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RESUMEN

Este trabajo de investigacion estudia el efecto de la permeabilidad en la geometria de
las fracturas hidraulicas simuladas en 3 pozos A, B, y C, en las formaciones Caballos y

Monserrate en la cuenca del Valle Superior del Magdalena.

Inicialmente se elabord un analisis de las propiedades petrofisicas y mecanicas de las
formaciones de interés, ademas de los programas de bombeo teniendo en cuenta las
tasas de inyeccion, descripcion del propante y fluido de fractura en base al esfuerzo de

cierre.

Posteriormente se construyeron graficos de Log-Log, G- Function y Square Root donde
se reportaron los parametros del Minifrac tales como mecanismo de Leakoff, presion de
cierre de fractura, presion neta al cierre de fractura, eficiencia del fluido y tiempo de
cierre de fractura. Posterior a estos resultados se elabor6 un matching de presiones

gue permite comparar la presion neta observada y la presion neta modelada.

Con el objetivo de conocer la geometria de la fractura se sensibiliza la permeabilidad
en las formaciones de interés y formaciones adyacentes. Se demuestra que la presion
de fractura y la velocidad de propagacion son magnitudes proporcionales a las

dimensiones y geometria final del fracturamiento

PALABRAS CLAVE: Fracturamiento hidraulico, geometria de fractura, Minifrac,

permeabilidad, velocidad de propagacion.
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INTRODUCCION

El principal objetivo del fracturamiento hidraulico esta en incrementar la permeabilidad
de la roca alrededor del pozo para que el hidrocarburo fluya hacia el pozo, técnica que
consiste basicamente en aplicar presion hidraulica a una formacion con el objetivo de
generar una rotura o fractura para poder llevarla mas alla del punto de falla y posterior
a abrir y extender la fractura que produce una gran area de drenaje de fluidos del
yacimiento al pozo. [1]

En la industria petrolera a través del tiempo se han desarrollado técnicas para mejorar
el disefio y ejecucion de fracturas hidraulicas. Las propiedades mecanicas de los
yacimientos de petréleo y gas varian significativamente tanto de un yacimiento a otro
como de un pozo a otro dentro del mismo yacimiento. Los registros de pozos y las
técnicas sismicas tridimensionales han demostrado ser Utiles para comprender las
propiedades del yacimiento. Sin embargo, la implementacion para el disefio de
fracturas hidraulicas es limitada. Es por esto que se han desarrollado el uso de
Minifracs para proporcionar informacion especifica mediante el inicio de fracturas para

el disefio de tratamiento de fracturas hidraulicas mas eficientes. [2]

La permeabilidad es importante a nivel de ingenieria de petroleos debido a que define
la capacidad de flujo, los potenciales de produccion, el factor de recobro de los
yacimientos y a nivel del medio poroso se puede describir mediante la ley de Darcy con
respecto al movimiento de fluidos. El estudio de la permeabilidad es de suma
importancia en el disefio de la fractura hidraulica porque es un indicativo de muchos
factores como la pérdida de fluido, la seleccién del fluido de fracturamiento, la seleccion
del apuntalante y relaciona la conductividad de la fractura, todo esto se realiza

incluyendo la rentabilidad del proyecto. [3]
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1. MARCO TEORICO

1.1 Proceso de fracturamiento hidréulico

El fracturamiento hidraulico es una técnica de estimulacion de pozos en yacimientos de
hidrocarburos para posibilitar o aumentar la extraccién de gas y petréleo del subsuelo;
se usa para resolver problemas relacionados con la baja productividad, que
generalmente se atribuyen a dafio inducido en la perforacion y/o permeabilidad baja del
yacimiento. Su principal objetivo es generar un medio de transporte para el fluido, en
donde no existe debido a las condiciones petrofisicas [4], [5].

Entonces, fluidos con disefios especiales (altamente viscosos) son bombeados a
alta presion y alto régimen de bombeo en el intervalo a tratar, generando la abertura de
una fractura vertical. Las alas de la fractura se extienden lejos del pozo, en direcciones
opuestas, conforme a los esfuerzos naturales de la formacion. El fluido empleado

recibe el nombre de fluido fracturante y el sélido es conocido como propante [4], [5].

1.2 Esfuerzos In Situ

El campo de esfuerzos locales de una formacion permite conocer la orientacion de la
fractura y el esfuerzo minimo para generar la ruptura. Existen 3 esfuerzos de
compresion principales perpendiculares entre si. Los 3 esfuerzos principales se
determinan a partir de la tectonica de placas de la region y la profundidad. La presion
de poro y las propiedades de las rocas establece la propagacion de fractura y la
distribucion de la zona donde se desea fracturar [6].

El esfuerzo principal tiene una orientaciéon perpendicular a la superficie. Los dos
esfuerzos principales adicionales son ortogonales al esfuerzo principal vertical, que se
encontraran aproximadamente en el plano horizontal. El esfuerzo vertical se denomina
por lo general como ov, a diferencia de los otros dos esfuerzos horizontales como
omax y o min. En la figura 1 se presentan la direccion y propagacion de los esfuerzos

principales [6].

14



Figura 1

Esfuerzos principales presentes en un fracturamiento

Fractura

) -

Fractura =

0 Ay

Nota. Durante un fracturamiento estan presentes 3 esfuerzos (flechas rojas).

 min

El esfuerzo vertical (ov) y 2 esfuerzos horizontales minimo (omin) y
maximo (omax). Tomado de: Elementos de fracturamiento hidraulico

La propagacion de la fractura va en direccion al camino de menor resistencia lo que
significa que el plano de fractura sera perpendicular al esfuerzo principal minimo y

ocurre debido al esfuerzo ocasionado sobre la fractura [6].

1.3 Operaciones de Minifrac

Las operaciones Minifrac también se conocen como pruebas diagndsticas de fracturas.
Durante el proceso de Minifrac se inyecta el mismo caudal a ser usados en el
tratamiento principal en el yacimiento, este volumen de fluido debe ser suficiente como

para establecer una fractura o ruptura por traccion del pozo [7].

El objetivo del Minifrac es obtener la mayor cantidad de informacion referente a la
eficiencia de fluido, el gradiente de esfuerzos, la presion neta, la presion de fondo de
pozo y de superficie, entre otros criterios. Los analisis basicos incluyen las siguientes
gréficas: Funcion G, gréficos Log-Log y graficos de Sqrt root. Estos analisis se realizan
a partir de la presion de cierre. Esta presion corresponde a la presion minima requerida

para mantener abierta la fractura, ademas de, representa la compresion mas pequefia
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contra la roca y también el esfuerzo principal minimo que actia sobre la roca. A partir
de esta presidon se determina los demas parametros nombrados previamente para la

calibracion de la fractura hidraulica principal [8].

En una operacién de Minifrac se identifican dos dominios importantes: un periodo de

dominio de la fractura y un periodo de dominio de yacimiento. [9].

Figura 2

Comportamiento tipico de un Minifrac presién vs tiempo

{
(%) [
Breakdown
N \ Propagation
/ Shut down

Pressure

1
Rt et . Emm Time
Fracture-dominated Reservoir-dominated
period period

Nota. La figura nos muestra los datos de presién antes y después del
cierre de la fractura. Tomado de: Mini-Frac Analysis Report.

La figura 2 es una representacion esquematica de ambos periodos. EI momento
“Fracture-dominated period” o periodo de dominio de la fractura, en que una vez se
inyecta el fluido a una determinada presion, éste logra romper la formacion
ocasionando una ruptura a la formacién y da inicio a la propagacion de la fractura. La
fractura se continuara propagando a medida que continda la inyeccidon hasta que las
bombas se apagan, dando fin a la inyeccion. La presion comienza a declinar en funcién
del tiempo debido a que no hay pérdida por friccibn. En el momento en que la presion
por friccion se detiene, ese punto se denomina ISIP, o presion de cierre instantanea. El
fluido comienza a filtrarse desde la fractura hacia la formacion inmediatamente, antes

de que ocurre el cierre. Una vez se llega al cierre de fractura inicia el segundo
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momento conocido “Reservoir-dominated period” o periodo del yacimiento. Después
del cierre de la fractura, la presion transitoria establecida alrededor del pozo se propaga

en el yacimiento con un comportamiento conocido como flujo psuedo-lineal o flujo radial

[9].

1.4 Funcion G

Es una funcién matematica de Nolte (1979, 1986), donde introdujo un método para
analizar la disminucién de la presion que se utiliza con tres modelos (PKN, KGD y
radial) [10].

“La funcion G representado como Gc (AtD), es una funcion relacionada con el tiempo
adimensional. Cuando se traza contra la presion, se utiliza para obtener el cierre de la
fractura, el mecanismo de fuga (leakoff), presion de cierre, tiempo de cierre, la

eficiencia de fluido y presion neta™ [11].

Figura 3

Funcién G y sus derivadas con sus puntos importantes

BHP Fracture closure

Reference line

G*dP/dG

Pressure, dP/dG, G*dP/dG

Reference line starts at origin .
G-function

Nota. En esta figura representa el cierre de fractura (Fracture closure) en
el cambio pendiente de G*dP/dG. Tomado de: FRACPRO:Fracture Modelling

G*dP/dG representa el comportamiento de la presion (verde punteada) cuando esta

abierta (flujo lineal creciente) y su valor constante cuando la fractura esta cerrada (flujo
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radial). dP/dG representa un valor constante cuando la fractura esta abierta (flujo lineal)
y declina cuando se cierra la fractura. En la figura 3, G*dP/dG es una derivada de
superposicion o de primer orden de dP/dG (azul punteada) en la que mediante la
vertical (negra punteada) e interceptando en el cambio de pendiente de G*dP/dG se
observa el cierre de fractura (fracture closure) para posterior determinar la presion de
fondo de pozo (BHP) [12].

1.4.1 Normal Leak off

Este mecanismo de fuga se presenta cuando el area de la fractura es constante
durante el cierre y la pérdida de fluido ocurre a través de la matriz homogénea.
Graficamente se logra identificar, cuando los datos de la derivada superposicion (G
dP/dG) se desvian hacia abajo de la tendencia lineal ascendente de presién, después

del cierre de fractura (fracture closure) [13].

Figura 4
Comportamiento de Normal Leak off

Normal Leakoff

1000

Fa00

Pressure

26350 a00

Fracture Closure GdP/dG

Pressure (psi)

N

dP/dG or GdP/dG

dP/dG
——Hh__“-‘h

1500

0 3 =
G-function

Nota. El cierre es identificado cuando la derivada de la funcién G se desvia de la
linea recta. Tomado de manual de Fracpro 2019.
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1.4.2 Pressure Dependent Leakoff

Este mecanismo se logra identificar cuando el comportamiento esta por encima de la
tendencia lineal en la derivada de superposicion (GdP/dG) que se encuentra por
encima de una linea recta extrapolada a través de los datos de fuga normal (Normal
Leakoff) [13].

