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RESUMEN

Debido a la situacién econémica de la industria petrolera del 2009 (caida del
precio del barril de crudo), las compafias operadoras de la cuenca Talara se
vieron forzadas a disminuir y/o suspender sus actividades de perforacion.

Bajo ese contexto, la compafia operadora del Lote VII/VI quien estaba
interesada en desarrollar formaciones someras tuvo que descartar la idea de
perforar pozos nuevos y buscar alternativas mas econémicas que le
permitieran aprovechar pozos antiguos para el desarrollo de las mismas.

Los pozos antiguos que podrian ser intervenidos para tal fin, no contaban con
el aislamiento hidraulico necesario para desarrollar las formaciones de interés.

A fin de superar la falta de aislamiento hidraulico, se elaboré un programa de
trabajo para reacondicionar dichos pozos con el uso de una unidad de tuberia
flexible. El programa cubria en lineas generales los siguientes puntos:

e Crear sellos hidraulicos superiores e inferiores adyacentes a las zonas
de interés mediante cementaciones secundarias.

e Crear las perforaciones necesarias de las zonas de interés.

e Fracturar hidraulicamente las zonas de interés.

e Limpiar la arena remanente en pozo después del fracturamiento
hidraulico.

Siguiendo el programa establecido, se intervinieron 20 pozos entre mayo y
diciembre del 2009.

Producto de dichas intervenciones se logré6 una produccion acumulada
adicional de 49807 bls en el primer afio posterior al proyecto.

El presente documento detalla de manera ordenada el desarrollo del proyecto
antes mencionado a fin de documentar los resultados obtenidos y establecer
una guia de referencia para aplicaciones posteriores.



1.

INTRODUCCION

La cuenca de Talara es una de las cuencas de mayor importancia en la
industria petrolera del Peru. Esta se encuentra localizada en el Noroeste
Peruano y tiene una extension de 4.2 MM Acres aproximadamente.

A ella se le atribuyen las mayores reservas de hidrocarburos de la costa
peruana y ha sido escenario de una intensa exploracién y explotacién desde
el siglo XIX, cuando se perfor6 el primer pozo petrolero en Talara, hacia el afio
1889.

Debido al alto grado de actividad transcurrido desde entonces, muchas de sus
principales formaciones productivas se encuentran depletadas; lo cual ha
despertado, en las compafilas que operan en dicha cuenca, un repentino
interés en horizontes productivos someros que en el pasado fueron
considerados secundarios.

Inicialmente se pensaba que estas formaciones habian sido drenadas por
pozos vecinos. Hoy mediante la elaboracion de secciones estructurales se ha
determinado que muchas de las formaciones, que se creian depletadas, se
encuentran en bloques independientes y por tanto representan zonas de alto
potencial productivo.

Existen dos formas para confirmar y/o desarrollar dichos horizontes
productivos, perforar pozos nuevos o reacondicionar pozos antiguos.

La perforacién es una operacion muy costosa y de alto riesgo, debido a la
variedad de estructuras geoldgicas presentes en la zona; mientras que el
reacondicionamiento de pozos antiguos ofrece una alternativa bastante
atractiva si se desarrolla adecuadamente.

Para campos maduros, como es el caso, el método mas adecuado para el
reacondicionamiento de un pozo, sera aquel que ofrezca las mejores ventajas
técnico-econdmicas y se desarrolle de la manera mas practica en el menor
tiempo posible.

Buscando encontrar un método que cumpla con dichos requisitos, se plante6
usar la tecnologia que brinda una unidad de tuberia flexible para
reacondicionar los pozos donde se deseaban desarrollar dichos horizontes
productivos someros.



2. ANTECEDENTES

De las cuencas sedimentarias existentes en el Perq, la cuenca de Talara ha
sido la mas explotada de todas, la cual esta conformada por diferentes
horizontes productivos como el Grupo Amotape, Basal Salina, Mogollon,
Parifias, Ostrea, Echin ocyamus, Lutitas Talara, Verdun, entre otros.

Debido a la madurez de esta cuenca, muchos de estos horizontes se
encuentran actualmente depletados. Sin embargo, existen otras formaciones
productivas que inicialmente no fueron consideradas como parte de los
objetivos y que recientemente resultan atractivas.

Muchos pozos viejos, la mayoria de los cuales se encuentran abandonados,
se podrian aprovechar para explotar estas formaciones. Sin embargo, existe
un fuerte impedimento para su aprovechamiento:

e La ausencia de aislamiento hidraulico, debido a que el tope de cemento se
encuentra por debajo de las formaciones productivas someras.

A fin de superar este impedimento y poder desarrollar algunas de estas
formaciones, en el Lote X se efectuaron trabajos de reacondicionamiento de
pozos que permitieron recuperar reservas en el orden de 400000 bbl de
petrdleo.

Los trabajos incluyeron cementaciones secundarias mediante técnicas
revolucionarias para su epoca. Estos trabajos fueron descritos en el Articulo
Técnico escrito para el Ingepet del Afio 1996, INGP-2-32.

El desarrollo de la tecnologia ha traido consigo herramientas mas practicas
gue han permitido mejorar las técnicas convencionales.

Internacionalmente la unidad de Tuberia Flexible ha demostrado su eficiencia
y eficacia en los distintos trabajos que es capaz de realizar; en lo concerniente
a las remediaciones con cemento destaca por la minimizacion de la
contaminacion del cemento durante su colocacion, su rapidez y su bajo costo.

El articulo técnico SPE 15104, describe la técnica de Cementacion Forzada a
través de Unidad de tuberia flexible usada en el Campo de la Bahia de
Prudhoe. El proceso consistié en la contaminacion in situ del cemento dejado
en el pozo después de la cementaciéon forzada, luego de lo cual el cemento
contaminado fue circulado fuera del pozo eliminando la necesidad de rotar o
moler cemento. De esta manera no fue necesaria la utilizacion de un equipo
de “Workover”.



La misma técnica de contaminacion fue empleada en el Campo Greater
Burgan de Kuwait en los trabajos de cementacion forzada realizados como
parte de las operaciones de Control de Agua de dicha zona. El trabajo es
descrito en el Articulo Técnico SPE 78492.

Asimismo nuevos logros fueron registrados en el Golfo de México, donde la
técnica fue desarrollada bajo circunstancias nunca antes presentadas. El
trabajo de cementacién forzada fue desarrollado a 18600 ft, con una
temperatura de fondo de 326 °F, 12000 psi de presion de bombeo y 9000 psi
de presién de estrangulamiento en el retorno en un ambiente de H2S y CO2.
Este trabajo esta descrito en el Articulo Técnico SPE 81711.

Esta técnica, ampliamente difundida, puede ser empleada para solucionar el
problema de aislamiento hidraulico en los pozos ya existentes de la Cuenca
Talara, para desarrollar los horizontes productivos someros.



3. PROBLEMATICA

Aln después de mas de 140 afios de explotacion, la cuenca de Talara continda
siendo una importante fuente de hidrocarburos en el Peru.

La cuenca de Talara esta caracterizada por un ambiente estructural de gran
complejidad, resultante de la orogénesis Andina, donde resaltan fallas
normales, listricas, transcurrentes y rotacionales de caracteristicas regionales
y estructuras como bloques fallados en altos estructurales y plegamientos
suaves a moderados.

Todas las formaciones responsables de la produccién de petréleo de esta
cuenca estan afectadas por dicha complejidad estructural, siendo el principal
mecanismo de recuperacion primaria el de Gas en Solucion.

Como resultado de la intensa actividad de produccién, muchas de las
formaciones que fueron completadas inicialmente han sufrido una
considerable disminucion de sus reservas y en consecuencia de su presion,
debido al mecanismo de recuperacion antes mencionado.

Una vez agotados todos los recursos posibles para mantener y continuar con
la recuperacion de las reservas de estas formaciones, se inicié una busqueda
de nuevas fuentes de hidrocarburos. Dentro de esta busqueda, surgié un
repentino interés por formaciones someras que no fueron consideradas parte
de los objetivos iniciales.

Dada la madurez de la cuenca, el desarrollo de estas formaciones someras
debe reunir perfectamente los aspectos técnicos con los econémicos a fin de
hacerlo viable.

Ante estas condiciones; la opcién de aprovechar pozos antiguos que presentan
las formaciones completadas inicialmente, en proceso o en estado de
abandono, para desarrollar las formaciones productivas someras resulta ser la
alternativa mas atractiva.

Sin embargo; dichos pozos presentan el tope de cemento por debajo de las
arenas productivas someras, haciendo imposible su explotacién sin antes
realizar un trabajo de remediacion que garantice el aislamiento hidraulico
necesario.



4. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

¢Aplicando técnicas de tuberia flexible en pozos con formaciones productivas
someras sin aislamiento, lograremos la recuperacion de hidrocarburos?

5. OBJETIVO

El desarrollo del presente estudio ha sido motivado por la posibilidad de
recuperar reservas adicionales de petréleo de yacimientos maduros ubicados
en la Cuenca de Talara.

5.1.OBJETIVO GENERAL

El objetivo general esta orientado a demostrar que se pueden recuperar
hidrocarburos de horizontes productivos someros en pozos con falta de
aislamiento hidraulico mediante técnicas de tuberia flexible.

5.2. OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Probar que el acondicionamiento de pozos antiguos puede ser realizado en
su totalidad con una unidad de tuberia flexible, sin necesidad de usar un
equipo de Workover.

e Probar que se puede dar solucion a la ausencia de aislamiento hidraulico,
gue se observa como un rasgo comun en los pozos antiguos de estos
campos, mediante la técnica de cementacion secundaria a traves de
tuberia flexible.

e Probar que tanto los perforados para los trabajos de cementacion
secundaria, como los que se necesiten para poner en produccién el pozo
pueden ser realizados mediante la técnica de perforacion abrasiva a través
de tuberia flexible.

e Probar que el acondicionamiento de pozos antiguos usando una unidad de
tuberia flexible, permitird recuperar reservas adicionales de petroleo en un
menor tiempo y a un menor costo en comparacion con la perforacion de
p0Oz0S nuevos.
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6. HIPOTESIS
6.1. HIPOTESIS GENERAL

Es posible recuperar hidrocarburos de horizontes productivos someros en
pozos con falta de aislamiento hidraulico usando técnicas de tuberia flexible,
haciendo viable la recuperacion reservas adicionales de petréleo en
yacimientos maduros de la cuenca de Talara.

6.2. HIPOTESIS ESPECIFICAS

e EIl acondicionamiento de pozos antiguos puede ser realizado en su
totalidad con una unidad de tuberia flexible, sin necesidad de usar un
equipo de Workover.

e La ausencia de aislamiento hidraulico que se observa como un rasgo
comun en los pozos antiguos de estos campos, puede ser resuelta
mediante la técnica de cementacion secundaria a través de tuberia flexible.

e Los perforados necesarios tanto para los trabajos de cementacion
secundaria, como los que se requieran para poner en produccion el pozo
pueden ser realizados mediante la técnica de perforacion abrasiva a través
de tuberia flexible

e EIl acondicionamiento de pozos antiguos usando una unidad de tuberia
flexible, permitira recuperar reservas adicionales de petroleo en un menor
tiempo y a un menor costo en comparacion con la perforacién de pozos
nuevos.
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7. FUNDAMENTO TEORICO
7.1. CEMENTACION
7.1.1. Cementacién Primaria

Es una operacidon de cementacién desarrollada inmediatamente después de
que la sarta de revestimiento ha sido bajada en el pozo. Esto es logrado
bombeando una lechada de cemento dentro de la sarta a ser cementada,
saliendo del fondo y desplazando el lodo de perforacion mientras se va
colocando en el espacio anular. Se espera el tiempo necesario para el
fraguado de cemento antes de retomar la perforacion o continuar con la
terminacién del pozo.

Los materiales, herramientas, equipos y técnicas a ser usados variaran
dependiendo de las condiciones del hoyo, profundidad del pozo, y el personal
encargado del planeamiento del trabajo.

7.1.1.1. Objetivos de una Cementacion Primaria
Objetivo Principal

La funcién principal es proveer un aislamiento de las zonas expuestas en el
borde del pozo que contienen los fluidos y separarlas efectivamente.

A fin de alcanzar este objetivo, un sello hidraulico (anillo de cemento) debe
conseguirse entre las formaciones y la tuberia de revestimiento para evitar la
canalizacion y/o migracién de los fluidos a través del mismo.

La cementacion primaria es por lo tanto una de las etapas mas criticas de la
perforacion y la terminacién de un pozo.

Objetivos Secundarios

e Anclar y soportar la sarta de revestimiento, previniendo el desprendimiento
de la formacién o derrumbes dentro del pozo.

e Proteger la sarta de revestimiento de la corrosién producida por los fluidos
de formacion. Una sarta de revestimiento no cementada puede ser
rapidamente corroida por agua salada de formacion, sulfuro de hidrogeno
y dioxido de carbono. Esta también puede ser sujeta a erosion por la alta
velocidad de los fluidos de produccidon que acarrean particulas sélidas
como arena de formacion.

e Sellar zonas de pérdida de circulacion.

e Prevenir surgencias, “blow-outs”, de las formaciones expuestas.

e Proteger la sarta de revestimiento de las cargas y los esfuerzos a los cuales
sera sometida cuando se retome la perforacion del pozo.

12



7.1.1.2. Tipos de Sartas de Revestimiento

Una serie de sartas de revestimiento es necesaria para completar un pozo, y
producir los fluidos deseados satisfactoriamente.

Los objetivos de la perforacion determinaran la configuracion del pozo, la cual
a su vez dependera de la profundidad final, los diametros de hoyo en las cuales
las sartas de revestimiento seran sentadas, las presiones y condiciones de
formacion.

Tuberia Conductora

Generalmente es la primera sarta de revestimiento que se baja en un pozo y
la de menor longitud.

Tiene como proposito proteger los horizontes productivos de la contaminacion
de los fluidos de perforacién y evitar el desmoronamiento de las arenas
superficiales poco consolidadas, brindando asi la estabilidad que la plataforma
de perforacién requiere.

La tuberia conductora sirve ademas como un canal para llevar los fluidos de
perforacion al sistema de retorno del lodo y puede ser un punto de asiento para
un Preventor de reventones, “Blow out Preventer’, en caso existan
formaciones de hidrocarburos someras.

Esta tiene normalmente un diametro grande (16” a 30”) y es cominmente
sentada a una profundidad que varia entre 90 pies y 150 pies.

Generalmente, solo un zapato guia puede ser soldado para ayudar a bajar la
tuberia dentro del pozo. La cementacién de la conductora es realizada a través
de un “swedge” enroscado en el tope de la conductora. La lechada de cemento
es bombeada a través del “swedge” y dentro de la tuberia. Debido a que la
longitud de la conductora es corta, el volumen anular y de la tuberia son
relativamente pequefios, y la lechada es bombeada hasta que se observe
retorno en superficie. La lechada de cemento es entonces desplazada sin el
uso de tapones.

En algunas ocasiones, las pérdidas de circulacion superficiales evitan el

retorno de cemento a superficie. Si dichas pérdidas imposibilitan que el
cemento alcance la altura deseada, un trabajo “top-up” debe ser realizado.

13



- Conductor

Reservorio

Tuberia conductora

Tuberia de Revestimiento de Superficie

Es la segunda sarta de revestimiento bajada dentro del pozo, esta disefiada
para proteger las formaciones de agua fresca de la contaminacion de los
fluidos de perforacion y los fluidos producidos.

Esta tuberia es cementada generalmente hasta superficie por lo cual las zonas
acuiferas estaran protegidas por un revestimiento de cemento y la tuberia
misma. La profundidad y los requerimientos de las lechadas de cemento son
reguladas por los entes gubernamentales de cada pais.

La sarta de revestimiento de superficie permite continuar con la perforacion
hasta la profundidad de sentado de la siguiente sarta de revestimiento.
Generalmente es la primera sarta a la cual los Preventores de Reventones,
“BOP”, son conectados. Por tanto, la sarta seleccionada debe ser
suficientemente resistente para soportar el Preventor de Reventones y las
presiones de los fluidos puedan ser encontrados. Esta debe tener la fuerza
para soportar las siguientes sartas de revestimiento y la tuberia de produccion
y proveer un anclaje solido para el cabezal del pozo una vez que el pozo sea
puesto en produccion.

Los diametros de la sarta de revestimiento de superficie varian entre 7"y 207,
y las profundidades de sentado pueden alcanzar los 5000 pies.
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El principal problema asociado con la cementacibn de esta sarta de
revestimiento es la colocacibn de la altura requerida de cemento
(generalmente hasta superficie) cuando las presiones hidrostaticas de las
lechadas exceden la presion de fractura de formacion. En este caso, el uso de
lechadas de baja densidad es una practica comuan.

Las zonas lavadas y de pérdida de circulacion son otro problema frecuente,
los grandes didmetros obtenidos exceden la capacidad de las herramientas
usadas para la medicién de los mismos resultando en volumenes de lechada
poco precisos. En casos de zonas de pérdida de circulacién severas, la
cementacion puede ser realizada por etapas.

Revestimiento
de Superficie

Reservorio

Tuberia de revestimiento de superficie

Tuberia de Revestimiento Intermedia

Es conocida también como tuberia protectora, encargada de proveer la
integridad del hoyo durante las siguientes operaciones de perforacion.

La tuberia de revestimiento intermedia es generalmente empleada para sellar
zonas deébiles que podrian ser fracturadas con lodos de alta densidad, los
cuales son usualmente necesarios cuando se profundiza el pozo o se
encuentran formaciones presurizadas por encima de las formaciones de
objetivo.
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Una de las mayores ventajas de la tuberia de revestimiento intermedia es que
ésta permite alcanzar formaciones profundas mediante perforacion bajo
balance y aislarlas.

Ocasionalmente formaciones de sal o anhidrita podrian causar la
contaminacion del fluido de perforacion, o talvez drenarlo hasta tal punto de
causar una pega de tuberia.

La tuberia de revestimiento intermedia solia ser cementada en etapas, debido
a gue la alta columna de cemento formada en el anular podria generar una
presion hidrostatica mayor que la presion de fractura de las formaciones
expuestas. Actualmente es comun realizar la cementacion de la misma en una
sola etapa usando lechadas de baja densidad.

- Conductor

mmmm Revestimiento -
M  d- Superficie

- Revestimiento

Intermedio

Reservorio

Tuberia de Revestimiento Intermedia

Tuberia de Revestimiento de Produccion

El sentado de esta sarta de revestimiento es uno de los principales objetivos
de la perforacion de un pozo. Esta es la responsable del aislamiento de los
intervalos de produccion, separando efectivamente las formaciones
productivas de otras formaciones no deseadas que fueron penetradas durante
la perforacion. Actla, ademas, como soporte para la tuberia de produccion y
otras instalaciones de produccion.

Esta sarta de revestimiento es normalmente corrida y cementada a través de
todo el intervalo productivo y luego perforada para permitir la comunicacién
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con el pozo. Algunas veces ésta es sentada sobre dicho intervalo y una
terminacion a hueco abierto es desarrollada.

La sarta de revestimiento de produccion es por lo general la Ultima sarta
sentada en el pozo. Esta puede estar sujeta a las presiones y temperaturas
maximas del pozo, y deberia ser disefiada para soportar esas condiciones.

El aislamiento zonal es imperativo para evitar la migracion de fluidos de los
reservorios productivos y aislarlas hidraulicamente para realizar futuros
tratamientos de estimulacion.

El proceso de cementacion es critico, las lechadas de cemento deben ser
disefiadas para asegurar un adecuado control hidrostatico del pozo, del mismo
modo los preflujos y espaciadores corridos delante de la lechada deben ser
verificados para asegurar el sobre balance hidrostatico a fin de mantener el
control del pozo todo el tiempo.

En adicion la lechada de cemento debe poseer un adecuado control de filtrado
para minimizar la cantidad de pérdida de filtrado en la matriz de la zona de
interés; otras propiedades importantes del cemento una vez que éste haya
fraguado son la resistencia a la flexion, compresion y tension.

Conductor

W Revestimiento -
M dc Superficie

- Revestimiento

Intermedio

| cemento

Reservorio

Revestimiento
de Produccidn

Zapatode
Revestimiento

Tuberia de Revestimiento de Produccién
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Liner

En el pasado, fue comun tener varias sartas de revestimiento en pozos
profundos. Todas esas sartas extendidas desde la cabeza del pozo hasta
diferentes profundidades.

Sin embargo; otro método fue desarrollado para adecuarse a las variadas
condiciones del pozo. EI método implica el colgado de una sarta de
revestimiento en otra de mayor diametro cementada anteriormente,
consiguiendo un ahorro de tiempo y dinero significativo. Estas sartas de
revestimiento colgadas son llamadas “liners” y son usadas en muchas
terminaciones de pozos profundos.

Existen cuatro tipos de “liners”:
Liner de Perforacion: Usado en pozos que contemplan terminaciones a

hueco abierto, el cual es sentado antes de alcanzar la profundidad final del
mismo para el control de fluidos de perforacién y del pozo.

Revestimiento
de Superficie

Liner de

Cemento e
Perforacion

Reservorio
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Liner de Produccion: Sentado a la profundidad final para la produccion de la

zona de interés.

Cemento

Reservorio

Conductor

Revestimiento

_ de Superficie

Revestimiento
Intermedio

Liner de
Produccion

Zapatode
Liner

Stab Liner: Sarta corta de revestimiento sentada en el tope de un liner fijado
anteriormente y hacia arriba dentro de una sarta de revestimiento anterior.

Cemento

Reservorio

Conductor

Revestimiento
de Superficie

Stab Liner

Revestimiento
Intermedio

Liner de
Produccion

Zapatode
Liner
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Scab Liner: Tiene como funcién tapar un agujero o una ruptura existente en
una sarta de revestimiento, consiste en una seccion corta de revestimiento de
menor diametro que el diametro interno de la sarta donde sera instalado.

Conductor

Revestimiento
de Superficie

Scab
Liner

Huecoen
revestimiento

Revestimiento
Intermedio

Liner de
Produccion

Reservorio

Zapato de
Liner

7.1.2. Cementaciéon Secundaria

Si todos los trabajos de cementacion primaria son completados
satisfactoriamente, raramente habra la necesidad de realizar una cementacion
secundaria. Sin embargo, si el cemento ha sido canalizado durante la
cementacion primaria, trabajos de cementacion forzada pueden ser requeridos
para corregir o remediar el problema.

Perforaciones de produccién pueden ser abandonadas mediante este tipo de
cementacion. Asimismo, los agujeros en la sarta de revestimiento debido a la
corrosion de la misma pueden ser sellados con este proceso. Por otro lado, el
fondo de las sartas de revestimiento (zapato) y los topes de “liner” también
pueden requerir cementaciones forzadas para corregir problemas. Estos tipos
de trabajo pueden no requerir perforaciones antes de dicho trabajo de
remediacion.
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Cementacién secundaria para reparar revestimiento

7.1.2.1. Definicidn

La cementacion secundaria est4 definida como el proceso de forzar una
lechada de cemento, bajo presion, a través de orificios o canales en el espacio
anular formado entre la sarta de revestimiento y el hoyo. Cuando la lechada
de cemento es forzada contra una formacion permeable, los fenémenos fisicos
resultantes son la filtracion, la deposicién de un revoque de filtrado y en
algunos casos la fractura de la formacién. La lechada sujeta a un diferencial
de presion, pierde parte del agua en el medio poroso y un revoque de cemento,
parcialmente deshidratado, es formado.

El revoque de cemento formado es inicialmente muy permeable; sin embargo,
a medida que las particulas sdélidas se acumulan el espesor del revoque y la
resistencia hidraulica incrementan. Como resultado de ello, la filtracion
disminuye y la presién requerida para continuar deshidratando la lechada
aumenta. La velocidad de formacion del revoque es una funcion de cuatro
parametros:

Permeabilidad de la formacion

Diferencial de presion aplicado

Tiempo

Capacidad de la lechada para perder fluido a condiciones de fondo de pozo.
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Cementacion
Primaria

Nodo de
Cemento

\

Revestimiento

\

La permeabilidad del revoque y la velocidad de deshidratacion esta en funcién
de la concentracion del aditivo de control de filtrado.

Durante el forzamiento de cemento sobre una formacion de una permeabilidad
dada, el caudal al cual la deshidratacion de la lechada disminuye esta
directamente relacionado al caudal de pérdida de filtrado. En formaciones de
baja permeabilidad, las lechadas con bajos caudales de pérdida de filtrado se
deshidratan lentamente y la duracién de la operacidn puede ser excesiva. En
formaciones de alta permeabilidad, las lechadas con un alto caudal de pérdida
de filtrado se deshidratan rapidamente; consecuentemente el pozo podria ser
bloqueado por el revoque formado, y los canales que de otra forma podrian
haber aceptado cemento serian puenteados.

Por lo tanto, la lechada de cemento debe ser adaptada para controlar la
velocidad de crecimiento del revoque y permitir un desarrollo uniforme de
dicho revoque a lo largo de toda la superficie permeable.

FLUID LOSS
(AP = 1,000 psi)
800 ml/ 30 min
150 ml/ 30 min
Nodos de
Cemento
50 ml /[ 30 min
15 ml /[ 30 min
Ell
Casing

Crecimiento de los nodos a unos 45 min de forzamiento usando lechadas con
diferente perdida de filtrado.
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7.1.2.2. Propo6sitos de una Cementacion Secundaria

Algunas de las razones para desarrollar un trabajo de cementacion forzada
son:

Corregir un trabajo de cementacion primaria defectuoso causado por
canalizacion o insuficiente llenado del anular.

Proveer un sello en lugares que fueron intencionalmente dejados sin
cemento durante la cementacion primaria.

Reducir la relacion gas-petroleo sellando perforaciones ubicadas en las
zonas productoras de gas (aislar las zonas de gas y petréleo).

Mejorar la relacion petréleo-agua sellando perforaciones ubicadas en las
zonas productoras de agua (aislar las zonas de agua y petréleo).

Sellar formaciones improductivas del pozo.

Prevenir la migracion de fluidos.

Reparar agujeros en el revestimiento causados por la corrosion y otros.

7.1.2.3. Terminologia de Cementacién Secundaria

A fin de entender los diferentes métodos usados en las cementaciones
secundarias, es necesario familiarizarse con los siguientes términos:

Deshidratacion del cemento
Presion de bombeo

Caudal de inyeccion

“Block Squeezing”

Una lechada estd compuesta basicamente por cemento, aditivos y agua.
Cuando la lechada alcanza una formacion permeable, soélo el agua (filtrado)
pasara a través de los poros de la formacién. La deshidratacion de cemento
es el proceso por el cual el cemento forma un revoque, el cual endurecera
sobre la cara de la formacién.

WRONG RIGHT

Toda lalechada de cemento no entra a la formacion
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En los trabajos de remediacion, el forzamiento de la formacion para fracturarla
no es el objetivo. Si la presion de bombeo supera la presién de fractura, la
formacion se fracturara y toda la lechada de cemento (no sélo el filtrado) sera
desplazada dentro de la formacion. Por lo tanto, especial cuidado debe ser
tomado a fin de que la presién de bombeo y la presién ejercida por el peso del
fluido no lleguen a fracturar la formacién. La presion requerida para forzar el
filtrado dentro de la formacion, sin fracturarla, es llamada presion de bombeo.

El volumen por minuto al cual el fluido sera bombeado durante el trabajo de
remediacion es llamado caudal de inyeccion. Tanto la presion como el caudal
deberan ser establecidos mediante una prueba de inyeccion, en la cual el
fluido del pozo es bombeado dentro de la formacion para determinar a qué
caudal y presion el fluido sera absorbido dentro de la formacion.

Block Squeezing, requiere que perforaciones sean hechas en el intervalo a
ser remediado; luego de lo cual el cemento es forzado en dicho intervalo. Block
Squeezing es generalmente usado para aislar zonas productivas antes de
completar un pozo.

Block Squeezing
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7.1.2.4. Clasificacion segun la presion de bombeo

Normalmente, la inyeccion de la lechada es desarrollada a través de las
perforaciones del revestimiento. Existen dos clasificaciones de los trabajos de
remediacion fundamentalmente diferentes.

