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Resumen y Abstract Vi

Resumen

Yacimientos poco consolidados en Colombia, tienen como acompafiante durante su vida
productiva la produccion de arena de formacion. Esto es un problema que requiere de
estudios para determinar la mejor alternativa para controlarlo. Existen diversos
mecanismos de control de arena, entre ellos la consolidacion quimica de la arena en
formacion, que consiste en inyectar fluidos resinados que permiten incrementar la

resistencia de la roca y por ende disminuir el riesgo de producir arena.

El objetivo de este trabajo es analizar y evaluar desde la geomecanica la implementacion
de un tratamiento quimico base resina como alternativa para prevenir la produccién de
arena en pozos de yacimientos poco consolidados. La evaluacion sera realizada mediante
el modelamiento geomecanico que busca predecir el onset de produccién de arena basado
en el concepto de presion critica de fondo (CBHP), posteriormente se realiza un aumento
en el pardmetro de resistencia a la compresion del material (UCS) con el fin de simular los
efectos de la consolidacibn quimica. Finalmente, se realiza un modelamiento del
comportamiento en produccién de los pozos, en este modelamiento se realiza una
disminucion de la permeabilidad entre el 10 y el 30%, con el fin de modelar el
comportamiento de la produccion posterior a la implementacion del tratamiento de

consolidacion quimica.

Palabras clave: Produccién de arena, modelamiento geomecanico, consolidacién

guimica, yacimientos poco consolidados.
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Abstract

Non - consolidated reservoirs in Colombia, have as accompanist during his
productive life the production of sand of formation. This is a problem that it needs
of studies to determine the best alternative to control it. There exist diverse
mechanisms of control of sand, between them the chemical consolidation of the
sand in formation, which consists of injecting resins fluids that allow to increase the

resistance of the rock and then to decrease the risk of producing sand.

The aim of this work is to analyze and to evaluate from the geomechanics the
implementation of chemical treatment base resins as alternative to anticipate the
production of sand in wells that produce of little consolidated deposits. The
evaluation will be done by predicting the onset of sand production based on critical
borehole pressure (CBHP), and then the compressive strength will rise simulating
the resin consolidation. Finally, the well production is simulated with a reduction in
the permeability (10 — 30%) to simulate the production after the implementation of

a sand consolidation treatment.

Keywords: Sand production, geomechanic modelling, chemical consolidation,

reservoirs poor consolidated.
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Introduccioén

Los yacimientos de areniscas no consolidadas son mas susceptibles a la produccién de
arena y finos, especialmente aquellos con permeabilidad entre 0.5 a 8 Darcies. La
produccién de arena de tales depoésitos puede comenzar durante el primer flujo o mas
tarde, cuando la presién del yacimiento ha disminuido o cuando el agua irrumpe. La mayor
parte de los hidrocarburos del mundo se encuentran en yacimientos no consolidados.
Estas rocas son por lo general relativamente jovenes en edad geoldgica, y no estan
consolidadas, porque los procesos naturales no han cementado lo suficiente los granos de
la roca. La produccién de arena se da con diferentes grados de severidad, no todos los

cuales requieren una accion de remediacion y/o mitigacion.

El movimiento de arena y finos en la cara de la formacion es un problema recurrente en
los pozos de la cuenca Llanos de Colombia, donde los yacimientos estan principalmente
formados de areniscas muy permeables y pobremente consolidadas de la formacién
Carbonera. Las estrategias de completamiento para el control de arena requeridas son las
de usar un método mecanico para controlar la producciéon de arena y un método quimico
para la migracion de finos. Técnicas tales como “High Rate Water Pack” (screen con un
empagque de grava) han sido extensivamente usadas para evitar y/o controlar la produccién
de arena y finos. Sin embargo, el dafio post tratamiento puede ser mas alto comparado
con el potencial del hueco entubado solamente, lo que resulta en una significativa perdida
en productividad del pozo. Una alternativa a los métodos mecanicos y algunos quimicos
de baja efectividad es la consolidacion quimica de la roca usando resinas. Con este
método, la produccion de arena y finos puede ser detenida artificialmente, mediante el

enlace y fijacion de los granos de la formacion.

En este proyecto se evalla la viabilidad de la técnica de consolidacién quimica como
control de arenas en un campo de estudio de la cuenca Llanos Colombiana. Esto sera
logrado mediante el andlisis de informacion especializada de campo disponible y de
pruebas de desplazamiento con un tratamiento de consolidacion quimica en corazones del
campo en mencién. El uso de un simulador comercial (CMG) permitird determinar el
impacto en productividad que podria generar esta tecnologia para control de arenas en el

campo de estudio, basandose en la variacion y/o alteracion de propiedades mecanicas de
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la formacion, mas especificamente, el aumento de la resistencia a la compresién uniaxial

(UCS) a partir de procesos de consolidacién quimica.

El objetivo de este trabajo es analizar y evaluar desde la geomecanica la implementacion

de un tratamiento quimico base resina como alternativa para prevenir la produccion de

arena en pozos que producen de yacimientos poco consolidados. Para ello se:

Se elabord un estado del arte sobre la sobre los métodos de control y mitigacion de
producciéon de arena a partir de la consolidacion quimica. Se revisé informacion y
antecedentes de aplicacion de tratamientos quimicos para control de arena en
yacimientos poco consolidados.

Se analiz6 global e integralmente la informacion de campo disponible de los pozos con
produccion de arena para identificar elementos geograficos, otros como la saturacion
de agua sobre produccién de arena, etc.

Se investigé y documentd la variacion en propiedades mecénicas y petrofisicas de la
roca a causa de tratamientos de consolidacion quimica.

Se integro los parametros resultantes del trabajo experimental a un modelo de
simulacion tipo single well model que permita el analisis de productividad y de
diferentes escenarios de produccién de arena en funcion de los cambios en las
propiedades mecanicas, especialmente el UCS, al igual que los cambios en las

propiedades petrofisicas.



1. Fundamento tedrico

1.1 Generalidades

Los finos son particulas de minerales sélidos que se adhieren a las paredes de los poros
en las rocas. Con la palabra finos se definen aquellas particulas que pasan a través del
tamiz # 200, que son particulas con tamafio menor a 0.074 mm (74 micras). Los finos estan
compuestos por limos, particulas con tamafios entre 0.074 mm y 0.002 mm, y por arcillas,
particulas con tamafios menores de 0.002 mm. La migracién de finos tiene lugar cuando
estas particulas se desprenden de la superficie del sélido, se dispersan y fluyen hacia
espacios porosos muy pequefios, donde se acumulan. Esto provoca un gran nivel de
obstruccién y, como consecuencia, la reduccién de la permeabilidad en el medio poroso.
Ejemplos de finos incluyen arcillas autigeniticas como caolinita, ilita, esméctica y clorita;
silicatos como cuarzo, silice y feldespato; y carbonatos como calcita, dolomita y siderita
(Muecke, 1979).

Las arcillas autigeniticas que se forman en los espacios porosos, constituyen las mas
comunes en los yacimientos. Estos minerales son sumamente pequefios, presentan una
microestructura en capas y grandes areas superficiales. Por lo tanto, tienden a reaccionar
muy rédpidamente con el fluido que entra al medio poroso. Si el fluido no es compatible con
el tipo de arcilla que se encuentra en el yacimiento, un 2% del contenido de arcilla sera
suficiente para obstruir o dafiar la formacion (Gruesbeck & Collins, 1982; Muecke, 1979).
Por lo tanto, los fluidos inyectados deben ser de igual concentracién y composicion que el
agua original de la formacién o, si esto no fuera posible, deben contener cationes que

serviran para estabilizar los finos.

Por lo general, la migracion de finos se produce en dos etapas consecutivas (Thomas &
Crowe, 1981). Durante la primera etapa, las particulas se desprenden debido a su
sensibilidad a los fluidos (efecto quimico) y, durante la segunda, son arrastradas por el
fluido (efecto fisico). El efecto quimico tiene lugar cuando un fluido incompatible ingresa en
la formacién, por lo general durante las operaciones de perforacion. Las particulas sueltas
se ponen en movimiento y/o las arcillas se hinchan. El hinchamiento ocurre cuando el agua

es absorbida por las capas de arcilla debido a la capacidad de intercambio de cationes, y



4 Evaluacién de la técnica de consolidacion quimica usando resinas como
alternativa para control de arenas en yacimientos poco consolidados — caso

colombiano cuenca llanos

luego las arcillas hinchadas cubren parte del volumen poroso. En consecuencia, la
permeabilidad se reduce. EIl efecto fisico tiene lugar cuando las particulas sueltas son
llevadas por la fuerza de arrastre de los fluidos. En esta situacion, la influencia mas
significativa esta ejercida por fuerzas hidrodinamicas, cuya potencia arrastra particulas de
mayor tamafo (Colmenares, Padron, Boggio, & Montoya, 1997; Muecke, 1979). Por otra
parte, el efecto fisico se ve afectado por la tasa de flujo y la viscosidad del fluido. Ahora
bien, cualquiera sea el tipo de mecanismo producido, el resultado es la reduccion de la
permeabilidad de la formacién provocada por la obstruccién de los poros.

(Hibbeler, Garcia, & Chavez, 2003) proporcionan una excelente revisiobn de los
mecanismos de migracion de finos. Muchos investigadores han examinado los factores
gue afectan la reduccion de la permeabilidad debido a la migracion de finos e hinchamiento
de arcillas, incluyendo los cambios de salinidad, pH, y de velocidades de flujo (Gruesbeck
& Collins, 1982; Muecke, 1979). La migracion de finos de formacién se sabe que causa
dafios considerables a la formacién durante la produccion, limitando la produccién

potencial del pozo.

