierre, creando un
medio poroso de alta permeabilidad; también reduce los impedimentos al flujo al reducir
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sustancias nocivas como finos, precipitados y fluidos de perforacion; y aumenta la
productividad al formar un sistema de fracturas interconectadas que amplia el area de

contacto entre la roca y el fluido, mejorando asi la eficiencia del drenaje del yacimiento.

Utilizando la formula dispuesta en la ecuacion 20 y los datos obtenidos de la
fractura de las condiciones y parametros iniciales y posterior al fracturamiento se obtuvo
los resultados presentes en la Tabla 21, donde se muestra que el factor de dafio redujo de
manera considerable e incluso alcanzé un valor negativo, lo que indica que el proceso de
estimulacion ha sido eficiente. Ademas del aumento del indice de productividad lo que

denota en una mayor tasa de produccién.

5" ( K 1) ™ 20
=|— — * _— .
Kf " T™W (20)

Pozos de S (factor IP Inicial IP final S (factor
estudio skin) inicial Bpd/psi Bpd/psi skin) Final
Secoya 18.15 0.16 18 0.24 -2.44
033b US
Secoya 23.82 0.1315 0.20 -2.44

A038 US
Secoya 10.18 0.2393 0.36 -2.44

A047 US

Atacapi 014 35.2 0.1 0.15 -2.44
us

Tabla 21 resultados de indice de productividad y dafio de formacion post fracturamiento
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3.3. Disefioen el CMG

La finalidad de aplicabilidad del modelo de fractura hidraulica se ejecutd para
incrementar la produccion mediante la apertura de canales de flujo por tal razén se
ejecutaron modelos de fracturacion hidraulica en pozos verticales denominados well-1,
well-2, well -3 y well -4, estos son pozos productores del campo, utilizando la herramienta
de simulacion numérica CMG Builder. La particularidad de este procedimiento reside en
que las formas y caracteristicas hidraulicas de cada fractura no se determinaron
aleatoriamente, sino que se calcularon con antelacion mediante un modelo de disefio en
el software FRAC, considerando las caracteristicas de la formacion, las condiciones de

tension existentes, el liquido de fracturacion y los atributos del apuntalante.

LIBERTADOR FRACTURAMIENTO2.SR3

Z[X:8.611
Total Blocks: 33.760|
Active Blocks: 33.760)

"SRR VO W YO VO VO VO O VO WO W WO WO
bV N N N N N N NN

|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
|
I

Figura 38 resultados del disefio de fractura Hidraulica en CMG, utilizando la opcién de simulacion Results 2021.10

La configuracion realizada en el programa FRAC arrojo los mejores valores para
caracteristicas importantes de fractura y se conecta facilmente al sistema de simulacion
CMG. Estos valores son: El ancho de la fractura fue de 0,03575 pies. Este valor muestra
cuan abiertas deberian estar las fracturas después de cerrarse, considerando la presion que
las empuja y el tipo de material utilizado para mantenerlas abiertas. Su tamafio es
adecuado para mantener suficiente liquido fluyendo en pozos verticales en roca que no

permite el paso de liquido.

La longitud media de fractura de 120 ft y una longitud total resultante de 240 pies,

este aspecto se perfeccion6 en FRAC para aumentar el volumen estimulado y reducir la
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presion de inyeccion, sin comprometer la integridad del pozo. La permeabilidad de la
Fractura fue identificada como una constante igual al doble de la permeabilidad inicial,
230 md. Se mantuvo una distribucion de permeabilidad consistente en el plano de fractura
dentro del marco CMG, segun lo establecido en el disefio inicial, para permitir la
comparacion de diversos escenarios y evaluaciones de sensibilidad, tal y como lo denota
la figura 38, donde la direccién de propagacion de la fractura es en direccion horizontal.
Esta direccion se establecio en relacion con la alineacion de la tension minima horizontal
determinado durante el proceso de planificacién de FRAC vy la direccién vertical de los
pozos. Un posicionamiento correcto garantiza que las grietas simuladas se comporten
como grietas reales en el suelo. La cuadricula de grietas se compuso de 7 X 7 x 3 partes,
utilizando el software CMG. Disefiamos la cuadricula con mayor precision alrededor de
cada grieta (7 secciones de ancho y largo, 3 secciones de alto), para poder rastrear con
precision los cambios de flujo y las caidas de presion cerca del pozo agrietado.
El uso de la fracturacion hidraulica en estos pozos verticales transformo
significativamente la conexion del pozo con el area de drenaje del yacimiento. Al ampliar
el area de influencia de una forma radial simple a una forma cuasi-lineal mediante

fracturas planas, se mejora la productividad y se reduce la caida de presion.