La presion de abertura de la fractura se identifica al final de la desviacién hacia arriba,
cuando los datos de la derivada de superposicion (GdP/dG) se encuentran con la linea
recta extrapolada [13].

Generalmente, se observa un periodo de comportamiento de fuga normal (Normal
Leakoff) antes de que se identifique el cierre de la fractura hidraulica cuando los datos
de la derivada de superposicion se desvian hacia abajo de la tendencia de los datos
[13].

Figura 5

Comportamiento de un pressure dependent leakoff

Pressure Dependent Leakoff (Fissure Opening)

3500 500
<]
— =
2 o
2 Pressure =
E31|:u:| 250 °
|
o Fissure Openhing Fracture CIosure\ o
un
g 5
o _..-._-!II o
GdP/dG =
dP/dG
2700 0
0 25 5

GHfunction

Nota. El cierre es identificado cuando la derivada de la funcién G se desvia de la linea recta.

Tomado de manual de Fracpro 2019.
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1.4.3 Height Recession

Este mecanismo describe un comportamiento de fuga cuando los datos de la derivada
de superposicion (GdP/dG) caen por debajo de una linea recta extrapolada a través de
los datos de fugas normales [13].

La recesion de la altura de la fractura también se indica mediante una curva de presion
descendente céncava y una derivada de presion creciente. El cierre de la fractura
hidraulica se identifica cuando los datos de la derivada de superposicion se desvian
hacia abajo de la linea recta [13].

Figura 6

Recesion en altura para la funcion G

Fracture Height Recession During Shut-in
J0oo

1500

Fracture Closure

\ P ressure o

= =)
- o
m 5000 e 7ad 5
E GdP idG g
o a
=

dP/dG
3000 ]
] G 12
G function

Nota. El cierre es identificado cuando la derivada de la funcién G se desvia de la linea recta.

Tomado de: manual de Fracpro 2019.
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1.4.4 Fracture Tip Extension

Este mecanismo de filtracion describe la situacion cuando la fractura hidraulica
continda creciendo después de que se detiene la inyeccion, cuando los datos de la
derivada de superposicién se encuentran a lo largo de una linea recta que se extrapola

por encima del origen [13].

Figura 7
Extensién en la punta de la fractura

Fracture Tip Extension

00

3800

(psi)

Pressure

230

3400

dP/dG or GUP/dG

Pressure

GdP/dG

dP/dG

F200
0 1.75 335
G-function

Nota. La derivada se alinea con la recta tangente, pero ésta no pasa por origen.

Tomado de manual de Fracpro 2019.

1.5 Gréfica Log-Log

En estas gréficas es posible observar el cambio de presién respecto al tiempo y
posterior al cierre. Al igual que la Funcion G, permite determinar el cierre de la fractura,
el mecanismo de fuga(leakoff), presion de cierre, tiempo de cierre, la eficiencia de fluido
y presion neta. Es importante realizar esta gréfica, debido a que permite confirmar la

presion de cierre estimado en la Funcién G [9].
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En la grafica logaritmica se presenta el cierre (fracture closure) cuando se presenta una
diferencia de presion frente al cambio de tiempo y su derivada semilogaritmica (linea
roja). La diferencia de la presion y las curvas derivadas (linea verde y roja) por lo
general son paralelas inmediatamente antes que se produzca el cierre. Cuando se
produce el cierre por lo general la curva roja cambia de una pendiente positiva a una

pendiente negativa cuando se produce el cierre [9].

Figura 8

Grafico Log-Log indicando el cierre de fractura.

dtdAPdAt vs, At

Pressure

dAP/dAt vs. At

"% nes am 0 oM AN M 1 &N T EON TMAM 4

Nota: La figura muestra la derivada semilogaritmica y su
comportamiento similar al analisis de la funcién G.
Tomado de: Mini-Frac Analysis Report.

En la tabla 1 se presenta una clasificacion para describir los patrones de flujo en
funcidn de los valores de pendiente de la derivada semilogaritmica (curva roja) para los

regimenes de flujo antes y después de cierre de la fractura.
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Tabla 1

Caracteristicas de las pendientes (Log-Log).

Pendiente

Patron de Flujo

Descripcion

Antes del
cierre

1/4

Bilineal

El fluido fluye desde la fractura a lo largo
de trayectorias de flujo lineal normales a
la fractura y a lo largo de la fractura.

1/2

Fractura lineal

El fluido fluye a lo largo de la fractura, lo
gue aumenta el ancho de la fractura.

Después
del cierre

-3/4

Bilineal

El fluido fluye desde la fractura a lo largo
de trayectorias de flujos lineales
normales a la fractura y a lo largo de la
fractura. (En realidad, es poco probable
gue el cierre sea realmente instantaneo)

-1/2

Formacion lineal

El fluido fluye hacia la formacién en las
trayectorias del plano de fractura normal.

-1

Seudo radial

El fluido fluye radialmente hacia la
formacion desde el pozo.

Nota: En la tabla se presenta las diferentes pendientes de la curva derivada de los regimenes de flujo

antes y después de cierre de la fractura. Tomado de: Mini-Frac Analysis Report.

1.6 Gréfica raiz cuadrada

En esta grafica se plasman los valores de presion(dP/dt) vs raiz cuadrada al tiempo de
cierre, y se implementa para confirmar la presion cierre identificada por la figura de la
Funcion G y la figura Log-Log. ElI comportamiento en esta grafica en el momento en
que la fractura se abre, la presion declina en linea recta durante el flujo lineal y la

presion declina lentamente al cierre de fractura (fracture closure) en un flujo radial.

En la figura 9 se traza una linea de referencia(rojo) que debe coincidir con la pendiente
de presion de fondo de pozo (BHP), posterior se observa el cambio de pendiente del
BHP y el cambio de pendiente de la derivada (linea azul) se logra observar el cierre de

fractura [9].
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Figura 9

Grafico Sqrt(t) indicando el cierre de fractura.

BHP Fracture closure

Pressure, dP/dt

dP/dt Reference line

Square-root-of-shutdown time

Nota: La figura se implementa para confirmar la presion cierre de la
Funcion G y la gréfica Log-Log.Tomado de: FRACPRO: Fracture Modelling

1.7 Geometria de Fractura

Es importante conocer las propiedades petrofisicas para caracterizar los mecanismos
de propagacion de las fracturas hidraulicas y conocer la configuracion de la geometria
de la misma. La geometria de fractura se debe analizar en funcion de los diferentes
esfuerzos del yacimiento, propiedades mecanicas de la roca (médulo de Young vy
Razon de Poisson), de las propiedades petrofisicas (permeabilidad porosidad),
fracturas naturales y pardmetros operativos como caudal de inyeccion, presion y
volumen [14].

Para simplificar los analisis, en la mayoria de los casos se hace necesario suponer que
las formaciones de interés son isotrépicas y homogéneas, y por tanto la propagacion de
las fracturas es simétrica y de dos alas desde el punto de la fuente de la linea del fluido
de inyecciéon. Algunos modelos que describen el modelo de propagacion son: modelo
de fractura radial, el modelo de Khristianovic-Geertsma de Klerk (KGD) y el modelo de
Perkins y Kern (PKN) (Abe, Mura y Keer 1976). La tabla 2 describe los siguientes
modelos [14].

24



Tabla 2

Modelos segun la geometria de fractura

Modelo

Observaciones

Fractura radial

Para este modelo se supone que la presion de fluido
dentro de la fractura y la tasa de inyeccion son constantes
en la cual el ancho de fractura es proporcional al radio de
la fractura. Este modelo es utilizado en formaciones poco
profundas donde el esfuerzo de sobrecarga es igual al
esfuerzo horizontal minimo, importante destacar que la
altura de la fractura esté directamente relacionada con la

longitud de la fractura.

KGD

En el modelo KGD la altura de fractura permanece
constante y el ancho de fractura es proporcional a la
longitud de la fractura. Por otro lado, el ancho de fractura
es constante en la direccién vertical y la rigidez se

considera en el plano horizontal

PKN

El modelo PKN se supone que la altura es constante, este
se diferencia del KGD que el ancho es proporcional a la
altura de la fractura. Para esta geometria se asumen una
altura de fractura que es menor que la longitud de la

fractura

Nota. De manera en resumen se describen los modelos de fractura segun la geometria.

Tomado de: Modeling and analysis of diagnostic fracture injection test.
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2. METODOLOGIA Y DATOS

En este capitulo se presenta la metodologia llevada a cabo. El software numérico
implementado utilizado para alcanzar los objetivos planteados fue Fracpro de Carbo
Ceramics version 2019. Se utilizaron un total de 3 pozos denominados por las letras A,
B y C de la cuenca del Valle Superior del Magdalena. Las formaciones de estudio son
Monserrate y Caballos que se componen en su mayoria de arenas (Sandstone). Entre
los resultados alcanzados se presentan las propiedades geomecanicas del yacimiento,
los pardmetros de disefio de bombeo para el disefio de fracturamiento y etapas de
bombeo durante el proceso de Minifrac.

En la figura 10 se describe el diagrama de flujo. Inicialmente se analiza la informacion
de los archivos INP lo cual son archivos de entrada de Fracpro que contiene las
propiedades geomecanicas del yacimiento y parametros de disefio de fracturamiento,
obtenidos a partir de los registros triple combo (densidad, porosidad, resistivo, gamma
ray), cementacion y sonico [13]. Posteriormente se ejecutan escenarios de Minifrac con
el objetivo de conocer los parametros reportados del Minifrac que son: cierre de la
fractura, el mecanismo de fuga(leakoff), presion de cierre, tiempo de cierre, la eficiencia
de fluido y presién neta, a partir de archivos de extension DBS que contienen la etapa
de bombeo y declinacién de la operacion real llevadas a cabo en estos pozos, estos
archivos de extension son obtenidos de la misma manera de los INP [13]. Calibrar la
fractura hidraulica principal de los pozos de estudio mediante el ajuste de presiones
neta observada y simuladas. Una vez realizado estos analisis, se sensibiliza la
permeabilidad de formacidon de la zona de interés y la de las formaciones aledafas,
buscando conocer como incide en la geometria de fractura. Por ultimo, se estudia el

comportamiento de la velocidad de propagacion a través de caudales.
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Figura 10

Simulacion realizada en Fracpro.

Analizar las
propiedades
mecdnicas y
petrofisicas para el
disefio de
fracturamiento.

Lectura de los modelos
geomecdnicas en los

archivos *.INP [Fracpro)

Proponer los
escenarios de
operaciones
minifrac para la
calibracién de
diseiio.

Construir grificos
de Log-Log, G
Function y Square
root a partir del
cierre de fractura.