Diversas técnicas se han desarrollado en la industria durante los afios como solucién para
la estabilizaciéon de finos para superar los efectos de la migracion de finos (Muecke, 1979).
La acidificacion a menudo se ha utilizado para disolver finos por "desbloqueo" y ampliacion
de la geometria de garganta de poros en la formacion cerca del pozo para aumentar la
permeabilidad de la formacion. El desempefio de produccién en los pozos que se han
acidificado o fracturado a menudo ha sido decepcionante. Las tasas de produccion altas
suelen durar s6lo un tiempo corto, seguido por una caida drastica en la produccion debido
a los dafios causados por taponamiento con finos. Otros tratamientos quimicos, tales como
la inclusién de surfactantes para estabilizacién de arcillas como parte de los fluidos de
completamiento, o polimeros en las operaciones remediales, han sido aplicados en un
esfuerzo por minimizar la migracion de finos y mejorar asi la productividad (Kalfayan &
Watkins, 1990; McLaughlin, Elphingstone, & Hall, 1976; McLaughlin & Weaver, 1982).
Estos tratamientos comunmente requieren que los fluidos de tratamiento sean inyectados

profundamente en la matriz de la formacion, permitiendo que las superficies de los finos y
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poros se contacten e interactien con el fluido de tratamiento. A menudo grandes
volumenes de tratamiento se requieren para lograr los resultados deseados. Muchos de
estos fluidos de tratamiento ofrecen soélo soluciones temporales porque tienden a
desorberse con el tiempo y con la produccion de fluidos desde el pozo.

Los métodos para el tratamiento de los dafios causados por los finos de formacién incluyen
floculacién quimica o el uso de polimeros organicos catiénicos, polimeros inorganicos y
surfactantes humectables al aceite (McLaughlin et al., 1976). Estos tratamientos quimicos
son referenciados a veces como "permanentes" y/o bien se centran en la floculacién o
aglomeracion de finos de arcilla para el tratamiento de la formacién, o implican el cambio
en propiedades de humectabilidad de las superficies para reducir la tendencia a migrar en
fluidos acuosos. Todas estas tecnologias existentes se basan en el tratamiento y puesta
en contacto con las particulas que pueden llegar a ser mdviles. Otra solucion implica
estabilizadores de arcilla temporales, los cuales minimizan la tendencia natural a
dispersarse o desflocularse que ocurre con los finos dentro de la matriz de la formacion.
Tales sistemas quimicos pueden incluir sales mono/divalentes o aminas cuaternarias de

bajo peso molecular (Sharma & Sharma, 1994).

En un esfuerzo por controlar la migracién de finos y arena, se ha experimentado el uso de
polimeros. Peliculas ultra delgadas de polimeros han reportado dar buenos resultados
(Sharma & Sharma, 1994). Agentes aglomerantes basados en agua y agentes viscosos
ultra delgados (Nguyen, Weaver, Rickman, Dusterhoft, & Parker, 2006) también han
reportado tener éxito. Otros estabilizadores de arcilla que han sido experimentados y que
se ha encontrado como buenos son los compuestos de aluminio (Sharma & Sharma, 1994)
y los compuestos de aluminio y circonio en combinacion. La eficacia de estos compuestos
en la estabilizacion de arcillas también se ha estudiado (Sharma & Sharma, 1994). La
capacidad de niquel recubriendo arena para resistir la desintegracion en la presencia de
vapor de agua y solucion de pH alto se ha estudiado y los resultados muestran que las
arenas revestidas de niquel tienen una alta estabilidad y resistencia mecénica. El éxito de

organosilanos en la unién de particulas de formacién también se ha reportado sobre todo
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sus propiedades visco-elasticas que mantienen los granos de arena juntos (Haavind et al.,
2008).

La consolidacién quimica ha estado en uso desde la década de 1940. Los métodos
tradicionales de consolidacion quimica de arena intentan aumentar la tasa de produccion
libre de arena mediante la unién de los granos de arena junto con la restauracion de la
resistencia de la matriz en gran medida, pero se ha demostrado que esto podria reducir la
permeabilidad en las cercanias del pozo.

Los métodos quimicos tienen varias ventajas importantes sobre los métodos mecanicos,
pero el alto costo de las resinas y las dificultades en la obtencion de una inyeccién lo
suficientemente uniforme de los productos quimicos ha limitado la aplicacién a intervalos
perforados relativamente cortos. En algunos yacimientos no consolidados donde la
produccién es marginal, el alto costo del control quimico de arena y finos ha impedido la
aplicacion en pozos del petrdleo o el gas (Obeid, Sepulveda, Campos, Campo, &
Usuriaga., 2013). Una baja presién de inyeccién, el corto tiempo de curado antes de
restaurar la produccion, la alta resistencia a la compresiéon de la matriz resultante, la
resistencia al deterioro por parte de los fluidos del pozo y la alta permeabilidad retenida

son caracteristicas deseables para un proceso de consolidacién.

Usar una resina para unir particulas entre si es una manera eficaz para detener particulas
gue fluyen desde un pozo que requiere control de arena (Nguyen et al., 2006). Este método
de control de arena se conoce en la industria como el método consolidacion quimica.
Agentes quimicos liquidos se utilizan para cubrir y unir las particulas. Después de un breve
periodo de cierre a la temperatura del yacimiento, la resina se endurece y las particulas se
adhieren para permanecer juntas. Las particulas que se unen entre si ya no fluiran,

eliminando asi el problema.

En el pasado, los fluidos de consolidacién se han utilizado ampliamente como medio

principal para controlar o prevenir la produccion de arena y finos de formacién. Podria
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decirse que el proceso fue un gran éxito en los afios 1960 y 1970, cuando era una de las
soluciones mas utilizadas para la prevencion de la produccion de arena de formacion
(Marfo, Bank, Centre, & Appah, 2015). Desde entonces, sin embargo, problemas
asociados con costos, dificultades de colocacion, intervalos productivos muy largos,
fiabilidad de los tratamientos de consolidacion y desarrollo de nuevas tecnologias han dado
lugar a la preferencia de la industria a emplear controles de arena mecéanicos. A pesar de
ello, la consolidacién de arena y finos todavia se utliza con éxito en muchos
completamientos de intervalos cortos donde las soluciones de control de arena mecénico

no son rentables (Marfo et al., 2015).

Varios tipos de resinas se utilizan actualmente para el control de arena y finos. Ejemplos
de resinas organicas que son adecuados para el uso de acuerdo con este tema son las
resinas epoxicas, las resinas de poliéster, resinas de fenol-formaldehido, las resinas de
urea-formaldehido, las resinas de furano, las resinas de uretano y las mezclas de tales
resinas (Kruse, Puliti, Millan, & Best, 2015). El uso de resinas resulta en la polimerizacion
causada por catalizadores o agentes de curado. Las resinas son inyectadas a la formacién
a través de presiones aplicadas instantaneamente cuando las perforaciones se forman en
la cara de los pozos. Entre los procesos disponibles comercialmente para la consolidacion
de formaciones poco consolidadas, algunos son desarrollados por empresas de servicios
y algunos desarrollados por las filiales de investigacién de las empresas, cuyo principal

negocio es la produccion, refinacion y comercializacion de petréleo.

1.2 Producciéon de arena

La prediccion del arenamiento es una herramienta importante que permite evaluar la
alternativa de implementar un sistema de control para su exclusion o si por el contrario tal
opcioén representaria pérdidas debido a la reduccién de la productividad y a los costos
asociados a la tecnologia. Del mismo modo, si se conocen los delta de presioén critico se
puede analizar la relacion costo beneficio de producir aceite a altas tasas con las
implicaciones de producir arena o si se mantienen caudales no tan grandes con el fin de

disminuir los eventos por arenamiento.
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Se estima que el 70 % de las reservas de hidrocarburos se encuentran en yacimientos que
en algun punto de su vida llegaran a producir arena (Dusseault, 2001). Los principales
problemas asociados con éste fenémeno son: la erosion de los equipos de produccion, el
taponamiento de las lineas de flujo, la desestabilizacion de la formacién que en el peor de
los casos puede terminar con el colapso del pozo.

El arenamiento surge cuando los esfuerzos desestabilizadores (esfuerzos generados por
el arrastre de los fluidos, los gradientes de presion y los esfuerzos in-situ) resultan mayores
gue la resistencia mecéanica de la formacién provocando el desprendimiento de las
particulas. Cabe explicar que el proceso de desprendimiento no ocurre instantdneamente,

éste es progresivo hasta llegar a un punto de estabilizacion (Nouri, Kuru, & Vaziri, 2007).

1.2.1 Condiciones necesarias para la producciéon de arena

La produccién de arena puede ocurrir si la roca en la vecindad de los perforados es no
consolidada o ha sido fallada debido a la concentracion de esfuerzos. Aunque este estado
de no consolidacion es necesario, ciertamente no es una condicién suficiente para que
ocurra el fenomeno. Después de una etapa de produccion inicial de arena, existe una
estabilizacion de la cavidad cafioneada, es decir se genera una nueva configuracion de
arco, esto implica una redistribucion de los esfuerzos locales lo que permite la produccién
de fluidos con un delta de presion mas alto y una cantidad de arena estable (Bianco &
Halleck, 2001). Al aumentar una vez mas el delta de presién, se vuelve a desestabilizar el
arco y como resultado se genera un pico en la produccion de arena hasta que nuevamente

ocurre la estabilizacion.

Cuando las condiciones exceden el limite de estabilidad de la estructura cafioneada, la
arena definitivamente se producird. La estabilidad de los arcos esta controlada por los

esfuerzos locales, delta de presion y la resistencia de la roca (Bianco & Halleck, 2001).
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1.2.2 Causas de arenamiento

» Consolidacion: se relaciona con la capacidad que tienen los granos de mantenerse
unidos, se supone que los sedimentos mas jovenes son los que presentan menor
consolidacién debido a que no cuentan con la suficiente columna litolégica para la
acomodaciéon de los granos. Una manera de medir la consolidacién es a partir de la

resistencia uniaxial compresiva UCS (Jaeger, Cook, & Zimmerman, 2007).

* El material cementante: Las rocas productoras se encuentran unidas por varios
materiales cementantes, cualquier tratamiento acido podria disolverlo dejando débil el
armazén de la roca lo que llevaria a una mayor posibilidad de que los granos se
desprendan.

* Presion de poro: los fluidos que se encuentran dentro de la roca productora soportan
parte del esfuerzo total aplicado sobre la formacion, por tal motivo a medida que se depleta
el yacimiento, el armazén de las rocas estara expuesto a mayores esfuerzos efectivos

hasta el punto que supere su resistencia.

* Permeabilidad: La heterogeneidad en la permeabilidad de un yacimiento puede generar
velocidades de produccién de fluidos extremadamente altas que sobrepasan la velocidad
critica y derrumban la formacién, principalmente en las que son poco consolidadas

(Sanfilippo, Brignoli, Giacca, & Santarelli, 1997).