3.4.  Produccidn de petréleo

Oil Rate SC - Yearly - Default-Field-PRO

_________________________
___________
- ——s

1600 -
1

o
N oA
o o
o o

29

Oil Rate SC - Yearly (bbl/day)

-
2039 2041 2043 2045 2047 2049

0 Lz
2023 2025 2027 2029 2031 2033 2035 2037
— Default-Field-PRO, Oil Rate SC - Yearly, LIBERTADOR MODELO BASE NORMAL1.sr3

-- Default-Field-PRO, Qil Rate SC - Yearly, LIBERTADOR FRACTURAMIENTO2.sr3

Figura 39 Produccidn de petréleo anual de los cuatro pozos productores muestra del campo libertador,

considerando el modelo de produccion a condiciones normales y a condiciones de fracturamiento

Fuente: CMG, 2025
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El grafico 39 ilustra que, en lo que respecta a los cuatro pozos de extraccion en el
area Libertador, el enfoque inicial sin fracturacion hidraulica alcanza su maximo nivel de
produccion anual alrededor de 2026, estabilizandose en aproximadamente 900 barriles
por dia hasta aproximadamente 2030, tras lo cual experimenta un lento descenso que se
prolonga hasta 2049, concluyendo el periodo en casi 600 barriles por dia. Por otro lado,
el escenario con fracturacion hidraulica muestra un aumento drasticamente mayor,
superando los 1600 barriles por dia también en 2026, manteniendo un nivel alto hasta casi
2034. Si bien la produccion comienza a disminuir después de eso, se mantiene
consistentemente por encima del escenario estandar hasta la conclusion del periodo
simulado. Esto indica que el uso de fracturacién hidraulica no solo mejora
considerablemente las cifras de produccion inicial y total, sino que también acelera la
extraccion de hidrocarburos y optimiza la eficiencia del yacimiento con solo cuatro pozos

en funcionamiento durante el periodo de 2023 a 2049.

3.5.  Comportamiento de la presion
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— Special History, Pressure Average Reservoir Pressure., LIBERTADOR MODELO BASE NORMALA1.sr3
-- Special History, Pressure Average Reservoir Pressure., LIBERTADOR MODELO BASE2fra.sr3

Figura 40 Comportamiento de la presion de reservorio en funcion del tiempo

El gréfico ilustra los cambios en la presion promedio del yacimiento desde el afio
2023 hasta el 2050 en dos casos diferentes: el modelo tradicional sin fracturacion
hidraulica (LIBERTADOR MODELO BASE NORMALL. sr3, representado por una
linea sélida) y el modelo que incorpora fracturacion hidraulica (LIBERTADOR
MODELO BASEZ2fra. sr3, indicado por una linea discontinua). Se observa que la linea

solida (sin fracturacion) experimenta una caida de presion mas pronunciada,

63



descendiendo de aproximadamente 3330 psi en 2023 a alrededor de 2600 psi en 2050,
con una caida total de cerca de 730 psi. Esto indica que el yacimiento bajo este modelo

pierde presién de manera mas rapida y sostenida durante el periodo simulado.

Por otro lado, la linea discontinua (con fracturacion hidraulica) muestra una caida
de presion mas lenta y gradual, bajando desde una presion similar inicial hasta unos 2750
psi para 2050, una caida total cercana a 580 psi. Esto sugiere que la fracturacion hidraulica
mejora la capacidad del yacimiento para mantener la presion promedio, probablemente
debido a la mayor conectividad y permeabilidad generada por las fracturas que facilitan

el flujo y drenaje de los fluidos.

Este comportamiento implica que, aunque con fracturacion hidraulica se acelere
la produccién de hidrocarburos, el sistema preserva mejor la presion interna del
yacimiento en comparacion con el modelo tradicional, lo que es favorable para la
sostenibilidad y longevidad del pozo. Mantener una presion adecuada ayuda a evitar
problemas como el colapso de formaciones, entrada de agua no deseada o declinaciones

rapidas en la produccion.

