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GLOSARIO

ACUIFERO: acumulacion de rocas porosas y permeables que permiten el
almacenamiento de grandes cantidades de agua.

ARENISCA: es una roca sedimentaria de tipo detritico, que contiene clastos de
tamafo arena, cuyo tamafio varia entre 0,063 mmy 2 mm.

BLACK OIL: terminologia en inglés para petrdleo negro, que hace referencia al
petréleo pesado con gravedad APl menor a 22.3°.

CAMPO: zona que abarca una superficie terrestre y en cuyo subsuelo se
encuentran almacenados hidrocarburos.

CARACTERIZACION: describir las caracteristicas generales de un parametro o
una variable, para permitir su comparacion con otros.

CONCENTRACION: acumulacién o almacenamiento contindo en la cantidad de un
parametro, el cual puede ser cuantificado.

CORRELACION: es la existencia de proporcionalidad o dependencia ente dos
variables.

COLUMNA GEOLOGICA: es una representacion grafica de la estratificacion o
deposicion de las rocas sobre la tierra, también se le conoce como Escala Geoldgica
o Columna Estratigrafica.

CUENCA SEDIMENTARIA: region deprimida sobre la corteza terrestre, originada
por la actividad tectdnica de las placas de la tierra y en cuyo lugar se depositan
sedimentos.

DANO: cambio en las propiedades petrofisicas originales de la formacion
generadas por la perforacion y explotaciéon de los pozos.

DENSIDAD: relacion que existe entre la masa de un cuerpo y su volumen.

DENSIDAD DE LODO: propiedad del lodo de perforacién usada para mantener la
presion hidrostatica dentro del pozo e igualar la presién contenida en la formacion.

ESTIMULACION: operaciones de tratamiento realizados para restaurar o mejorar
la productividad de un pozo que ha disminuido por la presencia de dafios de
formacion.

ESTRATIGRAFIA: es el estudio, interpretacion, identificacion, descripcion tanto
vertical como horizontal de las rocas depositadas en la superficie terrestre.
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FORMACION: conjunto de roca o mineral que se han depositado en un lugar
durante el mismo periodo geoldgico.

FRACTURAMIENTO: tratamiento de estimulacién utilizado para remover los dafios
presentes en la region cercana a la cara de los pozos, generando asi una mejora
en sus propiedades.

EVOLUCION: cambio favorable o desfavorable en las caracteristicas de una
propiedad o variable en el tiempo.

GRAVEDAD API: medida internacional definida por el Instituto Americano del
Petréleo (API por sus siglas en ingles), que establece una relacion entre la gravedad
especifica del crudo en comparacién con la del agua.

GRAVEDAD ESPECIFICA: relacion entre la densidad de una sustancia con la
densidad del agua a condiciones estandar.

MATRIZ: composicion de material fino de la roca, que esta conformado por
minerales o fragmentos de otras rocas y que se cristalizan posterior al depdésito del
grano.

PERMEABILIDAD: propiedad de la roca de permitir el flujo de fluidos.

POROSIDAD: es el espacio vacio en la roca o el volumen poroso, en el cual se
pueden almacenar fluidos (agua, petréleo, gas).

PRESION DE YACIMIENTO: presion inicial y/o actual contenida en los poros de la
formacion, la cual disminuye una vez los fluidos almacenados empiezan a migrar
hacia el pozo.

PRODUCTIVIDAD: capacidad de un yacimiento de producir fluidos, asociados a
una caida de presion entre la formacion y los nodos del sistema.

REMOCION: uso de tratamientos mecéanicos o quimicos para remover y/o disminuir
los diferentes tipos de dafios presentes en la formacion.
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RESUMEN

TITULO: EVALUACION DE LA EVOLUCION DEL DANO DE FORMACION EN
POZOS REPRESENTATIVOS DEL CAMPO CASTILLA EN EL PERIODO DE
TIEMPO DEL ANO 2014 AL ANO 2018.

DESCRIPCION

El presente trabajo tuvo como objetivo principal evaluar la evolucion del dafio de la
Formacion K1 para Campo Castilla estudiando cinco (5) pozos representativos de
acuerdo a las cinco (5) areas del Campo y comparar los resultados con los
resultados de un estudio previo realizado en el 2014.

Para el desarrollo del trabajo se utilizé el Software Reveal, mediante el cual se
realiz6 la aproximacion del comportamiento del yacimiento, ademas del impacto de
la produccion en su rendimiento, con esta informacion se determiné la proporcion
en la que los diferentes tipos de dafio de formacion afectaban la productividad del
pozo. Ademas, se realizé el analisis nodal por medio del Software Prosper, que
permitio determinar el dafio de formacion inicial, el dafio de formacién actual, la
caida de presion por la presencia de dafo y establecer las curvas de IPR para cada
pozo simulando el incremental de produccion con la remocion del dafio.

La determinacidon del principal tipo de dafio de formacién es la base para los
procesos de remocién de dafio, ya que, para que el trabajo sea efectivo y eficiente
debe atacarse el dafio que se presente en mayor proporcion. La simulacién de la
remocion del dafio permitié establecer un beneficio econémico una vez realizada
dicha actividad.

Los resultados hallados en esta evaluacion, establecieron que los dos tipos de dafio
de formacion mas significativos en la Formacion K1 son: el dafio inducido y el dafio
por depdsitos de escamas organicas. Basado en una comparacion entre el estudio
actual y el anterior, se concluyé que no existe una variacion en el tiempo de los
principales tipos de dafio, puesto que, se obtuvieron los mismos resultados en
ambos estudios pero que se presentd una evolucién en la proporcién de estos
dafos.

La evaluacion financiera dio como resultado la viabilidad de la implementacién del
tratamiento por fracturas para la remocion del dafio de formacién, ya que, generara
en comparacion con los otros tratamientos, un mayor incremento en la recuperacién
de petrdleo respecto a la produccién actual y mayores beneficios econdmicos.

PALABRAS CLAVE
* Dafio de formacion
* Remocion

» Campo Castilla

* Evoluciéon
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INTRODUCCION

Un yacimiento de petrdleo que no ha sido explotado conserva sus propiedades de
permeabilidad y porosidad originales. La perforacion de los pozos provoca una
perturbacion en dichas propiedades y su posterior explotacion aumenta la variacion
de estas; por esta razon es importante realizar buenas practicas en las operaciones
de perforacion y produccién para evitar al maximo la disminucion de las propiedades
ya mencionadas.

Campo Castilla es un campo productor de petréleo en Colombia con una produccién
actual de aproximadamente 1.15KBOPD, donde el 65% del aporte neto de la
produccion del Campo proviene de la arena productora K1. Los pozos productores
de esta formacion han mostrado una disminucion en la produccién de hidrocarburos.

El dafio de formacion es un factor que afecta directamente la produccion, puesto
gue, reduce la permeabilidad en la cara del pozo impidiendo un flujo de fluidos de
manera oOptima y requiriendo un mayor diferencial de presion para mantener la
produccion deseada; la solucién a estos problemas esta en la remocién eficiente y
efectiva del dafio por medio de un tratamiento adecuado. En ocasiones el dafio
tiende a cambiar en el tiempo y como consecuencia se presenta un dafo diferente
al ya establecido, por lo cual se requeriria la modificacion del tratamiento utilizado
previamente.

Por lo mencionado anteriormente, es importante realizar un analisis del dafio
presente en la Formacién K1, que perjudica la adecuada explotacion del
hidrocarburo. Campo Castilla cuenta con un estudio realizado para el afio 2014
donde se establecio el dafio principal para el Campo, por lo que se requiere
establecer una comparativa entre ese estudio y el actual, con el fin de determinar
cudl es la evolucién del dafo, si presenta una variacion en el tipo de dafio y evaluar
el tratamiento adecuado para su remocion, a fin de establecer una aproximacion del
incremental de produccién de petréleo con su remocion.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar la evolucion del dafio de formacion en pozos representativos del Campo
Castilla en el periodo de tiempo del afio 2014 al afio 2018.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1.

2.

Describir las generalidades y geologia del Campo Castilla.

Describir las caracteristicas y criterios de seleccion de los pozos representativos
de cada area del Campo Castilla de acuerdo a la formacion productora.

Realizar el estudio de dafio para cada pozo seleccionado del area de acuerdo a
la formacion productora mediante el uso de softwares.

Evaluar la evolucién del dafio en el tiempo para cada formacidén productora a
partir de la informacion de los pozos seleccionados.

Disefiar mediante los datos obtenidos un tratamiento para la remocion del dafio
por medio de la simulacion.

Evaluar financieramente el beneficio del uso de un tratamiento para el dafio
presente respecto a los costos de operacion para Campo Castilla mediante el
indicador Beneficio - Costo

26



1. GENERALIDADES DEL CAMPO CASTILLA

En este capitulo se expondra la descripcidon de las generalidades correspondientes
al Campo Castilla, enfatizdndose en su resefia historica, su ubicacidén, su
estratigrafia y su historia de produccion.

1.1 HISTORIA DE CAMPO CASTILLA

La compafia multinacional Chevron descubrié en Colombia en el afio 1969 el
Campo Castilla ubicado en el departamento del Meta en el municipio de Castilla La
Nueva bajo la concesion de Cubarral. El pozo Castilla 1 fue el pozo descubridor con
una profundidad de 7,347 pies y probo crudo pesado de la Formacién Mirador,
Guadalupe y Une. !

Chevron firmo contrato de explotacion y produccidén en asociacion con la estatal
petrolera Ecopetrol el 1 de Julio de 1973. Opero el campo durante 27 afios contando
con 6 afos de exploracion y 21 afos de explotacion; el contrato tenia vigencia hasta
enero del 2000 pero se otorgd una extension hasta el 31 de Julio del 2000 donde
Ecopetrol se convirtié en el operador directo del Campo. 2

Campo Castilla tiene una estructura geologica de anticlinal asimétrico, fallado en el
flanco oriental ademas de contener fallas normales e inversas y cuenta con un
mecanismo de produccion de acuifero activo.

1.2 LOCALIZACION

Campo Castilla se localiza en Colombia en el departamento del Meta en el Municipio
de Castilla La Nueva a 30 kilébmetros de Villavicencio en la Cuenca de los Llanos
Orientales con una extension de 225,603 km2. En la Figura 1 se observa lo descrito
anteriormente.

La ruta adecuada para llegar al Municipio de Castilla La Nueva desde la ciudad de
Bogota se describa a continuacion, debe salir de Bogota por la Av. Boyaca en
direccion sur hasta la Carretera 40 que se convierte en la Via Bogota-Villavicencio
y mantener en esa direccion durante aproximadamente 2 hrs, posterior a esto se
debe tomar la rampa en direccion a Acacias e incorporarse a la Av. 40 Via
Villavicencio-Acacias Carretera 65, para después incorporarse a la Carrera 23 y
continuar por la Via Acacias —Guamal, llegara al Municipio de Guamal donde debe
tomar la Via Guamal-Castilla La Nueva y en aproximadamente 20 minutos llegara
al Municipio de Castilla La Nueva donde se encuentra el ubicado Campo Castilla.

1 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Cuenca de Llanos Orientales, Estudio integrado
crudos pesados. [En Linea]. Disponible en: < http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Estudios-Integrados-y-
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Campos.pdf >. [Citado el 25 de marzo
de 2019]

2 |bid., p. 2.
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Figura 1. Localizacion del Campo Castilla
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1.3 MARCO GEOLOGICO

A continuacion, se realizard una breve descripcion de las formaciones presentes en

Campo Castilla.

1.3.1 Columna estratigrafica. La columna estratigrafica que corresponde a
Campo Castilla es la columna de la Cuenca Llanos Orientales. Se mostrara en la
Figura 2 los fendbmenos de depdsito y la secuencia geoldgica de las formaciones
de acuerdo al orden cronoldgico. La Formacién K1 que se estudié hace referencia

a la Formacion Guadalupe del periodo Cretacico.

Figura 2. Columna estratigrafica generalizada del Campo Castilla.
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1.3.2 Estratigrafia. La Cuenca de Los Llanos Orientales cuenta con rocas
dominantemente silicoclasticas que descansan sobre rocas del escudo de la
Guayan. La secuencia estratigrafica sedimentaria cuentan con edades que van
desde el Paleozoica Inferior hasta el reciente, donde llegan a tener su mayor
espesor que va de 15,000 a 2,000 pies cerca al frente Piedemonte plegado y
deformado de la cordillera Oriental.?

Las rocas de la edad Cretacica y Terciaria contienen hidrocarburos
econdmicamente importantes, los sedimentos forman cufias que se separan por
superficies de erosion, hacia el occidente aumentan de espesor y se depositaron
sobre superficies peneplanizadas del Paleozoico. 4

A continuacion, se hace una descripcion de las formaciones involucradas en la
Cuenca Llanos Orientales.

1.3.2.1 Basamento. Estudios radiométricos determinan que pertenece al super
eon Precambrico, la edad equivale a 1,500 millones de afios en Mita, 1400 millones
en Puerto Carrefio y 1,205 millones en Mapriripan. Este aflora bordeando el extremo
Oriental y Sur de la Cuenca de Los Llanos, suprayacendo las rocas igneas y
metamorficas de alto grado. Se encuentra a lo largo de los rios Orinoco, Guaviare y
la Serrania de La Macarena.®

1.3.2.2 Formacién Une. Cuenta con un espesor promedio de 100 metros y en las
areas de Arauca y Meta estan las secciones mas gruesas donde tienen hasta 360
metros. Esta conformada por capas de areniscas cuarzosas intercaladas con
limolitas carbonaceas, tiene capas delgadas de shales que aumentan hacia la parte
mas profunda de la Cuenca. La base de la formacion pertenece a la era del
Mesozoico de la edad del Cenomaniense haciéndose mas antigua hacia el oeste.
El ambiente sedimentario es marino somero a estuarino, pero hacia la base de la
formacién pueden darse depésitos fluviales.®

1.3.2.3 Formacién Gacheta. Tiene un espero promedio de 90 metros hasta 180
metros, que abarca litologicamente una intercalacion de lodolitas con areniscas
glauconiticas delgadas, los shales son ricos en materia organica, calcéreos y
fosfaticos. Las areniscas de incrementan hacia el este y el norte. ’

3 AGENCIA NACIONAL DE HIDRICARBUROS. Area de crudos pesados. [En linea]. Disponible en:
<http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-Integrados-y-
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/Informe_de_Prospectividad.pdf>
[Citado el 25 de marzo de 2019]

4 Ibid, p. 29.

5 lbid, p. 30.

5 Ibid, p. 31.

7 Ibid, p. 31.

30



1.3.2.4 Formacién Guadalupe. La edad de la formacion oscila en el intervalo
desde el Santoniano hasta el Campaniano, esta depende de la localizacién del
pozo. Esta compuesta por areniscas masivas con tamafo de grano conglomerarico
a arena fina que dominan en la parte norte y oeste de la Cuenca de Los Llanos,
tiene intercalaciones delgadas con lodolitas grises a grises oscuras y silomlitas
siliceas pardo claro. 8

1.3.2.5 Formacion Barco y Los Cuervos. Esta presente Gnicamente en el borde
occidental de la Cuenca en Casanare. Los depdsitos continentales son areniscas
masivas, pobremente clasificadas en la base; suprayacidas por lutitas de color gris
y gris verdoso, con intercalaciones locales de algunas capas delgadas de carbén y
delgadas intercalaciones de areniscas en la Formacion Los Cuervos. La Formacién
Barco en la zona de Arauca consta de areniscas cuarzosas masivas de grano fino
a grueso, con intercalaciones delgadas de lutitas. En la Formacién Los Cuervos se
cuenta con una secuencia sedimentario de lutitas intercaladas con areniscas de
color parduzco, de grano muy fino a medio. Los espesores de estas formaciones
aumentan hacia el Occidente, y superan los 1,000 pies en los primeros corrimientos
de la cordillera.®

1.3.2.6 Formacién Mirador. Antes del depésito de la Cuenca se tuvo un periodo
de erosion de aproximadamente 15 a 20 millones de afios. El depdsito inicio durante
el Eoceno tardio. Esta compuesto litolégicamente por areniscas masivas con
intercalaciones de lodolitas. Las areniscas son cuarzosas, a veces feldespaticas,
localmente con fragmentos de madera, y ocasionalmente glauconiticas. El ambiente
sedimentario es de aspecto fluvial, en sitios como Cafio Limén, Cusiana, Meta se
dan ambientes deltaicos o rellenos estuarinos con lodolitas biotubadas y en la base
de la de la formacion hay indicaciones de raices. El Mirador ha tenido
manifestaciones importantes de petréleo pesado en los campos de Campo Rico,
Guatiquia, Castilla, Entrerios, Chichimene, La Gloria, La Gloria Norte, Santiago, La
Libertad, Suria, Pompeya, Tanane, Gavan, Camoa y EsteroPaloblanco.1°

1.3.2.7 Formacién Carbonera. Esta compuesta por ciclos que comienzan con una
lodolita y termina con una alternancia de areniscas y lodolitas. Las unidades impares
contienen las arenas -C7, C5, C3 y C1- y las unidades pares contienen lodolitas.
Los niveles arenosos se caracterizan por ser reservorios en la parte central y oriental
de la Cuenca de Los Llanos. Las areniscas de la Formacioén Carbonera aumentan
su contenido hacia el oeste, donde las unidades arcillosas disminuyen. Tiene un
espesor promedio de 762 metros, con un rango de unos 61 metros en el este, hasta
unos 1,220 metros cerca al frente de montafia.*!

8 lbid., p. 31.

9 AGENCIA NACIONAL DE HIDRICARBUROS. . Integracion Geoldgica de la Digitalizacion y
Andlisis de Nucleos. [En linea]. Disponible en: < http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Tesis/5.%20Informe%20Final%20Llanos.pdf> [Citado el 25 de marzo de 2019]

10 AGENCIA NACIONAL DE HIDRICARBUROS. Area de crudos pesados. Op. Cit p. 32.

1 1bid, p. 32.
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e Unidad C8: La continuacién de la Formacién Mirador indica un periodo de
transgresion cuya continuidad es la unidad C8, de caracter marino. Presenta un
espesor variable desde 15 metros en el borde oriental de la Cuenca hasta mas de
122 metros a lo largo del frente de montafa. 12

e Unidad C7: el ambiente sedimentario de la unidad es marino somero, deltaico y
continental compuesto de areniscas de color crema a parduzco, que tienen un
tamafio de grano fio a medio en ocasiones conglomeraticos que se encuentran
separados por niveles de arcillolitas de color gris a verduzco. Cuentan con un
espesor de 75 a 85 metros de espesor en la parte central de la Cuenca. 2

e Unidad C6: El espesor de la unidad se reduce rapidamente hacia el Este teniendo
un promedio de 30 a 45 metros. El maximo espesor de esta unidad arcillosa cuenta
con 180 metros en el sector de Cumaral-1.14

e Unidad C5: El espesor de la unidad varia entre 15 a 90 metros, compuesta por
niveles de arcillolita y de arenisca, poco consolidada de tamafo de grano medio a
grueso, a veces ligeramente calcareas con glauconita. En el sector de Apiay es
dificil diferenciarla y estaria incluida en la Conjunto de C2. 1°

e Unidad C4: Esta compuesta por capas de areniscas, limolitas y lutitas con un
espesor que oscila entre 45 y 90 metros, en el Piedeminte Llanero se da un
espesor superior a 210 metros entre Vanguardia-1, al suroeste y Tauramena -1,
al noreste. El maximo espesor registrado se encuentra en el pozo Guacavia-1 con
320 metros. 16

e Unidad C3: Esta compuesta por areniscas de grano fino a grueso alternadas con
limolitas y arcillolitas de color gris verdoso, a veces con niveles carbonosos e la
secuencia cerca a la parte central de la Cuenca. Cuenta con un espesor promedio
de 45 metros en la parte centro norte de la Cuenca y aumenta hacia el suroeste
alcanzando mas de 200 metros en el frente de la montafia.'’

e Unidad C2: Se comporta como sello y es el mejor desarrollado después de la
Formacion Ledn. Tiene un espesor de 30 a 60 metros en la parte media de la
Cuenca que aumenta hacia el borde suroccidental y estd compuesta por lutitas

12 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Integracion Geoldgica de la Digitalizacion y
Andlisis de Nucleos. Op. Cit. p. 51.

13 |bid, p. 51.

14 |bid, p. 51.

15 |bid, p. 51.

16 |bid, p. 51.

7 1bid, p. 51.
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grises y algunas limolitas. El porcentaje de arena aumenta en los limitas norte y
noreste de la Cuenca relacionando este sector con un ambiente deltaico. 8

e Unidad C1: Contiene una alternancia de cuerpos arenosos, separados por
delgadas limolitas y lutitas. Es la dltima secuencia arenosa de la Formacién
Carbonera. Su espesor aumenta hacia el occidente y alcanza mas de 600 metros
del piedemonte, en el sector de Guacavia-1 y Cumaral-1. 1°

1.3.2.8 Formacién Ledn. Es el sello mas joven de la Cuenca, el ambiente
sedimentario de depdsito corresponde a lagos, lagunas costeras, bahias o
estuairos, cuenta con un espesor promedio de 305 metros que aumenta hacia el
occidente donde alcanza mas de 600 metros. Contiene arcillolitas y lodolitas con
delgas intercalaciones de areniscas que se hacen presentes hacia el tope y
occidente de la unidad cerca de la Cordillera Oriental. 2°

1.3.2.9 Formacién Guayabo. Tiene un espesor de cuatro (4) kildmetros en el
piedemonte de la cordillera, esta constituido por arcillolitas de colores grises a pardo
rojizos, y areniscas mal seleccionadas de grano fino a muy grueso, a veces con
niveles de conglomerados, hacia el norte presentan niveles carbonosos. El
ambiente sedimentario hacia la base presenta influencia marina y hacia el tope es
fluvial marino a continental. En la parte central de la Cuenca, esta representada por
una seccion de 2,000 a 8,000 pies, de arcillolitas varicoloreadas y areniscas masivas
de grano grueso. En el area de Meta esta formacion tiene mayor dominio
continental. Regionalmente se adelgaza hacia el sur de la Cuenca.??

1.3.2.10Formacion Necesidad. Segun J. de Porta esta formacién con distintas
intercalaciones de arcillas entre las que se encuentran unas de color rojo y otras
azuladas, estas son alternadas con areniscas de grano grueso que pueden pasar a
ser conglomerados. Esta formacién cuenta con una serie de minerales pesados
tales como la base de ilmenita, rutilo, zircon y la turmalina. Provisionalmente su edad
ha sido considerada Plioceno o Pleistoceno.??

1.3.3 Geologia estructural. La Cuenca de los Llanos orientales se localiza al
oriente del pais, su configuracién estructural se da por los diversos episodios
generados desde el paleozoico hasta la actualidad, representando asi una
discordancia la cual genera una anticlinal asimétrico elongado con pendiente hacia
el noreste, cuenta con aproximadamente 10 kilémetros de largo y 4 de ancho?3.

18 |bid, p. 52.

19 |bid, p. 52.

20 AGENCIA NACIONAL DE HIDRICARBUROS. Area de crudos pesados. Op. Cit p. 32.

21 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Integracion Geologica de la Digitalizacion y
Andlisis de Nucleos. Op. Cit. p. 52.

22 J de Porta. AMERIQUE LATINE. Vol. 5. Centre national de la recherche scientifique. 1974. p.
380.

23 AGENCIA NACIONAL DE HIDRICARBUROS. Area de crudos pesados. Op. Cit p. 33.
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Se encuentra fallado en el flanco oriental, con distintas fallas internas normales e
inversas, estas no poseen un comportamiento sellante ya que el contacto agua
petréleo no evidencia cambios significativos a cada lado de la falla?*.

Figura 3. Seccion Transversal Esquematica Cuenca Llanos Orientales.
NO SE

[ Cambro-Ordoviciano [T Devénico [ Carbonifers [ Jurdsico [ Cretacico T Paledgeno [ Nedgeno

Fuente: elaboracién propia, basado en. AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Llanos
Orientales Open Round Colombia. 2010.

1.3.4 Geologia del petroleo. A continuacion, se hard una descripcion de los
principales componentes con los que debe contar un sistema petrolifero

1.3.4.1 Roca Generadora. Se considera como Roca generadora la Formacion
Gacheta y formaciones terciarias como Los Cuervos, Mirador y Carbonera (C8)
provenientes del Cretacico; la Formacion Gacheta contiene en su mayoria lutitas,
calizas de grano fino intercaladas con margas con un variable aporte de material
terrestre, esta fue depositada bajo condiciones anoxicas (ausencia de oxigeno en
el agua) durante una trasgresion marina sobre una amplia plataforma, posee un
espesor de rango promedio de 230 a 600 metros.

La materia organica contenida en la roca generadora es principalmente no
estructurada del tipo amorfo con particulas menores de vitrinita, el indice de
hidrogeno de las muestras inmaduras tiene un maximo de 200 mg HC/g TOC (Total
Organic Carbon) evidenciando asi que esta roca proveniente de la Formacién
Gacheta es generadora de aceite, las formaciones terciarias contienen lutitas ricas
en materia organica con un buen grado de maduracién termal?>.

24 AGENCIA NACIONAL DE HIDRICARBUROS Cuenca de Llanos Orientales, Estudio integrado
crudos pesados. Op. Cit p. 2. )
25 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Area de crudos pesados. Op. Cit. p. 34
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1.3.4.2 Migracion. Segun la Agencia Nacional de Hidrocarburos se identificaron
como puntos de migracion dos momentos, el primero durante el Eoceno tardio —
Oligoceno y el segundo comenzé en el Mioceno y continua en la actualidad?®.

1.3.4.3 Roca Reservorio. La Agencia Nacional de Hidrocarburos afirma que estas
rocas vienen de una edad promedio del Cretaceo Medio hasta el Mioceno tardio,
las unidades de arenas que incluyen las formaciones Une, Gacheta, Mirador y los
miembros de la Formacion Carbonera tales como: C7, C5, C3 y C1; estas son las
rocas reservorios pertenecientes al campo.

Las formaciones con mayor cantidad de hidrocarburos pesados son las
pertenecientes a Une y al miembro C7 de la Formacion Carbonera, con un 57% y
24.5% respectivamente de las reservas de petréleo conocidas. Las Formaciones
Mirador, Gacheta y Guadalupe contienen el 11%, el 4% y el 3% respectivamente?’.

1.3.4.4 Roca sello. La Agencia Nacional de Hidrocarburos asegura que la
Formacion Leon, la cual cuenta con una seccion de arcillolitas se considera el sello
original para el sistema petrolifero Gachetd; las unidades C2, C4, C6 y C8 de la
Formacion Carbonera son reconocidas como sellos locales; en la seccién cretacica,
la unidad de shale de la Formaciéon Gacheta son sellos intraformacionales pero
ademas es un sello efectivo para el sistema petrolero Gacheta-Une, la cual incluye
aproximadamente el 57% de las reservas de hidrocarburos?®.

1.3.4.5 Trampa. Basados en el estudio realizado por parte de la Agencia Nacional
de Hidrocarburos, el entrampamiento presente en la unidad de estudio es de tipo
estructural y se encuentra ubicado hacia la parte oeste del Piedemonte Llanero;
Hasta el momento, la exploracion se ha concentrado en las fallas normales
antitéticas. Sin embargo, los anticlinales asociados a fallas inversas y estructuras
de bajo relieve, asi como las trampas estratigraficas, pueden representar un
importante objetivo exploratorio?®.

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO

Campo Castilla es un Campo maduro que fue descubierto hace 44 afos por la
compafia Chevron, quien fue la primera empresa encargada de iniciar la produccion
del Campo por medio del contrato de explotacion y produccién con la empresa
estatal Ecopetrol S.A.

26 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Llanos Orientales, Open Round Colombia 2010.
[En linea]. Disponible en: <http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-
Geofisica/Estudios-Integrados-y-Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%
20Tcnicos/Llanos%20(pdf)-Ronda%20Colombia%202010.pdf> [Citado 23 de marzo de 2019]
27 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Area de crudos pesados. Op. Cit. p. 34.
28 |bid, p. 35.
29 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Llanos Orientales, Open Round Colombia 2010.
Op. Cit.
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En el afio 2000 el contrato tuvo vencimiento y la empresa estatal Ecopetrol S.A. se
convirtié en el anico operador del Campo. La nueva era de produccién comenzé con
el analisis del potencial del campo, esto se logré en compairiia de un grupo que se
destiné para su estudio, conformado por las vicepresidencias de Exploracién y
Produccion, Transporte y Refinacion, y el Instituto Colombiano de Petréleo. Este
grupo disefid una estrategia de explotacion dirigida a la perforacion de nuevos
pozos, una mejora operacional de los pozos existentes, la adecuacion y ampliacion
de las plantas de tratamiento, se tenia planeado la perforacion de 35 pozos para 14
afios a fin de aumentar el factor de recobro del 4% al 12%.3°

Para el afio 2003 Ecopetrol S.A. anuncio un proyecto para aumentar la produccion
del campo un 50%, decision que se tomd con base en los resultados obtenidos de
unos estudios dentro del campo, queriendo llegar a una produccion de 40,000
barriles por dia.3!

A causa del incremento de crudo en los campos del departamento del Meta, en el
afio 2009 Ecopetrol desarrollo una estrategia para ampliar la infraestructura de
tratamiento de crudo en la zona, a fin de aumentar la produccién; lo cual se lograria
con la perforacion de mas pozos, ademas de cambiar los sistemas de levantamiento
por extraccién con bombas electro-sumergibles en lugar de bombo mecéanico.3?Para
el siguiente afo la petrolera logro alcanzar una produccion record en el Campo de
100,043 barriles diarios.

Hasta el afio 2014 la produccién del Campo oscilaba por los 100,000 barriles de
petréleo diario, a raiz de la estrategia de transformacion de Ecopetrol enfocada en
producir barriles limpios y eficientes, el desarrollo del Campo se enfocé en la
optimizacion de costos y mejora de rendimientos operativos, también se generaron
inversiones incrementales, que lograron mayores margenes de productividad
llegando a un nuevo record de produccion de 125,699 barriles de petréleo por dia.®?

30 ECOPETROL. Castilla recargado. [En Linea]. Disponible en:
<http://lwww.ecopetrol.com.co/especiales/carta_petrolera/empresa.htm> [citado 28 de abril

de 2019]

31 EL TIEMPO. “CASTILLA SUBIRA LA PRODUCCION?”. 2003. [En linea]. Disponible en: <
https://www.eltiempo.com/archivo/documento/MAM-1000565> [Citado el 28 de abril del 2019]

32 EL TIEMPO. “ECOEPTROL AMPLIARA SU INFRAESTRUCTURA PARA TRATAMIENTO DE
CRUDO EN EL META". 2009. [En linea]. Disponible en:
<https://www.eltiempo.com/archivo/documento/CMS-5630086> [Citado el 28 de abril del 2019]

33 ECOPETROL. Campo de produccién Castilla alcanzé nuevo récord de produccién. [En Lineal.
Disponible en:

< https://lwww.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/boletines-de-prensa/Boletines%202015/Boletines%202015/campo-produccion-Castilla-
alcanzo-nuevo-record-produccion> [citado 28 de abril

de 2019]> [Citado el 28 de abril del 2019]
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A fin de aumentar las reservas probadas de petrdleo Ecopetrol implemento en el
afio 2018 proyectos de recobro secundario por medio de inyeccion de agua en el
Campo; para el 2019 Campo Castilla sigue siendo uno de los activos mas
importantes para la compafiia pero después del incremental de produccion del afio
2014 el Campo ha disminuido su produccion diaria y hoy en dia cuenta con un
aproximado 119,794 barriles de petréleo por dia. 34

1.4.1 Método de producciéon. Campo Castilla es uno de los activos de Ecopetrol
con mayor importancia a nivel nacional debido a su alta tasa de produccion diaria
de 116,439% barriles promedio por dia que reporta la ANH en la fiscalizacién de
Agosto de 2018, este campo cuenta con un tiempo de produccién de mas de 40
afnos desde 1973 cuando Chevron perforo el primer pozo Castilla-1.

El petréleo que se produce en el campo tiene una gravedad especifica promedio de
12 °APIly cuyo mecanismo primario se determiné como empuje por agua que debido
a las caracteristicas de la region y geologia de la zona esta respaldado por acuifero
activo parcial. ElI acuifero no aporta la energia suficiente para la produccion
auténoma de los pozos motivo por el que cuentan con un sistema de levantamiento
artificial de bombeo electro sumergible, que permite la produccién éptima de fluidos
con alto contenido de agua como en el caso de Campo Castilla. Ecopetrol esta en
un proceso de aumentar el factor de recobro con inyeccion de agua como
mecanismo secundario de produccion.

34 EL TIEMPO. “REGIONAL ORINOQUIA DE ECOPETROL ALCANZO RECORD DE
PRODUCCION DE CRUDO Y GAS”. 2019. [En linea]. Disponible en: <
https://www.eltiempo.com/archivo/documento/MAM-1000565> [Citado el 28 de abiril
del 2019

35 AGEN]CIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Produccién Mensual de Petréleo. [En linea].
Disponible en: < http://www.anh.gov.co/Operaciones-Regalias-y-Participaciones/Sistema-
Integrado-de-Operaciones/Paginas/Estadisticas-de-Produccion.aspx > [Citado 25 de marzo de
2019]
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Figura 4. Produccién acumulada de petréleo y agua de Campo Castilla.
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Fuente: ASOCIACION COLOMBIANA DE INGENIEROS DE PETROLEOS, Vision Técnica de
Ecopetrol en Campos de Crudo Pesado, 2018, p.13.

1.4.2 Numero de pozos. Desde la perforacion del primer pozo en el campo se han
perforado mas de 500 pozos productores, cerca de 20 pozos disposal y
aproximadamente 10 pozos inyectores para el recobro de la Formacién K1. 36

1.4.3 Caracteristicas del yacimiento. En la Tabla 1 se pueden apreciar las
propiedades del yacimiento que compone Campo Castilla segun la formacion a la
qgue corresponda. Entre estas esta el petréleo original de la formacion, porosidad,
espesor neto que corresponde al productor, la saturacién de agua inicial, entre otros.

36 ASOCIACION COLOMBIANA DE INGENIEROS DE PETROLEOS Vision
Técnica de Ecopetrol en Campos de Crudo Pesado. [En linea]. Disponible en: <
https://acipet.com/wp-content/uploads/2018/09/0JOSE-DARIO-PARRA-.-Crudos-
Pesados_Visi%C3%B3n-ECOPETROL-VF.pdf > [Citado 25 de marzo de 2019]
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Tabla 1. Propiedades petrofisicas del yacimiento.

Formacion

Propiedades petrofisicas K1 INF T2
- |OOQIP 3,832 1,683 313
?g Porosidad (%) 17-20 19-22 15-20
g Espesor neto (ft) 200-350 70-100 50
LEL, Saturacién agua inicial (%) 10-15 10-15 30
Permeabilidad (md) 1,500-4,000 | 200-1,000 | 500-1,200
Temperatura (°f) 190 185 180
° Gravedad °api 12,4 12,4 9
'(C,’) Viscosidad (cp)@Tyto 140 140 450
. Presion de burbuja (psi) 130 130 130
£ T |Bo (rbs/stb) 1,03 1,03 1,03
2 Z |Presion inicial 2,830 2.830
053 Presion actual 2,400 1,800
Mecanismo de produccién Empuje de agua

Fuente: elaboracion propia, basado en. ASOCIACION COLOMBIANA DE INGENIEROS DE
PETROLEQS, Vision Técnica de Ecopetrol en Campos de Crudo Pesado, 2018, p.14.
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2.SELECCION DE LOS POZOS A ESTUDIAR

En este capitulo se describird y analizara los resultados de los parametros que se
deben tener en cuenta para la seleccion de los pozos de estudio de la unidad K1
inferior correspondiente a Campo Castilla. El equipo de ingenieros de Ecopetrol
encargados del Campo Castilla determind que para el estudio se seleccionaria una
muestra representativa de cinco (5) pozos, un pozo por area de estudio.

2.1 CRITERIOS DE SELECCION

En primera instancia para el estudio correspondiente se solicitd al grupo de
ingenieros de yacimientos encargados de Campo Castilla una lista de pozos
productores de la unidad K1 inferior, que se encontraran en estado de
incertidumbre, para esto se tuvieron en cuenta ciertos parametros, el primer
parametro que se considerd fue la baja productividad de los pozos, que por
correlacion de pozos cercanos productores se esperaba una alta produccion de
fluidos; posterior a esto, se realiza una preseleccion de los pozos por medio de unas
pautas ya estipuladas, estos pozos debian contar con una desviacion menor a 80°
para asi facilitar su simulacion, ademas de que no fuesen pozos productores de dos
unidades; en la Tabla 2 se muestra la cantidad de pozos que seran motivo de
estudio, estos se encuentran relacionados con cada una de las &reas de Campo
Castilla.

Tabla 2. Pozos preseleccionados por area.

Area Numero de pozos
Area A 4
Area B 4
Area C 8
Area D 3
Area E 18

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

Para la seleccidn de los pozos se hizo mediante una metodologia desarrollada por
Ecopetrol donde se utilizé un libro de célculo en Excel que contaba con los
parametros necesarios para realizar una seleccién del pozo mas prospectivo de
cada area por medio de un rankeo de acuerdo a propiedades de la unidad K1
inferior, e informacién de los pozos preseleccionados.

En un principio se debe tener la informacion del yacimiento como permeabilidad,
viscosidad del fluido a la profundidad de los puntos medios de perforados,
temperatura, presion de yacimiento; en segunda instancia la informacién de los
pozos como la historia de produccion, el radio de perforacion, la dltima prueba de
produccion, espesor neto de perforados, la elevacion de la mesa, presiéon y
profundidad de la bomba.

40



Para la validacion de este estudio, parametros como la presion de yacimientos y sus
propiedades PVT, deben estar correlacionadas a la profundidad del punto medio
perforado de cada uno de los pozos.

2.1.1 Dafno de formacion. En la determinacion del dafio de formacion se utilizé la
Ecuacion 1 para un sistema de flujo radial en un estado pseudoestable, en el que la
presion no depende del tiempo, ya que, llego al limite de reservorio, ademas de los
parametros ya mencionados se necesita la presion de fondo fluyente de los pozos
la cual se determina mediante la PIP de cada pozo junto con su presion hidrostatica.

Ecuacion 1. Difusividad.