* Tipos de fluidos producidos: Cuando existen cortes de agua asociados a la produccién
de aceite, se puede alterar el material cementante de la formacion lo que genera una

pérdida de la resistencia del material (Sanfilippo et al., 1997).

* Viscosidad de los fluidos producidos: Las fuerzas de arrastre sobre los granos de
arena estan relacionadas con la velocidad de flujo y la viscosidad del mismo. Altas

viscosidades del fluido generan mayores fuerzas de arrastre (Sanfilippo et al., 1997).

» La perforacion del pozo: causa dafio en resistencia mecanica de la formacion y es
directamente proporcional a la tasa de penetracion. Adicionalmente fluido de perforacién
usado puede generar fracturas debido a su excesivo peso como también problemas de
filtrado generando un factor skin que proporciona una caida de presion extra por perforado.
(Sanfilippo et al., 1997)
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» La cementacion: una mala cementacion crearia zonas de baja resistencia en la vecindad
del pozo debido a la concentracion de esfuerzos. Si se dejan canales entre la formacion y
la tuberia, estos se volveran canales preferenciales de flujo donde las velocidades seran

altas.

* Canoneo: Las actividades de cafioneo deben ser planificadas y ejecutadas para producir
cavidades estables a largo plazo. Los pardmetros de disefio de las perforaciones tales
como diametro, longitud o penetracién, densidad, angulo de fase y presiones de
desbalance, deberan ser especificados en funcion de las propiedades mecanicas de la
formacion (Rahmati, Nouri, Vaziri, & Chan, 2012).

» Tasas de produccién: cuando se requieren mayores tasas de flujo lo que se hace es
disminuir la presion de fondo fluyente. Esto puede resultar en altas caidas de presiones

gue llegan a superar los niveles criticos.

* Los cortes de agua: La mayoria de las rocas almacenadoras de hidrocarburos se
encuentran preferiblemente mojadas por agua, parte de la cohesién de los granos esta
dada por la tension interfacial liquido-grano. Cuando se empiezan a presentar altos cortes
de agua las fuerzas capilares disminuyen provocando una reduccion en la cohesién
(Alireza Nouri, Vaziri, Belhaj, & Islam, 2006).

1.3 Métodos de control de arena

Antes de iniciar un proceso de control de produccion de arena, se debe identificar si
realmente es necesario llevar a cabo el control de arena, por ejemplo si el pozo es inyector
de agua, y durante este proceso hay produccion de arena, para este caso especifico no
deberia realizarse un proceso de control de arena, para este caso ya se habla de manejo
de arena. Luego entonces, para habar de manejo de arena, se debe tener en cuenta el
disefio de equipos tanto de fondo como de superficie en el pozo para no tener costo
adicionales durante la produccién y/o inyeccién del pozo (Willson S.M, 2002). Mientras que
el método de control de arena se deben utilizar completamientos de tal forma que permite

gue los finos pase, pero que la arena se quede en la formacion (Byme Michael, 2010).
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En cuanto a los métodos de control de produccién de arena se han identificado diferentes
métodos como: gravel pack, consolidacion, produccion por debajo de la tasa critica,
perforaciones selectivas, frac pack o combinacion de estos metodos. Agrupados en los

siguientes

¢ Restriccion de la produccién.

Cuando los fluidos de formacion son producidos, generan un esfuerzo sobre el material
gue mantiene unidos los granos de la arena. Este esfuerzo puede ser reducido
disminuyendo las tasas de flujo o produccion. En algunos casos, esto podria ser una
alternativa exitosa a los otros métodos disponibles hoy dia. Sin embargo, en la mayoria de
los casos, esta no es una solucion econdmica durable para controlar la produccién de
arena de una formacion. El grado de consolidacién de la formacion, el tipo y cantidad
presente del material cementante y la cantidad de agua que esta siendo producida también
son factores significativos que contribuyen a la produccién de arena. Estos otros factores
pueden generar que un pozo produzca arena aun cuando los caudales de produccién estan
siendo restringidos. Aun cuando se logra restringir la produccién de arena en un inicio, este
éxito puede durar poco cuando otros factores comienzan a jugar un papel importante

durante la vida del pozo.

e Mecéanicos.

De los tres grandes grupos gue intentan proveer algiin medio para control de la produccion
de arena, el mas usado comunmente es el método mecanico. Los métodos mecanicos
para control de arena consisten de diversas herramientas para puentear o filtrar la arena
gue arrastra los fluidos producidos. Estas herramientas o mecanismos pueden ser camisas
ranuradas, mallas y mallas pre-empacadas. Estos son cominmente usados en conjunto

con algun método de empaquetamiento con grava.

e Multiples metodos
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Son los métodos que combinan sistemas de consolidacién quimica y un sistema mecanico
de empaquetamiento con grava. En estos sistemas, se realiza un empaquetamiento con
grava generalmente sin una malla en fondo, usando una resina curable que recubra los
granos de la grava. La permeabilidad de la grava resulta mas alta que la de la formacién
generalmente, lo que ayuda a minimizar las restricciones de flujo permitiendo que los
fluidos se muevan con mayor facilidad hacia el pozo (Bellarby, 2009). Asi mismo se puede
pensar en una técnica de completar diferente el pozo como por ejemplo perforaciones
selectivas y/o orientadas. Adicionalmente hay una guia para seleccionar el completamiento
segun la produccién de arena y si se debe o0 no controlar arena, esta guia se muestra en
Tabla 1l -1 (Waltman B, 2010).

Tabla 1 - 1. Tipo de completamiento de pozos segun el tipo de yacimiento.

Tipo de Yacimiento Posible Solucién Controlar arena
No consolidado, existe una | Mallas (gravel pack, fracpac, | Si
falla o pertenece a una | extension pack).
zon fall :
ona de fallas Mallas expandible
Débilmente consolidada. | Cafioneos orientados, perforacion | Zona gris
Susceptible a producir | selectiva, pozos  haorizontales,
arena durante la | pozos desviados, consolidacion
produccion guimica, fractura hidraulica
Consolidada, fragil y/o | Cafiloneos orientados, perforacion | Manejo de
Susceptible a producir | selectiva, consolidacion quimica, | produccion de
arena con produccion de | fractura hidraulica, control de influjo | arena
agua

1.3.1 Consolidacion quimica

El control de arena a través de la consolidacion quimica involucra el proceso de inyectar
quimicos liquidos dentro de una formacion naturalmente no consolidada para proveer un
grado de cementacion intergranular. El objetivo de la consolidacion de arena de formacién
es cementar los granos de arena en un punto de contacto de manera que se pueda
mantener un valor méximo de permeabilidad del sistema. Estas resinas curables epoxicas

forman un lazo solido entre granos e incrementan la resistencia compresiva en las
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cercanias de la cara del pozo. Muy a menudo, la consolidacién mediante resinas es llevada
a cabo en pozos donde los completamientos con mallas y/o trabajos de empaquetamiento
con grava estan dafiados o donde econ6micamente es inviable hacer un trabajo similar
nuevamente. De aqui que la consolidacion con resinas sea empleada como un tratamiento
remedial. A continuacion se presenta la revision bibliogréafica sobre los diferentes casos
de aplicacion del método de consolidacion quimica con el fin de remediar la produccion de

arena.

(Haavind et al., 2008) presentan los resultados de una prueba de consolidacién quimica
en el campo Heidrun en Noruega, a través del estudio los autores concluyen que la
consolidacién quimica puede ser una opcién confiable para el control de la produccién de
arena. El estudio muestra que la correcta ubicacién del tratamiento es critica para el
correcto funcionamiento del mismo, adicionalmente se nota una clara disminucién en el
indice de productividad de los pozos (10% promedio), la cual se asocia directamente a la
reduccion de permeabilidad que se presenta después del tratamiento. Finalmente, los
autores concluyen que el tratamiento es exitoso, debido a la total reduccién de la
produccion de arena la cual se atribuye directamente al aumento en la resistencia a la

compresion de la formacion, la cual aumenta aproximadamente un 25%.

(Barragan, Pereira Suzart, Llerena, & Medina, 2013) presentan el caso de un pozo que
fue completado con empaques de arena en 1999, este pozo después de 10 afos de
operacion el pozo empez6 a producir arena de los empaques y de la formacién; para
solucionar este problema, los autores disefian un tratamiento quimico con el fin de
consolidar el area cercana al pozo. El tratamiento se realiza a partir de la mezcla de dos
(2) resinas, las cuales logran consolidar la arena de formacién y reparar o consolidar la
arena de los empaques, lo que logra eliminar por completo la produccion de arena del

pozo, los autores estiman que la cohesién del material aumenta aproximadamente 30%.

(Songire, Hassan, Amer, Farid, & Luijkx, 2014) muestran los efectos de consolidacion

guimica a partir de una resina base agua. El tratamiento muestra ser bastante eficaz para
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intervalos largos, adicionalmente presenta una reduccién del 95% en la produccién de
arena y la produccién de hidrocarburos no presenta ninguna reduccién asociada al

tratamiento.

(Marfo et al., 2015) realizan una revisiébn de la consolidaciébn quimica como método
primario y como método remedial para el control de arena. Los autores resaltan las
restricciones operaciones que se presentan durante su aplicacion, las principales
restricciones se refieren a la reduccién en la permeabilidad de la formacion, el intervalo de

tratamiento, la resistencia a la compresién de la formacion.

(Othman et al., 2017) muestran un caso de campo en Malasia en el cual se aplica un
tratamiento de consolidacién quimica en dos pozos. A partir del tratamiento se observa
una reduccion del 67% en la produccién de arena y una reduccion en permeabilidad del
13% del pozo de estudio 1, lo que indica un tratamiento exitoso. Sin embargo para el pozo
de estudio 2, se muestra una caida de presion en fondo de 1450 a 261 psi, la cual se
asocia a un taponamiento ocasionado por la resina, este taponamiento se debe al alto
grado de inclinacion del pozo (60°) y a la extension de tuberia lo que género que el

desplazamiento de la resina no fuera efectivo.