3.6. Factor de recobro

Oil Recovery Factor SCTR - Entire Field

Qil Recovery Factor SCTR
%] (7] -~ [3,] (=) -~ [=-)

-

2023 2025 2027 2029 2031 2033 2035 2037 2039 2041 2043 2045 2047 2049

— Entire Field, Qil Recovery Factor SCTR, LIBERTADOR MODELO BASE NORMAL1.sr3
-- Entire Field, Oil Recovery Factor SCTR, LIBERTADOR FRACTURAMIENTO2.s13

Figura 41 factor de recobro considerando los dos escenarios de simulacion

Fuente: CMG, 2025

La grafica 40 representa el factor de recuperacién de petréleo (Factor de

Recuperacion de Petroleo SCTR) para el campo Libertador, centrado Unicamente en los
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cuatro pozos activos, destaca un marcado contraste entre el escenario estandar
(LIBERTADOR MODELO BASE NORMALL1.sr3) y el escenario de fracturacion
hidraulica (LIBERTADOR FRACTURAMIENTO2.sr3). En la situacion tipica, la
cantidad de petroleo recuperado aumenta gradualmente a partir de 2023, alcanzando
aproximadamente el 4,5% para 2050. Esto significa que solo se recupera una pequerfia
cantidad, debido a como el petroleo esta conectado naturalmente en el suelo y lo bien que
funcionan los pozos sin ayuda adicional. Por otro lado, si se utiliza la fracturacion
hidraulica, la cantidad de petr6leo recuperado aumenta mucho mas rapido, alcanzando
casi el 8% para 2050. Esto es casi el doble de bueno que el caso estandar. Técnicamente,
esto demuestra que la fracturacion hidraulica ayuda en gran medida a mover y extraer el
petroleo, por lo que se recupera mas petréleo con el tiempo. Cuando se desarrolla un
campo con solo cuatro pozos, cambiar la cantidad de petr6leo recuperado es muy
importante porque hace el mejor uso del petréleo en el suelo, acelera la velocidad de
obtencion de petréleo y aumenta considerablemente la rentabilidad del proyecto. Por lo
tanto, desde la perspectiva de la ingenieria petrolera, la fracturacion hidraulica se destaca
como el mejor enfoque para elevar el factor de recuperacion y aumentar el valor

econdmico del yacimiento en estas circunstancias.
3.7.  Andlisis comparativo con otros estudios

Los resultados indican una disminucion notable del factor de dafio, que paso6 de
valores positivos relacionados con el dafio a un valor negativo de -2,44, lo que refleja la
estimulacion exitosa de los pozos. Este cambio resultd en un aumento del indice de
productividad (IP) de 0,36 bpd/psi, junto con un incremento en la produccion de cuatro
pozos de aproximadamente 900 bpd a mas de 1600 bpd. En cuanto a la recuperacion, la
produccion acumulada estimada de estos cuatro pozos destaco una mejora en el factor de
recuperacion, que pasé del 4,5 % al 8 % para el afio 2050. Es fundamental aclarar que
esta cifra no representa la recuperacion total del yacimiento, sino que se centra en el

rendimiento de los pozos sometidos a estimulacion.

En comparacion con investigaciones realizadas en la Cuenca Oriente de Ecuador,
se han observado reducciones en los valores de dafio de formacién a valores de entre -1
y -3, junto con aumentos de productividad de entre el 30 % y el 70 %. El aumento general

de la produccion de aproximadamente el 78 % en los cuatro pozos se ajusta a este
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espectro, lo que valida el éxito del método empleado. Asimismo, en campos establecidos

ubicados en Colombia y Venezuela, se han observado aumentos en los indices de

produccion de entre 0.25 y 0.4 bpd/psi tras procedimientos de estimulacién. El indice de

produccion obtenido en este analisis (0,36 bpd/psi) se ajusta adecuadamente a estas cifras

de referencia. En cuanto a la recuperacion, la mejora de 3.5 puntos porcentuales en el

factor de recobro (de 4,5% a 8%) para los cuatro pozos corresponde con casos regionales,

donde los métodos de estimulacion han documentado mejoras que van desde 2 a 5 %.

CONCLUSIONES

xXMediante el proceso de revision bibliografica, se pudo determinar las
propiedades petrofisicas y de produccion necesarias para el disefio de
fracturamiento, a la vez permitio identificar pozos candidatos para un
fracturamiento, los cuales permitieron determinar la muestra representativa de los
pozos petroleros que requiere de una técnica de estimulacion por efectos de
presencia de dafio de formacion y bajo aporte de flujo tanto para agua y petroleo.

Los pozos preseleccionados para el proceso de fracturamiento fueron 27, estos se
obtuvieron utilizando la metodologia del indice de Heterogeneidad, sin embargo
mediante la evaluacion del historial de produccién se determind 4 pozos
candidatos eficientes, dado que presentaban bajo aporte de flujo, y su corte de
agua alcanzaban valores inferiores al 60%, estos a la vez presentaban un dafio
eminente de formacidon que ocasionaba problemas de produccion por lo cual
requerian de un proceso de estimulacion, entre los pozos seleccionados para
nuestro estudio fueron; Secoya 033b US, Secoya A038 US, Secoya A047 US'y
Atacapi 014 US.