_0.00708k,h(Pr — Pws)
B UoBo lln (:—e) —0.75 + SJ

Fuente: DONALDSON, Erle. Petrophysics: Theory and Practice of Meseuring Reservoir Rock and
Fluid transport properties. 3 ed. Waltham.: Elsevier, 2012. 376p. ISBN 978-0-12-383848-3.

o

Donde:
e (Q, Tasade flujo del aceite, BOPD.
K,h Capacidad de flujo al aceite, mD*ft.
p, Presion promedio de yacimiento, psi.
pws Presion de fondo fluyente, psi.
U, Viscosidad al aceite, cP.
B, Factor volumétrico de formacién para la fase petroleo, Bbl/STB.
1, Radio de drenaje, ft.
r, Radio del pozo, ft.
s Dafo de formacion, adimensional.

A continuacién, en la Tabla 3 se mostrara el dafio de formacién promedio por cada
area analizada.

Tabla 3. Dafio de formacién promedio por area.

Area Dafio de formacion promedio
Area A 12.63
Area B 18.32
Area C 29.73
Area D 23.54
Area E 18.92

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

2.1.2 indices de heterogeneidad. Este método es usado para determinar la
dispersion de los datos a estudiar, para ello es necesario tomar como referencia un
promedio de cada uno de los pardmetros segun su area, el cual permitira visualizar
la heterogeneidad que se presenta en cada una y asi facilitar la seleccién del pozo
a estudiar.
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A continuacion, en la Tabla 4 se mostrara un promedio de cada parametro para el
area A, en la Tabla 5 se mostrard un promedio de cada parametro para el area B,
en la Tabla 6 se mostrara un promedio de cada parametro para el area C, en la
Tabla 7 se mostrara un promedio de cada parametro para el areaD y en la Tabla 8
se mostrara un promedio de cada parametro para el area E.

Tabla 4. Promedio de parametros area A.

Parametro Promedio
Petréleo producido acumulado (Bbl) 14,184
Dafio de formacion 12.63
Capacidad de flujo(mD*ft) 88,139
Tiempo Produccion (afios) 3.3
Produccion actual de agua (BWPD) 211
Produccion actual de petrdleo (BOPD) | 194

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Tabla 5. Promedio de parametros area B.

Parametro Promedio
Petréleo producido acumulado (Bbl) 9,919
Dafo de formacion 18.32
Capacidad de flujo(mD*ft) 82,892
Tiempo Produccion (afios) 1.6
Produccion actual de agua (BWPD) 140
Produccion actual de petrdleo (BOPD) | 114

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

Tabla 6. Promedio de pardmetros area C.

Parametro Promedio
Petréleo producido acumulado (Bbl) 10,340
Dario de formacion 29.73
Capacidad de flujo(mD*ft) 11,6194
Tiempo Produccion (afos) 3.3
Produccién actual de agua (BWPD) 3,955
Produccion actual de petréleo (BOPD) | 181.5

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

Tabla 7. Promedio de parametros &rea D.

Pardmetro Promedio
Petréleo producido acumulado (Bbl) 14,367
Dafio de formacion 23.54
Capacidad de flujo(mD*ft) 132,455
Tiempo Produccion (afios) 3.4
Produccion actual de agua (BWPD) 1,167
Produccién actual de petroleo (BOPD) | 194.1

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.
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Tabla 8. Promedio de parametros area E.

Parametro Promedio
Petréleo producido acumulado (Bbl) 7,907
Dafio de formacion 18.92
Capacidad de flujo(mD*ft) 121,367
Tiempo Produccion (afios) 1.9
Produccion actual de agua (BWPD) 420
Produccion actual de petroleo (BOPD) | 267

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Con la informacion promedio de cada uno de los parametros por area, se puede
determinar el indice de heterogeneidad de cada pozo, esto es una metodologia que
utilizan los ingenieros de yacimientos de Ecopetrol mediante la Ecuacion 2. Asi se
tendra conocimiento si el valor que tiene el pozo para cada parametro se encuentra
por encima o por debajo de la media, este sera de gran ayuda, ya que, permitira
graficar cada uno de los pozos y seleccionar el mas viable para su respectivo
estudio.

Ecuacion 2. indice de heterogeneidad.
Valor actual
HI = ( ) ~1

Valor promedio

Fuente: Ecuacion suministrada por Ecopetrol.

El método de heterogeneidad que se usa relaciona el valor del parametro en el pozo
y el valor promedio del parametro para todos los pozos.

2.1.3 Metodologia de heterogeneidad. De acuerdo a la metodologia de
heterogeneidad para la seleccion de los pozos se explica el procedimiento para uno
de los pozos de analisis, este procedimiento se realiz6 para cada pozo de acuerdo
al area a la que pertenece.

Para el Pozo 1-A se obtuvo la informacion correspondiente al parametro y el
promedio de dicho parametro en el area de estudio, de acuerdo a la ecuacion 2 se
determinaron los indices de heterogeneidad con respecto al valor del parametro
entre el valor promedio de dicho parametro.

Tabla 9. indices de heterogeneidad para Pozo 1-A del area A.

Parametro Pozo 1-A Promedio area A
Petréleo producido acumulado (NP) | 202,687 14,184

HI NP 0.626

Dafio de formacion (S) 57.900 12.630

HI S 3.584

Petréleo producido acumulado (NP) | 202,687 14,184
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Tabla 9. (Continuacién)

Parametro Pozo 1-A Promedio area A
HI NP 0.626

Capacidad de flujo (KH) 233,225 88,139
HI KH 1.646

Petréleo producido acumulado (NP) | 202,687 14,184
HI NP 0.626

Tiempo Produccion (T) 2.4 3.3
HI'T -0.273

Produccion actual de petréleo (Qo) | 263 194

HI Qo 0.357

Produccion actual de agua (Qw) 142 211

HI Qw -0.328

Dafio de formacion (S) 57,90 12,63
HI S 3,584

Capacidad de flujo (KH) 233,225 88,139
HI KH 1,646

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

Posterior a la obtencion de los indices de heterogeneidad, estos se convierten en
coordenadas cartesianas que se graficaron de acuerdo a la relacién necesaria para
el estudio como se observa a continuacion en una de las gréficas.

Gréfica 1. HI de petréleo acumulado vs HI de dafio de formacién en el area A para Pozo 1-A.
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Fuente: elaboracion propia.

Un plano cartesiano se divide en cuatro (4) cuadrantes que se enumeran en el
sentido contrario a las manecillas del reloj empezando por el cuadrante superior
derecho. Siendo el cuadrante de la derecha superior el nimero uno (1), el cuadrante
izquierdo superior el numero dos (2), el cuadrante inferior izquierdo nimero tres (3)
y por ultimo el cuadrante inferior derecho el nimero cuatro (4).

El pozo se encuentra en el cuadrante nimero uno (1) del plano cartesiano.
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2.2 ANALISIS DE LOS GRAFICOS REALIZADO POR CADA AREA

Después de determinar el promedio y su posterior indice de heterogeneidad de cada
uno de los pozos respecto a los parametros, se procede a realizar cinco graficos los
cuales ayudaran a entender la situacion en la que se encuentra cada pozo.

El proceso de seleccion del pozo a estudiar por area dependera de los resultados
de cada uno de los gréficos a realizar, en el Cuadro 1 se realizara una explicacién
de los valores porcentuales asignados a cada uno de los graficos con respecto al
100%, esto con el fin de encontrar el pozo con el perfil mas adecuado para el estudio

de dafo de formacion.

Cuadro 1. Valor porcentual de cada gréfico.

Grafico

Comentario

Petr6leo acumulado
vs dano de formacion.

Este grafico representa un valor del 30% con respecto al
total, esto debido a que expone si el comportamiento de
cada uno de los pozos ha sido superior o inferior con
relacion a la produccion acumulada y el dafio de
formacion, ambos parametros evaluados con respecto a
la media de la zona.

Petr6leo acumulado
vs capacidad de flujo

Este grafico representa un valor del 30% con respecto al
total debido a que evidencia que tan buena esta la
capacidad de flujo del pozo con respecto a la media del
area.

Petréleo acumulado
VS tiempo de
produccion en afios

Este grafico representa un valor del 10% con respecto al
total debido a que representa la vida productiva del pozo
con respecto a la media del area de estudio.

Produccion actual de
agua vs produccién
actual de petroleo

Este grafico representa un valor del 10% con respecto al
total debido a que representa la tasa de produccion del
pozo con respecto a la media del area de estudio.

Dafio de formacion
vs capacidad de flujo

Este gréfico representa un valor del 20% con respecto al
total debido a que muestra que tan afectada esta la
capacidad de flujo del pozo esto debido al dafio de
formacion.

Fuente: elaboracion propia.

Por ultimo, es importante resaltar que el analisis de estos graficos no varia con

respecto a las areas.

2.2.1 Petréleo acumulado vs dafio de formacion. Para las primeras 5 gréficas
se observa el indice de heterogeneidad del petréleo acumulado con respecto al
indice de heterogeneidad del dafio de formacion para cada una de las &areas de
estudio, este representa el 30% con respecto al total de los graficos a evaluar.
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Se puede evidenciar que la norma correspondiente al dafio de formacién esta
ubicada en el eje “x”, siendo asi que si el valor del dafio del pozo es mayor a la
media, este se ubicara en el cuadrante 1 o cuadrante 2, y si este es menor sera
ubicado en el cuadrante 3 o cuadrante 4; la norma del petréleo neto producido se
encuentra en el eje “y” y se interpretara de la misma manera, si el valor del petrdleo
neto producido se encuentra mayor al valor de la media este se ubicara en el
cuadrante 1 o cuadrante 4 y si es menor al valor de la media, este sera ubicado en
el cuadrante 2 o cuadrante 3.

A continuacion, en el Cuadro 2, se explicara el valor de importancia independiente
para cada uno de los cuadrantes a estudiar.

Cuadro 2. Valor porcentual de los cuadrantes del grafico Petr6leo acumulado vs dafio de formacién.

Cuadrante Comentario

Cuadrante 1 | Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 50%, ya que muestra que el pozo cuenta con
un dafio de formacion mayor a la media pero este posee una
produccion acumulada alta, lo que significaria que no representa
mayor preocupacion aun cuando se tiene un dafio de formacion
existente, esto debido a su buena produccion.
Cuadrante 2 | Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 100%, esto debido a que muestra una alta
viabilidad de estudio ya que se evidencia un alto nivel de dafo
de formacién con respecto a la media, acompafiado de una baja
productividad acumulada, esto indica que los pozos que se
encuentren en este cuadrante pueden presentar un alto
potencial, pero debido al dafio que poseen no se ha tenido una
respuesta positiva el pozo.
Cuadrante 3 | Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que los pozos que se encuentran
ubicados en este cuadrante poseen un dafio de formacién
menor a la media.
Cuadrante 4 | Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que los pozos que se encuentran
ubicados en este cuadrante poseen un dafio de formacién
menor a la media.
Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 2. HI de petr6leo acumulado vs HI de dafio de formacion en el area A.

HI Np Vs HI S
4,00
|
M Pozo 1-A
3,00 4
W Pozo 2-A
Pozo 3-A
wy
T 2,00 M Pozo 4-A
1,00 o
1,00 i 1.00 2,00
-1,00 L]
=B
-2,00 4
HI Np
Fuente: elaboracion propia.
Gréfica 3. HI de petréleo acumulado vs HI de dafio de formacién en el area B.
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Fuente: elaboracién propia.
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Gréafica 4. HI de petréleo acumulado vs HI de dafio de formacién en el area C.
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Fuente: elaboracion propia.
Grafica 5. HI de petréleo acumulado vs HI de dafio de formacién en el area D.
HINp Vs HI S
260
220 4
= POZ0O 1-D
180 9
mPOZ0 2-D
o 140 | POZO 3D
=
100 4
060 4
L 020 9
-200 ~1.00 _0200‘30 100 200 3.00
0680 1
-1.00 4
[ |
-1.40 4
HI Np

Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 6. HI de petroleo acumulado vs HI de dafio de formacion en el area E.
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Fuente: elaboracidn propia.

2.2.2 Petréleo acumulado vs capacidad de flujo. En las siguientes gréaficas se
observa el indice de heterogeneidad del petroleo acumulado con respecto la
capacidad de flujo para cada una de las areas de estudio, este representa el 30%
con respecto al total de los graficos a evaluar.

Se puede evidenciar que la norma correspondiente a la capacidad de flujo se
encuentra en el eje “x” siendo asi que si el valor de capacidad de flujo es mayor al
de la media este se ubicara en el cuadrante 1 o cuadrante 2 y si el valor
representado es menor al valor de la media este sera ubicado en el cuadrante 3 o
cuadrante 4; la norma correspondiente al petréleo acumulado se encuentra en el
eje "y”, este se interpretara de la misma manera que en el grafico anterior.

A continuacion, en el Cuadro 3, se explicara el valor de importancia independiente
para cada uno de los cuadrantes a estudiar.

Cuadro 3. Valor porcentual de los cuadrantes del grafico Petréleo acumulado vs capacidad de
flujo.

Cuadrante Comentario

Cuadrante 1 Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que ocurre lo que naturalmente se
esperara, que con una alta capacidad de flujo se presente
una buena produccién acumulada de petrdleo
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Cuadro 3. (Continuacién)

Cuadrante

Comentario

Cuadrante 2

Con respecto al 30% que equivale la gréfica, este cuadrante
tiene un valor del 100%, ya que este representa a los pozos
que tienen una alta capacidad de flujo con respecto a la
media y una baja produccion de petroleo, asi se puede inferir
que los pozos presentes en la zona tienen un dafio que evita
el flujo de fluidos y por consiguiente genera una produccion
pobre.

Cuadrante 3

Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que los pozos que tienen una baja
capacidad de flujo normalmente tenderian a tener una baja
produccion de petréleo acumulada, esta baja capacidad de
flujo no viene relacionada con el dafio de formacion ya que
esto ya es propio de la roca.

Cuadrante 4

Con respecto al 30% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que los pozos estan produciendo
de manera correcta a pesar de que cuentan con una baja
capacidad de flujo

Fuente: elaboracién propia.

Grafica 7. HI de petrdleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo del area A.
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Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 8. HI de petréleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo del area B.

HI Np Vs HI KH

-

= Pozo 1-B
m Pozo 2-B

= Pozo 3-B

Pozo 4-B
=
e
=
2 -1 1 2
|
|
-1 4
HI Np
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Grafica 9. HI de petréleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo del area C.
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Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 10. HI de petréleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo del area D.

HI Np Vs HI KH
1.00
= POZO 1-D
o080 mPOZO 2D
= POZO 3-D
020
=
-4
T . - v - v ,
=150 -1.00 050 op0 oso 100 150
-0.20
]
]
-0.60
-1.00
HI Np
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Gréfica 11. HI de petréleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo del area E.
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Fuente: elaboracion propia.
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2.2.3 Petréleo acumulado vs tiempo de produccién. En los siguientes graficos
se observa el indice de heterogeneidad del petréleo acumulado con respecto al
tiempo de produccion total para cada una de las areas de estudio, este representa
el 10% con respecto al total de los gréficos a evaluar.

Se puede evidenciar que la norma correspondiente al tiempo de produccioén total se
encuentra en el eje “x” siendo asi que, si el pozo se encuentra produciendo por un
mayor tiempo que la media, esta se ubicard en el cuadrante 1 o 2, de lo contrario
se ubicara en el cuadrante 3 o0 4; la norma del petroleo acumulado se encuentra en
el eje "y”, este tendra el mismo analisis a las graficas anteriores.

A continuacion, en el Cuadro 4, se explicara el valor de importancia independiente
para cada uno de los cuadrantes a estudiar.

Cuadro 4. Valor porcentual de los cuadrantes del grafico Petr6leo acumulado vs tiempo de
roduccion.

Cuadrante Comentario

Cuadrante 1 Con respecto al 10% que equivale la gréfica, este
cuadrante tiene un valor del 0%, ya que el pozo ha
presentado lo esperado, lo cual es obtener una
produccion acumulada de petroleo alta, en un largo
tiempo de produccion con respecto a la media.
Cuadrante 2 Con respecto al 10% que equivale la grafica, este
cuadrante tiene un valor del 100%, ya que presenta una
alta viabilidad para el estudio, debido a que muestra un
pozo el cual posee un tiempo de produccion mayor a la
media, pero este no ha tenido una produccion acumulada
significativa

Cuadrante 3 Con respecto al 10% que equivale la grafica, este
cuadrante tiene un valor del 50%, ya que los pozos
ubicados en esta regidbn han tenido una baja
productividad en un tiempo menor a la media,
representando asi un posible dafio de formacién.
Cuadrante 4 Con respecto al 10% que equivale la gréfica, este
cuadrante tiene un valor del 0%, ya que el pozo presenta
una produccién acumulada de petréleo alta, con un bajo
tiempo de produccion con respecto a la media, esta es
una respuesta muy favorable del pozo.

Fuente: elaboracién propia.
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Grafica 12. HI de petroleo acumulado vs HI de tiempo de produccion del area A.

HI Np Vs HI Tiempo Aiios

2,00 -
|
1,60
1,20 4
W Pozo 1-A
0,80 W Pozo 2-A
Pozo 3-A
0,40 = W Pozo 4-A
wy
o
p =
<<
g -100 0,50 o,po 0,50 1,00 1,50 2,00
5 0,40
2 X
T
0,80
|
-1,20 4
1,60
-2,00 4
HI Np

Fuente: elaboracion propia.

Grafica 13. HI de petroleo acumulado vs HI de tiempo de produccion del area B.
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Fuente: elaboracion propia.
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Gréfica 14. HI de petréleo acumulado vs HI de tiempo de produccion del area C.
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Gréfica 15. HI de petréleo acumulado vs HI de tiempo de produccion del area D.
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Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 16. HI de petroleo acumulado vs HI de tiempo de produccion del area E.
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Fuente: elaboracion propia.

2.2.4 Produccion actual de agua vs produccion actual de petréleo. En los
siguientes graficos se observa el indice de heterogeneidad de la produccion actual
de agua con respecto a la produccion actual de petroleo para cada una de las areas
de estudio, este representa el 10% con respecto al total de los graficos a evaluar.

Se puede evidenciar que la norma correspondiente a la produccion actual de agua
se encuentra en el eje “x” siendo asi que, si el pozo produce mas agua que la media
se ubicara en el cuadrante 1 o0 2, de lo contrario se ubicard en el cuadrante 3 0 4; la
norma de produccion de petréleo actual se encuentra en el eje “y”, este tendra el
mismo analisis a las graficas anteriores.

A continuacion, en el Cuadro 5, se explicara el valor de importancia independiente
para cada uno de los cuadrantes a estudiar.

Cuadro 5. Valor porcentual de los cuadrantes del grafico Produccion actual de agua vs produccion

actual de petréleo.

Cuadrante

Comentario

Cuadrante 1

Con respecto al 10% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que muestra una buena tasa de flujo
de fluido con respecto a la media.

Cuadrante 2

Con respecto al 10% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 50%, evidencia un pozo que presenta una alta
produccion de petrdleo junto a una baja tasa de flujo de agua,
en este campo eso no es normal debido a que el mecanismo
original de produccion es por acuifero activo, asi que la
produccion de agua deberia ser mayor a la del petroleo.
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Cuadro 5. (Continuacién)

Cuadrante

Comentario

Cuadrante 3

Con respecto al 10% que equivale la gréfica, este cuadrante
tiene un valor del 100% ya que se evidencia como el pozo
presenta una baja tasa de flujo con respecto a la media,
evidenciando asi un posible problema debido a un dafio de
formacion.

Cuadrante 4

Con respecto al 10% que equivale la grafica, este cuadrante
tiene un valor del 0%, ya que muestra una alta tasa de flujo de
agua, esto es lo esperado en el campo debido a su mecanismo
de produccion, esto sin importar si la tasa de flujo de aceite es
alta o baja.

Fuente: elaboracidn propia.

Grafica 17. HI de produccion actual de agua vs HI de produccién actual de petréleo del area A.
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Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 18. HI de produccion actual de agua vs HI de produccién actual de petréleo del area B.
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Fuente: elaboracion propia.

Grafica 19. HI de produccidn actual de agua vs HI de produccién actual de petroleo del area C.
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Fuente: elaboracidn propia.
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Grafica 20. HI de produccion actual de agua vs HI de produccion actual de petréleo del area D.
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Fuente: elaboracién propia.

Gréfica 21. HI de produccion actual de agua vs HI de produccién actual de petréleo del area E.
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Fuente: elaboracion propia.
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2.2.5 Dafio de formacion vs Capacidad de flujo. Por ultimo, se encuentran los
indices de heterogeneidad para dafio de formacién respecto a la capacidad de flujo
para cada una de las areas de estudio, este representa el 20% con respecto al total
de los gréaficos a evaluar.

Se puede evidenciar que la norma correspondiente al dafio de formacion se
encuentra en el eje “X” siendo asi que, si el pozo cuenta con un dafio de formacion
mayor que la media se ubicara en el cuadrante 1 o 2, de lo contrario se ubicara en
el cuadrante 3 0 4; la norma de capacidad de flujo se encuentra en el eje “y”, este
tendrd el mismo analisis a las graficas anteriores.

A continuacion, en el Cuadro 6, se explicara el valor de importancia independiente
para cada uno de los cuadrantes a estudiar.

Cuadro 6. Valor porcentual de los cuadrantes del grafico Dafio de formacién vs capacidad de flujo.
Cuadrante Comentario
Cuadrante 1 Con respecto al 20% que equivale la gréfica, este
cuadrante tiene un valor del 100%, ya que, son pozos que
cuentan con una capacidad de flujo alta pero ademas un
dafio de formacion alto, motivo por el cual deberan ser
estudiados.
Cuadrante 2 Con respecto al 20% que equivale la grafica, este
cuadrante tiene un valor del 0%, ya que el valor de dafo
de formacion se encuentra por debajo de la media.
Cuadrante 3 Con respecto al 20% que equivale la gréfica, este
cuadrante tiene un valor del 0%, ya que el valor de dafio
de formacion se encuentra por debajo de la media.
Cuadrante 4 Con respecto al 20% que equivale la grafica, este
cuadrante tiene un valor del 50%, ya que se evidencia un
pozo que cuenta con una capacidad de flujo baja pero con
un dafio de formacion alto, cabe resaltar que la capacidad
de flujo no se puede modificar pero si se puede reducir el
dafio de formacion existente en el pozo.

Fuente: elaboracion propia.
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Grafica 22. HI de dafio de formacion vs HI de capacidad de flujo en la area A.
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Fuente: elaboracion propia.

Grafica 23. HI de dafio de formacién vs HI de capacidad de flujo en la area B.
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Fuente: elaboracién propia.
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Gréfica 24. HI de dafo de formacién vs HI de capacidad de flujo en la area C.
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Gréfica 25. HI de dafio de formacion vs HI de capacidad de flujo en la area D.
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Fuente: elaboracién propia.
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Grafica 26. HI de dafio de formacion vs HI de capacidad de flujo en la area E.
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2.3 ANALISIS DE LOS RESULTADOS DE LOS GRAFICOS REALIZADOS POR

CADA AREA

A continuacion, se realizara el analisis para la seleccion del pozo a estudiar, esto se

podré concluir mediante cinco gréaficos de cada area los cuales seran seleccionados

para el respectivo estudio de dafo.

2.3.1 Andlisis Area A. Se realizara el analisis de las 5 graficas correspondientes
del area A para determinar cual pozo sera el de mayor interés por su puntuacién
respecto a los demas.

A continuacion, en la Tabla 10 se mostrara los resultados para cada uno de los

pozos a estudiar, para su posterior seleccion y analisis.

Tabla 10. Resultados del andlisis del area A.

Pozo Gréfico Puntuacion
POZO 1-A HINp Vs HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI'S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 40 Puntos
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Tabla 10. (Continuacién

Pozo Gréfico Puntuacion
POZO 2-A HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos
POZO 3-A HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 10 Puntos
POZO 4-A HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 0 Puntos

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

La primera relacion que se tuvo en cuenta fue petrdleo acumulado respecto al dafio
de formacion de acuerdo a los valores que se les otorgo a cada cuadrante el pozo
gue mayor puntuacion fue el Pozo 1-A con 15 puntos de los 30 puntos. Grafica 2
HI de petroleo acumulado vs HI de dafio de formacion en el area A.

En segunda instancia se evaluo el petroleo acumulado respecto a la capacidad de
flujo y ningun pozo se encontré dentro del &rea de interés por lo que el valor para
todos los pozos fue de 0 puntos. Grafica 7 HI de petréleo acumulado vs Hl de la
capacidad de flujo en el area A.

La tercera grafica relacionaba el petrdleo producido respecto al tiempo total de
produccion y Unicamente el Pozo 2-A se encontraba dentro de un cuadrante de
interés y obtuvo una puntuacion de 5 de los 10 puntos. Grafica 12 HI de petréleo
acumulado vs HI del tiempo de produccion en el area A.

Siguiente relacion a evaluar es la de produccion de agua actual respecto a la
produccion de petrdleo actual y en esta el Pozo 3-A obtuvo una puntuacion de 10
respecto a los 10 puntos que representa la grafica y el Pozo 1-A obtuvo 5 puntos.
Los otros pozos no se encontraban dentro de los cuadrantes de interés por lo que
obtuvieron 0 puntos. Grafica 17 HI de producciéon actual de agua vs HI de
produccion actual de petréleo en el area A.
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Por ultimo en el dafio de formacion respecto a la capacidad de flujo el Pozo 1-A
obtuvo una puntuacion de 20 de los 20 puntos y los demas pozos de 0 puntos.
Gréfica 22 HI de dafio de formacién vs HI de capacidad de flujo en el area A.

De acuerdo a los valores que se le otorgaron a cada grafica y sus respectivos
cuadrantes para el area A el pozo seleccionado es el Pozo 1-A, ya que, obtuvo una
puntuacion de 40 sobre 100 puntos.

2.3.2 Andlisis Area B. Se realizara el andlisis de las 5 graficas correspondientes
del area B para determinar cual pozo sera el de mayor interés por su puntuacién
respecto a los demas.

A continuacion, en la Tabla 11 se mostrara los resultados para cada uno de los
pozos a estudiar, para su posterior seleccion y analisis.

Tabla 11. Resultados del andlisis del area B.

Pozo Grafico Puntuacion
POZO 1-B HINp Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 30 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 95 Puntos
POZO 2-B HINp Vs HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 10 Puntos
TOTAL 35 Puntos
POZO 3-B HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 10 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 20 Puntos
POZO 4-B HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 10 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 50 Puntos

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.
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Para la siguiente area se hizo el mismo analisis por gréficas. En la primera relacion
gue se tuvo en cuenta fue petréleo acumulado respecto al dafio de formacion para
esta zona y de acuerdo a los valores que se les otorgo a cada cuadrante el pozo el
Pozo 1-B fue el obtuvo 30 puntos y el Pozo 2-B obtuvo 15 puntos de 30 puntos.
Gréfica 3 HI de petroleo acumulado vs HI de dafio de formacién en el area B.

La siguiente grafica evalu6 el petréleo acumulado respecto a la capacidad de flujo,
para el Pozo 1-B y Pozo 4-B obtuvieron los 30 que le correspondia a esta grafica.
Gréfica 8 Hl de petroleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo en el &rea B.

Siguiendo la cronologia de las graficas con respecto a su area la tercera es la de
petréleo producido respecto al tiempo total de produccién los pozos 3-B y 4-B se les
otorgo un valor de 10 puntos y el Pozo 1-B un valor de 5 puntos de los 10 puntos de
la grafica. Grafica 13 HI de petrdleo acumulado vs HI del tiempo de produccion
en el area B.

Para la gréafica de produccion de agua actual respecto a la produccion de petréleo
actual todos los pozos se encontraban en el mismo cuadrante por lo que se le dio
un valor de 10 puntos a cada uno respecto a los 10 del valor de la gréfica. Gréafica
18 HI de produccién actual de agua vs HI de produccidon actual de petréleo en
el &rea B.

En la dltima grafica correspondiente al area B del dafio de formacién respecto a la
capacidad de flujo el Pozo 1-B obtuvo una puntuacion de 20 de 20 puntos y el Pozo
2-B una puntuacion de 10 puntos, los demas pozos de 0 puntos. Grafica 23 HI de
dafo de formacion vs HI de capacidad de flujo en el area B.

El pozo seleccionado para el area B es el Pozo 1-B, ya que, obtuvo una puntuacion
final de 95 puntos de 100 de acuerdo a los valores que se le otorgaron a cada grafica
y Sus respectivos cuadrantes.

2.3.3 Analisis Area C. Se realizara el andlisis de las 5 graficas correspondientes
del area C para determinar cual pozo sera el de mayor interés por su puntuacion
respecto a los demas; a continuacion, en la Tabla 12 se mostrara los resultados
para cada uno de los pozos a estudiar, para su posterior seleccion y analisis.

Tabla 12. Resultados del andlisis del area C.

Pozo Grafico Puntuacion
POZO 1-C HI Np Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 10 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI'S vs HI KH 10 Puntos
TOTAL 60 Puntos
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Tabla 12. (Continuacion).

Pozo Grafico Puntuacion
POZO 2-C HINp VS HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 45 Puntos
POZO 3-C HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 10 Puntos
POZO 4-C HINp VS HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 95 Puntos
POZO 5-C HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 15 Puntos
POZO 6-C HINp Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 10 Puntos
TOTAL 55 Puntos
POzZO 7-C HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos
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Tabla 12. (Continuacién

Pozo Grafico Puntuacién
POZO 8-C HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 40 Puntos

Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.

La primera relacidén que se analizé en el area fue la de petroleo acumulado respecto
al dafio de formacion, los pozos 1-C, 4-C y 6-C se encontraban dentro del cuadrante
de mayor interés por lo que se les dio un valor de 30 puntos a cada uno. El Pozo 2-
C fue el unico que obtuvo 15 puntos por encontrarse en el cuadrante de 50% de
interés. Los demas pozos no tuvieron puntuacion de la grafica. Grafica 4 HI de
petréleo acumulado vs HI de dafio de formacién en el area C.

Para la gréfica de petréleo acumulado respecto a la capacidad de flujo, se encuentra
en la zona de interés es el Pozo 4-C y el Pozo 8-C, motivo por el que le corresponde
una puntuacion de 30 puntos; los demas pozos no se encuentran en zona de interés
y no obtuvieron puntuacién. Gréafica 9 HI de petroleo acumulado vs HI de la
capacidad de flujo en el area C.

En la tercera grafica se analizo la relacion entre el petroleo producido respecto al
tiempo total de produccion y unicamente el Pozo 1-C se encontré en el cuadrante
de mayor interés dandole asi un valor de 10 puntos que corresponden a la grafica y
los pozos 3-C, 4-C, 5-C, 6-C y 8-C obtuvieron una puntuacion de 5 puntos. Los
pozos restantes no se encontraron en cuadrantes con valor. Grafica 14 HI de
petréleo acumulado vs HI del tiempo de produccion en el area C.

La grafica a continuacién corresponde a la relacion entre la produccion actual de
agua respecto a la produccion actual de petréleo, los pozos 1-C, 2-C, 4-C, 5-C y 6-
C se encuentran en el cuadrante de interés de mayor valor por lo que se le otorga
a cada pozo 10 puntos y los pozos 3-C, 7-C y 8-C estan en el cuadrante que tiene
el 50% del valor de la grafica esos pozos tendran 5 puntos. Grafica 19 HI de
produccion actual de agua vs HI de produccion actual de petréleo en area C.

Para la ultima grafica de dafio de formacion respecto a la capacidad de flujo los
pozos que se encuentra en el cuadrante de interés son los Pozos 2-C y 4-C por lo
que tendra un valor de 20 puntos, los pozos del cuadrante 4 que corresponden al
valor del 50% son los pozos 1-C y 6-C, se le daran 10 puntos a cada uno. Los demas
pozos no tendran valor para la grafica. Grafica 24 Hl de dafio de formacion vs Hi
de capacidad de flujo en el area C.

68



El pozo seleccionado para el area C es el Pozo 4-C, ya que, obtuvo una puntuacion
final de 95 puntos de 100 de acuerdo a los valores que se le otorgaron a cada grafica
y sus respectivos cuadrantes.

2.3.4 Andlisis Area D. Se realizara el analisis de las 5 graficas correspondientes
del area D para determinar cual pozo sera el de mayor interés por su puntuacion
respecto a los demas.

A continuacion, en la Tabla 13 se mostrara los resultados para cada uno de los
pozos a estudiar, para su posterior seleccion y analisis.

Tabla 13. Resultados del andlisis del area D.

Pozo Grafico Puntuacion
POZO 1-D HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos
POZO 2-D HI Np Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 10 Puntos
TOTAL 55 Puntos
POzO 3-D HI Np Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI' S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 90 Puntos

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Para la grafica de petréleo acumulado respecto al dafio de formacién, los pozos 2-
D y 3-D que se encontraban en el cuadrante de mayor interés se les adjudico un
valor de 30 puntos a cada uno. El Pozo 1-D se ubicé en un cuadrante sin valor para
la grafica por lo que obtuvo 0 puntos. Gréafica 5 HI de petréleo acumulado vs HI
de dafio de formacion en el area D.

En la siguiente gréafica de petrdleo acumulado respecto a la capacidad el pozo 3-D
se encuentra en el segundo cuadrante el cual representa un total de 30 puntos, por
el contrario, los pozos 1-D y 2-D no se encontraron dentro de ninguin cuadrante de
interés. Grafica 10 HI de petréleo acumulado vs HI de la capacidad de flujo en
el &rea D.
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La tercera grafica que refiere a la relacion entre el petrdleo producido respecto al
tiempo total de produccion los pozos 2-D y 3-D se encontraron en el cuadrante de
interés que tiene un valor del 50%, debido a esto se les dio un valor de 5 puntos a
cada pozo de los 10 puntos de la grafica. Grafica 15 HI de petr6leo acumulado vs
HI del tiempo de produccion en el area D.

El analisis de la siguiente grafica se basa en la necesidad de que los pozos se
encuentren produciendo bajas tazas de agua, pero alta taza de petrdleo, la gréfica
produccion de agua actual respecto a la produccion de petréleo actual indica que
los pozos 2-D y 3-D estan en el cuadrante de mayor valor y tendran 10 puntos
mientras que el pozo 1-D tendra Unicamente 5 puntos. Grafica 20 HI de produccion
actual de agua vs HI de produccién actual de petréleo en el area D.

Para la ultima grafica del area se relaciond el dafio de formacion con la capacidad
de flujo, en este caso el pozo 3-D es aquel que tendra 20 puntos y el 2-D contara
con 10 puntos. El Pozo 1-D no acumulara puntos. Grafica 25 HI de dafio de
formacion vs Hl de capacidad de flujo en el area D.

El pozo seleccionado para el area D es el Pozo 3-D, ya que, obtuvo una puntuacion
final de 95 puntos de 100 de acuerdo a los valores que se le otorgaron a cada grafica
y Ssus respectivos cuadrantes.

2.3.5 Andlisis Area E. Se realizara el andlisis de las 5 graficas correspondientes
del area E para determinar cual pozo sera el de mayor interés por su puntuacién
respecto a los demas.

A continuacion, en la Tabla 14 se mostrara los resultados para cada uno de los
pozos a estudiar, para su posterior seleccion y analisis.

Tabla 14. Resultados del andlisis del area E.

Pozo Gréfico Puntuacion

POZO 1-E HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos

POZO 2-E HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI' S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos
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Tabla 14. (Continuacion)

Pozo Gréfico Puntuacion
POZO 3-E HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos
POZO 4-E HINpVsHIS 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afos) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | 0 Puntos
HI S vs HI KH 10 Puntos
TOTAL 10 Puntos
POZO 5-E HI Np Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 0 Puntos
POZO 6-E HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 0 Puntos
POZO 7-E HINp Vs HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afos) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | 0 Puntos
HI S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 35 Puntos
POZO 8-E HI Np Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | O Puntos
HI S vs HI KH 10 Puntos
TOTAL 45 Puntos
POZO 9-E HINp Vs HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) | 0 Puntos
HI S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 35 Puntos
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Tabla 14. (Continuacion)

Pozo Gréfico Puntuacién
POZO 10-E HINp Vs HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 15 Puntos
POZO 11-E HINp Vs HI S 15 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI' S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 40 Puntos
HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
POZO 12-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 10 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 10 Puntos
HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
POZO 13-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 35 Puntos
HINp Vs HI' S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
POZO 14-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 0 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 35 Puntos
HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 0 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 0 Puntos
POZO 15-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 5 Puntos
HINp Vs HI S 30 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos
POZO 16-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 20 Puntos
TOTAL 90 Puntos
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Tabla 14. (Continuacion)

Pozo Gréfico Puntuacién
HINp Vs HI S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos

POZO 17-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 40 Puntos
HINp Vs HI' S 0 Puntos
HI Np Vs HI KH 30 Puntos
HI Np Vs HI Tiempo (afios) 5 Puntos

POZO 18-E HI Qw Vs HI Qo (produc. Act) 5 Puntos
HI S vs HI KH 0 Puntos
TOTAL 40 Puntos

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

En la primera grafica del area E podemos observar que el Pozo 16-E y el Pozo 8-E
se encuentran en el area de mayor interés por lo que se les dara un puntaje de 30
puntos respecto a 30 puntos que equivale la grafica. El Pozo 7-E, 9-E, 10-Ey 11-E
se encuentra en el cuadrante 1 por lo que su puntuacion es de 15 puntos. Los
restantes se encuentran en cuadrantes que no presentan interés para el estudio y
tienen una puntuacién de 0. Grafica 6 HI de petréleo acumulado vs HI de dafio
de formacion en el area E.

En la gréfica de petréleo acumulado respecto a la capacidad de flujo los pozos 13-
E, 14-E, 16-E, 17-E y 18-E se encuentran en el cuadrante de interés que es el 2y
se les da una puntuacién de 30 puntos a cada uno de 30 que corresponde a la
gréfica. Para los pozos restantes la puntuacion sea de 0 debido a que no estan en
cuadrantes con valor. Grafica 11 Hl de petréleo acumulado vs Hl de la capacidad
de flujo en el area E.

La tercera gréfica corresponde al petréleo producido respecto al tiempo total de
produccion donde los pozos 8-E, 13-E, 14-E, 16-E, 17-E y 18-E se encuentran en el
cuadrante 3 y adquieren 5 puntos cada uno. Los pozos restantes no obtienen
puntuacion por encontrarse en cuadrantes sin interés. La grafica tiene un valor de
10 puntos. Grafica 16 HI de petroleo acumulado vs Hl del tiempo de produccion
en el area E.