A partir de la revision bibliografica se observa que los tratamientos de consolidacion
guimica, son tratamientos efectivos para remediar el fenémeno de produccion de arena,
ya que estos tratamientos logran aumentar la resistencia mecanica del material, mas
especificamente la resistencia compresiva o UCS. Sin embargo, la implementacion de este
tipo de tratamientos implica una reduccién en la permeabilidad del yacimiento lo cual
implica directamente una reduccion en la productividad del pozo. Este tipo de tratamientos
deben evaluarse desde la intensidad de la produccion de arena, y si su implementacion

justifica realmente una reduccion en el nivel de productividad del pozo.



2. Generalidades del campo Caracara

2.1 Descripcion geolbgica

El bloque Caracara se encuentra ubicado en la cuenca de Los Llanos, al este de la
poblacion de Puerto Gaitan, al extremo nororiental del Departamento del Meta. Esta
cuenca tiene una extension aproximada de 190.000 km2 y corresponde a una region

topograficamente plana, con una ligera inclinacion hacia el este.

Geoldgicamente se trata una cuenca pericratonica, asimétrica, limitada al sur por el Arco
de Guaviare o Saliente del Vaupés, al oeste por la Cordillera Oriental, al este por el Escudo
de Guayana y al norte se prolonga mas all del rio Arauca en Venezuela. Se extiende
desde los afloramientos de rocas cristalinas del Pre-Cambrico, en el Escudo de la Guayana
(Rio Orinoco-Rio Guaviare), hasta el piedemonte de la Cordillera Oriental, en donde el

basamento alcanza profundidades de 8500 pies aproximadamente.

La columna sedimentaria depositada se adelgaza gradualmente hacia el este, formando
un sucesivo cubrimiento (onlapping) de las unidades mas jovenes sobre el basamento Pre-
Céambrico. Se trata en general de formaciones clasticas. En cuanto a las formaciones que
componen el sistema petrolifero de la cuenca, las rocas almacén las constituyen las
abundantes areniscas de edad Eoceno Superior y Oligoceno (Fm. Carbonera). Las rocas
madre son las arcillas Cretacicas y Terciarias, maduras térmicamente hacia el centro de la
cuenca. Estas mismas arcillas, diseminadas a lo largo de toda la columna, constituyen

también el sello.

El grado de deformacién estructural decrece de oeste hacia este a través de la cuenca.
Los pliegues de cabalgamiento que originan largos anticlinales cerca al piedemonte andino
disminuyen en magnitud hacia el oriente, hasta convertirse en pequefias estructuras

anticlinales asociadas a fallas normales de poco desplazamiento.
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2.2 Modelo estructural

La principal formacion productora en el bloque Caracara es Carbonera, en sus intervalos

C7y C7-M, a una profundidad promedio de 4000 pies bajo nivel del mar.

Estos intervalos productores se encuentran en una zona de poca afectacion tecténica, con
comportamiento monoclinal de buzamiento general en direccién noroeste, cuya monotonia
solo se interrumpe por fallas normales de poco desplazamiento, entre 50 y 100 pies de
salto. Los planos de fallas presentan principalmente rumbo SW-NE, afectando las areas
de los campos Caracara-Sur, Peguita, Elisita, Rancho Quemado y Toro Sentado, se
observa cierto desplazamiento entre campos, posiblemente transcurrente, en direccién
NW-SE. En el area sur del bloque, se visualizan fallas principales con las mismas
caracteristicas pero de rumbo ENE-WSW.

Las acumulaciones de hidrocarburos se localizan mayoritariamente en los altos
estructurales con cierre contra las fallas normales principales y en los altos estructurales
con cierre propio en las cuatro direcciones. Aparentemente, la distribucién de las fallas,
aunque define la trampa principal de hidrocarburos, no incide mayormente en los
compartimientos laterales de los yacimientos. No se han evidenciado casos de fallas
secundarias que delimiten lateralmente los yacimientos, aunque de existir, serian de saltos
pequefios y estarian por debajo de la resolucidon sismica. La distribucién de arenas
(sedimentologia) puede estar jugando un papel muy importante en la definicion de estos

compartimentos laterales de los yacimientos.

2.3 Modelo y columna estratigrafica del area

La estratigrafia general de la cuenca (Figura 2 - 1) ha sido definida a partir de los datos
obtenidos en los diferentes pozos exploratorios y de desarrollo perforados en el area en

afos anteriores por las diferentes compafiias que han operado en los Llanos.
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Figura 2 - 1. Columna estratigrafica generalizada de la Cuenca de los Llanos.

Formacion Los Cuervos. Esta formacion consiste de lutitas y arcillolitas de color gris, gris

verdoso y pardo — amarillento con delgadas intercalaciones de limolitas, mantos de carbon

y delgadas capas de areniscas con restos vegetales. Su contacto superior es discordante

con la suprayacente formacién Mirador y su base es concordante con la formacion Barco.

Se ha interpretado un ambiente de depdsito continental / transicional a marino para esta

unidad. En el &rea del contrato Caracara, la formacioén Los Cuervos ha desaparecido por

pinchamiento o adelgazamiento progresivo. La edad de la formacion Cuervos es

Paleoceno. No presente en el blogque Caracara.

Formacion Mirador. Esta conformada por una secuencia gruesa de depdsitos de canales

de arenas fluviales amalgamados. Las arenas son de grano fino a grueso, localmente

conglomeréticas y de color claro, limpias, masivas y con estratificacion cruzada.

Ocasionalmente se encuentran delgadas intercalaciones de arcilla y limonitas grises. Esta

unidad se encuentra descansando en forma discordante sobre la formacion Cuervos

(sector del piedemonte) y sobre la formacion Guadalupe en el sector oriental de la cuenca.
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El espesor varia entre 450 pies (area del piedemonte) y 30 pies, con desaparicion por
pinchamiento o adelgazamiento progresivo, hacia el este. La edad de la formacién Mirador

es Eoceno. No presente en el bloque Caracara.

Formacion Carbonera. La formacion Carbonera consiste en una serie alternante de
areniscas, arcillas grises a grises verdosas, marrén, limolitas y carbones. Las areniscas
estan en mayor proporcion hacia la parte superior e inferior de la seccion mientras que los
lentes de carbén son comunes hacia la parte inferior. La amplia distribucion de mantos de
carbdn y de fosiles vegetales indica un origen generalmente no marino. Esta formacion ha
sido dividida en ocho miembros (Carbonera C1 a C8) que forman cuatro pares. Cada par
consiste en un miembro superior formado por intercalaciones de areniscas de origen fluvio-
deltaico y arcillas, y un miembro inferior constituido por arcillas que fueron depositadas en
un ambiente de planicies costeras. Esta formacion presenta un acufiamiento en direccion
este con espesores que varian entre 2600 y 1200 pies. En la zona de Caracara, el espesor

presente aproximado es de unos 1500 pies.

La edad de la formacion Carbonera ha sido determinada como Eoceno —Mioceno basados
en estudios palinoldgicos a las faunas de moluscos que han sido recolectados en los
sedimentos de ésta formacion. Los estudios bioestratigraficos en el area del bloque
Caracara en cortes de numerosos pozos han reportado fauna de edad Oligoceno (biozonas

T09-T10, Jaramillo et al, 2010) para el miembro Carbonera C7.

El miembro C7 en la zona de Caracara es el yacimiento y esta conformado por una
secuencia de intercalaciones delgadas de arcillas, arenas y limolitas. Hacia la base se
presenta una unidad de arena masiva (denominada C7-M). Las arenas son cuarziticas,
con tamafio de grano y seleccion variable, arcillosas y ocasionalmente carbonosas. Los
cuerpos de arena son delgados, por lo general con espesores que oscilan entre los 10 y
20 pies, y son dificiles de correlacionar aunque sea entre pozos localizados a una corta
distancia. Esparcidas por toda la seccion se encuentran arcillas carbonosas con mantos

de carbon intercalados. Esta formacion ha sido considerada histéricamente como de origen
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puramente fluvial, siendo las arenas depésitos de canal y las arcillas y limolitas depdsitos
de superficie de inundacion. Sin embargo en el area del bloque Caracara, a partir del
estudio de los 7 testigos tomados, se observa una transicion en los ambientes de depdsito
desde mas fluviales (C7-M), deltaicos y con mas influencia marina hacia el tope de la
formacion. EIl espesor de este miembro en el area es de aproximadamente 400 pies

(incluyendo el miembro arenoso masivo inferior, C7-M).

Formacion Ledn. Representa el ultimo pulso transgresivo del mar en la cuenca de los
Llanos, y esta constituida primordialmente por lutitas de color gris, gris verdoso, localmente
las Iutitas pasan a limolitas. La fauna encontrada dentro de esta formacion permite
asignarle una edad comprendida entre el Oligoceno Superior y el Mioceno Inferior. Su
espesor varia de 1600 a 700 pies (aproximadamente 800 pies en la zona del bloque).

Medio de sedimentacién marino / marino somero.

Formacién Guayabo. Corresponde a una secuencia monétona de gravas y arenas, con
pequefias intercalaciones de arcillolitas que reflejan un ambiente continental. Mas
precisamente, esta formacién ha sido dividida en 2 miembros, el superior o formacién
Calzén, comprende una sucesiéon de areniscas de grano medio a grueso, blancas amarillas
y arcillas rojo ladrillo, grises. El inferior o formacién “Charte” consta de arcillas y lutitas
rojas, grises y areniscas amarillentas en menor proporcién, hacia la parte inferior
localmente aparecen delgadas capas de lignito. En términos generales se considera
Mioceno Medio- Superior, y su espesor varia de 9000 a los 3100 pies encontrados en

Caracara.

Formacion Necesidad. Secuencia de conglomerados poco consolidados, alternando con
areniscas de grano fino a grueso, en menor proporcion arcillas. No se conocen fosiles
pertenecientes a esta unidad. Su edad es considerada Plioceno-Pleistoceno. No presente

en el Blogue Caracara.
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2.4 Descripcion de los yacimientos

En los campos del contrato Caracara producen diferentes niveles de la unidad C7, de fondo
atope: C7-M, C7-3, C7-2, C7-1, C7-B y C7-A. La unidad C7-M es un yacimiento de arenas
masivas principalmente, con espesores netos entre 20 y 40 pies, con permeabilidades
altas, variando entre 500 a 5,000 mD, y donde el acuifero es de fondo. Las unidades
superiores, C7-3, C7-2, C7-1, C7-B y C7-A, lo forman arenas de poco espesor (<20 pies
de neto) con intercalaciones de arcillas y menor continuidad lateral que el C7-M. Las
permeabilidades son algo inferiores, 500 a 2,500 mD, y la entrada del acuifero es lateral.
La porosidades de todos estos yacimientos son altas, 25 a 30%, segun evaluacién
petrofisica.