Reportar
paramitros d
Minifrac con
diferencia de 20
psi entre graficas,

Representacion
del matching de
presiones neta

en el modulo de
automatching.

h

Verificar si la grifica
de match de
presiones neta
coincide la presidn
neta observada con
la simulada.

¥

Sensibilizar la
permeabilidad
de la formacidn
di interés y
formaciones
aledafias.

Caracterizar la

veloci dad de

propagacion a
partir de caudales.

Generar
geometria de
fractura en
funcian del
tiempao.

Observar si la
geometria de
fractura cambia al
alternar la
permeabilidad.

Nota. Resumen general del proyecto de grado simulado en Fracpro.
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2.1 Analisis propiedades geomecanicas de yacimiento y cuenca sedimentaria

La cuenca del Valle Superior del Magdalena (VSM) posee formaciones muy sensibles a
la deformacion y fractura [15].

En la tabla 3 se encuentran las propiedades petrofisicas de la zona de interés de los
pozos A, B y C. La zona de los pozos A y C corresponde a la formaciéon Caballos,

mientras que la del pozo B se ubica en la formacion Monserrate.

Tabla 3

Propiedades geomecanicas del yacimiento de los pozos A, By C

Propiedades Pozo A Pozo B Pozo C
Permeabilidad ponderada(mD) 9 991 1.904
Porosidad (%) 12 10 14
Saturacion de agua (%) 10 10 20
Presién de poro (psi) 3.030 4.111 780
Temperatura (°F) 205 133 125
Compresibilidad total (1/psi) 9,08E-05 7,02E-04 8,12E-05
Mddulo de Young (psi) 4,52E+06 | 2,54E+06 3,70E+06
Razdn de Poisson 0,21 0,34 0,24
Profundidad zona de interés (ft) 10.665 2.392 3.116
Esfuerzo horizontal minimo (psi) 10.319 1.360 2.414

Nota. Propiedades geomecanicas a evaluar de las formaciones en los pozos ABy C,

La permeabilidad en la zona de interés es estimada como un promedio ponderado en la
gue se tienen en cuenta espesores y permeabilidades de las diferentes rocas con
respecto a la porosidad y saturacién de agua. Son obtenidos como datos de entrada de
los pozos de estudio. Adicionalmente se presentan propiedades, como la presion de
poro y compresibilidades cuyos rangos de valores son tipicos de un yacimiento de
petréleo.

El reporte del UPME de la formacion Caballos tienen porosidades de 10%-18% [16].
Los pozos A y C se encuentran en el rango de valores segun el UPME con porosidades
de 12% y 14% respectivamente (ver tabla 3). El pozo A se compone de tipo de roca de

areniscas (sandstone), con una permeabilidad ponderada de 9 mD. La permeabilidad
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del pozo C es de 1904 mD , compuesto de areniscas (sandstone) y arcillas arenosas
(Sandy shale), en la que el mayor porcentaje esta compuesto de arcilla (shale) con algo
de arena que lo contamina .Segun el UPME el rango de permeabilidades de la
formacion caballos estd en el rango de 100-500 mD [16].En base de esto la
permeabilidad del pozo A estd muy por debajo de ese rango y la permeabilidad del
pozo C tiene un valor alto muy por encima de ese rango al ser comparado con el
informe del UPME. Las saturaciones de agua de estos pozos se consideran bajas [17].
El informe de la UPME reporta una porosidad de la formacibn Monserrate
correspondiente al 18% y permeabilidades de 100 mD en promedio [16]. La porosidad
del pozo B es de 10% lo cual no esta cerca de la porosidad promedio de esta
formacion. El pozo B esta compuesto de areniscas y arenas arcillosas (shalysand), es
decir arena con arcilla el porcentaje principal es de arena y esta contaminado con
arcilla (shale) y con una permeabilidad ponderada de 991 mD, estando lejos de las
permeabilidades promedio considerandose una permeabilidad alta. La saturacién de
agua es baja con un 10 % para ser un yacimiento de petrdleo [17].

Los valores del esfuerzo horizontal minimo fueron estimados a partir de la lectura del
registro sonico en la zona de interés. Las distancias donde se encuentran las zonas de
interés son expresadas en profundidades verticales reales (TVD) de los pozos A, By C
con sus respectivos esfuerzos son: 10.319 psi a 10.665 ft, 1.360 psi a 2.392 ft y 2.414
psi a 3.116 ft respectivamente.

Las propiedades mecénicas descritas son el médulo de Young y la razén de Poisson.
Estas propiedades son reportadas como promedios en la zona de interés, realizando la
lectura de los registros sénicos. Los valores oscilan entre 0,0-0,5, siendo el corcho el
gue posee mayor razén de Poisson [18]. Los valores de las rocas oscilan entre 0,15 y
0,35; los valores reportados de los tres pozos se encuentran dentro del promedio del
tipo de roca arenas (Sandstone) [19].

2.2 Analisis propiedades de los parametros de bombeo
En esta seccion se describen los parametros de disefio de bombeo que son datos de
entrada para simular la fractura hidraulica principal. Estos pardmetros estan

preestablecidos en los archivos INP.
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Tabla 4

Pardmetros de disefio para el fracturamiento de los pozos A, By C.

Propiedades Pozo A Pozo B Pozo C
Tasa de inyeccién (bpm) 15 12 18
Carga polimérica - fluido de fractura (Ib/Mgal) 35 20 20
Clasificacién de propante OptiProp 20/40 | Brady Sand 16/30 | OptiPro 20/40
Méximas concentraciones (ppg) 4 5 6
Cantidad de propante (Klbs) 39 41 50

Nota. Propiedades para el disefio del fracturamiento en los pozos A, By C.

Los parametros de bombeo durante un fracturamiento hidraulico son tasa de inyeccion
expresados en barriles por minuto en un rango de 15-20 bpm para los pozos A, By C.
La carga polimérica de los fluidos de fractura se mide en libras de polimero por cada
1000 galones de agua y son seleccionados de acuerdo a temperatura de fondo, tiempo
de bombeo de la rampa de rompimiento o degradacién del polimero, viscosidad que se
requiere para acarrear el propante de la formacién al pozo. El pozo A tiene la mayor
carga polimérica con 35 Ib/Mgal porque la temperatura de fondo es mayor, también es
la que mayor se necesita fluido para realizar la fractura debido al esfuerzo horizontal
minimo mas elevado, propiedades mecanicas y la gran profundidad que se encuentra
la zona de interés. A diferencia de los pozos B y C con temperaturas de fondo
menores, donde tienen el mismo dato de fluido de fractura de 20 Ib/Mgal, con esfuerzos
horizontales menores, propiedades mecanicas menores y profundidades mas someras.
En los pozos Ay C se utiliza un propante OptiProp 20/40, debido a que hay produccién
de arena. Esta arena es de tipo natural cubierta de resina. La resina se libera por
temperatura y compresion, lo que permite tener unidos los granos de tal manera que
cuando se ponga el pozo a produccion, estos se queden en la fractura. El Brady Sand
16/30 utilizado en el pozo B, es un propante de arena natural molida al tamafo 16/30,
se utiliza debido a que en este pozo no hay produccion de arena. Por lo general entre
menor permeabilidad de formacion, el propante a usar es de menor tamafio, es decir
mayor malla; un Brady Sand 16/30 tiene en promedio un mayor grano presente a
diferencia de un Opti Prop 20/40.
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La cara de la formacion, es la ultima parte de la fractura que contiene una
concentracion alta mostrada en la tabla 4 en un rango de 4-6 ppg, con unas cantidades
de propantes entre 39-50 klbs.

2.3 Disefio Metodolégico para analisis de Minifrac a partir de la presion de cierre.
La herramienta de analisis de esfuerzo de cierre de fractura simplifica y automatiza
parcialmente el proceso de estimacion del esfuerzo del cierre de fractura hidraulica;
esto lo hace a partir del esquema bombeo del Minifrac y una seleccion de graficos de
andlisis de presiébn como ISIP, Funcién G, Grafico Log-Log y Gréfico Raiz cuadrada.
Posterior a obtener los parametros en cada uno de estas graficas, con diferencias de
20 psi entre los valores de presion, se procede a oprimir los botones de actualizar el
esfuerzo de cierre para zona de interés y zonas aledafias a los pozos A, By C. El
disefio metodolégico de la figurall muestra el procedimiento a realizar para obtener los

parametros de Minifrac, realizado en Fracpro, en el modulo de presién de cierre.

Figura 11
Diseflo metodologico para el analisis de Minifrac

Analisis de Minifracen Identificacion del cierre de

Establecer esquema de

Fracpro — . — fractura y mecanismo de L
: bombeo durante el Minifrac
(Esfuerzo de cierre) leakoffde la funcion G
Lectura delcierrede Interpretaciéndel Generar reportes de
fractura en la grafica > cierre de fracturaen la > Minifrac con las graficas 1
Log- Log grafica raiz cuadrada mencionadas

Oprimir el boton
de actualizar el esfuerzo de
cierre parazona de interés

Repetir el paso anterioren
zona aledaiias

Verificar datos a la
fractura hidraulica
principal para tratamiento

Nota. Procedimiento légico llevado a cabo en el simulador de Fracpro.
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2.4 Metodologia para ajuste de presiones neta.

En esta seccion se realiza la metodologia llevada a cabo para el ajuste de presiones
neta en los pozos A, B y C. La presidon neta es importante debido a que es la presion
requerida para propagar la fractura, matematicamente se conoce como la presion en la
fractura menos la presién de cierre [11]. En esta grafica se busca coincidir la presiéon
neta observada con la presion neta modelada, es decir se busca igualar que las
presiones sean iguales en la mayoria de los puntos, entre otras palabras buscar que el
modelo cumpla con la realidad del pozo. La curva Net Pressure o presion neta es la
curva modelada en simulador con la data real de campo obtenida de la presion de
tratamiento superficial o de fondo de pozo en la que relaciona los temas de cierre de
fracturas, efectos de friccion y presion hidrostatica; y la curva Observed Net es la
presion neta observada. En el médulo de AutoMatching se escribe unos factores de
multiplicacion a 3 variables que son numero de facturas compitiendo por volumen
namero de facturas compitiendo por Leakoff y numero de fracturas compitiendo por
ancho. Durante la simulacion la presion neta del modelo debe cambiarse para que

coincida con las presiones netas observadas ajustando los parametros de Fracpro.

2.5 Sensibilidades de la permeabilidad de la zona de interés y formaciones
aledafias

Se realiza un analisis de sensibilidad en funcidn de la permeabilidad para los pozos A,
B y C alternando escenarios de simulacion en la zona de interés y en las formaciones
aledafas (Formaciones superior e inferior) a la misma (Figura 12).

El primer caso corresponde al caso base. Es decir, este escenario representa la
fractura hidraulica real, aquella cuyas magnitudes de propiedades petrofisicas de
formaciones y propiedades mecénicas fueron utilizadas para determinar los pardmetros
de disefio de las operaciones Minifrac y el ajuste de presiones.

