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Recuperacion
mejorada

en escenarios
de shale oil

Por Marcelo Crotti, Inés Labayény Fernando Tuero

Las herramientas para la toma de decisiones en Ingenieria de Reservorios
se halla en etapa de desarrollo pese a los avances ciertos en materia de
recursos no convencionales. Sin embargo, la tendencia es generar mejores
herramientas de analisis con mayor cantidad de variables que permitan
un analisis exhaustivo en este tipo de reservorios.
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pesar del gran avance en la exploracion, la caracteri-

zacibn, y la explotacion de recursos no convenciona-

les, en particular, la de los denominados de arcillas
compactas o shales, las herramientas de Ingenieria de re-
servorios alin estan en una etapa temprana de desarrollo,
aplicabilidad y representatividad.

En estos Gltimos aflos, en general, se observa un gran
esfuerzo para construir mejores herramientas de analisis
que permitan incorporar los fenémenos fisicos (difusion,
adsorcion, efectos geomecanicos, etcétera) y, en particu-
lar, una apreciacién univoca respecto de la importancia
que cobran los fenémenos capilares y de imbibicién en
estos reservorios de baja permeabilidad (Takahashi, 2009;
Wang, 2013; Kazemi, 2015).

Componentes del shale

Existe una extensa referencia a la literatura técnica so-
bre la caracterizacion de los reservorios shales; sin embar-
go, en este caso en particular, nos enfocaremos en los ele-
mentos salientes necesarios para describir los fen6menos
que se desean analizar.

Haciendo una abstraccion respecto de los fenémenos
que dominan el flujo en este tipo de reservorios podemos
simplificar lo que denominamos “Reservorio shale” en
cuatro componentes principales (Wang y Reed, 2009):

® Matriz organica: conformada por un sistema poral

disperso. En general, hay cierta evidencia y un con-

senso en la industria que sostiene que es la zona que

contiene los poros de mayor didmetro (macro y micro

poros) correspondiente al kerégeno. Se asume que sera

mojable por petroleo y que representa un porcentaje

menor de la porosidad total del sistema.

® Matriz inorganica: formada por una compleja red

poral de didmetros variables (micro y nano poros) que
contiene el mayor volumen poral y, eventualmente,
con una importante saturacién de hidrocarburos, pro-
ducto de la generacién y micro migracién. Una hipo-
tesis importante es que sera mojable al agua, por ende,
sus presiones capilares serian de magnitud considera-
ble respecto de otras fuerzas actuantes. En conjunto
con la matriz organica, conforman lo que se denomi-
na “matriz”, con gran capacidad de almacenamiento,
gran variabilidad de diametros porales, baja producti-
vidad y doble mojabilidad.
Sistema de fracturas/fisuras naturales: con-
forman una porcién poco significativa del volumen
poral total (Johri, 2013) pero representan una red de
alta permeabilidad que interconectan la matriz con la
fractura hidraulica de la estimulacion.
Fractura hidraulica: esta red de fracturas, generadas
durante el tratamiento de estimulacion por fracturamien-
to hidraulico, es la responsable de construir un vehiculo
de interconexion de las fracturas/fisuras naturales con el
pozo. Solo la matriz cercana o en contacto directo con
esta fractura constituye el reservorio propiamente dicho.

Imbibicion, motor del fendbmeno

En la vida cotidiana, es muy comtn encontrarse con
procesos de imbibicién espontanea de un fluido en un me-

dio poroso (por ejemplo, una servilleta de papel secando
una bebida derramada). Adicionalmente, la investigacion
de estos fendmenos son de gran relevancia, ya que encuen-
tran importantes aplicaciones practicas en diferentes in-
dustrias, como la produccién de petrdleo y gas, secuestro
de CO,, industria textil de alta competicién, tratamiento
de suelos, etcétera (Mason y Morrow, 2013).