La evolucion del corte de agua, el limite de presion constante observado en los pruebas
de pozo (PBU), al igual que el mantenimiento de presién derivado de las pruebas de
produccion, confirman la presencia de un acuifero muy activo como principal mecanismo
de empuje del yacimiento. En cuanto a la humectabilidad, segun los resultados de los
ensayos de permeabilidad relativa efectuados en los corazones se trataria de un

yacimiento humectable al agua.

2.4.1 Propiedades de los fluidos

Las principales propiedades del aceite producido en los campos de la asociacion Caracara
son las siguientes: Se trata de un petréleo practicamente muerto con Rs variando entre 7-
50 scf/stb, la densidad varia entre 20-26°API, viscosidad a condiciones de yacimiento entre
6-14 cP y un B, de alrededor de 1.05 rb/stb. El agua asociada que se produce en estos
yacimientos es un agua dulce con salinidades totales que varian entre 200-2000 ppm.
Como referencia los PVTs disponibles (Tabla 2 - 1y Tabla 2 - 2) se asimilaron a todos los
campos Yy yacimientos de la asociacién Caracara de acuerdo a proximidad geografica,

conocimiento de los campos y analisis cromatograficos de los crudos.

Tabla 2 - 1. PVT’s referencia por Campo/Intervalo.



Capitulo 2 21

L Campo | Well | _ Fecha | _Intervalo

Peguita Jaguar-1 19/07/2003 C7-1
Peguita Jaguar-9 16/03/2014 C7-1
Elizita Bengala-6 31/05/2012 C7-A
CCS (C7-2, C7-3 & C7-M) Jaguar-| 19/07/2003 C7-1
CCS (C7-A & C7-1) CCS-All 06/11/2009 C7-1
CCS (C7-A) CCS-AlI9 13/03/2014 C7-A
CCS (C7-M) CCS-B9H 17/03/2014 C7-M
Rancho Quemado Rancho Quemado-D | 05/05/2007 C7-3
Rancho Quemado Toro Sentado-7 31/10/2009 C7-3
Unuma Jaguar-1 19/07/2003 C7-1
Jaguar SW JSW-3 30/08/2012 C7-M
Toro Sentado Toro Sentado-7 31/10/2009 C7-3
Toro Sentado Norte Toro Sentado-7 31/10/2009 C7-3
Toro Sentado West Toro Sentado-7 31/10/2009 C7-3

En lo referente a la caracterizacion de los fluidos, se tomaron como base muestras de fluido
de diferentes pozos pertenecientes a cada uno de los campos del Bloque. Los andlisis
fueron efectuados por Core Laboratorios mediante un analisis ASSAY, en donde se
evallan las propiedades fisicas del petroleo. Mediante pruebas PVT también se logra
conocer la gravedad API del crudo, el punto de burbuja y viscosidades a las diferentes
temperaturas. En la Tabla 2 - 2 se pueden visualizar las propiedades del crudo, distribuidas

entre los diferentes campos del bloque Caracara.

Tabla 2 - 2. Propiedades del Petréleo del Blogue Caracara.

N Campo Gravedad Flash Contenido Viscosidad (cP) Parafinas Asféalteno
APl @ Point de Sal (% Peso) s (%
o0°F C) (PTB) 100°F | 120°F | 210°F Peso)
1 CCS-A 20.6 20 8.9 103.4 | 50.18 12.3 13 9.8
2 CCS-B 18.2 31 122.1 149.5 | 80.47 7.4 0 6.4
3 CCs-C 21.4 37 8.4 58.9 33.1 6.6 3.6 8.2
4 UNUMA 225 42 7.8 31.7 19.3 4.9 4.9 4.1
5 ELIZITA 22.9 17 8.2 31.9 19.5 5 3.5 1.7
6 PEGUITA | 20.9 14 27.2 60.6 33.8 135 6.3 8.2
7 PEGUITA II 21.1 75 6.1 87.2 51.2 9.9 4.6 9.4
8 PEGUITA Il 20.4 90 3.4 171 85.2 10.9 4.29 10.63

9 JSW 20.6 29 8.9 103.4 50.18 12.25 13 9.8
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10 TRS 24.2 10 4 20.54 13.09 4.36 37.4 5.4
11 TRS- 24.8 1 5 24.76 16.13 4.34 24.6 5.9
NORTE
12 | TRS-WEST 23.8 25 1.2 29.6 17.7 4.5 12.6 5.9
13 RANCHO 24.7 10 5.7 31.02 19.74 4.4 12.9 6.4
QUEMADO

2.4.2 Pruebas de pozo

Se han realizado multiples pruebas de presién en los pozos del contrato Caracara con el
objetivo de ampliar el conocimiento de los parametros de yacimiento, asi como monitorear
la evolucion de la presion. En general, se ha interpretado la presencia de un acuifero activo,
altas permeabilidades (0.5-5 D), y dafios considerables como producto de la instalacion de
completamientos para el control de arena. lgualmente, se han detectado algunas barreras,
gue pueden estar asociadas a la presencia de fallas, algunas parcialmente sellantes,

variaciones estratigraficas y/o interferencia con otros pozos.

2.4.3 Factor de recobro

La evaluacion de los factores de recobro se hizo con base en el Campo Elizita del blogque
Caracara, el cual, dispone de una historia de produccién madura y del cual se cuenta con
un amplio conocimiento. A medida que se perforan nuevos pozos se realiza una

reevaluacion de los contactos, y por de los factores de recobro.

El mecanismo de drenaje de los campos en Caracara es por empuje del acuifero. La
actividad del acuifero es muy grande, no se aprecian a nivel general, grandes
depletamientos por produccién en el caso de las unidades C7-3 y C7-M. No obstante, en
el caso de las unidades con empuije lateral se aprecian mayores depletamientos por efecto

de produccion.

. Factor de Recobro segin EUR campo Elizita
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El campo Elizita tiene una historia de produccién muy desarrollada en aceite y agua y no
se esperan grandes actividades (WO o nuevos pozos) en este campo. Debido a esto, el
analisis de declinaciones tasa vs tiempo y los analisis mediante el método de relaciéon agua
— aceite vs. produccion acumulada de aceite tienen una menor incertidumbre y los
resultados se pueden considerar como referencia para ser aplicados en otros yacimientos

similares.

Las declinaciones establecidas en los pozos corresponden a declinaciones hiperbdlicas,
lo que es facilmente explicable por el mecanismo de drenaje (acuifero muy activo). El factor
de recobro actual es del 37% y por analisis de declinaciones y mediante el método WOR
vs Np se podria alcanzar el 43%. Por lo tanto, en yacimientos tipo Elizita (intervalos
homogéneos, con gran soporte de acuifero y buenas propiedades petrofisicas) se podria
obtener un factor de recobro préximo al 50%, que coincide con el andlisis efectuado con

las curvas de permeabilidad relativa (Reina, 2012).

2.4.4 Permeabilidades relativas

Los Unicos analisis de permeabilidades relativa existentes en el bloque Caracara a la fecha
fueron obtenidos en los corazones de TS-3 y CCS-C14. Los datos de permeabilidad
relativa se normalizaron y se promediaron los resultados y a través del método Corey se
lleg6 a una definicion de las curvas de permeabilidad relativa para generar una curva tipo

(Figura 2 - 2). Los “End-points” de esta curva tipo se presentan en la Tabla 2 - 3.
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Figura 2 - 2. Curvas tipo de permeabilidades relativas.
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Tabla 2 - 3. End points para la construccién de las curvas de permeabilidad relativa

End Points
Sor 0.22
Swi 0.24
Krw @ Sor 0.19
Kro @ Swi 1

2.4.5 Empuje hidraulico en el bloque Caracara

El comportamiento en produccién de los pozos del bloque Caracara refleja un impacto de
empuje hidrodindmico ya sea por la presencia activa del mismo en pozos con buen soporte
de presién y altos caudales o por el contrario en funcién de una pobre conectividad del
sistema de arenas con el acuifero principal, en donde se presentan pozos de bajo caudal

y bajo corte de agua.

En este tipo de yacimiento, la presion inicial es mayor que la presién del punto de burbuja,
debido a que no hay presencia de capa de gas. En el momento en que se inicia la
produccion de fluidos, la presion del yacimiento tiende a reducirse y la reaccion inmediata
del acuifero es invadir la zona de almacenamiento de crudo, haciendo que la presion se
mantenga y permitiendo un desplazamiento inmiscible del petréleo que se encuentra en la

parte invadida.

2.4.6 Propiedades petrofisicas del yacimiento en el bloque

Caracara

En algunos campos del bloque Caracara se han tomado muestras de corazones, como es
el caso de los Campos Peguita, Toro Sentado y Caracara Sur A. En el caso de los Campos
de Toro Sentado Norte y Caracara Sur B, donde no fueron tomados corazones, se

realizaron analisis de muestras laterales de pared, para obtener algunos datos
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relacionados con las propiedades de la roca, pero se debe aclarar que los resultados de
dichas muestras s6lo deben ser tomados como una guia debido a las alteraciones que se
pueden presentar en la porosidad y en la saturacion por la toma de las mismas muestras
(ver Tabla 2 - 4).

En cuanto a informacion y datos para la permeabilidad y porosidad, estos datos se obtienen
por medio de la interpretacion petrofisica, la correlacién de datos entre pozos de diferentes
campos y a partir de la informacion tomada como guia de las muestras de pared. Como
los datos varian de un pozo a otro (pero en una proporcion media), se establecieron los
rangos en los que varia dicha propiedad de la roca a lo largo de la extension del bloque
(ver Tabla 2 - 4).

Tabla 2 - 4. Propiedades petrofisicas en el bloque Caracara.