Para evaluar el efecto de la permeabilidad las zonas de interés, se alteraron los valores
de la permeabilidad 1.000 veces mayor y 1.000 veces menor al caso base (Caso 1y 2,
respectivamente).

Como segunda medida, y para evaluar el efecto de la permeabilidad en las formaciones

aledafias, se prosiguié a combinar las magnitudes de permeabilidad con la misma
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I6gica que para la zona de interés, es decir, 1.000 veces mayor (caso 3) y 1.000 veces

menor (caso 4) para las formaciones superior e inferior respectivamente.

Figura 12

Resumen de sensibilidades de la permeabilidad

Formacion
Superior

Zona
De Interés

Pozo A

Formacion
Inferior

Formacién
Superior

Zona
de Interés

Pozo B

Formacion
Inferior

Formacion
Superior

Zona
de Interés

Pozo C

Formacion
Inferior

Caso 0 Caso 1 Caso 2 Caso 3 Caso 4
K=5 mD K=5 mD K=5mD K=5.000 mD K=0,005 mD
K=7 mD K=7.000 mD K=0,007 mD K=7mD K=7mD

K=13 mD K=13 mD K=13 mD K=13.000 mD K=0,013 mD
K=17 mD K=17 mD K=17 mD K=17.000 mD K=0,17mD
K=16 mD K=16.000 mD K=0,016 mD K=16 mD K=16 mD
K=16 mD K=16 mD K=16 mD K=16.000 mD K= 0,016 mD
K=2mD K=2mD K=2mD K=2.000 mD K= 0,002 mD
K=240 mD K=240.000 mD K=0,24 mD K=240 mD K=240 mD
K=0,7 mD K=0,7 mD K=0,7 mD K= 7.000 mD K= 0,0007 mD

Nota. Diferentes permeabilidades a evaluar para los pozos A, By C.
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2.6 Caracterizacion de la velocidad de propagacion a partir de caudales

2.6.1 Metodologia para analizar la velocidad de propagacién
Para llevar a cabo la metodologia se asume que la velocidad es lineal en la direccién
de la longitud de la fractura. La siguiente es una expresion matematica para definir esta

condicion y su derivada respecto al tiempo.

X
v="L
t

Ecuacionl. Velocidad de propagacion
Codt

Donde v:velocidad

dv

Xy : Longitud de fractura

t: tiempo de propagacion

Por otro lado, el caudal inyectado en funcion del tiempo se define como:
Ecuacion 2. Caudal inyectado

viny
t

Donde q: caudal

Viny: Volumen inyectado

t:tiempo

El volumen de la fractura hidraulica (vy) es igual al area superficial de la fractura (A),
definida como el producto entre el ancho de la fractura (wy) y la altura (hy), multiplicada
por la longitud de la (x7). La figura 13 es un esquema geométrico de la fractura

hidraulica.
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Figura 13

Geometria de fractura

Nota. Dimensiones de fractura para el analisis

de velocidad de propagacion.

El volumen de la fractura es igual al volumen inyectado de fluido de fractura disefiado

durante las operaciones de Minifrac, es decir:

Ecuacion 3. Volumen de fractura

Vf=AsXXf=WthfXXf=Uiny

Reemplazando en la Ecuacion de Caudal obtenemos:

_Axxf_wf X hs X xf
1= = t
Ecuacién 4. Caudal inyectado

dws dhs dx
f % f % f
dt dt dt
A partir de la ecuacion 4 se puede intuir que los vectores de velocidad de propagacion

dq =

deben tener magnitudes y direcciones en las 3 coordenadas, y cuyos valores estaran
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determinadas por criterios operativos y mecanicos de la roca. El dltimo término de la
Ecuacion 4 representa el concepto de velocidad de propagacion a lo largo de la
longitud que pretende estimar en este trabajo. Reemplazando la Ecuacion 1 en la

Ecuacion 4 se obtiene:

=—L Xx—X
T="at “ac ° %

Ecuacion 5. Velocidad de propagacion

v(t)

_ qcte

B We(t) * he(2)

La ecuacion 5 representa la ecuacion velocidad de propagaciéon a lo largo de longitud
de fractura v(t), como el cociente entre un caudal de inyeccidn constante (qcte) y el
producto entre las dimensiones del ancho y del largo de la fractura de la fractura

hidraulica inducida.

En la tabla 5 se proponen diferentes caudales de inyeccion para evaluar las
dimensiones de ancho y largo en funcién del tiempo y posteriormente evaluar la

velocidad de propagacion longitudinal de acuerdo a la ecuacion 5.

Tabla 5

Sensibilidad de caudales

Tasas Pozo A Pozo B Pozo C
Q Inicial (bpm) 15 12 18
Q1 (bpm) 20 24 27
Q2 (bpm) 30 36 38

Nota. tasas de inyeccion a evaluar en los pozos A, B, y C.
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3. RESULTADOS Y ANALISIS
En este capitulo se presentan las geometrias obtenidas a partir de las simulaciones
ejecutadas, y cuyos escenarios fueron propuestos en base a los resultados del Minifrac
y ajuste de presiones neta. El analisis de la geometria se realizé en funcién de las
siguientes dimensiones: longitud, altura y ancho de fractura. En base a estas
dimensiones de fractura se caracterizan las dimensiones de fracturas a partir de los

mecanismos de propagacion simulados.

3.1 Minifrac

En esta seccion se proponen escenarios de simulacién minifrac con su respectivo
analisis minifrac durante el periodo de bombeo y el periodo de cierre. Se construyen
escenarios de minifrac y se muestran las gréficas de: Presibn de cierre
instantanea(ISIP), Funcién G, Log-log y Raiz cuadrada.

La tabla de resultados con dichos parametros es presentada en la tabla 6 que

representan el reporte de la Funcion G.

Tabla 6

Reporte Minifrac-Funcion G

Parametros de Minifrac Pozo A Pozo B Pozo C
Mecanismo de Leakoff Height Recession | Height Recession Normal
ISIP (psi) 14.070 2.109 2.613
Gradiente ISIP (psi/ft) 1,321 0,888 0,839
ISIP de superficie (psi) 9.401 1.036 1.268
Presion de cierre de fondo (psi) 10.347 1.416 1.880
Gradiente de cierre (psi/ft) 0,971 0,596 0,604
Presion de cierre de superficie (psi) 5.691 344 536
Tiempo de cierre (min) 20 12 4
Eficiencia de fluido (%) 36 48 35
Presién neta (psi) 3.724 693 733

Nota. Reporte de los parametros obtenidos durante la simulacion en Fracpro.

A continuacién se realiza el analisis de las graficas obtenidas y la lectura de las

magnitudes de los parametros de cada pozo.
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3.1.1 Simulacion de Minifrac realizada en Fracpro

3.1.1.aPozo A

Figura 14
Minifrac -Resumen de inyeccién (Pozo A)

-

— Slurry Rate (bpm)

rm ﬁr“hl“lo“;b‘
Al

1. Start Minifrac {1,3 min)
2. Stop Minifrac {25.2 min]
3. End of Shut-in {116,0 min)

Total injection test wolumea: 368.3 bbis

Average slumy rate: 15.4 bpm

L)
ag 241 480

720 980

¥ Time (min)

Fracture — dominated
Period

Nota. Descripcion del periodo de inyeccion de fluido y disminucion de presién del pozo A.

En la figura 14 describe la inyeccion total equivale a 368,3 bbls a una tasa de bombeo
promedio de 15,4 bpm. El minifrac inicia a los 1,3 min y se detiene hasta alcanzar una
tasa de inyeccion constante de 17 bpm(purpura), a una presion promedio de 14.544

psi(gris).Este periodo de presion constante tiene una duracion de 24 mins

+

Reservoir — dominated
Period

aproximadamente, denominado dominio de fractura.

38




El periodo de cierre o de dominio de yacimiento comienza cuando la tasa de inyeccién
disminuye de manera constante a 15 bpm(purpura) entre los 25-116 minutos a una

presion de 14.988 psi(gris).

Figura 15
Minifrac- ISIP (Pozo A)

P Shier

FRACPRO>

BH ISIP: 14.070 psi

ISIP Gradient: 1,321 psifft
Surf I5IP: 9.401 psi
Shut-in Time: 25,2 min

L — - i | EH ISIP = 14.070 psi

e g A e b
24 2o ik 2o 271K

Time (min)

Nota. El ISIP momento en que se cierra la bomba y la presién empieza a declinar (pozo A).

En figura 15 se muestran las curvas que representa Meas’d Btmh Press( gris) que
hace referencia a la presion de fondo de pozo, el Slurry rate(purpura) o la tasa de
bombeo en el que por medio de una linea tangente sobre la curva Meas’d Btmh
Press(gris) se ubica sobre los primeros datos estables después del final del bombeo
(linea vertical) con BH ISIP(ISIP de fondo de pozo) de 14.070 psi.
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Figura 16

Minifrac-Funcion G (Pozo A)

(d/dG) Treating Pr (psi)

.~~~ FRACPRO>

BH Closure Stress: 10347 psi
Closure Stress Gradient: 0,971 psifft
Surf Closure Pressure: 5691 psi
Closure Time: 19,6 min

Pump Time: 23,9 min

Implied Slurry Efficiency: 36,4 %
Estimated Met Pressure: 3724 psi

;} BH Closure Strees = 10.347 psi

I T 1 1
0,00 0.7H { A% -

G Function Time

Nota. Disminucion de la presion, su derivada y su derivada adaptativa, en funcién del tiempo para el
pozo A.

En la Funcion G(figura 16) la manera de identificar el cierre de la fractura es sobre la
curva (Gd/dG) Treating Pr (verde) siendo esta una derivada de superposicién o una
derivada de primer orden de la Funcion G donde se realiza una linea tangente(linea
roja), en el momento que hay cambio de pendiente indicando el modelo de leakoff
donde se observa el cierre de la fractura(fracture closure) con un comportamiento de
Leakoff tipo Height Recession, en la cual se refiere a que la fractura esta creciendo
preferiblemente en altura, pero con poco crecimiento en el ancho de fractura[20].
Posterior al identificar el cierre de fractura(fracture closure) por medio de la linea
vertical se realiza la lectura mediante la curva de Meas’d Btmh Press( gris)
refiriendose a la presion de cierre de fractura de fondo de pozo con un valor estimado
de 10.347 psi.
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Figura 17

Minifrac-Log-Log (Pozo A)

Fracture Closure

EH Closure Stress: 10327 psi
Closure Stress Gradient: 0,969 psift
Surf Closure Pressure: 5672 psi
Closure Time: 19,7 min

Pump Time: 23,9 min

Implied Slurry Efficiency: 36,5 %
Estimated Met Pressure: 3744 psi

g‘ Net Presure = 3744 psi

Nota. Representa la presion delta medida y su derivada de presion delta medida ((T « d / dt) en funcién

Time (min)

del tiempo para el pozo A.