Cementacion forzada a baja presion: La presién de tratamiento de fondo es
mantenida por debajo de la presion de fractura de la formacion.

Cementacion forzada a alta presion: La presion de tratamiento de fondo
excede la presion de fractura de la formacion.

7.1.2.4.1. Cementacion Forzada a Baja Presion:

El objetivo de esta operacion es llenar las cavidades de las perforaciones y los
espacios vacios interconectados con cemento deshidratado. El volumen de
cemento generalmente es pequefio, debido a que la lechada realmente no es
bombeada dentro de la formacion. Un control preciso de la presion hidrostéatica
de la columna de cemento es esencial, debido a que una presidn excesiva
podria fracturar la formacion.

En cementaciones forzadas a baja presion, es importante que las
perforaciones y los canales estén libres de lodo u otros sélidos. Si el pozo ha
estado produciendo, dichos orificios pueden estar libres de obstrucciones; sin
embargo, para pozos recientemente completados puede ser necesario la
limpieza de las perforaciones antes de realizar el trabajo de remediacion.

Una lechada de cemento debidamente disefiada dejara un pequefio nodo de
cemento dentro de la sarta de revestimiento. Sistemas disefiados
inadecuadamente pueden resultar en un excesivo desarrollo del revoque de
cemento. Esto puede resultar en un blogueo completo del interior de la sarta
de revestimiento, con una pérdida de transmision de presion a la formacién, y
un contacto insuficiente del revoque con la formacion.

De acuerdo a la mayoria de los autores, siempre que sea posible los trabajos
de cementacion forzada deben ser desarrollados a baja presion dado que esta
técnica tiene el mayor porcentaje de éxito. Las cementaciones forzadas a baja
presion requieren solo una pequefia cantidad de lechada mientras que la
técnica a alta presion envuelve un mayor volumen de lechada.

7.1.2.4.2. Cementacion Forzada a Alta Presion:

En algunos casos, una cementacion forzada a baja presion de las
perforaciones no permite alcanzar el objetivo del trabajo. Los canales detras
de la sarta de revestimiento podrian no estar directamente conectados a las
perforaciones. Pequefios agujeros o micro anillos que pueden permitir el flujo
de gas no permiten el paso de una lechada de cemento. En tales casos, esos
canales que deben ser ampliados para aceptar un fluido viscoso con contenido
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de sdlidos. En adicion, muchas operaciones a baja presién no pueden ser
desarrolladas si es imposible remover fluidos que obturan, o detritos, delante
de la lechada de cemento o dentro de las perforaciones.

La colocacion de la lechada de cemento detras de la sarta de revestimiento es
alcanzada fracturando la formacion en o cerca de las perforaciones. Los
fluidos delante de la lechada son desplazados en las fracturas, permitiéndole
a la lechada llenar los espacios deseados. Una mayor aplicacion de presion
deshidrata la lechada contra las paredes de la formacién, dejando todos los
canales (desde las fracturas hasta las perforaciones) llenas con revoque de
cemento.

Sin embargo, durante una cementacién forzada a alta presion, la ubicacién y
la orientacién de la fractura creada no puede ser controlada.

La extension de la fractura inducida es una funcién del caudal de bombeo
aplicado una vez que la fractura haya sido iniciada. La cantidad de lechada
usada depende del modo en el cual la operaciéon sea desarrollada. Altos
caudales generan fracturas grandes, por tanto grandes volimenes de cemento
son requeridos para llenarlas. Una cementacion forzada a alta presion
adecuadamente desarrollada debe dejar el cemento lo mas cercano posible al
hoyo.

Dehydrated
Frimary Casing Cement o
Cement
Cement
Filter Cake ") b
Filtrate :
Vertical
Fracture
Mud ——*
Filtrate

Técnica de alta presion; fractura vertical generada por la cementacion forzada
a alta presion.

Lodos de perforacion u otros fluidos con bajos caudales de pérdida de filtrado
no deben ser bombeados delante de las lechadas. Un fluido lavador con altos
caudales de pérdida de filtrado, tales como agua o una solucién acida débil,
no so6lo abren orificios mas pequefios que las fracturas sino que también
limpian las perforaciones y el camino del cemento. La presion de iniciacion de
la fractura es mas baja usando este tipo de pre-flujos que usando fluidos no
penetrantes.
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7.1.2.5. Clasificacion segun el método de bombeo

Dentro de las dos clasificaciones anteriores existen dos métodos de bombeo:
la cementacion forzada continua y la cementacién forzada con hesitacion.

7.1.2.5.1. Método de Bombeo Continuo

Durante una cementacion forzada con bombeo continuo, la lechada de
cemento es continuamente bombeada hasta que la presion final de trabajo (la
cual es superior o menor que la presion de fractura) es alcanzada. Después
gue el bombeo es detenido, la presion es monitoreada y si ésta cae debido a
una filtracién de la interfase cemento/formacion, méas lechada es bombeada
para mantener la presion final de trabajo. Esto continla hasta que el pozo
mantenga la presién de trabajo por varios minutos sin adicionar inyeccion de
lechada de cemento. El volumen de lechada inyectado es usualmente grande;
Rike y Rike (1981) reportaron que los rangos de volumenes comunmente
usados van de 10 a 100 batrriles.

7.1.2.5.2. Método de Bombeo con Hesitacion

La cantidad de filtrado relativamente pequefa de la lechada hace impractico,
sino imposible, un bombeo continuo a un caudal lo suficientemente bajo para
mantener una presion diferencial constante. El minimo caudal de bombeo
alcanzable, con el equipo de campo existente, es excesivo aun para los
trabajos de remediacién a alta presion donde grandes fracturas son creadas.

El Unico procedimiento que hace posible la deshidratacion de pequefias
cantidades de cemento en las perforaciones de las cavidades de la formacion
es el método de bombeo con hesitacion. Este procedimiento envuelve la
aplicacion intermitente de presion (a un caudal de 0.25 a 0.5 bpm), separado
por un intervalo de 10 a 20 minutos para permitir la disipacién de la presién
debido al filtrado perdido dentro de la formacién. La disipacion inicial es rapida
debido a que aun no hay revoque. Conforme el revoque se construye, y la
presion aplicada incrementa, los periodos de filtracibn son mas largos y la
diferencia entre las presiones inicial y final son cada vez menores, hasta que
finalmente dicha diferencia deja de ser evidente. Los volimenes de lechada
necesarios para esta técnica son generalmente menores que los requeridos
en un trabajo de remediacion con bombeo continuo.
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Comportamiento de una cementacion forzada con Hesitacion.

Una formacion deleznable requiere un periodo de hesitacibn extenso para
empezar a incrementar la presion de “cementacion forzada”. Un periodo de
hesitacion inicial de 30 minutos o mas es un tiempo razonable. Un periodo de
hesitacion inicial mucho més corto (posiblemente 5 minutos) es normalmente
suficiente para formaciones de baja permeabilidad.

7.1.2.6. Técnicas de Colocacion
7.1.2.6.1. Técnica de Colocacion “Bradenhead” (No “Packer”)

Esta técnica es normalmente usada cuando se realiza una cementacion
forzada a baja presién, y cuando no hay dudas con respecto a la capacidad
de la tuberia de revestimiento para soportar la presion de forzamiento. No se
requieren herramientas especiales, aunque un tapon podria ser necesario
para aislar perforaciones abiertas inferiores.

Tuberia con punta libre es bajada hasta el fondo de la zona a ser cementada,
entonces los pistones del preventor de reventones (BOP) son cerrados sobre
la tuberia y una prueba de inyeccién es desarrollada. Seguidamente la lechada
de cemento es colocada en frente de las perforaciones. Una vez colocada la
lechada, la tuberia es retirada hasta un punto sobre el tope del cemento, los
preventores (BOP) de reventones son cerrados, y presion es aplicada a través
de la tuberia. La cementacion secundaria “Bradenhead” es muy popular
debido a su simplicidad.
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La técnica de colocacion “Bradenhead” es normalmente usada en
formaciones de baja presién. El cemento es circulado hasta ser balanceado
frente a los perforados, seguidamente la cabeza del pozo o el BOP son
cerrados y se aplica presion. Finalmente se circula por reversa para eliminar
los excesos de cemento.

7.1.2.6.2. Técnica de Colocacién con Herramientas

Esta técnica puede ser subdividida en dos partes, el método de remediacion
con “packer” recuperable y el método con retenedor de cemento perforable. El
principal objetivo de usar herramientas en los trabajos de remediacion es aislar
la tuberia de revestimiento y la cabeza del pozo mientras alta presion es
aplicada en el fondo del pozo.

Método de Remediacion con Packer Recuperable

“Packers” recuperables con diferentes disefios y caracteristicas estan
disponibles, siendo aquellos que pueden ser sentados a compresion o tension
los mas usados en cementaciones de remediacion. Ellos poseen una valvula
“bypass” que permite la circulacion de fluidos mientras se bajan en el pozo, y
una vez que el “packer" ha sido sentado. Esta caracteristica permite la limpieza
de la herramienta después del trabajo de remediacion y la reversa del exceso
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de la lechada sin excesiva presion; esto también previene el efecto piston
mientras se saca la herramienta del pozo.

La principal ventaja del “packer” recuperable sobre los retenedores perforables
es la habilidad de ser sentado y retirado muchas veces; esto permite mucha
flexibilidad en el trabajo, tapones retirables pueden ser bajados junto con el
“packer” y retirados después que la lechada ha sido reversada o perforada,
muchos operadores dejan caer uno o dos sacos de arena de fractura sobre el
tapon retirable antes del trabajo para prevenir el fraguado de la lechada sobre
el mecanismo de liberacion de la herramienta.

Retenedor de Cemento Perforable

Los retenedores de cemento son usados en lugar de “packers” para prevenir
el retorno de cemento no deshidratado o cuando un alto diferencial de presion
puede perturbar el revoque de cemento. En ciertos casos comunicaciones
potenciales con los perforados superiores hacen que el uso de “packers” sea
una operacion riesgosa.

Cuando se cementan mdultiples zonas, el retenedor de cemento aisla los
perforados inferiores y las subsecuentes zonas de remediacién pueden ser
realizadas sin esperar que la lechada fragtie. Los retenedores de cemento son
“packers” perforables provistos de una vélvula que es accionada por un
“stinger” al final de una sarta de trabajo.

Un retenedor perforable permite al operador mayor confianza para sentar el
“packer” mas cerca de las perforaciones. Otra ventaja es que el volumen de
fluido que ingresara a las perforaciones antes de la lechada de cemento seré
menor.

Tapones perforables son normalmente usados para aislar la sarta de
revestimiento por debajo de la zona a tratar. Su disefio es similar que los
retenedores de cemento, estos pueden ser corridos con cable o con sarta de
trabajo. Los tapones perforables no permiten flujo a través de la herramienta.
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Cementacion forzada con retenedor de cemento.

7.1.2.6.3. Cementacion Forzada a través de Tuberia Flexible

A lo largo de los ultimos afios, las operaciones de cementacion forzada a
través de tuberia flexible se han convertido en una practica comun a nivel
mundial dada la versatilidad de la técnica que permite a las operadoras llevar
a cabo trabajos de remediacion en pozos sin necesidad de sacar la
terminacion. Esta técnica ademas representa una alternativa econémica, tanto
en mar como en tierra, debido a que el transporte de una unidad de tuberia
flexible resulta mas econémico que el de un equipo convencional.
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Ventajas

¢ No se necesita matar el pozo.

e La tuberia de produccion y cabezales existentes no necesitan ser
removidos para acceder al intervalo de produccion.

e La tuberia flexible puede ser reciprocada mientras se bombea, haciendo
posible la colocacion de voliumenes pequefios de lechadas de cemento en
la zona de interés.

e Potencialmente se reduce al minimo la contaminacion de la lechada de
cemento durante su colocacion.

e Se evita introducir fluido del pozo delante del tapén.

e Provee una alternativa econémica para cementaciones secundarias frente
al uso de un equipo de servicio de pozos o un equipo de perforacion.

e Permite sellar canales de agua o gas derivados de un trabajo de
cementacién primaria deficiente.

e Permite sellar perforados con aporte de agua o gas.

Tipos de operaciones
Cementacion Forzada de los Perforados

Es realizada para colocar una cantidad controlada de revoque de filtrado
dentro y contra los perforados abiertos para sellarlos y evitar el influjo a través
de los mismos. La presion hidraulica deshidrata la lechada de cemento contra
una barrera permeable. Debido a que el diametro promedio de una particula
estandar de cemento API esta alrededor de treinta micrones, las particulas de
cemento tipicamente solo invadirdn formaciones que posean permeabilidades
superiores a los 10 darcies. Como la mayoria de las formaciones tienen
permeabilidades menores a 1 darcy, sélo el filtrado entra a la formacion, las
particulas de cemento filtrado formaran un revoque de cemento parcialmente
deshidratado sobre una superficie permeable. Conforme el revoque de filtrado
se construye, la permeabilidad disminuye y la presién de inyeccion aumenta.
El revoque de filtrado debe bloquear los perforados, pero debe permitir el
acceso a la maxima profundidad del pozo (“Plug Back Total Depth”). La
porcidn deshidratada de la lechada en la tuberia de revestimiento es conocida
como nodo de cemento y su tamafio es una funcion de la pérdida de filtrado.
La contaminacién del cemento remanente en el pozo permitird una posterior
limpieza del mismo después que el cemento en los perforados o fuera de la
tuberia de revestimiento haya fraguado. Una mezcla de Polimero XC o
Lechada de Biozan pueden ser usadas para la contaminacién del cemento.

Un retardador de cemento convencional mezclado en agua también ha sido
probado exitosamente; sin embargo, debe tenerse mucho cuidado para no
introducir el contaminante dentro de los nodos formados ya que los
retardadores convencionales pueden reducir grandemente el desarrollo de su
resistencia. Bajo condiciones normales, ensayos han demostrado que los
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nodos del revoque filtrado (cemento deshidratado) formados en los perforados
en una cementacion secundaria desarrolla un resistencia a la comprension
cuatro veces mas rapido que una lechada no deshidratada, haciendo del nodo
una barrera mientras el cemento esta fraguando.

Cementaciéon Forzada Continua:

Durante una cementacion secundaria continua, una lechada de cemento es
bombeada continuamente hasta que la presion final es alcanzada. Una vez
gue el bombeo se detiene, la presién es monitoreada para determinar si la
caida de presion se debe a una mayor filtracibn en la interfase
cemento/formacion. Si la presion cae totalmente mayor volumen de cemento
es bombeado hasta que el pozo mantenga la presién de cierre por varios
minutos. Generalmente el volumen de cemento bombeado es relativamente
grande.

En general, el método preferido para ser usado con tuberia flexible es
conocido como "Bradenhead Cementacion forzada".

Cementacion Forzada “Bradenhead” a través de Tuberia Flexible.

Este método es similar a un trabajo de cementacion secundaria continua; sin
embargo, éste envuelve como primer paso la colocaciéon del cemento a través
del intervalo. Después de la colocacion del tapon, la tuberia flexible es retirada
por encima del tope de cemento y la presion es aplicada en un intento por
alcanzar la presion final de cierre. La lechada de cemento es bombeada de
manera continua hasta que la presién de cierre es alcanzada. Una vez que el
bombeo se detiene, la presién es monitoreada para determinar si la caida de
presion se debe a una mayor filtracion en la interfase cemento/formacion. Si
la presion cae totalmente mayor volumen de cemento es bombeado hasta que
el pozo mantenga la presién de cierre por varios minutos. Como una guia
general una Cementacién Forzada “Bradenhead” a través de Tuberia Flexible
puede ser desarrollada como sigue:
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1. Prueba de Inyect. 2. Bombear cemento.

4. Sacar CT sobre 5. Incrementar presion 6. Incrementar presion
tope de cemento. de “Squeeze’’. de “Squeeze”’.

7. Obtener Max. presion 8. Mantener presion de 9.Cointaminar cemento.

de “Squeeze”. “Squeeze”’.

10. Sacar CT sobre 11. Reversar cemento 12. Acondicionar pozo.
cemento contaminado. contaminado.

NOTA:

. Es muy importante que una presion positiva sea mantenida mientras la

contaminacion del cemento y la limpieza son llevadas a cabo.
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Disefio de lechada
Muestreo y Ensayo

Debido a las limitaciones envueltas en una cementacion con tuberia flexible
(pequefios volumenes, bajos caudales, posibilidad de quedarse pegados),
ensayos de laboratorio deben ser siempre realizados. Desafortunadamente,
los ensayos de laboratorio pueden diferir de los resultados obtenidos en el
campo por muchas razones. Ensayos de tiempo de espesamiento en el
laboratorio son generalmente realizados bajo una agitacion constante sin
pérdida de filtrado lo cual no representa las condiciones de fondo de pozo. La
presion estatica de fondo verdadera es raramente conocida y el cemento y el
agua de mezcla usados en el trabajo a menudo no son probados. La energia
de mezclado asociada con el procedimiento de mezclado API difiere
significativamente de la energia de mezclado impartida por un equipo de
mezclado de campo lo cual puede resultar en diferencias extremas en las
propiedades de pérdida de filtrado, tiempo de fragiie y/o agua libre. El cemento
seco a ser probado debe ser del mismo silo de cemento que sera usado en el
trabajo. Los aditivos usados deben pertenecer al mismo numero de lote y
pesados con presicién. Nunca se debe asumir que un saco de aditivo tiene
exactamente el peso especificado del producto en éste. El peso real del
material en un saco puede variar tanto como +/- 3-5%. El agua de mezcla
usada para probar las lechadas debe venir de la fuente exacta de agua que se
usarda para el trabajo. Variaciones en el tipo de agua pueden causar extremas
diferencias en las propiedades de la lechada. Ademas cualquier fluido que
pueda ser encontrado en el pozo durante el trabajo debe ser ensayado para
verificar su compatibilidad con la lechada, a fin de eliminar cualquier riego de
aceleracion o retardacion.

Temperatura Estatica de Fondo (BHST)

Es la temperatura que la lechada de cemento experimentara una vez que ésta
salga de la tuberia flexible. No se deben usar las tablas de la Especificacion
API 10 para calcular la BHCT (temperatura de circulacién de fondo de pozo).
Para caudales de tratamiento bajos (pequefios dimetros de tuberia flexible),
la temperatura estatica de fondo serd cercana a la temperatura de la
formacion. Conforme la temperatura incrementa, el tiempo de espesamiento
de la lechada disminuye. Para aplicaciones con tuberia flexible, los disefios de
la lechada se basan en la temperatura estéatica de formacion a menos que una
temperatura mas precisa sea conocida.

Reologia
Bombear a través de una tuberia flexible involucra transportar la lechada de

cemento en un diametro interno de tuberia pequefio. La presion de inyeccion
debe ser mantenida dentro de los limites aceptables a un maximo caudal de
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bombeo para asegurar un razonable tiempo de colocacion de la lechada de
cemento. Por lo tanto el punto de cedencia de la lechada y la viscosidad
plastica deben ser mantenidos tan bajos como sea posible, esto debe ser
logrado sin decantacion ni agua libre. Las lechadas usadas para aplicaciones
con tuberia flexible siempre deben de ser probadas para 10 segundos y 10
minutos cuando se determina el esfuerzo de gel a la temperatura de fondo
estimada y la presiéon promedio en la tuberia. El desarrollo de un excesivo
esfuerzo de gel puede inducir a la inhabilidad para bombear cemento fuera de
la tuberia en el caso que se tenga que parar temporalmente. Es importante
determinar el esfuerzo de gel bajo temperatura y presion debido a que este
ultimo tiene un efecto significativo sobre el esfuerzo de gel de ciertas lechadas.

Pérdida de filtrado

Esta definido como el volumen de fluido de una lechada que se pierde a través
de una membrana permeable debido a la filtracion. Conforme el fluido se
pierde, un revoque de cemento semi-hidratado y duro crece alrededor del area
de pérdida de filtrado. El espesor del revoque de filtrado (nodos) incrementa
con la pérdida de fluido. Si la pérdida de fluido ocurre demasiado rapido, el
revoque de filtrado crecera rapidamente (“flash set") y sera suave y bastante
permeable.

Las lechadas de cemento disefiadas para cementaciones forzadas de
perforados deben ser ensayadas en una celda de pérdida de filtrado utilizando
una prueba de pérdida de fluido APl modificada que tome como consideracién
el diferencial de presion real a ser aplicado y en adicién el uso de discos de
ceramica o aloxita especial que representan mejor la permeabilidad estimada
de la formacién. La dureza del revoque de filtrado y su desarrollo deben ser
estudiados para todas las lechadas debido a que una prematura
deshidratacién puede inducir a un crecimiento excesivo del nodo que puede
bloguear el pozo para cuando se desee reingresar a é€ste para la subsiguiente
limpieza del hoyo. La lechada ideal debe crear lentamente un revoque de
filtrado duro, de baja permeabilidad y formar un pequefio nodo dentro de la
tuberia de revestimiento que no debe restringir el paso de la tuberia flexible
durante una operacién de contaminacién o limpieza. El espesor del revoque
de filtrado deseado, determinado segun la prueba de pérdida de fluido API
modificada, debe encontrarse entre 0.5 a 0.75 pulgadas (12.7-19.1 mm.).
Desde un punto de vista operacional, el objetivo es tener una baja pérdida de
filtrado cuando se bombea a través de restricciones en un BHA como son las
valvulas secuenciales o las boquillas pequefias. En adicion si una oquedad ha
sido desarrollada en la tuberia flexible, una lechada de cemento con una baja
pérdida de filtrado tendra menor posibilidad de deshidratarse en la fuga y
bloguear la tuberia.
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Esfuerzo ala comprension

Es una medida de la carga de compresiéon que un cubo de cemento puede
resistir antes de fallar. ElI procedimiento de prueba API fue originalmente
desarrollado como un medio para determinar el desarrollo del esfuerzo versus
el tiempo para una determinada lechada. Sin embargo, es importante conocer
gue el esfuerzo a la compresion de una lechada fraguada es de escasa
importancia debido al hecho que el principal mecanismo de falla para un
cemento fraguado esta vinculado a los esfuerzos de corte de tension y no a
las cargas de compresion. El método preferido para medir el desarrollo de los
esfuerzos versus el tiempo es el UCA (Analizador Ultrasénico de Cemento).
Esto debido a que el desarrollo del esfuerzo puede ser observado en tiempo
real en lugar de un intervalo predeterminado que puede o no dar un dato
relevante. Obviamente un tapdn de cemento debe tener suficiente tiempo para
desarrollar el esfuerzo antes de contactar nuevamente el tope de cemento. Un
valor aceptado para el esfuerzo a la comprensién que requiere un cemento
fraguado es de 500 psi. Una cementacion forzada en perforados debe también
desarrollar suficiente esfuerzo antes de realizar una prueba de integridad de
presién. Sin embargo en este caso el modulo elastico del cemento fraguado
es mas importante que el esfuerzo a la compresiéon. Es importante tener en
cuenta que el cemento deshidratado en los tuneles de los perforados/nodos
desarrollardn un esfuerzo mucho mas acelerado que una lechada probada en
el laboratorio usando una prueba convencional de esfuerzo a la compresion o
un analisis UCA.

Tiempo de trabajo

Es definido como la cantidad de tiempo requerida para realizar una operacion
de cementacion desde el principio hasta el final. Para determinar el tiempo de
trabajo es necesario asegurarse de haber incluido el tiempo de mezclado,
bombeo, desplazamiento, y el tiempo que tomarda retirar la tuberia para
cualquier lechada de cemento. En el caso de una cementacion forzada
"Bradenhead" a través de unatuberia flexible, el tiempo de espesamiento debe
incluir adicionalmente el tiempo deseado para mantener la presion de cierre
en la etapa de contaminacion.

Tiempo de Espesamiento

Esta referido al tiempo durante el cual una lechada de cemento dada
permanece bombeable bajo condiciones simuladas de pozo de presion y
temperatura. El tiempo de espesamiento debe incluir un factor de seguridad
de al menos 2 horas mas que el tiempo de trabajo hasta 1.5 veces el tiempo
del mismo para permitir suficiente tiempo ante cualquier demora inesperada
para circular o reversar cualquier exceso de cemento fuera del pozo si fuera
requerido. El trabajo debe ser facilmente completado dentro del marco del
tiempo de trabajo.
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Agua libre

El agua es agregada al cemento seco en una relacion especifica para
humedecer adecuadamente toda el area superficial de las particulas de
cemento y permitir que el proceso de hidratacion suceda. El agua Libre es el
exceso de agua que no es absorbido por el cemento o aditivos y se separa
cuando la lechada fragua. La relacion agua/cemento necesita ser ajustada
para todas las lechadas a fin de eliminar cualquier sedimentacion resultante
de la variacion de la densidad de la lechada y el agua libre. En general, para
aplicaciones de cementaciones a través de una tuberia flexible, todas las
lechadas deben ser disefiadas con 0% de agua libre para prevenir la inversion
de la densidad y canalizacion, especialmente en pozos desviados.

Densidad

La densidad es importante para la resistencia del cemento. En general,
lechadas de alta densidad desarrollan altas resistencias. Sin embargo, existen
aditivos especiales que mejoran la resistencia desarrollada en lechadas de
baja densidad cuando una baja densidad es requerida. Uno no puede esperar
gue una lechada de 12 ppg desarrolle la misma resistencia a la compresion
gue una lechada de 16 ppg. Sin embargo, como se menciond anteriormente
la resistencia no es el criterio de disefio mas importante, y en muchos casos
una lechada de baja densidad sera suficiente siempre que los otros criterios
de disefio sean cumplidos. En general, debido a practicas acostumbradas,
muchas lechadas son disefiadas basadas en los requerimientos de agua de
las recomendaciones API las cuales proveen densidades entre 15.86 y 16.1
ppg en funcion a la clase de cemento que se utiliza.
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7.2.Perforacion

Una vez que la sarta de revestimiento ha sido fijada mediante el proceso de
cementacion, los hidrocarburos no pueden salir del reservorio debido al sello
creado por el cemento y la sarta de revestimiento. En este caso, es necesario
crear una comunicacién entre el reservorio y el pozo a fin de que los fluidos
puedan fluir dentro del pozo. Esta comunicacion se consigue mediante la
perforacion.

Objetivos:

Obtener perforaciones productivas, limpias y libres de dafo.

Penetrar el intervalo productivo tan profundo como sea posible.

Crear orificios de entrada redondos y suaves en la sarta de revestimiento.
Minimizar el dafio del cemento y de la sarta de revestimiento.

Obtener el maximo caudal de flujo con el minimo nimero de perforaciones.

7.2.1. Perforaciéon Convencional:

El proceso convencional incluye el uso de un cafidon de perforacion, para
realizar orificios a través de la sarta de revestimiento y dentro de la formacion
para permitir que los fluidos del reservorio ingresen al pozo.

El estilo antiguo de perforacion usa un cafion de perforacion que lleva varias
balas, las cuales se disparan creando orificios en la sarta de revestimiento que
penetran la formacién. Hoy en dia los contratistas de perforacion utilizan casi
siempre cafiones de perforacion de chorro, que llevan cargas huecas (cargas
explosivas especiales), las cuales trabajan como las balas usadas en estilo
antiguo de perforacion.

Cafones de Perforaciéon

El cafion de perforacién es un cilindro largo que lleva varias balas o cargas
huecas envueltas por un forro de metal.

El cafion puede ser bajado dentro del pozo de cuatro formas distintas:

A través de una sarta de revestimiento con un cable.
Al final de una sarta de la tuberia de produccion.

A través de una tuberia al final de una tuberia flexible.
A través de una tuberia con un cable.

PwnPE
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CHARGES
THAT HAVE
BEEN FIRED

CASING
SHOE

El cafién de perforaciéon crea huecos en el revestimiento, cemento y la
formacion,

Los fabricantes ofrecen una variedad de cafiones de perforacion. La eleccion
depende basicamente del dimetro y la longitud de la perforacién necesarios
y si es que el cafdn sera bajado dentro de una sarta de revestimiento o de una
tuberia. Cuanto mas grandes se deseen las perforaciones, chorros mas
fuertes o balas mas grandes seran necesarios para realizarlas. Chorros mas
fuertes 0 balas méas grandes requieren cargas y cafiones mas grandes para
mantener dichas cargas.