Nombre Valor
Porosidad 25-27%
Permeabilidad efectiva 500-10,500 mD
Contenido de BS&W 83%
Presion de burbuja 60-400 psig
Presion original de yacimiento al Datum 4,500 pies 2,200
TVDSS
Factor volumétrico del aceite 1.05 rb/stb
Relacién gas-aceite 8-10 scf/stb
Compresibilidad del aceite 5.16 x 10°® psi?
Temperatura del yacimiento 160°F
Espesor total (C7-A @ C7-M) 100-150 pies
Espesor neto (C7-A @C7-M) 40-80 pies
Saturacion inicial de aceite residual 25%

Saturacion inicial de agua 27%
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Los datos de saturacién varian de acuerdo al tiempo de produccion de los pozos.
Generalmente en el bloque Caracara, se presentan bajas saturaciones de agua al inicio
de explotacion del yacimiento, pero como la produccion de crudo estd asociada
directamente a un empuje hidrodindmico, los cortes de agua aumentan progresivamente

con el aumento parcial de produccion de crudo.

2.4.7 Presion inicial de yacimiento

Se ha obtenido informacion de presion de las sub unidades C7-A y C7-M mediante
registros MDT (Probador modular de la dindmica de la formacion) adquiridos a lo largo del
desarrollo del blogue. Al realizar unas comparaciones entre los datos, se confirma que la
presién hidrodinamica es de 2,100 psi a 4,500 pies, excepto en el valor reportado para el

C7-A que corresponde a un efecto de sobre presion.

El gradiente de presion de los respectivos yacimientos, varia entre 0.425 psi/pie y 0.433
psi/pie. Estos gradientes se obtuvieron de la tendencia de los datos de presion con
profundidad de las pruebas MDT para la sub-unidad C7-M.



3. Metodologia

Con el fin de estudiar los efectos de la consolidacion quimica en el comportamiento
mecanico (aumento de UCS) y petrofisico (disminucion de permeabilidad) se realiza un
estudio en el cual se lleva a cabo un modelamiento geomecanico de la produccion de arena
a partir de un modelo analitico, en el cual se considera un aumento en la resistencia a la
compresion de la roca. Posteriormente se realiza una simulacion de la produccién de los
pozos seleccionados con el software CMG, considerando una disminucion en

permeabilidad.

El modelo de produccién de arena requiere informacién referente al pozo y al yacimiento,
tales como: régimen de esfuerzos in - situ, propiedades elasticas y mecanicas de la roca,

presion de yacimiento, direccion y completamiento del pozo.

A partir de la construcciéon del modelo geomecénico de pozo, se realiza un modelamiento
del comportamiento de los esfuerzos (tangencial, vertical y radial) respecto a los cambios
en presion. (Araujo et al., 2014) presentan un modelo analitico de produccion de arena que
convierte el régimen de esfuerzos in — situ de un sistema cartesiano a un sistema cilindrico
con el fin de evaluar las magnitudes de los esfuerzos radiales y tangenciales cercanos al
pozo. Las siguientes ecuaciones representan los esfuerzos en la cara del pozo calculados

como funcion de los esfuerzos regionales.

7y, = —0.5(oy — op)sen2fsen¥ (3-1)
Tz = 0.5(0yc0s?pB + opsen?p — o) (3-2)
Tyy = —0.5(0y — oy)sen2fcos¥ (3-3)
o, = (oycos?p + opsen?B)cos?¥ + o,sen’*¥ (3-4)
oy = aysen®B + oy cos?p (3-5)
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o, = (oycos?p + opsen?B)sen’¥ + g,cos*¥ (3-6)

Para un completamiento de pozo con perforados, B y ¥ se deben reemplazar en las

ecuaciones de arriba por B,e,r Y Wpers CON las siguientes expresiones,

Vperr =90 — ¥Ysen®pe, s (3-7)
Bperf = Ohaz + 90 — Apers (3-8)

Donde @perf, Onaz Y Apery SON la orientacion de los perforados desde el tope del pozo en
pozos desviados, el azimuth del esfuerzo horizontal minimo y el azimuth de los perforados,
respectivamente. Los esfuerzos en el sistema cartesiano se cambian a un sistema radial

con las siguientes ecuaciones:

0gg = 0y + 0y — 2(0y — 0y,)c0526 — [pwf + A(Pr — pwf)] — 47,y s€N26 (3-9)
026 = 0, — 2v(0, — 0},)c0520 — A(Pr — pwf) — 40Ty, sen26 (3-10)
Toz = 2(—TxzSenb + 1,,c0s0) (3-11)

El méximo esfuerzo o; (esfuerzo principal tangencial) se puede calcular para multiples

angulos alrededor del pozo, y el mayor de estos sera el esfuerzo maximo o,

o, =0.5 [(099 +0,9) + \/(099 —0,9)% + 4152 (3-12)
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El esfuerzo horizontal maximo se obtiene a partir de:

Omax,e = Omax — aPWf (3 - 13)

La presion critica de fondo es la presion a la cual el maximo esfuerzo efectivo se iguala a la

UCS, y se puede estimar como:

—ucs
CBHP = Jmax — 72 3 - 14)
a

El proceso para encontrar la presion critica de fondo se debe resolver iterativamente dado
gue las ecuaciones para calcular el esfuerzo efectivo maximo y la presion critica de fondo
son mutuamente dependientes. Después de generar un caso base de acuerdo al estado
actual del pozo y del yacimiento, se realiza un aumento de la resistencia a la compresién de
la roca (UCS) con el fin de simular el comportamiento mecanico que tendria la formacién a
partir de un tratamiento de consolidacion quimica, se evallan tres (3) escenarios de
aumento del UCS, aumentos de 20, 30 y 40% respecto al valor inicial (Barragan et al., 2013;
Obeid et al., 2013).

Posterior al proceso de modelamiento del comportamiento geomecénico del pozo y del
yacimiento para la evaluacién de la produccién de arena, se realiza una evaluacion y ajuste
del comportamiento del histérico de produccion utilizando el software CMG, adicionalmente
se realiza un prondstico de produccion de dos afios, teniendo en cuenta una reduccion de
permeabilidad asociada al tratamiento de consolidacion quimica, el estudio se realiza
teniendo en cuenta una reduccion en la permeabilidad entre el 10 y el 30% del valor inicial,
la cual es una reduccion de permeabilidad media asociada a tratamientos realizados en este
campo (Obeid et al., 2013).



4. Resultados
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4.1.1 Modelo geomecénico

En la Figura 3 - 1 se muestra el modelo geomecanico correspondiente al pozo CCS A - 10,
se presentan tres zonas de perforados ubicados en la formacion Carbonera 7 Masiva.

De forma general para los tres intervalos (intervalos cafioneados) de interés se observan
modulos de Young relativamente bajo (= 6.0E+05 — 2.4E+06 psi) y una relacién de Poisson
alta (=0.28 - 0.37), lo cual indica la presencia de una roca blanda, que generalmente se
asocia a yacimiento de altas porosidades y consolidaciones de medias a bajas (Alireza Nouri
et al., 2006). Con relacion al estado de esfuerzos para el pozo CCS A — 10 se tiene un
régimen de esfuerzos normal (Sy > Shmax > Shmin) (Reina, 2012). Es necesario resaltar que
el esfuerzo horizontal minimo esta corregido en la zona de inyeccién de acuerdo al valor
hallado a partir del Minifrac (Reina, 2012), adicionalmente los esfuerzos se reportan en

términos de gradiente.
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Figura 3 - 1. Modelo geomecanico pozo CCS A - 10.

4.1.2 Produccion de arena

Para realizar un analisis de produccion de arena, se hace una relacién entre la Presion de

yacimiento (Pr) y la presion critica de fondo (CBHP) correspondientes ha dicho pozo, las
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cuales proporcionaran informacion sobre la posibilidad de presentar problemas de
produccién de arena en determinado intervalo. En las zonas donde la CBHP sea mayor que
la Pr se puede concluir gue en esta zona se presentara produccién de arena, de lo contrario
cuando la CBHP sea menor o igual a la Pr, existe un rango de probabilidad de produccion
de arena, y proporciona una ventana operativa donde los valores de presién podran cambiar

sin estar en riesgo la integridad del yacimiento, tal y como se muestra en el capitulo 3.

Para el pozo CCS A-10, en la Figura 3 - 2 se identifican tres intervalos cafioneados donde
es importante realizar un analisis de produccion de arena teniendo en consideracion el
criterio previamente explicado. El intervalo cafioneado asignhado al Grupo 1, presenta una
CBHP mayor que la Pr en todo su intervalo, por tal razén en esta zona se presentara una
inminente produccion de arena al presentarse un cambio de presion. El intervalo cafioneado
asignado al Grupo 2, muestra un alto diferencial de presion entre la CBHP y la Pr, lo que
implica que la probabilidad para que en este intervalo cafioneado se presente produccién
de arena es baja, lo que brinda una ventana operativa sin tener problemas relacionados a
la produccién de arena. En el intervalo cafioneado asignado al Grupo 3, la posibilidad que
exista produccion de arena es nula, pues el modelo plantea que para valores menores o

iguales a cero de CBHP, no habr& posibilidad de que este fenbmeno se presente.
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Figura 3 - 2. Perfil de presion critica de fondo para el pozo CCS A — 10.
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Es importante resaltar que tanto en la figura anterior (Figura 3 - 2), como en las figuras que
se presentan durante todo este capitulo, la presion critica de fondo se presenta en direccion
de los esfuerzos horizontales (maximo y minimo), sin embargo la produccién de arena se
presenta en la zona que falla primero, es decir la mayor CBHP, la cual se toma como

parametro de referencia y seguridad para determinar el onset de produccién de arena.

La Figura 3 - 3 y Figura 3 — 4 presentan las envolventes de produccion de arena para los
grupos 1y 2 de perforados, las cuales presentan un indicativo de la ventana de operacion
antes mencionada. Para la zona asociada al Grupo 1 el perfil de presion indica como en
esta zona la produccion de arena es inminente, lo que se confirma al analizar la Figura 3 -
3 donde las lineas correspondientes a la CBHP no interceptan en ningun lugar la linea
correspondiente a la presiébn de yacimiento, y por tanto, para cualquier aumento o
disminucion de presion, la produccion de arena siempre estard presente y por tanto, se

tendran que considerar métodos para el control y la mitigacion de la produccién de arena.
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Figura 3 - 3. Envolvente de produccién de arena, Grupo 1 (4,706 pies) pozo CCS A — 10.