Conceptualmente, la imbibicién es un proceso mo-
tivado por fuerzas interfaciales, entre fluidos inmiscibles
ocupando un mismo medio poroso y resistido por fuerzas
viscosas. La interaccién de estos factores marca el ritmo
resultante y la intensidad del proceso de imbibicion. El
medio poroso, con su geometria interna compleja, puede
transportar en su interior dos o mas fluidos, los cuales in-
cluso pueden movilizarse en direcciones opuestas al mis-
mo tiempo (imbibicién en contracorriente, figura 1).

Aire [no mojante)

Papel absorbente

Burbiijas de aire

Figura 1. Experimento simple de imbibicion en contracorriente. El café (fase
mojante) “trepa” por el papel absorbente (medio poroso) desplazando el aire
(fase no mojante) de sus poros. Cuando la presion dentro del tubo de ensayo
es suficiente, el aire percola por el papel, burbujeando por la parte inferior
del tubo de ensayo.

Hechos “anecdoticos”

Por un lado, la estimacién de reservas y recursos se ba-
san en gran medida en métodos empiricos (analisis decli-
natorio) y requieren una importante cantidad de estadisti-
ca e informacioén histérica para su validacion (Lee, 2011).

Por otro lado, los perfiles de produccion esperables tie-
nen una firma caracteristica con altas producciones inicia-
les y marcadas declinaciones, y la recuperacion final de
estos proyectos esta basada casi inicamente en produccion
primaria (depletacién) con muy pocas indicaciones de in-
cluir procesos de recuperacién mejorada como practica
habitual.

De hecho, el estado del conocimiento esta tan lejos de
ser maduro, que muchas veces se tienden a catalogar de
“hechos anecddticos” algunos resultados significativos en
vez de tener una explicacion concreta y vinculada con los
fenémenos fisicos subyacentes (Crotti, 2014).

Muchos operadores han informado a lo largo de los
altimos afios, y en forma repetida en algunos yacimientos
no convencionales, varias de las siguientes “anomalias”:
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® Bajas recuperaciones del agua utilizada durante el
tratamiento de estimulacion (flowback). Es frecuente
recuperar entre el 20% y el 50% durante la etapa de
flowback (King, 2010).
® Producciones tempranas de petr6leo (a veces, en pocas
horas) aun cuando no se ha recuperado un porcentaje
sustancial del tratamiento de estimulacion (Wang y
Leung, 2015).
Arcillas con baja saturacion de agua, para las cuales se
acufian términos como “deshidratadas”, “sub-irredu-
cibles o “sedientas” (Bertoncello, 2014).
Productividades correlacionadas positivamente con la
cantidad de agua de flowback retenida y la necesidad
de incluir una presién mayor en el ajuste historico
(Herrero y Maschio, 2014).
Répida salinizacion del agua del tratamiento (original-
mente dulce) (Laughland, 2014).

Este conjunto de caracteristicas se podria resumir di-
ciendo que en funcion de datos de laboratorio y de nume-
rosos hechos documentados como anomalias en la pro-
duccidn, la baja saturacién de agua en el medio poroso,
junto con la retencién del agua de estimulacién, parecen
combinarse para favorecer la producciéon de estos pozos.
De hecho, muchos operadores informan resultados simi-
lares al de Wickstrom (2013): “Predominan también bajos
niveles de saturacion de agua (5-20%) y los procesos ‘mo-
jones’ posteriores parecen funcionar muy bien”.

Si esto se interpreta como asociado a fenémenos capi-
lares, parece posible aumentar los factores de recuperacion
fomentando especificamente los procesos de imbibicion
mediante operaciones de inyeccion ciclica de agua en es-
cenarios shale oil.