Los cafiones mas grandes son generalmente recuperables. En otras palabras,
pueden ser retirados después de que las cargas hayan sido disparadas. Los
cafiones mas pequefos son parcialmente o completamente destruidos cando
las cargas son disparadas.

Mientras que los cafiones de perforacidon de balas usan balas como las de una
pistola ordinaria, los cafiones de perforacion de chorro usan cargas huecas
explosivas. Cada carga consiste en un material explosivo dentro de un forro
conico hueco con un detonador en la parte posterior. Un cable detonante
permite accionar las cargas eléctricamente desde superficie.

Cuando las cargas explotan, esto genera una potente onda de impacto sobre
el revestimiento de metal. El revestimiento se rompe en particulas finas y se

40



vuelve parte de la corriente del chorro de alta energia, algo asi como una
corriente de agua de alta presién lanzada con una manguera sobre la sarta de
revestimiento, el cemento y la roca para hacer un agujero en estos. En lugar
de destruirlos, la corriente los empuja hacia un lado conforme ésta los
atraviesa a mas de 20000 millas por hora (32200 kilometros por hora). Esta
corriente puede alcanzar hasta 2 pies (0.6 metros) antes de que se disipe la
energia.

WALL OF
DETONATING PERFORATING
CORD GUN

FORMATION

CHARGE ANNULUS
CASE CASING

l CEMENT

-~ T

Una carga hueca lanza una corriente de alta energia sobre el revestimiento, el
cemento y la formacion

Procedimientos de Perforacion

Es necesario mencionar, que antes de iniciar el proceso de perforacion un
fluido de completacion debe ser colocado en el pozo para desplazar el lodo y
dejar un fluido libre de fragmentos y otros desperdicios que podrian obturar las
perforaciones.

Una vez acondicionado el hoyo, se procede a ensamblar el cafion de
perforacion de acuerdo a la configuracion seleccionada que sera bajado dentro
del pozo.

El cafion armado es bajado dentro del pozo hasta la profundidad correcta y
entonces es accionado. Para determinar la posicion exacta del cafién en
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relacion a la formacion, el cafidn debe tener un localizador de collares (“collar
locator”).

Un tipo de localizador de collares tiene brazos que raspan contra las paredes
de la sarta de revestimiento. Cuando el cafion topa con un collar o una unién
entre dos juntas, los brazos se expanden en el espacio entre las juntas. Debido
a que la longitud de cada junta es conocida, la profundidad del cafién puede
ser calculada.

Los localizadores s6nicos y magnéticos encuentran cada unién de tuberia de
revestimiento ubicando la seccion con un espesor adicional de metal. Otro tipo
tiene una pequefa video camara que muestra el interior de la tuberia de
revestimiento.

7.2.2. Perforacion Abrasiva:

Los origenes de la perforacién abrasiva se remontan a los afios 60s donde el
método resultd ser técnicamente exitoso; sin embargo, no consiguio lo mismo
en el sentido econémico. Pocos avances en tecnologia fueron intentados
hasta los finales de los 90s. Afortunadamente, los adelantos obtenidos en
metalurgia han permitido importantes redisefios de las herramientas de
perforacion abrasiva. Esos avances junto con las mejoras en el disefio de las
bombas han hecho que la perforacién abrasiva sea mas rentable a la fecha.

Aplicaciones para la tecnologia de la perforacion abrasiva incluyen perforaciéon
y re-perforacion de pozos de petréleo y gas. Asimismo ésta puede ser usada
con otras tecnologias tales como fractura y acidificacion.

La perforacion abrasiva representa una alternativa bastante atractiva frente a
los métodos de perforacion con balas y explosivos, llevados a cabo a través
de tuberia y a través de cable, usados en la mayoria de los campos hoy en
dia. La aplicacién de esta tecnologia continla en aumento a medida que el
uso de tuberia flexible crece en el mundo.

Definicién

La perforacion abrasiva es un método de perforacion que emplea un fluido con
una determinada concentracion de arena, el cual mediante presion es forzado
a pasar a través de orificios especiales para perforar tubulares y cemento, y
extender simultaneamente una cavidad dentro del reservorio.

La herramienta usada para la generacion de estas perforaciones es bajada
dentro del pozo con tuberia flexible, lo cual le ofrece mas versatilidad.
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Beneficios:

Los beneficios del proceso de la perforacion abrasiva permiten colocar ésta
en ventaja con respecto a los métodos de perforacion tradicionales.

El incremento de produccion a través de la perforacidén abrasiva es alcanzado
en distintas formas.

Extender la cavidad de la perforacién mas alla del dafio en la cercania del pozo
es importante para ayudar en la limpieza del pozo y alcanzar su completo
potencial productivo.

Como las perforaciones se originan por la erosion de la formacién, no se
obtienen temperaturas altas y los materiales erosionados son circulados fuera
del pozo. Una perforacion explosiva convencional origina una tremenda
cantidad de calor y presién (mucho mas que la presion del fluido presurizado
en la perforacion abrasiva).

En los dltimos 10 afios se han escrito muchos articulos técnicos acerca del
dafio de la perforacion y el dafio que ésta produce. La perforaciéon
convencional es conocida por crear una zona de baja permeabilidad en la
formacion alrededor de los tuneles de perforacion que constituyen una
restriccion del flujo, lo cual puede dafiar la productividad o la inyectividad del
pozo. La alta temperatura puede también sellar los canales de perforacién en
ciertos tipos de reservorios. Por lo tanto, conforme la perforacion explosiva
intenta sobrepasar el dafio en la cercania del pozo, ésta puede crear dafio.
Las cavidades creadas por la perforacion abrasiva sin los efectos antes
mencionados, permiten conseguir una mejor comunicacién con el reservorio.

Casing

Reservoir

Perforation Tunnel

Cement

Dafio producido por la perforacién explosiva

La profundidad de penetracion es un punto frecuentemente cuestionado
cuando hablamos de perforacion abrasiva. La industria de la perforacion
explosiva ha aceptado lineamientos relativos a pruebas de superficie y a
demandas de la profundidad de penetracion en el reservorio. Estas pruebas
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no han sido desarrolladas para la industria de la perforacion abrasiva,
haciendo dificil comparar la profundidad de penetracion entre tecnologias.
Muchos factores pueden influenciar en la profundidad de las cavidades
formadas por perforacion abrasiva, incluyendo la profundidad de la zona de
interés, la porosidad y la permeabilidad de la zona, la edad y el estado de la
sarta de revestimiento, y los tratamientos anteriores que han sido
desarrollados en el pozo.

A pesar de la dificultad que implica comparar la profundidad de penetracion de
ambas tecnologias, todos coinciden en que la produccién alcanzada con la
perforacion abrasiva comparada con la perforacién convencional es mayor
debido a la profundidad, el tamafio de las cavidades creadas y a la ausencia
del dafio de formacion.

Asimismo la perforacién abrasiva puede ser usada con otras tecnologias. Las
cavidades que estdn en mayor contacto con la zona de interés producirdn a
un nivel mayor cuando otras tecnologias son usadas después de la
perforacion. La acidificacion serd mas efectiva debido a la gran area (el tamafio
de las perforaciones incrementa en diametro conforme la distancia a la
cercania del pozo incrementa, a diferencia de la perforacion tradicional) de
contacto entre el &cido y el reservorio. La ausencia del dafio de formacion
generada durante el proceso de perforacién crea un mejor contacto entre la
formacion y la quimica.

Lo mismo se puede decir de la fractura hidraulica. Articulos técnicos sugieren
gue una de las observaciones de campo mas comunes es la habilidad para
colocar mayores concentraciones de agente sostén que en pozos similares
gue usan perforaciones convencionales cuando la perforacion abrasiva es
usada antes de una fractura hidraulica. Con la perforacion abrasiva, la
posibilidad de que cada perforacion acepte fluido es notablemente
incrementada desde que ellas son normalmente de mayor diametro
(especialmente dentro), no poseen dafio y sobre todo debido a que no existe
una permeabilidad reducida alrededor de las perforaciones. Asi, si las
perforaciones creadas por abrasion tienen mejor comunicacion para las
fracturas que pozos similares perforados con explosivos, entonces esta es una
razbn mas para que esta misma comunicacion contribuya a una mejor
produccion.

Pozos problemas son también buenos candidatos para perforacion abrasiva,
siguiendo los mismos ejemplos. Los pozos que estan experimentando
declinacién de produccién debido al desarrollo de depésitos de sedimentos
originados por el flujo de petréleo pueden ver una mejora en su produccion
con perforaciones abrasivas. Crear una nueva perforacion entre las existentes
puede proveer nuevos caminos de produccion y esas nuevas cavidades
pueden también comunicar las perforaciones existentes para remover los
depositos.
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Limpiezas quimicas pueden también ser inyectadas dentro del area perforada
con la herramienta.

Las perforaciones abrasivas pueden ser desarrolladas sobre pozos dafados,
pozos altamente desviados, 0 pozos con restricciones. Reservorios laminares
pueden ser dificiles de estimular sin afectar las zonas adyacentes superiores
o inferiores (las cuales muchas veces contienen agua). La perforacion
abrasiva es un camino para tratar esos pozos a través de una sola perforacion
0 en conjunto con una fractura hidraulica disefiada para zonas laminares.

En campos productores antiguos donde la pobre adherencia del cemento es
muy comun, y donde muchas veces el cemento no cubri6 toda la sarta de
revestimiento, los métodos de perforacidbn con explosivos pueden resultar
perjudiciales para la cercania del pozo y el reservorio. La adherencia del
cemento e incluso la ausencia del cemento en todo el intervalo pueden ser un
tema de preocupacién para los operadores cuando se usan explosivos. La
perforacion abrasiva puede ser usada como parte de la sarta en las
operaciones de cementacion secundaria para crear las perforaciones que
permitan la insercion del cemento.

Del mismo modo, sartas de revestimiento delgadas o degradadas pueden ser
dafadas por perforaciones convencionales. La perforacién producida por
abrasion es siempre suave y libre de rugosidad similar al arenado de metal
desarrollado en aplicaciones industriales.

En operaciones de fractura, esas perforaciones conducen a un mejor
empaqguetamiento y a una mayor eficiencia para la operacién de fractura.

Pozos antiguos que han sido cerrados o abandonados pueden ser un buen
objetivo para la perforacién abrasiva. Casos historicos muestran significativos
éxitos en la restauraciéon de niveles de produccién anteriores después de que
los pozos han estado inactivos y llenos de fluido. La irrigacion de alta presiéon
en estas zonas puede restaurar la comunicacion entre las zonas previamente
perforadas.

La perforacion de las zonas a través de sartas de revestimiento multiples
puede presentar dificultades en algunos casos. Cuando cargas de explosivos
son detonadas en un pozo, toda la energia es gastada en un milisegundo. En
las perforaciones abrasivas, la energia es continuamente transferida mediante
el bombeo a través de la tuberia y la herramienta hacia la formacion. Después
de la penetracion inicial de la sarta de revestimiento y el cemento, la energia
transferida al fluido continla para cortar una segunda sarta de revestimiento,
y asi conforme la presiéon de bombeo es mantenida, ocurre la penetracion de
la formacion. El proceso toma mayor tiempo que una perforacion con
explosivos, pero los resultados alcanzados presentan un mejor desempefio
gue los perforados tradicionales.
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Sintetizando podemos decir que los principales beneficios del método de
perforacion abrasiva son:

e La produccién puede ser incrementada en pozos usando perforacion
abrasiva por tener una mejor comunicaciébn con el reservorio y la
eliminacién del dafio en la cercania del pozo en lugar de crear un nuevo
dafio como puede ser visto con las perforaciones con balas o explosivos
tradicionales.

e Las perforaciones creadas son mas limpias, sin fragmentos y/o residuos,
debido a que la arena usada y el material de formacioén erosionado son
circulados fuera del pozo.

e Las herramientas usadas en el método de perforacion abrasiva pueden ser
configuradas para caracteristicas especificas del pozo y pueden trabajar
con otros tratamientos.

e La acidificacion es mas efectiva debido a la mayor area de contacto entre
el acido y el reservorio. Del mismo modo los tratamientos de Fractura
Hidraulica se ven favorecidos debido a la disminucion de la tortuosidad y
de la friccién en las perforaciones que se refleja en menores presiones de
trabajo con un menor riesgo de arenamiento prematuro.

e Las perforaciones abrasivas son una excelente tecnologia a considerar
para pozos con declinacion de presién, sartas de revestimiento dafadas,
sartas de revestimiento y cemento viejos, zonas laminares, pozos con
sartas de revestimiento multiples y pozos abandonados o cerrados.

e La perforacion abrasiva es mas segura que los métodos con balas o
explosivos a través de tuberia o cable. Este factor de seguridad produce
beneficios con el personal, el entrenamiento, el transporte y el
almacenamiento.

Equipos

Los equipos basicos comprometidos en una operacién de perforacién abrasiva
incluyen una unidad de tuberia flexible, una bomba de alta presion, una unidad
de mezclado (“slurry batch mixer”).

La bomba de alta presion es usada para desplazar el fluido cargado con arena
a través de la tuberia flexible y fuera de los orificios especiales (jets) de la
herramienta. La accidén abrasiva de la corriente de alta velocidad penetra la
tuberia de revestimiento y la formacion. Los retornos son circulados fuera del
pozo a través del anular hacia un tanque o una pileta de desechos.

Un método alternativo envuelve el uso de un mezclador de fractura y un
bombeador para mezclar y bombear la lechada. Si bien el mezclador provee
un alto grado de precision en cuanto a la concentracion de arena, éste puede
agregar costos adicionales a la operacion.
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Herramienta de perforacion abrasiva

La herramienta de perforacion consta de unos orificios (“jets”) especiales
configurados en uno o mas planos horizontales. Esta es conectada al final de
la tuberia flexible para ser bajada dentro del pozo a la profundidad deseada.
Después del proceso de perforacion, la arena usada y los materiales
erosionados de la formacion son removidos del pozo por circulacion.

Las herramientas de perforacion abrasiva son actualmente construidas para
una variedad de aplicaciones y para el uso con muchos otros tipos de
tecnologia. La Herramienta puede ser construida con flexibilidad que le
permita ser configurada para varias condiciones de pozo. Multiples posiciones
de los orificios (jets) con orientaciones variables pueden ser configuradas en
la herramienta para permitir diferentes modelos de perforacién vy
concentraciones de las perforaciones. Tapones pueden ser colocados en
aguellas ubicaciones que no seran usadas Yy el intervalo objetivo determinara
el nimero de orificios a ser usada por herramienta.

Herramientas mdltiples pueden ser utilizadas en series para intervalos
grandes. Para zonas delgadas, s6lo una herramienta puede ser requerida,
mientras mas grande sea el intervalo mas herramientas en serie seran
requeridas.

Los nuevos disefios incluyen  caracteristicas que permiten que las
herramientas sean configuradas para diferentes tamafios de tuberias de
revestimiento centrando la herramienta en la tuberia de revestimiento
protegiendo la herramienta del desgaste durante los viajes de entrada y salida
del pozo. La habilidad para usar una herramienta para diferentes tamafnos de
tuberia de revestimiento y para diferentes tipos de tratamientos es un logro
significativo en perforacion.

Tal como se menciond anteriormente, otras tecnologias pueden ser usadas
durante el proceso de perforacién. Las herramientas pueden ser combinadas
con tapones y “packers” a fin de tratar quimicamente una zona. La zona es
perforada y luego las perforaciones son aisladas sentando un tap6n y un
“packer”. La zona aislada es entonces tratada mediante fractura u otro
tratamiento quimico. La inyeccion quimica y la fractura hidraulica son los dos
tratamientos mas populares que tienen mucha compatibilidad con la
perforacion abrasiva. Un substituto de circulacion puede ser usado al final del
ensamblaje de fondo para permitir la limpieza del pozo por circulacion los
restos de la arena usada y de los materiales de la formacién. Este substituto
también puede ser usado para colocar arena u otro material apropiado segun
se desee.
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Las herramientas pueden ser disefladas y fabricadas para necesidades
especificas y trabajos de remediacion o para trabajos con otras herramientas.
Las necesidades podrian incluir restricciones pequefias inusuales,
herramientas para entrar en tuberias de revestimiento dafiadas, o
herramientas disefiadas para cortar la tuberia de revestimiento bajo
circunstancias especiales. Las herramientas de perforacion abrasiva pueden
ser configuradas para trabajar con “packers”, substitutos de circulacion,
localizadores de collares, y muchas otras herramientas de fondo bajadas con
tuberia flexible.

Las herramientas pueden desarrollar varios conjuntos de perforaciones antes
gue sea necesario sacar la herramienta del pozo para reemplazar los orificios
(“jets”). Esas perforaciones pueden ser desarrolladas en una zona grande, o
pueden ser usadas para tratar zonas multiples.

Procedimiento de Perforaciéon

1. Conectar la herramienta (ensamblaje de fondo) al final de la tuberia flexible.
Considerar el uso de un centralizador en el ensamblaje de fondo.

2. Bajar la herramienta hasta la profundidad deseada.

3. Bombear el fluido abrasivo.

4. Incrementar el caudal de flujo hasta alcanzar la presion deseada y
mantener esa presion por un tiempo determinado. (El caudal variara
dependiendo de la configuracién de la herramienta).

5. El tiempo sera calculado en base a la profundidad, el caudal y la
penetracién deseada.

6. Una vez alcanzado el tiempo estimado, bajar el caudal y mover la

herramienta hasta la siguiente ubicacion deseada.

Repetir los pasos 4, 5y 6 hasta realizar todas las perforaciones deseadas.

Alcanzada la ultima ubicacion de perforacién, desplazar el fluido abrasivo

de la tuberia flexible y del pozo.

9. Remover los restos de la arena usada en las perforaciones y los materiales
erosionados de la formacion mediante circulacion.

© N
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Disefio del trabajo
Arena

La arena a ser usada en las operaciones de perforacion abrasiva debe ser una
arena de silice malla 100. Se recomienda la presentacién en sacos para
mantener un mejor control de la relacion fluido-arena.

Concentracion de arena

La concentracion de mezclado de la arena debe ser de 1 Ib/gal (120 kg/m3).
Esta concentracion debe ser mantenida durante todo el tratamiento.

Fluido de trabajo

El fluido usado en las operaciones de perforacion abrasiva debe tener la
suficiente capacidad para mantener en suspension la arena cuando ésta se
transporte a través de las bombas, las lineas de superficie, la tuberia flexible
y el ensamblaje de fondo. Generalmente, un gel lineal de 10 Ib/gal suele ser
suficiente.

Por razones de seguridad, los fluidos base agua son los fluidos preferidos para
estas operaciones. De usarse fluidos inflamables o petréleo, se deben tomar
las medidas de seguridad adecuadas para el trabajo.

En las operaciones de perforacién abrasiva, el fluido de trabajo debe producir
la suficiente velocidad de chorro para generar las perforaciones.

Caudal de Bombeo

La lechada debe ser bombeada a un caudal tal que produzca la suficiente
caida de presion a través de los orificios de la herramienta para crear los
perforados en el revestimiento, el cemento y la formacion.

Un valor aceptado para el caudal es 1 bpm por cada orificio, para lo cual un
valor aceptado de caida de presion es de 2175 psi (15 MPa).

Estos valores pueden variar dependiendo de las caracteristicas del pozo y de
los equipos y herramientas a utilizar.

Los factores que pueden afectar el caudal son el diametro de la tuberia flexible,
el fluido usado, entre otros. Asi mismo el valor de la presion de impacto
requerido puede ser afectado por el tamafio de los orificios, el diametro de la
tuberia de revestimiento, entre otros.
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Por lo tanto, estos valores deben ser elegidos, de acuerdo a la simulacién del
trabajo a realizar.

El caudal debe ser mantenido constante durante toda la operacion debido a
gue las variaciones de presion pueden originar un movimiento vertical de la
tuberia, esto a su vez creara perforaciones irregulares con una reduccion en
la penetracion de la formacion.

Conforme el proceso de perforacién continta, los orificios de la herramienta
se tornan ligeramente mas grandes debido al desgaste. Esto sera reconocido
por una disminucién en la presion de bombeo. Cuando esto ocurra, se debe
incrementar la presion de bombeo para mantener la presion. Una repentina o
gran caida de presion, tal como 510 psi, indica una falla en la herramienta o
en la tuberia. En este caso, el bombeo de arena debe ser suspendido
inmediatamente, se debe circular el pozo para limpiar el fluido, y la tuberia
debe ser sacada del pozo para inspeccionar tanto la tuberia como la
herramienta de fondo.

Penetracion de la Formacion
Se ha encontrado que la maxima penetracion de la formacién ocurre cuando:

La maxima potencia es entregada a los orificios de la herramienta.

La formacién es permeable, vuggy, relativamente suave, o fracturada.

La perforacién del casing es grande para reducir las pérdidas en la cavidad.
Una distancia “Stand-off” de 1 cm es mantenida.

Las concentraciones de arena se mantienen entre 1 a 1.6 Ib/gal

e La malla de la arena usada es mas grande. Es necesario asegurarse que
los granos de arena no sean mas grandes en didmetro que 1/3 del didmetro
de los orificios de la herramienta. Esto limita el tamafio de la arena a un
maximo de malla 12.

Efecto de la distancia “ Stand-off” y del Diferencial de Presion

La distancia “stand-off”, es decir la distancia entre la cara de los orificios de la
herramienta y la pared del revestimiento, es una consideracion importante
cuando se optimiza la penetracién de la formacion. La penetracion incrementa
conforme la distancia “stand-off” disminuye. Sin embargo, esta distancia
“stand-off” s6lo puede disminuir hasta un punto, debido a que la velocidad con
la que la arena erosiona los orificios de la herramienta puede ser tan alta que
puede superar la velocidad de erosion de las paredes del revestimiento.
Distancias “stand-off” de 1 cm a 2 cm permitiran optimizar la penetracion de la
formacion sin alcanzar el limite de erosién mencionado.

La siguiente figura muestra la penetracién obtenida en un minuto para varias
distancias “stand —off".
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La figura muestra ademas el efecto de la presion diferencial a través de los
orificios. Un incremento en la presiéon produce una mayor velocidad del
chorro. Para una distancia “stand-off” de 2 cm, un incremento de la presion

diferencial de 1015 psi a 2030 psi produce un incremento de 2.5 veces
mayor.

| p—— - . - - . - i - ¥ v = =

{4.76 mm JET — PENETRATING STEEL—
VS STAND-OFF USING 0.12 Kg
t 20 - 40 SANDim® GELLED WATER —

MM — PENETRATION IN STEEL IN ONE MINUTE

: = : TR T 6 18
JET STAND OFF - CM
Curva de velocidad de corte para tres rangos de presién a varios “standoff”.

Efecto del Tiempo de Bombeo

En todos los casos hay un punto en el que un aumento en el tiempo de
bombeo deja de producir un aumento en la penetracion. Este es el punto en
el cual la velocidad del chorro cae por debajo de la velocidad minima para la
abrasion.

Las siguientes cinco figuras son curvas de la velocidad de corte para varias
condiciones de hoyo. En cada caso la maxima velocidad de corte ocurre en

las etapas iniciales del bombeo y disminuye a casi cero después de 20 a 25
minutos.
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Efecto de la densidad del fluido

Los fluidos mas livianos producen mayores velocidades de chorro y por lo tanto
tienen mas poder de penetracion. Sin embargo, este incremento no es tan
significativo debido a que la velocidad del orificio de un crudo de 38 API es
sélo el 9% mayor que la del agua. Por esta razon fluidos gelificados base agua,
los cuales son capaces de suspender la arena en el anular a bajas velocidades
y no son inflamables, deben ser usados siempre que sea posible.
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Efecto de la dureza de la formacién

La maxima penetracion es fuertemente influenciada por la dureza de la
formacion. El granito, el cual tiene una dureza de 19 de acuerdo a las Tablas
Criticas Internacionales (ICT), no puede ser penetrado tan profundamente
como la caliza, la cual tiene una dureza de 3. La ICT es un conjunto de tablas
gue listan la resistencia relativa a la abrasion de la roca. Para cada dureza hay
una minima velocidad de chorro a la cual la erosion puede ocurrir. A medida
gue la penetracion se extiende, la turbulencia reduce la velocidad del chorro
hasta un punto donde no ocurre mas penetracion (La profundidad de
penetracién de la caliza es aproximadamente 6 veces mayor que la del
granito).
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7.3.FRACTURAMIENTO HIDRAULICO
7.3.1. HISTORIA:

Los primeros intentos para fracturar formaciones no fueron hidraulicos, implico
el uso de explosivos de gran potencia para romper la formacion y proporcionar
ademas "canales de flujo" desde el reservorio hacia el pozo. Hay registros que
indican que esto tuvo lugar en 1890. La Compafia Independiente Torpedo
(Fundada en 1905), utilizé la nitroglicerina en forma explosiva para estimular
formaciones en Ohio. Este tipo de estimulacion del reservorio llegé a su
conclusién definitiva con el uso experimental de dispositivos nucleares para
crear fracturas relativamente poco profundas en formaciones de baja
permeabilidad a fines de 1950 y principios de 1960.

Por otro lado, a finales de la década de 1930, la acidificacion se habia
convertido en una técnica aceptada de desarrollo para pozos petroleros.
Durante el desarrollo de estos trabajos, muchos profesionales observaron que
por encima de una cierta presion de "ruptura”, la inyectividad aumentaba
draméaticamente. Es probable que muchos de estos tratamientos acidos hayan
sido, de hecho, fracturas acidas.

En 1940, Torrey reconocio lo que es el fracturamiento de la formacion inducida
por presién. Sus observaciones se basaron en las operaciones de
cementacion secundaria. El presenté datos que muestran que las presiones
generadas durante estas operaciones podrian fracturar las rocas a lo largo de
los planos de estratificaciéon o de otras lineas de "debilidad sedimentaria”.
Observaciones similares se hicieron para los pozos de inyeccion de agua por
Yuster y Calhoun en 1945.

El primer proceso de fracturamiento hidraulico para la estimulacion intencional
se realizé en el campo de gas Hugoton en el oeste de Kansas, en 1947. El
pozo Klepper N° 1 se completé con cuatro intervalos productores de gas en
caliza, uno de los cuales habia sido tratado previamente con acido. Cuatro
tratamientos fueron bombeados por separado, uno para cada zona, con un
“Packer” primitivo empleado para el aislamiento. El fluido utilizado para el
tratamiento fue napalm, sin duda una operacién extremadamente peligrosa.
Sin embargo, 3000 galones de fluido fueron bombeados en cada formacion.

Aunque las pruebas post tratamiento mostraron que la inyectividad de gas de
algunas zonas habian aumentado en relacion a las demas, la capacidad de
entrega global del pozo no se incrementd. Por ello se concluyé que la fractura
no sustituiria la acidificacion de formaciones de caliza. Sin embargo, a
mediados de la década de 1960, El fracturamiento hidraulico empaquetado
habia reemplazado la acidificacién como el método de estimulacion preferido
en el campo Hugoton. Los primeros tratamientos fueron bombeados de 1 a 2
bpm con una concentracion de arena de 1 a 2 ppa.
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Hoy, miles de estos tratamientos son bombeados cada afio, y van desde
pequefas fracturas para atravesar el dafio de formacién somero hasta los
tratamientos de fracturas masivas que terminan costando mucho mas de $ 1
millén. Muchos campos sélo producen como consecuencia del proceso de
fracturamiento hidraulico. A pesar de ello, muchos profesionales de la industria
siguen desconociendo los procesos involucrados y lo que puede lograrse.
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7.3.2. EL PROCESO:

La fractura hidraulica ocurre como resultado del fenémeno descrito por la ley
de Darcy para flujo radial:

_ khAP
()

Donde “q” es el caudal, “k” la permeabilidad de la formacion, “h” la altura neta,
AP la diferencia de presion (o caida de Presién), “p” la viscosidad del fluido,
“re” el radio de drenaje y “rw” el radio del pozo. Esta ecuacion describe la tasa
de flujo para una configuracion dada yacimiento-pozo, para una diferencia de
presion aplicada. Re-organizando esta ecuacién podemos tener un enfoque

diferente:

pauin(r,/r,)
kh

Esta ecuacion describe la diferencia de presion producida para un caudal
determinado. Recordando que la ecuacion de Darcy se aplica por igual a la
inyeccion y a la produccién, la ecuacion anterior nos indica la diferencia de
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presion necesaria para bombear un fluido de viscosidad “n” en una formacion
dada a un determinado caudal “q”.