En la Figura 3 — 4, se presenta la envolvente de produccién de arena para el grupo 2 de
perforados, en esta grafica las lineas correspondientes a la CBHP son inferiores a la Pr,
este diferencial de presion que se presenta entre la CBHP y la Pr es la denominada ventana
operativa, que permite cambios de presidon sin presentar problemas asociados a la
produccion de arena. En la Figura 3 — 4 se presentan tres (3) zonas, la primera zona (verde)

es el diferencial de presion en el cual el pozo estara libre de produccion de arena, esta zona
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se presenta hasta que la presion de fondo desciende hasta la presion critica de fondo en
direccion del esfuerzo maximo (CBHP_GH), la segunda zona (verde — roja) es una zona de
transicién en la cual el pozo puede presentar produccién de arena, siempre y cuando se
presente una falla en direccion al esfuerzo horizontal maximo, esta zona llega hasta que la
presion de fondo desciende hasta la presion critica de fondo en direccion del esfuerzo
horizontal minimo (CBHP_Gh), la Gltima zona (roja) es la zona en la cual a cualquier presion
de fondo el pozo produciré inevitablemente arena.
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Figura 3 — 4. Envolvente de produccion de arena, Grupo 2 (5,111 pies) pozo CCS A - 10.

La produccioén de arena esta directamente relacionada con la poca consolidacion de la roca
presente en el yacimiento, por dicha razén, se analizan tres diferentes escenarios donde se
altera por medio de tratamientos de consolidacion quimica la resistencia a la compresiéon de
la roca, con el fin de simular una mejor cohesion de la roca y asi conocer la influencia de
esta propiedad sobre la produccion de arena y finalmente tratar de disminuir los valores de
la CBHP con el fin de crear esta determinada ventana operativa. En conclusién dentro del
modelo de simulacion, y a pesar de que existen otras variables que influyen en el proceso
de produccién de arena (concentracion de esfuerzos, depletamiento del yacimiento, tasa de
produccion de fluidos), se varia inicamente la UCS para conocer las repercusiones de esta
propiedad sobre la produccion de arena ya que esta variable es la que se ve directamente

afectada por procesos de consolidacion quimica.

Con el fin simular un proceso de consolidacion quimica, se realiza un aumento en la UCS

(Obeid et al., 2013) tal y como se muestra en la Figura 3 - 5.
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Figura 3 - 5. Aumento porcentual del UCS para el pozo CCSA — 10.

En la Figura 3 - 6 se aprecia como para el primer intervalo de cafioneados asociados al
Grupo 1 a una profundidad media de 4,863 ft en TVD, el aumento en el UCS del 20% y 30%
no logra mitigar por completo el fenébmeno de produccién de arena, pero si mejorar de
manera significativa con respecto al caso base el diferencial de presién entre la CBHP y la
Pr. Caso contrario sucede con el aumento del 40% del UCS, el cual si logra inhibir por
completo la produccién de arena, reduciendo la CBHP a valores menores que la Pr. En los
Intervalos cafioneados correspondientes a los intervalos 2 y 3, se puede apreciar como
cualquiera de los tres incrementos en el UCS, logra reducir los valores de la CBHP a
menores 0 iguales que cero teniendo como consecuencia una probabilidad nula de
presentar problemas de produccion de arena en dichas zonas. Todas las envolventes se

realizan a la profundidad media de perforados del Grupo 1 (TVD = 4,863 pies).
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Figura 3 - 6. Perfiles de produccion de arena al considerar aumento en el parametro

UCS, pozo CCS A -10.

La Figura 3 - 7, Figura 3 - 8 y Figura 3 - 9 muestran las envolventes de produccién de arena

para el Grupo 1, en estas se observa como a medida que la UCS aumenta debido al

tratamiento de consolidacion quimica, la ventana operativa también lo hace, lo que implica

gue a medida que la UCS aumenta, también lo hace el delta de presion con el cual puede

operar el pozo y/o intervalo en cuestion.

En la Figura 3 - 7, se observa que aunque hay una mejora en la respuesta del modelo, aun

se presenta de forma inminente la produccion de arena en el pozo, por lo que en este caso

no seria efectivo el tratamiento, caso contrario se presenta en las Figura 3 - 8 y Figura 3 -

9, en las cuales si se observa claramente un zona libre de produccion de arena, siendo el

aumento de 40% en la UCS, el que genera una mayor ventana operativa.
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Figura 3 - 7 Envolvente de produccion de arena pozo CCS A — 10. a) grafica base. b)
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Figura 3 - 8 Envolvente de produccién de arena pozo CCS A — 10. a) grafica base. b)
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Figura 3 - 9. Envolvente de produccion de arena pozo CCS A — 10. a) gréfica base. b)

con aumento del 40% en el UCS.
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4.1.3 Impacto en produccion debido al tratamiento de

consolidacién con resina

Se realiza un andlisis del comportamiento histérico en la produccion del pozo CCSA-10y
posterior a este se realiza un prondstico de produccién del pozo, en el cual se evalian dos
escenarios futuros para el pozo. El primer escenario mantiene constante la permeabilidad
original de la formacion, mientras que en el segundo la permeabilidad de la formacién se
reduce en un 50% como resultado del tratamiento de consolidacién quimica para el control

de la produccion de arena.

La Figura 3 - 10 y la Figura 3 - 11 muestran el comportamiento de la produccioén para ambos
escenarios antes mencionados, se puede notar que la produccion de fluidos sufre una
disminucion de cerca de 100 bbl/dia al utilizar un tratamiento de consolidacion quimica, pero
la reduccion en aceite es de 28 bbl/dia. El analisis econémico con estas cifras, al igual que
los costos asociados tanto a las intervenciones de pozo para limpieza de la arena como
para la realizacion del tratamiento de consolidacion quimica y la durabilidad de dicho
tratamiento, es un componente fundamental para la toma de decisibn sobre la
implementacién o no de dicho método de control de produccion de arena en el pozo CCS A
— 10. Estos tratamientos tienen una duracion teérica de dos (2) afios, sin embargo este
tiempo puede verse afectado dependiendo de la cantidad de agua producida (Rama,
Songire, Meher, Kristanto, & Latief, 2016). Adicionalmente después que el tratamiento
pierde efecto y la resina utilizada retorna a superficie, se estima que la permeabilidad de la
formacion se recupera hasta en un 95% de su valor inicial (Barragan, Pereira Suzart,
Llerena, & Medina, 2013).
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Figura 3 - 10. Pronostico de produccion de fluidos sin cambios en la permeabilidad de la
formacion, pozo CCS A - 10.
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Figura 3 - 11. Pronostico de produccion de fluidos con reduccién del 50 % en la
permeabilidad de la formacién como resultado del tratamiento de consolidacién quimica,
pozo CCS A - 10.

4.2 Pozo NFE 2.1

4.2.1 Modelo geomecéanico

En la Figura 3 - 12 se muestra modelo geomecanico correspondiente al pozo NFE 2.1, se

presenta una zona de perforados ubicados en la formacién Carbonera 7 Masiva.

De forma general para el intervalo de interés se observan médulos de Young relativamente

bajo (= 9.0E+05 psi) y una relacion de Poisson alta (=0.35), lo cual indica la presencia de
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una roca blanda, que generalmente se asocia a yacimiento de altas porosidades y
consolidaciones de medias a bajas (Naqvi, 2012).

Con relacion al estado de esfuerzo del pozo se tiene un estado de esfuerzos normal (Sy >
Stmax > Shmin) (Reina, 2012). Es necesario resaltar que el esfuerzo horizontal minimo esta
corregido en la zona de inyeccion de acuerdo al valor hallado a partir del Minifrac (Reina,

2012) y que al igual que en el caso anterior se presenta dicha relacion de esfuerzos en
términos de gradiente.
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Figura 3 - 12. Modelo geomecanico Pozo NFE 2.01.

4.2.2 Produccion de arena

En la Figura 3 - 13 se muestra como en cualquier intervalo, incluyendo el intervalo
cafioneado la CBHP esta siempre por encima de la Pr, por tal razén cualquiera que sea la
zona intervenida llevara consigo consecuencias en la produccion de arena, es decir, la
produccién de arena en el pozo NFE 2.1 es inminente. Por esta razén, cualquier cambio de
presion que se genere en el yacimiento, especialmente en la zona de interés, tendrd como
consecuencia problemas relacionados con la produccion de arena, tal como lo muestra la
Figura 3 - 14 donde no hay existencia de una ventada operativa que permita cambios de
presion sin provocar produccion de arena, es decir que la produccion de arena se presenta

inmediatamente después al inicio de produccion del pozo.
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Figura 3 - 13. Perfil de presion critica de fondo para el pozo NFE 2.1.
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Figura 3 - 14. Envolvente de produccion de arena pozo NFE 2.1.

De igual forma, se generan tres diferentes escenarios con variacion del parametro UCS, con
el fin de conocer su influencia o no en el proceso de produccién de arena. El cambio de
UCS es un aumento del 20%, 30%y 40% con respecto al valor inicial como lo muestra la
Figura 3 - 15.
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Figura 3 - 15. Aumento porcentual del UCS para el pozo NFE 2.1.

En la Figura 3 - 16 se presenta como el aumento en el UCS, aunque en pocas zonas logra
gue no exista posibilidad de produccion de arena, en general el pozo es altamente propenso
a producir arena en cualquier zona que sea intervenido, ain mas en la zona de interés en
la cual, ninguno de los aumento logra que la CBHP sea menor a la Pr, dando asi como
conclusion que el pozo NFE 2.1 siempre presentara problemas relacionados a la produccion

de arena.
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Figura 3 - 16. Perfiles de produccién de arena con cambios en el UCS pozo NFE 2.1.
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Asi al realizar las envolventes como se muestran en la Figura 3 - 17, Figura 3 - 18 y Figura

3 - 19 para los tres aumentos de la UCS, no se tendra ninguna ventada operativa para

permitir cambios de presién y la produccién de arena serd inminente incluso después a los

tratamientos. Toda las envolventes se realizan a la profundidad media de perforados
(TVD=4,700 ft)
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Figura 3 - 17. Envolvente de produccion de arena pozo NFE 2.1. a) gréafica base. b) con
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Figura 3 - 19. Envolvente de produccion de arena con aumento pozo NFE 2.1. a) grafica
base. b) con aumento de UCS 40%

4.2.3 Impacto en Produccion

Se realiza un analisis del comportamiento histérico en la produccion del pozo NFE 2.1 y
posterior a este se realiza un pronéstico de produccién del pozo, en el cual se evalian dos
escenarios (permeabilidad original de la formacion y disminucion en permeabilidad). La
Figura 3 - 20 y la Figura 3 - 21 muestran el comportamiento de la produccion bajo los dos
escenarios antes mencionados, se puede notar que la produccion de fluidos sufre una
disminucion de cerca de 100 bbl/dia al utilizar un tratamiento de consolidacion quimica, pero
la reduccion en aceite es de 30 bbl/dia, lo que hace que la implementacion del tratamiento

no genere disminuciones significativas en la produccion de aceite total.
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Figura 3 - 20. Pronostico de produccion de fluidos sin cambios en la permeabilidad pozo
NFE 2.1.
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Figura 3 - 21. Pronostico de produccion de fluidos con reduccion en la permeabilidad
(30%) pozo NFE 2.1.