Para la gréafica de produccion de agua actual respecto a la produccién de petréleo
actual el Pozo 12-E obtuvo una puntuacion de 10 respecto a 10 del valor de la
graficay los pozos 1-E, 2-E, 3-E, 11-E, 15-E, 16-E, 17-E Y 18-E adquirieron 5 puntos
cada uno. Los demas pozos no tuvieron puntos, ya que, no estaban en cuadrantes
de interés. Grafica 21 HI de produccion actual de agua vs HI de produccién
actual de petroleo en el area E.
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Por dltimo, la grafica de dafio de formacion respecto a la capacidad de flujo los
pozos 7-E, 9-E, 11-E y 16-E se encuentran en el cuadrante de mayor interese por
lo que se le adjudico una puntuacion de 20; los pozos 4-E y 8-E se encuentran en
el cuadrante con valor del 50% respecto a los 20 puntos por lo que cada uno obtuvo
10 puntos, los demas pozos fueron de O puntos. Grafica 26 HI de dafio de
formacion vs HI de capacidad de flujo en el area E.

El pozo seleccionado para el area E es el Pozo 16-E, ya que, obtuvo una puntuacion
final de 90 puntos de 100 de acuerdo a los valores que se le otorgaron a cada grafica
Y Sus respectivos cuadrantes.

2.3.6 Interpretacién general. De los andlisis realizados para las areas de Campo
Castilla se seleccionaron los siguientes pozos para el estudio integrado de la
Formacion K1 inferior, ya que, presentaron la mayor puntuacion dentro de su éarea;
Pozo 1-A, Pozo 1-B, Pozo 4-C, Pozo 3-D y Pozo 16-E.
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3.PROCEDIMIENTO PARA LA DETERMINACION DE LAS FUENTES DE DANO
POR CADA POZO DE ESTUDIO

En este capitulo se describira primero los fundamentos tedricos sobre el dafio de
formacion siguiente a esto se expondra el proceso realizado para obtener en
primera medida el ajuste de la caida de presién de cada uno de los pozos mediante
un modelo sencillo, donde permitira conocer la cantidad de solidos depositados
acumulados por medio del simulador REVEAL; siguiente a esto se realizar4 un
analisis nodal, el cual indicara cual es el dafio de formacidén que se obtiene en cada
uno de los pozos, esto se realizara para tres casos, el primero sera al inicio de la
vida productiva del pozo, seguido a esto se hara el analisis en la actualidad y por
altimo se determinara como seria el comportamiento ideal de la produccion del pozo
en la actualidad si este no presentara dafo en la formacion, este ultimo analisis se
llevara a cabo por medio del simulador PROSPER.

Con la ayuda de la Informacién recopilada por los dos simuladores anteriormente
mencionados, y una hoja de Excel macro desarrollada gracias a la experiencia de
los ingenieros de Ecopetrol, se determinard la fuente que desencadeno el dafio de
formacion existente

3.1 FUNDAMENTOS TEORICOS DEL DANO DE FORMACION

Se considera dafio de formacién a cualquier obstruccion presente en el pozo la cual
este impidiendo o restringiendo el flujo de los fluidos desde el yacimiento hasta la
superficie.

3.1.1 Fuentes de dafio de formacién. Las fuentes pueden ser de procedencia
natural o inducido.

El dafio de formacion que es generado de forma natural es aquel que ocurre como
resultado de la produccion de los fluidos del pozo, y el dafio de formacién inducido
ocurre por las diversas operaciones externas que son realizadas en el pozo.

3.1.1.1 Dafio de formacion por factores naturales. A continuacién, segun
Economides?®’, se describiran los diferentes casos por los que se puede generar el
dafio de formacion por fuentes naturales:

e Migracion de finos: como lo asegura Economides®®, la migracion de finos se da
como resultado de la migracién de particulas provenientes de la roca reservorio
en donde se pueden transportar desde sedimentos hasta las arcillas como la
kaolinita, clorita, illita, smectita y cuarzo, la kaolinita es la arcilla que mas

37 ECONOMIDES, Michael y NOTE, Kenneth. Reservoir Simulation. 3 ed. Sugar Land, Texas. Elsa
Kaptian-White, 2000. p. 14-3.
38 |bid., p. 14-3.1

75



comunmente se presenta en la migracion de finos, el area de superficie indica el
area que esta expuesta a los fluidos del yacimiento, esta es importante ya que la
reactividad de cada particula va en relacion con el area de contacto que esta
expuesta a los fluidos.

Como lo indica Economides?®®, al momento en que ocurre la produccion de los
fluidos, estas particulas viajan a través de la formacion generando taponamientos
en las gargantas del poro en la regidon cercana del pozo, reduciendo asi el indice
de productividad del mismo.

e Escamas organicas: segun Economides*, la presencia de las escamas se da
por la incompatibilidad con el agua de formacion provocando asi un desequilibrio
en el agua de produccion, para que no se presente un desequilibrio el agua de la
formacion debe contener un ion que este sobresaturado para que en el momento
en que caiga la presion el diéxido de carbono sea capaz de realizar la
desgasificacion; los depdsitos de las escamas organicas se ven altamente
influenciadas por la caida de la presion, temperatura, viscosidad, o cualquier
elemento que altere el equilibrio del agua, estas escamas se pueden presentar en
la formacion, los puntos perforados o en la tuberia, las escamas organicas mas
comunes y que mayor problema ocasionan son el carbonato de calcio, sulfato de
bario y el sulfato de calcio.

e Dep6sitos organicos: como lo afirma Economides*!, los depdsitos organicos se
manifiestan en yacimientos que producen hidrocarburos pesados, se pueden
presentar parafinas los cuales son cadenas compuestas por atomos de hidrogeno
y carbdn o pueden precipitar asfaltenos las cuales son cadenas compuestas por
aromaticos y anillos de nafta, las parafinas se rigen por el cambio de temperatura,
es decir, estas se podran observar a lo largo de la tuberia pero principalmente se
ven formados en la tuberia cerca de la superficie, la temperatura a la cual aparece
el primer cristal de parafina se le denomina punto de nube, la presencia de los
asfaltenos se rige por el cambio de presién, la presion a la cual aparece el primer
depdsito de asfaltenos se le presidon onset, los asfaltenos se puede observar en
tres diferentes formas, la primera es en forma de una sustancia dura como el
carbon, la segunda se observara como un lodo ennegrecido o una emulsion que
se presenta como una pelicula rigida y la tercera se observa en combinacién con
las parafinas, los asfaltenos se reflejaran en la zona cercana del pozo ya que ese
es el punto en donde se evidencia el cambio mas brusco de presion.

e Cambio en la permeabilidad relativa: como lo manifiesta Economides*?, se
pueden generar taponamientos en la formacion debido a un cambio de

3 |pid., p. 14-3.1
40 pid., p. 14-3.3
4 \pid., p. 14-3.4
4 |pid., p. 14-3.8
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humectabilidad en la misma, este efecto puede reducir hasta un 90% de la
efectividad de la permeabilidad original de la roca, impidiendo asi el flujo efectivo
de los fluidos a través de los poros. Este dafio se genera por la filtracion de lodos
de emulsion inversa o por la presencia de precipitados de asfaltenos en el medio
poroso generando asi un bloqueo de las fases que afecta la movilidad del crudo a
través del yacimiento, adicional, esto se encuentra asociado a las caidas de
presion dadas por la operacion en curso, tal como la perforacion o la fase de
completamiento.

e Emulsiones: Seglin Economides*), este fendmeno se presenta por la
combinacion de dos o mas fluidos inmiscibles, se pueden presentar dos tipos de
emulsiones la primera, es la emulsion directa donde la fase continua es el agua y
la fase dispersa es el aceite, por otro lado, se puede dar la emulsioén inversa que
se presenta cuando la fase continua es el aceite y la fase dispersa es el agua (ver
Figura 5).

La formacion de las emulsiones se da principalmente por la presencia de una
fuente de energia que genera la mezcla entre las dos fases inmiscibles. La
mayoria de las emulsiones se rompen cuando la fuente de energia es eliminada o
se logran separar por diferencias de densidades. Cuando no se logra que la
emulsién se rompa es porque existe una fuerza que actia para mantener los
fluidos emulsificados esto se da por la activacion de los surfactantes naturales,
esta se da por dos razones, la primera es por la filtracion del fluido de perforaciéon
o por la oxidacion del crudo almacenado. Cuando la emulsion posee una
viscosidad alta, esta ocupa el espacio poroso cercano a la zona del pozo
impidiendo el flujo normal de los fluidos.

Figura 5. Emulsion inversa y directa.

EMULSION DIRECTA EMULSION INVERSA

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Curso basico dafio de formacion.

% |pid., p. 14-3.6
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3.1.1.2 Dafo de formacion por factores externos. A continuacion, se describiran
segun Economides** los diferentes casos por los que se puede generar el dafio de
formacion por origen inducido

e Dafio inducido: como lo asegura Economides*®, esta se da como resultado de
las operaciones realizadas en el pozo como la perforacién, cafioneo,
completamiento y operaciones workover, lo cual genera que ingresen particulas
extrafias a la formacion impidiendo asi un flujo normal, el dafio generado por la
inyeccion de fluidos se ve evidenciado en las gargantas de poro de la region
cercana del pozo ya que estan van siendo obstruidas y a su vez genera que la
permeabilidad de la formacion disminuya, este tipo de dafio se puede cuantificar
por el método de determinacion del “Skin” en donde se podra conocer como las
operaciones iniciales de la vida del pozo afectan la productividad del mismo, esto
se determina mediante el uso de una herramienta que permita realizar un analisis
nodal, para ello se necesita la presion inicial y la productividad del pozo.

En la Figura 6 se podra observar como cada factor de dafio afecta el pozo.

4 bid., p. 14-3
% |bid., p. 14-3.7
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Figura 6. Afectacion de las zonas segun la procedencia dafio.
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Fuente: elaboracion propia, basado en. ECONOMIDES, MICHAEL y NOLTE, KENNETH. Reservoir
stimulation, Houston, Texas. Schlumberger Educational services, 1987 3 Edition. p. 14-1.

3.1.2 Origen de dafio de formacion. A continuacién, se describiran las diferentes
operaciones que originan el dafio de formacién.

e Perforacion: Segiin Gonzalez*%, desde el momento en que se ingresa la sarta de
perforacién a la formacién se esta alterando la misma ya que se esta ingresando
un elemento extrafio, generando incompatibilidades tanto por el material de las
herramientas como por los fluidos utilizados, esta fase es critica ya que al entrar
a la zona de interés se genera un efecto negativo en la productividad del pozo
resultante de la interaccidén entre los minerales que posee la roca y el fluido que
se esta filtrando a la misma, este fluido posee componentes como materiales

46 GONZALEZ, Juan Manuel. Dafio a La Formacion En Pozos Petroleros. México D.F: Universidad
Nacional Auténoma de México, 2014. p. 11
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arcillosos, agentes densificantes y aditivos quimicos, los cuales son
potencialmente dafiinos para la formacion.

e Cementacion. Como lo asegura Gonzalez#’, en esta operacion al bajar la tuberia
de revestimiento se puede causar una gran presion diferencial en las zonas
productoras, aumentando asi la posibilidad de la perdida de fluido en la formacion,
adicional, los fluidos utilizados para la cementacibn pueden generar
taponamientos debido a la depositacion de solidos de la misma, los fluidos
utilizados en la cementacibn que tengan un pH alto pueden generar la
precipitacion de sales.

e Estimulacion. Segun Gonzalez*8, al realizar procesos de estimulacién se deben
disefiar con especial cuidado, esto con el fin de evitar una incompatibilidad de los
fluidos de la formacion o una posible mala limpieza dejando residuos en la misma,
ya que estos pueden generar un cambio de humectabilidad de la roca, emulsiones
0 precipitaciones no deseadas.

e Produccion. Como lo afirma Gonzéalez*°, los intervalos cafioneados son
propensos a ser taponados por diferentes solidos los cuales son arrastrados por
el flujo de los fluidos al pozo o incluso se puede llegar a afectar la permeabilidad
de esa zona. Durante la etapa productiva se puede generar inestabilidad de los
fluidos producidos debido a la presencia de escamas organicas o inorganicas.

e Inyeccion de agua. Como lo asegura Gonzalez®°, esta afectacion sucede cuando
el agua inyectada no es tratada adecuadamente para lograr una compatibilidad
con el agua de formacion, e incluso pueden llegar a transportar solidos los cuales
generaran una obstruccién en las gargantas porales.

3.1.3 Ley de Darcy. Como lo confirma Martin®!, Henry Darcy propuso una ecuacion
la cual relacionaba la velocidad del fluido aparente con las caidas de presion a
través del medio poroso de la arena, esta ecuacion aplica para flujos horizontales
asi el la haya realizado para flujos verticales e inclinados, es por esto que la industria
petrolera se fundamente en esta ley, ya que el comportamiento de los yacimientos
se presenta de la misma manera en que Henry Darcy model6 su ecuacion.

La restriccion que posee esta ley es que el fluido utilizado en el experimento fue
agua, y en la industria se requiere el estudio para aceite, adicional el considero que

4 1bid.., p. 12

48 |bid., p. 13

4 |bid., p. 13

%0 |bid., p. 13

51 MARTIN, Orlando. Andlisis nodal y explotacion de petréleo. p 53. [En linea]. Disponible en <
https://www.academia.edu/27417121/Libro_de Petroleo An%C3%Allisis Nodal Gustavo> [Citado
el 03 de Junio de 2019].
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lo poros de la arena tenian el area constante, por lo tanto, la ecuacion no calcula los
cambios de velocidad segun su posicion, ver Ecuacién 3.

Ecuacién 3. Ecuacion de Darcy.

_K*AP

uxL

Fuente: AHMED, TAREK. Reservoir Engineering Handbook, 2006.

Dénde:
e K Permeabilidad de la zona, mD
e AP  Caida de presion, psig
e u Viscosidad del fluido, cP
o L Longitud de flujo, ft

3.1.3.1 Ecuaciones de flujo (Darcy). Desarrollando la ecuacion de Darcy para un
flujo radial se puede obtener tres resultados de flujo diferentes

e Flujo estable. Segun Naranjo®?, este flujo se presenta en un periodo
pseudoestable el cual se da cuando se genera una perturbacion en la presiéon del
yacimiento, y esta perturbacion llega a afectar a cada uno de los puntos del limite
exterior del radio del yacimiento, ademas se considera que este posee en su limite
exterior una fuente de energia que lo esta alimentando, el comportamiento del flujo
estable considera que la tasa de flujo y la presién no varian con el tiempo, es decir
se mantienen constante (ver Ecuacion 4).

Ecuacion 4. Flujo Estable.
7.08 % 107 x k, * h * (Bys — Pyyss)

Y P

Fuente: MARTIN, ORLANDO. Flujo natural- Andlisis nodal. p5.

Donde:

* q, Tasa de flujo, BOPD

® Uy, Viscosidad, cP

e K, Permeabilidad de la formacion, mD

e h Espesor, ft

7, Radio del pozo, ft

o7, Radio de drenaje, ft

e P, Presién promedio del yacimiento, psig

52 NARANJO, Abel. Evaluacion de yacimientos de hidrocarburos. Medelli. Universidad Nacional de
Colombia, 2009. p. 4. ISBN 978-958-728-048-7
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e P, Presion fondo fluyente, psig
e f,,  Factor Volumétrico, RB/STB

e Flujo pseudo- estable. Segln Naranjo®3, este flujo se presenta en un periodo
pseudoestable el cual se da cuando se genera una perturbacion en la presion del
yacimiento, y esta perturbacion llega a afectar a cada uno de los puntos del limite
exterior del radio del yacimiento o también se puede presentar en un periodo
transiente el cual se da cuando la perturbacion generada no llega al limite exterior
del yacimiento, el comportamiento del flujo pseudo-estable considera que la tasa
de flujo se mantiene constante en el pozo pero esta junto con la presién varia a
través del yacimiento (ver Ecuacion 5).

Ecuacion 5 Flujo pseudo-estable.

~ 708510 % Ko * A ¥ (Pus — Purs)
o = T, 3
Hop *.Bop * [Ln (a) _Z+S]

Fuente: MARTIN, ORLANDO. Flujo natural- Andlisis nodal. p5.

Donde:

* q, Tasa de flujo, BOPD

* Uy,  Viscosidad, cp

e K, Permeabilidad de la formacion, mD

e h Espesor, pies
7, Radio del pozo, ft
o7, Radio de drenaje, ft

e P, Presién promedio del yacimiento, psig
e P, Presion fondo fluyente, psig
e f,,  Factor Volumétrico, RB/STB

e Flujo Inestable. Segun Naranjo®*, este flujo se presenta en un periodo
pseudoestable el cual se da cuando se genera una perturbacion en la presion del
yacimiento, y esta perturbacion llega a afectar a cada uno de los puntos del limite
exterior del radio del yacimiento o también se puede presentar en un periodo
transiente el cual se da cuando la perturbacion generada no llega al limite exterior
del yacimiento, el comportamiento del flujo inestable se da cuando la tasa de flujo

en cualquier punto del yacimiento varia con el tiempo y la presidon en se mantiene
constante.

53 |bid., p. 15
54 1bid., p. 5
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3.1.4 Factor de dafio. Segun Tarek®®, este factor cominmente denominado factor
Skin representa una caida de presion referida como APg;,, esta caida de presion
se da debido a la presencia de una obstruccién la cual genera una reduccién de la
permeabilidad de la region cercana del pozo y a su vez impide el flujo efectivo de
los fluidos en las zonas cercanas a la cara del pozo.

Primero se debe determinar el valor del Dafio de formacion por medio de una
relacion de permeabilidades la cual se evidencia en la Ecuacion 6.

Ecuacidn 6. Caida de presion por la presencia del dafio de formacion.

K :
S = [ _ 1] ¥ In * (rSlel)
Kskin Tw

Fuente: AHMED, TAREK. Reservoir Engineering Handbook, 2006.

Dénde:

K..in permeabilidad de la zona dafiada, mD
rskin RAdio de la zona dafada, in

K Permeabilidad sin dafio, mD

7, Radio del pozo sin dafio, in

Como resultado de esta ecuacion, Tarek®® determina que se pueden obtener tres
casos:

e Factor de dafio mayor a cero, indica que la zona cercana al pozo se encuentra
danado, eso debido a que la permeabilidad de la zona dafiada es menor a la
permeabilidad de la formacién, al momento en que la permeabilidad de la zona
dafiada vaya disminuyendo el factor de dafio ira aumentando.

e Factor de dafio menor a cero, indica que la zona cercana al pozo se encuentra
estimulada, eso debido a que la permeabilidad de la zona dafiada es mayor a la
permeabilidad de la formacion, dado por un flujo lineal.

e Factor de dafio igual a 0, indica que no existe una alteraciéon de permeabilidad
en la zona dafiada, este es un caso ideal el cual se quiere llegar en cada uno de
los pozos, ya que indica que ninguna operacion ha afectado el rendimiento del
pozo.

Para determinar la caida de presién debido al dafio se tiene como referencia la
Ecuacidn 7 la cual se expresa de la siguiente forma:

%5 AHMED, Tarek H. Reservoir Engineering Handbook. 3 ed. Amsterdam: Gulf Professional
Publishing, 2006. p. 431
%6 |bid., p. 434
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Ecuacion 7. Caida de presién por la presencia del dafio de formacion (Darcy).

%
APg;, = 141.2 * [Q" s "] xS

Fuente: AHMED, TAREK. Reservoir Engineering Handbook, 2006.

Doénde:
e AP, Caida de presion por presencia de dafio, psig
o U, Viscosidad del petréleo, cP
e K Permeabilidad, mD
e (Q, Tasade flujo de petréleo, BOPD
e B, Factor volumétrico del petréleo, RB/STB.
e S Dafio de formacién, adimensional.

Como resultado de esta ecuacién Tarek®’ determina que se pueden obtener tres
casos:

e Caidade presion por lapresenciade dafio es mayor acero, indica la existencia
de una obstruccién que esta generando una caida de presién adicional a la ideal
segun su produccion original, esto debido a que la permeabilidad de la zona
dafiada es menor a la permeabilidad de la formacién.

e Caida de presion por la presencia de dafio es menor a cero, indica la no
existencia de obstruccion del flujo, por el contrario, muestra una estimulacién del
pozo debido a que la permeabilidad de la zona dafiada es mayor a la
permeabilidad de la formacion.

e Caida de presién por la presencia de dafio es igual a cero, indica que no
existen cambios en la region cercana del pozo, esto debido a la no existencia de
obstrucciones de flujo, esto se relaciona con que la permeabilidad de la zona
dafiada es igual a la permeabilidad de la formacion

3.2 REVEAL

Software de la compafia Petroleum Experts; este simulador esta especializado en
el area de yacimientos el cual, por medio de la produccion histérica del pozo es
capaz de realizar una aproximacion del comportamiento del yacimiento hasta la
actualidad, ademas, posee la ventaja de poder realizar estudios que incluyan
fracturacion térmica, quimica de produccién, transporte de soélidos, entre otros, ya
qgue este tiene la capacidad de comprender el impacto de la produccion en el
rendimiento del yacimiento.>®

5 Ibid., p. 432
58 PETROLEUM EXPERTS. Reveal. [En linea]. Disponible en: < http://www.petex.com/products/ipm-
suite/reveal/> [Citado el 20 de Abril de 2019]
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Para iniciar el disefio y obtener resultados con la mayor proximidad a la realidad se
debe tener conocimiento de informacion tales como las condiciones del yacimiento,
la fisicoquimica del agua, presencia precipitados, petrofisica, configuracion del
pozo, conocimiento del fluido producido, prueba PVT validada y la presion actual e
inicial, entre otros.

En este caso se mostrara el proceso de estudio para el pozo 3-D, este
procedimiento fue realizado de igual manera para los otros 4 pozos seleccionados
previamente.

3.2.1 Datos generales de la simulacién. En esta primera seccion se indica el
modelo en el yacimiento que estara presente que en este caso es un modelo tipo
Black Oil, junto con sus parametros iniciales los cuales seran descritos a
continuacion.

Previo a la seleccion del modelo se indicara que el pozo a estudiar no cuenta con
fracturas, ya que lo indicado es estudiar el dafio de formacion que posee sin ningun
tipo de estimulacion presente.

Inicialmente se va a considerar que el pozo no cuenta con un mecanismo de
acuifero activo, si al final el modelo no muestra resultados aptos de que el pozo
soporte la presion sin un acuifero activo, este sera incluido

Para la seleccion de modelo a estudiar se puede optar por diferentes opciones en
el que se debe tener especial cuidado ya que algunos parametros son exclusivos
entre ellos mismos, a continuacion y por criterio de los ingenieros que apoyan este
trabajo de grado se seleccionaran las opciones “Solids” y “Water Chemistry”, ya que
la quimica del agua mostrara el modelo de precipitacion en la fase acuosa el cual
incluye la adsorcion y la reduccion de las permeabilidades, y los sélidos evidenciara
el comportamiento de los asféltenos y ceras.

Se debe ingresar la fecha de inicio de vida del pozo desde la que se va a realizar la
simulacidén, se debe tener en cuenta que este se encuentra en formato dia/mes/afio,
adicional se ingresa la temperatura a una profundidad de referencia la cual para
todo el estudio se manejara en el punto medio perforado.

Por dltimo, se seleccionaran los componentes que seran incluidos en el estudio,
esto se debe a la manifestacion de los diferentes cationes y aniones presentes en
el agua de formacion, ademas se tomarda en cuenta los asféltenos y ceras, las cuales
fueron habilitadas en el momento de la seleccion del modelo.

3.2.2 Informacion del yacimiento. Esta seccion permite describir de manera
detallada la estructura que va a tener el modelo de yacimiento, se tendran en cuenta
parametros como la petrofisica y adicional se contara con el arreglo geométrico que
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tendra el mismo en donde se indicara el tipo de malla y posicionamiento del pozo
dentro del yacimiento

3.2.2.1 Sistema de coordenadas de cuadricula. Se seleccionara el sistema de
coordenadas de la cuadricula, el cual para los pozos de estudio se determina como
un modelo cartesiano, se seleccion6 esta debido a su simplicidad en el momento de
Su construccion y porque esta plasma una cuadricula general con un espaciado
constante entre las celdas como se muestra en la Figura 7.

Figura 7. Malla con modelo Cartesiano.
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Fuente: elaboracibn propia, basado en.
ECOPETROL, Reveal,

3.2.2.2 Dimensiones de la malla. Se ingresa el nUmero maximo de celdas que va
a tener la malla en sus diferentes direcciones, siendo “X” el ancho de la malla, “y” lo
largo de la malla 'y “z” correspondera al nimero de capas que tendra la misma, se
deben considerar las capas activas e inactivas, es decir aquellas capas que
encuentran en estado de produccion seran las activas y las que no corresponderan
a las capas inactivas.

Para definir la ubicacion del pozo, las celdas deberan contar con un refinamiento en
el que el pozo se encuentre en el medio y que su celda propia no sea muy extensa,
es decir, que comparado con el resto de bloques esta sea la de menor dimensién,
ademas, se debe considerar que para tener la certeza de tener una malla bien
estructurada se debe contar con la condicion de que la suma del producto de cada
uno de los bloques con su respectiva dimension debera arrojar el area total de
drenaje, a continuacién en la Tabla 15 se mostrara la malla que se utilizara en las
celdas “x” y “y”, y adicional se comprobara mediante la Ecuacién 8 el resultado del
area de drenaje total en funcion de acres donde arroja un resultado de 20.241 Acres.
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Tabla 15. Malla Pozo 3-D.

Desde | Hasta Numero de celdas Longitud de la celda (ft)
1 7 7 30
8 13 6 25
14 19 6 20
20 24 5 10
25 27 3 5
28 32 5 10
33 38 6 20
39 44 6 25
45 51 7 30

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

Ecuacion 8. Area de drenaje a partir de la malla.

T
= * *
Ap ZNC Le* 23een
Fuente: Ecuacion suministrada por Ecopetrol.

Donde:
e A, Areade drenaje, Acres
e N, Numero de celdas, adimensional
e L. Longitud de la celda, ft

Para las celdas en la direccion “z” se debe introducir el nimero total de capas con
la que la malla va a contar junto con su respectivo espesor, ademas se le especifica
al simulador que las propiedades de estas no van a variar a lo largo de la malla

Se indicara la profundidad del tope de la primera capa a profundidad medida, con
esta Informacion y con el espesor que se le indico a cada capa en el punto anterior,
el simulador podra determinar a qué profundidad se encuentra cada uno de los
topes perforados.

3.2.2.3 Porosidad y permeabilidad del yacimiento. En esta seccién y con ayuda
de la petrofisica entregada y validada por parte del equipo de Ecopetrol, se le asigna
a cada capa su respectivo valor de porosidad en unidades de fraccion y su
permeabilidad en unidades de miliDarcy, adicional a esto se debe tener en cuenta
gue las capas inactivas por ningn motivo deben tener propiedades, es decir, estas
tendran un valor de 0 en la porosidad y 0.0001 miliDarcy en la permeabilidad, esto
se hace con el fin de que estas zonas no sean capaces de representar aportes en
la produccién al momento de realizar la simulacion.

3.2.3 Descripcion general. Se debe incluir Informacion relacionada a las
caracteristicas de la roca, como la densidad de grano, la sobrecarga que soporta la
misma, la compresibilidad de la roca que sera descrita a un punto de referencia, su
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capacidad y conductividad térmica; adicional, se contara con las propiedades del
yacimiento y los fluidos, el cual se describe por medio de la Informacion PVT.

3.2.3.1 Propiedades del hidrocarburo de yacimiento. En esta fase se ingresaran
los datos requeridos por el simulador para el posterior calculo del PVT, como: la
relacion gas petroleo, la gravedad del petréleo, gravedad del gas, gravedad del agua
y por ultimo los posibles contaminantes los cuales son el &cido sulfhidrico, el dioxido
de carbono y el nitrdgeno gaseoso y cada uno de ellos serd expresado en
porcentaje, para este calculo se debe seleccionar el tipo de correlacion que se
desee usar lo cual fue suministrado por parte del equipo de Ecopetrol optando asi
por Lasater para el célculo del punto de burbuja , el gas en solucién y el factor
volumétrico del petréleo y para la viscosidad del petrdleo se seleccion6 a Beal et al;
es necesario aclarar que para cada una de las zonas los datos seran diferentes
debido a que en este Campo su variacién no se da respecto a la presién si no a su
profundidad y a su ubicacién en el Campo.

En el Anexo A se podran observar los resultados de los calculos del PVT por cada
pozo de estudio, en este se mostrara Informacién como la variacion de la presion
con respecto a el factor volumétrico de las tres fases, viscosidad de las tres fases 'y,
por ultimo, la densidad del agua y aceite, es importante tener conocimiento que el
punto de la presion de burbuja manejado es de 300 psig para todas las areas.

A continuacion, en la Grafica 27 se podra observar el resultado del factor
volumétrico del petréleo para cada una de los pozos de estudio.

Gréfica 27. Factor volumétrico del Petréleo por pozo.
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Fuente: elaboracion propia.
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En la Grafica 28 se mostrara el resultado de la variacion de la viscosidad del
petréleo para cada uno de los pozos de estudio.

Gréfica 28. Viscosidad del petr6leo por pozo.
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Fuente: elaboracién propia.

En la Gréafica 29 se puede observar la variacion de la densidad del petroleo en cada
uno de los pozos de estudio.

Grafica 29. Densidad del petroleo por pozo.
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Fuente: elaboracidn propia.
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En la Grafica 30 se observara la variacion del factor volumétrico del agua con
respecto la presion.

Gréfica 30. Factor volumétrico del agua por pozo.

1,045 5
Factor volumetrico del Agua
1,040
1,035
E
w 1,030
>
(¥ 9
1,025
1,020
1,015
0 500 1000 1500 2000 2500 3000
PRESION (psia)
Pozo 4-C Pozo 3-D ———Pozo 16-E Pozo 1-B Pozo 1-A

Fuente: elaboracién propia.

A continuacion, en la Grafica 31 se mostrara el resultado de la variacion de la
viscosidad del agua para cada una de los pozos de estudio.

Grafica 31. Viscosidad del agua por pozo.
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Fuente: elaboracién propia.
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En la Grafica 32 se puede observar la variacion de la densidad del agua en cada
uno de los pozos de estudio.

Gréfica 32. Densidad del agua por pozo.
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Fuente: elaboracidn propia.

En la Grafica 33 se observara la variacion del factor volumétrico del gas con
respecto la presion, en estas se podra visualizar que no existe cambio entre los
diferentes pozos debido a la baja produccion de gas que se tiene ya que se posee
un fluido tipo Black Oil.

Gréfica 33. Factor volumétrico del gas por pozo.
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Fuente: elaboracion propia.
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A continuacioén, en la Grafica 34 se mostrara el resultado de la variacién de la
viscosidad del gas para cada una de los pozos de estudio.

Gréfica 34. Viscosidad del gas por pozo.
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Fuente: elaboracidn propia.

3.2.4 Permeabilidades relativas. Estas se encuentran relacionadas con las
saturaciones de los fluidos, ya que con ayuda de esa Informacion se puede
determinar la fase mojante de la roca; Cada uno de los datos ingresados en esta
seccion se pondran en unidades de fraccion, la primera es la saturacion de agua
critica, la cual evidencia cual es la saturacion minima de agua que se debe contar
para que exista el movimiento de dicha fase dentro del yacimiento, adicional, se
ingresa la saturacion critica de la fase petréleo y la del gas, las cuales se rigen bajo
el mismo criterio previamente mencionado.

3.2.5 Propiedades del acuifero. Como se habia mencionado, esta seccion
Gnicamente se utiliza si el yacimiento no soporta por si solo la presion, es decir si la
caida es tan abrupta que la presion actual es mucho mas baja de lo real, para eso
se deber completar la informacién del acuifero como:

e Area de conexion. Indica de que perfil el acuifero tiene contacto con el
yacimiento.

e Geometria. Se indican datos sobre las dimensiones del acuifero, es decir su
espesor, el radio interior que posee el mismo, esto medido en pies y por ultimo su
angulo de contacto

3.2.6 Concentracion de las escamas organicas. En esta fase se indicara cual fue
el valor maximo de precipitados para el pozo, que particularmente para el Campo
Castilla, cuenta actualmente con precipitaciones de siderita y calcita, estas se
pondran en unidades de libra por pie cubico, adicional se ingresaran los datos de
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los cationes y aniones presentes en el agua con el fin de que el simulador realice el
calculo del efecto que tienen estos en el pozo.

3.2.7 Solidos. Es importante mencionar que toda la informacion suministrada en
esta seccidn es entregada por el personal de Ecopetrol y esta sera la Unica que no
va a variar por zona; esta parte tiene como propdsito analizar el efecto que tienen
los Asféltenos y ceras con el pozo, para ello se ingresaran datos como la densidad
floculada, el didametro maximo floculado, didmetro del grano, adicional se debe
realizar la tabla de solubilidad en la que se indica como varia la concentracion de
asfaltenos con respecto a la presion, en este caso la precipitacion de asfaltenos se
observara principalmente en la region cercana del pozo, ya que ahi es donde se
encontrara el cambio brusco de la presion (ver Tabla 16) y para las ceras se debe
realizar la tabla de solubilidad en la que se indica como varia la concentracion de
las ceras con respecto a la temperatura para este caso la principal depositacién sera
observada a lo largo de la tuberia ya que la variacion es respecto a la temperatura

(ver Tabla 17).
Tabla 16. Tabla de solubilidad para asfaltenos.

Concentracion de Presion (psig)
asfaltenos

9794 25
9796 105
9802 205
9808 305
9808 405
9813 415
9819 505
9824 605
9828 705
9842 785

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Tabla 17. Tabla de solubilidad para ceras.

Concentracion de | Temperatura (°f)
ceras

200 90

2000 185

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

3.2.8 Datos de referencia. Se le indicara al simulador el punto de referencia, que
para este estudio se defini6 como el punto medio perforado, esto se hace con el fin
de que en el momento que este empiece el proceso matemaético, la Informacion que
arroje el simulador sea en funcién de la profundidad seleccionada.

Adicional a esto se debe indicar la temperatura de referencia junto con su gradiente
geotérmico lo cual se calcula mediante la Ecuacion 9.
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Ecuacién 9. Gradiente Geotérmico.

(Thermal Gradient) = D
Tres = Ts + °
100°F

Fuente: SATTER, Abdus. IQBAL, Ghulam. BUCHWALTER, James. Practical Enhanced Reservoir
Engineering: Assisted with Simulation Software.: Fundamentals of Reservoir Fluid Properties, Phase
Behavior, and applications. Oklahoma.: PennWell Corporation, 2007. 106p. ISBN 1-59370-056-3.

Doénde:
e T,... Temperatura de reservorio, °F.
e T, Temperatura de superficie, °F.
e D Profundidad de referencia, ft.

3.2.9 Produccion del pozo. En esta seccion se ingresard la historia de la
produccion de fluidos (agua, gas y petroleo) a lo largo de la vida del pozo, esta se
hara de manera mensual y en unidades de Barriles de petréleo por dia, barriles de
agua por dia, y barriles de gas por dia respectivamente, esto con el fin de que el
simulador pueda determinar el comportamiento de la presiéon considerando su
produccion.

Lo anterior fue el dltimo dato necesario para completar la informacién requerida por
REVEAL, se sabe que toda la Informacién fue validada y aceptada por el simulador
ya que esta muestra un chulo verde en forma de aprobacién y asi poder realizar la
simulacion (ver Figura 8).

Figura 8. Aprobacion de las fases completadas en Reveal.

Schedule Section: well schedule sntry g ® — =l = & T EE=r. - I
Schedule List Step Size Setup -
Fropagate = Initial Step e — sat Lim dC Max dt Min dt Lim dT Lim dP -
Start 01.10/2015 Size Owerflow | (OPTIONAL}| (OPTIONAL)| (OPTIONAL)| (OPTIONAL) (OPTIONAL) s
-~
Until 0111 /2019 1 -
2. Until 01127201 =
3. Until 01012201 o
4. Until 01/02/201
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5 Until 01032200 - el Type ‘wiell Cantral -
5. Until 01/04./201 el n tode Control Lift curve Produce - lFlHed . '] - =
7. Until 01 /05201 POZO3D  Produce -
8. Until 01/06/201 POZO3D  shut-in Fixed Rate 27172 STB/day =
3. Uril 014072201 - i
10, Until 01/08/2C Fate Type il ] -

11, Until 01/09/2C Irnport Lift Curve Lift Curve l v]
12, Until 011020

13 Until 0111720
T4, Until 01412720
15, Until 01/01 /20
16 Until 01/02/2C
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OPTIOMAL settings

18 Until 0104720
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Cancel
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Fiestart File
Suppress Constraints
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a day: Plat
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e e

Calculate

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.
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3.2.10 Resultados proyectados por Reveal. Como resultado de la simulacion se
va a obtener el comportamiento de la presién de yacimiento a lo largo de su vida
productiva, es importante tener en cuenta que se considera que la simulacion esta
aprobada cuando el ultimo dato de presion corresponde al dato real que se tiene
actualmente, adicional va a mostrar una caida de presion referente a la presion de
fondo fluyente la cual permite visualizar como deberia observarse esta en un
comportamiento ideal donde no exista la presencia de dafio, adicional arrojara la
produccion en unidades de barriles por dia del agua y petréleo, esta debera ser la
misma que fue ingresada en el Ultimo paso para iniciar la simulacion.

Al haber ingresado un modelo que se regia por la quimica del agua y los sélidos
obtendremos resultados del acumulado de los asfaltenos y ceras en unidades de
libra masa, los cuales, mas adelante ayudaran a determinar en qué proporcion las
escamas organicas generan dafio de formacion en cada uno de los pozos de
estudio, en la Figura 9 se visualizara como REVEAL arroja los resultados de la
simulacion.

Figura 9. Resultados proyectados por Reveal.