A medida que el caudal aumenta, la diferencia de presion también aumenta.
La presién y el esfuerzo son esencialmente lo mismo, de modo que a medida
gue el caudal genera una diferencia de presion, éste crea también un esfuerzo
sobre la formacién. Asimismo, conforme el caudal (o viscosidad) aumenta, se
incrementa el esfuerzo. Por tanto, si es posible mantener el aumento
progresivo del caudal, con el tiempo se alcanzara un punto en el que la tension
serd mayor que el esfuerzo maximo que puede soportar la formacién y la roca
serd rota fisicamente.

Esta es la forma como se logra una fractura, bombeando un fluido dentro de
una formacion, a un alto caudal y en consecuencia a una alta presion. Sin
embargo; es importante recordar que es la presion y no el caudal lo que crea
las fracturas (aunque a menudo el caudal es usado para crear presion).

Presion (y el esfuerzo) es energia almacenada, 0 mas exactamente, energia
almacenada por unidad de volumen. La energia es de lo que el fracturamiento
hidraulico se trata. Con el fin de crear y propagar una fractura de proporciones
Gtiles, la energia debe ser transferida a la formacién. La produccion de un
ancho determinado y la ruptura fisica de la roca requieren también de energia.
Superar la resistencia de los fluidos de fractura de alta viscosidad para que
puedan ser bombeados también requiere de energia. Asi que la clave para
entender el proceso de fracturamiento hidraulico, es entender las fuentes de
entrega de energia tales como las bombas de fractura, la presion hidrostética
del pozo, asi como las fuentes de pérdida de energia y su uso. La suma de
estos es siempre igual a cero.

Como la presidon es energia, se puede aprender mucho acerca de una
formacion mediante el estudio de las presiones producidas durante el
tratamiento. El producto de la presién y el caudal proporciona la velocidad a la
gue se utiliza la energia, es decir, el trabajo. Esto se expresa generalmente
como caballos de fuerza hidraulica (HHP). El analisis del comportamiento de
las presiones de la fractura es probablemente el aspecto mas complejo del
proceso que la mayoria de Ingenieros de Fractura intentan entender.

Una vez que una fractura se ha creado, el agente sostén se coloca dentro de
ella. Si el tratamiento se disefi6 de manera eficaz y fue bombeado sin
problemas, entonces se debe formar un camino de alta conductividad desde
el reservorio hasta el pozo, haciendo que el pozo produzca mas.
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7.3.3.  FUNDAMENTOS DEL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO:
7.3.3.1. El proceso basico

El fracturamiento hidraulico es el proceso mediante el cual, se genera un
camino de alta conductividad desde el reservorio hasta el pozo.

A medida que el fluido se bombea dentro de una formacion permeable, un
diferencial de presion es generado de forma proporcional a la permeabilidad
de la formacion, Kf. A medida que el caudal aumenta, este diferencial de
presion entre la presion del pozo y la presién original del reservorio también se
incrementa. Este diferencial de presion causa un esfuerzo adicional alrededor
del pozo. Eventualmente, conforme el caudal se incrementa, el diferencial de
presion generara esfuerzos que superaran el esfuerzo necesario para romper
la roca y la fractura se formara. En este punto, si las bombas se apagan o se
alivia la presion, la fractura se cerrard nuevamente. Con el tiempo,
dependiendo de la dureza de la roca y la magnitud de las fuerzas que actian
para cerrar la fractura, serd como si la roca nunca se hubiese fracturado. Por
lo tanto, ello no necesariamente produce aumento alguno de la produccion

Sin embargo, si algun agente de apuntalamiento, o agente de sostén, se
bombea dentro de la fractura y luego se libera la presién, la fractura
permanecera abierta, siempre que el agente de sostén sea mas fuerte que las
fuerzas que tratan de cerrar la fractura. Adicionalmente, si este agente de
sostén posee una porosidad significativa, entonces bajo las circunstancias
correctas, un camino de gran permeabilidad sera creado desde el reservorio
hasta el pozo. Si el tratamiento es disefiado correctamente, esto producira un
aumento de la produccion.

En general, el proceso requiere que un fluido de alta viscosidad se bombee al
pozo, a alto caudal y presién, aunque esto no siempre es asi. Un caudal
elevado y una presion elevada significan elevada potencia, y por eso el
proceso generalmente implica grandes camiones o patines con motores diesel
y bombas de gran potencia. Una bomba de fractura tipica tiene en promedio
de 700 a 2700 caballos de fuerza hidraulica (HHP); para poner esto en
perspectiva, el motor de un auto medio tiene una potencia maxima de 80 a 100
HHP.

A fin de crear la fractura, una fase liquida conocido como “Pad” es
generalmente bombeado primero. Esto es seguido por varias etapas de fluido
cargado de agente sostén, que en realidad transporta el agente sostén dentro
de la fractura. Por ultimo, todo el tratamiento se desplaza a las perforaciones.
Estas etapas son bombeadas de forma consecutiva, sin ninguna pausa. Una
vez que el desplazamiento ha terminado, las bombas se apagan y se permite
que la fractura cierre sobre el agente sostén. El Ingeniero de Fractura puede
variar el tamafio del PAD, el tamafio de la fase con agente sostén, el nUmero
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de etapas con agente sostén, la concentracién de del agente sostén dentro de
las etapas, la tasa de bombeo en general y el tipo de fluido con el fin de
producir las caracteristicas de fractura requeridas.

A continuacion, el grafico de un tratamiento de fracturamiento hidraulico tipico:

BHTP

Rate

5TP

Prop Conc

Presion, Caudal, Concentracion de Agente Sostén

Tiempo —p
7.3.3.2. Presion

La presion es energia almacenada, y esa energia es usada para realizar un
trabajo sobre la formacién durante el proceso de fracturamiento. Todo lo que
sucede en la fractura puede ser expresado en términos de energia. Por
ejemplo, el bombeo de un fluido dentro de una fractura parte de la energia
quimica - en forma de diesel. Esto se convierte en energia mecanica del motor
Diesel. La bomba de alta presién posteriormente transfiere esta energia
mecanica a la presion del fluido de fracturamiento. A medida que el fluido se
mueve dentro de la formacion, la presion se transforma en esfuerzo sobre la
formacion, que es otra forma de energia almacenada, el cual empuja las
paredes de la fractura hacia atras, creando un ancho de la fractura y obligando
a la fractura a propagarse

El trabajo se define como la velocidad a la que se emplea energia - en el
sistema internacional, un vatio se define como un joule por segundo. Por lo
tanto, al observar la manera en que la presién esta cambiando, o no cambia,
con respecto al tiempo, podemos conocer la cantidad de trabajo que se esta
realizando sobre la formacion.

La presion y el esfuerzo son esencialmente la misma cosa. La Unica diferencia
es que el esfuerzo actia en los sélidos y las presiones actuan en liquidos y

58



gases. Debido a que los liquidos y gases se deforman facilmente cuando
alguna fuerza es aplicada sobre ellos, las presiones tienden a actuar por igual
en todas las direcciones. Los esfuerzos, no obstante, tienden a actuar a lo
largo de planos, de modo que un sélido que experimenta un esfuerzo siempre
tendra un plano donde las tensiones son maximas y un plano perpendicular a
éste, donde las tensiones son minimas.

En fractura, se hace referencia a varias presiones diferentes. Estos nombres
se limitan a recordar donde y cuando se esta midiendo (o calculando) la
presion:

La presion de tratamiento en superficie, STP: También conocida como la
presion en boca de pozo, presion de inyeccion, presion de “tubing” (si se estan
bombeando por “tubing”). EI nombre habla por si mismo; es la presién con la
gue las bombas tienen que actuar en contra en la superficie.

Presion Hidrostéatica, Ph, HH, Phydro: También llamada “Hidrostatic Head".
Es la presion en fondo debido al peso de una columna de fluido en el pozo. La
presion esta en funcion de la densidad del fluido y de la profundidad vertical.

HH =0.433 yTVD

Donde la HH es la presién hidrostética en psi, y es la gravedad especifica del
fluido y TVD es la profundidad vertical verdadera a la que la presion esta
actuando. Esta luce relativamente facil de calcular, pero puede ser mas
complicada en un sistema dinamico de un pozo desviado con fluidos de
distintas densidades — que es el caso de un trabajo de fracturamiento
hidraulico.

Presion por friccion en tuberias, Pfrict o AP¢rjct: Conocida simplemente

como presion por friccidn. Se puede definir cualitativamente como la presion
causada por la resistencia del fluido a fluir en una tuberia. La presion por
friccion decrece con el incremento del diametro de la tuberia y se incrementa
con el incremento del caudal.

Presion del tratamiento en el Fondo de Pozo, BHTP o PgHT: Esta es la

presion dentro del pozo, por la formacion siendo tratada. Generalmente ésta
es calculada al centro de las perforaciones. En este punto, el fluido no esta
pasando a través de los perforados o dentro de la fractura. Esta presion es
usualmente calculada:

BHTP=STP+HH — AP

Debido a que el calculo de APgict Suele ser bastante incierto (exceptuando
cuando el caudal es 0), el célculo de la BHTP resulta ser también incierto.

frict
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Presion por friccion atraves de los Perforados, APperf: También conocida

como friccion en los perforados. Esta es la caida de presion que experimenta
el fluido al pasar a través de pequefias restricciones generalmente referidas
como perforados:

2.935G(q/n)’

erf —
p d4

AP

Donde APpgrf esta en psi, SG es la gravedad especifica del fluido, g es el

caudal en bpm, d es el diametro de las perforaciones en pulgadas y n es el
namero de perforados.

Presion por friccion en la cercania del pozo (near wellbore), APhwh: ES la

suma de la friccion en los perforados y cualquier pérdida de presion causada
por la tortuosidad.

Presion de Cierre, Pc 0 Pglosure: ES la fuerza que actua para cerrar la

fractura. Por debajo de esta presion la fractura esta cerrada, por encima de
esta presion la fractura esta abierta. Este valor es muy importante en el
fracturamiento y es usualmente determinado de un “Minifrac”, a través de una
cuidadosa revision de la declinacion de la presién después de que el bombeo
ha sido parado.

Presién de Extension, Pext: Esta es la presion requerida en el fluido de

fractura para lograr que la fractura se propague. Esta es usualmente 100 a 200
psi mayor que la presion de cierre, y éste diferencial de presion representa la
energia requerida realmente para la propagacion de la fractura en lugar de
simplemente mantener la fractura abierta (Pc). En formaciones duras, la
presion de extension de fractura es cercana a la de cierre. En formaciones
suaves, donde cantidades significativas de energia pueden ser absorbidas por
la deformacion plastica en la punta de la fractura, la presion de extension
puede ser significativamente mayor que la presién de cierre. La presion de
extension se puede obtener de un “Step Rate Test”.

Presion Neta, Ppet: Este es un valor fundamental usado en fracturamiento y

el andlisis de esta variable forma una rama entera de la teoria del
fracturamiento hidraulico por si mismo. La presion neta es la diferencia entre
la presion del fluido en la fractura y la presion de cierre:

P.=BHTP-AP , —P

closure
P.=STP+HH AP, —AP, —P

nwb closure

La presion neta, Pnet, €S una medida de cuanto trabajo esta siendo
desarrollado sobre la formacion. Analizando la tendencia de la Ppet S€ puede

determinar cédmo la fractura esta creciendo o contrayendo.
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Presion instantanea de cierre, ISIP o ISDP: Esta es la presion, la cual puede
ser determinada en superficie o en fondo de pozo, que se obtiene justo
después de que el bombeo es suspendido, al inicio de la declinacion de
presion. Si ésta es medida en fondo de pozo, la ISIP debe serigual ala BHTP,
siempre que la Py Sea cero. Uno de los métodos para determinar sila Ppwb

es significativa, es comparar la ISIP y la BHTP de un “Minifrac” (siempre que
el valor de la BHTP es confiable).

7.3.3.3. Caracteristicas Basicas de una Fractura

Toda fractura, independientemente de cémo fue bombeada o para qué fue
disefiada, tiene ciertas caracteristicas basicas como se muestra en la figura
lineas abajo.

Todos los modelos de fractura estan disefiados alrededor de la determinacién
de estas tres caracteristicas, Altura H, Longitud media xf y ancho W. Una vez

que estas tres caracteristicas han sido determinadas, otras cantidades como
el volumen de agente sostén, la conductividad de fractura y por ultimo el
incremento de produccion pueden ser determinados. Generalmente, se asume
gue las 2 alas de la fractura son idénticas y estan separadas 180°, es decir
opuestas a ambos lados del pozo. Esto no es necesariamente cierto. También
es normal modelar las alas de la fractura con forma eliptica; sin embargo, la
realidad es que la geometria probablemente es mas compleja. Sin embargo,
basados en estas tres caracteristicas de ancho, longitud media y altura, se
pueden definir algunos paradmetros simples que son frecuentemente usados:

El diagrama muestra la longitud media de fractura xs, la altura de la fractura Hy
el ancho de fractura W.
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Relacion de Aspecto;

Ar=H
Xf

Por ejemplo en una fractura radial, que es perfectamente circular y tiene una
altura igual a dos veces la longitud media de fractura, esta tiene un AR de 0.5

Conductividad de Fractura:

F=w_k

c ave "'\ p

Donde wgye €s el ancho promedio de fractura y kp es la permeabilidad del
agente de sostén empaquetado.

Es importante recordar que el ancho en la ecuacién anterior que segun la
ecuacion anterior, es el ancho de la fractura empaquetada, el cual es
generalmente menor que el ancho creado durante el tratamiento. El ancho
empaquetado es una funcién del volumen del agente sostén bombeado dentro
de la fractura, expresado en términos de masa de agente sostén por unidad
de &rea de la cara de la fractura. Esta concentracion del agente sostén por
area esta expresada en términos de Ibs/sqgft, y no debe de ser confundida con
la concentracién del agente sostén en la lechada, que esta expresada en
Ibs/gal (0 ppg). Esta es una medida de cuanto agente sostén es afadido por
el equipo de mezclado en superficie a un galéon de fluido de fractura. Otra forma
de expresar la concentracién del agente sostén, que es menos usada pero
mas clara y mas facil de entender, es ppa, o Ibs de agente sostén afiadida.
Esto claramente ilustra la cantidad de agente sostén que esta siendo agregado
a un galén de fluido limpio (sin agente sostén).

7.3.3.4. Dafo en la cercania del pozo y Factor de Dafio:

La ecuacion de Darcy para flujo radial define el caudal al cual el petroleo es
producido del reservorio al pozo, bajo condiciones de flujo de estado estable.
En unidades de campo para un pozo petrolero la ecuaciéon de Darcy se
expresa como sigue:

© 0.00708k h AP

Donde g es el caudal de flujo en bbls/dia. Como se puede observar, el radio
de pozo, ry, tiene un importante impacto sobre el caudal. Se nota facilmente,

gue cuando el fluido méas cercano llega al hoyo, el camino de flujo se vuelve
mas congestionado y el fluido mas veloz es el que se mueve. Por ello, las
ultimas pulgadas cercanas al hoyo seran la parte mas critica del reservorio.
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Desafortunadamente, ésta también es la parte del reservorio mas susceptible
a dafio. Este dafio puede venir de diferentes fuentes, pero lo mas comudn es
gue venga del proceso de perforacion del pozo en primer lugar.

Este dafio puede provenir de las particulas en el fluido de perforacion (baritina,
carbonato de calcio, entre otros), invasion de filtrado, invasion del fluido a
través de una fractura, pH del fluido de perforacion y surfactantes en el mismo.

El resultado es una region alrededor del pozo de permeabilidad reducida como
se muestra en la siguiente figura:

Wellbore

llustracion de la reduccion de la permeabilidad alrededor del pozo.

Esta reducciéon de la permeabilidad es generalmente conocida como “Skin”,
que fue por primera vez mencionado por Van Everdingen y Hurst (1949). El
factor de dafio de formacion o “Skin”, S, es una variable que es usada para
describir la diferencia entre la produccion ideal sin dafio y la produccion actual
a través de un area danada. Generalmente, el “skin” es medido usando una
prueba de presion “build up”. ElI API define el factor de dafio en un pozo de
petréleo como sigue:

P, —P
S =1.151(M— log,, Lz+3.23j
m @ ycr

w
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Donde Py es la presion fluyente en fondo de pozo estabilizada (psi), P1nr €s

la presion de fondo después de una hora de presién estatica durante el “build
up” (psi), k es la permeabilidad de la formacion, m es la pendiente de la grafica

de P contra el logqqg [(t + At)/ At] (en psi por ciclo log1g), ¢ es la porosidad
(fraccion), u es la viscosidad del fluido (cp), ¢ es la compresibilidad promedio
del reservorio (psi-1) y ry, es el radio del pozo (pies).

Para ayudar a los célculos, m puede ser calculado de la siguiente manera (en
unidades de campo):

- _162.6q 4
kh

Es necesario resaltar que ambos, g y p, son a condiciones de fondo de pozo.
Un reservorio sin ningun dafio tendra un “skin” igual a cero. Un reservorio
dafado tendra un “skin” en el rango de 0 a 50 o incluso superior. Bajo ciertas
circunstancias, una estimulacion puede resultar en un factor de dafio negativo,
lo cual significa que el pozo esta produciendo mas que lo que se predijo por el
flujo ideal de Darcy.

Una vez que el factor de dafio “skin” ha sido obtenido, éste puede ser usado
en la ecuacion de Darcy modificada para flujo en un reservorio dafiado:

g 000708k AP
p [In(re /ry )+ ]

Esta ecuacién muestra que conforme el factor de dafio “S” aumenta, el caudal
de flujo disminuye, y viceversa.

Asimismo, el factor de dafio puede ser usado para calcular el radio de pozo
efectivo, de acuerdo a la siguiente ecuacion:

Esto significa que en un pozo dafado, éste se comporta como si tuviera el
diametro de pozo mas pequefio; mientras que en un reservorio estimulado
éste se comporta como si tuviera el radio de pozo de mayor diametro.
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7.3.4. TIPOS DE FRACTURAMIENTO

Existen varios diferentes tipos de fracturamiento hidraulico, que se han
desarrollado entorno al concepto béasico de crear una fractura y empaquetarla
para mantenerla abierta. El tipo de tratamiento seleccionado depende de las
caracteristicas de la formaciéon (permeabilidad, dafio, sensibilidad de los
fluidos, dureza de la formacion), el objetivo del tratamiento (estimulacion,
control de arena, “Bypass” del dafio o una combinacion) y las limitaciones con
las que se tiene que trabajar (costos, logistica, equipos, entre otros).

e Fracturamiento en Formaciones de Baja Permeabilidad

Este tipo de fracturamiento es generalmente llevado a cabo en formaciones de
gas apretadas (“tight gas”), encontradas en areas como Argelia, Alemania
Occidental, partes de Australia y muchos otros lugares alrededor del mundo.
Las permeabilidades para estas formaciones estan en el rango de 1 md a
menos. Este tipo de tratamiento también es aplicable a formaciones
productoras de petroleo de baja permeabilidad, aunque las permeabilidades
tienden a ser de 1 0 2 veces de mayor magnitud.

A fin de que los hidrocarburos fluyan por la fractura, en lugar de atravesar la
formacion adyacente, la fractura debe ser mas conductiva que la formacion.
Dado que la kp para una arena de fractura de silice 20/40 es 275 darcies

(siempre que la presion de cierre esté por debajo de 3,000 psi), se puede
apreciar que incluso una fractura muy angosta tendra una conductividad muy
superior a la de la formacion. Esto no aplica para los efectos de flujo no Darcy.

Por lo tanto, el factor limitante que define cuanto incrementara la produccion
del reservorio no es la conductividad de la fractura (ya que cualquier fractura
empaquetada tendra mayor conductividad que la formacién), sino mas bien
que tan rapido la formacion pueda dar hidrocarburos a la fractura. Por lo tanto,
cuando se traten reservorios de baja permeabilidad, las fracturas deben ser
disefiadas con una conductividad de fractura minima especifica, pero con una
gran area superficial lo que significa que, ya que las formaciones son
generalmente limitados en altura, el disefio debera ser orientado a alcanzar
una maxima longitud media de fractura, X.

Debido a la permeabilidad de la formacion es baja, el filtrado de fluido también
tiende a ser bajo. Esto tiene dos consecuencias. Primera, los volimenes de
“pad” tienden a ser bajos, en comparacion con el resto de los volimenes de
trabajo. En algunos casos, un “Pad” no es necesario ya que el fluido cargado
con agente sostén puede ser utilizado para crear la fractura. La segunda
consecuencia es que el tiempo de cierre de la fractura (la longitud del tiempo
necesario para que la fractura se cierre sobre el agente sostén después de
que el tratamiento ha terminado) tiende a ser mayor. Esto significa que el fluido
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de fractura tiene que suspender el agente sostén durante un periodo
relativamente largo de tiempo a la temperatura fondo de pozo.

Por lo tanto, los tratamientos de fracturas hidraulicas en formaciones de baja
permeabilidad tienden a tener grandes cantidades de fluido de fractura y de
agente sostén, aunque la concentracién total de agente sostén en el fluido es
relativamente bajo. Los volimenes de “Pad” son pequefios y los fluidos de
tratamiento suelen ser bastante robustos, capaces de mantener la viscosidad
durante largos periodos de tiempo.

o Fracturamiento en Formaciones de Alta Permeabilidad

El fracturamiento hidraulico en formaciones de alta permeabilidad, tal como se
espera, es lo contrario al fracturamiento de formaciones de baja permeabilidad.
En formaciones de alta permeabilidad, mover el fluido de la roca a la fractura
es facil. La parte mas dificil es la creacion de una fractura que sea mas
conductiva que la formacion en la region cercana al pozo.

El concepto y la ecuacién que definen la conductividad de fractura ya fue
introducido anteriormente, asi que el siguiente paso es definir el factor relativo
de conductividad adimensional, Cip (a menudo denominado F¢p):

Donde xf es la longitud media de fractura y kf es la permeabilidad de la
formacion. Cip es una medida de cuan conductiva es una fractura en

comparacion con la formacion y también compara la capacidad de la fractura
para entregar fluidos al pozo con la capacidad de la formacién para entregar
fluidos a la fractura. Un C¢p superior a uno significa que la fractura es mas

conductor que la formacion, mientras que un Cfp menor que uno significa que

la fractura es menos conductiva que la formacién y que los fluidos se mueven
con mayor facilidad a través de la formacion. Esto no cuenta para los efectos
del factor “Skin” (en realidad todas fracturas necesitan ser hechas para
incrementar la produccion, ser mas conductivas que el “Skin”).

De la ecuacion anterior, que establece que F¢ = waye .-kp, podemos ver que
las dos partes de la definicion de Csp son fijos; k¢ y kp (aunque kp puede ser
incrementada en cierta medida con el uso de un agente sostén de mejor

calidad). Por lo tanto, para incrementar el factor de conductividad
adimensional, tenemos que maximizar wgye Y minimizar xs. Esto significa que

necesitamos una muy corta y ancha fractura. Para alcanzar esto en el campo,
una técnica conocida como “Tip Screen Out” (TSO) es comunmente usada.

Debido a que las formaciones tienen alta permeabilidad, la pérdida de filtrado
tiende a ser muy alta. Por lo tanto, los volimenes de “PAD” tienden a ser una
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parte significativa del tratamiento. EI médulo de Young tiende a ser muy bajo,
lo cual significa que crear una fractura ancha es relativamente fécil.

Las formaciones con alta permeabilidad también tienden a tener otras dos
caracteristicas. Primero, ellas suelen ser débiles o poco consolidadas, de
manera que el proceso de fracturamiento es a menudo combinado con
técnicas de empaque de grava para producir un tratamiento de “frac pack”.
Segundo, las formaciones suelen tener un gran factor de dafio, de modo que
un incremento significativo en la produccion puede ser obtenido simplemente
proveyendo un camino conductivo a través del dafio.

e Tratamientos de Fracturay Empaquetamiento (Frac-Pack)

———————— GP/Prod. Packer
-
. Fluid Control Yalve
il
i i
e T Blank Pipe

i e .':‘*;'I e u 5
. % i g Screen

Sump Packer

Diagrama ilustrativo de los componentes de una terminacién “frac-
pack”. La herramienta de asentamiento es mostrada en la posicion de
forzamiento.

El tratamiento de fractura y empaquetamiento o simplemente “frac-pack” es
una combinacion de un tratamiento de fractura en una formacion de alta
permeabilidad y un tratamiento de empaque de grava. Técnicamente, el
proceso seguido para disefiar el tratamiento en si es el mismo que para un
fracturamiento en formaciones de alta permeabilidad. Operacionalmente, sin
embargo, el proceso es mucho mas complejo debido a la presencia de la
terminacién de empaque de grava utilizada.

El tratamiento es normalmente bombeado con la herramienta de asentamiento

en la posiciébn de forzamiento, aunque algunas veces la herramienta se
encuentre en la posicion de circulacién inferior (ver figura inferior). En ambos
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casos, los fluidos de fracturamiento son bombeados por la tuberia a través de
la herramienta de asentamiento, a través del “crossover”, en el espacio anular
y dentro de las perforaciones.

a il

TR =

it
— WY

| ——p )

Diagrama ilustrando dos de las tres posiciones en las que una
herramienta de empaque de grava “frac pack” estandar puede ser
sentada. La figura de la izquierda muestra la posicién de forzamiento,
en la cual los fluidos fluyen a través de la tuberia, a través del
“crossover”, dentro del espacio anular debajo del “packer” del
empaque de grava y dentro de la formacion. La figura del lado derecho
muestra la posicion de circulacion inferior. El fluido fluye a través de
las perforaciones como en la posicion de forzamiento. Sin embargo,
debido a que la herramienta de asentamiento se ha desplazado hacia
arriba, el fluido puede fluir hacia ambos lados, dentro de la formacién,
o deregreso através de las mallas, a través del “crossover” y dentro
del anular arriba de la tuberia. Al cerrar el anular en superficie, el fluido
puede ser forzado dentro de la formacion, manteniendo al mismo
tiempo una tuberia muerta en el anular para monitorear la BHP.

Como se dijo antes, la secuencia de bombeo se disefia como si la terminacion
no existiera y un normal tratamiento de fracturamiento en formacion de alta
permeabilidad se estuviera por realizar. Con una sola excepcion, una cantidad
extra de agente sostén (o grava) es bombeada en la etapa final del tratamiento,
con la finalidad de llenar el espacio anular entre la malla y la sarta de
revestimiento produciendo el empaque de grava.
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e Tratamientos de “Bypass” del Dafo

Los tratamientos de “bypass” del dafo son disefiados para hacer exactamente
lo que su nombre describe, realizar un “bypass” del dafio de formacion. Estos
tratamientos no son necesariamente disefiados para ser una estimulacién
Optima absoluta para el pozo. Por el contrario, estos tratamientos son
disefados para ser pequefios, rentables y faciles de realizar
operacionalmente. Muchos de estos tratamientos son bombeados en lugares
donde el espacio o el peso de los equipos es un factor limitante, como en
locaciones costa afuera. En muchos casos si al ingeniero de fractura se le dio
carta libre para el disefio técnico de un tratamiento 6ptimo, el trabajo mismo
podria ser mucho mas grande. Sin embargo, dadas las restricciones de costo
y espacio que tienen algunos lugares, la fractura para el “bypass” del dafio es
un intento (algunas veces altamente exitoso) para producir una estimulacién
efectiva.

El fracturamiento para el “bypass” del dafio también puede ser considerado
como una alternativa mas efectiva que la acidificacion matricial, cuando los
factores como la mineralogia, temperatura, logistica y costos no permiten el
uso de &cido.

e gt o 3 i g Pl e X
El diagramailustra como la fractura para el “bypass” del dafio
penetra el dafio permitiendo una comunicacion entre el reservorio no
dafiado y el pozo.