La metodologia sugerida para la seleccion del fluido de fracturacion y el
apuntalante, basada en las caracteristicas geomecanicas del yacimiento y
siguiendo la metodologia de Economides y Nolte desde el afio 2000, ayuda a
seleccionar los mejores materiales para el campo Secoya. Considerar la presion
de fractura, la presion de cierre, la profundidad y los gradientes permite que los
materiales soporten la tension sin afectar el tratamiento. El uso de carbolita 20/40
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como apuntalante, junto con los fluidos YF135HTD o YF140HTD, optimiza el
proceso de fracturacion hidraulica, lo que aumenta la eficiencia y la produccion
de petroleo. De esta manera, contamos con un modelo confiable para elaborar
planes de fracturacion hidraulica adecuados a las caracteristicas del yacimiento.

La simulacion del comportamiento de fracturacion en el campo Libertador,
respaldada por datos técnicos precisos y modelada de la fractura en CMG,
demuestran una mejora significativa en la productividad y la recuperacion del
yacimiento. Se aplic6 un programa de bombeo con fracturas de 120 ft, ancho de
0,03575 ft, conductividad de 2363 md-ft y FcD de 0,5, usando 18.776 galones de
fluido YF140.1HTD, 5.398 galones de WF140 y 34.800 Ib de apuntalante en 10
etapas a 30 bpm por 20,4 minutos cada una. Esto redujo el factor de dafio de 35,2
a -2,44, mejorando permeabilidad y conectividad. El indice de productividad
aumentd de 0,1-0,2393 a 0,15-0,36 bpd/psi, duplicando la produccién anual de
900 a més de 1600 bpd. Ademas, la recuperacion de petroleo subid de 4,5% a casi

8% entre 2023 y 2050, confirmando la eficacia del proceso.

RECOMENDACIONES

El indice de Heterogeneidad (HI) es un instrumento esencial para la identificacion
eficaz de pozos con potencial para la fracturacion hidraulica, lo que ayuda a
identificar aquellos con mayor probabilidad de aumentar la produccion. Para
mejorar la precision y la practicidad del HI, se recomienda utilizarlo
principalmente entre pozos uniformes ubicados en la misma region, lo que
garantiza el acceso a un conjunto de datos completo y representativo. Contar con
al menos la mitad de los datos histdricos de produccion de los pozos examinados
es crucial para evitar decisiones incorrectas que podrian socavar la eficacia del

proceso de estimulacion.

Realizar evaluaciones piloto exhaustivas en campo para modificar la formulacion
y composicion del fluido de fracturacién, asi como el tipo y la malla del

apuntalante, con el objetivo de mejorar la resistencia al cierre, reducir el dafio
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quimico y lograr la mejor limpieza posible después de la fracturacion. Este
refinamiento debe considerar los factores climéaticos y geoldgicos unicos del

campo Libertador para reducir los riesgos y los gastos operativos.

La complejidad inherente al modelamiento tridimensional de fracturas hidraulicas
requiere el uso de software especializado, dada la carencia de metodologias
completas para disefio manual con alta precision. Se aconseja emplear
simuladores numéricos avanzados para generar datos precisos sobre
caracteristicas geométricas, distribucion de estrés y cronogramas de bombeo,
ajustados a las condiciones especificas del yacimiento. Esta practica favorece un

disefio de fractura 6ptimo y una ejecucion mas segura y rentable.

Para alcanzar la méaxima eficiencia en los tratamientos de fracturamiento
hidraulico, se recomienda implementar un proceso iterativo de simulacion con
CMG u otro software equivalente. Este proceso debe integrar modelos
actualizados de propiedades geomecéanicas, interaccion roca-fluido vy
caracteristicas de los fluidos de fractura. Se debe validar periddicamente el
modelo mediante la comparacién entre las predicciones simuladas y los datos
reales historicos de produccion y presion, ademas de experiencias previas de
fractura en campo. Este enfoque permite ajustes finos en parametros clave como
tamafio y patron de fractura, tipos y volimenes de fluido y concentraciones de
apuntalantes, adaptando los planes a condiciones dinamicas y especificas de cada

pOZO.