Drate P F el el Drainage Reg Liquid Wi ater Oil Produced |[Mazs Frod Cumbdaszs Prod Cumn
Crepth] Frez [Rez Ref Froduced Froduced Hzphaltene W F
Drepth]
date psia psia STE/day STE/day STE/day lbrn lbrn

0zAM10/2015 210223 2141.87 372671 009411329 E N e 125.22 254721
041042015 2099.43 2139.28 37 3826 0209617 FFAT3 375.ERS FE. 4162
g1 042015 2096.01 213588 37639 0. 466014 FFA73 876.538 178.304
1641042015 2090.8 213007 382511 1.07789 FF 732 1878.3 F82.079
onA1142018 2083.38 2123.34 39.7501 257706 FFAT3 3881.82 FE9.E33
174112018 1849.51 201341 350.06 59.2493 290.811 19555.7 F9F7.94
mAM252015 172782 1951.7 406, 289 115.479 290.21 F32F02 E7EY.EY
o1.401/2016 188253 196496 236.B12 116.265 120,347 458663 933012
o A02/2016 1875.49 1956.61 270.062 154,337 115.725 573487 11788.2
o1 A035201 6 1861.95 1943.47 305,481 190,253 115.188 E31592.2 14075.7
o1./04/2016 1874.968 194E6.73 292.7BE 197. 767 94,9998 791599 161037
o A058/2016 1820.528 1945.48 295.026 203.E5 86377 873477 17391.8
01 A0EB/2016 183817 1918.92 381.821 271.209 110.612 99366 6 20215

mA074201E 181082 1894 52 432014 A5.95 116.064 111028 22887 6
o1.A08/20168 1783.9 1869.67 482131 IE2.823 119.308 123455 251158
o1./09/2016 177209 18545 503,958 392574 111.385 135077 274803
mA105201E 174036 1g28.02 5E9.E51 443 507 121.149 147211 29969.2
o A1142018 172282 1808.82 EO2.151 485 BE1 116.49 159471 324435
omAM2:2016 1684.42 177E.8 ES1.405 552.99 128.415 172445 3505829
0140142017 1E53.59 174715 F33.378 EO3.725 129.654 185982 378369
o A0242017 1606.01 1706 835.094 E93. 44 141.654 200772 40245 8
0140352017 1520.66 1675.93 873.099 F42.218 136881 213681 434721
o1./04/2017 1569.58 166261 896.949 FE2AVE 124,773 226710 461228
o A0552017 154E6.79 1E40.84 947 4617 221.626 125.835 239426 48709.2
0106842017 1487.98 159252 1075.43 928,934 146,497 254723 51821.8

Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.

En el Anexo B se podran observar los resultados arrojados por Reveal en cada
pozo de estudio.
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3.3 PROSPER

Software vinculado a la firma Petroleum Experts, este simulador esta especializado
en la construccién del analisis nodal, el cual es un método que evalla el desempefio
de los pozos y permite conocer los fendmenos fisicos que ocurren dentro de la
tuberia y el pozo, esto se logra mediante la simulacion del comportamiento de un
yacimiento en estado estacionario.

El andlisis nodal tiene como objetivo analizar los problemas en los pozos de petréleo
y gas que aporten produccion mediante cualquier tipo de flujo ya sea natural o por
medio de sistemas de levantamiento artificial.

La IPR (inflow performance relationship) es la relacion entre la presion de fondo
fluyente de un pozo y su tasa de produccion, el cual se representa a través de una
gréfica.

Teniendo en cuenta el propdsito de este estudio, se van a realizar tres modelos que
dardn como referencia tres puntos importantes en el estudio, el primero es la
simulacién del andlisis nodal en el momento en el que el pozo inicia su vida
productiva, esta dara como resultado el dafio inducido que sufrié el pozo en el
momento de ser perforado, la segunda simulacion arrojara el dafo actual que posee
el pozo de estudio, y por ultimo se hara una simulacién actual asumiendo que no
existe ningun dafo de formacion presente; estos dos ultimos estudios ayudaran a
determinar cudl es la presién de fondo fluyente ideal segun la produccion que se
tiene actualmente para que no exista un dafio de formacion.

Es importante sefalar que no se va a realizar el calculo para la creacion de la curva
VLP ya que no se tiene como fin optimizar la produccion, Unicamente se va a realizar
la construccion de la curva IPR la cual ayudara a identificar el dafio de formacion
gue posee el pozo de estudio en el momento del andlisis.

Para iniciar el disefio y obtener resultados con la mayor proximidad a la realidad se
debe tener conocimiento de informacion tales como las condiciones del yacimiento,
tuberia mojada, la cual es aquella tuberia con la que el fluido tiene contacto,
petrofisica, configuracion del pozo, conocimiento del fluido producido, la presion del
yacimiento y presiéon de fondo fluyente, las cuales deben estar a la fecha a la cual
se quiere realizar el estudio, prueba PVT validada, entre otros parametros.

En este caso se mostrara el proceso de estudio para el Pozo 3-D, este
procedimiento fue realizado de igual manera para los otros 4 pozos seleccionados
previamente.

3.3.1 Informacion basica para el simulador. Para realizar el analisis nodal el

simulador requiere Informacién general como el tipo de fluido que se va a producir,

que en esta ocasion sera el tipo Black Oil, este se seleccioné debido a que se tiene
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un crudo pesado con un bajo nivel de produccion de gas, adicional se debe
mencionar si existe la presencia de emulsiones o hidratos.

En segunda medida se debe indicar por donde fluye el fluido que se va a producir,
teniendo tres opciones, la primera sera la tuberia de produccion, la siguiente es
producir por el anular y por ultimo que fluya por ambos medios, en este caso el fluido
se esta produciendo a través de la tuberia de produccion.

La Informacién PVT del pozo sera la misma que se indicé en el simulador Reveal.

3.3.2 Informacion del equipo. En esta seccion se realizara la descripcion de la
configuracién del pozo, en el que se tiene en cuenta parametros como el equipo de
fondo, la desviacion y trayectoria del pozo y, por ultimo, el gradiente geotérmico.

Para la desviacion y trayectoria del pozo se va a hacer uso del survey el cual es un
registro de inclinacion, este debe ser subido en el software tanto en profundidad
medida (MD) como en profundidad vertical medida (TVD); para efectos practicos el
simulador filtrara la Informacién del registro a Unicamente 20 puntos (ver Figura 10),
asi se podra realizar el estudio del nodo de una manera efectiva, ya que se van a
tener en cuenta factores como la friccion que ocurre en la formacion con la tuberia
debido al roce existente entre estos como resultado de la desviacion en su
trayectoria.

Figura 10. Survey.

MDD =-= TWD
I | | Calculat= |
Input Data
Measured Depth True Vertcal Cumulatwve Angle
. Depth Displacement
{(feet) (feet) (fest) (degrees)
1 ] L] ] ]
2 431 “433.9 9.31512 1.22999
s 52 525.9 o.31512 [}
=F 3589 3567 1165.833 202952
L 3853 35<9%3.7 152.903 ¥ 29585
[=] 4137 4125.9 210.007F 11.5993
ra 4325 43035.% 252,72 15. 1951
= 470E G551, 5 395.039 20.38553
Lt 5052 5004, 7 555.4927 5. 2311
10 54455 53365.6 5. 558 29.935%
11 SF¥51 55F1.9 S09.131 3. G312
12 S035 5791.9 1090.31 39. 9725
13 5319 5997.6 125%1.67 “43. 355
1<% a507F 5123.7 142,11 47. 85754
1.5 [=1=t=1=] 5239.3 1575.15 S22, F5A2
1s 983 s5391.49 1817.17F 57.7453
17 TS558 55779 2350.035 61.73<37
13 TS 57317 2525.88 FO. 152
19 S051 5333. 1 2796.82 F1.2995
210 8132 5354.5 255<4.499 F2. 3731

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.
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La Informacion del equipo de fondo solicitada por el simulador hace referencia a los
datos de tuberia y equipo de fondo que por estado mecanico estén en contacto con
el fluido, entre las posibles opciones se encuentran la tuberia de produccion, casing
y liner, adicional se debe ingresar el didmetro interno que este posea en pulgadas y
la profundidad medida (MD) a la que llega cada una de las partes que esta en
contacto con el fluido, es importante mencionar que la ultima profundidad debe ser
al punto de referencia, lo anterior se puede observar en la Figura 11.

Figura 11. Equipo de fondo.

| Done | | Cancel | | Main | | Import | | Export | | Report | |Tubing DB | | Casing DB | | Help |
Input Data
Label Type Measured Tubing Tuhing Tuhing Tuhing Casing Casing Rate =
Depth Inside Inside Outside Outside Inside Inside Multipli
Point Diameter | Roughness = Diameter  Roughness = Diameter = Roughness
(feet) {inches) {inches) (inches) {inches) {inches) (inches)

m

1 ¥masTree 0

2 TUBING 4.5 Tubing 51596,12 3.958 0.0006 1
3 Casing 9 5/8 Casing 7085 8.681 0.000& 1
4 Liner Casing 7710 6.134 0.0008 1

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

Para el gradiente geotérmico, Unicamente se debe introducir la temperatura a
superficie y la temperatura a profundidad del punto de referencia, se debe tener
especial cuidado ya que el punto de referencia debe ser igual a la profundidad total
de la tuberia mojada, el calculo del gradiente geotérmico lo realizara
automaticamente el software, lo anterior se puede observar en la Figura 12.

Figura 12. Gradiente geotérmico (Prosper).

COwerall Heat Transfer Coefficient || 1 BT 24F |
Formaton Gradient
Depth Referencse I FREE |Enter Measured Depth -
Formaton TWD Formaton Measured Formaton
Point Depth Temperature
(feet) (feet) (deg F)
1 (o] ] =0
= BF19.3 FF10 153.91

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

3.3.3 Informacion de entrada para el calculo de la IPR. Se debe introducir la
Informacién detallada de cada una de las capas, en las que se ingresaron datos
como: su profundidad medida y profundidad vertical verdadera la cual para la
profundidad medida se puede determinar a partir del punto medio perforado el cual
se visualiza en el estado mecanico y para el segundo caso con ayuda del survey se
determina cual es su profundidad vertical verdadera, radio del pozo el cual se
conocid por el estado mecanico, datos PVT en el que se hace uso de la misma
informacion ingresada al simulador Reveal, datos de petrofisica el cual fue
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suministrada y previamente validada por el equipo de Ecopetrol, area de drenaje la
cual fue entregada por el personal de yacimientos y adicional a eso se pidié que
especificaran que modelo iba a ser utilizado para la geometria del pozo, para lo que
se determin6 un modelo circular centrado al cual le corresponde a un valor de 31.6
(ver Figura 13), por ultimo, para el analisis nodal inicial se asumira un dafio O para
después realizar una sensibilidad y asi poder determinar cual es el dafio real en el
momento de estudio, toda la Informacién anteriormente descrita se podra visualizar

en la Figura 14.
Figura 13. Arreglo del pozo.

31.6

Fuente: elaboracién propia,
basado en. ECOPETROL, Prosper.

Figura 14. Informacion de entrada para el calculo de la IPR.

Layer Type Layer IPR Model Layer SkinModel  LayerGravel ~ Messured | TrueVertca  Layer  layerFlowing  Layer LayerPVT | LayerModel | LayerSkin | GravelPack | RelPermDats
Pack Depth Depth Pressure Radius Roughness Data Data Data Data

Layer
(feet) (feet) (psig) (feet) {inches)
OF 7558 6665
1 Perforated Darcy By Hand 7577 6673 2556.84 0.354 0.0008 PVT Model Skin
2 Blank 7591 6679 0.35¢ 0.0008
3 | Perforated Darcy By Hand 7664 6705 2566.44 0.354 0.0008 PVT Model Skin
4 Blank 7675 6709 0.354 0.0006
5
8
7
8
9

Perforated Darcy By Hand 7725 6725 2577.14 0.354 0.0008 PVT Model Skin
Blark 7733 6728 0.354 0.0008
Perforated Darcy By Hand 7784 6744 2585.3 0.354 0.0008 PVT Model Skin
Blank 7798 6743 0.354 0.0008
Perforated Darcy By Hand 7862 6770 2595.22 0.354 0.0008 PVT Model Skin

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

Al tener la Informacion diligenciada se procede al calculo automético por el
simulador el cual lo maneja por medio del modelo Darcy, este arroja la curva de IPR
y el punto en el que se encuentra actualmente produciendo el pozo, en este se
pueden presentar tres opciones, la primera es que el punto de prueba del pozo se
encuentre al lado izquierdo de la curva IPR, indicando asi que el pozo tiene un dafio
mayor al asignado, esto debido a que con respecto a la produccién que tiene su
presion de fondo fluyente deberia ser mayor, mostrando asi una restriccion de flujo,
la segunda opcion es que el punto del pozo se encuentre al lado derecho de la
curva, mostrando que el dafio que se encuentra es menor al asignado en el calculo,
el ultimo caso es cuando el punto se encuentra sobre la curva esta muestra que ya
logr6 determinar el valor del dafio en el pozo.

A continuacion, se mostrara el resultado del andlisis nodal inicial arrojado por el
simulador correspondiente al Pozo 3-D, permitiendo visualizar la curva IPR la cual
evidencia que a la presiéon de fondo fluyente en ese punto de dato de prueba la
produccion no alcanza a ser la 6ptima debido a una posible restriccion de flujo (ver
Figura 15).
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Figura 15. Curva IPR para produccion inicial Pozo 3-D.

| —®— cyrvalPR ™ Dato de prueba
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450
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Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

Dado que el pozo tiene un dafio se debe realizar una sensibilizacién de datos en el
que se logre determinar cual es la magnitud de este, a continuacién, se muestra la
sensibilidad realizada a diferentes casos, el primer caso se realizé una sensibilidad
a dafo 0, el segundo caso se realizé una sensibilidad de dafio de dos y el caso
namero tres se realizé una sensibilidad un dafio de cuatro, como resultado de las
sensibilidades se podra observar que el pozo tiene un dafio de 2, (ver Figura 16).

Figura 16. Sensibilidad del dafio inicial del Pozo 3-D.

| —9%Casol ¢ Caso2 —¢—Caso3 W Dato de prueba

0 50 100 150 200 250 300 350 400 450 500
Liquid Rate (STB/day)

550 600 550 700 750 800 850

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.
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Al ya obtener el dafio se puede exportar una tabla de datos la cual muestra el
comportamiento de la variacion de la produccion de petrdleo con respecto a la
presion de fondo fluyente, para el caso de referencia ver Tabla 18.

Tabla 18. Variacion produccién de petroleo vs caida de

presion de fondo fluyente con dafio inducido.
Condiciones iniciales
Dafio de formacion : 2
Tasa de petréleo: 392 bopd
Qo (BOPD) IPR (psi)
8.52 2092.59
30.40 2020.20
60.79 1919.65
91.18 1819.08
121.57 1718.52
151.97 1617.96
182.36 1517.40
212.75 1416.85
243.14 1316.30
273.54 1215.76
303.93 1115.23
334.33 1014.70
364.72 914.19
395.11 813.70
425.50 713.97
455,90 614.02
486.29 514.34
516.69 415.05
547.05 316.48
577.44 212.34
Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.

En el Anexo C, se podra observar en una tabla el comportamiento de la produccion
de petroleo con respecto a la presion con su respectivo dafio inducido para cada
uno de los pozos.

El segundo caso de estudio se estudiara el comportamiento de la produccion de
petréleo con respecto a la presion de fondo fluyente al dafio actual del pozo, para
ello, asi como en el primer caso se realizara un analisis nodal, la informacion que
varia sera: corte de agua, presion actual que posee el yacimiento, la presion de
fondo fluyente, la tasa de liquido producido; como resultado se obtuvo la curva IPR
actual (ver Figura 17) en la que evidencia de igual manera la presencia de un dafio.
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Figura 17. Curva IPR para produccion actual Pozo 3-D.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

Dado que el pozo tiene un dafio se debe realizar una sensibilizacion de datos en el
que se logre determinar cual es la magnitud de este, a continuacion, se muestra la
sensibilidad realizada a diferentes casos, el primer caso se realizé una sensibilidad
a dafo 0, el segundo caso se realizd una sensibilidad a un dafio de 15 en el caso
namero tres se realizé una sensibilidad a dafio de 20.8 y en el ultimo se realizé una
sensibilidad a dafio 25, como resultado de las sensibilidades se podra observar que
el pozo tiene un dafio de 20.8, esto se podra observar en la Figura 18.

Figura 18. Sensibilidad del dafio actual del Pozo 3-D.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

102



Al ya obtener el dafio actual se puede exportar una tabla de datos la cual muestra
el comportamiento de la variacién de la produccion de petrdleo con respecto a la
presion de fondo fluyente, para el caso de referencia ver Tabla 19.

Tabla 19. Variacion produccion de petréleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual.

Condiciones actuales
Dafio de formacion: 20.8
Tasa de petréleo: 125 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
9.13 1490.72
9.13 1490.72
16.97 1425.12
25.45 1354.09
33.93 1283.05
42.41 1212.03
50.89 1141.01
59.38 1070.00
67.86 999.00
76.34 928.00
84.82 856.99
93.31 786.12
101.79 715.83
110.27 645.22
118.75 574.74
127.24 504.39
135.73 434.20
144.23 360.01
152.71 272.41
161.20 156.04
Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.

En el Anexo D, se podra observar en una tabla el comportamiento de la produccion
de petroleo con respecto a la presion de fondo fluyente, y su respectivo dafio actual
para cada uno de los pozos.

A continuacion, en la Tabla 20, se mostrara cual seria el comportamiento ideal de

la produccion actual con respecto a la presién de fondo fluyente si este no tuviera
presencia de dafo.
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presion sin dafio.

Tabla 20. Variacion produccion de petroleo vs caida de

Condiciones actuales

Dafio de formaciéon: O

Tasa de petréleo: 125 bopd

Qo (BOPD) IPR (psig)
9.13 1548.85
35.37 1496.15
70.74 1425.12
106.12 1354.09
141.49 1283.06
176.86 1212.05
212.23 1141.02
247.60 1070.01
282.97 999.00
318.35 928.00
353.72 857.01
389.09 786.12
424.46 715.83
459.84 645.23
495.20 574.74
530.53 504.49
565.91 434.37
601.31 360.30
636.71 272.73
672.08 156.67

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,

Prosper.

En el Anexo E, se podra observar en una tabla el comportamiento de la produccion
de petréleo con respecto a la presion, despreciando el dafio para cada uno de los

pozos

A continuaciéon, en la Tabla 21, se mostraran los resultados arrojados por el
simulador Prosper, correspondientes al dafio inducido y dafio actual por cada pozo.

Tabla 21. Dafio inducido y actual de cada pozo.

Pozo 1-A Pozo 1-B Pozo 4-C | Pozo 3-D | Pozo 16-E
Dafo inducido 3.8 17.5 26 2 8
Dafo actual 6 22 29.5 20.8 10.8

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.
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3.4 FUENTE PRINCIPAL DEL DANO

A continuacién, se determinard por medio de una hoja de Excel macro desarrollada
bajo la experiencia de los ingenieros de Ecopetrol, la fuente principal de dafio; para
el funcionamiento de la herramienta, se necesitard ingresar en ella los datos
arrojados por los simuladores como el dafio inducido y actual y la perdida de presién
tedrica que se esta teniendo actualmente como consecuencia del dafio.

3.4.1 Determinacion de la caida de presion tedrica debido al dafio. Se debe
calcular la presiébn de fondo fluyente a condicion actual con dafio y otra
despreciando el dafio, esto es importante determinarlo debido a que nos permitir4
conocer cual ha sido la perdida de presion tedrica.

Es importante determinar la caida de presion que esta siendo afectada en el pozo,
ya que esta influye en la capacidad que tiene el pozo para entregar sus fluidos a
superficie, es decir entre mayor sea la caida de presion teorica que tenga el pozo,
da a entender la existencia de un dafio a gran escala debido a la presencia de una
restriccion en la regidbn cercana del pozo que estd ocasionando que el
funcionamiento del yacimiento no sea el mas Optimo, este célculo de presiéon de
fondo fluyente va ligado a la produccidn que se tiene actualmente en el pozo.

Los célculos de presion de fondo fluyente se realizaran con la Ecuacion 10.

Ecuacion 10. Presion fondo fluyente.
, _ (P
"1™ (Qo, — Qoy

* (Qoa — Qol) + Py

Fuente: Ecuacion suministrada por Ecopetrol.

Donde:
e P, Presion de fondo fluyente, psig.
e P, Presién, donde, P,< P;, psig.
e P, Presion, donde, P,< P;, psig.
e (o, Tasa de flujo de petréleo, BOPD.
e (o, Tasa de flujo de petréleo, BOPD.
e (Qp, Tasade flujo de petroleo actual, BOPD.

Para determinar esta presion de fondo fluyente, es importante tener en cuenta las
siguientes consideraciones:

e La presion 2 debe ser mayor a la presion 1.
¢ La tasa de flujo de petroleo 2 debe ser mayor a la tasa de flujo de petrdleo 1.
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e Para determinar la presiéon de fondo fluyente actual sin dafio se debe realizar el
mismo calculo a la misma presion, es decir variaran unicamente los datos de tasa
de flujo, los cuales se tienen en la tabla.

En la Figura 19 se podra observar gréficamente el comportamiento de coémo
deberia ser la caida de presion ideal desde el yacimiento hasta la region cercana
del pozo teniendo esta un comportamiento casi lineal con una pendiente no tan
pronunciada, adicional se ve otra curva la cual indica el comportamiento de la
presion real, esta tiene una curva con mayor declinacion en la que se observa que
cae abruptamente la presion debido a una posible obstruccion en la region cercana
del pozo la cual impide el flujo efectivo de los fluidos, es decir en el radio que posee
afectacion por el dafio. El diferencial de presion que se tiene entre la presion ideal
qgue llega a el radio del pozo y la presion de fondo fluyente real indica el dafio de
formacion en el pozo.

Figura 19. Comportamiento caida de presién ideal y versus caida de presion real.

m . Pe
\‘?/
rw
P
r ideal
p P
Donde: g = Kf
P,= Presion de yacimiento |
P= Presion en la cara del pozo Nw
r,= Radio de drenaje =»> re
r,,= Radio del pozo >
.= Radio de afectacion del dafio Fe >

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Curso basico dafio de formacion.

En la Tabla 22 se mostrara los resultados de la presién de fondo fluyente con el
dafio actual y considerando que no se tiene dafio, esto se hara para cada uno de
los pozos de estudio con el fin de determinar la caida de presion que se esta
teniendo por la presencia de una obstruccion que genera a su vez un dafo.
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Tabla 22. Presién de fondo fluyente por pozo.

Pozo 1-A | Pozo 1-B Pozo 4-C | Pozo 3-D | Pozo 16-E
Presién Fondo
Fluyente Sin Dafio | 1,135.2 1,987.7 1,603.2 1,317.0 1,391.5
(psig)
Presion Fondo
Fluyente Con Dafio 714 1,305.7 493.5 526.4 661
(psig) _
Perdida de Presion | ., , 682 1,109.7 | 790.6 7305
tedrica (psiqg)

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

3.4.2 Caida de presion por cada tipo de dafio. Para detectar la fuente del dafio,
Ecopetrol suministro una hoja de Excel macro desarrollada bajo la experiencia de
los ingenieros, la cual permite detectar el nivel de afectacion del pozo causado por
el dafio inducido, las emulsiones, escamas minerales, escamas organicas,
presencia de finos y humectabilidad, para el funcionamiento de esta herramienta,
se insertaran los datos obtenidos por los simuladores Reveal y Prosper.

Es importante considerar que esta hoja determinard la causal de la fuente principal
del dafio actual, para ello tomara en cuenta toda su vida productiva, el dafio
inducido, dafio actual, caida de presion teérica para mostrar asi el resultado de
afectacién por cada parametro en funcién de caida de presién y proporcién del dafio
con respecto el total.

A continuacién, se mencionaran que datos arrojados por los simuladores fueron
necesarios para que la hoja calculara el nivel de afectacion por cada parametro.

e Emulsidn. Para determinar el dafio por emulsion la herramienta pide informacion
sobre: el porcentaje de emulsion en el pozo y corte de agua el cual fue entregado
por el personal de Ecopetrol. Adicional solicita los datos PVT del pozo como el
factor volumétrico del petréleo, viscosidad del petroleo y el agua, estos fueron
extraidos del simulador Reveal. Por ultimo requiere informacién del pozo como el
espesor que se encuentra en produccion y el radio del pozo.

e Escamas minerales. Para determinar el dafio por escamas minerales la
herramienta pide informacion sobre: tasa de produccion de agua, el corte de agua
gue se tiene en el pozo, comportamiento de los minerales (calcita y siderita) con
respecto a la variacion de presion, todos los parametros mencionados
anteriormente fueron suministrado por Ecopetrol, adicional a esto, la herramienta
pido informacion sobre datos PVT del pozo como el factor volumétrico del petroleo,
viscosidad del petréleo y el agua, y el comportamiento que tiene la presion de
yacimiento a lo largo de su vida productiva, estos datos fueron extraidos del
simulador Reveal.
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En este caso la herramienta toma en cuenta la cantidad en masa acumulada de los
precipitados convirtiendo asi ese resultado en funcion de la caida de presiéon que
representa con respecto a la caida de presion total.

e Dafio por escamas organicas. Para determinar el dafio por escamas organicas
la herramienta pide informacién sobre los datos PVT del pozo, masa producida
acumulada de los organicos como lo son los asféltenos y ceras y por ultimo el
comportamiento de la presion de yacimiento a lo largo de su vida productiva, estos
datos fueron extraidos de la herramienta Reveal. Adicional solicita informacion de
la produccion del pozo, y corte de agua, lo cual fue suministrado por el personal
de Ecopetrol.

e Finos. Para determinar el dafio por presencia de finos, la herramienta pide
informacion sobre los datos PVT del pozo, comportamiento de la presién de
yacimientos a lo largo de su produccion, esta informacion fue extraida del
simulador Reveal; adicional, toma en cuenta la produccion de agua, corte de agua
y la cantidad en masa acumulada de los finos como lo son: la ilita, caolinita, cuarzo
esmeéctica y clorita, la cual se rige por la tasa critica de produccién, si la produccién
de fluidos es mayor a la tasa critica esta transportara los finos, de lo contrario no,
esta informacion fue suministrada por el personal de Ecopetrol.

e Permeabilidad relativa. Considera que la caida de presion debido a las
permeabilidades relativas en Campo Castilla representa un 30% del total de las
escamas organicas.

e Dafio inducido. Para determinar la caida de presion por el dafio inducido, realiza
una relacion con respecto a la caida de presion con el dafio actual para asi sacar
gué proporcion viene por el dafio inicial el cual fue determinado por medio de la
simulacién con la herramienta Prosper.

A continuacion, en la Tabla 23, se evidencia el resultado de la herramienta en dos
valores, el primero sera en funcion de la caida de presion que representa cada factor
y el segundo sera en funcion del dafio de formacion que representa cada uno en
funcién del dafio total; de dicha tabla se puede concluir que:

e La principal fuente de dafio del pozo 1-A es por dafio inducido.

¢ La principal fuente de dafio del pozo 1-B es por dafio inducido.

¢ La principal fuente de dafio del pozo 4-C es por dafio inducido.

¢ La principal fuente de dafio del pozo 3-D es por escamas organicas.
e La principal fuente de dafio del pozo 16-E es por dafio inducido.
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Tabla 23. Proporcion segun la fuente de dafio

Pozo 1-A Pozo 1-B Pozo 4-C Pozo 3-D Pozo 16-E
Psig Skin Psig Skin Psig Skin Psig Skin Psig Skin
Emulsién 121.0 1.7 23.6 0.76 62.4 1.7 10.8 0.3 13.9 0.2
Escamas 0.3 00 | 153 | 049 6.9 0.2 0.6 0 2.7 0
minerales
Escamas 255 0.4 77.3 2.49 48 1.3 540.9 | 142 | 1329 | 20
Organicas
Finos 0.0 0.0 0.0 0.00 0 0 0 0 0 0
Permeabilidad | = - ¢ |\ o1 | 232 | 075 | 144 04 | 1623 | 43 399 | 06
relativa
Darfio inducido 266.8 3.8 542.5 17.50 978.1 26 76 2.0 541.1 8.0
Total 421.2 6.0 682 22 1,109.7 295 790.6 20.8 730.5 10.8

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.
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4.EVOLUCION DEL DANO

En este capitulo se realizara una comparacion cuantitativa de los resultados
obtenidos en el estudio de dafio de formacion actual y el estudio de dafio de
formacion realizado en el 2014 para la Formacion K1 de Campo Castilla, a fin de
determinar la evolucion del dafio en los ultimos afios y la variacion respecto al primer
estudio. Para realizar la comparacion del dafio se tuvieron en cuenta los diferentes
mecanismos de dafio ya obtenidos del primer estudio realizado y se discriminaron
para realizar la comparacion por tipo de dafo.

El estudio realizado en el afio 2014 cuenta con el analisis de cinco (5) pozos, el
Pozo 14-1y Pozo 14-3 pertenecen al Area D, el Pozo 14-2 corresponde al Area E,
los pozos 14-4 y 14-5 son de las areas A y B respectivamente. El estudio actual se
realizd sobre cinco (5) pozos diferentes como se menciond anteriormente los pozos
1-A, 1-B, 4-C, 3-D y 16-E son pertenecientes a las areas A, B, C, Dy E
correspondientemente.

A continuacion, se describen los tipos de dafio presentes en la Formacion K1 vy el
resultado final de la cuantificacion del dafio por pozo.

4.1 ESCAMAS MINERALES

Las escamas minerales se encuentran solubles en agua y se presentan por cambios
abruptos en las condiciones que alteran el equilibrio del agua de formacion que se
produce o como resultado de la mezcla de aguas incompatibles. La caida de presion
es uno de los factores que mas afectan el equilibrio del agua, ya que, al disminuir la
presion el agua se puede sobresaturar con algin ion presente y causar
precipitados.>?

A continuacién, se mostraran los resultados que se obtuvieron de la precipitacion
de escamas para el estudio actual de dafo de formacion y el estudio de dafio de
formacion del 2014.

4.1.1 Estudio dafio de formacion actual. Para determinar la cantidad de escamas
precipitadas en la Formacion K1 de Campo Castilla, primero se realizé un patrén
composicional del agua de formacion para cada area; el area D no contaba con
analisis fisico quimico del agua de formacion y se asumié el analisis del area E por
su continuidad en el Campo Castilla. Posterior a esto se realizdé un analisis con la
prediccion de la tendencia incrustante de los componentes presentes y posibles
precipitaciones para después analizar pozo a pozo si existe dafio generado por
escamas minerales.

SSECONOMIDES, Michael y NOTE, Kenneth. Op. Cit., p. 14-6.
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4.1.1.1 Patrones composicionales del agua de formacién. Los patrones
composicionales consisten en mostrar graficamente los iones presentes en el agua
de formacion de acuerdo a analisis fisicoquimicos que se obtienen del laboratorio.
Para las areas de Campo Castilla se tiene la Tabla 24 con la concentracidon de iones
otorgada por Ecopetrol para el analisis de las zonas.

Tabla 24. Concentracion de iones presentes en las areas del Campo Castilla.

Concentracion ppm
lon presente | AREA A AREA B AREA C AREA E
Na 114.0 676.0 206.3 1145.0
Ca 19.9 154.0 40.7 292.0
Mg 1.5 11.9 3.0 24.8
S04 9.0 4.0 9.0 20.9
Cl 82.0 1349.0 297.0 2398.0
HCO3 244.0 285.0 187.0 203.0
Ba 0.7 6.2 0.8 2.5
K 16.7 57.5 12.8 59.4
Sr 0.5 5.4 1.6 13.7
Fe 0.1 3.0 3.0 10.0

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

De acuerdo con los datos otorgados se grafico la informacién usando la gréafica radar
que permite visualizar la concentracion de cada ion y cOmo se comporta por area,
en la Figura 20 se muestran los patrones composicionales del agua de formacion.

Las areas B y E presentan un patrén Sodio — Cloruro tipico de agua de formacion
mientras que las areas A y C no presentan patrones conocidos. Las areas muestran
una baja saturacion de Bario e Hierro mientras que presentan una considerable
saturacion de Calcio y Carbonatos, por lo que se esperaria depodsitos minerales de
este tipo.
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Figura 20. Patrones composicionales del agua de formacion.

HCO3 HCO3

@ AREA C #AREA E

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Analisis de aguas.

4.1.1.2 Prediccién de la tendencia incrustante de depdsitos minerales. La
gerencia de yacimientos encargada del Campo Castilla otorgo la informacion de la
prediccién de la tendencia incrustante de los depdsitos minerales, como se muestra
en las Figuras 21, 22, 23 y 24, para las temperaturas de 170°F, 190°F y 220°F, y
el rango de presion de 14.7 psia a 3,000 psia, esta relaciéon representa la tasa de
depdésito de los minerales a una condicion especifica de temperatura y presion.
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Figura 21. Tasa de incrustacion para area A.
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Figura 22. Tasa de incrustacion para area B.
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Figura 23. Tasa de incrustacion para area C.
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Figura 24. Tasa de incrustacion para area E.
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Para las diferentes areas de la Formacion K1 se observan los depoésitos de los
minerales Calcita y Siderita a diferentes temperaturas y en el rango de presiones
consideradas que van desde yacimiento hasta superficie. En el Area A Gnicamente
se presenta depoésito de Calcita a una temperatura de 220°F.

4.1.1.3 Andlisis de Escamas Minerales. De acuerdo a la informacion de
incrustacion de minerales para las diferentes temperaturas y presiones se establecio
una estimacion de las escamas depositadas para los pozos representativos de cada
area.

La Graficas 35 muestra la estimacion del radio de penetracion de las escamas
depositadas en los pozos correspondiente durante su vida productiva. El radio de
penetracion hace referencia al radio desde el centro del pozo hasta el borde externo
del dafio, por lo que si este supera el radio original del pozo se considera que existe
invasion en la cara de la formacion.

Para determinar el radio de penetracion se empleé una hoja de Excel macro
brindada por los ingenieros de Ecopetrol, la cual tiene en cuenta la tendencia
incrustante de las escamas minerales, la produccion acumulada de agua, la
variacion de la presion en el tiempo, la densidad de la escama que se esta
analizando, la permeabilidad y porosidad, entre otros.

El Pozo 1-B es el que presenta un mayor valor de dafio respecto a los otros pozos
de estudio con depdsitos de Calcita y Siderita; su radio de invasion supera el radio
del pozo, lo que indica invasion en la cara productora de la formacion y tiene un
depdsito de 0.8 toneladas de Calcita.

Para el Pozo 4-C se determind presencia de Siderita que corresponde al depositd
de 0.07 toneladas y un radio de penetracion de 0.37 ft, ya que, el pozo cuenta con
un radio de perforacibn de 0.354 ft, no se considera un radio de invasién
significativo, por eso el dafio asociado a la penetracion es de 0.18 del dafio total.

Los pozos 1-A, 3-D y 16-E presentan un depdsito de minerales bajos, su radio de
penetracién oscila entre 0.35 ft y 0.39 ft, ademas el dafio para cada pozo es de
0.004, 0.0163 y 0.0406 del dafo total respectivamente.

Los calculos determinaron para la Formaciéon K1 el mineral que no precipita es

Barita y ademas que el dafio atribuido a este factor es minimo respecto al dafio total
de cada pozo.
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Gréafica 35. Andlisis de Escamas Minerales Pozos de Estudio 2018.
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Fuente: elaboracion propia.

4.1.2 Estudio dafio de formacion 2014. En el estudio de dafio de formacion
realizado por Ecopetrol en el afio 2014 donde realizaron el procedimiento anterior,
se obtuvo como resultado que la principal escama presente era Siderita. Esta
presentaba un radio de penetracion en el sistema de 0.37 ft, 0.36 ft, 0.37 ft, 0.36 ft
y 0.40 ft para los pozos Pozo 14-1, Pozo 14-2, Pozo 14-3, Pozo 14-4 y Pozo 14-5
respectivamente. Consideraron que el dafio asociado a Escamas Mineral no era
predominante para la Formacion K1 debido a que era muy cercano a cero.

El estudio realizado se muestra a continuacion.
4.1.2.1 Patrones composicionales del agua de formaciéon. La informacion

relacionada a la concentracion de iones para el estudio de Campo Castilla en el afio
2014 se tomo de los pozos 14-5, 14-6 y 14-7 como se muestra en la Tabla 25.

80 ECOPETROL. Estudio dafio de Formacién K1, Campo Castilla. 2014.
116



Tabla 25. Concentracién de iones presentes en los pozos del Campo Castilla afio 2014.

Concentracion ppm
lon presente Pozo 14-5 Pozo 14-6 Pozo 14-7
Na 66.3 1.1 690.0
Ca 22.1 31.6 135.5
Mg 1.9 4.0 13.9
SO4 4.1 3.6 22.0
Cl 72.0 271.0 1468.0
HCO3 175.0 92.0 183.0
Ba 2.0 1.7 690.0
K 15.3 1.1 44.3
Sr 0.5 1.3 6.5
Fe 9.0 9.0 6.0

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Estudio dafio de formacion 2014.

La Figura 25 muestra los patrones composicionales del agua de formacién de los
pozos 14-5, 14-6 y 14-7.

El agua presente en el Pozo 14-7 es un patron Sodio - Cloruro tipico de agua de
formacion, a diferencia del agua de los pozos 14-5 y 14-6 que no tienen un patron
especifico y muestran una alta disolucion tipico de aguas dulces o meteodricas, por
otra parte, se nota una saturacion considerable de iones Calcio, Carbonatos y Bario
en el agua del Pozo 14-7, por lo que se considero la probabilidad que se presentaran
depdsitos de escamas minerales.

Figura 25. Patrones composicionales del agua de formacion.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Estudio de dafio de formacion 2014.

4.1.2.2 Prediccién de la tendencia incrustante de depdésitos minerales. En el
estudio del afio 2014 se obtuvo la prediccion de los depositos de escamas minerales
para rangos de temperatura entre 80°F y 200°F y rangos de presién entre 14.7 psia
y 3000 psia.
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Las Figuras 26, 27 y 28 muestran la tendencia incrustante de escamas minerales
detectadas en el rango de presion y temperatura previamente definidas.

Se determind que la Siderita (FeCO3) constituia la escama que en cualquier punto
del sistema podia alcanzar condicién de sobresaturacion en los pozos perforados
en la Formacion K1, pero las tasas de depdsito son tan bajas que se consideré que
no causaba algun dafio significativo. %t

La tasa de formacion de escamas minerales para la Siderita a cualquier condicion
de presién y temperatura para todos los pozos de la Formacion K1 esta en un rango
de 2 a 50 mg/It a condiciones de yacimiento, sarta de produccion y superficie, la
incrustacion depende de la temperatura y lo resultados mostraron que un aumento
de la temperatura significaria un aumento en los depdsitos.

Figura 26. Tasa de incrustacién para Pozo 14-5.
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®1 Ibid.
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Figura 27. Tasa de incrustacion para Pozo 14-6.
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Figura 28. Tasa de incrustacion para Pozo 14-7.
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4.1.2.3 Andlisis de Escamas Minerales. Se realiz6é el analisis correspondiente
para los pozos estudiados en el 2014 y los resultados se observan en la Figura 29,
esta muestra una estimacion de las escamas depositadas a lo largo de la vida
productiva de los pozos Pozo 14-1, Pozo 14-2, Pozo 14-3, Pozo 14-4 y Pozo 14-5
de la Formacién K1, su radio de invasion y el valor de dafio atribuido a este tipo de
depdsitos.