Modelo fisico (de laboratorio)

En una primera aproximacién, para evaluar de manera
cualitativa el fendmeno de imbibicién en contracorriente, se
construyé un modelo “fisico” en laboratorio mediante una
celda visual rellena con dos medios porosos de esferas de vi-
drio de diferentes tamarios (buscando emular una fractura
de alta permeabilidad y una matriz de menor permeabili-
dad). El anico punto de entrada y salida es un “pozo” ubica-
do en el angulo inferior izquierdo de la misma (Figura 2). Ini-
cialmente, se saturd el conjunto (fractura y matriz) con agua
al 100% y se desplaz6 hasta agua irreductible (Swi) con una
fase de hidrocarburos (color rojo) intentando reproducir el
estado de explotacion en el cual podria encontrarse un pozo
produciendo solo petroleo seco. Una vez logrado el estado
inicial, se incorpord agua dulce en el recipiente en contacto
con el pozo y se observd como el agua llegaba a inundar la
matriz de menor permeabilidad y era “arrastrada” mientras
desplaza al petréleo en contracorriente. En este proceso la
“matriz” incorpora el agua que aporta la “fractura” mien-
tras que el petroleo es expulsado hacia la propia fracturay, a
través de ella, hacia el depo6sito originalmente lleno al 100%
con agua (destacado en la Figura 2 con una flecha amarilla).

Si bien esta prueba no es cuantitativa y carece de esca-
labilidad, brinda una comprobacion y fécil visualizacion
del fenémeno de imbibicion y de la distribucién esponta-
nea de fluidos en medios altamente heterogéneos.
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Figura 2. Celda visual con relleno de medio poroso con alto contraste

de permeabilidad, intentando reproducir una matriz (baja perm) y una
configuracién simple de una fractura (alta perm). En el estado inicial

se encuentra en Swi y saturado en fase hidrocarburo (color rojo). Puede
observarse como el agua del recipiente en el tnico pozo abierto es
“arrastrada” por imbibicion y desplaza al petréleo intercambiandolo por
agua, observandose un sobrenadante de fase oleosa al fin del experimento.
Referencia: So = Saturacién de petréleo.

Modelo numérico

Objetivos
Ya que no existen ejemplos reales documentados de
una metodologia de explotacion por ciclos de inyeccion de
agua en reservorios no convencionales, resulta de interés
utilizar un modelo numérico 3D para:
¢ cuantificar los beneficios esperables,
® optimizar los pardmetros de disefio para casos que re-
flejen configuraciones reales de pozos y caracteristicas
propias de Vaca Muerta.

El panorama actual

El modelado numérico de este tipo de reservorios ha
evolucionado rapidamente en los Gltimos afios como con-
secuencia del constante incremento de informacion dispo-
nible de pozos, historia de produccién y presiones, mayor
conocimiento del subsuelo y un claro esfuerzo respecto de
la adquisiciéon de datos (imagenes, microsismica, ntcleos
corona, etcétera).

A pesar de ello, aiin no existe un consenso claro respec-
to de las mejores practicas para simular estos complejos
reservorios.

Por un lado, se utilizan métodos analiticos simples del
tipo Curvas declinatorias o “RTA” ajustando datos his-
toricos de produccién y presion y resolviendo al sistema
“Reservorio + Red de fracturas” y ajustando geometrias
equivalentes a patrones regulares de fracturas y areas de
influencias, deduciendo lo que se conoce como SRV (Sti-
mulated Reservoir Volume). Este acercamiento, si bien es
bastante criticado por su simplicidad y carecer de utilidad
a la hora de optimizar los parametros de estimulacion hi-
draulica, es utilizado para la estimaciéon de reservas y la
optimizacion de espaciamientos entre pozos.