La figura 17 se identifica el cierre de la fractura(fracture closure) sobre la curva de
(Td/dt) Measured Delta Pressure(verde) o el delta de presion observada en la cual se
realiza con 2 lineas tangentes representando el cambio de pendiente de %2 antes del
cierre y -%2 después del cierre trazadas con las lineas rojas punteadas(ver tabla 1). La
lectura directa de la figura 17 es la presion neta(estimated net pressure) donde se hace
realiza por medio de la linea vertical, donde se busca el intercepto de Measured Delta
Pressure(gris) o el delta de presion medida con un valor de 3.744 psi .Respecto a la

presién obtenida analizando la Funcidon G hay una diferencia de 20 psi, la cual se

considera razonable para confirmar la presion neta y demas parametros obtenidos.
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Figura 18

Minifrac-Raiz cuadrada (Pozo A)

— Meas'd Btmh Press (ps (d/dt) Treating Pr (psi)

FRACPRO>

M BH Closure Stress: 10335 psi

A Closure Stress Gradient: 0,970 psilfft
) ~, Surf Closure Pressure: 5679 psi
4 B “ Closure Time: 19,6 min
T " Pump Time: 23,9 min
- Implied Slurry Efficiency: 36,5 %
Estimated Met Pressure: 3736 psi

BH Closure Stress =10335 psi Fracture Closure

0,0 1910 38,0 57.0 76,0 95,0
Time (min)

Nota. Describe de la disminucién de la presion frente a la raiz cuadrada del tiempo de cierre para el
pozo A.

La raiz cuadrada(figura 18) es la méas complicada de observar el cierre de
fractura(fracture closure), para este se traza la linea tangente donde coincidan puntos
de inflexion en las curvas de Meas’d Btmh Press( gris) y (d/dt) treating pr(azul),
estimando una presion de fondo de pozo(BH closure stress) de 10.335 psi.

De manera analoga se hizo para los pozos B y C de estudio. Los resultados de las
graficas pueden leerse en la seccion de anexos. Se presenta Unicamente a
continuacion el analisis de la grafica de Funcién G para determinar el mecanismo de

Leakoff de los pozos By C.
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3.1.1.b Andlisis de Leak off para pozos By C.

Figura 19
Minifrac-Funcion G (Pozo B)

- Meas'd Bimh Press (psi) — (d/dG) Treating Pr (psi

F

[BH Closure Stress: 1416 psi
Closure 3ress Gradisnt: 0595 psift

Surd Clesure Pressure: 344 pei
Closure Time: 12,0 min
ik Pump Time: 3,1 min
( Implied Slurry Efficiency: 476 %

Estimated M=t Pressure: 633 psi

)
0>

0,000 0,480 0,960 1,440 1920
& Function Time

Nota. Disminucién de la presion, su derivada y su derivada adaptativa, en funcion del tiempo

para el pozo B.

La Funcion G (figura 19) se observa el momento en que la linea tangente parte del
origen, presentando el cambio de pendiente con una presién de cierre de 1.416 psi. El
mecanismo de Leakoff identificado a continuacion es Height Recession, debido a que el
comportamiento de la funcién G esta por debajo de la tendencia lineal, lo que significa

gue la fractura esta creciendo preferencialmente en altura, pero se esta limitando en

ancho [20].
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Figura 20
Minifrac-Funcion G (Pozo C)

35'd Btmh Press (ps — (d/dG} Treating Pr (p=i)

yd FRACPRO>®

EH Closure Stress: 1820 psi
Closure Stress Gradient: 0,504 psift

/ Surf Closure Pressure: 536 psi
Closure Time: 4,2 min

by - Pump Time: 3,5 min
| | ' £ Implied Slurry Efficiency: 33,0 %
il

—

T e L. X
G Function Time

Nota. Disminucion de la presién, su derivada y su derivada adaptativa, en funcién del tiempo para
el pozo C.

En la figura 20 de la Funcion G, la linea tangente parte del origen en la cual se observa
la curva de la transformada de la derivada, presentando un cambio de pendiente en el
gue se indica el cierre de la fractura con una presién de 1.880 psi. El mecanismo de
Leakoff observado es de tipo Normal en la cual la curva tiende un comportamiento
lineal a partir del origen, fisicamente se refiere que la perdida de fluido ocurre a una
tasa relativamente constante a través de toda la cara generada por la fractura, debido a

que la permeabilidad del sistema del yacimiento compuesto es constante [20].

3.2 Ajuste de presiones neta

En esta seccion se realiza un andlisis de presiones conocida en la industria petrolera
como “Pressure matching”. Es un ajuste de presiones para conocer la propagacion a
través de la fractura, analizando la presion neta observada y la presién neta simulada

de los pozos A, By C.
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Figura 21

Ajuste de presiones neta (Pozo A)

— Net Pressure (psi) —— Observed Net (psi)

0,00 10,00 20,00 30,00 40,00 50,00
Time (min)

Nota. Modelamiento de las presiones neta con respecto al tiempo para el pozo A.

En el ajuste de presiones del pozo A de la figura 21 se inicia bombeo al minuto 1. En el
lapso de tiempo hasta el cierre de bomba de los 24 minutos, se confirma el valor de la
presion neta obtenido del Minifrac de 3.735 psi de la tabla 6, en el intervalo de tiempo
desde que inicia bombeo y se cierra bombas ocurre el ajuste de fricciones en que las
presiones netas se estan igualando en la mayoria de los puntos. Una vez se detiene el
bombeo, inicia la declinacién de presiones neta hasta el momento en el que la fractura
esta cerrando con un tiempo de 44 minutos, donde ocurre el ajuste tanto del Leakoff del
fluido como de la permeabilidad de la formacion. Es decir que la forma de confirmar el
tiempo de cierre reportado en el Minifrac es realizando la resta del momento en el que
cierra de la fractura y el momento en el que se detiene el bombeo, la resta da como
resultado 20 minutos que coincide con el reportado. En el ajuste presiones del pozo A
se tiene bien calibrada la permeabilidad por lo que el ajuste es muy bueno y los datos
del Minifrac como lo son la presion neta y el tiempo de cierre que coincide con los de la

figura 21.
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Figura 22

Ajuste de presiones neta (Pozo B)

— MNet Pressure (psi — Observed Net (psi)
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Nota. Modelamiento de las presiones neta con respecto al tiempo para el pozo B.

En el ajuste de presiones del pozo B se inicia bombeo a los 3 minutos. Durante el
tiempo de los 3 minutos y 12 minutos ocurre el ajuste de fricciones en la cual estoy
ajustando mis fluidos para que genere una presion neta y se asemeje a la observada.
En el tiempo de los 12 minutos se detiene el bombeo, posterior se lee el punto donde
debe coincidir la presidon neta reportada del Minifrac como se ilustra en la figura 22 con
una presion neta de 693 psi, el tiempo de cierre del Minifrac de los reportes es de 12
minutos, la forma de confirmar este tiempo de cierre es observar el momento en que se
detiene el bombeo de los 12 minutos y el momento donde la fractura se cierra justo en
24 minutos, al realizar la diferencia de estos dos tiempos tengo como resultado el
tiempo de cierre de fractura reportado en él Minifrac de 12 minutos. Para este ajuste de
presiones se debe disminuir un poco mas la incertidumbre en los valores de

permeabilidad para poder lograr un ajuste en cada una de estas curvas.

46



Figura 23

Ajuste de presiones neta (Pozo C)

— Net Pressure (psi) — Observed Net (psi)
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Nota. Modelamiento de las presiones neta con respecto al tiempo para el pozo C.

En la figura 23 se inicia aproximadamente a los 2 minutos, momento donde se inicia el
bombeo y transcurre otros 6 minutos en el que ocurre el ajuste de fricciones que me
estad generando una presion neta en la que se busca que coincidan los puntos de la
observada. A los 7 minutos es el momento exacto donde se detiene el bombeo o se
para la bomba, en ese punto coincide con el valor reportado de presion neta reportado
en el Minifrac de 731 psi. Posterior inicia la declinacién de presiones neta, etapa que se
describe el ajuste del Leakoff y la permeabilidad de la formacion, etapa que termina en
los 11 minutos, lo cual es el momento en el que la fractura se cierra. Se realiza el
mismo procedimiento realizado en la figura 21 y figura 22 para verificar el tiempo de
cierre del Minifrac, realizando la resta del momento del cierre del bombeo y cierre de
fractura la cual da como resultado de 4 minutos. Se tiene cierta incertidumbre en los
valores de permeabilidad por lo que se deben calibrar para conseguir un buen ajuste de

presiones en estas dos curvas.
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3.3 Analisis en zona de interés
En esta seccion se presentan los resultados de geometria de los casos 0,1 y 2

definidos en la figura 12.

Figura 24
Ancho vs tiempo en zona de interés (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
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Nota. Comportamiento del ancho de fractura en funcién del tiempo a diferentes permeabilidades en zona
de interés.

En la figura 24 se observa el crecimiento del ancho de fractura en funcion del tiempo.
Es posible identificar tres variaciones en las magnitudes del ancho a lo largo del
tiempo. Un primer periodo ocurre desde el tiempo cero y ancho cero, hasta un primer
pico, en donde el ancho alcanza un valor maximo. Durante este tiempo se esta
inyectando a tasa constante el fluido disefiado en las operaciones de Minifrac.
Posteriormente, el ancho decrece una vez se han cerrado las bombas de inyeccion, y
la fractura que en su momento empezé a abrirse, ahora empieza a cerrarse debido al
cierre de bombas. Finalmente, existe un tercer momento a partir del cual el ancho de
fractura se estabiliza.

De manera general, se observa que en los tres pozos el mayor ancho obtenido ocurre
en el escenario de baja permeabilidad. Una de las posibles explicaciones tiene que ver
con el volumen de fluido que se pierde hacia la formacién. Por tratarse de una zona de
baja permeabilidad el fluido de fractura tendera a permanecer mas tiempo dentro de la
fractura, y no a filtrarse hacia la formacion, generando un ancho de mayor en los tres
pozos.

Como se menciona anteriormente, el ancho estabilizado de fractura corresponde al

maximo ancho posible de cierre. Este ancho se alcanza aproximadamente entre los 90-
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100 min en los tres pozos. Al igual que en el caso de maximo ancho, el mayor ancho
estabilizado se logra en el escenario de menor permeabilidad para los tres pozos. Cabe
anotar que a diferencia del Pozo A, para los pozos B y C la diferencia en ancho para
los diferentes escenarios de permeabilidad es minima (aproximadamente 0,2 in entre
los escenarios estudiados).