Se determind que la principal escama presente en la Formacion K1 era la Siderita,
donde presentan un radio de penetracion en el sistema de 0.37 ft, 0.36 ft, 0.37 ft,
0.36 ft y 0.40 ft para los pozos Pozo 14-1, Pozo 14-2, Pozo 14-3, Pozo 14-4 y Pozo
14-5 respectivamente. Se evidencio que el dafio asociado a Escamas Mineral para
los pozos era aproximadamente cero, lo que significa que este tipo de dafio no es
predominante. 2

Figura 29. Analisis de Escamas Minerales Pozos de Estudio 2014.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacién 2014.

4.1.3 Comparacion de la evoluciéon del dafio entre el estudio del 2014 y 2018.
Los resultados de los dos estudios determinaron que la escama mineral con mayor
tendencia a precipitar es la Siderita, pero que en ambos casos el dafio y el radio de
penetracion son lo suficientemente bajos, por lo cual, se puede considerar

62 |bid.
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despreciable este tipo de dafio y no se considera un parametro determinante que
afecte la produccion de petrdleo.

Los resultados de invasion, dafio y depdsito asociado a este factor no muestran una
variacion significativa, por el contrario, en el estudio actual (2018) el dafio se
mantiene dentro de lo ya determinado en el estudio anterior (2014).

4.2 FINOS Y ARCILLAS

Este dafio de formacion es ocasionado por la migracion de particulas que viajan
hasta la cara del pozo y se depositan en las gargantas del poro causando una
disminucién en la productividad. A las particulas provenientes del yacimiento se les
conoce como finos y estos pueden ser de diferentes naturalezas, por ejemplo, las
arcillas o los silicatos. 3

En la Tabla 26 se listan los elementos presentes en la composicion de arcillas y
finos recurrentes en las rocas, ademas del area superficial de estas que son un
indicador directamente proporcional para determinar la velocidad de reaccion
cuando entran en contacto con un fluido reactivo, entre mas area superficial mas
reactivo es la particula.

Tabla 26. Composicién y area superficial de arcillas y finos mas comunes.

Particula mineral6gica

Composicién

Area Superficial mm2/g

Cuarzo SiyO 0.000015
Caolinita Al Si,OyH 22
Clorita Mg, Fe, Al, Si, Oy H 60

lllita K, Al, Si,OyH 113
Esméctica Na, Mg, Ca, Al, Si, Oy H | 82

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECONOMIDES, Michael y NOTE, Kenneth. Reservoir
Simulation. 3 ed. Sugar Land, Texas. Elsa Kaptian-White, 2000. p. 14-4.

Las arcillas se dividen en detriticas y autigénicas, las primeras se presentan durante
la formacién de la roca y estan en mezcla con otros componentes y debido a esto
Su exposicion directa a fluidos reactivos es menor que las segundas. Estas Ultimas
son formadas por interacciones roca-fluido y se encuentran en el espacio poroso
por lo que estdn en mayor contacto con fluidos reactivos y tienen alto potencial para
generar dafo de formacion. 64

4.2.1 Estudio dafio de formacién actual. De acuerdo a estudios realizados en el
Campo Castilla, Ecopetrol determiné un porcentaje de mineralogia promedio para
la fraccion de arcilla presente en la Formacion K1 como se muestra en la Figura 30.

53 ECONOMIDES, Michael y NOTE, Kenneth. Op. Cit., p. 14-4.
64 Ipid., p. 14-5.
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Figura 30. Distribucién de la fraccion arcillosa en la Formacion K1.

Distrubucion de arcillas formacion K1.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacién 2014.

Teniendo en cuenta los porcentajes de concentracion presentes en la Formacion
K1, los finos de mayor proporcion como lo son Caolinita y Cuarzo pueden
desestabilizarse y migrar generando problemas de taponamiento, lo que significaria
dafio de formacion.

4.2.1.1 Andlisis de Tasa Critica. Para determinar la migracion de finos se debe
establecer la tasa critica de produccién de cada pozo, esta es la maxima tasa de
operacion por debajo de la cual la produccién de sdlidos junto con el fluido es
uniforme, por encima de esta tasa la migracibn de arena y finos aumenta
significativamente provocando dafio de formacion por taponamiento de poro en la
cara del pozo, ademas de posibles colapsos en la tuberia de revestimiento y posible
deterioro de los equipos de superficie.®®

Para los pozos de estudio el grupo de yacimientos de Ecopetrol entrego la tasa
critica de cada pozo, con la cual se realizé una comparacién entre esta tasa y la
produccion del pozo para determinar si durante su vida productiva sobrepaso el

85 SCHLUMBERGER. Glossary, Tasa critica. [En linea]. Disponible en:
<https://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/c/critical_flow_rate.aspx> [Citado 13 de mayo de
2019]
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limite de produccién provocando la migraciéon de finos y arenas. Las Graficas 36 y
37, muestran la produccién del pozo y su tasa maxima.

Gréfica 36. Produccion de liquidos totales vs tasa de produccion critica Pozo 1-A 'y Pozo 4-C.
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Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

Grafica 37. Produccion de liquidos totales vs tasa de produccion critica Pozo 1-B, Pozo 3-D y Pozo
16-E.
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La produccién de los pozos para el estudio del 2018 muestra que durante su vida
productiva han producido por debajo de la tasa critica, por lo que se concluye que
el dafio de formacion por migracion de finos es nulo.

4.2.2 Estudio dafio de formacion 2014. Para los pozos analizados en el primer
estudio se encontrd que Unicamente el Pozo 14-1 present6 produccion por encima
de la tasa critica en un periodo corto de tiempo, los demas pozos produjeron por

debajo de la tasa, en conclusion, la migracién de finos no representa un dafio de
formacion significativo. 6

En las Figuras 31 y 32, se muestra la representacion grafica de la produccion de
liquidos y la tasa critica de los pozos del estudio del 2014.

Figura 31. Produccién de liquidos totales vs tasa de produccion critica Pozo 14-1y Pozo 14-2.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafo de formacion 2014.

56 ECOPETROL. Estudio dafio de Formacién K1, Campo Castilla. Op. Cit.
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Figura 32. Produccion de liquidos totales vs tasa de produccion critica Pozo14-3, Pozo 14-4 y Pozo
14-5.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formaciéon 2014.

4.2.3 Comparacion de la evolucién del dafio entre el estudio del 2014 y 2018.
Los pozos estudiados en el afio 2014 y 2018 mostraron que las tasas de produccion
en la mayoria de los pozos no sobrepasaron la tasa critica, el dafio de formacion
por migracién de finos para la Formacion K1 no representa un valor significativo del
dafo total. Las tasas criticas estan muy por encima de los valores de produccién,
por lo gue no se espera que este tipo dafio se presente en la zona.

4.3 ESCAMAS ORGANICAS

Las escamas organicas son hidrocarburos pesados que precipitan cuando la
presion o la temperatura disminuyen, un ejemplo de estas son las parafinas y
asfaltenos.

Las parafinas, son los hidrocarburos mas simples compuestos Unicamente por
carbono e hidrogeno, ademas presentan un minimo de 16 carbonos en la cadena
principal hasta llegar a 60 carbonos. El punto de cristalizacién se le conoce como
temperatura de nube y se da por la disminucion de temperatura; por otra parte entre
mayor sea el niumero de carbonos presentes en la cadena proporcionalmente
aumenta el punto de fusién y su dureza. 8’

La presencia de esta escama organica se encuentra principalmente en la tuberia
somera, ya que, en este punto es donde la temperatura y la presién tienen mayor

57 ECONOMIDES, Michael y NOTE, Kenneth. Op. Cit., p. 14-7.
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caida, otro punto en el que se encuentran es en la cara de formacion después de la
perforacion del pozo en la formacion o en los perforados por el diferencial de presién
abrupto que se da. %8

Los asfaltenos, estan formados por la condensacion de aromaticos y anillos
nafténicos con altos pesos moleculares. Se caracterizan por la composicion de
nitrdgeno, oxigeno y azufre presentes en la cadena y son definidas como la parte
organica insoluble en solventes. Se forma por disminucién drastica en la presion,
acidos presentes, presencia de diéxido de carbono soluble que disminuye los
valores de pH, mezcla con hidrocarburos no compatibles, reaccion de metales
cargados, entre otros. %°

El dafio generado por asfaltenos se debe al cambio de humectabilidad de la roca,
esta se vuelve mojada por aceite disminuyendo la permeabilidad relativa al aceite,
por otra parte, bajo algunas condiciones, los asfaltenos son propensos al desarrollo
de emulsiones en el agua de produccién. Ademas de generar precipitados solidos
que disminuyen la zona de flujo de petréleo reduciendo la produccién del mismo. °

4.3.1 Estudio dafio de formacion actual. Para determinar si la formacion presenta
dafio por escamas organicas, primero se determind el indice coloidal de la
formacion.

El indice coloidal se define como la relacion entre las composiciones en fracciones
que inducen la precipitacion de asfaltenos respecto a las fracciones que los
estabilizan como se muestra en la Ecuacion 11. Si el indice esta por debajo de 0.7
se considera una formacion estable y si esta por encima de 0.9 se considera
inestable’*. Con un andlisis de saturados, aromaticos, resinas y asfaltenos,
conocido como andlisis SARA se puede determinar el valor de este indice, los
porcentajes de cada uno de los componentes se observa en la Figura 33, ademas
del valor del indice coloidal.

Ecuacion 11. indice Coloidal.

Cll =

(%Saturados + %Asfaltenos)
(%Aromaticos + %Resinas)

Fuente: YEN, Andrew y YIN, Y. Ralph.Evaluating Asphaltene Inhibitiors: Laboraatory Test and
Filed Studies. Houston, Texas.: Schlumberger, 2001. p. 1. SPE 65376.

Dénde:
e (Cll indice Coloidal

68 |bid., p. 14-7.

% Ibid., p. 14-8.

0 Ibid., p. 14-8.

L YEN, Andrew y YIN, Y. Ralph.Evaluating Asphaltene Inhibitiors: Laboraatory Test and Filed
Studies. Houston, Texas. Schlumberger, 2001. p. 1. SPE 65376.
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Figura 33. Analisis SARA Formacion K1 e indice Coloidal.
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Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.

El indice coloidal para la Formacion K1 es de 0.5, se encuentra por debajo de 0.7

gue es el maximo para considerarla una formacion estable.

Una vez realizada la determinacién del indice coloidal y de acuerdo con el cambio
de la concentracion de asfaltenos y ceras respecto a la presién se pudo determinar
la acumulacién de las escamas organicas para cada pozo, el dafio asociado y el

radio de penetracién como se muestra en la Grafica 38.
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Grafica 38. Andlisis de escamas organicas Pozos de Estudio 2018.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

El Pozo 16-E presente el mayor valor de depdsito de asfaltenos de todo el grupo de
estudio. Con 46 toneladas de precipitaciéon, un radio de invasion de 6.8 ft y un dafio
asociado de 2 que corresponde al 18% del dafio total del pozo.

En el Pozo 3-D uUnicamente se obtuvo depodsitos por asfaltenos de 6.8 toneladas
que corresponden a un radio de invasion de 1.6 ft. El dafio para este pozo es 14.2,
que es el 68% del dafio total del pozo, en este caso este tipo de dafio es
predominante y la causa directa de la disminucién en la tasa de produccion de
petréleo.

Los pozos 1-A y 1-B mostraron presencia de parafinas y asfaltenos con depdsitos
de 1.4 toneladas y 1.5 toneladas de parafinas y 2.4 toneladas y 1.6 toneladas de
asfaltenos respectivamente. El dafio para el Pozo 1-A es de 0.4 que corresponde al
6% del dafo total y para el Pozo 1-B el dafio es de 2.49, un 11% del dafio total del
poZzo.

Este tipo de dafio afecta la humectabilidad de la roca por lo que se esperaria una
disminucién en la permeabilidad relativa al petrdleo, causando asi un aumento en
la produccion de agua. Por otra parte, las escamas organicas que se incrustan
ocasionan obstruccion del poro disminuyendo el caudal de produccién de petréleo.
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4.3.2 Estudio dafio de formacion 2014. En el primer estudio realizado en el Campo
Castilla se determiné que el dafio de formacion por escamas organicas para la
Formacion K1 presento un radio de invasion de 0.48ft a 1.05 ft, ademas de un dafio
que varia entre 1.24 y 29.4. Para este estudio se determindé que el dafio de
formacion por escamas organicas tenia una importancia significativa en el dafio
total. 7

Los resultados del dafio para los pozos de estudio Pozol4-1, Pozo 14-2. Pozo 14-
3, Pozo 14-4 y Pozo 14-5 se muestran en la Figura 34.

Figura 34. Analisis de escamas organicas Pozos de Estudio 2014.

Depésito Escamas Organicas, Radio Penteracion y Dano.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafo de formacién 2014.

4.3.3 Comparacion de la evolucion del dafio entre el estudio del 2014 y 2018.
De acuerdo a los resultados obtenidos en el estudio del 2018 con respecto a los
resultados del 2014 se tiene una variacion en la presencia de la parafina, para el
estudio actual (2018) dos (2) pozos mostraron depoésitos de esta escama organica
y se le asocio un dafio por estar presente en el pozo; a diferencia del estudio anterior
(2014) donde no se encontrd presencia de parafinas.

72 ECOPETROL. Estudio dafio de Formacion K1, Campo Castilla. Op. Cit.
129



Con respecto a los asfaltenos en los dos estudios los pozos manifestaron presencia
de esta escama organica, el maximo dafio asociado a esta escama para el 2014 es
de 29 mayor que para el estudio del 2018 donde su maximo es de 14.

Este tipo de dafo se encontré presente en ambos estudios, con altos valores de
dafo y porcentualmente significativos dentro del dafio total, se deben realizar
procedimientos preventivos para evitar el desarrollo del dafio, ya que, la Formacion
K1 es tiende a presentar este tipo de dafio.

4.4 EMULSIONES

Las emulsiones son la combinacién de dos o mas fluidos inmiscibles que no se

dispersan molecularmente uno en el otro. Estan compuestas por una fase externa

conocida como la fase continua y una fase interna llamada dispersa en formas de
73

gotas.

Este fendbmeno se da en los campos por la presencia de un aumento en la energia
de las moléculas y normalmente cuando la energia se retira las emulsiones se
rompen, estas se conocen como emulsiones inestables. EI mecanismo de
separacion se da primero por coalescencia donde las gotas se acercan para hacer
gotas mas grandes y después se sedimentan por la diferencia de densidades
generando una capa de la fase separada de la otra. *

Existen otra clase de emulsiones que son las estables, donde para separarlas se
necesita la presencia de un agente rompedor de emulsiones, este consiste en un
quimico especial que afecta la tension superficial y rompe la emulsion.

El dafio asociado a las emulsiones se ve reflejado por la presencia de la emulsion
en el fondo del pozo que provoca un taponamiento en la cara superficial de pozo,
disminuyendo la propiedad del fluido a fluir impidiendo el correcto flujo de petrdleo,
esto debido a que la emulsion tiene una viscosidad alta. ®

Las emulsiones directas donde el agua actiua como fase dispersa y petréleo como
fase continua tienden a tener una mayor viscosidad, una vez el corte de agua en el
pozo aumente la viscosidad disminuye, ya que, la fase continua sera el agua y la
fase dispersa sera el aceite.

4.4.1 Estudio dafio de formacion actual. Para la determinacion del porcentaje de
dafio por emulsiones presente en cada pozo se realiz6 un analisis entre el aumento
de corte de agua y el cambio de la viscosidad de la emulsion (Ver Anexo F). A

7 ECONOMIDES, Michael y NOTE, Kenneth. Op. Cit., p. 14-9.
74 1bid., p. 14-9.
75 |bid., p. 14-9.
78 |bid., p. 14-9.
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continuacion, se ve el resultado del porcentaje de dafio presente en cada pozo,
Tabla 27.

Tabla 27. Porcentaje de dafio por emulsiéon pozos actuales.

Pozo 1-A Pozo 1-B Pozo 4-C Pozo 3-D Pozo 16-E
Dafo por 31.19 3.47 6 1.37 1.9
Emulsién
(%)

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

El dafio por emulsiones afecto en mayor proporcién al Pozo 1-A, donde el 31% de
su dafio total es ocasionado por esto. Los otros pozos mostraron un porcentaje de
dafio menor, por esto para la Formacion K1 no se considera que este tipo afecte de
manera significativa la produccion de los pozos.

4.4.2 Estudio dafio de formacion 2014. Del estudio previo para el dafio de
formacion se tiene la informacion sobre el porcentaje de dafio para los pozos como
se observa en la Tabla 28.

Tabla 28. Porcentaje de dafio por emulsion pozos actuales.

Pozo 14-1 | Pozo 14-2 | Pozo 14-3 | Pozo 14-4 | Pozo 14-5
Dano por 13.3 6.8 85 0 0
Emulsion
(%)

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

El porcentaje de dafio de formacion por emulsiones en el estudio del 2014 mostro
gue uno de los pozos presento un porcentaje de dafio de 85%; de acuerdo al estudio
actual y los resultados de los 10 pozos Unicamente el Pozo 14-3 mostro un
porcentaje de dafio alto respecto a los demas, este es el Unico pozo en el que el
dafio por emulsiones tiene el mayor efecto sobre el dafio total del pozo. Los nueve
(9) pozos restantes no presentaron un dafio significativo por emulsiones por lo que
no se le considera un tipo de dafio representativo para la Formacion K1.

4.4.3 Comparacion de la evolucion del dafio entre el estudio del 2014 y 2018.
De acuerdo a los resultados de los estudios realizados la Formacion K1 presenta
dafio por emulsiones, pero en una proporcién baja. No se considera que este tipo
de dafio sea relevante dentro de los tipos de dafio.

4.5 PERMEABILIDADES RELATIVAS
El taponamiento de una formacion puede causar cambios en la permeabilidad

relativa del fluido provocando una disminucion en la permeabilidad efectiva de este
entre un 80% y 90%. La humectabilidad y permeabilidad relativa estan determinadas
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por el recubrimiento de la roca por un fluido preferencial y en la cantidad de la fase
de flujo, respectivamente. 7’

La presencia de depdsito de escamas organicas ocasiona el cambio de
permeabilidades efectivas, por esto los ingenieros de Ecopetrol determinaron que
el dafio por el cambio de permeabilidades relativas resultaba de un 30% de la caida
de presion ocasionada por escamas organicas, obteniendo asi una relacién para
determinar el dafio asociado a este agente (Ver Tabla 24. Cap, 3 p. 109).

4.6 DANO INDUCIDO

Ademas de la migracién natural de particulas que se da por la produccién del pozo
se presenta un dafio asociado a la filtracibn de particulas externas debido a
operaciones realizadas en el pozo, tales como: perforaciébn, completamiento,
trabajos de acondicionamiento, recobro secundario o terciario, entre otros. 78

Durante las operaciones de perforacion se utilizan fluidos con material particulado
gue potencialmente pueden causar dafio como lo son las arcillas, ademéas de
agentes densificadores y materiales de control de pérdida incluyendo polimeros.
Los trabajos de acondicionamiento también pueden contener soélidos, polimeros y
bacterias. En procesos de estimulacion como lo es la acidificacion también se puede
tener la precipitacion de productos secundarios de la reaccién quimica que se da. °

Los problemas que se pueden esperar con la presencia de este dafio son el

taponamiento del poro o taponamiento de los cafioneos y pérdidas de fluido en la

formacion con alto contenido de sélidos y reduccién del potencial de produccién del
0

pozo.?8

Para la determinacion de este dafio se realiz6 un andlisis nodal en el simulador
Prosper obteniendo resultados de dafio inicial y actual, con este se pudo cuantificar
el dano inducido.

4.6.1 Estudio dafio de formacién actual. De acuerdo al analisis nodal que se
realizé por medio del simulador Prosper se obtuvieron los resultados observados en
la Tabla 22 y 23 (Ver. Cap, 3 p. 104 y 106) para los pozos de estudio del presente
afio. Se obtuvo el porcentaje presente de dafio para cada pozo de estudio como se
ve en la Tabla 29.

77 Ipid., p. 14-10.
78 |bid., p. 14-9.
79 Ibid., p. 14-9.
8 |bid., p. 14-9.
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Tabla 29. Porcentaje de dafio inducido para los pozos de estudio.
Pozo 1-A | Pozo 1-B Pozo 4-C Pozo 3-D Pozo 16-E
Dano 63.33 79.55 88.14 14.75 74.07

Inducido (%)
Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

Los pozos 1-A, 1-B, 4-C y 16-E presentaron porcentajes de dafio inducido
superiores al 50% del dafo total, esto significa que es el tipo de dafio predominante
en los pozos ya mencionados.

Para la Formaciéon K1 el dafio que mas afecta la produccion de petroleo es el dafio
inducido, por lo que se deben tomar acciones correctivas para evitar el dafo.

4.6.2 Estudio dafo de formacién 2014. Los resultados obtenidos del dafio
inducido en la Formacion K1 para cada pozo del estudio realizado en el 2014 se ven
en la Tabla 30.

Tabla 30. Porcentaje de dafio inducido para los pozos de estudio.

Pozo 14-1 | Pozo 14-2 | Pozo 14-3 | Pozo 14-4 | Pozo 14-5
Dano 4.8 65.5 10.4 56.5 23.6
Inducido
(%)

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL, Estudio de dafio de formacion 2014.

Los resultados de este estudio mostraron que el dafio inducido se presento en
mayor proporcion en dos (2) pozos, por encima del 50%. Para los demas pozos el
dafio se encuentra dentro de una proporcién menor. En este caso la Formacion K1
no mostro un indicio especifico en el dafo inducido que sea el causante de la
disminucién de la produccién en el Campo.

4.6.3 Comparacion de la evolucién del dafio entre el estudio del 2014 y 2018.
En el analisis del dafio de formacién de tipo inducido se determiné que en ambos
estudios se cuenta con un porcentaje de dafio significativo, pero que para el estudio
del 2014 no es el dafio predominante de toda la Formacion K1 y por el contrario si
lo es para el estudio del 2018.

En el estudio del 2018 el dafo de formacién inducido es el causante directo de la
disminucién de la tasa de produccion de petréleo.

4.7 DISTRIBUCION DEL DANO DE FORMACION
De acuerdo al estudio realizado para la Formacion K1 se determin6 un porcentaje

proporcional para cada tipo de dafio de acuerdo a la caida de presidn que este
generaba respecto a los otros y se representd en un gréafico de torta.
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4.7.1 Distribucién del dafio paralos pozos del estudio 2018. En las Graficas 44,
45, 46, 47 y 48 se muestran la distribucion del porcentaje del tipo de dafio asociado
a cada pozo de estudio.

Para los pozos 1-A, 1.B, 4-C, 16-E el dafio predominante es el dafio inducido, que
como se observan en las diferentes tortas esta por encima del 50%, lo que significa
gue del dafio total este tipo de dafio es la causa principal del dafio en el pozo.

En el Pozo 3-D el dafio predominante es el de escamas organicas, aunque en todos
los pozos esta presente en este se encuentra por encima del 50% y es el causante
principal de la disminucién en la produccion del pozo.

Para el caso de emulsiones, los pozos muestran un porcentaje que afecta la
produccion y contribuye a la presencia de dafio de todos los pozos de la Formacién
K1, por lo que, aunque no sea el dafio principal del campo se debe tener en cuenta
para realizar las actividades adecuadas y mitigarlo en su mayoria.

Por dltimo, el tipo de dafio que también se encuentra en la formacion es el de
escamas minerales pero que para los pozos de estudio el porcentaje de dafio es
minimo y no afecta significativamente la produccion de los pozos.

Grafica 39. Distribucion de dafio de formacion para el Pozo 1-A.

Distribucion Dano de Formacion K1
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.
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Graéfica 40. Distribucion de dafio de formacion para el Pozo 1-B.
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Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

Grafica 41. Distribucion de dafio de formacion para el Pozo 4-C.
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Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.
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Graéfica 42. Distribucion de dafio de formacion para el Pozo 3-D.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Gréfica 43. Distribucién de dafio de formacion para el Pozo 16-E.
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Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.
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4.7.2 Distribucién del dafio para los pozos del estudio 2014. En las Figuras 35,
36, 37, 38y 39, se muestran los resultados de la distribucion del porcentaje del dafio
asociado a cada pozo del estudio. Los pozos 14-1, 14-2 y 14-3 pertenecen al Area
C-D-E del campo y los pozos 14-4 y 14-5 son del Area A-B, de acuerdo a esto se
muestra un promedio de dafio por Areas.

De acuerdo a los resultados del estudio del 2014 no se observa un tipo de dafio que
prevalezca sobre los demds, cada pozo muestra un tipo dafio predominante
diferente. Para los pozos 14-1y 14-5 el dafio que afecta en mayor proporcion la tasa
de produccion de petréleo es el dafio por escamas organicas, mientras que para los
pozos 14-2 y 14-4 el dafio predominante es de tipo inducido. Para este estudio solo
uno de los pozos resulto estar dafiado en mayor proporcion por efecto de
emulsiones, en este caso es el Pozo 14-3.

Figura 35. Distribucién de dafio de formacion para el Pozo14-1.
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H Emulsién mEscamas Organicas EKrs ©EIinducido
Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacién 2014.
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Figura 36. Distribucion de dafio de formacion para el Pozo14-2.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacion 2014.

Figura 37. Distribucién de dafio de formacion para el Pozo14-3.
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Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacion 2014.
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Figura 38. Distribucion de dafio de formacion para el Pozo14-4.

Distribucion Dano de Formacion K1

® Escamas Organicas @EKrs EInducido

Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacion 2014.

Figura 39. Distribucién de dafio de formacion para el Pozo14-5.

Distribucion Dano de Formacion K1

H Escamas Organicas ®EKrs @&Inducido

Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacion 2014.

139



4.7.3 Distribucién del dafio para la Formacion K1 del estudio 2018. Para el
presente estudio se determind que el pardmetro que ocasiona el dafio de formacion
principal es el dafio inducido para las Areas A, B, Cy E. En el area D se encontré
gue la primera fuente de dafio eran depdsitos de escamas minerales.

Se realiz6 un promedio con los porcentajes de dafio obtenidos por area y se
determind un dafio de formacion general para la Formacion K1 como se muestra en
la Gréfica 44.

Grafica 44. Distribucion de dafio promedio para la Formacion K1.

Distribucion Dano de Formacion K1

1%

HEmulsion BEscamas Minerales B Escamas Organicas EKrs Einducido

Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.

Con el promedio de dafio total para la Formacion K1 el tipo de dafio predominante
es de tipo inducido, que por los resultados por los pozos individuales se habia
determinado ya este.

Se le atribuye a este tipo de dafio el mayor porcentaje sobre el dafo total de los
pozos y la principal causa de la disminucion de la produccion de los pozos.

Para realizar una comparacion apropiada del estudio de formacion realizado en el
2014 y el estudio actual (2018) se dividieron los resultados de acuerdo a la
distribucién de las areas que se estudiaron en el 2014, como se ve en las Graficas
45y 46.
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Graéfica 45. Distribucion de dafio promedio para la Formacion K1 del drea A-B.

Distribuciéon Dano de Formacion K1

9%
H Emulsion H Escamas Organicas H Krs HE Inducido

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Gréfica 46. Distribucién de dafio promedio para la Formacién K1 del area C-D-E.

Distribucion Dano de Formacion K1

3%

30%
H Emulsion H Escamas Organicas HKrs = Inducido

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

De acuerdo a los resultados obtenidos con la distribucién del dafio de formacién
por areas se observo que para las areas A-B el tipo de dafio principal es el dafio
inducido con el 72% del dafio, asi como para las areas C-D-E con un 57% del
dafio inducido.
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4.7.4 Distribucion del dafio para la Formacion K1 del estudio 2014. Con
respecto al dafio de cada pozo se obtuvo una distribucion final del dafio para la
Formacion K1 que se dividié en dos, uno para el Area A-B y otro para el Area C-D-
E como se muestra en las Figuras 40 y 41 respectivamente.

Figura 40. Distribucién de dafio promedio para la Formacion K1 del area A-B.

Distribucion Daino de Formacion K1

E Escamas Organicas HKrs ®#EInducido
Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacién 2014.

Figura 41. Distribucion de dafio promedio para la Formacion K1 del area C-D-E.

Distribucion Daino de Formacion K1

H Emulsion mEscamas Organicas E Krs @&#Inducido
Fuente: ECOPETROL, Estudio de dafio de formacién 2014.
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Para el Area A-B el dafio por escamas orgéanicas es la principal fuente de dafio y se
determin6 que era el que mas afectaba la productividad de los pozos, seguido de
dafio inducido y por ultimo permeabilidades relativas.

Se observa que para el Area C-D-E los dafios predominantes son emulsiones,
escamas organicas, inducido y permeabilidades relativas siendo el dafio por
emulsion la fuente principal de dafio y el que afecta en mayor medida la
productividad de los pozos.

4.8 COMPARACION DE LA EVOLUACION DEL DANO DE FORMACION K1 DE
LOS ESTUDIOS 2014 Y 2018

Con la distribucion promedio del dafio de formacion para los dos estudios se realiza
una comparacion respecto a los diferentes cambios que han tenido las areas del
Campo Castilla y la Formacion K1 en el periodo de tiempo 2014 a 2018.

En la Tabla 31 se observa la distribucion del dafio de acuerdo a su fuente para las
areas de Campo Castilla.

Tabla 31. Porcentaje de dafio para las areas de estudio 2018.

Dafio Area A Area B Area C Area D Area E
Escamas 0% 2.24% 0% 0% 0%
Minerales

Finos y Arcillas 0% 0% 1% 0% 0.38%
Escamas 6% 11% 4% 68% 18%
Organicas

Emulsiones 29% 4% 6% 1% 2%
Perm_eabllldades 20 3% 1% 210 6%
Relativas

Inducido 63% 80% 88% 10% 74%

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.

En los resultados de los dafios de formacion determinaron que el dafio con mayor
impacto es el dafo inducido, ya que, en cuatro (4) de los cinco (5) pozos el valor
esta por encima del 50%. Lo que quiere decir que mas del 50% del dafio en el pozo

se debe a este tipo.

Para la comparacién de los tipos de dafio presentes en la Formacién K1 se hizo una
tabla comparativa del total del dafio para el estudio actual y el estudio de 2014.

En la Tabla 32 se observa la comparativa entre el estudio de dafo actual 2018, el
estudio actual divido por areas y el estudio realizado en el 2014.
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Tabla 32. Porcentaje de dafio para las areas de estudio.

Dafio Estudio | Estudio Estudio Estudio Estudio
2018 2018 A.B | 2018C,D,E | 2014 AB | 2014 C,D,E

Escamas 1% 0% 0% 0% 0%
Minerales

Finos y Arcillas 0% 0% 0% 0% 0%
Escamas 21% 9% 30% 46% 29%
Organicas

Emulsiones 9% 17% 3% 0% 35%
Perm_eabllldad es 6% 3% 9% 14% 9%
Relativas

Inducido 63% 72% 57% 40% 27%

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

De acuerdo a los resultados obtenidos en ambos estudios los tipos de dafios de
mayor importancia en la Formacion K1 se mantiene, pero varian en su proporcion.
Para el estudio actual el dafio principal es el dafio inducido con 63%, donde para el
area A-B el dafio es el 72% del dafio total y para el area C-D-E cuenta con el 57%
mientras que para el estudio anterior tiene un valor de 40% para las areas A-B y
27% para las areas C-D-E, lo que representa un aumento del 32% y 30% respecto
al estudio anterior.

Para determinar el dafio inducido se tuvieron en cuenta los parametros iniciales y
finales de la produccion, los pozos mostraron altos valores de dafio para este agente
y el estudio determino que era el dafo principal, la causa asociada a la presencia
de este dafio son las operaciones iniciales que se realizan en el pozo, tales como
perforacion y completamiento; estas operaciones causan invasion de fluidos con
material particulado a la formacién provocando el taponamiento de la garganta de
poro ocasionado un baja productividad del pozo con respecto a la que se esperaba.

El tipo dafio que se presentd en gran proporcion en el estudio realizado en el 2014
es escamas organicas, donde presenta un valor del 46% para las areas A-B 'y 29%
para las areas C-D-E del total del dafio y en el estudio actual (2018) tiene un valor
del 21% del dafio promedio total en la Formacion K1, donde para las areas A-B
cuenta con 9% del dafio y las areas C-D-E 30%; esta presente en ambos estudios,
pero tuvo una disminucion en el tiempo de 37% y un aumento de 1%
respectivamente a la distribucion de las areas con respecto al estudio actual.

Por ultimo, el dafio por presencia de emulsion tuvo una variacion en el tiempo de
acuerdo a la division de areas. Para las areas A-B los pozos del estudio actual
muestran presencia de emulsiones con un 17% del dafo total de la Formacion K1
para la zona; a diferencia del estudio del 2014 donde esta zona no presentaba este
tipo de dafo. Las areas C-D-E presentaron una disminucion significativa, para el
estudio del 2014 contaba con 35% del dafo total, y se consideraba el dafo
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representativo de la zona; actualmente cuenta con 3% del dafio total para dichas
areas, presento una reduccion en el porcentaje total del 32%.
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5. TRATAMIENTOS PARA LA REMOCION DEL DANO

En este capitulo se plantearan las posibles soluciones que pueden ser empleadas
cuando existe y se conoce la fuente principal del dafio, en este se hablaran sobre
los cuidados que se deben tener cuando se realiza esta practica con el fin de evitar
una obstruccion perjudicial para el pozo generando asi un aumento del dafio,
seguido a esto se expondra un disefio tipo utilizado en Campo Castilla para el
tratamiento matricial y otro disefio tipo empleado en el Campo Castilla para el
tratamiento por fractura, esta informacion fue suministrada por Ecopetrol, estos
disefios son resultado de un estudio probabilistico realizado en el Campo gracias a
la gran cantidad de veces que se ha realizado esta operacion, para el primer caso
se tiene que los resultados que mas probabilidad tienden a evidenciar los pozos es
una remocion del dafio del 50% y en el segundo el resultado que se espera que dé
gracias al estudio probabilistico es de un resultado de estimulacién equivalente a un
skin de menos dos (-2).

Para determinar cual de los dos tratamientos es el mas viable para realizar en cada
uno de los pozos, se realizaran dos simulaciones por pozo en donde en el primer
caso se evidenciara el resultado obtenido de la produccion incremental mediante el
uso del disefo tipo de tratamiento matricial, el segundo caso se evidenciara el
resultado obtenido de la produccion incremental mediante el uso del disefio tipo de
tratamiento por fractura, se realiza la simulacién para estos dos casos en particular
debido a que son los tratamientos de estimulacion que se realizan con may or
frecuencia en el Campo, para esto, se asumiran condiciones ideales y las esperadas
donde no aumentara el corte de agua ni tampoco aumentara la presion de fondo
fluyente.

5.1 ESTIMULACION Y TRATAMIENTOS REMEDIALES

A continuacién, se mencionaran los diferentes tratamientos para solucionar el dafio
de formacion que esta presente en el pozo y el cuidado que se debe tener al realizar
el procedimiento, se debe tener en cuenta que hay dos tipos de soluciones, la
primera es reduciendo el dafio matricial y la segunda se refiere cuando se decide
realizar una fractura, la decision de cual tratamiento usar va de la mano con la
evaluacion financiera.

5.1.1 Reduccion del dafio matricial. Este tratamiento es utilizado principalmente
cuando existe la presencia de dafios ocasionados por la precipitacién de finos,
organicos y presencia de emulsiones, la ventaja de utilizar este método es su bajo
costo con respecto a un trabajo de fractura, debido a que en esta operacion no es
necesario el uso de una cuadrilla grande y tampoco necesitan gran desplazamiento
de equipos para realizarlo.

A continuacion, se hara una descripcion de los tipos de tratamiento para la reduccion
del dafio matricial y sus cuidados operacionales.
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5.1.1.1 Limpieza del pozo. Segun Economides y Nolte®!, se define esta técnica
como una opcién para remover los diferentes depdsitos y corrosiones que estan
alrededor de la tuberia; este procedimiento debe ser realizado con especial cuidado
ya gue, al iniciar con la eliminacién de los materiales extrafios, estos pueden llegar
ainvadir la zona de interés debido a la existencia de una posible suspension forzada
gue alcance al medio poroso, generando asi un taponamiento, esto ocurre cuando
los depodsitos son solubles en el fluido de limpieza utilizado ya que impiden la
formacion de la retorta impermeable.

5.1.1.2 Tratamientos con acido. Segun Economides y Nolte 8, al hacer uso de
esta técnica se debe realizar un disefio apropiado en el cual se tenga en cuenta
informacion importante para evitar el incremento del dafio, se debe considerar:

e Evitar el ingreso de tuberias que tengan presencia de materiales dafinos para la
formacion ya que estas dos estaran en contacto.

e Controlar la posible creacion de bloques de emulsiones por el uso de inhibidores
de corrosion.

e Controlar la inyeccion de grandes volimenes de &acido ya que estos pueden
ocasionar la depositacion de asfaltenos y parafinas.

e Se puede dar una disminucién de la produccion si no se controla la cantidad de
acidos ingresados ya que pueden ocasionar una disolucion de los materiales de
cementacion generando asi una desconsolidaciéon de la roca de formacion.

e En caso de que los minerales de la formacion reaccionen con los acidos
inyectados, se generara una precipitacion de esos subproductos formados dando
asi una disminucion de la produccion.

e Se puede deteriorar la permeabilidad si en el tratamiento quedan polimeros que
se degradan térmicamente o residuos de inhibidores de la corrosion.

A continuacion, en el Cuadro 7, se observard un listado que muestra como
reconocer la fuente de dafio y asi mismo su posible solucion.

81 ECONOMIDES, Michael J. y NOLTE, Kenneth G. Reservoir stimulation. 3 ed. New York:
Chichester, Schlumberger, 1999. 14-23p. ISBN 9780471491927541.
8 |bid, p. 14-23
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Cuadro 7. Variacion produccién de petréleo vs caida de presion sin dafio.

Tipo de dafio Como detectarlo Solucién
Dafio de las | Se observara el efecto del dafio | Se puede realizar un trabajo
particulas  por | en la prueba build-up. de acidificacibn matricial

operaciones de
perforacion y
completamiento

Se evidenciard la presencia de
emulsiones en p0ozos
productores de aceite.

Mal estado del lodo antes de la
cementacion.

Es comun en p0ozos
horizontales y completados de
forma hueco abierto.

utilizando acido clorhidrico o
una combinacion del acido
clorhidrico junto con el acido
fluorhidirco.