Por otro lado, también se dispone de modelos numéri-
cos en los cuales se modela mediante grillas 3D, de manera
explicita, la red de fracturas (naturales e inducidas artifi-
cialmente por el tratamiento hidraulico). Dentro de esta
categoria, algunos autores siguen abogando por lo “con-
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Figura 3. Configuracion de grilla y modelado conceptual de fracturas.

ceptual”, es decir, geometrias simples y propiedades ho-
mogéneas mientras otros han logrado avanzar més alla e
incluir una representacioén explicita de las heterogeneida-
des de la matriz, la red de fracturas naturales preexistentes
o DEN (Discrete Fracture Network), la geomecanica y la inte-
raccion de todo lo anterior con el tratamiento de estimu-
lacion hidraulica. Este acercamiento permite una mayor
comprension de los fenémenos y sus interacciones aunque
también presenta sus simplificaciones (por ejemplo, el ta-
mafio de grillado a la hora de representar las fisuras y las
fracturas, el tipo de ecuaciones de flujo que resuelve, la
falta de datos respecto de curvas de permeabilidad relativa
y las presiones capilares, entre otras). Como conclusién, y
al igual que en los casos de reservorios convencionales, no
hay una receta tinica para el modelado numérico y el pro-
blema deberé encararse de acuerdo con el objetivo que se
busque, la precision y la suficiencia de los datos de entrada
y la capacidad y los recursos con los que se cuente.

El gran desafio de la simulacién, ademads de representar
el reservorio+fractura+pozo, sera incluir todos los procesos
involucrados y ajustar razonablemente las respuestas de
produccion y presiones histéricas. Esto incluye (i) repre-
sentar desde el estado de presiones, stress y saturacion ini-
cial hasta la distribucién espacial de la DFN y sus propie-
dades, (ii) el tratamiento de estimulacidn, (iii) el periodo
de flowback y (iv) la produccién con sus eventuales cierres,
aperturas y cambios en las condiciones de operacion.

Si bien existen varios intentos documentados en esce-
narios shale oil, tanto de herramientas comerciales como
de nuevos desarrollos de simuladores, para lograr la mejor
representacion y el ajuste, son muy pocos los que incluyen
el ajuste en la misma corrida de todo el proceso (o al me-
nos no se encuentran claramente documentados).

Metodologia

Debido a la falta de modelos especificos desarrollados,
en este trabajo se emple6 una herramienta de modelado
convencional a la que se le incorporaron parametros ade-
cuados para contemplar las siguientes caracteristicas no-
convencionales:
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® Fracturas de volumen y capacidad de flujo variable,
compatibles con los volimenes de agua y agente sos-
tén empleados

® Geometrias de flujo lineal hacia las grandes &reas de
contacto generadas durante las etapas de fractura.

® Consideracion especial del impacto de las fuerzas capi-
lares mediante curvas de imbibicion y drenaje (varios
miles de psi).

® Curvas de permeabilidad relativa de drenaje e imbibi-
cion adecuadas.

De este modo, se opté6 por un modelo numérico 3D
con grillado logaritmico, dos regiones (fractura y fractura)
homogéneas e isétropas, una geometria de fractura planar
simple, flujo bifasico (por encima del punto de burbuja),
areas equivalentes de fractura ajustadas con el analisis RTA
en flujo lineal, dos sets de curvas de modificadores de com-
presibilidad y transmisibilidad en funcién de la presiéon de
confinamiento, incorporacién de histéresis y dos sets de
funciones de saturacién y presiones capilares para cada re-
gion (matriz y fracturas).

Construccion del Modelo 3D

Se construyé un modelo de pozo y sus inmediaciones
en un simulador numérico 3D, black oil, explicito (origi-
nalmente en Exodus 3D® y luego fue replicado en IMEX®
de CMQG).

Se busco utilizar datos de entrada representativos res-
pecto de las propiedades de Vaca Muerta (Fernandez Ba-
dessich, 2014).