4.3 Pozo CCSA-19

4.3.1 Modelo geomecanico

En la Figura 3 - 22 se presenta el Modelo Geomecénico del pozo CCS A — 19, se presentan

tres zonas de perforados ubicados en la formacion Carbonera 7 Masiva.

De forma general para los tres intervalos de interés se observan modulos de Young
relativamente bajos (= 5.0E+05 — 1.5E+06 psi) y una relacion de Poisson alta (=0.34 - 0.38),
lo cual indica la presencia de una roca blanda, que generalmente se asocia a yacimiento de
altas porosidades y consolidaciones de medias a bajas. Con relacion al estado de esfuerzo
del pozo se tiene un estado de esfuerzos normal (Sv > Sumax > Shmin). ES necesario resaltar
gue el esfuerzo horizontal minimo esta corregido en la zona de inyecciéon de acuerdo al valor
hallado a partir del Minifrac.
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Figura 3 - 22. Modelo geomecéanico pozo CCS A — 19.

4.3.2 Produccion de Arena

Ve

Yl
W

En la Figura 3 - 23 muestra como en general solo algunas partes presentan problemas

relacionados a produccion de arena, en especial si se analizan las tres zonas de interés

asociadas a los grupos 1, 2 y 3, en modelo plantea que presentaran produccion de arena

pues la CBHP en dichos intervalos sobrepasa la Pr y por tal razon, estas tres zonas deben

ser tratadas para evitar dicho problema.
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Figura 3 - 23. Perfil de presion critica de fondo para el pozo CCS A — 19.

Las envolventes presentadas en la Figura 3 - 24, Figura 3 - 25 y Figura 3 - 26 corroboran
como para cualquier cambio de presién que se presente, la produccion de arena sera

inminente, pero de una forma mas critica para el intervalo asociado al Grupo 2.
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Figura 3 - 24. Envolvente de produccién de arena, Grupo 1 (4,642 pies) pozo CCS A — 19.
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Figura 3 - 25. Envolvente de produccién de arena, Grupo 2 (4,706 pies) pozo CCS A — 19.
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Figura 3 - 26. Envolvente de produccién de arena, Grupo 3 (4,816 pies) pozo CCS A — 19.
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De manera similar, con el fin de mejorar las propiedades de la roca y asi inhibir la produccién
de arena, se realiza el tratamiento aumentando el UCS en un 20, 30, 40%, tal como se

muestra en la Figura 3 - 27.

—Gamma Ray (APl) —DTP (us/ft) UCS (psi)
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Figura 3 - 27. Aumento porcentual del UCS para el pozo CCS A — 19.

4880

La Figura 3 - 28, muestra como este cambio en la UCS, mejora considerablemente las
condiciones de diferencial de presién en las zonas asociadas al Grupo 1 y Grupo 3, caso
contrario a la zona asociada al Grupo 3, que aun con el tratamiento, continua siendo su
CBHP mayor a la Pr provocando asi que cualquier delta de presion conlleve a producir arena

en este pozo.
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Figura 3 - 28. Perfiles de produccién de arena con cambios en el UCS pozo CCS A — 19.

Las envolventes asociadas al Grupo 1 se muestran en la Figura 3 - 29, Figura 3 - 30 y Figura
3 - 31, donde se aprecia como el tratamiento logra dar a cada zona, una mejor probabilidad
de tener un cambio de presion sin que esto lleve a problemas por produccion de arena, es

decir, una mayor ventana operacional con respecto a la base siendo el tratamiento de 40 %

el de mejores resultados por lo que produce un mayor delta de presion.

En la Figura 3 - 29, se observa que aunque hay una mejora en la respuesta del modelo, aun
no existe una zona completamente libre de arena; mientras que en las Figura 3 - 30 y Figura
3 - 31, se pueden observas zonas completamente libres de arena (zonas verdes), lo que

implica que ya se puede operar el pozo a un delta de presién sin que esta operacién implique

producir arena.
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Figura 3 - 29. Envolvente de produccion de arena Grupo 1 (4,642 pies). a) gréfica base
b) aumento de UCS 20% pozo CCS A — 19.
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Figura 3 - 30. Envolvente de produccién de arena Grupo 1 (4,642 pies). a) gréafica base.
b) aumento de UCS 30% pozo CCS A —19.
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Figura 3 - 31. Envolvente de produccién de arena Grupo 1 (4,642 pies). a) gréafica base.

b) aumento de UCS 40% pozo CCS A —19.

Las envolventes asociadas al Grupo 2 se muestran en la Figura 3 - 32, Figura 3 - 33 y Figura

3 - 34, donde se aprecia que el ninguno de los tratamientos puede provocar cambios
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significativos y que logre en menor medida, inhibir la produccion de arena y generar una
ventana operacional pequefia de presidn ya que ninguno de los tratamientos logra que los

valores de CBHP sean menores al de Pr.
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Figura 3 - 32. Envolvente de produccion de arena Grupo 2 (4,706 pies). a) grafica base.
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Figura 3 - 33. Envolvente de produccién de arena Grupo 2 (4,706 pies). a) gréafica base.
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a) b)

Figura 3 - 34. Envolvente de produccién de arena Grupo 2 (4,706 pies). a) gréfica base.
b) aumento de UCS 40% pozo CCS A — 19.

Las envolventes asociadas al Grupo 3 se muestran en la Figura 3 - 35, Figura 3 - 36 y Figura
3 - 37, las cuales indican como en esta zona, el tratamiento es efectivo para los aumentos
del 20%, 30% y 40% del UCS, donde debido a esto se podrian presentar cambios en la
presion de fondo sin que se generen problemas asociados a la produccién de arena, cabe
resaltar ademas que el tratamiento que proporciona una mejor ventana operativa para

cambios en la presion es cuando se tiene un aumento de un 40% en el UCS con respecto

al inicial.
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Figura 3 - 35. Envolvente de produccion de arena Grupo 3 (4,816 pies). a) grafica base.
b) con aumento de UCS 20% pozo CCS A — 19.
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Figura 3 - 36. Envolvente de produccién de arena Grupo 3 (4,816 pies). a) gréafica base.
b) aumento de UCS 30% pozo CCS A — 19.
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Figura 3 - 37. Envolvente de produccion de arena Grupo 3 (4,816 pies). a) grafica base.
b) con aumento de UCS 40% pozo CCS A — 19.

4.3.3 Impacto en Produccién

Se realiza un analisis del comportamiento histérico en la produccion del pozo CCSA—-19y
posterior a este se realiza un pronéstico de produccién del pozo, en el cual se evalian dos
escenarios (permeabilidad original de la formacion y disminucién en permeabilidad). La
Figura 3 - 38 y la Figura 3 - 39 muestran el comportamiento de la produccion bajo los dos
escenarios antes mencionados, se puede notar que la produccion de fluidos no sufre una
disminucion lo que indica que la implementacion del tratamiento no genere disminuciones

significativas en la produccion de aceite total.
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Figura 3 - 38. Pronostico de produccion de fluidos sin cambios en la permeabilidad pozo
CCS A-109.
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Figura 3 - 39. Pronostico de produccion de fluidos con reduccion en la permeabilidad
(20%) pozo CCS A —19.

A partir de los diferentes modelamientos, se observa que bajo algunos escenarios el
tratamiento de consolidacién quimica logra reducir la produccién de arena, sin embargo
como se mostrd en la revision bibliografica, la permeabilidad se ve notablemente afectada
por la aplicacién del tratamiento, lo que genera una reduccién en el nivel de produccién de

los pozos.

Es necesario resaltar que bajos los escenarios presentados en esta investigacion, el nivel
de costos de un tratamiento de consolidacion quimica (150,000 USD) es menor al valor
presentado por métodos de control mecénico. (250,000 USD), y adicionalmente la reduccién
en permeabilidad y por ende reducciéon en produccion es menor que el dafio mecanico
asociado a la produccion de arena o a otros métodos de control de arena, ya que en caso
de lograr una consolidacién exitosa de la formacion seria posible aumentar el delta de

presion de pozo lo que significaria un caudal de producciéon mayor.






5. Conclusiones y recomendaciones

5.1 Conclusiones

o El método de consolidacion quimica permite reducir o eliminar la produccién de
arena, sin embargo, la aplicacion de este método genera una reduccion en la

permeabilidad de la formacién lo que implica una reduccién en la produccién de los pozos.

. Para el pozo CCSA — 10 se presentan 3 intervalos de produccion, tanto en el
intervalo 2 como en el intervalo 3 se presenta una posibilidad de produccion de arena nula
esto asociado a las condiciones de resistencia de la roca, en el intervalo 1, se presenta
inicialmente una condicibn a de produccién de arena incondicional, posterior a la
implementacion del tratamiento se nota una posible produccién de arena, lo cual brinda la

posibilidad de tener una ventana de trabajo para operar o producir dicho pozo.

. Para el Pozo NFE 2.0 se muestra una produccion de arena incondicional a través
de todo el intervalo de produccion, esta condicion se mantiene posterior al uso del

tratamiento.

o En el pozo CCSA — 19 se presenta inicialmente una condicion de posible
producciéon de arena en los tres intervalos de produccion, al aplicar el tratamiento se nota

una mayor ventana operacional, lo cual permite operar con mayores deltas de presion.
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