Describir y establecer detalladamente las tasas, volimenes y concentraciones de
los fluidos de fracturacién y apuntalante, considerando las caracteristicas
mecénicas del yacimiento. Esta preparacién minuciosa ayudara a evitar dafios
adicionales, garantizard la iniciacion exitosa de la fractura y mejorara la

distribucion del apuntalante.
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ANEXOS

Anexo A
TVD (ft) P. Colapso P. Fractura P. Grad. Colapso Grad. Fractura
(psi) (psi) Sobrecarga (g/cc) (g/cc)
(psi)

0 0 0 0 0 0
100 11 13,5 44 0,11 0,14
200 26 84 102 0,13 0,42
300 45 168 192 0,15 0,56
400 68 264 292 0,17 0,66
500 90 340 375 0,18 0,68
600 114 414 468 0,19 0,69
700 131,6 497 553 0,19 0,71
800 160 576 640 0,2 0,72
900 189 657 738 0,21 0,73
1000 220 750 840 0,22 0,75
1100 231 880 946 0,21 0,8
1200 276 1020 1068 0,23 0,85
1300 312 1131 1170 0,24 0,87
1400 350 1260 1323 0,25 0,9
1500 435 1395 14325 0,29 0,93
1600 480 1512 1544 0,3 0,95
1700 527 1632 1700 0,31 0,96
1800 594 1746 1800 0,33 0,97
1900 646 1862 1900 0,34 0,98

2000 700 2008 2048 0,35 1

2100 756 21315 21735 0,36 1,02
2200 836 2255 2299 0,38 1,03
2300 897 2380,5 2426,5 0,39 1,04
2400 936 2515,2 2611,2 0,39 1,05
2500 1025 26125 27125 0,41 1,05
2600 1118 2743 2847 0,43 1,06
2700 1215 2880,9 2988,9 0,45 1,07
2800 1372 3004,4 3116,4 0,49 1,07
2900 1537 3187,1 3335 0,53 1,1
3000 1770 3330 3495 0,59 1,11
3100 2046 3515,4 3639,4 0,66 1,13
3200 2208 3696 3824 0,69 1,16
3300 2310 3927 4026 0,7 1,19
3400 2550 4012 4182 0,75 1,18
3500 2660 4165 4340 0,76 1,19
3600 2880 4320 4572 0,8 1,2
3700 2997 4532,5 4736 0,81 1,23
3800 3306 4655 4902 0,87 1,23
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3900
4000
4100
4200
4300
4400
4500
4600
4700
4800
4900
5000
5100
5200
5300
5400
5500
5600
5700
5800
5900
6000
6100
6200
6300
6400
6500
6600
6700
6800
6900
7000
7100
7200
7300
7400
7500
7600
7700
7800
7900
8000
8100
8200
8300
8400

3510
3680
3813
3990
4128
4312
4455
4646
4841
4944
5047
5150
5253
5356
5459
5616
5775
5824
5981,6
6106,8
6232
6357,2
6482,4
6607,6
6732,8
6858
6983,2
7108,4
7233,6
7358,8
7484
7609,2
7734,4
7859,6
7984,8
8110
8235,2
8360,4
8485,6
8610,8
8736
8861,2
8986,4
9111,6
9236,8
9362

4793,1
4960
5125
5292
5461
5632
5805
5980
6204
6288
6566
6625
6936
7124
7367
7560
7689
7823,2
8028,76
8200,8
8372,84
8544,88
8716,92
8888,96
9061
9233,04
9405,08
9577,12
9749,16
9921,2
10093,24
10265,28
10437,32
10609,36
10781,4
10953,44
11125,48
11297,52
11469,56
11641,6
11813,64
11985,68
12157,72
12329,76
12501,8
12673,84

5070
5160
5371
5586
5762
5940
6165
6256
6439
6672
6860
7050
7293
7540
7791
8046
8470
8568
8903,5
9177
9450,5
9724
9997,5
10271
10544,5
10818
11091,5
11365
11638,5
11912
12185,5
12459
12732,5
13006
13279,5
13553
13826,5
14100
14373,5
14647
14920,5
15194
15467,5
15741
16014,5
16288

74

0,9
0,92
0,93
0,95
0,96
0,98
0,99
1,01
1,03
1,03
1,03
1,03
1,03
1,03
1,03
1,04
1,05
1,04
1,05
1,054
1,058
1,062
1,066
1,07
1,074
1,078
1,082
1,086
1,09
1,094
1,098
1,102
1,106
1,11
1,114
1,118
1,122
1,126
1,13
1,134
1,138
1,142
1,146
1,15
1,154
1,158

1,23
1,24
1,25
1,26
1,27
1,28
1,29
1,3
1,32
1,31
1,34
1,33
1,36
1,37
1,39
1,4
1,4
1,4
1,413
1,42
1,427
1,434
1,441
1,448
1,455
1,462
1,469
1,476
1,483
1,49
1,497
1,504
1,511
1,518
1,525
1,532
1,539
1,546
1,553
1,56
1,567
1,574
1,581
1,588
1,595
1,602