Se puede realizar la limpieza
con espumantes o mediante
la técnica jetting

Migracién de | Se evidencia en finos como la | Prevencién del control de
finos. caolinita, illita fibrosa o algunos | arcilla.
feldespatos.
Utilizacion de un &cido
Los cambios de salmuero | retardado para la
pueden desencadenar el | eliminacion de finos
movimiento de finos.
En caso extremo, puede
Cambios repentinos en la rata | requerir un tratamiento de
de flujo y la presencia de finos | fractura para extender el
en los fluidos producidos. drenaje.
Los resultados de las pruebas
de flujo son variables.
Problemas de | Es comdn que ocurran seguido | Tratar con lavado de
humectabilidad. | de un trabajo de acidificacion, | solventes.

en donde el inhibidor de
corrosion no fue mezclado con
el &cido antes de ser inyectado.
Es comun la presencia de
emulsiones y las reducciones
del flujo

Los intentos de revertir de
forma natural la humectabilidad
tienen corta duracion.
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Cuadro 7. (Continuacion)
Tipo de dafio Como detectarlo Solucién

Asféltenos Negro, aparecen como | Se trata con solventes

escamas de suaves a duras, | aromaticos como el tolueno o

bolas de tamafio de marmol y | el xileno.

acumulacion pegajosa.

Algunos surfactantes son
La precipitacion desencadena | buenos para la dispersion de
la desestabilizacibn de las | las masas asfalticas.
resinas causado por el contacto
con un acido.

Los asfaltenos se ablandan a
medida que incrementa la
temperatura, pero estas nunca
se llegan a derretir

Emulsiones Emulsiones inestables que se | No se sugiere realizar un
rompen en estado de reposo. | tratamiento en el fondo del
pozo

Creadas en puntos de Ila
tuberia en donde cae la presiéon | Tratar en superficie si el
redisefio de las tuberias no
es practico.

Escamas de | Se forma en cualquier | El acido clorhidrico sirve para
carbonato  de | momento que haya una caida | prevenir e inhibir las
calcio. de presion, ya sea en la|escamas.

formacion o tubulares.
Algunos trabajos con &cido
Tienen la capacidad de | clorhidrico pueden
formarse rapidamente y asi | desencadenar mayor
mismo limitar la produccion, | cantidad de escamas de
especialmente  cuando se | carbonato de calcio.

utiiza un completamiento por
empaquetamiento de grava o
cerca de los intervalos de
produccion.

Son comunes en pozos
tempranos en donde la caida
de presion se da abruptamente

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECONOMIDES, Michael J. y NOLTE, Kenneth G. Reservoir
stimulation: Formation damage: Origin, diagnosis and treatment strategy. 3 Ed. New York:
Chichester, Schlumberger, 1999. 14-19p. ISBN 9780471491927541.
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5.1.2 Tratamiento por fractura. Este método es utilizado cuando se quiere que el
flujo de los fluidos sea de manera lineal hacia el pozo, este procedimiento es uno
de los mas complejos debido a las altas tasas utilizadas y la gran cantidad de
equipos necesitados.

Segln Economides y Nolte®3, si el tratamiento no se realiza de manera correcta
puede crear a su vez un dafio el cual puede ser dentro de su propia fractura o en la
cara de la fractura, es decir, en el reservorio.

Como lo afirma Economides y Nolte®*, ocurre un dafio dentro de la misma fractura
cuando se presenta una rotura incompleta del polimero del fluido de fracturamiento,
y cuando el dafio sucede en la cara de la fractura es debido a que ocurrié una fuga
excesiva, para saber la magnitud del dafio se debe tener en cuenta la permeabilidad
qgue se tenia, es decir, si la permeabilidad era baja el dafio ocasionado no se
considera grave, pero si al contrario esta era alta, se dice que fue un dafo
importante. Es importante tener cuidado con la seleccién de los fluidos que se van
a utilizar para el fracturamiento, asi como la concentracion de los polimeros, los
rompedores, y el uso de los geles de base polimero en combinacion con agentes
ineficientes para evitar la pérdida de fluido, ya que el uso indebido de estos,
ocasionan un dafio casi irremediable para hacer uso de tratamientos matriciales, es
por eso que se ha planteado una manera de solucionar ese problema mediante el
uso de fluidos sin polimeros a base de tenso activos.

5.2 DISENO DE TRATAMIENTO

A continuacion, se presentard el disefio para cada tratamiento teniendo en cuenta
los resultados probabilisticos en el Campo Castilla.

5.2.1 Disefio de tratamiento de remocion matricial. Por sugerencia del director
de este proyecto se mostrara el tratamiento tipo empleado para los pozos del
Campo Castilla.

Este tratamiento es realizado en un orden de etapas las cuales se mostraran a
continuacion en la Tabla 33, es importante tener en cuenta que el volumen de cada
tipo de fluido dependera del espesor de perforados a tratar.

83 |pid, p. 14-23
8 |pid., p. 14-24
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Tabla 33. Disefio tratamiento matricial tipo.
Etapa Fluido

Fluido de completamiento
Salmuera sustituto KCI
Preflujo Nano
Nanofluido

Salmuera sustituto KCI
Remojo y remocién
Salmuera sustituto KCI
Tratamiento Orgénico
Acido Formico

10 Salmuera espumada
11 Acido Férmico

12 Salmuera sustituto KCI
Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

OO N[OOI WIN|F-

El resultado que se espera al emplear este tratamiento tipo se determina por medio
de un estudio probabilistico, este estudio Ecopetrol lo logré concluir gracias a la
amplia trayectoria que llevan desarrollando la practica de tratamientos matriciales
en el Campo Castilla. En la Tabla 34, se podra observar la probabilidad existente
para 3 escenarios, el primero sera referente a que probabilidad tiene que este
tratamiento logre la remocion del 70% del dafio total, el segundo caso sera para la
remocioén del 50% del dafio total y por ultimo la remocion del 30% del dafio total.

Tabla 34. Estudio probabilistico tratamiento matricial tipo.

Remocién del dafio con | Probabilidad de
respecto el total (%) ocurrencia (%)
70 10

50 50

30 90

Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.

Segun la tabla, el escenario que mas probabilidad tiene para presentarse es de la
remocion del 30% del dafio total, y el que menos tiene probabilidad de mostrar es
de la remocion del 90% Para efectos practicos donde se espera un resultado
optimista, pero a su vez acertado, se asumira y se simulara que la remocion del
dafio al emplear este tratamiento tipo sera del 50% con respecto al total del dafio.

5.2.2 Disefio de tratamiento por fractura. Por sugerencia del director de este
proyecto se mostrara el tratamiento por fractura tipo que utiliza Ecopetrol para los
pozos del Campo Castilla.

A continuacién, se mostrara la secuencia para el tratamiento en forma de etapas, el

namero de etapas dependera del espesor a tratar, es decir siempre existira la

presencia de la etapa 1y 3, pero la etapa 2 se repetira dependiendo de la dimensién
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de la fractura que se desee hacer, el volumen utilizado en cada etapa dependera
del espesor a tratar (ver Tabla 35).

Tabla 35. Disefio tratamiento por fractura tipo.

Etapa Fluido Tipo de propante

1 Fluido de fractura @ 30ppg Material soporte  mineral
malla 40/120

2 Fluido de fractura @ 30ppg Material soporte ceramico
malla 20/40

3 (Enjuague) Gel Lineal @ 25 ppg

Fuente: elaboracidn propia, basado en. ECOPETROL.

El resultado que se espera al emplear este tratamiento tipo se determina por medio
de un estudio probabilistico, este estudio Ecopetrol lo logré concluir gracias a la
amplia trayectoria que llevan desarrollando la practica de tratamientos por fractura
en el Campo Castilla. En la Tabla 36, se podra observar la probabilidad existente
para 3 escenarios, el primero serd referente a que probabilidad tiene que este
tratamiento logre una estimulacion equivalente a menos cuatro (-4), el segundo caso
sera para una estimulacién de menos dos (-2) y por ultimo la probabilidad de que el
tratamiento logre una estimulacion equivalente a un skin de menos uno (-1).

Tabla 36. Estudio probabilistico tratamiento por fractura tipo.

Estimulacion generada por el | Probabilidad de
tratamiento ocurrencia (%)

-4 10

-2 50

-1 90

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Segun la tabla, el escenario que mas probabilidad tiene para presentarse al usar el
tratamiento por fractura tipo es de la estimulacion de menos uno, y el que menos
tiene probabilidad de mostrar es la estimulacion de menos cuatro. Para efectos
practicos donde se espera un resultado optimista, pero a su vez acertado, se
asumira y se simulara que la estimulacion lograda al emplear este tratamiento logra
un resultado de menos dos (-2).

5.3 ESTUDIO INCREMENTAL DE PRODUCCION SEGUN EL TRATAMIENTO

Para la seleccion del tratamiento a usar se tendrd en consideracion el analisis
financiero, ya que sin este no se podra decir cual es el mas apto para la reparacion
del dafio; es decir en esta seccién se expondra el resultado de las dos posibles
soluciones y en el siguiente capitulo se dara respuesta a cual se selecciono.

Segun los disefios seleccionados anteriormente, se va a realizar una simulacion
para cada pozo en Prosper, donde se observara el incremento de la tasa de liquido
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en el momento en que se realice el tratamiento, es decir, en cada gréafico se
observara en conjunto la tasa liquida que tiene el pozo sin tratamiento, la tasa liquida
removiendo el 50% del dafio por tratamiento matricial y por ultimo la tasa liquida
como resultado de una fractura que muestra una estimulacion de menos dos (-2).

Adicional, se determinara el incremental de produccién de petréleo segun el
tratamiento, esto se realizara teniendo en cuenta el corte de agua al momento del
estudio.

Para efectos practicos se asumira un escenario optimista, el cual sera el ideal y el
mas conservador, teniendo como resultado que al momento de realizar los
tratamientos no aumente el porcentaje de agua, ni varie la presion de fondo fluyente.

5.3.1 Pozo 1-A. A continuacion, se mostrara graficamente a través de la Figura 42
el incremento de la produccion de fluido del pozo 1-A evaluado a la presion de fondo
fluyente actual con dafo de 714 psig, a medida que se hace uso de los tratamientos.

En el caso 1 se tendra la produccién del pozo sin ningun tratamiento, en el caso 2
se podra observar el comportamiento de la produccion de liquido del pozo
removiendo el 50% del dafo total mediante el tratamiento matricial y en el caso 3
se podra observar el comportamiento del incremento de la produccion del pozo
realizando un tratamiento de fractura la cual genera que el pozo muestre una
estimulacion equivalente a un skin de menos dos (-2).

Figura 42. Escenarios de produccién Pozo 1-A.

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

En la Tabla 37 se observa la tasa de fluido resultante de la simulacion para cada
uno de los casos, se tendra en consideracion el corte de agua que en este caso es
de 49.81% para determinar la tasa de petréleo que se produce en cada uno.
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Tabla 37. Informacion produccién de petréleo Pozo 1-A.

Sin tratamiento

Tratamiento

Tratamiento por

petréleo (BOPD)

matricial fractura

Tasa de fluido total 185.96 242.4 556.6
(BPD)

BSW (%) 49.81 49.81 49.81
Tasa de petrdleo 92.62 121.66 279.36
(BOPD)

Incremental de - 29.04 186.74
produccion de

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

5.3.2 Pozo 1-B. A continuacion, se mostrara graficamente a través de la Figura 43
el incremento de la produccion de fluido del pozo 1-B evaluado a la presion de fondo
fluyente actual de 1,305.7 psig, a medida que se hace uso de los tratamientos.

En el caso 1 se tendra la produccion del pozo sin ningun tratamiento, en el caso 2
se podra observar el comportamiento de la produccion de liquido del pozo
removiendo el 50% del dafio total mediante el tratamiento matricial y en el caso 3
se podra observar el comportamiento del incremento de la produccion del pozo
realizando un tratamiento de fractura la cual genera que el pozo muestre una
estimulacién equivalente a un skin de menos dos (-2).

Figura 43. Escenarios de produccion Pozo 1-B.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

En la Tabla 38 se observa la tasa de fluido resultante de la simulacion para cada
uno de los casos, se tendra en consideracion el corte de agua que en este caso es
de 90% para determinar la tasa de petrdleo que se produce en cada uno.
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Tabla 38. Informacion produccién de petréleo Pozo 1-B.

Sin tratamiento | Tratamiento Tratamiento por
matricial fractura

Tasa de fluido total 278 458 1,738
(BPD)
BSW (%) 90 90 90
Tasa de petrdleo 27.8 45.8 173.8
(BOPD)
Incremental de - 18 146
produccion de
petréleo (BOPD)

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

5.3.3 Pozo 4—C. A continuacion, se mostrara graficamente a través de la Figura 44
el incremento de la produccion de fluido del pozo evaluado a la presion de fondo
fluyente actual con dafio de 493.5 psig segun el uso del respectivo tratamiento.

En el caso 1 se tendra la produccion del pozo sin ningun tratamiento, en el caso 2
se podra observar el comportamiento de la produccién de liquido del pozo
removiendo el 50% del dafio total mediante el tratamiento matricial y en el caso 3
se podra observar el comportamiento del incremento de la produccion del pozo
realizando un tratamiento de fractura la cual genera que el pozo muestre una
estimulacién equivalente a un skin de menos dos (-2).

Figura 44. Escenarios de produccion Pozo 4-C.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

En la Tabla 39 se observa la tasa de fluido resultante de la simulacion para cada
uno de los casos, se tendra en consideracion el corte de agua que en este caso es
de 72.37% para determinar la tasa de petréleo que se produce en cada uno.
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Tabla 39. Informacion produccién de petréleo Pozo 4-C.

Sin tratamiento | Tratamiento Tratamiento por
matricial fractura

Tasa de fluido total 574 817.76 4,453.5
(BFPD)
BSW (%) 72.37 72.37 72.37
Tasa de petrdleo 158.56 225.36 1,230.5
(BOPD)
Incremental de - 66.8 1,071.94
produccion de
petréleo (BOPD)

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

5.3.4 Pozo 3-D. A continuacion, se mostrara graficamente a través de la Figura 45
el incremento de la produccion de fluido del pozo evaluado a la presion de fondo
fluyente actual con dafio de 526.4 psig segun el uso del respectivo tratamiento.

En el caso 1 se tendra la produccion del pozo sin ningun tratamiento, en el caso 2
se podra observar el comportamiento de la produccién de liquido del pozo
removiendo el 50% del dafio total mediante el tratamiento matricial y en el caso 3
se podra observar el comportamiento del incremento de la produccion del pozo
realizando un tratamiento de fractura la cual genera que el pozo muestre una
estimulacién equivalente a un skin de menos dos (-2).

Figura 45. Escenarios de produccion Pozo 3-D.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

En la Tabla 40 se observa la tasa de fluido resultante de la simulacién para cada
uno de los casos, se tendra en consideracion el corte de agua que en este caso es
de 8.7% para determinar la tasa de petrdleo que se produce en cada uno.
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Tabla 40. Informacion produccién de petréleo Pozo 3-D.

Sin tratamiento | Tratamiento Tratamiento por
matricial fractura

Tasa de fluido total 139.32 224.76 835.78
(BFPD)
BSW (%) 8.7 8.7 8.7
Tasa de petrdleo 127.2 205.21 763.07
(BOPD)
Incremental de - 78.01 635.87
produccion de
petréleo (BOPD)

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

5.3.5 Pozo 16-E. A continuacion, se mostrara graficamente a traves de la Figura
46 el incremento de la produccién de fluido del pozo evaluado a la presién de fondo
fluyente actual con dafio de 661 psig segun el uso del respectivo tratamiento

En el caso 1 se tendra la produccion del pozo sin ningun tratamiento, en el caso 2
se podra observar el comportamiento de la produccién de liquido del pozo
removiendo el 50% del dafio total mediante el tratamiento matricial y en el caso 3
se podra observar el comportamiento del incremento de la produccion del pozo
realizando un tratamiento de fractura la cual genera que el pozo muestre una
estimulacién equivalente a un skin de menos dos (-2).

Figura 46. Escenarios de produccion Pozo 16-E.
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Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.

En la Tabla 41 se observa la tasa de fluido resultante de la simulacion para cada
uno de los casos, se tendra en consideracion el corte de agua que en este caso es
de 30.08% para determinar la tasa de petréleo que se produce en cada uno.
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Tabla 41. Informacion produccién de petréleo Pozo 16-E.

Sin tratamiento

Tratamiento

Tratamiento por

petréleo (BOPD)

matricial fractura

Tasa de fluido total 247.8 362 979.9
(BFPD)

BSW (%) 30.08 30.08 30.08
Tasa de petrdleo 169.07 253.11 685.15
(BOPD)

Incremental de - 84.04 516.076
produccion de

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Prosper.
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6.EVALUACION FINANCIERA

Segun los resultados expuestos en el capitulo anterior, se realizara un analisis
financiero en cada uno de los pozos de estudio en los que se tendra en cuenta el
comportamiento de la produccion incremental de petroleo en dos escenarios, el
primero ser4 empleando el tratamiento matricial para la remocién del dafio y la
segunda sera mediante el tratamiento por fractura.

Es importante realizar un estudio financiero, ya que se debe tener un balance entre
el costo operacional que tendr4d cada tratamiento junto con el aumento de
produccion que este representara, esto con el fin de poder seleccionar la operacion
mas viable para la empresa con respecto a su utilidad lo cual representa la ganancia
que obtendra el proyecto y la rentabilidad lo cual mostrara un incremento en el
patrimonio.

Para la evaluaciéon financiera de este proyecto se tendrd conocimiento de los
siguientes parametros:

e Tasa de declinacién de la produccion del Campo, la cual corresponde a un 2.37%
mensual.

e Tasa interna de oportunidad del proyecto, la cual corresponde para Ecopetrol un
porcentaje del 10% anual.

e Unidad monetaria de valor constante la cual para el proyecto sera el ddlar
estadounidense

e Tiempo de evaluacion del proyecto, se tomara el equivalente de 4 semestres.

¢ Para la seleccion del tratamiento que represente mayor viabilidad para el proyecto
se hara uso del indicador Beneficio Costo (B/C) y el valor presente neto (VPN)

6.1 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)

El CAPEX en este caso de estudio se tomara como la inversion que debe realizar
la empresa una Unica vez en el periodo 0 con el fin de generar beneficios; en este
se incluirdn costos provenientes de los equipos que deben ser utilizados para el
servicio, la movilizacién que influye al llevar el equipo hasta el punto de acoplo, y
finalmente los quimicos a utilizar.

Para este proyecto se tendran dos modelos de inversion, el primero sera referente
a los costos incluidos para la remocion del dafio de formacién por medio del
tratamiento matricial (ver Tabla 42) y el segundo haré referencia a los costos para
realizar la remocion del dafio por medio del tratamiento por fractura (ver Tabla 43).
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Tabla 42. Costos de inversién tratamiento matricial.

Descripcion Tarifa unitaria (USD) Cantidad Subtotal
(USD)
Servicio Coiled Tubing | $85,127.50 1 $85,127.50
Nitrégeno $17,507.50 1 $17,507.50
Movilizacion $10,000.00 1 $10,000.00
Quimica $252,161.25 1 $252,161.25
TOTAL $364,796.25
Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL.
Tabla 43. Costos de inversion tratamiento de fractura.
Descripcion Tarifa unitaria (USD) Cantidad Subtotal
(USD)
Servicio fracturamiento | $350,000.00 1 $350,000.00
hidraulico
Sistema de $300,00.00 1 $300,00.00
levantamiento artificial.
Equipo de Workover $350,000.00 1 $350,000.00
TOTAL $1'000,000.00

Fuente: elaboracioén propia, basado en. ECOPETROL.

6.2 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)

El costo de operacion representa el dinero que la empresa debe gastar para los
diferentes procedimientos que se deben realizar en el pozo, tales como el
mantenimiento para lograr un funcionamiento Optimo del mismo y los costos
requeridos para la extraccion de un barril.

El costo de mantenimiento por pozo variara segun su zona, a continuaciéon, en la
Tabla 44 se describird el listado de precios de mantenimiento avaluado
semestralmente para cada pozo, es importante tener en cuenta que este valor no
variara con respecto al tratamiento que se seleccione.

Tabla 44. Costos de mantenimiento por pozo.

Periodo Pozo 1- a Pozo 1-b | Pozo 4-c Pozo 3-d | Pozo 16-e
semestral

1 $22,272 $25,322 $22,272 $26,208 $26,208

2 $22,272 $25,322 $22,272 $26,208 $26,208

3 $22,272 $25,322 $22,272 $26,208 $26,208

4 $22,272 $25,322 $22,272 $26,208 $26,208

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL.

Para definir el costo de levantamiento se consideran datos como el transporte,
mejoramiento de la calidad del crudo y la extraccion de fondo a superficie, estos
costos variardn segun el periodo semestral y la zona (ver Tabla 45).




Tabla 45. Costos de levantamiento por barril segin la zona.

Periodo Semestral | Parametros Zona A, C ZonaB, D, E
1 Transporte (USD/bbl) | $10.4 $10.4
Calidad (USD/bbl) $12.4 $11.3
Extracciéon (USD/bbl) | $0.1 $0.1
Total (USD/bbl) $22.9 $21.8
2 Transporte (USD/bbl) | $10.4 $10.4
Calidad (USD/bbl) $12.4 $11.3
Extraccion (USD/bbl) | $0.1 $0.1
Total (USD/bbl) $22.9 $21.8
3 Transporte (USD/bbl) | $10.4 $10.4
Calidad (USD/bbl) $14.5 $13.1
Extraccion (USD/bbl) | $0.1 $0.1
Total (USD/bbl) $25.0 $23.6
4 Transporte (USD/bbl) | $10.4 $10.4
Calidad (USD/bbl) $14.5 $13.1
Extracciéon (USD/bbl) | $0.1 $0.1
Total (USD/bbl) $25.0 $23.6

Fuente: elaboracién propia,

Para conocer el costo total de la extraccion, se tomaran en cuenta los resultados
obtenidos en el capitulo anterior, donde se muestra el aumento de la produccion
esperada al momento de realizar el tratamiento con respecto a la produccién con un

dafo en el pozo.

Con el incremento que se tiene se podra conocer el comportamiento de la
produccion a lo largo de su vida productiva, para esto, se toma en cuenta el

basado en. ECOPETROL.

porcentaje de declinacion el cual tiene un valor del 2.3% mensual.

En el Grafico 47 se mostrara el comportamiento de la produccion incremental
resultante de la remocion del dafio por tratamiento matricial para cada uno de los

pozos de estudio.
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Grafica 47. Declinacién de la produccién incremental por tratamiento matricial.
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Fuente: elaboracién propia.

En el Gréfico 48 se mostrara la declinacién de la produccion removiendo el dafio
por tratamiento por fractura para cada uno de los pozos de estudio.

Grafica 48. Declinacién de la produccion incremental por tratamiento por fractura.
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Fuente: elaboracién propia.

Con la ayuda de los graficos se construira la Tabla 46 donde se mostrara la
produccion incremental acumulada de petréleo por cada periodo semestral
utilizando el tratamiento matricial y la Tabla 47 donde se mostrara la produccién
incremental acumulada de petroleo por periodo semestral utilizando el tratamiento
por fractura.
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Tabla 46. Produccién incremental acumulada utilizando tratamiento matricial.

Fecha Produccion de aceite (Bbl)
Pozo 1-A Pozo 1-B Pozo 4-C Pozo 3-D Pozo 16-E
1/05/2019 871 540 2,004 2,340 2,521
1/06/2019 851 527 1,957 2,285 2,461
1/07/2019 830 515 1,910 2,231 2,403
1/08/2019 811 503 1,865 2,178 2,346
1/09/2019 792 491 1,821 2,126 2,291
1/10/2019 773 479 1,778 2,076 2,236
Acumulado |/ o5 3.054 11,334 13.236 14,259
Semestre 1
1/11/2019 754 468 1,735 2,027 2,183
1/12/2019 737 457 1,694 1,979 2,132
1/01/2020 719 446 1,654 1,932 2,081
1/02/2020 702 435 1,615 1,886 2,032
1/03/2020 685 425 1,577 1,841 1,984
1/04/2020 669 415 1,539 1,798 1,937
Acumulado |/ »q7 2,645 9,815 11,462 12,348
Semestre 2
1/05/2020 653 405 1,503 1,755 1,891
1/06/2020 638 395 1,467 1,713 1,846
1/07/2020 623 386 1,432 1,673 1,802
1/08/2020 608 377 1,398 1,633 1,759
1/09/2020 594 368 1,365 1,594 1,718
1/10/2020 580 359 1,333 1,557 1,677
Acumulado | 5 5o 2,290 8,499 9,925 10,693
Semestre 3
1/11/2020 566 351 1,301 1,520 1,637
1/12/2020 552 342 1,271 1,484 1,598
1/01/2020 539 334 1,240 1,449 1,561
1/02/2021 526 326 1,211 1,414 1,524
1/03/2021 514 319 1,182 1,381 1,487
1/04/2021 502 311 1,154 1,348 1,452
Acumulado | 5,5, 1,983 7,360 8,595 9,259
Semestre 4

Fuente: elaboracion propia.
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Tabla 47. Produccién incremental acumulada utilizando tratamiento por fractura.

Fecha Produccion de aceite (bbl)
Pozo 1-A Pozo 1-B Pozo 4-C Pozo 3-D Pozo 16-E
1/05/2019 5,602 4,380 32,158 19,076 15,503
1/06/2019 5,469 4,276 31,396 18,624 15,135
1/07/2019 5,340 4,175 30,652 18,183 14,777
1/08/2019 5,213 4,076 29,926 17,752 14,426
1/09/2019 5,090 3,979 29,216 17,331 14,085
1/10/2019 4,969 3,885 28,524 16,920 13,751
Acumulado | 4 ggq 24,771 181,872 | 107,886 87,677
Semestre 1
1/11/2019 4,851 3,793 27,848 16,519 13.425
1/12/2019 4,736 3,703 27,188 16,128 13,107
1/01/2020 4,624 3,615 26,543 15,745 12,796
1/02/2020 4,514 3,530 25,914 15,372 12,493
1/03/2020 4,407 3,446 25,300 15,008 12,197
1/04/2020 4,303 3,364 24,701 14,652 11,908
Acumulado | 7 o7 21,451 157,494 93,425 75,925
Semestre 2
1/05/2020 4,201 3,285 24,115 14,305 11,625
1/06/2020 4,101 3,207 23,544 13,966 11,350
1/07/2020 4,004 3,131 22,986 13,635 11,081
1/08/2020 3,909 3,056 22,441 13,312 10,818
1/09/2020 3,817 2,984 21,909 12,996 10,562
1/10/2020 3,726 2,913 21,390 12,688 10,312
Acumulado | 54 5g 18,576 136,384 80,903 65,748
Semestre 3
1/11/2020 3,638 2,844 20,883 12,388 10,067
1/12/2020 3,552 2,777 20,388 12,094 9,829
1/01/2020 3,468 2,711 19,905 11,807 9,596
1/02/2021 3,385 2,647 19,433 11,528 9,368
1/03/2021 3,305 2,584 18,972 11,254 9,146
1/04/2021 3,227 2,523 18,523 10,988 8,929
Acumulado | 5, oop 16,086 118,104 70,059 56,935
Semestre 4

Fuente: elaboracion propia.

Con los resultados arrojados en las tablas anteriores se puede observar el
incremento de la produccion acumulada por periodo semestral, con dicha
informacion y multiplicAndolo por el costo de levantamiento por pozo, se determinara
el costo de levantamiento por cada periodo semestral. (Ver Tabla 48).
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Tabla 48. Costo de levantamiento de un barril segliin su tratamiento.

Tratamiento matricial Tratamiento por fractura
Periodo Incremental Lifting Costo Incremental -
Pozo Semestral | de produccion cost total produccion IEStS'B?BCgf)t Co(sljgéc))tal
(bbl) (USD/BBL) (USD) (bbl)

1 4,927 $22.9 $112,828.3 31,683 $22.9 $725,540.7

P70 1-A 2 4,267 $22.9 $97,714.3 27,437 $22.9 $628,307.3

3 3,695 $25.0 $92,375 23,759 $25.0 $593,975

4 3,200 $25.0 $80,000 20,575 $25.0 $514,375

1 3,054 $21.8 $66,577.2 24,771 $21.8 $540,007.8

P00 1-B 2 2,645 $21.8 $57,661 21,451 $21.8 $467,631.8
3 2,290 $23.6 $54,044 18,576 $23.6 $438,393.6

4 1,983 $23.6 $46,798.8 16,086 $23.6 $379,629.6
1 11,334 $22.9 $259,548.6 181,872 $22.9 $4'164,868.8
P070 4-C 2 9,815 $22.9 $224,763.5 157,494 $22.9 $3'606,612.6
3 8,499 $25.0 $212,475 136,384 $25.0 $3'409,600
4 7,360 $25.0 $184,000 118,104 $25.0 $2°952,600
1 13,236 $21.8 $288,544.8 107,886 $21.8 $2'351,914.8

P70 3-D 2 11,462 $21.8 $249,871.6 93,425 $21.8 $2'036,665
3 9,925 $23.6 $234,230 80,903 $23.6 $1'909,310.8
4 8,595 $23.6 $202,842 70,059 $23.6 $1'653,392.4
1 14,259 $21.8 $310,846.2 87,677 $21.8 $1'911,358.6

Pozo 16- 2 12,348 $21.8 $269,186.4 75,925 $21.8 $1'655,165
E 3 10,693 $23.6 $252,354.8 65,748 $23.6 $1'551,652.8

4 9,259 $23.6 $218,512.4 56,935 $23.6 $1'343,666

Fuente: elaboracion propia.
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6.3 ANALISIS DE INGRESOS

A continuacion, se determinara la entrada econémica neta que va a obtener la
compaiiia, para ello se considerardn dos factores importantes, el primero, sera el
precio de venta por barril el cual le corresponde un total de USD 55, el segundo
factor que se debe tener en cuenta es que el subsuelo y los recursos no renovables
le pertenecen al estado, y conforme al articulo 360, se debera cumplir con una
contraprestacion econémica que va ser en forma de regalias®®.

Existen dos tipos de regalias, las primeras seran de forma directa, las cuales
benefician al municipio donde se estan realizando las actividades de explotacion, y
las regalias indirectas son recursos no asignados directamente a los municipios,
esto se distribuye con ayuda de la entidad del fondo nacional del ahorro®.

La participacion de las regalias va distribuida entre diferentes entidades, las cuales
son: Departamentos, Municipios, resguardos indigenas y por ultimo las
Gobernaciones.

Segun lo estipulado por la ley 756 del 200287, cuando existan Contratos firmados
por Ecopetrol los cuales tengan como objetivo aumentar las reservas de un Campo
ya existente por medio de nuevas inversiones que van dirigidas para la aplicacion
del usos de nuevas tecnologias como los son el recobro mejorado, se debera
descontar un total del 8% para el cumplimiento de las regalias.

A continuacion, en la Tabla 49 se mostrara el ingreso neto que generara el uso del
tratamiento matricial en cada uno de los pozos en periodos semestrales, para esto
se tendra en cuenta el descuento debido a la entrega de las regalias al pais.

En la Tabla 50 se mostrara el ingreso neto que generara el uso del tratamiento por
fractura en cada uno de los pozos en periodos semestrales, para esto se tendra en
cuenta el descuento debido a la entrega de las regalias al pais

8 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Las regalias en el sector de los hidrocarburos.
[En Linea]. Disponible en: <http://www.anh.gov.co/Operaciones-Regalias-y-
Participaciones/Regalias/Documents/regaliasSector.pdf> [Citado el 9 de mayo de 2019]

86 |bid, p.9

8 1bid, p.10
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Tabla 49. In

resos netos por pozo con tratamiento matricial.

Periodo Pozo 1-A | Pozo 1-B | Pozo 4-C Pozo 3-D | Pozo 16-E
1 Produccion incremental (Bbl) 4,927 3,054 11,334 13,236 14,259
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $270,985 | $167,970 | $623,370 $727,980 $784,245
Regalias (8%) $21,678.8 | $13,437.6 | $49,869.6 | $58,238.4 | $62,739.6
Ingresos netos (USD) $249,306.2 | $154,532.4 | $573,500.4 | $669,741.6 | $721,505.4
2 Produccion incremental (Bbl) 4,267 2,645 9,815 11,462 12,348
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $234,685 | $145,475 | $539,825 $630,410 $679,140
Regalias (8%) $18,774.8 $11,638 $43,186 $50,432.8 | $54,331.2
Ingresos netos (USD) $215,910.2 | $133,836 $496,639 $579,977.2 | $624,808.8
3 Produccién incremental (Bbl) 3,695 2,290 8,499 9,925 10,693
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $203,225 | $125,950 | $467,445 $545,875 $588,115
Regalias (8%) $8,258 $10,076 $37,395.6 $43,670 $47,049.2
Ingresos netos (USD) $286,967 | $115,874 | $430,049.4 | $502,205 | $541,065.8
4 Produccién incremental (Bbl) 3,200 1,983 7,360 8,595 9,259
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $176,000 | $109,065 | $404,800 $472,725 $509,245
Regalias (8%) $14,080 $8,725.2 $32,384 $37,818 $40,739.6
Ingresos netos (USD) $161,920 | $100,339.8 | $372,416 $434,907 | $468,505.4

Fuente: elaboracion propia.
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Tabla 50. Ingresos netos por pozo con tratamiento por fractura.

Periodo Pozo 1- A Pozo 1- B Pozo 4- C Pozo 3-D | Pozo 16-E
1 Produccion incremental 31,683 24,771 181,872 107,886 87,677
(Bbl)
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $1'743,565 | $1'362,405 | $10'002,960 | $5'933,730 | $4'822,235
Regalias (8%) $139,485.2 | $108,992.4 | $800,236.8 | $474,698.4 | $385,778.8
Ingresos netos (USD) $1'604,079.8 | $1,253,412.6 | $9'202,723.2 | $5'459,031.6 | $4'436,456
2 Produccion incremental 27,437 21,451 157,494 93,425 75,925
(Bbl)
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $1'509,035 | $1'179,805 | $8'662,170 | $5'138,375 | $4'175,875
Regalias (8%) $120,722.8 $94,384.4 $692,973.6 $411,070 $334,070
Ingresos netos (USD) $1'308,312.2 | $1'085,420.6 | $7'969,196.4 | $4'727,305 | $3'841,805
3 Produccidon incremental 23,759 18,576 136,384 80,903 65,748
(Bbl)
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $1'306,745 | $1'021,680 | $7'501,120 | $4'449,665 | $3'616,140
Regalias (8%) $104,539.6 $81,734.4 $600,089.6 | $355,973.2 | $289,291.2
Ingresos netos (USD) $1'202,205.4 | $939,945.6 | $6'901,030.4 | $4'093,691.8 | $3'326,848
4 Produccion incremental 20,575 16,086 118,104 70,059 56,935
(Bbl)
Precio de venta (USD/Bbl) $55 $55 $55 $55 $55
Ingresos parciales (USD) $1'131,625 $884,730 $6'495,720 | $3'853,245 | $3'131,425
Regalias (8%) $90,530 $70,778.4 $519,657.6 | $308,259.6 | $250,514
Ingresos netos (USD) $1'041,095 | $813,951.6 | $5'976,062.4 | $3'544,985.4 | $2'880,911

Fuente: elaboracién propia.
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6.4 EVALUACION FINANCIERA

Para realizar la evaluacion financiera y tomar la decisién de que tratamiento es el
mas viable econ6micamente se tomaran en cuenta tres indicadores importantes.

6.4.1 Indicadores financieros. A continuacion, seran descritos los diferentes
indicadores que seran utilizados en este trabajo de grado.

6.4.1.1 Tasa de interés de oportunidad (TIO). Segun Baca®, la tasa de interés de
oportunidad corresponde a la tasa de interés mas alta que un inversionista sacrifica
con el objeto de realizar un proyecto. En la empresa soporte de este trabajo tienen
un manejo de la tasa de interés de oportunidad del 10% anual, ya que el estudio
financiero se va a realizar en periodos semestrales, esta tasa debe ser convertida
por medio de la Ecuacion 12.

Ecuacién 12. Conversion de la tasa de interés de oportunidad para diferente tiempo.

(14 TI0)" = (1 + TIO,)

Fuente: elaboracion propia, basado en. BACA, Guillermo, Ingenieria econémica. 8va Edicion.
Bogota D.C.: Fondo Educativo Panamericano, 2005. 197P. ISBN 958948932.

Doénde:
e TIO, Tasa de interés de oportunidad convertido a un periodo, fraccion
e TIO, Tasa de interés de oportunidad anual, fraccion
e n Numero de periodos, adim

A continuacioén, se determinara el valor de la tasa de interés de oportunidad para un
periodo semestral
(1+TI0)? = (1+0.1)

TIO = 4.88%

Para el estudio se manejard una tasa de interés de oportunidad del 4.88%
semestral.

6.4.1.2 Beneficio costo (B/C). Segun Baca®, la funcién de este indicador es dividir
los beneficios netos sobre los ingresos netos todo indicado a un valor presente,
donde, en este caso, la tasa de interés es suministrada por el inversionista es decir
Ecopetrol, si el caso fuera un proyecto de inversion social, la tasa de interés seria
entregada por la entidad Estatal, con este indicador se obtendra el beneficio por

8 BACA, Guillermo, Ingenieria econémica. 8va Edicion. Bogota D.C.: Fondo Educativo
Panamericano, 2005. p. 197
8 |bid. p. 263
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cada peso entregado al proyecto, para llevar a cabo la funcion de este indicador se
debe usar la Ecuacion 13.

Ecuacion 13. Conversion de la tasa de interés de oportunidad para diferente tiempo.

n Bi
B =0 (14 )"
cW=e
=0T+ )"

Fuente: elaboracion propia, basado en. BACA, Guillermo, Ingenieria econémica. 8va Edicion.
Bogota D.C.: Fondo Educativo Panamericano, 2005. 263P. ISBN 958948932.

Dénde:

B Beneficio en valor presente neto
B; Beneficio de produccién

C Costo en valor presente neto

C; Costo de produccion

i Tasa de interés de oportunidad

Al solucionar dicha ecuacién se pueden presentar tres escenarios distintos los
cuales se describiran a continuacion.

e Si la relacion beneficio costo da un valor menor a 1 indica que los ingresos
del proyecto son menores que los costos, por lo tanto, no se aconseja realizar
el proyecto.

e Si la relacion beneficio costo da un valor igual a 1, indica que los ingresos
seran iguales a los egresos evaluado al valor presente, lo Unico que se
ganaria seria la tasa del inversionista, por lo tanto, el realizar el proyecto no
afectaria ni aportaria beneficios, es decir, la realizacion del proyecto le seria
indiferente a la empresa.

e Si la relacion beneficio costo da un valor menor a 1, indica que los ingresos
son mayores a los costos, por lo tanto, se recomienda realizar el proyecto.