Otro de los factores que pueden analizarse para dar explicacion a las diferentes
geometrias tiene que ver con la profundidad de las zonas de interés. A diferencia de los
pozos B y C, en donde las zonas de interés son mas someras (2.391 ft y 3.112 ft
respectivamente), el pozo A se encuentra a una profundidad cercana a los 10.647 ft. En
este caso, la profundidad esta directamente relacionada con el esfuerzo horizontal
minimo. A mayor profundidad, mayor es el esfuerzo horizontal minimo necesario para
fracturar. En el pozo A se requiere un esfuerzo mayor a 10.665 psi, para alcanzar un
ancho estabilizado promedio de 0,64 in promedio. Por el contrario, en los pozos By C
el esfuerzo necesario es menor a 2.392 psi y 3.116 psi respectivamente, y las
respectivas magnitudes de ancho son de aproximadamente 0,4 iny 0,6 in.

Finalmente, un andlisis de las propiedades elasticas de las zonas de interés nos indica
que el pozo A tiene una razén de Poisson de 0,21, a diferencia del pozo B y C donde
son mayores de 0,34 y 0,24, respectivamente. A nivel general, en fracturamiento se
obtiene que a menor razén de Poisson mayor ancho de fractura. En nuestro analisis, si

la resistencia al momento de fracturar la roca es menor, se favorece el ancho.

49



Figura 25

Altura vs tiempo en zona de interés (Pozo A, Pozo By Pozo C)
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Nota. Comportamiento de la altura de la fractura en funcién del tiempo a diferentes permeabilidades en
zona de interés.

En la figura 25 se observa la altura en funcion del tiempo, presenta un comportamiento
distinto con respecto al ancho de fractura, es decir el comportamiento asciende hasta
llegar a un punto maximo, momento de cierre de bombas y posterior tiene un
comportamiento estabilizado hasta el tiempo de cierre.

Por otra parte, otro factor que incide en el crecimiento de la altura de la fractura es el
valor de la razon de Poisson de la formacion superior sobre la permeabilidad.

El comportamiento del pozo A se obtiene una altura de 100 ft en promedio al utilizar
permeabilidades bajas y altas. Por otro lado, la propiedad que predomina es la razén
de Poisson en la zona superior; en la zona de interés del pozo se tiene una razén de
Poisson de 0,21, a diferencia de la superior de 0,28. Lo que impide que la fractura
crezca en altura.

El pozo B se tiene que la razén de Poisson de la zona de interés es de 0,34 con
respecto a la superior de 0,37, limitando el crecimiento en altura. El valor de razon de
Poisson de 0,37 es un valor bastante elevado en fracturamiento hidraulico.

En la zona de interés del Pozo C, hay una razén de Poisson de 0,24 mayor, con
respecto a la formacion superior de 0,22, es decir, que la razén de Poisson en la
formacion superior es menor lo que permite tener un crecimiento en altura de fractura.
Es decir, una posible hipétesis es que a menor Razén de Poisson en la formacion
superior se obtiene una mayor altura de fractura al encontrarse menor resistencia hacia

el crecimiento de esta dimensién de fractura, en escenarios de baja permeabilidad.
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Figura 26

Longitud vs tiempo en zona de interés (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
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Nota. Comportamiento de la longitud de fractura en funcion del tiempo a diferentes permeabilidades en
zona de interés.

En la figura 26 se observa el crecimiento de la longitud de fractura en funcion del
tiempo. El comportamiento de la longitud en funcién del tiempo al igual que la altura se
presenta de manera diferente al ancho de fractura; es decir, inicialmente, tanto el ancho
como la longitud ascienden hasta llegar a un punto maximo, momento de cierre de
bombas, sin embargo, posteriormente la longitud no decrece, sino que presenta un
comportamiento estabilizado hasta el tiempo de cierre.

Una posible hipétesis para el comportamiento de la longitud de fractura en funcion del
tiempo para zona de interés en el pozo A, es que al tener bajo Razén de Poisson se
observa el cambio en la permeabilidad con respecto a la longitud de fractura. La
permeabilidad de 0,007 mD es una permeabilidad ultra baja donde se obtiene una
longitud de fractura de 70 ft en promedio, en la cual la longitud de fractura se va a
comportar de esta manera. En escenario con permeabilidades de 7 mD a 7000 mD la
longitud de fractura tiene otro comportamiento con longitud de fractura de 90 ft.

El pozo B predomina el efecto de la Razon de Poisson de 0,34 sobre la permeabilidad
por lo que al utilizar diferentes permeabilidades de 16.000 mD y 0,016 mD con respecto
a la permeabilidad inicial de 16 mD no genera cambio en la longitud de fractura
obteniendo una longitud de fractura promedio de 90 ft.

El pozo C se obtiene un comportamiento diferente con respecto a los otros pozos en
escenario de permeabilidad baja como lo es de 0,24 mD. Una posible explicacion a

este comportamiento es que al obtener baja permeabilidad debido a la friccién entre la
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roca y la inyeccion del fluido de fractura permita romper con mayor facilidad a baja

permeabildiad, obteniendo una mayor longitud de fractura de 170 ft en promedio.

Figura 27

Ancho vs distancia del pozo en zonas de interés (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
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Nota. Comportamiento del ancho de fractura por distancia desde el pozo en el centro de fractura de
10.652 ft, 2.410 ft y 3.114 ft de los pozos A,B y C respectivamente, utilizando diferentes
permeabilidades en zona de interés.

La figura 27 muestra un perfil del ancho de fractura en funcion de la distancia del pozo
en el punto (0,0) se encuentra el pozo. En el momento en que la distancia del pozo es
de O ft corresponde la abertura de fractura resultante y a medida que la fractura se
comienza a propagar en la formacion se describe el comportamiento del ancho de
fractura en funcion de la distancia del pozo, hasta llegar al punto que presenta 0
pulgadas de ancho de fractura, representando que no hay fractura.

El ancho a centro de fractura presenta una abertura de factura resultante mayor en
escenarios de baja permeabilidad, debido a que la tasa con la que se pierde al fluido
es menor en los pozos A By C.

La fractura en el pozo A con un permeabilidad ultrabaja de 0,007 mD abre con un
ancho de 0,61 in. A medida que la fractura se extiende mas, termina a una distancia del
pozo baja de 80 ft, es que la fractura al tener un ancho a centro de fractura inical tan
elevado limita la distancia que termina el pozo.

El pozo B tiene un ancho de fractura inicial de 0,4 in y termina a una distancia del pozo
de 90 ft, ocurriendo un comportamiento similar al pozo A, es decir al iniciar con un

ancho alto es limita donde termina la distancia del pozo.
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El pozo C se observa que la fractura abre con un ancho de fractura de 0,31 in, pero
presenta un comportamiento diferente debido a que termina a una distancia mayor del
pozo de 190 ft aproximadamente, una de las razones es por su bajo gradiente de
esfuerzo de 0,604 psi/ft al momento de fracturar que permite terminar la fractura a una

distancia mayor del pozo.

3.4 Analisis en zonas aledafas
En esta seccibn se presentan los resultados de geometria de los casos 0,3 y 4

definidos en la figura 12.

Figura 28
Ancho vs tiempo en zonas aledafias (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
2,1 21 - 2,1 - _
Ksuperior=5 mD Ksuperior=17 mD Ksuperior=2 mD
1,8 “ Kinferior=13 mD 1,8 - Kinferior=16 mD 18 A Kinferior=0,7 mD
T 15 - == Ksuperior=5000 Md T 1,5 = = Ksuperior=17000mD | © 1,5 = = Ksuperior= 2000 mD
= 12 Kinferior=13000 mD £ mnfgﬁm:mgggnﬂ = Kinferior=700 mD
. . 1,2 o 12 4 ior=
S 7 AR ceeeens Ksuperior=0,005 mD O T e — 2 e eeeeee Ksuperior= 0,002 Md
'Fé 09 Kinferior=0,013 mD E 0,9 - Ksuperior= 0.017 mD S 09 | Kinferior=0,0007 mD
< ga: <t 06 - /\ < 06 |
' 0.3 - 03 -
o - T T 1 0
0 200 400 600 ' ' 0 T 1
0 100 200 0 100 200
Tiempo (min) Tiempo (min) Tiempo (min)

Nota. Comportamiento del ancho de fractura en funcion del tiempo a diferentes permeabilidades en
zonas aledafas.

La figura 28 muestra el desarrollo del ancho de fractura en funcién del tiempo. Se
identifican claramente tres fases de evolucion a lo largo del tiempo. La primera fase va
desde el tiempo cero y ancho cero hasta el pico maximo, en donde el ancho de fractura
alcanza su mayor valor. Luego de esta primera fase, al cierre de las bombas de
inyeccidn, el ancho se reduce vy la fractura ahora empieza a cerrarse con ocasion del
cierre de bombas. Por ultimo, se presenta una tercera fase 0 momento a partir de la
cual ocurre la estabilizacion del ancho de fractura.

En cuanto al efecto de la permeabilidad en la figura 28, podemos decir que al utilizar
diferentes permeabilidades en las zonas aledafias con respecto a la zona de interés
para los pozos B y C no son significativos los cambios en los resultados con respecto al

ancho de fractura debido a que presentan esfuerzos similares en las formaciones
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aledafias. Para soportar esta teoria, se tomaron 4 formaciones por arriba y 4
formaciones por debajo; en el pozo B se presenta que las formaciones superiores estan
en el rango de esfuerzos de 1440-1405 psi aproximado, en un espesor de 31 ft, se
tienen rangos de espesor de 22 ft en un rango de 1497-1457 psi. Para el pozo C, se
encuentra que las formaciones de arriba estdn en un rango de 2705-2450 psi con un
espesor de 35 ft y en las formaciones inferiores se tienen rangos de 2807-2140 psi en
un espesor de 22 ft. En el pozo A posee los esfuerzos de las formaciones de arriba y
abajo varian bastante con respecto a la formacion de arriba presentan rangos de
11.713-10.409 psi en un rango de espesor de 49 ft, en las formaciones de arriba en un
rango de 12.203-10.584 psi en un rango de espesor de 47 ft. Con base en este
comportamiento en el pozo A se presentan variaciones debido a que no hay esfuerzos
similares en zonas aledafias por lo que se obtiene un ancho de fractura estabilizado
superior de 0,33 in al alternar la permeabilidad en escenarios de baja y alta

permeabilidad.

Figura 29
Altura vs tiempo en zonas aledafias (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
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Nota. Comportamiento de la altura apuntalada en funcion del tiempo a diferentes permeabilidades en
zonas aledafias.

Esta figura representa el comportamiento de la altura de fractura en funcién del tiempo.

La figura demuestra que hay una evolucion diferente entre la altura de fractura y su

respectivo ancho; en otras palabras, para esta variable no hay un pico antes de llegar a

la estabilizacion, el valor de la variable asciende hasta llegar a un punto que es el

54



maximo de la altura, el cual coincide con el momento de cierre de bombas y luego,
denota un comportamiento estabilizado hasta el tiempo de cierre.