La figura anterior, muestra el concepto basico del fracturamiento para el
“bypass” del dafio. Aunque la formacion tiene un dafio considerable (area
oscura), ésta es efectivamente atravesada por un camino mas conductivo
creado por la fractura. Para que la fractura produzca un incremento de la
produccion, ésta no tiene que ser mas conductiva que la formacion (Csp > 1.0).

Esta, simplemente tiene que ser mas conductiva que el area dafiada. Por
supuesto, por lo general, el objetivo suele perseguir mucho mas que un
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aumento de la produccién debido al “bypass” del dafio. Dado que la fractura
para el “bypass” del dafio es realizado normalmente en pozos marginales
(pozos en los que ya no justifica el gasto de un tratamiento de estimulacion
mayor), a menudo la economia dictamina que incremento de produccion
significativo debe ser obtenido.

Anteriormente ya definié que el factor de conductividad adimensional tiene que
ser mayor que 1.0 para que la fractura proporcione una estimulacién de la
formacion. La siguiente ecuacion muestra la condicién para que una fractura
tenga un Hp < 1.0, bajo la cual la fractura para el “bypass del dafio” es mas

conductiva que la formacion:

Fe > In (rE/rW)
Hk, ) \In(r,/r,+S)
Donde F¢ es la conductividad de la fractura (mdft), H es la altura de la fractura

(ft), re es el radio externo (ft), ryy, es el radio del hoyo y S es el factor de dafio.

Asi, si S =0, el lado derecho de la ecuacion anterior pasa a ser igual a 1, asi
que entonces F tiene que ser mayor que H.kf, que es otra manera de decir

que el Cfp sera mayor que uno. Esta ecuacion también toma en cuenta el

hecho de que la fractura no cubre toda la zona vertical. Sin embargo, es una
aproximacion, ya que no tiene en cuenta el flujo vertical o los efectos no-Darcy.

Hp es la altura adimensional y es igual a la altura de la fractura dividida por la
altura de la formacion.

7.3.5. SISTEMAS DE FLUIDO

El fluido de fractura es una parte vital del proceso de fracturamiento. Este es
usado para crear la fractura, para llevar el agente sostén dentro de la fractura,
y suspender el mismo hasta que la fractura cierre. En el nivel mas bésico, el
sistema de fluido es el vehiculo que nos permite transformar energia mecanica
(de las bombas de fractura) en trabajo realizado en la formacion.

Con el fin de llevar a cabo estas tareas de manera eficiente, el fluido ideal debe
tener una combinacién de las siguientes propiedades:

Facil de usar.

Ejercer bajas presiones de friccion en tuberias.

Poseer alta viscosidad en la fractura, para suspender el agente sostén.
Poseer baja viscosidad después del tratamiento, para permitir una facil
recuperacion.

e Compatible con la formacion, los fluidos del reservorio y el agente sostén.
e Seguro para usar.
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¢ Ambientalmente amigable.
e Bajo costo.

Algunas de estas propiedades no son faciles de combinar en el mismo fluido.
Corresponde a los ingenieros decidir qué propiedades son mas importantes y
qué propiedades pueden ser sacrificadas. Para hacer esta eleccion mas
sencilla, hay un numero de sistemas de fluido disponibles para fracturamiento.

e Sistemas Lineales Base Agua

El primer fluido de fracturamiento, usado en Kansas en 1947, fue gasolina
gelificada con NAPALM. Obviamente este fue un fluido altamente peligroso, y
no pasd mucho tiempo antes de que los sistemas base agua estuvieran
disponibles. El primero de estos sistemas usé almidébn como agente
gelificante, pero a inicios de los 1960’s el guar fue introducido y pronto se
convirtio en el polimero mas comun para fracturamiento. Hoy en dia, los
polimeros derivados de la semilla guar son usados en la mayoria de los
tratamientos de fractura; la otra principal fuente de polimero es la celulosa y
sus derivados.

Antes de que el polimero seco sea agregado al agua, las moléculas
individuales estan fuertemente enroscadas en si mismas. Conforme la
molécula del polimero se hidrata en el agua, ésta se desenreda (razon por la
cual estos fluidos se denominan geles lineales) como se ilustra en la figura
inferior:

A B

Hidratacion del polimero en agua: “A” muestra la molécula de polimero
antes de la hidratacion en agua, mientras “B” muestra la molécula de
polimero después de la hidratacion en agua.

Estas largas, moléculas lineales producen el incremento en la viscosidad. Sin
embargo, se debe recordar que la hidratacion ocurre a un rango especifico de
pH. Fuera de este rango la velocidad de hidratacion puede ser muy lenta y
algunas veces incluso inexistente. Diferentes polimeros tienen diferentes
rangos de pH, y “buffers” pueden ser usados para hacer que el polimero se
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hidrate. Si un polimero que se hidrata a un pH neutral se agrega a agua, este
comenzara a hidratarse muy rapidamente. Esto conduce a la formacién de
grumos de polimeros no hidratados, rodeados de polimeros parcialmente
hidratados, rodeados a su vez por polimeros hidratados. Estos se conocen
como ojos de pescado y son una sefial de que el polimero ha sido pobremente
mezclado.

Muchas técnicas pueden ser empleadas para prevenir la formacién de ojos de
pescado:

e Agregar un “buffer” al agua a fin de obtener un pH que prevenga la
hidratacion. Una vez que el polimero en polvo se haya dispersado
completamente en el agua, agregar un “buffer” diferente para cambiar el
pH a un punto donde el polimero se hidrate.

e Agregar el polimero a través de un dispositivo de alto corte (como un “jet”
mezclador) para asegurar que el polimero no forme grumos.

e Circular el gel hidratado a través de un dispositivo de alto corte, como un
“Choke”, para romper cualquier ojo de pescado.

e Pre-mezclar el polimero en un fluido base hidrocarburo (como diesel,
kerosén o también metanol). Agregar la lechada al agua, permitiendo que
el polimero se disperse antes de que se hidrate.

Una combinacién de estos métodos también puede ser usada.
Los polimeros comunes usados para geles lineales incluyen:

Almidon

Guar

Hydroxypropyl Guar (HPG)

Carboxymethyl Hydroxypropyl Guar (CMHPG)
Carboxymethyl Guar (CMG)

Celulosa

Hydroxyethyl Celulosa (HEC)

Carboxymethyl Hydroxyethyl Celulosa (CMHEC)
Xanthan

Derivados del Xanthan

El polimero mas comunmente usado para fracturamiento es el Guar, HPG y
CMHPG, sobre todo para los sistemas reticulados.
La HEC es probablemente el polimero mas ampliamente usado para geles
lineales de fractura, debido a su popularidad para fracturamientos de baja
temperatura, en formaciones de alta permeabilidad.
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e Sistemas Reticulados Base Agua

La mayoria de los tratamientos de fracturamineto hidraulico son realizados
usando geles reticulados base agua. Estos sistemas ofrecen la mejor
combinacion ya que tienen bajo costo, son faciles de usar, ofrecen alta
viscosidad y facil recuperacion del fluido.

Generalmente, los geles reticulados base agua son usados a menos que haya
una razon especifica para no usarlos (son la opcién por defecto).

El punto de inicio para un sistema reticulado es un gel lineal, a este gel lineal
se le denomina gel base. El gel lineal mas comunmente es el guar y sus
derivados; HPG, CMG y CMHPG.

Un gel reticulado, como se muestra en la figura inferior, consiste en un nimero
de moléculas de polimero hidratado, que se han unido por un quimico
reticulante. Esta serie de quimicos se adhieren entre las moléculas del
polimero incrementando grandemente la viscosidad del sistema, algunas
veces hasta mas de 100 veces.

Para que un reticulado eficiente ocurra, dos cosas deben de suceder por
separado. Primero, el gel base necesita ser amortiguado con un pH que le
permita al reticulante quimico trabajar. Usualmente, este es a un pH diferente
al requerido para la hidratacion del polimero, asi que un “buffer” diferente tiene
gue ser usado. Segundo, el radical reticulante necesita estar presente en
suficiente concentracion. Si ambas condiciones ocurren, el gel experimentara
un dramatico incremento en su viscosidad.

A B

Un polimero Reticulado: “A” muestra el polimero hidratado antes de
la adicion del reticulante. “B” muestra el reticulante quimico adherido
entre las moléculas de polimero.

Obviamente, un polimero totalmente reticulado es extremadamente viscoso, y
puede resultar (bajo condiciones inadecuadas) en un alto nivel de friccién de
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fluido cuando es bombeado. Para contrarrestar esto, es muy comun el uso de
un reticulante retardado. Un reticulante retardado permite tener un tiempo de
hasta 10 minutos antes de que el gel se hidrate completamente, dependiendo
de la temperatura, el pH inicial y el esfuerzo que el fluido experimente. El
sistema reticulante retardado ideal seria aquel que retarde la aparicion del
reticulado tanto como sea posible, pero que el fluido esté completamente
reticulado en el momento en que llega a las perforaciones.

Los sistemas reticulantes mas cominmente usados son los siguientes:

- Boratos

- Boratos “Exoticos”
- Zirconatos

- Aluminatos

- Titanatos

La figura inferior ilustra los rangos de pH de estos reticulantes, mientras la
figura subsiguiente muestra los rangos de temperatura:

| Organic Titanates

| Borates

0 1 2 3 4 5 6 7 8 o 10 11 12
Rangos de pH para reticulantes (SPE 37359)
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Titanates |

High Temperature Borates |

Conventional Borates

100 150 200 250 300 350 400
Temperature, °F

Rangos de temperatura para reticulantes (SPE 37359)

De todos los agentes reticulantes mencionados, los boratos son de lejos los
mas comunmente usados, seguidos por los zirconatos.

La mayoria de companiias de fracturamiento hidraulico tienden a clasificar sus
sistemas reticulados de acuerdo al tipo de agente reticulante usado; por ello
para la seleccién del reticulante adecuado y por lo tanto del sistema de fluido
de fracturamiento el factor determinante es la temperatura ya que el PH puede
ser controlado mediante la adicién de un “Buffer”.

Un proceso muy importante es el retorno del fluido reticulado desde la fractura
empaguetada esto seria sumamente dificil o imposible a menos que el fluido
pierda viscosidad, por ello la adicion de un ruptor se hace necesaria a fin de
romper las cadenas de polimeros y asi reducir la viscosidad.

Ademas de reducir la viscosidad del fluido para facilitar el retorno del mismo,
los ruptores cumplen las siguientes funciones:

- Reducen el peso molecular para mejorar la recuperacion del fluido y reducir
el dafo.

- Rompen y reducen el polimero concentrado en las caras de la fractura.

- Reducen el retorno del agente de sostén durante y después del cierre de
la fractura.

Los ruptores mas comunes son los agentes oxidantes y las enzimas.

Los agentes oxidantes tales como los persulfatos son frecuentemente usados
y son altamente efectivos, sin embargo estos son muy dependientes de la
temperatura. Para bajas temperaturas de formacion, la limpieza puede ser
muy lenta. Para altas temperaturas de formacion, los polimeros pueden
romperse prematuramente en la fractura. En ese sentido los ruptores pueden
ser encapsulados para retardar su liberacion.
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Finalmente es muy importante que el fluido de fractura seleccionado sea
ensayado en laboratorio a fin de verificar que éste cumpla con las viscosidades
necesarias tanto para suspender el agente sostén mientras éste es
transportado y colocado en la fractura como para ser facilmente recuperado
después del tratamiento.

7.3.6. AGENTE SOSTEN:

Los agentes de sostén, son materiales granulados que son colocados en la
fractura para mantener la fractura abierta cuando la presion cae por debajo de
la presion de cierre. La conductividad de la fractura esta directamente
relacionada con la cantidad de agente sostén en la fractura, el tipo de agente
sostén, las condiciones de produccion y el tamafio de grano de “agente
sostén”.

El propésito de la fractura hidraulica es la colocacion una cantidad correcta del
tipo de agente sostén correcto en el lugar correcto.

Cuando esto se hace correctamente, el pozo es estimulado efectivamente.
Uno de los factores que mas afectan al rendimiento del pozo post- tratamiento
es la conductividad de la fractura. Esto es el producto de la permeabilidad del
agente sostén empaquetado y el ancho de fractura. En otras palabras, la
conductividad de fractura estd en funcién del tipo de material soportando la
fractura abierta y la cantidad de material dentro de la fractura.

La permeabilidad del agente sostén empaquetado es controlada por varios
factores:

i) Sustrato del Agente sostén: El material del que esté hecho el agente
sostén obviamente tendra un gran efecto en la permeabilidad del mismo
cuando esté empaquetado. Algunos materiales son mas fuertes que otros
y son mas capaces de soportar las enormes fuerzas que tratan de aplastar
el agente sostén cuando la fractura se cierra. Cuanto mas débil sea el
material, mas se deformara el grano del “agente sostén”. La deformacion
de éste reduce la porosidad del empaque y sobretodo reduce el ancho de
la fractura. Cuanto mas fragil es el agente sostén, es mas facil que se
produzcan finos ya que los granos son puestos juntos en una serie de
puntos de contacto. Cualquier fino reducira significativamente la
permeabilidad del agente sostén empaquetado.

i) Distribucidén del tamafio de grano del Agente sostén: Una formacion
sedimentaria normal tiene una amplia variedad de tamafios de grano,
dependiendo de que tan bien “ordenados” estén los granos individuales en
la roca. En general, cualquier arenisca tendra una mezcla de pequefios,
medianos y grandes granos. La mezcla del tamafio de grano actlua para
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ii)

reducir la permeabilidad y porosidad de la formacion, ya que los pequefios
granos ocuparan los espacios entre los granos grandes y tenderan a
taponear los canales porosos. Sin embargo, si un conjunto de particulas
tienen un tamafio casi idéntico, entonces no habran finos bloqueando los
espacios porosos Yy las gargantas porosas, entonces la porosidad (y por
tanto la permeabilidad) seran maximizados.

Por esta razén los agentes sostén son generalmente producidos con un
tamano de grano especifico. Esta uniformidad del tamafio de grano es una
de las principales razones por la que los agentes de sostén son usualmente
muchas veces de magnitud mas permeable que la formacion, y también
una de las principales razones por la que se gastan muchos esfuerzos en
asegurar la uniformidad del tamafio. Esto se ilustra en la figura mostrada
abajo.

Uniform Natural

El efecto de la distribucion de tamafo uniforme y natural en la
porosidad

Los agentes de sostén se suministran dentro de un rango de tamafio de
grano especifico. Este tamafio de grano se refiere al tamafio de tamiz
usado para ordenar el agente sostén. Por ejemplo, el tamafio 20/40
significa que la gran mayoria de los granos de agente sostén pasaron a
través del tamiz de tamafio 20 (20 hoyos por pulgada cuadrada), pero no
atravesaron el tamiz de tamafio 40 (40 hoyos por pulgada cuadrada). Esto
es algunas veces confuso, debido a que un gran tamafio de grano
corresponde a un pequefio nimero de malla. Tamafios comunes de agente
sostén son 8/12, 12/20, 16/30, 20/40 y 40/60, aunque en teoria cualquier
tamafo de grano se puede producir.

Tamafio de Grano Promedio de Agente sostén: Generalmente, un gran
tamafio promedio de grano de “agente sostén” es, la mas alta
permeabilidad de agente sostén (siempre que la distribucién de tamafio de
grano sea razonablemente uniforme). Esto se debe a que los granos mas
grandes producen espacios porales mas grandes, permitiendo un flujo
mayor para una porosidad similar. Sin embargo, los granos grandes son
mas susceptibles a producir finos que reduzcan la permeabilidad que los
granos pequefos. Esto es debido a que grandes granos distribuyen la
presion de cierre a través de pocos puntos de contacto grano-grano y las
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descargas en esos puntos de contacto tienden a ser muy grandes. Esto se
ilustra en la siguiente figura:

Diagrama ilustrando como grandes granos tienen grandes espacios
porosos y por tanto gran permeabilidad pero también pocos puntos de
contacto entre granos.

iv) Esfericidad y Redondez. Estas cantidades definen como es la
esfericidad de los granos del agente sostén y cuantos bordes afilados
repentinos tienen. Obviamente, el mas liso y esférico grano de agente
sostén tiene, la mayor permeabilidad empaquetada. Hay un
procedimiento estandar API para el control de estas cantidades, pero
desafortunadamente estos se basan en un analisis subjetivo. En
consecuencia, a menudo es dificil ver una tendencia clara entre un tipo
de agente sostén y otro. Sin embargo, en general, los agentes sostén
artificiales tendran una mejor esfericidad y redondez que la que tienen
los del tipo natural. Esto se ilustra en la figura siguiente:

Diagrama ilustrando la diferencia entre el agente sostén con una
Buena esfericidad y redondez (izquierda), y un agente sostén con
pobre esfericidad y redondez (derecha).

Los granos angulares tienden a producir mas finos, ya que las esquinas
y bordes tienden a ser rotos por el esfuerzo de compresion aplicado.
Sin embargo, agentes sostén con buena esfericidad y redondez
también tienden a retener mayor permeabilidad a altos esfuerzos.
Ademas, debido a que un agente sostén con baja esfericidad y
redondez producird un camino mas complicado para los fluidos
producidos, las pérdidas de presién no-Darcy tienden a ser mayores en
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estos materiales, lo que conduce a una disminucién eficaz en la
permeabilidad del agente sostén empaquetado.

iv) Calidad del Fluido de Fractura. La cantidad de residuo dejado por el
fluido de fractura puede también tener una gran influencia en la
permeabilidad del agente sostén empaquetado. Con el fin de evaluar
estos fluidos, una cantidad llamada Permeabilidad Retenida es medida.
De manera simple, una muestra de agente sostén es puesta en una
celda y es sometida a presion de cierre, a una elevada temperatura. Un
liquido no estandar es entonces fluido a través de la celda de prueba.
Analizando la tasa de caida de presion y el caudal, la permeabilidad del
empaque puede ser calculada. Después, el fluido de fractura es pasado
a través de la celda y se le permite permanecer en ella un tiempo
especifico, durante el cual éste esta disefiado para romper. Una vez
gue el fluido se ha roto, la permeabilidad del empaque es medida
nuevamente, por el mismo método. Las dos permeabilidades son
comparadas y el resultado (La permeabilidad retenida) es dado como
el porcentaje de la permeabilidad original que es retenida después de
la prueba.

La figura siguiente, muestra la diferencia entre fluidos con una alta y
baja permeabilidad retenida;

| ¢
Tres micrografias SEM que muestran los efectos de los residuos del
fluido de fractura. La micrografia en la izquierda muestra un agente
sostén sin dafio antes de la adicién del fluido de fractura. La
micrografia del centro muestra los residuos dejados por un pobre
disefio del sistema reticulado. La micrografia final (derecha) muestra un
agente sostén empaquetado similar al primero después de que un
ruptor enzimatico ha sido usado.

Agentes de sostén empaquetados pueden perder significativas
porciones de su permeabilidad con los dafios por fluidos. Fluidos
baratos, pobremente diseflados, pueden causar permeabilidades
retenidas tan bajas como del 30% o0 a veces menos, mientras que
los fluidos modernos pueden producir valores que exceden el 90%.
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v)

Vi)

Esfuerzo de Cierre. Conforme el agente sostén es sometido a las
fuerzas que intentan cerrar la formacién, éste comenzara a producir
finos. Como se discutié antes, estos finos reduciran la permeabilidad
del agente sostén empaquetado. Cuanto mas fuerte sea el agente
sostén, menos finos se produciran; sin embargo, todos los tipos de
agente sostén experimentan una disminucién en la permeabilidad a
medida que el esfuerzo de cierre se incrementa, en una mayor o
menor medida. Muchos agentes sostén también tienen un esfuerzo
maximo, por encima del cual la desintegracion de un estrato de
agente sostén comienza a ocurrir, en lugar de una simple produccién
de finos. En este punto, la permeabilidad del empaque de agente
sostén cae dramaticamente.

Cabe sefialar que la presion del reservorio tiene una influencia en el
esfuerzo de cierre experimentado por el agente sostén. La relacién
entre la presion de reservorio y la presion de cierre depende de un
namero de factores; hay circunstancias bajo las cuales una
disminucién en la presién del reservorio puede resultar en un
incremento del esfuerzo de cierre. Adicionalmente, éste puede
localizarse en areas de baja presion del reservorio (como es el area
cercana al hoyo durante la caida de presién) donde una vez mas el
agente sostén experimenta una alta presion de cierre. Este posible
incremento en el esfuerzo durante la vida del pozo debe ser
considerado para seleccionar el agente sostén.

Flujo No-Darcy. Conforme el caudal de flujo a través del agente
sostén empaquetado incrementa, la caida de presién se
incrementara a un ritmo mas rapido que el previsto por la ley de
Darcy. Esto es debido al efecto de pérdida de energia inercial, el
fluido cambia rapidamente de direccion mientras éste se mueve a
través de los espacios porosos. A medida que aumenta la velocidad
de fluido, la presion cae debido al efecto de flujo inercial
incrementando con el cuadrado de la velocidad. Asi a caudales de
flujo lentos, como en una roca reservorio, los efectos no-Darcy
pueden ser ignorados; mientras que a altos caudales (como en un
agente sostén empagquetado) la permeabilidad efectiva del agente
sostén tiene que ser reducida para reflejar este efecto. El fenébmeno
es particularmente significativo en las terminaciones de gas de alto
caudal.

vii) Flujo Multi-Fase. El flujo Multi -fase tiene un efecto similar sobre la

permeabilidad del agente sostén empaquetado como en la
permeabilidad de la formacién. Este se reduce, por una cantidad que
depende de la permeabilidad absoluta, y la saturacion relativa por
cada fase. Como es muy raro que un reservorio produzca una sola
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fase (con la excepcidon de algunos reservorios de gas), es también
muy raro para un agente sostén conducir sélo una sola fase. Por lo
tanto, la permeabilidad efectiva del agente sostén empaquetado
puede ser significativamente menor a los datos publicados por el
fabricante, que por lo general es dado para el flujo de una fase
Unica.

7.3.6.1. Seleccién de Agente Sostén

Existe un substancial nimero de variables que deben ser tomados en cuenta
cuando se selecciona un agente sostén. Sin embargo, en muchos casos el
proceso de seleccion se puede simplificar.

Todos los proveedores de agente sostén y fabricantes publican informacién
sobre el empaque permeable que se obtendra posterior al esfuerzo de cierre,
para todos sus tipos de agente sostén y tamafio de distribucién de grano.
Siempre que ese esfuerzo de cierre sea conocido, tomando en cuenta
cualquier posterior pérdida de presién en el reservorio, la permeabilidad
absoluta del agente sostén empaquetado puede ser facilmente encontrada.
Basta con buscar el tipo de agente sostén de interés y ver la permeabilidad
gue tendra para un esfuerzo de cierre dado.

Muchos simuladores de fractura tienen estos datos para la mayoria de los
principales tipos de agente sostén. Esto permite al simulador predecir la
conductividad de fractura para muchos esfuerzos de cierre y muchos tipos de
agente sostén asi como su combinacién. Usualmente, hay ademas un "factor
de dafo de agente sostén", que permite al usuario simular los efectos de
permeabilidad retenida de los fluidos de fractura.

Algunos simuladores de fractura modelan los efectos de flujo no -DARCY,
mostrando una disminucién en la permeabilidad efectiva como en los caudales
de produccion.

Sin embargo, ningun simulador de fractura actual permite simular los efectos
de flujo multi-fase. Informacion de esto ha sido publicado por algunas fuentes,
entre las mas notables el STIM-LAB CONMSORTIUM'S PREDICTK
SOFTWARE y CARVOCERAMICS "FRAC FLOW.

La tabla inferior es una guia del maximo esfuerzo de cierre que cada tipo de
agente sostén puede soportar antes de gue falle; ésta es solo referencial ya
gue la mejor fuente de informaciéon es aquella proporcionada por los
fabricantes o por las pruebas de laboratorio.
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Tipo Méximo Esfuerzo de Cierre, psi
Arena Natural 5,000
Ceramicos de baja densidad 9,000
Ceramicos de densidad intermedia 12,000
Bauxita 14,000

Nota Importante:

La calidad de agente sostén y la subsiguiente conductividad de la fractura,
tienen un efecto mayor sobre la produccién después del tratamiento que casi
cualquier otra cosa que esté bajo el control del ingeniero de fractura. En
muchos casos un ahorro hecho en la seleccién de agente sostén es un falso
ahorro. Por ejemplo, aunque la ceramica de baja densidad cuesta dos o tres
veces mas que la arena de fractura, tiene cuatro o cinco veces mas
permeabilidad (incluso a bajos esfuerzos de cierre) debido a su alta
esfericidad y redondez.

7.3.7. CONCEPTOS AVANZADOS

En esta seccion se revisan algunos de los conceptos mas avanzados
utilizados en el proceso de disefio de tratamientos de fracturas hidraulicas, asi
como en el diagndstico de lo que puede (0 no) haber ocurrido durante un
tratamiento de fractura o un “Minifrac”.

e Tortuosidad

Las fracturas hidraulicas son creadas por presion, no por caudal. A menudo el
caudal es usado para ayudar a generar la presion requerida, pero no se debe
perder de vista que es la presiéon la que divide a la roca. Sobre un largo
intervalo perforado, las fracturas pueden generarse donde sea que la presiéon
de fluido exceda el gradiente de fractura local. Generalmente, la roca tendra
un punto que es mas deébil que el resto y es ahi donde se dara el inicio de la
fractura. Sin embargo, si la presion continta creciendo, fracturas adicionales
pueden ser formadas. Potencialmente, todo simple perforado es una fuente
para la iniciacion de una fractura. Muchas de estas fracturas seran muy
pequefias, pero algunas pueden ser los suficientemente grandes como para
tomar una porcién significativa del fluido de tratamiento.

Lejos del ambiente de esfuerzos artificiales alrededor del hoyo, los
tratamientos tienden a producir un numero relativo pequefio de largas
fracturas. Normalmente, las fracturas no tienden a unirse; el régimen de
esfuerzos alrededor de la punta de la fractura tiende a mantener las fracturas
separadas. Sin embargo, bajo la influencia de esfuerzos complejos alrededor
del pozo y los perforados, las fracturas pueden unirse, dando muchas veces
caminos estrechos que llegan a una sola fractura grande. Por lo que el fluido
de tratamiento tiene que viajar de una region que tiene un gran numero de
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pequefias fracturas a una regién que tiene un pequefio nimero de grandes
fracturas. De este modo, el fluido tiene que viajar a través de una serie de
fracturas estrechas y complicadas, o dicho de otra manera, a través de un
camino tortuoso. Esta tortuosidad puede producir una significativa pérdida de
presion, resultando en una fractura menor a la esperada y en un arenamiento
prematuro. Los “arenamientos” pueden ser causados por tortuosidad por otras
razones; el ancho de los canales a través de la roca a menudo no siempre es
lo suficientemente grande para llevar la concentracion de agente sostén que
pasa por dichos canales. Esto hace que el agente sostén se puentee, evitando
el flujo de méas agente sostén.

La tortuosidad se manifiesta como una caida de presion a través de la region
cercana al hoyo. Hay también otro fendmeno que puede resultar en una
pérdida de presion cerca del pozo (como una pobre calidad de perforados).
Sin embargo, el punto importante es que hay una pérdida de presion, que
puede ser una substancial proporcién de la presion neta observada (es decir
la energia total disponible para propagar la fractura). Debido a que las
presiones dentro de la fractura determinan las presiones de superficie, la
pérdida de presion debido a la tortuosidad produce un alto BHTP y por lo tanto
una superior STP. Esto le da al observador en superficie, la impresién de que
la presion neta es mas grande de lo que realmente es. Por ejemplo, para un
pozo con 200 psi de presion neta y 300 psi de pérdida de presion debido a la
tortuosidad, podria entenderse que la presién neta de 500 ps si no se esta
consciente de la tortuosidad. Esto conllevaria a pensar que el fluido de fractura
tiene mucho mas energia para crear un volumen de fractura de la que tiene
en realidad, resultando en un disefio de tratamiento que contiene mas agente
sostén del que puede entrar fisicamente dentro de la fractura. Es importante
entender la magnitud de la pérdida de presién en la zona cercana al hoyo, de
manera que esto nos permita realizar un adecuado disefio del tratamiento.