A continuacién se enumeran las mas relevantes:

Grillado 3D
® Cartesiano tipo “Tartan” (Figura 3)
¢ DX, DY, DZ refinamiento logaritmico
® Porosidad simple, permeabilidad simple
® Dos regiones (estructuras y matriz)
¢ Histéresis (drenaje e imbibicion)

Pozo
® Horizontal de 500 m de rama lateral
® Profundidad TVD de 2.300 m

Fracturas

Planares, ortogonales al pozo

Cinco etapas (1 plano por etapa)

Espaciamiento de 100 m

Dimensiones (alto = intervalo de ht de 100 m, ancho =

Xf de 150 m y espesor = Wd=0,024 m)

* Area de 60.000 m*/etapa (ajustado con andlisis de flujo
lineal del RTA)

¢ Perm (x=y=z) de 2.000 mD y PHIE = 25%

Matriz:
® Perms (x=y=z) de 500 nD original y 200 nD luego (nece-
saria para el ajuste)
® Porosidad efectiva (PHIE) de 6,5%

Fluidos y roca
® Black oil (Rs= 150 m3/m?®y API= 459)
® Pi= 8.000 psi, Pb= 3.300 psi, Ti = 100 C°
* Boi= 1,45, Bwi= 1
® Muo= 0,55 cP, Muw= 0,4 cP
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Figura 4. Funciones de saturacion adoptadas (drenaje en lineas llenas e imbibicion en lineas de puntos).

® Funciones de saturacion (Figura 4)

® Compresibilidad y transmisibilidad variable con presion
de confinamiento

Tratamiento, flowback y produccion

¢ Vol. Iny. Total = 2.500 m?*/etapa y 30 Msack/etapa

® 6 h tratamiento y 5 dias de cierre

® Porcentaje de retencion de fluido de aproximadamente
70% del inyectado

® Periodo simulado: 200 dias

Ajuste histérico

Se cargaron los datos historicos de presiones en boca
(WHP) y mediante una correlacion de flujo vertical se esti-
mo la presion de fondo resultante (BHP). Adicionalmente,
se cargo tanto la inyeccién y presion del tratamiento de
estimulacién como la produccién de petréleo y agua in-
cluido el periodo de flowback (Figura 5).

= = Np = Hist. Np

Hist. SHP (Bar) e Hist. Wp

A »-Estimulacién (Fractura)

Caudales y presiones

Puede observarse como rapidamente la produccion de
agua cae y el pozo produce “seco” a pesar de solo haber recu-
perado en ese momento un bajo porcentaje del fluido inyec-
tado durante la terminacioén (alrededor del 20% del total, en
linea con datos tipicos encontrados en la literatura respecto
de los shale plays de América del Norte (King, 2010).

El ajuste se logr6é modificando levemente las tablas de
compresibilidad variable, manteniendo las funciones de
saturacion originalmente incluidas y reduciendo la per-
meabilidad de matriz de 500 nD originalmente planteada
a 200 nD.

Nota aclaratoria: el hecho de realizar el ejercicio de ajus-
te no implica que los autores consideren que han podido
representar la “realidad”. Cabe aclarar que este ejercicio no
solo es una version de ajuste entre muchas posibles, sino
que también proviene de un modelo altamente simplifica-
do, por lo que atin contiene un alto grado de incertidum-
bre. No obstante, consideramos que hay un punto que si

= = Winy (m?3) —— BHP (Bar)

Wp

Se logra reproducir el 80%
de retencién del Flowback

Periodo de cierre (soaking)

—____~

Tiempo

Figura 5. Historia de produccion, presiones y ajuste histérico. Notese que se reproduce tanto el tratamiento de estimulacién como la produccion de
petréleo, presiones y la merma en produccion de agua. (Hist=Histérico, Np=Acumulada petréleo, Wp=Acumulada de agua, Winy=Acumulada de inyeccion,
BHP=Presion de fondo).
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vale la pena rescatar: el hecho de que si no se incorporan
efectos capilares importantes, (de al menos 2000 psi) como
una de las principales fuerzas intervinientes, resulta casi
imposible reproducir las tempranas producciones de pe-
troleo y la retenciéon de agua de flowback. Lo anterior im-
plica una pauta importante a la hora de evaluar el ajuste y
su utilidad como un indicador, al menos cualitativo, de la
representatividad de los 6rdenes de magnitud de los para-
metros resultantes y de la importancia de considerar estas
fuerzas en cualquier analisis de simulacion.