6.4.2 Flujo de efectivo. A continuacion, se realizara el respectivo diagrama de flujo
de caja para cada pozo segun el tratamiento a utilizar, con esto se hara uso del
indicador econémico beneficio costo, donde méas adelante se determinara cual de
los dos tratamientos es mas viable segun el pozo.

6.4.2.1 Pozo 1-A. A continuacion, se va a realizar el respectivo diagrama del flujo

de caja para cada tratamiento junto con su calculo segun el indicador beneficio costo
el cual se realiza por medio de la Ecuacion 13.
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TRATAMIENTO MATRICIAL

A continuacion, en el Grafico 49, se podra observar el flujo de caja para el pozo 1-
A con el uso del tratamiento matricial.

Grafica 49. Flujo de caja Pozo 1-A con tratamiento matricial.

INGRESOS Total (USD)
§722 103.4

$249,306.2 $215,910.2 $94.967 $161,920

T

|. |. Semestres

|

4

|

+ [

$364,796.25 $22272 $22,272 $22.272 522 272
$112,628.3 97, 714.3 %92 375 580,000
EGRESOS Total (USD)
$836,801.85
Fuente: elaboracién propia.
BENEFICIOS
B=o04+ 249,306.2 215,910.2 94,967 161,920

(1+0.0488) ~ (1+0.0488)2 " (1+0.0488)% ' (14 0.0488)

B = 650,132.13

COSTOS
(112,828.3 4+ 22,272)  (97,714.3 + 22,272)

C = 364,796.25
T TTd+oo0s88) T (1+00488)°
(92,375 + 22,272) (80,000 + 22,272))

(1+00488)° (14 00488)"

C = 786,592.6

RELACION BENEFICIO COSTO

B 650,132.13
C 786,592.6
B _ 0.9266

C - .
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TRATAMIENTO POR FRACTURA

A continuacion, en el Grafico 50, se podra observar el flujo de caja para el pozo 1-
A con el uso del tratamiento por fractura.

Grafica 50. Flujo de caja Pozo 1-A con tratamiento por fractura.

INGRESOS Total (USD)
£5'155,692 4

$1°604,079.8 B1°308,312.2 $1’202T2[I'5.4 $1°041,095

|
|
3

I T

$1°000,000 $22.272 $22,272 $22.272 $22 272
$725,540.7 $628,307.3 $593,975 $514,375

Semestres

S —f—
P —t—
et

— O —

Total (USD)

EGRESOS £3'551,2865

Fuente: elaboracidn propia.
BENEFICIOS

B=0+ 1'604,079.8 1'308,312.2 1'202,205.4 1'041,095

= 0% AT 00488 T (1 +00488)7 T (1+00488)° T (1+0.0488)°
B = 4'621,354.9

COSTOS

(725,540.7 + 22,272)  (628,307.3 + 22,272)

C =1'000,000
T T +o0488) T (1+00488)°
(593,975 + 22,272) (514,375 + 22,272))

(1+00488)° (14 00488)
C = 3'282,154.7

RELACION BENEFICIO COSTO

B  4'621,354.9
C 3'282,154.7

B =1.41
C - .
6.4.2.2 Pozo 1-B A continuacion, se va a realizar el respectivo diagrama del flujo de

caja para cada tratamiento junto con su calculo segun el indicador beneficio costo
el cual se realiza por medio de la Ecuacién 13
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TRATAMIENTO MATRICIAL

A continuacion, en el Grafico 51, se podra observar el flujo de caja para el pozo 1-
B con el uso del tratamiento matricial.

Grafica 51. Flujo de caja Pozo 1-B con tratamiento matricial.

INGRESOS Total (USD)
$504,562 2
$154,532.4 $133,836 $115,874 $100,339.8

Semestres

|
|
4
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g ———

| | T
1
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Total (USD)
EGRESOS $691,125.23
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BENEFICIOS
PP 154,532.4 133,836 115,874 100,339.8

(1+0.0488) ~ (1+0.0488)2 " (1+0.0488)% ' (14 0.0488)°

B = 452,381.8

COSTOS
(66,577.2 +25,322) (57,661 + 25,322)

C = 364,796.25
T AT 00488) (1 + 0.0488)2
(54,044 + 25,322)  (46,798.8 + 25,322))

(1+00488)° (1+00488)°

C = 656,260.7
RELACION BENEFICIO COSTO
B 4523818
C 656,260.7
B _ 0.689
C - .
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TRATAMIENTO POR FRACTURA

A continuacion, en el Grafico 52, se podra observar el flujo de caja para el pozo 1-
B con el uso del tratamiento por fractura.

Gréfica 52. Flujo de caja Pozo 1-B con tratamiento por fractura.

INGRESOS Total (USD)
$4'092,730.4

$1,253,4126 $1'085,4206 $9390,9456 $813,951.6

l Semestres
4

|

£ —
= —t—
P ——

— a————

L

$1°000,000 $25322 $25 322 $25,322 $25,322
$540,007 8 $467631.8  $4383936  $379,629.6
Total (USD)
EGRESOS $2'926,950.8
Fuente: elaboracion propia.
BENEFICIOS
B=04+ 1'253,412.6 1'085,420.6 939,945.6 813,951.6

(1+0.0488)! ~ (1+0.0488)2 " (1+0.0488)% ' (14 0.0488)°
B = 3'669,315.32

COSTOS
(66,577.2 + 25322) (57,661 + 25,322)

¢ = 1'000,000
T T dto0488) T T (1+00488)°
(54,044 + 25322)  (46,798.8 + 25,322))

(1+00488)°  — (1+00488)"

C = 2'723,806.3
RELACION BENEFICIO COSTO

B 3'669,315.32

C 2'723,806.3
=1.347

O ™

6.4.2.3 Pozo 4-C. A continuacion, se va a realizar el respectivo diagrama del flujo
de caja para cada tratamiento junto con su calculo segun el indicador beneficio costo
el cual se realiza por medio de la Ecuacion 13.
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TRATAMIENTO MATRICIAL

A continuacion, en el Grafico 53, se podra observar el flujo de caja para el pozo 4-
C con el uso del tratamiento matricial.

Grafica 53. Flujo de caja Pozo 4-C con tratamiento matricial.

INGRESOS Total (USD)
£1'872.604.8
$573.500.4 $496,639 $430.049.4 £372.416

T T T T
l

Semestres
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—
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EGRESOS Total (USD)
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Fuente: elaboracidn propia.
BENEFICIOS
573,500.4 496,639 430,049.4 372,416

T 17 00488) T (1+00488)7 © (1+00488)° © (1+0.0488)"
B = 1'678,875.06
COSTOS

(259,548.6 + 22,272)  (224,763.5 + 22,272)

C = 364,796.25 + +
(1 + 0.0488)1 (1 + 0.0488)2
(212,475 + 22,272) (184,000 + 22,272))

(1+00488)° (14 00488)

C = 1'232,044.05
RELACION BENEFICIO COSTO

B 1'678,875.06
C  1'232,044.05

B—1363
C_ .
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TRATAMIENTO POR FRACTURA

A continuacion, en el Grafico 54, se podra observar el flujo de caja para el pozo 4-
C con el uso del tratamiento por fractura.

Grafica 54. Flujo de caja Pozo 4-C con tratamiento por fractura.

INGRESOS Total (USD)
$30'049,012.4
$9°202,7232  $7°969,1964 $6'901,0304 $5976,062.4

Semestres

————h

— bl »

]

51°000,000 §22.272 §22272 §22272 $22 272
54'164,863.8 53606,612.6 $3°409,600 $2°952 600

— o —
—

Total (USD)
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BENEFICIOS
9'202,723.2 7'969,196.4 6'901,030.4 5'976,062.4

B=0
T {170.0488) T (1 +00488)2 ' (1+0.0488)° = (1 + 0.0488)°

B = 26'940,289.09

COSTOS
(4'164,868.8 + 22,272)  (3'606,612.6 + 22,272)

¢ =1'000,000 + +
(1 + 0.0488)1 (1 + 0.0488)2
(3'409,600 + 22,272)  (2'952,600 + 22,272))

d+00488)° (1 + 0.0488)*

C = 13'724,779.94

RELACION BENEFICIO COSTO
B 26'940,289.09

C 13'724,779.94

B—1963
C_ O

6.4.2.3 Pozo 3-D A continuacion, se va a realizar el respectivo diagrama del flujo de
caja para cada tratamiento junto con su calculo segun el indicador beneficio costo
el cual se realiza por medio de la Ecuacion 13.
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TRATAMIENTO MATRICIAL

A continuacion, en el Grafico 55, se podra observar el flujo de caja para el pozo 3-
D con el uso del tratamiento matricial.

Grafica 55. Flujo de caja Pozo 3-D con tratamiento matricial.
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TRATAMIENTO POR FRACTURA

A continuacion, en el Grafico 56, se podra observar el flujo de caja para el pozo 3-

D con el uso del tratamiento por fractura.

Grafica 56. Flujo de caja Pozo 3-D con tratamiento por fractura.
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(1 + 0.0488)1
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€~ 7'299,600.61
B_ 2.189
C - .

6.4.2.3 Pozo 16-E. A continuacién, se va a realizar el respectivo diagrama del flujo
de caja para cada tratamiento junto con su calculo segun el indicador beneficio costo
el cual se realiza por medio de la Ecuacion 13.
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TRATAMIENTO MATRICIAL

A continuacion, en el Grafico 57, se podra observar el flujo de caja para el pozo 16-
E con el uso del tratamiento matricial

Grafica 57. Flujo de caja Pozo 16-E con tratamiento matricial.
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TRATAMIENTO POR FRACTURA

A continuacion, en el Grafico 58 se podra observar el flujo de caja para el pozo 16-
E con el uso del tratamiento por fractura.

Gréfica 58. Flujo de caja Pozo 16-E con tratamiento por fractura.
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6.5 CONCLUSION DE LA EVALUACION FINANCIERA

Enla Tabla 51 se podra observar los resultados del indicador beneficio costo segun
el tratamiento a usar.

Tabla 51. Resultados relacién beneficio costo por pozo.

Tratamiento Tratamiento por
matricial fractura

Pozo 1-A 0.9266 1.41

Pozo 1-B 0.689 1.347

Pozo 4-C 1.363 1.963

Pozo 3-D 1.473 2.189

Pozo 16-E 1.51 1.889

Fuente: elaboracion propia.

Para el pozo 1-A se observa que no es viable la implementacion del tratamiento
matricial debido a que la relacion beneficio costo es menor a 1 (0.9266) pero la
implementacion del tratamiento por fractura si es viable ya que presenta una
relacion de 1.41.

Para el pozo 1-B se observa que no es viable la implementacién del tratamiento
matricial debido a que la relacion beneficio costo es menor a 1 (0.689) pero la
implementacion del tratamiento por fractura si es viable ya que presenta una
relacion de 1.347.

Para el pozo 4-C se determina que posee mayor viabilidad financiera la
implementacion del tratamiento por fractura, esto se logro determinar gracias al uso
del indicador financiero relacion beneficio costo, en donde muestra una relacion de
1.963 para el tratamiento por fractura y para el tratamiento matricial una relacion del
1.363.

Para el pozo 3-D se determina que posee mayor viabilidad financiera la
implementacion del tratamiento por fractura, esto se logro determinar gracias al uso
del indicador financiero relacion beneficio costo, en donde muestra una relacion de
2.189 para el tratamiento por fractura y para el tratamiento matricial una relacion del
1.473.

Para el pozo 16-E se determina que posee mayor viabilidad financiera la
implementacion del tratamiento por fractura, esto se logré determinar gracias al uso
del indicador financiero relacion beneficio costo, en donde muestra una relacién de
1.889 para el tratamiento por fractura y para el tratamiento matricial una relacion del
1.51

Desde el punto de vista financiero y teniendo en cuenta la comparacién de los dos
escenarios evaluados por pozo, se evidencia que la opcion mas viable para la
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empresa Ecopetrol es el desarrollo del tratamiento por fractura para cada uno de los
pozos de estudio.
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7.CONCLUSIONES

e El pardmetro que mayor impacto tiene para la seleccion de pozos representativos
de cada area en el Campo Castilla, es la productividad del pozo, ya que, permite
asumir que con la variacién de este parametro existe una disminucion de la
capacidad de flujo por la presencia de una obstruccién en la cara del pozo.

e La presion de fondo fluyente es la variable que relaciona la presencia de dafio de
formacién con respecto a la productividad, esto debido a que entre mayor sea el
diferencial de presion y menor sea la produccion del pozo, indicara un valor de
dafo superior.

¢ El dafio inducido se determind como el dafio de formacidén principal para la
Formacion K1, cuatro (4) de los cincos (5) pozos de estudio arrojaron este
resultado con un 63% del dafio total.

¢ El dafio de formacion por depdésito de escamas organicas se presenta en todos
los pozos de estudio con un 21% del dafio total, este dafio genera un cambio en
la humectabilidad de la roca provocando un aumento en la produccién de agua y
una disminucién en la produccion de petroleo.

e En comparacion con el estudio anterior se observd que los tipos de dafio
relevantes para la Formacion K1 son los mismos, pero tienen una variacion en la
proporcion, dicho esto para el estudio actual (2018) el dafio principal es el dafio
inducido que para las areas A-B corresponde al 72% del dafio total y las areas C-
D-E el 57% del dafio y para el estudio anterior (2014) el dafio principal es escamas
organicas con el 46% y emulsiones con el 35% del dafio total para las areas A-B
y C-D-E respectivamente.

e La evolucién de los tipos de dafio se ve reflejada en su proporcionalidad de
distribucion total, el dafio inducido tiene un aumento en 32% del area A-B y 30%
del &rea C-D-E con respecto al estudio del 2014 y una disminucién en el porcentaje
de depdsitos por escamas organicas de 37% y un aumento del 1% para las areas
respectivamente en el estudio del 2014.

¢ El dafio por emulsiones se vio reflejado en algunos de los pozos, de acuerdo a
esto para el promedio de las areas se determiné una variacion en el tiempo. Para
las areas A-B los pozos del estudio actual (2018) cuentan con un 17% del dafio
total de la Formacion K1 y para las areas C-D-E 3% del dafio; respecto al estudio
2014 las areas A-B no presentaba este tipo de dafo y las areas C-D-E contaba
con 35% del dafio total donde era el dafio principal. Para dichas areas, presento
una reduccion en el porcentaje total del 32%.

¢ Debido al estudio probabilistico de Ecopetrol respecto a la remocién del dafio por
tratamiento, se establecio que el tratamiento por fracturas genera una estimulacion
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equivalente a menos dos (-2) y el tratamiento matricial reduce el dafio en un 50%
con respecto al total.

e Para el 100% de los pozos de estudio, el tratamiento con mayor viabilidad
financiera con el fin de tener un mayor beneficio econdémico es el tratamiento por
fracturas, ya que, la relacion beneficio costo para todos es mayor que la del
tratamiento matricial en la que solo es efectiva en el 60%de los pozos de estudio.
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8.RECOMENDACIONES

e Para la preseleccion de los pozos de estudio se aconseja no tener en cuenta el
corte de agua, si no, Unicamente la disminucion en la produccion de fluidos de los
pozos, puesto que, se observo que los pozos mantenian el mismo nivel de fluido,
pero con una disminucion en la produccion de petroleo, que en términos generales
no permitian una adecuada determinacion del dafo.

e Se recomienda realizar un estudio para la Formacion K2, con el fin de tener el
estudio completo para el Campo y asi determinar qué actividades son las que
provocan el dafio y poder mitigarlas de manera adecuada.

¢ Realizar la evaluacion de la efectividad del tratamiento a condiciones reales para
tener una evaluacion clara de los resultados obtenidos, ya que, en el presente se
asume que el corte de agua no varia y la presion de fondo fluyente se mantiene
constante después de la remocion del dafo.

e Se recomienda el uso de simuladores numéricos para lograr una mejor
aproximacion de la caida de presion para los pozos de Campo Castilla.
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ANEXO A.

RESULTADOS PVT POR POZO

Figura 47. Resultados PVT Pozo 1-A.

. P . Gas . . Water Water
Pressure Qil FVF Oil Viscosity Gas FVF . ) Oil Density Water FVF ) 3 .
Viscosity Viscosity Density
(psig) (RB/STB) (centipoise) |(ft3/scf) (centipoise) |(Ib/ft3) (RB/STB) (centipoise) |(Ib/ft3)

14,7 1,05666 296,4 0,636425 0,0113308 59,1892 1,03969 0,30915 60,0469
68,4354 1,056 66 296,4 0,221511| 0,0113874 59,1892 1,03951 0,30915 60,057
128,141 1,056 66 296,4 0,126601 0,011471 59,1892 1,03932 0,30915 60,0682
187,847 1,05666 296,4| 0,0876211 0,0115726 59,1892 1,03913 0,30915 60,0794
247,553 1,056 66 296,4| 0,0663704| 0,0116912 59,1892 1,03893 0,30915 60,0906
289,348 1,056 66 296,4| 0,0564505| 0,0117844 59,1892 1,0388 0,30915 60,0985
295,318 1,05666 296,4 0,055251 0,0117984 59,1892 1,03878 0,30915 60,0996
301,289 1,05663 296,787 0,0540966 0,0118126 59,1912 1,03876 0,30915 60,1007
307,259 1,05659 297,175 0,052985 0,011827 59,1932 1,03874 0,30915 60,1018
366,965 1,05623 301,054 0,0437734 0,0119807 59,2133 1,03854 0,30915 60,113
426,671 1,05587 304,932 0,0370419 0,0121535 59,2334 1,03835 0,30915 60,1243
486,377 1,05551 308,811 0,031904 0,0123472 59,2536 1,03816 0,30915 60,1355
546,083 1,05516 312,689 0,0278513 0,0125639 59,2737 1,03796 0,30915 60,1467
605,789 1,0548 316,567 0,024571| 0,0128062 59,2939 1,03777 0,30915 60,158
665,495 1,05444 320,446 0,021861| 0,0130771 59,314 1,03757 0,30915 60,1692
725,201 1,05408 324,324 0,0195844 0,0133802 59,3342 1,03738 0,30915 60,1805
784,907 1,05372 328,203 0,0176461 0,0137197 59,3544 1,03719 0,30915 60,1917
844,613 1,05336 332,081 0,015978 0,0140999 59,3746 1,03699 0,30915 60,203
904,319 1,053 335,950| 0,0145306| 0,0145259 59,3948 1,0368 0,30915 60,2143
964,025 1,05265 339,838 0,0132671 0,0150023 59,4151 1,0366 0,30915 60,2255
1023,73 1,05229 343,716 0,0121601 0,0155338 59,4353 1,03641 0,30915 60,2368
1083,44 1,05193 347,595 0,0111886 0,0161237 59,4556 1,03622 0,30915 60,2481
1143,14 1,05157 351,473 0,0103364 0,0167737 59,4758 1,03602 0,30915 60,2594
1202,85 1,05121 355,351| 0,00959012 0,0174833 59,4961 1,03583 0,30915 60,2706
1262,56 1,05085 359,23| 0,00893823 0,0182494 59,5164 1,03563 0,30915 60,2819
1322,26 1,05049 363,108| 0,00837027 0,0190664 59,5368 1,03544 0,30915 60,2932
1381,97 1,05014 366,987 0,0078764| 0,0199268 59,5571 1,03525 0,30915 60,3045
1441,67 1,04978 370,865| 0,00744736 0,020822 59,5774 1,03505 0,30915 60,3158
1501,38 1,04942 374,743 0,00707455 0,0217431 59,5978 1,03486 0,30915 60,3271
1561,09 1,04506 378,622| 0,00675016 0,0226812 59,6182 1,03466 0,30915 60,3384
1620,79 1,0487 382,5| 0,00646727| 0,0236282 59,6386 1,03447 0,30915 60,3498

1680,5 1,04834 386,379| 0,00621984 0,0245769 59,659 1,03428 0,30915 60,3611
1740,2 1,04798 390,257| 0,00600267 0,0255208 59,6794 1,03408 0,30915 60,3724
1799,91 1,04762 394,135| 0,00581135 0,0264549 59,6998 1,03389 0,30915 60,3837
1859,62 1,04727 398,014| 0,00564209 0,0273748 59,7203 1,03369 0,30915 60,3951
1919,32 1,04691 401,892| 0,00549173 0,0282775 59,7407 1,0335 0,30915 60,4064
1979,03 1,04655 405,771| 0,00535756 0,0291605 59,7612 1,03331 0,30915 60,4177
2038,73 1,04619 409,649| 0,00523732 0,0300223 59,7817 1,03311 0,30915 60,4291
2098,44 1,04583 413,527| 0,00512907 0,0308621 59,8022 1,03292 0,30915 60,4404
2158,15 1,04547 417,406 0,0050312 0,0316795 59,8227 1,03272 0,30915 60,4518
2217,85 1,04511 421,284| 0,00494234 0,0324746 59,8432 1,03253 0,30915 60,4631
2277,56 1,04476 425,163| 0,00486131 0,0332475 59,8638 1,03234 0,30915 60,4745
2337,26 1,0444 429,041| 0,00478714 0,033999 59,8843 1,03214 0,30915 60,4859
2396,97 1,04404 432,92| 0,00471898 0,0347298 59,9049 1,03195 0,30915 60,4972
2456,68 1,04368 436,798| 0,00465612 0,0354405 59,8255 1,03175 0,30915 60,5086
2516,38 1,04332 440,676| 0,00459794 0,0361321 59,9461 1,03156 0,30915 60,52
2576,09 1,04296 444 ,555| 0,00454392 0,0368054 59,9667 1,03137 0,30915 60,5314
2635,79 1,0426 448,433 0,0044936 0,0374613 59,8873 1,03117 0,30915 60,5428
2695,5 1,04225 452,312 0,0044466| 0,0381006 60,0079 1,03098 0,30915 60,5541
2755,21 1,04188 456,19| 0,00440257 0,0387243 60,0286 1,03078 0,30915 60,5655
2814,91 1,04153 460,068| 0,00436122 0,039333 60,0493 1,03059 0,30915 60,5769
2874,62 1,04117 463,947| 0,00432229| 0,0399275 60,07 1,0304 0,30915 60,5883
2934,32 1,04081 467,825| 0,00428556 0,0405086 60,0907 1,0302 0,30915 60,5998
2994,03 1,04045 471,704| 0,00425082 0,0410769 60,1114 1,03001 0,30915 60,6112
3000 1,04042 472,091| 0,00424745 0,0411331 60,1134 1,02999 0,30915 60,6123

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.

190




Figura 48. Resultados PVT Pozo 1-B.

. . 3 Gas . . Water Water
Pressure Qil FVF Oil Viscosity Gas FVF ) ) Qil Density | Water FVF ) . i
Viscosity Viscosity Density
(psig) (RB/STB) (centipoise) |(ft3/scf) (centipoise) |(lb/ft3) (RB/STB) (centipoise) |(lb/ft3)

14,7 1,0572 284,962| 0,634464| 0,0112948 59,7044 1,03884| 0,313443 60,0958
68,4354 1,0572 204,962 0,220794| 0,0113517 59,7044 1,03867| 0,313443 60,1059
128,141 1,0572 284,961| 0,126168| 0,0114358 59,7044 1,03847| 0,313443 60,1171
187,847 1,0572 294,961| 0,0873034| 0,011538 59,7044 1,03828| 0,313443 60,1283
247,553 1,0572 294,96 0,0661149| 0,0116574 59,7044 1,03809| 0,313443 60,1394
289,348 1,0572 294,96 0,0562236| 0,0117513 59,7044 1,03795| 0,313443 60,1473
295,318 1,0572 294,96 0,0550276| 0,0117654 59,7044 1,03793| 0,313443 60,1484
301,289 1,05719 295,053 0,0538766 0,0117797 59,7048 1,03791 0,313443 60,1495
307,259 1,05716 285,482 0,0527681 0,0117942 59,7068 1,03789 0,313443 60,1506
366,965 1,0568 299,775| 0,0435824| 0,011949 59,7271 1,0377| 0,313443 60,1618
426,671 1,05644 304,068| 0,0368693| 0,0121233 59,7473 1,03751| 0,313443 60,173
486,377 1,05608 308,36 0,0317449| 0,0123188 59,7676 1,03731| 0,313443 60,1842
546,083 1,05572 312,653 0,0277023 0,0125378 59,7879 1,03712 0,313443 60,1955
605,789 1,05536 316,946 0,0244298 0,0127828 59,8081 1,03693 0,313443 60,2067
665,495 1,05501 321,239 0,0217257 0,0130572 59,8285 1,03674 0,313443 60,2179
725,201 1,05465 325,532 0,0194537 0,0133647 59,8488 1,03654 0,313443 60,2291
784,907 1,05429 329,825 0,017519 0,0137095 59,8691 1,03635 0,313443 60,2403
844,613 1,05393 334,118 0,0158539 0,0140965 59,8895 1,03616 0,313443 60,2516
904,319 1,05357 338,41 0,0144089 0,0145309 59,9098 1,03596 0,313443 60,2628
964,025 1,05322 342,703 0,0131476 0,0150177 59,9302 1,03577 0,313443 60,274
1023,73 1,05286 346,996 0,012043 0,0155616 59,9506 1,03558 0,313443 60,2853
1083,44 1,0525 351,289 0,0110742| 0,0161663 59,971 1,03538| 0,313443 60,2965
1143,14 1,05214 355,582 0,0102252 0,0168334 59,9914 1,03519 0,313443 60,3078
1202,85 1,05178 359,875| 0,0094827| 0,0175621 60,0119 1,035| 0,313443 60,319
1262,56 1,05142 364,168| 0,00883525 0,0183488 60,0323 1,0348 0,313443 60,3303
1322,26 1,05107 368,461| 0,00827224| 0,0191874 60,0528 1,03461 0,313443 60,3416
1381,97 1,05071 372,753| 0,00778368 0,0200698 60,0732 1,03442 0,313443 60,3528
1441,67 1,05035 377,046| 0,00736011 0,0209867 60,0937 1,03422 0,313443 60,3641
1501,38 1,04999 381,339| 0,00699276 0,0219285 60,1142 1,03403 0,313443 60,3754
1561,09 1,04963 385,632 0,0066737 0,0228862 60,1347 1,03384 0,313443 60,3867
1620,79 1,04927 389,925 0,0063959 0,0238512 60,1553 1,03364 0,313443 60,3979

1680,5 1,04892 3984,218| 0,00615328 0,0248159 60,1758 1,03345 0,313443 60,4092
1740,2 1,04856 388,511| 0,00594061 0,0257741 60,1964 1,03326 0,313443 60,4205
1799,91 1,0482 402,803| 0,00575346 0,0267205 60,2169 1,03306 0,313443 60,4318
1859,62 1,04784 407,096| 0,00558805 0,0276509 60,2375 1,03287 0,313443 60,4431
1919,32 1,04748 411,389| 0,00544122 0,0285623 60,2581 1,03268 0,313443 60,4544
1979,03 1,04713 415,682| 0,00531028 0,0294525 60,2787 1,03249 0,313443 60,4657
2038,73 1,04677 419,975| 0,00519298 0,0303201 60,2994 1,03229 0,313443 60,4771
2098,44 1,04641 424,268| 0,00508742| 0,0311645 60,32 1,0321| 0,313443 60,4884
2158,15 1,04605 428,561 0,004992 0,0319854 60,3407 1,03191 0,313443 60,4997
2217,85 1,04569 432,853| 0,00490536 0,0327831 60,3613 1,03171 0,313443 60,511
2277,56 1,04533 437,146| 0,00482636 0,033558 60,382 1,03152 0,313443 60,5224
2337,26 1,04498 441,439 0,00475403 0,0343108 60,4027 1,03133 0,313443 60,5337
2396,97 1,04462 445,732| 0,00468755 0,0350424 60,4234 1,03113 0,313443 60,545
2456,68 1,04426 450,025| 0,00462622 0,0357536 60,4442 1,03094 0,313443 60,5564
2516,38 1,0439 454,318| 0,00456945 0,0364453 60,4649 1,03075 0,313443 60,5677
2576,09 1,04354 458,611| 0,00451672 0,0371185 60,4857 1,03055 0,313443 60,5791
2635,79 1,04319 462,903| 0,00446759 0,0377741 60,5064 1,03036 0,313443 60,5904
2695,5 1,04283 467,196| 0,00442167 0,038413 60,5272 1,03017| 0,313443 60,6018
2755,21 1,04247 471,489 0,00437865 0,039036 60,548 1,02997 0,313443 60,6132
2814,91 1,04211 475,782| 0,00433823 0,039644 60,5688 1,02978 0,313443 60,6245
2874,62 1,04175 480,075| 0,00430016 0,0402378 60,5897 1,02959 0,313443 60,6359
2934,32 1,04139 484,368| 0,00426423 0,0408181 60,6105 1,02939 0,313443 60,6473
2994,03 1,04104 488,661| 0,00423023 0,0413856 60,6314 1,0292 0,313443 60,6587
3000 1,041 489,09| 0,00422693 0,0414416 60,6335 1,02918 0,313443 60,6598

Fuente: elaboracién propia, basado en., Reveal.
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Figura 49. Resultados PVT Pozo 4-C

: I } . . i } Water Water
Pressure Oil FVF Qil Viscosity Gas FVF | Gas Viscosity| Oil Density | Water FVF ) . i
Viscosity Density
(psig) (RB/STB) (centipoise) |(ft3/scf) (centipoise) [(Ib/ft3) (RB/STB) (centipoise) |(Ib/ft3)

14.7 1.05133 97.3009 0.624658 0.0111143 58.6105 1.03472 0.336285 60.3352
74.406 1.05242 96.2921 0.202266 0.0111808 58.584 1.03453 0.336285 60.3462
134,112 1.05361 95.213 0.118786 0.0112695 58.5549 1.03434 0.336285 60.3572
193.818 1.05482 94.1479 0.0830842 0.0113768 58.5253 1.03415 0.336285 60.3683
253.524 1.05604 93.1016 0.063253 0.0115021 58.4954 1.03396 0.336285 60.3794
301.289 1.05699 92.3249 0.0527689 0.0116154 58.4725 1.03381 0.336285 60.3882
313.23 1.05692 92.5307 0.050623 0.0116457 58.4765 1.03377 0.336285 60.3904
372.936 1.05656 93.5594 0.0418663 0.0118087 58.4963 1.03358 0.336285 60.4015
432.642 1.0562 94.5881 0.0354317 0.0119929 58.5161 1.03339 0.336285 60.4125
492.348 1.05585 95.6167 0.0304987 0.0122005 58.536 1.03321 0.336285 60.4236
552.054 1.05549 96.6454 0.0265931 0.0124342 58.5558 1.03302 0.336285 60.4347
611.76 1.05513 97.6741 0.0234216 0.0126974 58.5757 1.03283 0.336285 60.4458
671.466 1.05477 98.7028 0.0207936 0.01259944 58.5956 1.03264 0.336285 60.4569
731.172 1.05441 99.7315 0.0185801 0.01333 58.6155 1.03245 0.336285 60.4679
790.878 1.05405 100.76 0.0166912 0.01371 58.6354 1.03226 0.336285 60.479
850.584 1.0537 101.789 0.0150627 0.0141408 58.6554 1.03207 0.336285 60.4901
910.29 1.05334 102.818 0.0136484 0.0146294 58.6753 1.03188 0.336285 60.5012
969.996 1.05298 103.846 0.0124144 0.0151826 58.6953 1.03169 0.336285 60.5123
1029.7 1.05262 104.875 0.0113358 0.0158067 58.7153 1.0315 0.336285 60.5234
1089.41 1.05226 105.904 0.0103938 0.0165055 58.7353 1.03131 0.336285 60.5346
1149.11 1.05191 106.932| 0.00957371 0.0172799 58.7553 1.03112 0.336285 60.5457
1208.82 1.05155 107.961| 0.00886298 0.0181266 58.7753 1.03093 0.336285 60.5568
1268.53 1.05119 108.99| 0.00824985 0.0190383 58.7953 1.03074 0.336285 60.5679
1328.23 1.05083 110.018| 0.00772293 0.0200047 58.8153 1.03055 0.336285 60.579
1387.94 1.05047 111.047| 0.00727106 0.0210132 58.8354 1.03037 0.336285 60.5902
1447.64 1.05011 112.076] 0.00688371 0.022051 58.8555 1.03018 0.336285 60.6013
1507.35 1.04976 113.104| 0.00655125 0.0231055 58.8756 1.02999 0.336285 60.6125
1567.06 1.0494 114.133| 0.00626518 0.0241655 58.8957 1.0298 0.336285 60.6236
1626.76 1.04904 115.162| 0.00601816 0.0252211 58.9158 1.02961 0.336285 60.6347
1686.47 1.04868 116.19( 0.00580396 0.0262642 58.9359 1.02942 0.336285 60.6459
1746.17 1.04832 117.219| 0.00561735 0.0272885 58.956 1.02923 0.336285 60.6571
1805.88 1.04796 118.248| 0.00545394 0.0282893 58.9762 1.02904 0.336285 60.6682
1865.59 1.04761 119.276( 0.00531008 0.0292635 58.9964 1.02885 0.336285 60.6794
1925.29 1.04725 120.305| 0.00518274 0.0302091 59.0165 1.02866 0.336285 60.6906
1985 1.04689 121.334| 0.00506939 0.0311253 59.0367 1.02847 0.336285 60.7017
2044.7 1.04653 122.362| 0.00496795 0.032012 59.0569 1.02828 0.336285 60.7129
2104.41 1.04617 123.391| 0.00487668 0.0328698 59.0772 1.02809 0.336285 60.7241
2164.12 1.04582 124.42( 0.00479414 0.0336994 59.0974 1.0279 0.336285 60.7353
2223.82 1.04546 125.449( 0.00471912 0.0345019 59.1177 1.02771 0.336285 60.7465
2283.53 1.0451 126.477| 0.00465063 0.0352787 59.1379 1.02752 0.336285 60.7577
2343.23 1.04474 127.506f 0.00458781 0.0360311 59.1582 1.02734 0.336285 60.7689
2402.94 1.04438 128.535| 0.00452996 0.0367603 59.1785 1.02715 0.336285 60.7801
2462.65 1.04402 129.563| 0.00447647 0.0374677 59.1988 1.02696 0.336285 60.7913
2522.35 1.04367 130.592| 0.00442685 0.0381547 59.2191 1.02677 0.336285 60.8025
2582.06 1.04331 131.621| 0.00438064 0.0388223 59.2394 1.02658 0.336285 60.8137
2641.76 1.04295 132.649( 0.00433749 0.0394717 59.2598 1.02639 0.336285 60.8249
2701.47 1.04259 133.678| 0.00429707 0.0401041 59.2802 1.0262 0.336285 60.8361
2761.18 1.04223 134.707 0.0042591 0.0407203 59.3005 1.02601 0.336285 60.8474
2820.88 1.04187 135.735] 0.00422334 0.0413214 59.3209 1.02582 0.336285 60.8586
2880.59 1.04152 136.764| 0.00418959 0.0419082 59.3413 1.02563 0.336285 60.8698
2940.29 1.04116 137.793| 0.00415765 0.0424815 59.3617 1.02544 0.336285 60.8811
3000 1.0408 138.821| 0.00412737 0.043042 59.3822 1.02525 0.336285 60.8923

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.
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Figura 50. Resultados PVT Pozo 3-D

Pressure | OIlFVF | Oil Viscosity | GasFVF |Gas Viscosity| Oil Density | waterFvr | Vo' b
Viscosity Density
(psig) (RB/STB) (centipoise) |(ft3/scf) (centipoise) |(Ib/ft3) (RB/STB) (centipoise) |(Ib/ft3)

14.7 1.05563 69.5304 0.614843| 0.0109334 57.7769 1.03079 0.361667 60.565
74.406 1.05594 69.3142 0.198896 0.011002 57.7697 1.03061 0.361667 60.576
134.112 1.05627 69.0809 0.116683 0.0110936 57.7618 1.03042 0.361667 60.5869
193.818 1.0566 68.8461| 0.0815177| 0.0112045 57.7539 1.03023 0.361667 60.5978
253.524 1.05694 68.6111| 0.0619802| 0.0113342 57.7459 1.03005 0.361667 60.6088
301.289 1.05719 68.4465 0.0516483 0.0114519 57.7401 1.0299 0.361667 60.6175
313.23 1.05712 68.6106 0.0495332 0.0114833 57.744 1.02986 0.361667 60.6197
372.936 1.05676 69.4316| 0.0408995 0.0116533 57.7636 1.02968 0.361667 60.6307
432.642 1.0564 70.2525 0.0345515 0.0118462 57.7831 1.02949 0.361667 60.6416
492.348 1.05605 71.0734 0.0296814 0.0120648 57.8027 1.02931 0.361667 60.6526
552.054 1.05569 71.8943 0.025822 0.0123124 57.8224 1.02912 0.361667 60.6635
611.76 1.05533 72.7152| 0.0226846| 0.0125935 57.842 1.02893 0.361667 60.6745
671.466 1.05497 73.5361| 0.0200815| 0.0129134 57.8616 1.02875 0.361667 60.6854
731.172 1.05461 74.357 0.0178861 0.0132786 57.8813 1.02856 0.361667 60.6964
790.878 1.05425 75.1779 0.0160101 0.0136968 57.901 1.02838 0.361667 60.7074
850.584 1.0539 75.9988 0.0143913 0.0141769 57.9206 1.02819 0.361667 60.7184
910.29 1.05354 76.8197 0.0129851 0.0147285 57.9403 1.028 0.361667 60.7293
969.996 1.05318 77.6406| 0.0117598 0.0153612 57.96 1.02782 0.361667 60.7403
1029.7 1.05282 78.4615 0.0106924 0.0160829 57.9798 1.02763 0.361667 60.7513
1089.41 1.05246 79.2824| 0.00976635 0.016898 57.9995 1.02745 0.361667 60.7623
1149.11 1.05211 80.1033| 0.00896791 0.017805 58.0192 1.02726 0.361667 60.7733
1208.82 1.05175 80.9242| 0.00828453| 0.0187964 58.039 1.02707 0.361667 60.7843
1268.53 1.05139 81.7451| 0.00770339 0.0198588 58.0588 1.02689 0.361667 60.7953
1328.23 1.05103 82.5661| 0.00721132 0.0209753 58.0786 1.0267 0.361667 60.8063
1387.94 1.05067 83.387| 0.00679538| 0.0221278 58.0984 1.02652 0.361667 60.8173
1447.64 1.05031 84.,2079| 0.00644357| 0.0232988 58,1182 1.02633 0.361667 60.8283
1507.35 1.04996 85.0288( 0.00614523 0.0244725 58.138 1.02614 0.361667 60.8394
1567.06 1.0496 85.8497| 0.00589124 0.0256357 58.1579 1.02596 0.361667 60.8504
1626.76 1.04924 86.6706| 0.00567394| 0.0267778 58.1777 1.02577 0.361667 60.8614
1686.47 1.04888 87.4915| 0.00548696| 0.0278912 58.1976 1.02559 0.361667 60.8725
1746.17 1.04852 88.3124| 0.00532505 0.0289707 58.2175 1.0254 0.361667 60.8835
1805.88 1.04816 89.1333| 0.00518391 0.0300135 58.2374 1.02522 0.361667 60.8945
1865.59 1.04781 89.9542| 0.00506005| 0.0310184 58.2573 1.02503 0.361667 60.9056
1925.29 1.04745 90.7751| 0.0049506| 0.0319854 58.2772 1.02484 0.361667 60,9166
1985 1.04709 91.596| 0.00485325 0.0329154 58.2971 1.02466 0.361667 60.9277
2044.7 1.04673 92.4169 0.0047661 0.0338101 58.3171 1.02447 0.361667 60.9387
2104.41 1.04637 93.2378| 0.0046876| 0.0346711 58.3371 1.02429 0.361667 60.9498
2164.12 1.04602 94.0587| 0.00461651| 0.0355004 58.357 1.0241 0.361667 60.9609
2223.82 1.04566 94.8796| 0.00455176 0.0363001 58.377 1.02391 0.361667 60.9719
2283.53 1.0453 95.7006 0.0044925 0.037072 58.397 1.02373 0.361667 60.983
2343.23 1.04494 96.5215| 0.00443802 0.0378181 58.4171 1.02354 0.361667 60.9941
2402.94 1.04458 97.3424| 0.00438771 0.03854 58.4371 1.02336 0.361667 61.0052
2462.65 1.04422 98.1633| 0.00434107 0.0392395 58.4571 1.02317 0.361667 61.0163
2522.35 1.04387 98.9842( 0.00429767 0.039918 58.4772 1.02298 0.361667 61.0273
2582.06 1.04351 99.8051( 0.00425716 0.040577 58.4973 1.0228 0.361667 61.0384
2641.76 1.04315 100.626( 0.00421921( 0.0412177 58.5174 1.02261 0.361667 61.0495
2701.47 1.04279 101.447( 0.00418357 0.0418413 58.5375 1.02243 0.361667 61.0606
2761.18 1.04243 102.268| 0.00415001 0.0424488 58.5576 1.02224 0.361667 61.0717
2820.88 1.04207 103.089| 0.00411832 0.0430414 58.5777 1.02205 0.361667 61.0828
2880.59 1.04172 103.91| 0.00408832( 0.0436198 58.5979 1.02187 0.361667 61.094
2940.29 1.04136 104.731( 0.00405988( 0.0441849 58.618 1.02168 0.361667 61.1051
3000 1.041 105.551( 0.00403285 0.0447376 58.6382 1.0215 0.361667 61.1162

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.
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Figura 51. Resultados PVT Pozo 16-E.