Las Rocas Duras: Las rocas con un alto modulo de Young y baja resistencia
a la fractura tienden a ser mas susceptibles a tortuosidad que las rocas
suaves. En este tipo de formaciones fragiles, ya hay una fractura formada en
cada perforado por la accion explosiva de las cargas del baleo, todo lo que se
hace cuando el fluido es bombeado es extender estas fracturas, a través de
un medio que permita una facil extension de fractura. Debido al alto médulo
de Young, la concentracién de los esfuerzos en la punta de la fractura es mas
intensa por lo que estas pequeiias fracturas tienen menos probabilidades de
vincularse. Esto significa que las rocas duras son mas propensas a producir
un gran namero de pequefias fracturas que las rocas suaves.

Los Pozos Desviados: Estos tienden a ser mas susceptibles a la tortuosidad
gue los pozos verticales. Conforme las fracturas se propagan, las fracturas
comprimen la roca a cada lado de éstas. Esto hace mas dificil que otras
fracturas se propaguen en esta regién. Como es conocido, las fracturas
tienden a propagarse en un plano vertical. Esto significa que mientras mas
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desviado es el pozo, menor es la interferencia de cada fractura con su vecina,
por lo que se propaga mas facilmente. Adicionalmente, ya que cada fractura
estd mas separada hay menos unién de las fracturas. Finalmente, hay cierta
evidencia que sugiere que en algunos pozos desviados, la fractura puede
iniciarse a lo largo del pozo. En algun punto no muy lejano del hoyo, la fractura
crece lo suficiente como para que la influencia del pozo sea menos
significativa que la influencia de los esfuerzos “in-situ”. En este punto la
fractura cambiard de orientacion, rapidamente si la roca es muy dura. Esto
produce un “angulo” alrededor del cual el fluido y el agente sostén tienen que
fluir, lo cual provoca una mayor pérdida de presion.

Por lo tanto, los pozos altamente desviados en rocas duras son mas
propensos a experimentar problemas de tortuosidad que los pozos verticales
con formaciones suaves. Esto no quiere decir que una significativa tortuosidad
no serd encontrada en formaciones suaves 0 en pozos verticales,
simplemente significa que es menos probable.

Contraste de Esfuerzos horizontales. Como se ilustra en la figura inferior,
el contraste entre el maximo y el minimo esfuerzo horizontal puede influenciar
en la tortuosidad. La figura de la izquierda muestra un gran contraste entre
oh,max Y oh,min, |0 cual produce una fractura estrecha cercana al pozo y un

radio de giro apretado para la fractura. La figura de la derecha muestra una
pequefia diferencia entre los dos esfuerzos horizontales, por lo que la fractura
inicia con un ancho mas amplio y gradualmente cambia de direccién. Por lo
tanto dependiendo de la orientacion de la fractura, el contraste entre los
esfuerzos horizontales puede tener un efecto significativo sobre la tortuosidad.

~

Oh max -~ Oh min \ Oh,max — Gh,min
N\ I~
Gh,max
Gh,min

Diagrama ilustrando el efecto del contraste de esfuerzos horizontales
en la tortuosidad.

Curando la Tortuosidad: Sila tortuosidad es detectada antes del tratamiento
principal, ésta puede ser remediada. Esto se hace mediante el bombeo de
“slugs” de agente sostén. La primera compafiia en lograr esto con éxito fue

84



Maersk Olie og Gas, una compafia Danesa que opera en el Mar del Norte.
Muchos articulos han sido producidos por Meersk y sus contratistas para
documentar esto. Maersk tuvo la ventaja de que los trabajos fueron realizados
en un barco de fracturamiento grande que permitia mezclar agua de mar y gel
al vuelo. Es decir, habia un eficiente suministro ilimitado tanto de gel como de
agente sostén a disposicion; lo cual muchas veces no se puede dar.

Para empezar, Maersk queria bombear un “slug” de agente sostén en el
“Minifrac”, idealmente a la maxima concentracién de agente sostén anticipada
para el tratamiento principal. Si el “slug” pasaba a la formacién sin un
significativo incremento en la presion, se podria estar razonablemente seguro
de que la tortuosidad no afectaria significativamente al tratamiento. Algunas
veces ellos bombeaban una serie de “slugs”, mezclados para incrementar la
concentracion de agente sostén. Si estos “slugs” detectaban un incremento
significativo de la presién, o peor aun ocasionaban un taponamiento
prematuro, ellos sabian que tenian un problema. La solucién fue taponear
deliberadamente la tortuosidad.

Esto se consigue mediante el bombeo de “slugs” de agente sostén y luego
haciendo cierre con los “slugs” en los perforados y la region cercana al pozo.
El efecto de esto es el bloqueo de los canales estrechos para forzar la apertura
de nuevos canales mas anchos.

Después de unos afos, Meaersk llegé a ser tan competente en esto y a
familiarizarse con sus formaciones que ellos desarrollaron un método
estandar usado en todo tratamiento. Esto comprende el bombeo de una etapa
relativamente larga de arena malla 100 a una concentracion de 1 o 2 ppa
durante el “Minifrac”, seguido de una etapa relativamente corta de arena malla
20/40 de una concentracion de 4 o 5 ppa. El “Minifrac” fue cerrado con la arena
malla 20/40 en las perforaciones. La arena malla 100 bloguea los canales
estrechos, mientras la arena 20/40 ayuda a mantener los canales anchos
abiertos, los cuales aceptaran el fluido cuando inicie el tratamiento principal.
Usando este método, Meersk alcanzdé un record casi perfecto para la
colocacién de tratamientos, en un area con notorios problemas de tortuosidad.

e Conductividad de Fractura Adimensional

La conductividad de fractura adimensional (Fcp 0 mas recientemente
redefinida por el APl como C¢p) o Conductividad de Fractura Relativa es una

medida de cdédmo la conductividad de la fractura es comparada con la
conductividad de la formacion. Para producir un incremento de la produccion,
la fractura con agente sostén tiene que ser mas conductiva que la formacién
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(dejando de lado los efectos del “bypass” del dafio). Anteriormente se definio
la conductividad de fractura (Fc) como el producto del ancho de fractura y la

permeabilidad del agente sostén. La conductividad de fractura adimensional
se define como:

Donde xt es la longitud media de la fractura, kp es la permeabilidad del agente
sostén, waye €s el ancho promedio y k es la permeabilidad de la formacion.

Para que la fractura sea méas conductiva que la formacion, la conductividad de
fractura adimensional tiene que ser mayor a uno.

La ecuacion anterior compara la habilidad de la formacion para llevar fluido a
la fractura, con la habilidad de la fractura para llevar fluidos al pozo. Si el Cip

es menor que uno, entonces el incremento posterior al tratamiento estara
limitado por la relativa baja conductividad de la fractura, y los fluidos fluiran
mas facilmente a través de la formacion. Si el Csp es significativamente

superior a 1, entonces el factor limitante es la habilidad de la formacion para
llevar hidrocarburos a la fractura.

De los cuatro componentes de la ecuacion anterior, la permeabilidad de la
formacion es fija, mientras que la permeabilidad del agente sostén esta
definida por el tipo de agente sostén, el esfuerzo de cierre y las condiciones
de produccién. Para maximizar el Cfp, serd necesario controlar la longitud

media de fractura, y al mismo tiempo conseguir el ancho y permeabilidad de
fractura mas grande posible. Bajo muchas circunstancias, para una situacion
de fractura dada, existe una relacion fija entre ancho y longitud. Para muchas
longitudes creadas habr4d muchos anchos creados. Sin embargo, ancho
creado no es lo mismo a ancho empaquetado, a menos que un buen cierre
forzado se haya realizado. Cuanto mas sea la cantidad de agente sostén
colocado por unidad de area de la fractura, mas ancha sera la fractura
empaquetada. Por lo tanto, los dos caminos para incrementar el Cfp son:

bombear mas agente sostén o bombear una mejor calidad de agente sostén.

En formaciones con alta permeabilidad, esto no es suficiente. A pesar de que
la fractura esté completamente llena de buena calidad de agente sostén, el
Ctp todavia puede ser menor que uno. Por ello, la técnica conocida como “Tip

Screen Out” debe ser usada.
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e El“Tip Screen Out” (TSO)

El “Tip Screen Out” es una técnica usada para incrementar artificialmente el
ancho de fractura, sin incrementar la longitud de la misma. Como ya se ha
discutido, para una fractura dada existe una relacion fija entre ancho y largo.
Si artificialmente se puede superar esto, entonces nosotros podremos
incrementar draméticamente el C¢p. La figura siguiente muestra esto:

Agente sostén Punta de la fractura

“Tip Screen Out”

El TSO es una técnica que es generalmente usada en formaciones con alta
permeabilidad. La alta permeabilidad de la formacion significa que muy dificil
conseguir un C¢p superior a uno. Para generar el TSO, El agente sostén es

bombeado dentro de la fractura antes de lo que seria en un caso normal.
Como la formacion tiene alta permeabilidad, el fluido de fractura se filtra
relativamente r4pido, Esto actla para deshidratar la lechada cargada con
agente sostén. Si el tratamiento es correctamente disefiado, esta
deshidratacion causara que el agente sostén se coloque en la punta de la
fractura. Para que la fractura continde propagandose, una Ppet positiva debe

ser mantenida en la punta de la fractura. A medida que el agente sostén se
acumula en la punta de la fractura, el fluido tiene que fluir a través de éste
para alcanzar la punta y mantener la Ppet. Mientras el fluido viaja a traves del

empaque, éste pierde presion debido a la friccion ya que esta pasando entre
los granos de agente sostén. Cuando el agente sostén se acumula lo
suficiente, el AP del fluido se iguala y luego supera a la Ppgt, y entonces la

fractura deja de propagarse.

En este punto, todavia hay fluido que se bombea a la fractura y éste tiene que
ir a alguna parte. Parte de este fluido se filtra, pero no todo, por lo que el
volumen de fractura aun tiene que crecer. Esto significa que la fractura inicia
a ensancharse. Esto también significa que un incremento en la presion neta
sobre la formacion la vuelve cada vez mas compacta, asi es como el inicio de
un TSO es detectado durante el tratamiento.

La técnica de TSO se basa en dos cosas; alta permeabilidad (y por lo tanto
en alta perdida de filtrado), y bajo médulo de Young. Alto filtrado es necesario
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para que la lechada se deshidrate lo suficiente para permitir que el agente
sostén se acumule en la punta. Bajo modulo de Young es necesario para
permitir el incremento del ancho. Si la formacion es muy dura (por ejemplo
con un médulo de Young muy alto), la presion crecerd muy rapidamente y
rapidamente excedera la presion maxima de tratamiento de superficie.

e Mdltiples Fracturas y Entrada Limitada

Como se discutio previamente, cualquier perforado es una potencial fuente de
iniciacion de fractura. Todo lo que se necesita para formar una fractura es una
presion de fluido superior a la presion de extension en algun punto dado. Cuan
larga seré la fractura depende del volumen de fluido que la fractura reciba.
Usualmente, la mayoria de las pequefas fracturas son eliminadas conforme
las fracturas grandes cercanas se desarrollan. Sin embargo, si las fracturas
estan lo suficientemente apartadas (lo cual es bastante facil en pozos
desviados), mas de una fractura se desarrollara en un tamafio significativo.
Esto es a menudo perjudicial; multiples fracturas que cubren el mismo plano
vertical son en gran parte indtiles, a menos que ellos sean ampliamente
espaciosos. Adicionalmente, como el caudal (y por lo tanto el volumen del
fluido de fractura) es dividido entre dos o mas fracturas, el tratamiento termina
un rango de pequefias y angostas (es decir menos conductivas) fracturas, en
lugar de una sola fractura larga. Finalmente, aunque cada fractura se recibe
s6lo una fraccion del caudal total, la concentracion del portante permanece
constante. Como el ancho de la fractura es menor, y la velocidad de la mezcla
por cada fractura individual se reduce, hay mucha mayor probabilidad de que
el agente sostén se puentee y se produzca un “arenamiento” prematuro.

En resumen, multiples fracturas pueden conducir a una estimulacion menos
eficaz y una mayor probabilidad de que el trabajo falle.

La mayoria de los pozos del mundo son completados con mas de un juego de
perforaciones. A menos que algo aisle estas perforaciones y controle el punto
de iniciacion de la fractura, la formacion de fracturas mdailtiples es muy
probable. Sin embargo, hay una situacion donde ésta es deliberadamente
usada para estimular de un intervalo entero de una sola vez. Esta técnica es
llamada fracturamiento de Entrada Limitada.

Fracturamiento de Entrada Limitada: Incluso mientras se fractura, los
fluidos siguen el camino (o caminos) de menor resistencia. La resistencia al
flujo de estos fluidos proviene de tres fuentes: friccidbn en los perforados,
tortuosidad, y la presién de extension de fractura en formacion. Todos estos
pueden variar con el caudal del fluido. Sin embargo, la presion de extension
de fractura y la tortuosidad no son controlables, mientras que la friccion en los
perforados si lo es. Por lo tanto, si la presion de extension de fractura de cada
formacion es conocida, asi como la tortuosidad (usualmente se asume que es
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cero), el numero y tamafio de las perforaciones puede ser variado para
balancear el flujo de fluido, de modo que cada conjunto de perforaciones
reciba la misma proporcion de fluidos. Esta técnica es llamada Entrada
Limitada, ya que estamos tratando de limitar y controlar la cantidad de fluidos
gue entran en cada zona.

Esta técnica puede ser tomada como un paso mas. Por mas variado que sea
el nimero de perforaciones, la proporcion de cada fluido entrando en cada
zona puede ser ajustada para producir el 6ptimo tratamiento para la zona; por
ejemplo, mas fluido entrara en zonas que necesiten mayor estimulacion.

Obviamente, los céalculos para elaborar el tamafio y nimero de perforaciones
puede ser bastante complejo; una vez que se tengan mas de dos zonas se
necesitara un modelo computarizado para mantener las cosas en orden. En
adicion, los resultados son tan buenos como los datos que se ingresan, si se
esta adivinando el gradiente de fractura, entonces también se esta tratando
de adivinar el numero de perforaciones necesarias. Finalmente, este analisis
también asume perforaciones perfectas que es algo que no se puede
garantizar. Por lo tanto, el fracturamiento de entrada limitada no es fiable a
menos que se cuenten con datos exactos.

Ademés de ser poco fiable, la fractura de entrada limitada tiende a ser muy
grande. El tratamiento esta tratando de desarrollar fracturas efectivas en
muchas zonas simultaneamente. Esto requiere altos caudales y grandes
volumenes de fluido, asi como mucho agente sostén, ya que este tratamiento
esta tratando de hacer el trabajo de muchos pequefios tratamientos en una
sola vez.

e Conveccion de “Agente sostén” y Asentamiento

Conveccién de Agente sostén: La conveccion del agente sostén es causada
por la variacion en la densidad de la lechada, y puede llevar a la mayoria del
agente sostén a colocarse en la parte inferior de la fractura. Puesto de manera
basica, una lechada de 10 ppa es mucho mas densa que una de por ejemplo
5 ppa. Esto significa que si una lechada de 10 ppa sigue a una lechada de 5
ppa dentro de la formacion, esta tendera a deslizarse por debajo de la lechada
mas ligera, conduciendo a la mayor colocacion de agente sostén en el fondo
de la fractura, donde no necesariamente se puede conectar con los
perforados. Esto es ilustrado en la siguiente figura:
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Conveccion de agente sostén. Como la lechada mas pesada entra en
la fractura esta se hunde y desplaza a la mas liviana hacia arriba.

Obviamente, la conveccion de agente sostén no es realmente un problema en
diseiios del tipo “TSO”, ya que el plan es llenar completamente la fractura
desde la punta de esta hasta el pozo. Sin embargo, cuando se fracturan
formaciones de baja permeabilidad, la conveccion de agente sostén puede
causar problemas significativos. La manera de prevenir esto es usar largas
etapas de agente sostén mezclados en una concentracion similar. Una vez en
la formacion, las lechadas se deshidrataran con el tiempo debido al filtrado o
“leakoff”, incrementando el ppa de la lechada, por lo que puede ser necesario
incrementar gradualmente la concentracion de agente sostén en el mezclador
conforme avanza el tratamiento.

Sedimentacion de Agente sostén: La sedimentacion de agente sostén
ocurre cuando el fluido de fractura no tiene la suficiente viscosidad para
suspender el agente sostén dentro de la fractura. El agente sostén se mueve
hacia abajo, conduciendo en el peor de los casos a una fractura que solo tenga
agente sostén en la parte inferior. En ese sentido, ésta puede estar
completamente desconectada del pozo. Nuevamente, este fendbmeno no es
un problema cuando el tratamiento es llevado a cabo con un “TSQO”. Sin
embargo, en formaciones de baja permeabilidad, especialmente aquellas con
tiempo de cierre muy largo, la sedimentacion puede ser un problema
significativo.

La clave para prevenir la sedimentacion de agente sostén esta en disefiar un
fluido de fractura correcto. Para prevenir sedimentacion, el fluido de fractura
debe exhibir buenas cualidades para transportar agente sostén a “BHST” por
lo menos durante el tiempo de trabajo previsto, mas el tiempo de cierre
anticipado, mas un factor de seguridad. Esto puede ser probado con el uso de
un redmetro modelo 50 para alta temperatura. Un criterio ampliamente
aceptado para trasportar el agente sostén es tener por lo menos 200 cp de

viscosidad aparente a un esfuerzo de corte de 40 sec-1. Note que este criterio
no es estandar APl y es un tanto subjetivo, asi diferentes estandares son
usados en diferentes lugares.
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La siguiente ecuacion puede ser usada para calcular la velocidad Terminal (es
decir la méaxima velocidad posible) para una particula esférica cayendo a
través de un fluido que sigue un modelo reolégico de la ley de potencias (note
gue esto asume que el fluido esta casi en reposo):

1Y /0.04212d,""(sG, - SB, )
"3 K’

Donde v; es la velocidad Terminal (ft/sec), dp es el diametro de grano de
agente sostén (pulgadas), SGp es la gravedad especifica absoluta, SGs es la
gravedad especifica del fluido, n’ es el indice de comportamiento del fluido
(adimensional) y K’ es el indice de consistencia (Ibs.sech’ ft-2).

e Retorno del Agente sostén (“Flowback”)

El retorno del agente sostén, como su propio nombre lo indica, esta referido
al retorno del agente sostén, que ha sido colocado en la fractura, al pozo
durante la produccion. Esto ha sido materia de debate e investigacion en la
industria en los ultimos 10 afios. Algunas de las posibles causas del retorno
del agente sostén (“flowback”) se muestran a continuacion:

i. Esfuerzos Ciclicos: Cada vez que el pozo experimenta una caida de
presion, el esfuerzo de cierre sobre el agente sostén incrementa, ya que la
presion del reservorio en la fractura es efectivamente reducida. Cuando el
pozo es cerrado, la presién crece nuevamente y la presion de cierre es
reducida. Este es el esfuerzo ciclico, que fue por primera vez identificado
en 1994 por Shell y Stim-Lab como la principal causa del retorno del agente
sostén (“flowback”). Ya que el pozo se esta abriendo y cerrando, el agente
sostén empaquetado de expande y contrae ligeramente, debilitando su
integridad. Si este esfuerzo es ciclado lo suficiente — o demasiado pronto —
el empaque se rompera literalmente, permitiendo que el agente sostén
fluya fuera de la fractura y dentro del pozo. Los pozos que han sido
fracturados deben ser manejados con mucho cuidado; estos no deben
cerrarse a menos que no haya otra alternativa, y si se tiene que cerrar, esto
debe hacerse de manera lenta.

ii. Formaciones Débiles: Obviamente, sila formacion que contiene el agente
sostén se desmorona, entonces el agente sostén saldra al pozo.
Formaciones que son susceptibles a esto necesitan ser fracturadas y
empaqguetadas, en lugar de una fractura convencional.

iii. Insuficiente Conductividad de Fractura: Si la fractura empaquetada no
tiene suficiente conductividad, especialmente en el area cercana al pozo;
entonces la alta velocidad de produccion de los fluidos, junto con el
incremento del gradiente de presion a lo largo del plano de fractura,
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resultara en un incremento de la fuerza neta actuando para empujar los
granos individuales de agente sostén fuera de la fractura.

iv. Pobre Calidad de Fluido de Fractura: Si el fluido de fractura no tiene la
suficiente viscosidad para mantener el agente sostén suspendido hasta que
la fractura cierre, el agente sostén se sedimentara en el fondo de la fractura.
En casos extremos, esto puede resultar en que la mitad del fondo de la
fractura tenga todo el agente sostén, mientras que la mitad superior nada.
Esto crea un espacio vacio en el tope del agente sostén empaquetado
como se ilustra en la siguiente figura:

Sin Agente sostén Espacio Vacio

-l
-

Agente sostén

Cuando el pozo esta produciendo, los fluidos fluyen rapidamente a través
del tope del agente sostén empaquetado, a través del espacio vacio, ya
gue éste es el camino de menor resistencia. Al hacerlo, éste recoge los

granos de agente sostén, y puede acarrearlos fuera de la fractura e
incluso hasta la superficie. Este efecto es conocido como “pipelining” y
puede ocasionar que todo el agente sostén sea producido fuera de la

fractura.

Previniendo el retorno del agente sostén (“Flowback”):

Una vez que el retorno del agente sostén ha iniciado, éste es usualmente muy
dificil de detener. Por lo tanto, la mejor opcidn es prevenir que el retorno del
agente sostén ocurra. Obviamente, con un buen disefio de tratamiento usando
una buena calidad de fluido de fractura, junto con un buen gerenciamiento de
pozo, se puede recorrer un largo trecho mitigando el retorno del agente
sostén. Sin embargo, es también cierto que para muchas formaciones, esto
no es suficiente. Para combatir esto, hay muchos métodos que pueden ser
empleados:

i. Agente sostén Cubierto con Resina. Por mucho, el método mas comun
para controlar el retorno del agente sostén. El agente sostén cubierto con
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resina o “resin coated proppant” (RCP) es simplemente agente sostén que
ha sido cubierto con una capa disefiada para hacer que los granos de
agente sostén se peguen entre si. Usualmente, requiere temperatura y un
determinado esfuerzo de cierre para que esto ocurra. EI RCP suele venir
en dos presentaciones, curable y pre-curados (o templado). EI RCP curable
tiene una capa mas suave, que esta disefiado para curar quimicamente
cuando se exponga a temperatura. Los RCP pre-curados tienen una capa
de resina mas dura, que se basa mas en la presion de cierre para hacer
que los granos de agente sostén se peguen. EI RCP tiene un efecto
adicional, éste hace al agente sostén mas tolerante a la presion de cierre
ya que la capa de resina captura permeabilidad, reduciendo los finos
producidos cuando la fractura cierra.

El RCP es generalmente usado como una alternativa a los agentes de
sostén ordinarios, ya sea para todo el tratamiento, o para las Ultimas etapas
de agente sostén. Mientras este Ultimo método es el mas econdémico, es el
menos confiable ya que no se tiene la garantia de que esta Ultima etapa
sea la que se posicione en el pozo.

El RCP puede ser altamente efectivo, pero tiene tres principales
desventajas. Primero, es muy costoso a menudo dos veces mas caro que
un agente sostén no cubierto. Segundo, puede tener un efecto significativo
en el fluido de fractura, especialmente a altos valores de pH, debido a que
muchas de las resinas son retiradas y disueltas en el fluido de fractura.
Finalmente, los sistemas neumaticos estandar usados generalmente para
entregar grandes volumenes de agente sostén no pueden ser usados para
RCP, ya que la cubierta de resina puede astillarse.

Micro-Fibras: Otro método para prevenir retorno del agente sostén es
bombear muy pequenfas fibras con el agente sostén. Estas fibras, si se usan
en suficiente cantidad, formaran una malla tridimensional con el empaque
del agente sostén, actuando para evitar que los granos individuales se
deslicen unos sobre otros. El uso de estas fibras puede resultar en una
ligera disminucion en la permeabilidad del agente sostén empaquetado,
pero esto es permitido en el disefio de la fractura. Estas fibras son
usualmente hechas de un polimero.

El principal problema con estos sistemas, aparte de su costo, es
operacional. Debido a que las fibras son muy pequefias, éstas tienen una
muy alta area superficial en relacion con su masa. Esto a su vez significa
gue éstas pueden ser muy dificiles de mezclar en un fluido, especialmente
al vuelo durante un tratamiento. Debido a la gran diferencia entre la
gravedad especifica del agente sostén y de las fibras, también es muy dificil
mezclar el agente sostén con las fibras antes de agregar el gel.
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Las fibras también tienen una limitacion en cuanto a la temperatura maxima
que pueden soportar antes de desintegrarse. Esto reduce
significativamente el nimero de pozos que son adecuados para este tipo
de tratamiento. Finalmente, si se usa en proporciones incorrectas con el
agente sostén (debido a un mal disefio 0 a un mezclado ineficiente), la fibra
misma puede ser producida fuera de la formacion, resultando muchas
veces en unas “bolas de cabello” en algun lugar de la instalacion de
produccion.

Micro-Hojas. Con el fin de conseguir una patente en Micro-fibras, una
empresa de servios introdujo un producto que usa pequefias hojas o
plaquetas de polimero, las cuales actian para envolver los granos de
agente sostén. Esto tiene efectos severos. El primero efecto, y
lamentablemente el principal, es la reduccion significativa de la
permeabilidad del empaque del agente sostén. En segundo lugar, las hojas
forman una malla tridimensional, que actian de forma similar a las micro-
fibras. Las hojas actlan un cierta manera como una capa de resina, en el
sentido que ellas pueden amortiguar los granos de agente sostén y finos.

Desafortunadamente, las micro-hojas también sufren de los mismos
problemas y limitaciones de temperatura experimentados por las micro-
fibras.

Particulas Deformables: Estas tienen un enfoque diferente. Estas
particulas, las cuales son mezcladas alrededor del 10 al 15% en peso con
respecto al agente sostén, se deformaran hasta cierto punto alrededor del
agente sostén cuando la fractura se cierre. Esto acta como un cierre para
los granos de agente sostén y reduce la tendencia a deslizarse de estos
sobre los otros. Las particulas deformables también tienen el efecto de
amortiguar los granos de agente sostén e incrementar el area de contacto
de grano con grano. Esto incrementa la permeabilidad del empaque del
agente sostén, por la reduccion de los finos.

La principal desventaja de las particulas deformables es el equipo adicional
necesario para manipularlas y mezclarlas en las proporciones correctas.

e Cierre Forzado

El cierre forzado es una técnica empleada para producir un empaque de
agente sostén muy apretado en el area cercana al hoyo. Tan pronto el
tratamiento es terminado, el pozo es abierto y puesto a producir de 0.5 a 1.0
bpm. Esto es antes de que la fractura se haya cerrado y antes de que el fluido
se haya roto. Aunque el mecanismo exacto por el cual esta técnica previene
el retorno del agente sostén no es muy claro, hay suficiente evidencia
empirica que hace valida esta técnica, en una formacion adecuada. Sin
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embargo, no hay métodos para decidir qué formacion es la adecuada, asi
como tampoco los hay para probar la técnica.

Los modernos “software” de monitoreo del tratamiento y los simuladores de
fractura son elaborados para permitir el cierre forzado. Algunos de ellos
también permiten obtener informacion de un medidor de caudal colocado en
la linea de retorno mientras se monitorea la declinaciébn de presion post-
tratamiento.
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8. UBICACION Y EXTENSION DEL AREA EN ESTUDIO

Las formaciones en estudio corresponden a las formaciones Verdun y Hélico,
de los yacimientos Vichayo, Silla, Millén, San Pedro, Santos, Lobitos y Folche
correspondientes al Lote VII/VI que forma parte de la Cuenca Talara.

Estas formaciones fueron evaluadas en un total de 20 pozos perforados hace

mas de 50 afos en el Lote VII/VI.

8.1. CUENCA TALARA

La cuenca de Talara estd localizada
sobre la plataforma continental a lo largo
de la costa norte del Perd.