8500
8600
8700
8800
8900
9000
9100
9200
9300
9400
9500
9600
9700
9800
9900

9487,2
9612,4
9737,6
9862,8
9988
10113,2
10238,4
10363,6
10488,8
10614
10739,2
10864,4
10989,6
11114,8
11240

10000 11365,2

12845,88  16561,5 1,162

13017,92 16835 1,166
13189,96  17108,5 1,17

13362 17382 1,174
13534,04  17655,5 1,178
13706,08 17929 1,182
13878,12  18202,5 1,186
14050,16 18476 1,19
14222,2 18749,5 1,194
14394,24 19023 1,198
14566,28  19296,5 1,202
14738,32 19570 1,206
14910,36  19843,5 1,21
15082,4 20117 1,214
15254,44  20390,5 1,218
15426,48 20664 1,222

1,602
1,602
1,602
1,602
1,602
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604
1,604

Tabla 22 parametros geomecanicas del activo Libertador

Anexo B: Disefo de fracturamiento en FracPro

Company:

UPSE District:

Well: WELL-01 Phone:
Field: CAMPO LIBERTADOR Prepared for:

County: Prepared by:

Country: Ecuador Proposal Number:
Location: Activo Libertador Case: Untitled
Formation: Arenisca U

File:  G:\Schlumberger\FracCADE\WorkArea\design\CAR-05.cfw

Well Data:
Well Spacing........cccccoverenencieieennn 45.0 acres
Injection Flag.........ccccoonvniniiininnne TUBING
Well TYPE...coviiiirie e Vertical
Well Location.........c.cccoovevneninennnnn Onshore
Hole Size at Perforated Interval.................. 7.00in
Bottom Hole Static Pressure..............c........ 3120 psi
Bottom Hole Static Temperature.................... 206 degF
Earth Surface Temperature...........cc.ccce...... 80 degF
Fluid Surface Temperature..........cc.cccooveeee. 80 degF



Tubing Casing

Bott. OD Weight ID Bot. OD Weight ID
MD MD
ft in Ib/ft in ft in Ib/ft in
6547.0 3.500 9.3 2.990 3600.0 9.625 47.0 8.681
8570.0 7.000 26.0 6.276

Reservoir Data:

Well TYpe...ooire OIL
Reservoir Fluid Compressibility................... 5.010E-06 1/psi
Reservoir Fluid Viscosity.........c.ccccoeinee. 7.630E+00 cP

Total compressibility and reservoir fluid viscosity were

computed from correlations and the following parameters.

Gas Gravity......cccceeeviveievesceseseene, 1.22

Oil API Gravity......oooovveereeereererere. 27.0 degAPI
Gas-Oil Ratio........c.ccovvevrvciriirene, 192 scf/bbl
Bubble Point Pressure..........cccoveveene. 839 psi
Equivalent 2D Top Zone.........ccccooeeerveennn 1
Equivalent 2d Bottom Zone...........ccccevnneee. 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 8420.0 80.0 80.0 25.0 DIRTY-SANDSTONE
2D 8420.0 80.0 80.0 25.0

Zone Stress Profile Data:

Zone Top Fracture Min. Insitu Reservoir
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Nbr TVD Gradient Stress Pressure
ft  psi/ft psi psi
1 8420.0 1.060 8967 3120

2D 8420.0 1.060 8967 3120

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 8420.0 3.000E+06 0.20 700 2.50 60000 99.0 1.0

2D 8420.0 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 % 1/psi % % %
1 8420.0 36 17.0 1.28E-5 60.0 5.0 350

2D 84200 36 17.0 1.28E-5 60.0 5.0 350

Perforation Data:

Top Top Bottom Bottom Shot Total Entrance
MD TVD MD  TVD Density Number Diameter
ft ft ft ft shot/ft in
8440.0 8440.0 8465.0 8465.0 5.00 125 0.32

Proppant Data:
Stress on Proppant..........ccccceeeeienennns 8953 psi

Prop. Proppant Mesh Mean Pack Grain Prop Prop

Nbr. Name Size Dia. Por. Sp.Gr. Retained Perm.
Factor
in % % md

1 CarboL.ite 20/40 20/40 0.029 35.0 2.74 100 109745
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Fluid Additive Data:

Fld. Fluid Gel Breaker Base Flui Quality Quality
Nbr. Name Conc. Conc. Sp.Gr. CO2 N2
Ib/mgal Ib/mgal % %
1 YF140.1HTD 400 00 100 0.0 0.0
2 WF140 400 00 100 0.0 0.0

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
1YF140.1HTD 0.25 4.92E-3 5.000 170 0.00 0.01
2 WF140 1.00 2.09E-5 1.000 170 0.00 0.01