Caso base

Con el fin de tener un punto de
referencia para comparar los resul-
tados obtenidos y dimensionar el
posible “premio” (recuperacién in-
cremental de petroleo) se construyd
el Caso base. El mismo considera la
continuacién de las condiciones de
operacion del altimo dato de histo-
ria controlado por caudal y luego por
minima BHP (presion de fondo igual
a la presion de burbuja para evitar el
flujo bifasico en fondo). El Caso base
tiene una recuperaciéon total a 10
afios (EUR_10) aproximada de 25 km?
(veinticinco mil metros ctibicos).

Propuesta de mejora de recuperacion

La propuesta actual es utilizar las
fuerzas capilares como motor del in-
tercambio de agua por petroleo en las
inmediaciones de la red de fracturas,
mediante la inyeccién de agua a pre-
sion. Para obtener lo expresado ante-
riormente, se propone la realizacion
de ciclos alternados de inyeccion y
produccion (Figura 6) compuestos por
tres etapas:

(i) Inyeccién a presién (inferior
a la de fractura)

(i) Cierre o “soaking”

(iii) Produccién

Analisis de sensibilidad
De acuerdo con lo que se puede
observar en la figura 6, existen al me-
nos cinco parametros de disefio para
los ciclos propuestos, de los cuales
dependera el resultado de la recupe-
raciéon incremental. Estos son los si-
guientes:
* t,,; Tiempo de inyeccion (o Vo-
lumen) de agua
® T, uing Tiempo de cierre
L S Tiempo (o Volumen) de
produccion luego del cierre hasta
el proximo ciclo
* n: Namero de ciclos

Si bien se sobreentiende que la seleccion de estos para-
metros dependera de las caracteristicas del reservorio (he-
terogeneidades, volimenes, permeabilidad, funciones de
saturacion, fluidos, condiciones de operacion, etcétera) es
interesante para el andlisis, estimar rangos 6ptimos para
cuantificar el incremental esperable en una situacién si-
milar a un posible desarrollo en la ventana de petrdleo en
Vaca Muerta.

Se realizaron diferentes corridas modificando los para-
metros mencionados de manera lineal (uno a la vez) y se
definieron los rangos 6éptimos comparandolos respecto del
valor presente del incremento respecto del Caso base (DEUR
descontado al 10% anual). En la figura 7 se muestra a modo
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Estimacion

/inicial

Caudales

Oil

Agua

Ciclo propuesto

1

(311312)
Buyeos,

inicial

prod t

Figura 6. Esquema de tratamiento original y ciclos propuestos (verde indica caudales de petréleo; azul, de agua producida y magenta, de agua inyectada. La
“Estimulacion inicial” representa la terminacién del pozo por fractura hidraulica con propante).

de ejemplo el resultado del analisis para el t o oaking TRIENLTAS

que los resultados del resto se resumen en la tabla 1.

Parametro tinj tsoaking tp n
(dias) (dias) (dias) (ciclos)

Rango 0,5-2 25-30 100-160 12-17

Valor adoptado 1 30 150 15

Tabla 1. Resultados del anélisis de sensibilidad.

Para la evaluacion del nimero de ciclos 6ptimo se obser-
v6 que para un rango amplio de n, el incremento de recupe-
racion crecia pero cada ciclo sufria una cierta “degradaciéon”,
es decir, para un mismo ¢,y t_ ., el DEUR era cada vez
menor (curva azul en Figura 8). Por lo anterior, se asumi6
un costo de intervencién determinado y se calculd el Valor
presente (NPV_10) del incremento, observandose un rango
6ptimo alrededor de 15 ciclos (curva verde en la Figura 8).