La cuenca Talara es una de las 10
cuencas, repartidas en
aproximadamente 67 millones de acres
de la costa oeste de América de Sur
(Zaniga-Rivero y otros, 1998) y sus limites
son:

Norte: Pillar de Zorritos

Sur: Cuenca Truijillo

Noreste: Cerros La Brea 'y
Amotape y el
levantamiento
asociado que separa la
cuenca Lancones de la
cuenca Sechura.

Sudeste: Cuenca Sechura.
Oeste: Zona de Subdiccion
de la Placa de Nazca,

debajo de la Placa
Sudamericana.
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ALCANCE GEOLOGICO

En muchas, si no en todas las cuencas costeras del Perd, los movimientos
tectonicos ocurridos durante el Paleozoico, establecieron una estructura
geolégica que influyd grandemente en los subsiguientes patrones
estructurales y de depdésitacion (Zufiga-Rivero y otros, 1998).

La cuenca Talara es el resultado de la actividad tectonica del Pale6geno y
ésta yace sobre una cuenca mas grande que registra huellas de los eventos
tectdnicos del Cretacico. Sobre esta cuenca de mayor antigiedad, reposan
ademas partes de las estructuras del Nedgeno de las adyacentes cuencas
Progreso y Sechura — Salaverry.

Asi la cobertura sedimentaria de la cuenca Talara esta constituida por rocas
del Paleozoico, Cretéacico y Terciario o Cenozoico.

El movimiento de las placas continentales a través del tiempo que dio lugar a
la cuenca Talara, es responsable del complejo sistema de fallas que
caracteriza dicha cuenca; donde sobresalen fallas normales, listricas,
transcurrentes y rotacionales. Ademas de estas fallas, de caracteristicas
regionales, también se pueden apreciar distintas estructuras como bloques
fallados en altos estructurales y plegamientos que van de suaves a
moderados.

Los estudios de sismica y los datos de superficie indican que el fallamiento
fue mas intenso en la porcion oriental de la cuenca (en tierra) y disminuy6 en
direccion hacia el mar.

ROCAS RESERVORIOS

Hay mas de 40 yacimientos de petréleo y/o gas en la cuenca Talara, con una
produccion proveniente de hasta una docena de formaciones por pozo, siendo
toda la produccién reportada en conjunto. Los reservorios primarios son
areniscas marinas cercanas a la costa de la época del Eoceno. Tres campos
que producen petréleo y gas de cuarcitas de la formacion Amotape
Pennsylvania también tienen petrdleo de areniscas del Eoceno y/o del
Cretacico; un cuarto campo, el yacimiento Zorro actualmente abandonado,
produjo alrededor de 100000 bbl de petrdleo sélo de la Formacion Amotape.
El petréleo y el gas en otros cuatro campos provienen de areniscas de la
Formacion Redondo y Ancha del Cretacico y las formaciones Petacas de la
parte basal del Grupo Mal Paso. Uno campo produce gas de la Formacién
Mancora del Oligoceno.

Los reservorios son principalmente areniscas que forman parte de las
siguientes formaciones:
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Formacion Amotape Pensilvania, cuarcitas fracturadas
Lutitas Redondo del Cretacico Superior, y las formaciones Ancha y Petacas
del Cretacico Superior del Grupo Mal Paso

e Areniscas del Paleoceno de las Formaciones Mesa y Balcones,
Grupo Mal Paso superior

e Los grupos Chacra y Salinas del Eoceno Inferior a Medio (Incluyendo las
formaciones Basal Salina, San Cristébal, Mogollon (Manta), Ostrea
(Tangue, Pardo), Palegreda, Clavel (Parifias), y Echinocyamus)

e Grupo Talara del Eoceno medio y superior (incluyendo las formaciones
Terebratula, Hélico, y Talara (Pozo al sur de la cuenca, Media y Yapato al
norte)

Formacion Verdun del Eoceno Superior del Grupo Lagunitos
Formacion Mancora del Oligoceno.

Las cuarcitas de la Formacién Amotape estan discordantemente cubiertas por
calizas, areniscas Yy lutitas del Cretacico, que a su vez estan en contacto
discordante con rocas del Terciario. La secuencia de gran espesor del
Cretacico Superior hasta los estratos del Eoceno en la cuenca Talara fueron
acumulados principalmente en ambientes deposicionales fluviales a deltaicos,
con algunas turbiditas marinas costa afuera. Aunque los estratos del pre-
Nedgeno son continuos lateralmente a través de la cuenca, la secuencia
vertical esta también cortada por discordancias internas (Zufiga-Rivero y Hay-
Roe, 1998).

Los estratos del Mesozoico y Paleozoico fueron la fuente inicial de detritos
clasticos, el andlisis petrogréafico confirma que las areniscas son ricas en
cuarzo con una pequefia proporcion de material volcanico (Raez Lurquin,
1999). La fuente de los sedimentos del Paleoceno y Eoceno fue desde el
noreste hasta el sureste, los origenes de las tierras altas que resultaron del
levantamiento compresional de los andes y otras zonas montafiosas (de
Perupetro, 1999; Pindell y Tabbutt, 1995; Lurquin Raez, 1999). Las areniscas
interlaminares hacia el oeste con las lutitas marinas y no marinas (Pindell y
Tabutt, 1995), crean en conjunto yacimientos de areniscas con intercalaciones
de sellos de lutitas y rocas madres potenciales.

La secuencia sedimentaria del Paleoceno-Eoceno es enteramente clastica y
esta caracterizada por areniscas fluviales, deltaicas, de ambientes marinos
someros, y turbiditas; los sedimentos subyacentes son cerca de 75 %
clasticos pero incluyen algunas calizas gruesas y extensas de naturaleza
oolitica y de arrecife. Los estratos del Eoceno incluyen las areniscas del litoral
y de playa, y (en algunos lugares) conglomerados gruesos, asi como también
las areniscas turbiditicas de canal (Zufiiga-Rivero y otros, 1998b).

Los granos de areniscas y conglomerados muestran un alto grado de
redondez y una ordenacion que es caracteristico de las rocas mas resistentes,
lo que indica varias fases de reciclado antes de la sedimentacion final (Raez
Lurquin, 1999).
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Bianchi (2002) listé rangos de porosidad y permeabilidad para las siguientes
formaciones (Nota: no se proporcioné informacion sobre las fuentes de datos
o el nimero o los tipos de analisis):

1.

Las areniscas de la formacion Hélico, 12-15% de porosidad, 2 -5 milidarcies
(mD) de permeabilidad.

2. Clavel (Parifias), 11-19% de porosidad, 60-120 mD de permeabilidad.
3.
4. Arena Basal Salinas, 11-16% de porosidad, 14-20 mD de permeabilidad.

Manta (Mogollén) 8-11% de porosidad, la permeabilidad de 0.15 mD.

8.2.LOTE VII/VI

Geopoliticamente, el lote VII/VI esta ubicado dentro de los distritos de Lobitos,
Parifias y La Brea pertenecientes a la provincia de Talara, departamento de
Piura.

La configuracién de este lote comprende dos areas que en total hacen una
superficie de 34 444 840 ha, la cual se divide de la siguiente manera:

Ex Lote VII: 18 412 437 ha
Ex Lote VI: 16 032 403 ha
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8.3. YACIMIENTOS

La intervencidn de los pozos en estudio se llevo a cabo en los siguientes
yacimientos del Lote VII/VI:

VICHAYO
SILLA
MILLON
SAN PEDRO
SANTOS
LOBITOS
FOLCHE

8.4. FORMACIONES

Dentro de los yacimientos antes mencionados, se intervinieron las
formaciones:

e Verduln
e Heélico

VERDUN

Es una unidad productora de petréleo, se extiende desde Paita hacia el norte
y llega hasta la regibn de Tumbes y por el sur hasta los cerros lllescas
(Bayovar). La secuencia consiste de una intercalacion de areniscas de grano
medio a grueso, ligeramente diagenizadas, con lutitas laminares, algo
bentdnicas y que al alterarse dan un color gris verdoso a amarillento de tintes
purpura. En los alrededores de los cerros de Paita, aparecen escasas
secciones donde no es posible separar la Formacion Chira de la Formacion
Verdun, formando el Grupo Chira-Verdun.

La Formacién Verdun, consiste de conglomerados heterogéneos y areniscas
poco compactas, con fragmentos redondeados y sub-angulosos. En la cuenca
Talara, el Grupo Chira-Verdun se extiende hacia el N del rio Chira. Esta
formacion descansa sobre otras, pero en su localidad tipica es concordante vy,
en cierto modo, hasta transicional con las lutitas “Pozo” del Grupo Talara, por
lo que es probable que la formacion Verdun incluye una discordancia
intraformacional y que la parte inferior esté erosionada en ciertas areas por el
Grupo Talara.

La Formacion Verddn es una unidad productora de petréleo, siendo los
horizontes de areniscas los que han producido volumenes de crudo en la
region de La Brea y Parifias (Negritos) y mas al Norte en el area de Lobitos.
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Su relacién basal es discordante con el Grupo Talara y proporciona la base
para la formacién Chira.

HELICO

La formacion Hélico consiste de una arenisca conglomeratica inferior y una
arenisca de grano fino a medio superior (Chavez y Rodriguez, 2002). Los
ambientes deposicionales fueron tres series distintas de turbiditas de aguas
profundas, con las areniscas de mejor calidad presentes dentro de los
sistemas de canales; el tamafio de grano decrece de este a oeste. Las
areniscas de canal son lateramente discontinuas, resultando en la division del
reservorio. La formacion Hélico tiene un espesor vertical de 152 m (500 ft); su
porosidad promedio es de 12% en la plataforma costa afuera PN3 del campo
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9. SELECCION DE POZOS CANDIDATOS

La eleccidn de los pozos candidatos fue llevada a cabo teniendo en cuenta los
siguientes criterios de seleccion:

- Potencial productivo de los horizontes productivos
- Revision de los registros eléctricos y litolégicos
- Revision de cortes estructurales

9.1. POTENCIAL PRODUCTIVO DE LOS HORIZONTES PRODUCTIVOS

La seleccion de pozos candidatos se inicié identificando los horizontes
productivos con potencial productivo aiin no explotadas en los campos Vichayo
y Silla del Lote VII/VI.

Las arenas elegidas para la determinaciéon de los candidatos fueron Verdan y
Hélico, cuyo potencial productivo es conocido en la cuenca Talara.

La produccion acumulada de petréleo de dichas arenas en los pozos
perforados en las zonas antes mencionadas, confirmé el gran potencial
productivo de las formaciones Verdun y Hélico.

Fue entonces este potencial productivo lo que motivé la perforacion de pozos
nuevos y fue en esta ocasion lo que orient6 la eleccion de los pozos perforados
mucho tiempo atras, en los cuales aun no se han abierto estas arenas para
ponerlas en produccion.

A continuacion se muestra la distribucién geografica de los pozos perforados
en el yacimiento Vichayo. En este gréafico se destacan los pozos productores
de la formacién Verdun con los mejores acumulados de produccién, en base
a lo cual se determinaron los primeros pozos candidatos.
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9.2.REVISION DE LOS REGISTROS ELECTRICOS Y LITOLOGICOS

Los registros eléctricos disponibles fueron usados para realizar
correlaciones necesarias entre los pozos candidatos y los pozos que producen
de las formaciones elegidas. Estas correlaciones permitieron identificar las
arenas Yy los cuerpos mejor desarrollados de las mismas para su explotacion.

las

La fluorescencia mostrada en los registros litologicos evidencio la presencia
de hidrocarburos, lo cual complementd la informacion de los registros
eléctricos para determinar los intervalos a desarrollar.
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Registro SP-Resistividad tomado en el afio 1951 de un pozo tipo.
9.3.CORTES ESTRUCTURALES

Los candidatos finalmente fueron elegidos tras una revisibn de cortes
estructurales de las zonas que comprenden los pozos productores de las
arenas elegidas y las zonas adyacentes.

Estos cortes estructurales se realizaron con el objetivo de identificar el area de
drenaje de los pozos productores de dichas arenas, lo cual permitiria identificar
los pozos donde las arenas seleccionadas aun no han sido drenadas.

Los cortes estructurales permitieron ademas aprovechar la informacion
conocida de las propiedades de las rocas, para efectos de los trabajos de
remediacion y de los tratamientos de estimulacidén posteriores.

El siguiente corte estructural es un ejemplo de los distintos cortes estructurales
gue se realizaron para determinar si el candidato preseleccionado, bajo los dos
criterios anteriores, se encontraba estructuralmente en un area no drenada por
otros pozos vecinos.

105



H2 H1 M2z M23 ME

Vel

A\

Corte Estructural correspondiente al candidato preseleccionado, Pozo “H2”, y
los pozos adyacentes al mismo ubicados en el yacimiento Vichayo.
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10.INFORMACION GENERAL DE LOS POZOS CANDIDATOS

10.1. DESCRIPCION DE LAS FORMACIONES

A continuacién se detallan las propiedades basicas de las formaciones

elegidas:
VERDUN

Datos del Reservorio:

Profundidad promedio

1800 pies — 2020 pies

Presiéon de Reservorio 500 psi
Gradiente de Temperatura 1.26 °F/100 pies
Espesor de la Arena Intervenido 150 pies

Propiedades Petrofisicas:

Porosidad 10% - 12%
Permeabilidad 1md-5md
Saturacién de Agua promedio 54%

Propiedades Mecanicas de la Roca:

Gradiente de fractura

0.64 psi/pie — 0.93 psi/pie

Médulo de Young

2.0E+06 psi — 2.4E+06 psi

Relacion de Poisson

0.22-0.28

HELICO

Datos del Reservorio:

Profundidad promedio

2600 pies — 2800 pies

Presion de Reservorio 800 psi
Gradiente de Temperatura 1.26 °F/100 pies
Espesor de la Arena Intervenido 100 pies

Propiedades Petrofisicas:

Porosidad promedio

10% -12%

Permeabilidad promedio

2md - 5md

Saturacién de Agua promedio

54%

107



Propiedades Mecanicas de la Roca:

Gradiente de fractura 0.60 psi/ft — 0.73 psi/ft
Médulo de Young (psi) 2.0E+06 psi — 2.4E+06 psi
Relacion de Poisson 0.22-0.28

10.2. DESCRIPCION DEL ESTADO MECANICO DE LOS POZOS
10.2.1. ANTES DE LA INTERVENCION

A continuacidon se muestran las caracteristicas y la configuracion de un
pozo tipo antes de ser intervenido.

Revestimiento de superficie 11 %", ID: 10.772", N-80, 60 ppf, (337 ft - O ft)
Revestimiento de produccién 5 %", ID: 4.950", J-55, 15.5 ppf (3234 ft — 0O ft)
Tope de Cemento 2530 ft

Formacién Perforada Parifias (3015 ft — 3088 ft)
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i '&L Zapato Guia 11 %" 337 ft

; Tope de Cemento | 2530 ft

3015 ft — 3088 ft

Parifias {

10.2.2. DESPUES DE LA INTERVENCION

Zapato Guia 5 %" 3234 ft

A continuacién se muestran las caracteristicas y la configuracién de un
pozo tipo después de ser intervenido. Se incluye el intervalo de la formacién
de interés y las profundidades de los perforados realizados para los
trabajos de remediacion.

Revestimiento de superficie 11 %", ID: 10.772", N-80, 60 ppf (337 ft - O ft)
Revestimiento de produccién 5%", ID: 4.950", J-55, 15.5 ppf (3234 ft — 0 ft)
Tope de Cemento 2530 ft

Formacién Perforada Parifias (3015 ft — 3088 ft)

Formacién de Interés Verdun (1830 ft — 1979 ft)

Tapén Recuperable 515", 2040 ft

Cementacion Forzada Inferior 1995 ft

Cementacion Forzada Superior | 1825 ft

Diametro del hoyo 9”
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0 ft

Zapato Guia 11 %"

Didmetro del hoyo

337 1t

g

1825 ft

1830 ft — 1979 ft

VERDUN
1995 ft
2040 ft
Tope de Cemento | 2530 ft
Parifias 3015 ft — 3088 ft

Zapato Guia 5 %2

3234 ft
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10.2.3.

TABLA RESUMEN

La siguiente tabla muestra el resumen de las caracteristicas mecéanicas de todos los pozos intervenidos:

Pozo Revestimiento Superficie| Revestimiento Produccion | Tope de Intervalo Perforado Intervalo de Interés Tapén Recuperable Cementacion Forzada Diametro
D.E Zapato Guia D.E Zapato Guia |Cemento| Formacién Profundidad Formacion Profundidad Diametro| Profundidad Inferior Superior Hoyo
. N Basal Salina | 7375 ft - 7425 ft - " "
HJ1 95/8 288.14 ft 51/2 8020.03 ft 5965 ft Hélico 2960 ft - 3036 ft 51/2 3196.5 ft 3040 ft - 3050 ft |2895 ft - 2900 ft 9
La Draga 7489 ft - 7828 ft
M 9 5/8" 1001.5 ft 51/2" 3289 ft 2560 ft Parifias 3173 ft - 3204 ft Verddn 2175 ft-2281ft | 51/2" 2320 ft 2298 ft - 2303 ft | 2160 ft - 2165 ft 9"
Mogollén 5774 ft - 5916 ft
J1 13 3/8" 432 ft 51/2" 7357 ft 4712 ft | San Cristobal | 6360 ft - 6808 ft Hélico 2593 ft - 2738 ft | 51/2" 2820 ft 2784 ft - 2794 ft | 2575 ft - 2595 ft 9"
Basal Salina [ 7100 ft - 7192 ft
J2 | 95 400 ft 51/2" 61181t | 4300 ft JS&E}Z gigg 2 : ggjg 2 Heélico | 2428ft-2568ft | 51/2 | 2775ft | 26551t- 2665 ft | 2355 ft- 2365t | 9"
" " - | 1623 ft - 1734 ft " 2100 ft - 2110 ft Y
HJ2 | 103/4 260.6 ft 51/2 3619.5 ft 2600 ft Parifias 3262 ft - 3526 ft Verddn 1985 ft - 2070 ft 51/2 2120 ft 1820 ft - 1830 ft 1600 ft - 1610 ft 9
J3 13 3/8" 325 ft 6 5/8" 3640 ft 2255 ft Parifias 3366 ft - 3516 ft Verddn 1908 ft - 2105ft | 6 5/8" 2190 ft 2135 ft 1885 ft 9.5"
H1 13 3/8" 339 ft 51/2" 3136 ft 2575 ft Parifias 2912 ft - 3012 ft Verdun 1592 ft- 1779ft | 51/2" 1840 ft 1800 ft 1580 ft 9"
H2 11 3/4" 337 ft 51/2" 3234 ft 2530 ft Parifias 3015 ft - 3088 ft Verdln 1830 ft - 1970 ft 51/2" 2040 ft 1995 ft 1825 ft 9"
J4 13 3/8" 437 ft 51/2" 2964 ft 2300 ft Parifias 2835 ft - 2903 ft Verdun 1798 ft -1907 ft 51/2" 1985 ft 1919 ft 1788 ft 9"
J5 10 3/4" 272 ft 6 5/8" 3405.9 ft 2200 ft Parifias 3270 ft - 3334 ft Verdun 1804 ft - 2013 ft | 6 5/8" 2050 ft * 2045 ft 1794 ft 9.5"
J6 9 5/8" 272.9 ft 51/2" 3335.5 ft 2495 ft Parifias 3155 ft - 3255 ft Verdun 1815ft-1980ft | 51/2" 2048 ft 1990 ft 1802 ft 9"
H3 9 5/8" 487.9 ft 51/2" 2842.75ft | 1850 ft Parifias 2660 ft - 2768 ft Verdun 1544 ft- 1677 ft | 51/2" 1740 ft 1688 ft 1530 ft 9"
H4 10 3/4" 271 ft 6 5/8" 3523.8 ft 2300 ft Parifias 3418 ft - 3446 ft Verdun 2025 ft - 2183 ft | 65/8" 2240 ft * 2195 ft 2015 ft 9.5"
J7 | 1338 4231t 51/2" 78041t | 26201t Pifi':;;s 4212(3); 2 ) 43132513 2 Hélico | 1245ft-1396ft | 51/2° | 15701t 1405 ft 1235 ft 9"
| 9 5/8" 406 ft 51/2" 4898 ft N.R Mogollén 4898 ft - 5617 ft Hélico 2740 ft - 2792 ft 51/2" 2860 ft 2810 ft 2720 ft 9"
J8 13 3/8" 281 ft 7" 3392 ft 2580 ft Parifias 3006 ft - 3111 ft Verdun 1867 ft - 1978 ft 7" 2048 ft 1992 ft 1855 ft 10"
J9 10 3/4" 262 ft 6 5/8" 3780 ft 2780 ft Parifias 3406 ft - 3716 ft Talara 1403 ft - 1555 ft | 6 5/8" 1625 ft 1580 ft 1387 ft 9.5"
H5 13 3/8" 257 ft 6 5/8" 3765 ft 2140 ft Parifias 3650 ft - 3685 ft Verdun 2082 ft - 2185ft | 6 5/8" 2230 ft * 2073 ft - 9.5"
H6 9 5/8" 257 ft 51/2" 8160 ft 5278 ft Parifias 7387 ft - 8012 ft | Terebratula| 3575 ft - 3668 ft | 5 1/2" 3780 ft 3720 ft 3471 ft 9"
H7 10 3/4" 305 ft 51/2" 5304 ft 4263 ft Parifias 4740 ft - 5245 ft Talara 3464 ft-3630ft | 51/2" 3700 ft * | 3640 ft - 3688 ft 3462 ft 9"
* Bridge Plug
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11. ACONDICIONAMIENTO DE POZOS
11.1. RESUMEN EJECUTIVO

Dada la nueva situacidon socioeconémica mundial por la que la industria del
petréleo estaba pasando a principios del afio 2009, era necesario el
planteamiento de alternativas que permitieran continuar con el desarrollo de la
actividad petrolera luego de la abrupta caida que experimentara el precio del
crudo, desde su pico maximo de 147 dolares por barril, en julio del 2008, hasta
situarse por debajo de los 36 délares por barril en diciembre del mismo afio.

Fue bajo ese contexto que una compafia operadora del Lote VI/VII se interesé
en formaciones conocidas pero olvidadas por no ser atractivas en la época en
gue se perforaron pozos, que las atravesaron, en busca de horizontes mas
profundos. Estas presentaban diferentes ventajas debido a que eran
formaciones de la cuenca Talara relativamente someras, con petréleo liviano
en atractivas cantidades, y ademas éstas formaban parte de las formaciones
atravesadas por pozos anteriormente perforados, por lo que la inversion
involucrada para el desarrollo de las mismas resultaria menor que la opcién de
perforar un pozo nuevo.

Sin embargo, debido a que los objetivos de la perforacién inicial de estos pozos
fueron horizontes mas profundos, el tope de cemento detras de la sarta de
revestimiento se encontraba debajo de las formaciones de reciente interés.

Asi, el estado mecanico de estos pozos hacia imposible la explotacion de estas
formaciones someras debido a la ausencia de un sello hidraulico en el anular;
por lo cual era necesario realizar trabajos de acondicionamiento previos para
poder desarrollar dichas arenas.

Fue entonces que tras la busqueda de la mejor alternativa técnico-econémica
para el aprovechamiento de los horizontes productivos, la compafiia operadora
decidié emplear una unidad de tuberia flexible tanto para los trabajos de
acondicionamiento, como para los trabajos posteriores que permitirian poner
en produccién dichas arenas.

La utilizacion de una unidad de tuberia flexible era la opcién que mejor se
ajustaba a los requerimientos del proyecto, dado que permitiria optimizar los
tiempos y costos operativos; garantizando asi el éxito de la operacion y
justificando a la vez la inversién.

El primer pozo intervenido con la unidad de tuberia flexible fue el pozo HJ1 en
mayo del 2009 y desde entonces han sido intervenidos un total de 20 pozos.

En resumen, el acondicionamiento de los pozos consistid en dos trabajos de
cementacion secundaria, tanto en la zona inferior como en la zona superior del
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intervalo a estimular, mediante cementaciones forzadas a través de tuberia
flexible que incluyeron la contaminacion del cemento in situ después de la
creacion de los nodos a fin de eliminar los trabajos de molienda.

Una vez acondicionado el pozo, se procedié con el cambio de los fluidos del
pozo por el fluido de completacién para la perforacién del intervalo mediante
la técnica de perforacion abrasiva a través de tuberia flexible. Finalmente, dada
la baja permeabilidad de los horizontes productivos intervenidos, se fracturaron
hidraulicamente dichas arenas a través de la sarta de revestimiento.

En adicion al problema de la falta de asilamiento hidraulico en el anular, cabe
resaltar que algunos de los pozos se encontraban perdidos, enterrados, y su
ubicacion era conocida soOlo en mapas; otros presentaban rellenos de
desechos como maderas, herramientas, etcétera y algunos no poseian
cabezales. Ante esta situacion se hicieron necesarios trabajos previos a los
antes mencionados, los cuales fueron asumidos por la empresa operadora y
gue consistieron basicamente en:

e Ubicacion del pozo y acondicionamiento de la plataforma.

e Limpieza mecanica del pozo, por lo menos 200’ por debajo del intervalo a
estimular.

e Fijacion de un tapén permanente o recuperable, segun las condiciones de
los reservorios inferiores.

e Colocacién de 2 sacos de arena sobre el tapon mecanico para protegerlo
en el caso de los tapones recuperables.

e Acondicionamiento del cabezal para soportar presiones de trabajo de hasta
5000 psi.

En esta seccion se describen las experiencias de los primeros pozos
intervenidos y los problemas asociados a los mismos; adicionalmente se
detallan los ensayos de laboratorio que se siguieron a fin de sobrellevar dichos
problemas y que deben ser seguidos como parte del disefio de las operaciones
desarrolladas con una unidad de tuberia flexible y de las operaciones de
fracturamiento hidraulico. Finalmente se expone un procedimiento operativo,
el cual es el resultado de una serie de modificaciones al procedimiento original
realizadas a fin de satisfacer los objetivos del proyecto.

113



11.2. EXPERENCIAS INICIALES Y PROBLEMAS ASOCIADOS

El proyecto se inicié6 en mayo del 2009 con un paquete de pozos pilotos. El
primer pozo, el pozo HJ1, fue intervenido con la finalidad de poner en
produccion la formacion Hélico (2960 pies - 3036 pies), para lo cual era
necesario corregir el problema causado por la ausencia de cemento detras de
la sarta de revestimiento. El programa contemplaba perforar la zona inferior
del intervalo a estimular, con la técnica de perforacion abrasiva a través de
tuberia flexible, forzar cemento a través de dichas perforaciones mediante la
técnica de cementacion forzada a través de tuberia flexible y circular el
cemento dejado en el pozo una vez que los nodos de cemento hayan sido
formados; eliminando asi la necesidad de contratar una unidad de “workover”
para realizar los trabajos de molienda del cemento dejado en el pozo. Este
procedimiento seria repetido en la zona superior del intervalo a estimular y
después de comprobar la hermeticidad del pozo se proseguiria con la
perforacion abrasiva del intervalo a estimular para finalmente llevar a cabo la
fractura hidraulica del mismo. Durante la operacién en si, la zona inferior fue
desarrollada segun lo planificado y si bien la cementacion forzada de la zona
superior fue alcanzada con normalidad, el cemento dejado en el pozo no pudo
ser circulado en su totalidad por lo que fue necesario el ingreso de una unidad
de “workover” para rotar el cemento remanente. Las perforaciones posteriores
creadas para el trabajo de fractura fueron ejecutadas exitosamente y su
eficiencia fue comprobada con los resultados de presiones obtenidas durante
el trabajo de fracturamiento. La produccion alcanzada después del trabajo fue
de 16 bopd x 2 bwpd x swab; la produccion del pozo antes de la intervencién
correspondia a las formaciones Basal Salina (7375 pies — 7425 pies) y La
Draga (7489 pies - 7828 pies), haciendo un total de 2 bopd x swab.