Fluid Leakoff Data:

FId. Fluid Leakoff Cw Ct Spurt
Nbr. Name Visc.
cP ft/min0.5 ft/min0.5 gal/100ft2
1 YF140.1HTD 1.0 2.9E-3 2.7E-3 11
2 WF140 1.0 4.0E-3 3.6E-3 1.0
PropFRAC Placement Simulation Data:
Fracture Geometry Model............c.ccceevenee PKN
Gross Fracture Height............ccocoevennee. 80.0 ft
Leakoff Height..........cccovvviiiiiis 80.0 ft
Asymmetric Two-wing Fracture Flag................. NO
Simulation Mode...........cccoecvneririiennnnes REGULAR
TimMe STeP....eviiiieiei e REGULAR
Bridging Factor...........ccccoceoeveieneenn 2.5
Model PoroelastiCity...........cc.cccereennnen. NO
Include 2D FIOW........cccooveriiriiine No
Max BH Pressure.........cccoceveieveinninnns 100000 psi
Shut-In Time.....cccoviiniricee, 0.0 min

Use Viscous Heating in Temperature Calculations... YES
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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

8420.0 8500.0 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
8420.0 8500.0 YES YES 0.5 0.32 125

Deviation Tortuosity:

Top Bottom s Include Tortuosity Tortuosity
TVD TVD Active Deviation Angle Coefficient
Tortuosity
ft ft deg
8420.0 8500.0 YES NO 0 05

Phasing Misalignment:

Top Bottom s Include BH Pinch  Slurry Pinch
TVD TVD Active Phasing Cement Erosion Correction Erosion

Misalignment Pressure Coefficient Velocity
ft ft psi ft/min
8420.0 8500.0 YES NO 8070 0.5 05 2400

Bottom Hole Pump Schedule:

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

bbl/min gal PPA Ib bbl  min
1 30.0 YF140.1HTD 11075 0 0.00 0 263.7 8.8
2 300 YF140.1HTD 1065 1 1.89 2011 275 09
3 300 YF140.1HTD 1025 1 2.85 2923 275 09
4 300 YF140.1HTD 994 1 3.66 3639 275 0.9
5 30.0 YF140.1HTD 967 1 4.39 4250 275 09
6 30.0 YF140.1HTD 943 1 5.08 4794 275 09
7 300 YF140.1HTD 922 1 574 5290 275 0.9
8 30.0 YF140.1HTD 901 1 6.38 5749 275 0.9
9 300 YF140.1HTD 883 1 7.00 6179 275 0.9
Total: 24173.7 34833.4 6119 204
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 YF140.1HTD 5398 0 0.00 0 1285 0.0
2 30.0 YF140.1HTD 5677 0 0.00 0 1352 45
3 30.0 YF140.1HTD 1065 1 1.89 2011 275 0.9
4 300 YF140.1HTD 1025 1 2.85 2923 275 0.9
5 300 YF140.1HTD 994 1 3.66 3639 275 0.9
6 30.0 YF140.1HTD 967 1 4.39 4250 275 09
7 30.0 YF140.1HTD 943 1 5.08 4794 275 09
8 30.0 YF140.1HTD 922 1 574 5290 275 09
9 30.0 YF140.1HTD 902 1 6.38 5749 275 09
10 30.0 YF140.1HTD 858 1 7.00 6007 26.7 0.9
11 30.0 WF140 5398 0 0.00 0 1285 43
Total: 24149.9 34664.4 611.1 16.1
Pump Schedule Totals
Summary for This Stage

Average Pump Rate

30.0 bbl/min
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Volume Weighted Average Rate..............cc...... 30.0 bbl/min

Total Fluid Volume...........cccooeovinnnnn. 24174 gal
Total Proppant Mass..........c.ccovevnennnnn 34800 Ib
Total Slurry Volume.........cccccoevvevveinenne, 611.9 bbl
Total PUMpP TiMe.....ccccveivveveseieiieenns 20.4 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
YF140.1HTD 30.0 30.0 18776 34833 4834 16.1
WF140 30.0 30.0 5398 0 1285 43

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
CarboL.ite 20/40  30.0 300 7700 34833 219.7 7.3

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 24174 34833 611.9 204

Summary for Each Fluid in Each Treatment

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
Fracture YF140.1HTD 30.0 30.0 18776 34833 4834 16.1
Fracture WF140 30.0 30.0 5398 0 1285 43

PropFRAC Placement Simulator Predictions:
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Initial Fracture Top TVD.......cccocevinvenenn. 8420.0 ft