En la figura 29, al alternar la permeabilidad, se observa una tendencia muy marcada en
los pozos B y C; se obtienen alturas de 100 ft y 130 ft donde no se observa cambio
alguno al alternar la permeabilidad debido a que, como en la figura anterior, estd mas
relacionado con el bajo contraste de esfuerzos. En el pozo A en cambio, al alternar la
permeabilidad se obtiene un aumento bajo en el crecimiento de altura en unos 5 ft
aproximadamente, debido al contraste de esfuerzos presentado porque posee mas
profundidad y tiene también mayor contraste de esfuerzos en las zonas aledafas. Se
observa a manera de hipétesis que las permeabilidades de las zonas aledafias en la
altura de fractura no predominan en esta dimension de fractura, a diferencia del

contraste de esfuerzos permiten tener un crecimiento de pocos pies en esta dimension.

Figura 30
Longitud vs tiempo en zonas aledafas (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
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Nota. Comportamiento de la longitud apuntalada en funcién del tiempo a diferentes permeabilidades en
zonas aledafias.

La figura 30 permite examinar la evolucion de la longitud de fractura en funcion del
tiempo. Los cambios en la variable longitud apuntalada en funcion del tiempo se
evidencian de otro modo, al compararlos con los del ancho de fractura. En primera
instancia, las dos variables, ancho y longitud, se incrementan hasta alcanzar su
maximo, momento de cierre de bombas; no obstante, a continuacion, la longitud pasa a
su estabilizacion hasta el tiempo de cierre. Debe tenerse en cuenta que estas variables
se analizan en conjunto al momento de toma de decisiones.
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En la figura 30, al utilizar una permeabilidad baja, se obtiene que la longitud de fractura
crece en los pozos Ay B de 0 a 101 ft y 110 ft, respectivamente; una explicacion
probable podria ser que la fractura al alternar la permeabilidad limita su crecimiento en
las otras dimensiones de altura y ancho de fractura, ganando una mayor longitud. En el
pozo C, debido al comportamiento presentado en las figuras 28-29, se tiene esfuerzos
muy similares en las zonas aledafias por lo que no se genera cambio en la longitud de
fractura de143 ft en promedio.

Figura 31
Ancho vs distancia del pozo en zonas aledafas (Pozo A, Pozo B y Pozo C)
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Nota. Comportamiento del ancho de fractura por distancia desde el pozo en el centro de fractura de
10.652 ft, 2410 ft y 3114 ft de los pozos A,B y C respectivamente, utilizando diferentes
permeabilidades en zona aledafias.

La figura 31 exhibe la apariencia del ancho de fractura en funcion de la distancia del
pozo, el cual se encuentra en el punto (0,0). El momento en que la distancia al pozo es
de O ft corresponde a la abertura de fractura resultante; en la medida en que la
propagacion de la fractura inicia a través de la formacion es que se describe el
comportamiento del ancho de fractura en funcion de la distancia del pozo hasta llegar al
punto que presenta 0 pulgadas de ancho de fractura, lo que significa que, a esta
distancia, ya no hay fractura.

El ancho de centro de fractura en la figura 31 presenta una abertura de fractura
resultante en escenarios de baja permeabilidad en el pozo Ay B de 0,3 iny 0,27 in
respectivamente y termina a una distancia del pozo mayor de 110 ft en promedio para
ambos pozos. A medida que la fractura se propaga, la fractura termina a una distancia

mayor del pozo en los pozos Ay B, de 102 ft y 105 ft, respectivamente. En el pozo C no
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existe un cambio significativo en el ancho debido a su contraste de esfuerzos que no

varia en las zonas aledarias.

3.5 Caracterizacion de la velocidad de propagacion a partir de caudales.
En esta seccion se realiza un analisis de la velocidad de propagacion de fractura en

medios poroelasticos.

Las Figuras 31 a 33, describen un perfil de velocidad en funcion del tiempo, para los
escenarios propuestos en la tabla 5.

Figura 31
Velocidad vs tiempo en el caso 0 (Pozo A, Pozo By Pozo C)
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Nota._Comp_qrtamiento de la velocidad de propagacién en funcion del tiempo alternando tasas de
Inyeccion.

La figura 31 representa un perfil de velocidad para permeabilidades inicales. En los
pozos A, B y C se inicia con un caudal constante a una velocidad inicial alta
permitiendo romper la roca hasta llegar a un momento instantaneo de maxima
velocidad de propagacién. Posterior a ese momento instantaneo ocurre el evento en
gue se comienza a cerrar la fractura con un descenso hasta volver a tener una
pendiente positiva y llegar a un valor estable o constante representando el momento
en que la fractura se cierra, manteniendose constante la velocidad de propagacién
durante el tiempo de cierre.

A mayor caudal se obtienen velocidades instantdneas de propagacion mayores con
valores de 131 ft/min, 125 ft/min y 104 ft/min, en los pozos A, B y C, respectivamente;

de igual forma, al tener mayor caudal las velocidades de propagacién estabilizadas al
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cierre de fractura son mayores también, con valores en los pozos A de 103 ft/min, en el
B de 81 ft/min y en el pozo C de 55 ft/min.

Una hipétesis probable esta relacionada con el médulo de Young, que es una medida
de la roca como tal; se podria decir que a mayor valor del modulo de Young se
presenta mayor resistencia de la roca lo que conlleva a una mayor velocidad de
propagacion de fractura, ya sea instantanea o estabilizada. El pozo A es el que tiene
mayor valor del médulo Young, esto es 4,52E+06 psi, considerandose alto; el pozo B
cuenta con un valor del médulo de Young de 2,54E+06 psi y el pozo C de 3,70E+06
psi, sobre el promedio; lo anterior significa que al requerirse mayor esfuerzo al

momento de fracturar, la velocidad de propagacion deberd ser mayor para propagarse
en la roca.

Figura 32

Velocidad vs tiempo en el caso 1 (Pozo A, Pozo By Pozo C)
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Nota. Comportamiento de la velocidad de propagacion en funcion del tiempo alternando tasas de

inyeccion.

La figura 32 exhibe el perfil de velocidad en escenarios de alta permeabilidad donde se
obtiene la velocidad instantanea de propagacién maxima, a mayor caudal para los
pozos A, B y C, con valores de 129 ft/min, 117 ft/min y 95 ft/min; por otro lado, se
obtienen velocidades de propagacion estabilizadas de 77 ft/min, 70 ft/min y 55 ft/min en
los pozos A, B y C, respectivamente. En este escenario de alta permeabilidad para los
pozos A, B y C disminuyé las velocidades de propagacion instantdnea y estabilizadas
con respecto a las permeabilidades iniciales debido a que a mayor permeabilidad se

genera alta transmision de flujo, limitando la velocidad de propagacion instantanea y
estabilizada en los pozos A, By C.
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Figura 33

Velocidad vs tiempo en el caso 2 (Pozo A, Pozo By Pozo C)
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Nota. Comportamiento de la velocidad de propagacion en funcion del tiempo alternando tasas de
inyeccion.

En la figura 33 se puede visualizar el perfil de velocidad en un escenario de baja

permeabilidad, a mayor caudal se observan velocidades instantaneas de propagacion

B y C de 127 122 y 85

respectivamente. Ademas, se obtienen velocidades de propagacion estabilizadas de 60

para los pozos A,

ft/min, ft/min

ft/min,
ft/min, 76 ft/min y 56 ft/min para cada uno de estos pozos. Por lo anterior, una
posible presuncion es que en escenarios de baja permeabilidad no permiten tener un
avance de propagacion a través de la fractura debido a su baja capacidad de

transmision de flujo, lo que obstaculiza tener dicha rapidez de propagacion.
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4. CONCLUSIONES

En el pozo A segun la Funcién G se requiere un mayor esfuerzo para fracturar la
formacion de interés por su alta de presién de fractura de 14.070 psi con respecto a los
pozos B y C con presiones de fractura inferiores de 2.109 psi y 2.613 psi; esto se debe
a la complejidad de las propiedades geomecénicas y poroelasticas del pozo A.

En el pozo A segun la Funcién G requiere de una mayor presion neta para propagar la
fractura y mantenerla abierta de 3.735 psi menor que la presion neta obtenida de los
pozos B y C de 693 psi y 731 psi respectivamente, debido a la complejidad de las
propiedades geomecdnicas del pozo A.

Se concluye en términos generales segun los andlisis de resultados de la informacion
de campo de los pozos se obtienen fracturas mayores al ancho al cierre de la fractura
en promedio de 0,6 in cuando la formacién es de baja permeabilidad en un rango de
0,001 mD-10 mD, porque el fluido de fractura permanece mas dentro de la fractura,
presentando una menor pérdida de fluido.

En términos generales, en los pozos A, B y C se tiene la tendencia de que al tener un
bajo razon de Poisson de 0,19 aproximadamente se obtienen anchos de fractura
mayores a 0,6 in, debido a que esta es una propiedad mecanica que describe qué tanto
se puede deformar una roca presentando menor resistencia al momento de ser
fracturada.

El pozo A, si se generan cambios en la geometria de fractura al alternar las
permeabilidades en zonas aledafias con muy baja permeabilidad de 0,001-0,01 mD a
permeabilidades altas en un rango de 500-15.000 mD obteniendo comportamientos
similares en estos rangos de permeabilidades con comportamiento de geometria de
fractura similar, sin embargo predomina que es una formaciéon mas profunda de 10.700
ft aproximadamente y presenta mayor contraste de esfuerzos en un rango de 10.400-

12.200 psi en las mencionadas formaciones aledafas.
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Cuando se utilizan diferentes permeabilidades de muy bajas de 0,001 mD a
permeabilidades superiores a 15.000 mD en las zonas aledafias la geometria de
fractura se mantiene o cambia en funcién de la profundidad de la formacion y del
contraste de esfuerzos en ella. Es asi como en el pozo B y C, debido a que presentan
esfuerzos similares de entre los 2.140-2.800 psi para el pozo A y 1.405-1.450 psi para
el pozo B y profundidades similares en promedio de 2800 ft no se presentan cambios
en el ancho de fractura en promedio de 0,30 in, ni en la altura de fractura en promedio
de 130 ft ; de igual forma, en el pozo C se mantiene sin cambios en el ancho de 0,29 in
en promedio y de altura de 180 ft; sin embargo, en el pozo B se presenta un
crecimiento en la longitud de fractura al alternar en la formacién superior de 0,017 mD y
en la inferior de 0,016 mD, en promedio de 116 ft.