Claramente, la relaciéon entre estos pardmetros no es
lineal y la seleccién de uno afectara el comportamiento
del resto. No obstante, en esta primera instancia, se estima
que una aproximacion lineal es razonable para cuantificar
el incremento y juzgar su importancia como método de
recuperacién mejorada.

3200

3100+
_--0-9.
.’ ‘
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2900+
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VP D EUR (m3)

2700
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Figura 7. Andlisis de sensibilidad del £ . (tiempo de cierre).
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Figura 8. Anélisis de sensibilidad del n (nimero de ciclos).

Resultados

De acuerdo con los resultados del andlisis de sensibili-
dad se corri6 un caso con los valores centrales de los ran-
gos Optimos y se compar6 con el Caso base.

En la figura 9, se observan las curvas de caudales de
produccion y acumuladas de petroleo, para ambos casos,
en verde el Caso base y en rojo punteado el Caso optimiza-
do. Los sucesivos incrementos obtenidos por intercambio
resultan no solo en una aceleracion, sino también en una
incorporacion de recursos incrementales de mas del 40%
del EUR del Caso base.

Lo anterior implica un potencial importante, ya que
permitiria mejorar tanto el perfil de produccién como la
recuperacion final de este tipo de recursos que muchas
veces tienen rentabilidades marginales, debido a las bajas
recuperaciones y las altas inversiones involucradas, trans-
formando recursos en reservas.

Existen ademas ciertas ventajas adicionales asociadas a
la aplicacion de esta tecnologia, que si bien no se cuantifi-
caron en este andlisis preliminar, vale la pena mencionar:

® El hecho de mantener presurizado el entorno hace que
se produzca el pozo en régimen monofésico (por en-
cima de Pb).
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- f | Whe——
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-

Figura 9. Resultados de corrida optimizada.

® La inyeccién de un fluido abre la posibilidad de dosifi-
cacion de posibles tratamientos para mitigar la corro-
sion y la depositacion de parafinas, un desafio impor-
tante en Vaca Muerta (Martinez, 2015).

La cualidad “bidimensional” de estos reservorios per-
mitirian acceder a la totalidad de los mismos de ma-
nera cuasi inmediata a través de la red de fracturas de
alta conductividad para tratamientos de estimulacion
quimica (acidificacion, tensioactivos, etcétera).
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Conclusiones

Se propone una técnica de recuperacion mejorada de
petroleo en escenarios shale oil, basada en la inyeccion de
pulsos de agua, que podria mejorar el perfil de produccién,
lograr incrementos importantes en la recuperacion final
de petroleo y mejorar las condiciones de operacion de los
pozos en escenarios shale oil.

Para sustanciar esta afirmacion, se construy6é un modelo
fisico (cualitativo) en laboratorio para comprobar el fenéme-
noy se construyo y ajusté un modelo de pozo mediante un si-
mulador numérico 3D conceptual black oil con la incorpora-
cién de los fendmenos capilares, histéresis y cuyos rangos de
propiedades son similares a las encontradas en Vaca Muerta.

Se simularon los procesos propuestos para distintos pa-
rametros de disefio y se realiz6 un analisis de sensibilidad
para optimizar el tratamiento.

La implementacién de la técnica propuesta bajo los su-
puestos obtenidos luego de la optimizacion, permite cuan-
tificar incrementales de petréleo de mas del 40% respecto
del Caso base (definido como la continuacién de operacio-
nes sin el tratamiento propuesto).

Adicionalmente, la aplicacién de esta técnica permiti-
ria, en cada ciclo de inyeccién, acceder al sistema pozo +
reservorio de manera cuasi inmediata a través de su red de
fracturas y mejorar problematicas operativas actuales, como
la depositaciéon de parafinas, la corrosiéon y/o pérdidas de
productividad por caidas en la presion y las posibilidades de
estimulacion quimica durante los ciclos de inyeccion.
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