Initial Fracture Bottom TVD............cccoee.e.. 8500.0 ft
Propped Fracture Half-Length..................... 120.4 ft
Propped Width at Well............ccccccevenne. 0.429in
Average Propped Width..........c.cccccovennnne. 0.213in
Average Gel Concentration...............cc........ 648.4 Ib/mgal
Average Fluid Retained Factor..................... 1.00

Max Hydraulic Fracture Half-Length................ 304.7 ft
EOJ Hydraulic Fracture Half-Length................ 174.1 ft
EOJ Hydraulic Width at Well...................... 0.523 in
EOJ Hydraulic Height at Well...................... 80.1 ft
EOJ Net Pressure.......cccoevvveeierinnnnns 1089 psi
Efficiency......cccovvvniiniciiee, 0.249

Estimated Closure Time........cccocvvvrnnene. 35.2 min
Equivalent Leakoff.........c.ccccovvvinennnnn, 5.9E-3 ft/min0.5
Effective Conductivity...........cccceevennnne. 2363 md.ft
Effective FCD.....cooovveivieiece 0.5

Distt. EOJ EOJ EOJ EOJ ACL ACL ACL ACL ACL
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 ftIb/ft2 Ib/mgal md.ft

30.1 80.0 80.1 789 6.4 0.350 80.1 3.24 384.7 4113

60.2 80.1 67.7 59 0243 80.1 2.25 5455 2799
90.3 80.1 495 57 0.207 80.1 192 577.8 2318
120.4 80.1 20.1 6.1 0.119 80.1 1.10 10855 1216

Hydraulic length much larger than propped length

Max Surface Pressure.........cccooeveeeeneecns 7985 psi

Max Hydraulic Horsepower............cc.cccc.c..... 5870.1 hp

Fracture Conductivity and ACL Propped Length Per Zone Data:

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

ft  ft md.ft  ft
1 DIRTY-SANDSTON 8420.0 80.0 2363 120.4
Bottom Hole Static Temperature.................... 206 degF
Observation Temperature...........ccccccevenene. 201 degF

Step Pump
Nbr Rate

© 00 N o o B~ W N e

bbl/m
30.0
30.0
30.0
30.0
30.0
30.0
30.0
30.0
30.0

Step
Nbr

© 00 N o O B~ W N P

Volume
gal

YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD
YF140.1HTD

Step Exposure Time Prediction:

Fluid Clean Inj.BH Inj Time Time Time Time
Name Fluid Time Temp at At At At

BHST 201 201 201

min degF min min min min

11075 8.8 118 23 23 23 23
1065 0.9 93 0.0 0.0 0.0 0.0
1025 0.9 93 0.0 0.0 0.0 0.0
994 0.9 93 0.0 0.0 0.0 0.0
967 0.9 92 0.0 0.0 0.0 0.0
943 09 92 0.0 0.0 0.0 0.0
922 09 92 0.0 0.0 0.0 0.0
901 0.9 91 0.0 0.0 0.0 0.0
883 09 91 0.0 0.0 0.0 0.0

Breaker and Gel Concentrations by Step:

Fluid Clean
Name Fluid

Step  Step
Gel Breaker

Volume Conc. Conc.

gal Ib/mgal Ib/mgal

YF140.1HTD 11075 40.0 0.0
YF140.1HTD 1065 400 0.0
YF140.1HTD 1025 400 0.0
YF140.1HTD 994 400 00
YF140.1HTD 967 400 00
YF140.1HTD 943 400 00
YF140.1HTD 922 400 00
YF140.1HTD 901 400 00
YF140.1HTD 883 400 0.0

8
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Anexo C

Parametros petrofisicos

Ecuacion

Porosidad de fractura

Volumen de la direccion [ en

la fractura

Volumen de la direccion J en

la fractura

Valor total de la malla

Permeabilidad I de la fractura

Numero de fracturas de 1
Conductividad Natural en la
seccion |

Ancho del bloque respectivo

Permeabilidad K de la

fractura

Vi—frac + Vi-frac
E}f =

Viotal det gria

Vi frac = 0,001 DI * DJ

0K+ (7772

V) frac = 0,001 DI * DJ

1
DK (—)
* : DI frac

thaia’e!gria’ = DI = D] #* DK

Cond. i — frac = Nro.i — frac

K, =
=1 Ancho bloque respectivo
Nrodei—F = D
rodel —rrac = (m)

Cond dei— frac
= Aperturade la fractura * lmd

Ancho blogue respectivo

_Conddei—fracsNrode [ —fract
Ancho del bloque respectivo

Kf_.i

Cond de i-frac «Nro de [ —fract
Ancho del bloque respectivo

Tabla 23 formulas empleadas para la determinacion de los parametros de disefio de fracturamiento en CMG
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