Se observa a nivel general, en los pozos A, By C, que a caudales por encima de los 30
bpm se obtienen mayores velocidades de propagacion instantaneas en promedio de
120 ft/min y velocidades de propagacion estabilizadas en promedio de 80 ft/min debido
a gque estan directamente relacionadas.

En los pozos A, B y C a nivel general, la velocidad de propagacion, en escenarios de
muy alta permeabilidad en un rango de 7.000-240.000 mD disminuye debido a que la
roca presenta una alta transmision de flujo y propagacién a través de la fractura.

Se concluye a nivel general, que la velocidad de propagacion instantanea y estabilizada
es menor en escenario de muy baja permeabilidad en un rango de 0,001-0,25 mD en
los pozos A, B y C debido a que la velocidad de propagacion disminuye el avance de
propagacion de fractura por su baja capacidad de transmisién de flujo.

La velocidad de propagacion de fractura fluye de manera mas rapida a través de rocas
donde presenta permeabilidad de tipo moderada en un rango de 4-240 mD como lo son
las permeabilidades iniciales o base de los pozos A, By C.

Se puede concluir entonces que existe una tendencia que relaciona el modulo de
Young con la velocidad de propagacion asi: a mayor valor del modulo de Young por
encima de 4E+06 psi, mayor es la velocidad de propagacion; se analiza que al
presentarse mayor resistencia de la roca se realiza mas esfuerzo, lo que ocasiona que

la velocidad se propague mas réapido a través de la roca.
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GLOSARIO
Compresibilidad: es el cambio de presion por unidad de volumen inicial causado por
una variacion de presion en un material dado sobre un intervalo de presién y a una

temperatura fija [21].

Eficiencia de fluido: la relacion entre el volumen de fluido dentro de la fractura en el

cierre y el volumen total de fluido inyectado [22].

Esfuerzo de cierre: el esfuerzo que se aplica a la lechada de propante después de

gue se ha producido una fractura hidraulica [22].

Esquema de bombeo: proceso mediante el cual se inyecta el fluido y el propante

durante un proceso de fracturamiento [13].

Friccion de entrada de fractura: la pérdida por friccion que se produce entre la casing

y la fractura ocasionado por la friccion que ejerce el fluido de fracturamiento [22].

Geometria de fractura: describe las 3 dimensiones de largo, ancho y alto de fractura.

[1]

Leak off: la pérdida de fluido de una fractura creada hidraulicamente a la matriz del
yacimiento [22].

Minifrac: es una prueba de diagndstico de inyeccion de fluido realizado sin apuntalante
antes de una fractura hidraulica principal en la cual se construye una gréfica de presion

y caudales de la operacion [22].

Modulo de Young(E): la relacion entre el esfuerzo y la deformacion de un material que

sufre una deformacion elastica [23].
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Permeabilidad: es la capacidad que tienen las rocas de dejar fluir fluidos a través del

medio poroso [24].

Porosidad: es la capacidad que tiene una formacion de contener fluidos [24].

Presion de cierre: equivalente al esfuerzo horizontal minimo principal de la roca en el

yacimiento [22].

Presion de cierre instantaneo (ISIP): la presion observada inmediatamente después

del cierre después de un fracturamiento hidraulico [22].

Presién de extension de fractura: la presibn mas baja a la que se puede bombear

fluido a una fractura y mantener su propagacion o extension [22].

Presion de fractura: la presion requerida para iniciar una fractura en un pozo por

primera vez [22].

Presion neta: es igual a la presiéon de un fracturamiento hidraulico del fondo del pozo

menos la presion de cierre de la formacién [22].

Presién de poro: es la presion natural que ejercen los fluidos en los espacios porosos
de las rocas originada por los procesos geoldgicos de compactacion y depositacion
[21].

Presiéon de tratamiento de fondo de pozo (BHTP): la presion en el pozo mientras se
realiza un tratamiento de fracturamiento hidraulico en el yacimiento adyacente. [22]

Propante: arena que me apuntala fractura de tal manera que no se cierre. [1]

Razdn de Poisson(v): se define como la relacion entre la deformacién lateral y la axial

en condiciones de carga axial [19].
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Saturacion de agua: se define como el porcentaje del volumen poroso ocupado por

agua [24].

Tiempo de cierre: el tiempo medido desde el punto de cierre (shut in) necesario para

gue se cierre una fractura hidraulica creada [22].
Velocidad de propagacion: es la magnitud que establece la relacion entre el espacio

y el tiempo que recorre la fractura al momento de inyectar caudales a través de un

medio poroelastico y saturado de hidrocarburos. [25]
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ANEXO 1.
RECOMENDACIONES

Caracterizar la friccion de entrada de la fractura hidraulica, que es la fuente de muchos
problemas en un fracturamiento, analizando como es la composicion de friccion de los

disparos y la friccién cerca del pozo.

Identificar pozos con otro tipo de Leakoff tipo “Pressure dependent Leakoff’ y
‘Fracture tip extension” para estudiar diferentes comportamientos de Ila

permeabilidad de formacion.

Predecir el comportamiento de produccion de los pozos de tratamiento de fractura
hidraulica a partir del perfil de concentracién de propante y transporte de propante en
un simulador de yacimiento donde se modela el efecto del tratamiento de la

productividad del pozo.

Analizar el comportamiento de la permeabilidad y conductividad del propante de tipo
arena, resina y ceramico en funcién del incremento del esfuerzo efectivo durante un

tratamiento de fracturamiento hidraulico.

Estimar el coeficiente de Forcheimer para flujo turbulento no Darcy calculado a partir de
la permeabilidad de formacion utilizando los coeficientes de turbulencia a y b de Cooke.

Realizar una mayor cantidad de analisis de velocidad de propagacion para poder ser

relacionada directamente a través de un medio poroeldstico y saturado de
hidrocarburos.
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ANEXO 2.
FIGURAS MINIFRAC POZOS By C.

Figura 34

Minifrac Resumen de Inyecciéon (Pozo B)

Meas'd Btmh Press (psi) Slurry Rate (bpm)

[
[
=

1. Star Minifrac (4.0 min)
2. Stop Minifrac (12,0 min)
N 3. End of Shut-in (29,0 min) R
<40 Total injection test volume: 111,1 bhis 16,00
Average slurry rate: 13,8 bpm
1800 7 12
1200 F 8,000

300,09 N - 4,000

T T T 0.0
0,00 6,00 12,00 18,00 24,00 30,00

Time (min)

Nota. Descripcion del periodo de inyeccién de fluido y disminucién de presion del pozo B.
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Figura 35
Minifrac-ISIP (Pozo B)

3000

AT
200

2400

2100

1800

1500

— Meas'd Btmh Press (psi)

— Slurry Rate (bpm)

BH ISIP: 2109 psi

Surf ISIP: 1036 psi

ISIP Gradient: 0,388 psifft

Shut-in Time: 12 min

FRACPRO>

50,00

40,00

- 30,00

[ 20,00

[ 10,00

0.0

10.00

11,00

12,00
Time (min)

14.00 15,00

Nota. ISIP, momento en que se cierra la bomba y la presion empieza a declinar (pozo B).
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Figura 36
Minifrac-Log-log (Pozo B)
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it __/,4*"' et BH Closure Stress: 1422 psi
s ’ Closure Stress Gradient: 0,599 psi/ft
- ! > o
L~ ¥ . Surf Closure Pressure: 351 psi
: o Closure Time: 11,9 min
- Pump Time: 8,1 min
1 Implied Slurry Efficiency: 47,5 %
Estimated Net Pressure: 637 psi
4 ;‘
f
¥ T Y Y Y Y ¥ Y

2,100 0.200 0,500 1.000 2000 S.000 10.000 2000 5000 100.00

Time (min)

Nota. Representa la presidn delta medida y su derivada de presion delta medida (T < d / dt)
en funcién del tiempo para el pozo B.
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Figura 37

Minifrac-Raiz cuadrada (Pozo B)

(d/dt) Treating Pr (psi)

0,0

EH Closure Stress: 1409 psi
Closure Stress Gradient: 0,593 psilft
Surf Closure Pressure: 338 psi
Closure Time: 12,0 min

Pump Time: 8,1 min

Implied Slurry Efficiency: 47,7 %
Estimated Met Pressure: T00 psi

FRACPRO>

40
Time (min)

Nota. Describe de la disminucion de la presién frente a la raiz cuadrada del tiempo de

cierre para el pozo B.
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Figura 38

Minifrac-Resumen de inyeccién (Pozo C)

— - Meas'd Btmh Press (psi) —— Slurry Rate (bpm) _—
FRACPRO>
1. Start Minifrac (2,3 min)
2. Stop Minifrac (7,8 min)
2800 1 3. End of Shut-in (19,8 min) L 1600
Total injection test volume: 35,3 bbls
Average slurry rate: 17.3 bpm
2100 7 I 12.00
1400 - 6,000
700,01 F 4,000
.0 - : - . 0.0
0,00 4,00 8,00 12,00 16,00 20,00
Time (min)

Nota. Descripcion del periodo de inyeccién de fluido y disminucién de presién del pozo C.
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Figura 39
Minifrac-ISIP (Pozo C)
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BH ISIF: 2613 psi

ISIP Gradient: 0,839 psiift
Surf I5IF:1268 psi
Shut-in Time: 7,8 min

- - —_— —
—— — TS
T — e
-
B —_— ~ e e e

FRACPRO>

T

Time (min)

Nota. ISIP, momento en que se cierra la bomba y la presion empieza a declinar (pozo C).
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Figura 40
Minifrac- Log-Log (Pozo C)

— Measured Delta Pressure (psi) — (T-d/dt) Measured

EH Closure Stress: 1881 psi

son0 Closure Stress Gradiens: 0,604 peifft
o Surf Closure Pressure: 537 psi

|| Closure Time: 4.2 min

Pump Time: 5.5 min
Implied Slurry Efficiency: 35,0 %
Estimated et Pressure: 732 psi

——
EE
—
-
—
-
-
e

[e]
(=]

0,172 0,344 0,861 1722 3,443 8,608 17,22
Time (min)

Nota. Representa la presion delta medida y su derivada de presion delta medida ((T  d / dt)
en funcion del tiempo para el pozo C.
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Figura 41

Minifrac- Raiz cuadrada (Pozo C)

eas'd Btmh Press (ps (d/dt) Treating Pr (psi)
—_ FRACPRO>
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BH Closure Stress: 1885 psi
Closure Stress Gradient: 0,605 psift
Surf Closure Pressure: 541 psi -
Closure Time: 4,1 min -"--.,__l
Pump Time: 5,5 min o |
E Implied Shurry Efficiency: 34,9 % = i
Estimated Met Pressure: 728 psi T T—
ey
-~
~
T
-
) ~
Y Y ¥ y
0,0 3,0 6,0 9.0 12,0
Time (min)

Nota Describe de la disminucion de la presion frente a la raiz cuadrada del tiempo de cierre
para el pozo C.
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