Pressure Qil FVF Oil Viscosity Gas FVF | Gas Viscosity| Oil Density | Water FVF \.Nate.r Wat?r
Viscosity Density
(psig) (RB/STB) (centipoise) |(ft3/scf) (centipoise) [(Ib/ft3) (RB/STB) {centipoise) [(Ib/ft3)

14.7 1.04913 90.1539 0.607721( 0.0108019 58.2489 1.02807 0.381875 60.7256
74.406 1.04948 89.7846 0.196446 0.0108723 58.2406 1.02788 0.381875 60.7364
134.112 1.04985 89.3891 0.115151 0.010966 58.2316 1.0277 0.381875 60.7473
193.818 1.05023 88.9918| 0.0803746| 0.0110796 58.2225 1.02752 0.381875 60.7581
253.524 1.05061 88.5947 0.0610493 0.0112128 58.2133 1.02733 0.381875 60.769
301.289 1.05084 88.4537| 0.0508271| 0.0113338 58.2089 1.02719 0.381875 60.7777
313.23 1.05077 88.7249| 0.0487341| 0.0113662 58.2128 1.02715 0.381875 60.7799
372.936 1.05041 90.0808 0.0401886 0.0115417 58.2326 1.02697 0.381875 60.7907
432.642 1.05006 91.4367| 0.0339023| 0.0117415 58.2523 1.02678 0.381875 60.8016
492.348 1.0497 92.7926| 0.0290764| 0.0119689 58.2721 1.0266 0.381875 60.8125
552.054 1.04934 94,1485| 0.0252489 0.012228 58.2918 1.02641 0.381875 60.8234
611.76 1.04899 95.5044| 0.0221343( 0.0125239 58.3116 1.02623 0.381875 60.8343
671.466 1.04863 96.8603| 0.0195472( 0.0128632 58.3314 1.02605 0.381875 60.8452
731.172 1.04827 98.2162| 0.0173624| 0.0132539 58.3512 1.02586 0.381875 60.8561
790.878 1.04792 99.5721| 0.0154933| 0.0137058 58.3711 1.02568 0.381875 60.8669
850.584 1.04756 100.928| 0.0138789| 0.0142302 58.3509 1.0255 0.381875 60.8779
910.29 1.04721 102.284| 0.0124764| 0.0148397 58.4108 1.02531 0.381875 60,8888
969.996 1.04685 103.64 0.011256( 0.0155466 58.4306 1.02513 0.381875 60.8997
1029.7 1.04649 104.996| 0.0101972| 0.0163605 58.4505 1.02495 0.381875 60.9106
1089.41 1.04614 106.352| 0.0092848| 0.0172851 58.4704 1.02476 0.381875 60.9215
1149.11 1.04578 107.708 0.0085061 0.0183156 58.4903 1.02458 0.381875 60.9324
1208.82 1.04543 109.063| 0.00784784| 0.0194383 58.5103 1.02439 0.381875 60.9433
1268.53 1.04507 110.419| 0.00729553 0.0206332 58.5302 1.02421 0.381875 60.9543
1328.23 1.04471 111.775| 0.00683402 0.0218768 58.5501 1.02403 0.381875 60.9652
1387.94 1.04436 113.131| 0.00644869| 0.0231457 58.5701 1.02384 0.381875 60.9761
1447.64 1.044 114.487| 0.00612636 0.0244189 58.5901 1.02366 0.381875 60.9871
1507.35 1.04365 115.843| 0.00585567 0.0256784 58.6101 1.02348 0.381875 60.998
1567.06 1.04329 117.199| 0.00562711| 0.0269105 58.6301 1.02329 0.381875 61.009
1626.76 1.04293 118.555| 0.00543286 0.0281056 58.6501 1.02311 0.381875 61.0199
1686.47 1.04258 119.911| 0.00526654| 0.0292577 58.6701 1.02292 0.381875 61.0309
1746.17 1.04222 121.267| 0.00512302 0.030364 58.6902 1.02274 0.381875 61.0419
1805.88 1.04187 122.622| 0.00499816 0.0314238 58.7102 1.02256 0.381875 61.0528
1865.59 1.04151 123.978| 0.00488866| 0.0324381 58.7303 1.02237 0.381875 61.0638
1925.29 1.04115 125.334| 0.00479188| 0.0334087 58.7504 1.02219 0.381875 61.0748
1985 1.0408 126.69| 0.00470571 0.0343382 58.7705 1.02201 0.381875 61.0857
2044.7 1.04044 128.046( 0.00462844 0.0352292 58.7906 1.02182 0.381875 61.0967
2104.41 1.04008 129.402| 0.00455871| 0.0360844 58.8107 1.02164 0.381875 61.1077
2164.12 1.03973 130.758| 0.0044954( 0.0369065 58.8309 1.02146 0.381875 61.1187
2223.82 1.03937 132.114| 0.00443761| 0.0376979 58.851 1.02127 0.381875 61.1297
2283.53 1.03902 133.47| 0.00438458( 0.0384609 58.8712 1.02109 0.381875 61.1407
2343.23 1.03866 134.826| 0.00433569| 0.0391978 58.8914 1.0209 0.381875 61.1517
2402.94 1.0383 136.181| 0.00425044| 0.0399105 58.9116 1.02072 0.381875 61.1627
2462.65 1.03795 137.537| 0.00424838| 0.0406007 58.9318 1.02054 0.381875 61,1737
2522.35 1.03759 138.893| 0.00420914| 0.0412701 58.952 1.02035 0.381875 61.1847
2582.06 1.03724 140.249| 0.00417242| 0.0419201 58.9723 1.02017 0.381875 61.1957
2641.76 1.03688 141.605| 0.00413795| 0.0425521 58.9925 1.01999 0.381875 61.2067
2701.47 1.03652 142,961 0.0041055| 0.0431673 59.0128 1.0198 0.381875 61,2178
2761.18 1.03617 144.317| 0.00407488 0.0437667 59.033 1.01962 0.381875 61.2288
2820.88 1.03581 145.673| 0.0040459| 0.0443515 59.0533 1.01943 0.381875 61.2398
2880.59 1.03546 147.029| 0.00401842| 0.0449224 59.0737 1.01925 0.381875 61.2509
2940.29 1.0351 148.385| 0.00399231| 0.0454804 59.094 1.01907 0.381875 61.2619
3000 1.03474 145.74| 0.00396745 0.0460261 59.1143 1.01888 0.381875 61.2729

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.
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ANEXO B.

RESULTADOS ARROJADOS POR REVEAL

Tabla 52. Resultados Reveal Pozo 1-A.

Presion Masa producida | Masa producida
Fecha Pwf e acumulada de acumulada de
Yacimiento ,
asfaltenos ceras
(d/m/a) (psig) (psig) (Ilbm) (Ilbm)
1/08/2018 | 1417.60 1634.91 495.45 45.83
1/09/2018 | 1272.04 1510.76 23,717.40 2,193.86
1/10/2018 | 1345.60 1524.70 42,752.20 3,954.58
1/11/2018 | 1280.21 1493.47 56,547.30 5,230.64
1/12/2018 | 1349.02 1514.43 67,225.80 6,218.41
1/01/2019 | 1366.35 1518.62 67,537.60 6,247.23

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.

Tabla 53. Resultados Reveal Pozo 1-B.

Presion Masa producida | Masa producida
Fecha Pwf . acumulada de acumulada de
Yacimiento ,

asfaltenos ceras

(d/m/a) (psig) (psig) (lbm) (lbm)

1/01/2015 | 2,771.99 | 2,808.43 278.675 56.71
1/02/2015 | 2,726.48 | 2,773.84 14,322.9 2,914.71
1/03/2015 | 2,718.8 2,755.53 27,116.6 5,518.23
1/04/2015 | 2,656.19 | 2,720.09 41,432.5 8,431.52

1/05/2015 | 2,490.53 | 2,649.47 59,788.9 12,167
1/06/2015 | 2,459.23 | 2,593.39 93,532.3 19,033.8
1/07/2015 | 2,361.92 | 2,505.64 140,536 28,599.1
1/08/2015 | 2,308.55 | 2,450.37 172,390 35,081.4
1/09/2015 | 2,214.73 | 2,378.51 207,709 42,268.9
1/10/2015 | 2,143.49 | 2,311.06 244,638 49,783.9
1/11/2015 | 2,116.48 | 2,265.41 275,882 56,142.1
1/12/2015 | 2,046.02 2,203.6 309,680 63,019.9
1/01/2016 | 1,979.81 | 2,141.91 344,017 70,007.5
1/02/2016 | 1,944.57 | 2,096.18 373,513 76,009.9
1/03/2016 | 1,905.94 | 2,050.31 402,991 82,008.7
1/04/2016 | 1,837.04 | 1,992.91 433,608 88,239.3

1/05/2016 | 1,793.49 | 1,944.11 463,626 943,48
1/06/2016 | 1,732.66 | 1,889.56 493,616 100,451
1/07/2016 | 1,687.08 | 1,840.18 523,311 106,494
1/08/2016 | 1,635.8 1,789.37 552,681 112,471
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Tabla 53. (Continuacion).

Masa producida

Masa producida

Fecha Pwf Pr_es_lon acumulada de acumulada de
Yacimiento .
asfaltenos ceras
(d/m/a) (psig) (psig) (Ilbm) (lbm)
1/09/2016 | 1,654.6 1,773.74 573,371 116,681
1/10/2016 | 1,664.24 | 1,762.65 589,892 120,043
1/11/2016 | 1,654.84 1,747.85 604,521 123,020
1/12/2016 | 1,646.46 | 1,734.49 618,342 125,833
1/01/2017 | 1,620.11 | 1,713.36 633,136 128,843
1/02/2017 | 1,609.05 | 1,699.13 645,717 131,404
1/03/2017 | 1,616.83 | 1,694.32 656,731 133,645
1/04/2017 | 1,599.56 | 1,680.47 668,016 135,941
1/05/2017 | 1,588.33 | 1,668.29 679,354 138,249
1/06/2017 | 1,571.05 1,653.47 690,744 140,567
1/07/2017 | 1,588.47 | 1,656.09 699,166 142,280
1/08/2017 | 1,707.45 | 1,750.82 700,555 142,563
1/09/2017 | 1,638.76 | 1,707.66 708,128 144,104
1/10/2017 | 1,640.36 | 1,695.83 717,604 146,032
1/11/2017 | 1,636.36 | 1,691.43 723,130 147,157
1/12/2017 | 1,906.54 | 1,939.47 726,730 147,890
1/01/2018 | 1,966.74 | 1,997.33 727,546 148,056
1/02/2018 | 1,988.38 | 2,023.23 732,622 149,089
1/03/2018 | 1,863.04 | 1,907.47 736,559 149,890
1/04/2018 | 1,841.48 | 1,883.61 740,272 150,646
1/05/2018 | 1,782.06 1,829.01 744,671 151,541
1/06/2018 | 1,789.51 1,831.8 748,333 152,286
1/07/2018 | 1,894.88 | 1,929.54 751,474 152,925
1/08/2018 | 1,858.77 | 1,898.07 754,797 153,601
1/09/2018 | 1,904.84 | 1,939.73 757,666 154,185
1/10/2018 | 1,902.75 | 1,938.43 760,584 154,779
1/11/2018 | 1,825.04 | 1,867.43 764,000 155,474
1/12/2018 | 1,829.44 | 1,868.11 767,131 156,111
1/01/2019 | 1,842.45 1,872.21 767,155 156,116

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.
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Tabla 54. Resultados Reveal Pozo 4-C.

Masa producida

Masa producida

Fecha Pwf Pr_es_lon acumulada de acumulada de
Yacimiento ,
asfaltenos ceras
(d/m/a) (psig) (psig) (Ilbm) (Ibm)
1/11/2017 | 2,005.08 | 2,022.78 173.95 35.3975
1/12/2017 | 1,873.35 1,971.73 20,498 4,171.35
1/01/2018 | 1,875.7 1,958.79 59,775.1 12,164.2
1/02/2018 | 1,892.86 | 1,960.62 78,110.7 15,895.5
1/03/2018 | 1,867.7 1,947.26 102,006 20,758.2
1/04/2018 | 1,853.43 | 1,936.77 126,255 25,693
1/05/2018 | 1,852.66 | 1,931.14 149,833 30,491.1
1/06/2018 | 1,830.14 1,917.9 175,413 35,696.6
1/07/2018 | 1,810.81 | 1,904.72 203,749 41,462.9
1/08/2018 | 1,841.41 1,910.5 224,472 45,680.1
1/09/2018 | 1,833.64 | 1,904.09 244,936 49,844.5
1/10/2018 | 1,829.63 | 1,898.34 265,553 54,040.1
1/11/2018 | 1,821.46 | 1,891.21 285,813 58,162.9
1/12/2018 | 1,837.06 1,893 302,518 61,562.4
1/01/2019 | 1,814.51 | 1,888.38 303,238 61,708.9

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.

Tabla 55. Resultados Reveal Pozo 3-D.

Masa producida

Masa producida

Fecha Pwf Pr.esllon acumulada de acumulada de
Yacimiento .
asfaltenos ceras

(d/m/a) (psiQ) (psig) (lbm) (lbm)
1/10/2015 | 2,039.84 | 2,134.51 125.22 25.4721
1/11/2015 | 1,230.22 | 1,823.37 19,555.6 3,977.96
1/12/2015 | 1,454.27 | 1,734.09 43,631 8,875.33
1/01/2016 | 1,412.39 1,689.8 57,922.4 11,782.6
1/02/2016 | 1,375.98 | 1,657.64 69,175 14,071.7
1/03/2016 | 1,413.08 | 1,658.84 79,095.4 16,089.9
1/04/2016 | 1,434.76 | 1,664.92 87,850 17,871
1/05/2016 | 1,324.6 1,611.22 99,352.4 20,211
1/06/2016 | 1,273.42 | 1,576.09 111,064 22,593.6
1/07/2016 | 1,224.9 1,540.14 123,517 25,127
1/08/2016 | 1,217.91 | 1,522.71 135,147 27,493.2
1/09/2016 | 1,154.64 | 1,485.03 147,390 29,983.8
1/10/2016 | 1,135.41 | 1,462.57 159,554 32,458.6
1/11/2016 | 1,059.29 | 1,417.59 172,531 35,098.7
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Tabla 55. (Continuacion).

Masa producida

Masa producida

Fecha Pwf Pr_es_lon acumulada de acumulada de
Yacimiento ,
asfaltenos ceras

(d/m/a) (psig) (psig) (Ilbm) (lbm)
1/12/2016 | 1,010.36 | 1,379.06 186,070 37,853.2
1/01/2017 | 919.312 1,321.4 200,862 40,862.6
1/02/2017 | 886.847 1,287.79 213,773 43,489.2
1/03/2017 | 888.608 1,272.76 226,802 46,140
1/04/2017 | 854.496 1,247.92 239,519 48,727.2
1/05/2017 | 736.5 1,181.44 254,817 51,839.5
1/06/2017 | 685.472 1,136.83 269,413 54,809.1
1/07/2017 | 1,237.09 1,413.7 270,322 54,993.9
1/08/2017 | 1,373.6 1,591.73 275,946 56,138.4

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.

Tabla 56. Resultados Reveal Pozo 16-E.

Masa producida

Masa producida

Fecha Pwf Pr_es_|on acumulada de acumulada de
Yacimiento .
asfaltenos ceras
(d/m/a) (psig) (psig) (Ilbm) (lbm)

1/10/2015 | 1809.16 2,096.08 733.691 139.343
1/11/2015 | 1614.56 1,945.27 4,4517.7 8,454.11
1/12/2015 | 1764.02 1,988.03 63,503.7 12,059.6
1/01/2016 | 1770.58 1,983.97 78,876.3 14,979

1/02/2016 | 1751.49 1,969.79 93,447.4 17,746.2
1/03/2016 | 1706.52 1,944.17 110,314 20,949.4
1/04/2016 | 1653.98 1,914.64 128,140 24,334.6
1/05/2016 | 1651.53 1,904.21 145,704 27,670.4
1/06/2016 | 1805.15 1,958.9 155,354 29,504.3
1/07/2016 | 1915.67 2,002.07 160,432 30,470.4
1/08/2016 | 2025.15 2,057.21 161,065 30,591.1
1/09/2016 | 2074.58 2,077.83 162,955 30,950.7
1/10/2016 | 2082.39 2,075.99 162,955 30,950.7
1/11/2016 | 1859.28 1,985.66 164,531 31,250.6
1/12/2016 | 1679.58 1,905.87 176,570 33,539

1/01/2017 | 1605.18 1,863.62 200,685 38,119.3
1/02/2017 | 1577.96 1,844.21 217,055 41,228.2
1/03/2017 | 1555.97 1,826.35 234,625 44,565.2
1/04/2017 | 1604.08 1,838.62 248,822 47,262.2

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Reveal.
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ANEXO C.

VARIACION PRODUCCION DE PETROLEO VERSUS LA PRESION DE FONDO
FLUYENTE CON DANO INICIAL

Tabla 57. Variacién produccién de petréleo vs caida de
presion con dafio inducido Pozo 1-A.

Condiciones iniciales
Dafio de formacioén : 3.8
Tasa de petréleo: 148.3 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
5.136 1625.95
10.58 1585.49
21.16 1506.84
31.74 1428.20
42.32 1349.57
52.90 1270.94
63.48 1192.29
74.06 1113.63
84.64 1034.96
95.22 956.31
105.80 877.72
116.38 799.21
126.96 720.76
137.54 642.36
148.12 564.06
158.70 485.89
169.28 407.90
179.86 330.17
190.44 252.71
Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 58. Variacion produccion de petréleo vs caida de
presion con dafio inducido Pozo 1-B.

Condiciones iniciales
Dafo de formaciéon : 17.5
Tasa de petréleo: 310.4 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
7.871 2409.23
32.98 2320.77
65.97 2204.58
98.95 2088.41
131.94 1972.24
164.93 1856.10
197.91 1739.98
230.89 1623.89
263.88 1507.84
296.86 1391.85
329.85 1275.95
362.83 1160.13
395.82 1044.45
428.80 928.93
461.78 813.60
494.74 698.59
527.72 583.87
560.70 469.66
593.68 356.33

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 59. Variacion produccion de petréleo vs caida de
presion con dafio inducido Pozo 4-C.

Condiciones iniciales
Dafio de formacion : 26
Tasa de petréleo: 281 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
6.43 1973.38
27.77 1900.84
55.54 1806.44
83.30 1712.04
111.07 1617.64
138.84 1523.24
166.61 1428.84
194.38 1334.45
222.15 1240.06
249.92 1145.68
277.68 1051.30
305.45 956.93
333.22 862.65
360.99 768.41
388.76 674.26
416.53 580.21
444.30 486.31
472.03 392.71
499.81 299.40
527.57 199.88

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 60. Variacion produccién de petréleo vs caida de
presion con dafio inducido Pozo 3-D.

Condiciones iniciales
Dafo de formacion : 2
Tasa de petréleo: 392 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
8.52 2,092.59
30.40 2,020.20
60.79 1,919.65
91.18 1,819.08
121.57 1,718.52
151.97 1,617.96
182.36 1,517.40
212.75 1,416.85
243.14 1,316.30
273.54 1,215.76
303.93 1,115.23
334.33 1,014.70
364.72 914.19
395.11 813.70
425.50 713.97
455.90 614.02
486.29 514.34
516.69 415.05
547.05 316.48
577.44 212.34

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 61. Variacién produccion de petréleo vs caida de
presion con dafio inducido Pozo 16-E.

Condiciones iniciales
Dafio de formacion : 8
Tasa de petréleo: 218 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
6.78 2113.00
16.68 2052.41
33.37 1950.31
50.05 1848.21
66.73 1746.11
83.41 1644.01
100.10 1541.91
116.75 1439.99
133.43 1337.92
150.10 1235.85
166.78 1133.79
183.46 1031.74
200.14 929.69
216.82 827.64
233.49 725.96
250.17 624.20
266.85 522.62
283.53 421.25
300.19 320.35
316.88 215.77

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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ANEXO D.

VARIACION PRODUCCION DE PETROLEO~VERSUS LA PRESION DE FONDO
FLUYENTE CON DANO ACTUAL

Tabla 62. Variacion produccion de petréleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual Pozo 1-A.

Condiciones actuales
Dafio de formacioén: 6
Tasa de petréleo: 92.6 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
5.02 1514.65
8.06 1486.88
16.12 1413.24
24.18 1339.61
32.24 1265.98
40.28 1192.41
48.34 1118.77
56.40 1045.13
64.46 971.49
72.51 897.89
80.57 824.38
88.62 750.92
96.68 677.50
104.74 604.14
112.79 530.90
120.85 457.76
128.91 384.80
136.97 312.10
145.02 239.17
153.08 156.66
Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 63. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual Pozo 1-B.

Condiciones actuales
Dafo de formacion: 22
Tasa de petréleo: 27.8 bopd

Qo (BOPD) IPR (psig)
1.01 2159.4
3.29 2087.12
6.57 1983.23
9.86 1879.35
13.15 1775.47
16.44 1671.59
19.72 1567.72
23.01 1463.85
26.30 1359.99
29.58 1256.14
32.87 1152.31
36.16 1048.50
39.44 944.69
42.73 840.91
46.02 737.16
49.30 633.46
52.59 529.83
55.88 426.31
59.16 323.07
62.45 220.17

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 64. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual Pozo 4-C.

Condiciones actuales
Dafio de formaciéon: 29.5
Tasa de petréleo: 158.8 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
3.49 1830.36
12.93 1766.36
25.86 1678.67
38.78 1590.99
51.71 1503.30
64.64 1415.61
77.57 1327.93
90.49 1240.25
103.42 1152.57
116.35 1064.90
129.28 977.23
142.21 889.56
155.13 801.98
168.06 714.40
180.99 626.88
193.92 539.41
206.84 452.05
219.77 364.82
232.69 277.89
245.62 185.85

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 65. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual Pozo 3-D.

Condiciones actuales
Dafio de formaciéon: 20.8
Tasa de petréleo: 125 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
9.13 1490.72
9.13 1490.72
16.97 1425.12
25.45 1354.09
33.93 1283.05
42.41 1212.03
50.89 1141.01
59.38 1070.00
67.86 999.00
76.34 928.00
84.82 856.99
93.31 786.12
101.79 715.83
110.27 645.22
118.75 574.74
127.24 504.39
135.73 434.20
144.23 360.01
152.71 272.41
161.20 156.04

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 66. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual Pozo 16-E.

Condiciones actuales
Dafio de formaciéon: 10.8
Tasa de petréleo: 173.6 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
6.99 1774.37
12.86 1735.12
25.72 1649.11
38.58 1563.10
51.44 1477.10
64.30 1391.09
77.16 1305.09
90.02 1219.08
102.88 1133.09
115.74 1047.09
128.56 961.31
141.42 875.34
154.28 789.45
167.13 703.83
179.99 618.14
192.84 532.56
205.70 447.15
218.56 361.95
231.41 277.16
244.27 182.32

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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ANEXO E.

VARIACION PRODUCCION DE PETRQLEO VERSUS LA PRESION DE FONDO
FLUYENTE CON DANO ACTUAL IGUAL A0

Tabla 67. Variacion produccion de petréleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual igual a cero Pozo 1-A.

Condiciones actuales
Dafio de formacién: O
Tasa de petréleo: 92.6 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
5.021 1537.46
16.03 1486.88
32.06 1413.26
48.10 1339.65
64.13 1266.04
80.16 1192.41
96.19 1118.78
112.22 1045.14
128.25 971.49
144.28 897.89
160.31 824.39
176.34 750.92
192.37 677.50
208.41 604.15
224.44 530.89
240.47 457.76
256.50 384.80
272.54 312.11
288.56 239.17
318.08 85.30
Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 68. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual igual a cero Pozo 1-B.

Condiciones actuales
Dafo de formaciéon: O
Tasa de petréleo: 27.8 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
1.001 2183.74
14.31 2087.12
28.62 1983.24
42.93 1879.35
57.23 1775.49
71.54 1671.62
85.85 1567.75
100.16 1463.89
114.47 1360.04
128.78 1256.20
143.09 1152.37
157.40 1048.55
171.70 944.76
186.01 840.99
200.32 737.25
214.63 633.55
228.94 529.92
243.25 426.40
257.56 323.07
271.86 220.18

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 69. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual igual a cero pozo 4-C.

Condiciones actuales
Dafo de formaciéon: O
Tasa de petréleo: 158.8 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)

3.49 1849.68
70.13 1766.36
140.26 1678.67
210.38 1590.99
280.51 1503.30
350.62 1415.64
420.74 1327.96
490.86 1240.29
560.99 1152.61
631.11 1064.94
701.23 977.27
771.36 889.62
841.48 802.04
911.60 714.46
981.73 626.94
1051.85 539.48
1121.97 452.11
1192.10 364.90
1262.21 277.92
1332.35 185.90

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 70. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual igual a cero Pozo 3-D.

Condiciones actuales
Dafo de formaciéon: O
Tasa de petréleo: 125 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
9.13 1548.85
35.37 1496.15
70.74 1425.12
106.12 1354.09
141.49 1283.06
176.86 1212.05
212.23 1141.02
247.60 1070.01
282.97 999.00
318.35 928.00
353.72 857.01
389.09 786.12
424.46 715.83
459.84 645.23
495.20 574.74
530.53 504.49
565.91 434.37
601.31 360.30
636.71 272.73
672.08 156.67

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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Tabla 71. Variacion produccion de petrdleo vs presion de
fondo fluyente con dafio actual igual a cero Pozo 16-E.

Condiciones actuales
Dafo de formaciéon: O
Tasa de petréleo: 173.6 bopd
Qo (BOPD) IPR (psig)
6.99 1803.84
34.76 1735.13
69.50 1649.15
104.25 1563.17
138.99 1477.18
173.74 1391.19
208.49 1305.22
243.24 1219.23
277.99 1133.25
312.74 1047.27
347.48 961.30
382.23 875.34
416.98 789.44
451.73 703.84
486.48 618.14
521.23 532.57
555.98 447.15
590.69 362.04
625.46 277.16
660.22 182.31

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL,
Prosper.
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ANEXO E.

VARIACION DE LA VISCOSIDAD RESPECTO AL AUMENTO DEL CORTE DE

AGUA
Tabla 72. Variacién de la viscosidad respecto al aumento del corte de agua, Pozo 1-A.

Corte de Agua

Fecha Actual 0.25 0.5 0.65 0.8 0.9 0.95

01/08/2018 | 399.486 | 7.313 | 11.536 | 2.067 | 1.058 | 0.698 | 0.562
01/09/2018 | 395.376 | 7.310 | 11.532 | 2.067 | 1.058 | 0.698 | 0.562
01/10/2018 1.364 | 7.298 | 11.513 | 2.066 | 1.058 | 0.697 | 0.562
01/11/2018 | 394.954 | 7.292 | 11.503 | 2.066 | 1.058 | 0.697 | 0.562
01/12/2018 | 384.777 | 7.288 | 11.497 | 2.066 | 1.058 | 0.697 | 0.562
01/01/2019 | 392.366 | 7.284 | 11.492 | 2.066 | 1.058 | 0.697 | 0.562

(d9) ugisinw3
pepISoISIA

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.

Tabla 73. Variacién de la viscosidad respecto al aumento del corte de agua, Pozo 1-B.

Corte de Agua

Fecha Actual 0.25 05| 0.65 0.8 0.9| 0.95

01/01/2015 | 505.312 | 482.405 | 496.363 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/02/2015 | 490.299 | 479.879 | 493.764 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/03/2015 | 490.370 | 478.542 | 492.389 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/04/2015 | 474.657 | 475.955 | 489.727 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/05/2015 | 464.535 | 470.799 | 484.422 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/06/2015 | 460.538 | 466.705 | 480.209 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/07/2015 | 454.301 | 460.298 | 473.618 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/08/2015 | 450.060 | 456.263 | 469.466 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/09/2015 | 444.858 | 451.017 | 464.068 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/10/2015 | 440.002 | 446.093 | 459.002 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/11/2015 | 436.721 | 442.761 | 455.573 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/12/2015 | 432.131 | 438.249 | 450.930 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/01/2016 | 428.140 | 433.745 | 446.297 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/02/2016 | 424.728 | 430.407 | 442.862 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/03/2016 | 421.550 | 427.059 | 439.417 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/04/2016 | 418.332 | 422.869 | 435.106 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/05/2016 | 414.369 | 419.307 | 431.441 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/06/2016 | 410.124 | 415.325 | 427.344 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/07/2016 | 407.245 | 411.721 | 423.636 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402

(d2) ugIs|nw3 pepISoISIA

Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.
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Tabla 73. (Continuacion)

Corte de Agua

Fecha Actual 0.25 0.5| 0.65 0.8 0.9 0.95
01/08/2016 | 403.710 | 408.012 | 419.820 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/09/2016 | 409.874 | 406.871 | 418.646 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/10/2016 | 415.896 | 406.062 | 417.813 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/11/2016 | 417.994 | 404.981 | 416.701 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/12/2016 | 419.861 | 404.006 | 415.698 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/01/2017 | 415.819 | 402.464 | 414.111 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/02/2017 | 416.860 | 401.425 | 413.043 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/03/2017 | 420.734 | 401.074 | 412.681 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/04/2017 | 420.260 | 400.063 | 411.641 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/05/2017 | 420.918 | 399.174 | 410.727 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/06/2017 | 419.773 | 398.093 | 409.614 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 <
01/07/2017 | 1.259 | 398.284 | 409.810 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 o
01/08/2017 1.056 | 405.198 | 416.925 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 2.
01/09/2017 1.026 | 402.048 | 413.683 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 8—
01/10/2017 0.752 | 401.184 | 412.795 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 ;_ll
01/11/2017 0.659 | 400.863 | 412.464 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 (E:.‘
01/12/2017 0.539 (418.968 | 431.093 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 7}
01/01/2018 0.526 | 423.192 | 435.438 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 =4
01/02/2018 0.617 | 425.082 | 437.383 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 )
01/03/2018 0.614 | 416.632 | 428.689 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402 N
01/04/2018 0.585 | 414.891 | 426.897 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/05/2018 0.556 | 410.905 | 422.797 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/06/2018 0.530 [ 411.109 | 423.006 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/07/2018 0.490 | 418.243 | 430.347 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/08/2018 0.523 | 415.946 | 427.983 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/09/2018 0.496 | 418.987 | 431.112 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/10/2018 0.489 | 418.892 | 431.014 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/11/2018 0.528 | 413.710 | 425.682 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/12/2018 0.512 | 413.759 | 425.733 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
01/01/2019 0.498 | 414.059 | 426.041 | 1.585 | 0.779 | 0.503 | 0.402
Fuente: elaboracion propia, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.
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Tabla 74. Variacion de la viscosidad respecto al aumento del corte de agua, Pozo 4-C.

Corte de Agua

Fecha Actual 0.25 05| 0.65 0.8 09| 0.95

01/11/2017 | 124.617 | 135.416 | 139.344 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/12/2017 | 123.673 | 130.662 | 134.452 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/01/2018 | 125.749 | 129.417 | 133.171 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/02/2018 | 125.592 | 129.445 | 133.201 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/03/2018 | 123.692 | 128.061 | 131.776 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/04/2018 | 122.882 | 126.943 | 130.626 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/05/2018 | 123.637 | 126.247 | 129.910 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/06/2018 | 124.983 | 124.878 | 128.502 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/07/2018 | 125.382 | 123.511 | 127.095 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/08/2018 | 127.129 | 123.779 | 127.370 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/09/2018 | 127.613 | 123.013 | 126.582 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/10/2018 1.649 | 122.317 | 125.866 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/11/2018 1.659 | 121.519 | 125.046 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/12/2018 1.181 | 121.478 | 125.003 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431
01/01/2019 1.689 | 121.046 | 124.559 | 1.697 | 0.835 | 0.539 | 0.431

(d2) ugis|nw3 pepIS0ISIA

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.

Tabla 75. Variacién de la viscosidad respecto al aumento del corte de agua, Pozo 3-D.

Corte de Agua

Fecha Actual 0.25 05| 0.65 0.8 09| 0.95

01/10/2015 | 94.140 | 100.844 | 103.773 | 1.823 | 0.898 | 0.580 | 0.463

01/11/2015 | 89.706 | 95.746 | 98.528 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/12/2015 | 88.168 | 94.353 | 97.095| 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/01/2016 | 87.514 | 93.655| 96.377 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/02/2016 | 87.125| 93.214 | 95.923 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/03/2016 | 87.082 | 93.361 | 96.074 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/04/2016 | 87.161 | 93.634 | 96.355| 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/05/2016 | 86.467 | 92.617 | 95.309 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/06/2016 | 85.974 | 91.968 | 94.641 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/07/2016 | 85.501 | 91.391 | 94.047 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/08/2016 | 85.396 | 91.121 | 93.770| 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/09/2016 | 84.818 | 90.503 | 93.134 | 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/10/2016 | 84.495| 90.120 | 92.739| 1.823 | 0.897 | 0.580 | 0.463

(d92) ugis|nw3 pepIS0ISIA

01/11/2016 | 83.933 | 89.355| 91.953| 1.822 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/12/2016 | 83.339 | 88.678 | 91.256 | 1.822 | 0.897 | 0.580 | 0.463

01/01/2017 | 82.573 | 87.674 | 90.223 | 1.822 | 0.897 | 0.580 | 0.463

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.
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Tabla 75. (Continuacion)

Corte de Agua

Fecha

Actual

0.25

0.5 0.65 0.8

0.9

0.95

01/02/2017

82.129

87.070

89.601 | 1.822 | 0.897

0.580

0.463

01/03/2017

81.928

86.772

89.294 | 1.822 | 0.897

0.580

0.463

01/04/2017

81.585

86.304

88.813 | 1.822 | 0.897

0.580

0.463

01/05/2017

80.738

85.111

87.586 | 1.822 | 0.897

0.580

0.463

01/06/2017

80.174

84.267

86.717 | 1.822 | 0.897

0.580

0.463

01/07/2017

83.924

88.005

90.563 | 1.822 | 0.897

0.580

0.463

01/08/2017

86.379

91.899

94570 | 1.823 | 0.897

0.580

0.463

(dD) ugisinw3

PePISOISIA

Fuente: elaboracién propia

, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.

Tabla 76. Variacién de la viscosidad respecto al aumento del corte de agua, Pozo 16-E.

Corte de Agua

Fecha

Actual

0.25

0.5| 0.65 0.8

0.9

0.95

01/10/2015

131.902

138.641

142.664 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/11/2015

128.160

134.786

138.698 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/12/2015

130.550

135.671

139.609 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/01/2016

129.794

135.461

139.392 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/02/2016

129.368

135.007

138.925 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/03/2016

128.374

134.249

138.145 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/04/2016

127.274

133.377

137.248 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/05/2016

126.960

132.992

136.851 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/06/2016

128.370

134.328

138.226 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/07/2016

129.865

135.562

139.496 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/08/2016

132.487

137.339

141.325 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/09/2016

128.779

135.952

135.952 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/10/2016

128.737

135.927

135.927 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/11/2016

131.460

135.497

139.429 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/12/2016

127.572

132.978

136.837 | 1.927 | 0.948

0.613

0.489

01/01/2017

126.690

131.686

135.508 | 1.927 | 0.948

0.612

0.489

01/02/2017

126.036

131.038

134.842 | 1.927 | 0.948

0.612

0.489

01/03/2017

125.423

130.423

134.208 | 1.927 | 0.948

0.612

0.489

01/04/2017

125.694

130.626

134.418 | 1.927 | 0.948

0.612

0.489

(d2) ugis|nw3 pepISoosIA

Fuente: elaboracién propia, basado en. ECOPETROL, Macro Excel.
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