El segundo pozo, el pozo M, tenia una produccién de 3 bopd x 0 bwpd x swab
proveniente de la formacién Parifias (3173 pies — 3204 pies) y fue intervenido
con la finalidad de desarrollar la formacion Verdun (2175 pies — 2281 pies). El
planteamiento fue el mismo que en el pozo anterior y de la misma forma la
cementacion forzada de la zona inferior fue desarrollada con éxito; en cuanto
a la zona superior, durante la prueba de inyectividad se obtuvo circulacién por
el anular formado entre la sarta de superficie y la sarta de produccién por lo
que se realiz6 una cementacion forzada con bombeo continuo. Se lograron
crear exitosamente los sellos requeridos tanto en la zona inferior como
superior; sin embargo, un mal conteo del volumen fisico durante la
cementacion forzada de la zona superior hizo imposible circular todo el
cemento dejado en el pozo una vez alcanzada la presién de cierre haciendo
necesario el ingreso de una unidad de “workover” para rotar dicho cemento.
La produccion alcanzada después del trabajo fue de 160 bopd x O bwpd
fluyente.
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El tercer candidato fue el pozo J1, éste mantenia una produccion de 3.7 bopd
x 0 wpd mediante unidad de bombeo proveniente de las formaciones Mogollon
(5774 pies — 5916 pies), San Cristébal (6360 pies — 6808 pies) y Basal Salina
(7100 pies — 7192 pies). Este pozo fue intervenido a fin de producir la formacién
Hélico (2593 pies - 2738 pies). El planteamiento continud siendo el mismo,
pero se implementé una modificacién importante al procedimiento operativo
gue consistio en un fluido contaminante para circular el cemento dejado en el
pozo, una vez alcanzada la presion de cierre, durante la cementacion forzada
tanto de la zona inferior como superior. Asimismo se modificaron los caudales
de limpieza del cemento remanente, incluso en la zona frente a los nodos
recién creados, y se opto por otra herramienta de fondo para dicha limpieza.
Estas modificaciones al programa inicial, hicieron posible el éxito de la
operacion sin necesidad de emplear una unidad de workover pues no queddé
cemento remanente en el pozo. Finalmente, la eficiencia de las perforaciones
abrasivas realizadas para el trabajo de fractura fue comprobada una vez mas
por los valores de friccién y presion obtenidos. Este pozo es importante no sélo
por el éxito operativo sino también por los datos de produccion registrados,
alcanzando un méaximo de 300 bopd x 10 bwpd en condicion fluyente,
inmediatamente después de realizado el trabajo.

El cuarto candidato producia de las formaciones Parifias (4680 pies - 4740
pies) y Mogollon (5494 pies — 6045 pies) y fue intervenido con la intencién de
desarrollar la formacion Hélico (2428 pies — 2568 pies). El procedimiento
seguido incluy6 las modificaciones realizadas en pozo anterior donde la
intervencidn resultd exitosa; sin embargo, las consideraciones tomadas no
fueron suficientes para este pozo y nuevamente fue necesario el ingreso de
una unidad de “workover” para rotar el cemento dejado en el pozo después de
la cementacion forzada de la zona superior. La fractura hidraulica de la
formacion Hélico fue cancelada después de comprobar, mediante el “minifrac”,
que ésta se encontraba drenada debido a la alta declinacién de la presion
registrada.

Se intervinieron 2 pozos mas con problemas parecidos y constantes intentos
por superarlos. Fue finalmente en el pozo H1 que la suma de todos los
esfuerzos dio resultado y el aprendizaje adquirido a lo largo de los 6 pozos
anteriores terminé en un procedimiento acertado.

Este procedimiento incluyé una serie de medidas dirigidas a resolver los
problemas identificados a lo largo de los primeros trabajos. A continuaciéon se
detallan los principales problemas y las medidas tomadas que permitieron
sobrellevarlos:
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Fragie prematuro de la lechada de cemento

Una vez que la lechada de cemento ha sido mezclada, la lechada tiene una
cantidad de tiempo limitada antes que ésta se torne imposible de bombear para
luego fraguar o endurecerse. El tiempo transcurrido hasta que la lechada se
vuelve imposible de bombear, es el tiempo de bombeabilidad o tiempo de
espesamiento. Este tiempo esta en funcion de la temperatura y estrictamente
igual al tiempo que la lechada toma para alcanzar una viscosidad de 100
unidades de consistencia Beardon, 100 Bc.

El disefio de la lechada debe garantizar un tiempo de espesamiento lo
suficientemente largo para cubrir las operaciones de colocacion de la lechada,
hesitacién, circulacidén del cemento dejado en el pozo después de la hesitacion,
extraccion de la tuberia flexible del pozo e incluir un tiempo de seguridad
adicional.

Después de analizar los 6 primeros trabajos, se determind que los tiempos
operativos considerados para el disefio del trabajo diferian significativamente
de los encontrados en el campo y que el tiempo de seguridad tomado en
cuenta era muy escaso. Teniendo claro el tiempo que demandaba cada una
de las operaciones antes mencionadas y el tiempo de seguridad necesario, se
decidio incrementar el tiempo de espesamiento de la lechada a usar segun la
profundidad de trabajo y la temperatura de fondo de cada pozo.

Revoque de cemento duro encontrado sobre tapdn de arena

Como se menciond en el resumen ejecutivo, para el desarrollo de todos los
trabajos se colocaron tapones mecanicos para aislar las formaciones
inferiores. Asimismo para el caso de los tapones recuperables, 2 sacos de
arena son colocados sobre estos a fin de protegerlos. Adicionalmente, como
se vera mas adelante en el procedimiento operativo, una vez culminada la
cementacion forzada de la zona inferior varios sacos de arena son soltados
sobre el tap6n inferior para servir como base a la cementacién forzada de la
zona superior.

En los trabajos anteriores, la lechada de cemento fue colocada directamente
sobre la base de arena; esto creaba un revoque duro de cemento, debido a
gue mientras los nodos de cemento iban siendo creados en las perforaciones,
parte del cemento se iba deshidratando sobre la base de arena.

En busca de un fluido que sirviera como un espaciador entre la arena y la
lechada, y que ademas sirviera como una base para la lechada de cemento se
probd una pildora viscosa de 16 Ib/gal, que resultd efectiva y eliminé los
revoques de cemento duro encontrados en los casos anteriores.
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Fluido contaminante inapropiado

En todos los trabajos, el objetivo fue circular el cemento dejado en el pozo
después de alcanzar la presion de cierre durante los trabajos de cementacion
forzada tanto de la zona inferior como de la zona superior. Las operaciones de
este tipo requieren un método confiable para circular el exceso de cemento
fuera del pozo antes de que éste fraglie; lo mas recomendable es usar un fluido
contaminante combinado con un efecto “jetting” otorgado por una herramienta
adecuada. El fluido contaminante debe ser capaz de retardar la lechada lo
suficiente para poder circular todo el cemento dejado en el pozo, asimismo
debe ser capaz de mantener en suspension los sélidos del cemento durante la
limpieza y cumplir con otras propiedades adicionales que se detallardn mas
adelante.

En los primeros trabajos la circulacion del cemento remanente se realizo sélo
con agua, lo cual no fue suficiente para poder llevar a cabo la operacion de
remocion con éxito. En el tercer pozo se implementé el uso de un fluido
contaminante junto con una herramienta de limpieza superior, lo cual permitio
la total circulacién del cemento remanente. Si bien estas consideraciones
fueron tomadas en cuenta en los siguientes pozos, los dos problemas
mencionados anteriormente no fueron resueltos por lo que se volvieron a
encontrar revoques de cemento imposibles de circular. El fluido contaminante
que forma parte del disefio actual ha sido probado en el laboratorio y en el
campo junto con las consideraciones antes mencionadas.

11.3. ENSAYOS DE LABORATORIO Y SISTEMAS USADOS

A continuacion se detallan los resultados y comentarios de los ensayos de
laboratorio desarrollados a fin de garantizar el éxito de cada una de las etapas
comprendidas en la operaciéon. Muchos de estos corresponden a ensayos de
rutina por lo que pueden resultar familiares, mientras que otros resultaran
totalmente nuevos en el caso de los ensayos realizados para la perforacion
abrasiva y aquellos que fueron conducidos con la finalidad de dar solucion a
los problemas descritos anteriormente.

Cualquiera sea el caso, los ensayos de laboratorio son muy importantes pues
permiten formular, evaluar y corregir los sistemas a usar durante el desarrollo
del trabajo. En esta seccion también se exponen los sistemas que forman parte
del disefio final; los cuales fueron evaluados y corregidos, cuantas veces fue
necesario, para cubrir los requisitos técnicos y operativos demandados por la
operacion.
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11.3.1. PERFORACION ABRASIVA

Cuando se emplea esta técnica de perforacion, las perforaciones son creadas
mediante el bombeo continuo, a alta velocidad, de una lechada abrasiva que
consta de un fluido de trabajo y un material abrasivo (arena). A continuacién
revisaremos los ensayos de laboratorio que permitieron evaluar tanto el fluido
de trabajo como el material abrasivo (arena).

11.3.1.1. FLUIDO DE TRABAJO

Los factores a tener en cuenta para la seleccion del fluido incluyen su
disponibilidad, seguridad, facilidad para mezclar, caracteristicas de
viscosidad, compatibilidad con la formacion y costos.

Los fluidos de trabajo pueden ser clasificados como fluidos base agua o fluidos
base crudo. Sin embargo; en la industria, desde los afios 90 se prefieren
fluidos base agua para cualquier operacion en general.

Cualquiera sea la base del fluido a usar, estos requieren un agente gelificante
para proveer la viscosidad adecuada para transportar y mantener en
suspension el material abrasivo (arena).

Siguiendo los factores de seleccion, se optd por un fluido base agua.

Para viscosificar el agua, en la industria, se usan generalmente polimeros
naturales como la goma guar, almidones y derivados de la celulosa. Estos
polimeros se hidratan o hinchan en el agua para proveer la viscosidad del gel
base.

La goma guar, producida de la planta guar, es el agente gelificante mas
comun. Los derivados de la goma guar, llamados hidroxypropil guar (HPG) y
carboximetil-hidroxipropil guar (CMHPG) también son usados debido a que
estos generan menor residuo, proveen una hidratacion més rpida y ofrecen
ciertas ventajas reoldgicas.

Dado el escenario actual que representa el deseo de acondicionar pozos para
el aprovechamiento de horizontes productivos en un campo marginal, el
agente gelificante que tiene la suficiente capacidad para proveer una
adecuada viscosidad a las condiciones de presion y temperatura promedios,
y a la vez cumple con los requisitos econdmicos es la goma guar.

Segun lo expuesto anteriormente, el fluido de trabajo elegido para el desarrollo

del proyecto fue un fluido base agua donde el agente gelificante fue goma
guar.
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Desde que las perforaciones son creadas por el efecto abrasivo de la lechada,
bombeada a alta velocidad,; el fluido de trabajo debe ser capaz de mantener
el material abrasivo (arena) en suspension y a la vez producir la velocidad de
chorro necesaria para la creacion de los perforados.

Adicionalmente, una vez que las perforaciones sean creadas, el fluido sera
usado para circular los excesos del material abrasivo del pozo; por lo que el
fluido también debe tener la capacidad para suspender el material abrasivo
(arena) mientras éste es circulado fuera del pozo.

Los requisitos antes descritos podran ser cubiertos de forma eficientemente,
mediante un ajuste adecuado de las propiedades reoldgicas del fluido de
trabajo.

Reologia

La reologia esta definida como el estudio del flujo y la deformacion de los
fluidos. Esta describe la relacion entre el caudal de flujo (velocidad de corte) y
la presion (esfuerzo de corte) necesaria para mover un fluido dado. La
velocidad de corte esta definida como la diferencia de velocidades de dos
particulas de un fluido dividido por la distancia entre ellas. El esfuerzo de corte
es la fuerza de friccién creada por el rozamiento entre las dos particulas en
movimiento.

En ese sentido, las propiedades reologicas del fluido determinaran si éste
puede ser bombeado, al caudal necesario para realizar las perforaciones, sin
exceder las presiones maximas de trabajo.

Viscosidad

La viscosidad es el término reoldgico mas conocido y viene a ser una medida
de la resistencia que ofrece un fluido a fluir. Esta es una medida de cuan
“espeso” es un fluido y esta definida como la relacion entre el esfuerzo de
corte y la velocidad de corte.

En este caso, la viscosidad resulta ser muy importante dado que esta
directamente relacionada con la capacidad del fluido para mantener el
material abrasivo (arena) en suspension.

Asi, si el fluido de trabajo no tiene la suficiente viscosidad para mantener la
arena en suspension ocurrira la decantacién de la misma.

Generalmente, un gel lineal de 10 ppt puede ser suficiente para mantener el

material abrasivo en suspension. La concentracion adecuada debe verificarse
mediante ensayos de laboratorio.
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Determinacion de las propiedades reologicas

El objetivo del ensayo es determinar las propiedades reologicas del fluido de
trabajo y ajustar dichas propiedades a los valores adecuados para la
operacion.

Tanto las propiedades reologicas como la viscosidad aparente fueron
determinadas usando un viscosimetro Fann Modelo 35.

Las lecturas de reologia fueron tomadas a las velocidades de 100, 200, 300 y
600 rpm.

El viscosimetro Fann Modelo 35 esta configurado de manera tal que a 300
rpm (con un rotor R1, Bob Bl y un factor de resorte = 1), el aparato lee la
viscosidad aparente directamente, sin requerir calculos adicionales.

A continuacién se muestran las propiedades reologicas y los valores de

viscosidad aparente del fluido de trabajo, el cual fue ensayado a diferentes
concentraciones de polimero:

1. Fluido de Trabajo con 10 ppt de Goma Guar

Componente Concentracion
Agua 996 gpt
Goma Guar 10 ppt
Inhibidor de arcillas 2 gpt
Surfactante 2 gpt
Bactericida 2 ppt
gpt: galones por cada mil galones/ ppt: libras por cada mil galones
Temperatura Lecturas Reolbgicas
(°F) 100 rpm | 200 rpm | 300 rpm | 600 rpm
80 7 10 15 18
Viscosidad Aparente (L-300): 15

2. Fluido de Trabajo con 20 ppt de Goma Guar

Componente Concentracion
Agua 996 gpt
Goma Guar 20 ppt
Inhibidor de arcillas 2 gpt
Surfactante 2 gpt
Bactericida 2 ppt

gpt: galones por cada mil galones/ ppt: libras por cada mil galones

Temperatura Lecturas Reoldgicas
(°F) 100 rpm | 200 rpm | 300 rpm | 600 rpm
80 8 11 16 19
Viscosidad Aparente (L-300): 16
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3. Fluido de Trabajo con 25 ppt de Goma Guar

Componente Concentracion
Agua 996 gpt
Goma Guar 25 ppt
Inhibidor de arcillas 2 gpt
Surfactante 2 gpt
Bactericida 2 ppt
gpt: galones por cada mil galones/ ppt: libras por cada mil galones
Temperatura Lecturas Reol6gicas
(°F) 100 rpm | 200 rpm | 300 rpm | 600 rpm
80 9 12 18 20
Viscosidad Aparente (L-300): 18

De acuerdo a los resultados, el fluido de trabajo elegido fue un fluido base
agua con una concentracion de goma guar de 25 ppt.

Se prefirié usar una concentracién de 25 ppt, debido a que ésta posee una
mayor viscosidad aparente. Asimismo, la seleccion fue realizada para
mantener un margen de seguridad adicional para el acarreo del material
abrasivo.

Ademas de la determinacion de las propiedades reologicas, se llevé a cabo
un ensayo practico para determinar la capacidad de suspension del fluido de
trabajo.

El ensayo consistié en colocar una determinada cantidad de arena malla 100
sobre 500 ml del fluido de trabajo elegido y evaluar fisicamente la decantacion
de la misma.

Aproximadamente un 30% de la arena se decanté en 4.5 minutos.
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En estado turbulento, la arena se mantiene en suspension.

11.3.1.2. MATERIAL ABRASIVO

Tal como lo indica el fundamento tedrico, el material abrasivo corresponde a
una arena de silice malla 100, la cual fue mezclada con el fluido de trabajo a
una concentracion de 1 Ib/gal.

11.3.2. CEMENTACION SECUNDARIA A TRAVES DE TUBERIA
FLEXIBLE.

La técnica de cementacion secundaria propuesta para este trabajo, involucra
la contaminacion in-situ del cemento dejado en el pozo después de alcanzar
la presion de cierre. EI cemento contaminado es posteriormente circulado
fuera del pozo, eliminando la necesidad de contar con una unidad de
“workover” para perforar o rotar el cemento dejado en el pozo.

Para que esta técnica sea alcanzada de forma exitosa, como se ha
mencionado previamente en la resefla de las experiencias iniciales, es
necesario verificar las propiedades de los sistemas que seran usados.

En ese sentido, a continuacion mostraremos las propiedades de la lechada de
cemento, la pildora viscosa y el fluido contaminante empleados.

11.3.2.1. LECHADA DE CEMENTO

Para que una lechada de cemento pueda ser bombeada a través de una
tuberia flexible, ésta debe cumplir con los siguientes requerimientos:
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Propiedad Valores
Agua libre 0cc
Pérdida de Filtrado 30 - 110 cc/30 min
Tiempo de trabajo* mas un factor de seguridad
de 2 hr hasta 1.5 veces el tiempo de trabajo.
Resistencia a la Compresion 1000 psi en 12 hr
VP: 70-130 a BHTT
YP: 10-25 a BHTT

Tiempo de Bombeabilidad

Reologias

* Tiempo de trabajo: Tiempo requerido para desarrollar el trabajo de cementacion desde
el inicio hasta el fin. Incluye: Mezclado, bombeo, desplazamiento, hesitacion, circulacion
del cemento remanente y extraccién de la tuberia.

La lechada fue pensada y diseiiada teniendo en cuenta todos los requisitos
descritos; sin embargo, tal como se menciond anteriormente el tiempo de
bombeabilidad quedo corto debido a que el tiempo de trabajo tedrico disté del
real ocasionando el fraguado prematuro de la lechada.

Una vez identificado el problema se ajusté el tiempo de bombeabilidad
teniendo en cuenta los tiempos de trabajo reales.

Los valores de esta propiedad asi como los correspondientes a las demas
propiedades se muestran a continuacion.
1. Disefio de laLechada de Cemento

Densidad: 15.6 Ib/gal

Composicioén:

Aditivos Concentracién
Dispersante 0.4 % BWOC
Controlador de Filtrado 0.1 gps
Retardador 0.05 gps
Antiespumante 0.03 gps

Agua Requeriday Rendimiento de la Lechada:

: 6.07 gps
Agua Requerida 12.88%
Rendimiento 1.18 ft¥/sx

BWOC: % by weight of cement (% del peso del cemento)
gps: galones por saco
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2. Propiedades de la Lechada de Cemento

Propiedad Presion de Prueba | Temperatura Prueba Valor

Agua libre N.A 115 °F 0cc
Pérdida de Filtrado 1000 psi 115 °F 220 cc/30 min
Tiempo de . o o 04 hr 35 min @ 50 BC
Bombeabilidad 1297 psi 99°F-115"F 164 hr 50 min @ 100 BC

. . 673 psi@ 8 hr
Eszsﬁr;‘;'; ala 2000 psi 115°F 1482 psi @ 12 hr

P 2710 psi @ 24 hr

Esfuerzo Compresivo de la Lechada Vs. el tiempo (UCA)
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Propiedades Reoldgicas

Temperatura Lecturas Reoldgicas
(°F) 3 rpm 6 rpm 30rpm | 60 rpm | 100 rpm | 200 rpm | 300 rpm
80 2 5 9 14 28 42
115 °F 4 10 17 25 41 58
11.3.2.2. PILDORA VISCOSA

En la resefia de las experiencias iniciales, se sefialé que el contacto directo
de la arena colocada sobre el tapon mecanico con la lechada de cemento
representaba un problema para la operacion. La deshidratacion de la lechada
en la etapa de hesitacion iba formando un revoque de cemento duro en la
interface, este revoque desarrollaba tal dureza que hacia imposible culminar
la limpieza del cemento remanente.

Ante esto se decidido usar un espaciador entre la arena y la lechada de
cemento. Este espaciador deberia, entre otras cosas, servir como una base
para la lechada de cemento durante la colocacion.
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Estudios anteriores determinaron que la densidad es el factor que controla la
colocacién de fluidos con tuberia flexible y que una adecuada colocacion se
puede lograr si los fluidos son ordenados en el pozo de acuerdo a su densidad,
con el fluido mas pesado en el fondo.

Asi, respetando la jerarquia de densidades se disefié una pildora que ademas
de ser viscosa posee un peso superior al de la lechada de cemento y los
demas fluidos del pozo.

La pildora consistié en un fluido base agua de 16 Ib/gal, donde el agente
viscosificante fue una goma xantana (Xanthan) y el agente densificante fue
baritina.

Esta pildora fue disefiada y probada en el laboratorio para verificar tanto su
densidad como sus propiedades reolégicas.

La colocacion del cemento fue simulada en el laboratorio, usando una probeta
de vidrio para simular la sarta de revestimiento y una manguera de plastico
para simular la tuberia flexible. Adicionalmente, la probeta fue llenada con una
salmuera 8.4 Ib/gal para simular el fluido de “workover” que se encontraria en
el pozo al momento de la intervencion.

La pildora viscosa de 16 Ib/gal fue colocada en el fondo de la probeta a través
de la manguera de plastico y del mismo modo se colocé la lechada de cemento
de 15.6 Ib/gal sobre la pildora viscosa, sin presentarse transferencia de los
fluidos durante las 4 horas que dur6 la observacion.
1. PILDORA VISCOSA

Densidad: 16 Ib/gal

Composicion

Componente Concentracion
Agua 30 gal/bbl
Goma Xantana 1.65 Ib/bbl
Baritina 417 Ib/bbl
Antiespumante 0.3 gal/bbl

Propiedades Reoldgicas

Temperatura Lecturas Reologicas
(°F) 3 rpm 6 rpm 30rpm | 60 rpm | 100 rpm | 200 rpm | 300 rpm
80 27 31 42 49 55 68 80
Viscosidad aparente (L-300 rpm): 80
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2. SIMULACION DE LA COLOCACION DE FLUIDOS

Fluido de "workover"
5.4 Ib/gal

Lechad de Cemento,
15.6 Ib/gal

F'lldcrr“a Wscosa,

L |16 ibigal

LA

=t

11.3.2.3. FLUIDO CONTAMINANTE

La metodologia de cementacién forzada propuesta implica la remocién del
cemento dejado en el pozo después de alcanzar la presion de cierre, con la
finalidad de eliminar los trabajos posteriores de molienda o perforacién del
cemento fraguado.

Como se menciono anteriormente, el camino mas confiable y recomendando
para llevar a cabo dicha técnica es usar un fluido contaminante acompafnado
de un efecto “jetting” otorgado por una herramienta especial.

El uso de un fluido contaminante es necesario para asegurar el tiempo
adecuado para remover el exceso de cemento dejado en el pozo y debe
cumplir esencialmente con los siguientes requisitos:

o Habilidad para suspender adecuadamente los sélidos del cemento.
Habilidad para remover la mezcla resultante cemento-fluido
contaminante del pozo.

Capacidad para ser bombeado a través de tuberia flexible.

Habilidad para retardar adecuadamente el fragtie del cemento.
Disponibilidad comercial y bajo costo.

Minimo impacto ambiental y estar compuesto por productos seguros.

La necesidad imperiosa de proteger el medio ambiente y llevar las
operaciones con seguridad, se ha convertido en una filosofia de trabajo en
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esta industria. Siguiendo esta filosofia se eligié un fluido contaminante base
agua, dado que su manipulacion resulta una operacibn mas segura en
comparacion con los fluidos base crudo y tiene un menor impacto sobre el
medio ambiente.

La capacidad de remocién y suspension del fluido esta determinada por su
viscosidad; la cual, tal como se destacé en la seccion de perforacion abrasiva,
puede ser incrementada mediante el uso de polimeros naturales como la
goma guar, almidones y derivados de la celulosa.

En este caso, al igual que en el caso del fluido de trabajo para la perforacion
abrasiva, se eligié la goma guar como el agente viscosificante por las mismas
razones técnicas y econémicas antes descritas.

Por otro lado, la capacidad que tiene el fluido para ser bombeado a través de
tuberia flexible esta regida por las propiedades reoldgicas del mismo.

La remocion del cemento necesita un caudal especifico, el cual debera ser
alcanzado sin exceder las presiones maximas de trabajo para lo cual las
propiedades reoldgicas del fluido deberan ser debidamente ajustadas.

Como se puede ver, las consideraciones que se tuvieron en cuenta para la
seleccién del fluido contaminante son muy parecidas a las que se tuvieron
para elegir el fluido de trabajo para realizar las perforaciones abrasivas.

Resumiendo, el fluido contaminante es un fluido base agua con goma guar
como agente gelificante. A continuacion se detallan las propiedades de dicho
fluido contaminante:

1. Fluido Contaminante:

Componente Concentracion
Agua 998 gpt
Goma Guar 25 ppt
Surfactante 2 gpt
Bactericida 2 ppt
gpt: galones por cada mil galones/ ppt: libras por cada mil galones
Temperatura Lecturas Reoldgicas
(°F) 100 rpm | 200 rpm | 300 rpm | 600 rpm
80 9 12 18 20
Viscosidad Aparente (L-300): 18

127



11.3.3. FRACTURA HIDRAULICA

En reservorios de baja permeabilidad, como es el caso, el tratamiento de
estimulaciéon mas efectivo es el Fracturamiento hidraulico, el cual consiste en
el bombeo de un fluido cargado de un agente sostén a alta presion para vencer
los esfuerzos presentes en la roca y permitir abrir un camino altamente
permeable que se mantendra abierto por accién del agente sostén una vez
terminada la estimulacion permitiendo la produccién del fluido a través del
mismo.

A continuacion se detallan los ensayos de laboratorio realizados que
permitieron evaluar y elegir tanto el fluido de fractura como el agente sostén.

11.3.3.1. Arena de Fractura

Desde que el agente sostén permitird mantener la fractura abierta una vez que
el bombeo haya terminado, éste deberd ser capaz de resistir el esfuerzo de
cierre sin dafar o reducir significativamente la conductividad del camino de
flujo creado.

El esfuerzo de cierre es la diferencia entre la presion de cierre de la fractura y
la presidn fluyente de fondo. La resistencia a la compresion del agente sostén
debe ser mucho mayor que el esfuerzo de cierre para soportar las cargas de
los granos adyacentes o de la formacién. Conforme el esfuerzo de cierre
incrementa, el agente sostén empaquetado se junta mas y en algunos casos
puede llegar a destruirse. Asi, la permeabilidad se reduce con los incrementos
del esfuerzo de cierre.

La tabla inferior es una guia del maximo esfuerzo de cierre que cada tipo de
agente sostén puede soportar antes de que falle; ésta es sélo referencial ya
gue la mejor fuente de informacion es aquella proporcionada por los
fabricantes o por las pruebas de laboratorio.

Tipo Méaximo Esfuerzo de Cierre, psi
Arena Natural 5,000
Ceramicos de baja densidad 9,000
Ceramicos de densidad intermedia 12,000
Bauxita 14,000

De acuerdo a la experiencia de los trabajos de fractura hidraulica realizados
en el area, los esfuerzos de cierre no han excedido los 5000 psi por lo cual
una arena natural resulta ser la opcién mas adecuada.

Una vez determinado el tipo de agente sostén a usar, lo siguiente es

determinar el tamafio de grano del mismo el cual afecta directamente la
permeabilidad del camino de flujo creado.
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El tamafio de grano de agente sostén esta caracterizado por el tamafio de
diametro medio y la distribucion del tamafio de grano esté relacionado con la
amplitud del rango de tamafios de grano exhibidos dentro de un agente de
sostén dado.

Los tamafios comunes de agente sostén son 8/12, 12/20, 16/30, 20/40 y
40/60, aunque en teoria cualquier tamafio de grano se puede producir.

Agentes de sostén con tamafios de granos mas grandes proveen un empaque
mas permeable. El siguiente gréafico ilustra el efecto del tamafio de grano
sobre la permeabilidad versus el incremento de esfuerzos de cierre.
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Sin embargo, conforme el tamafio de grano aumenta la resistencia del mismo
disminuye. Asi tamafios de grano mas grandes son mas dificiles de usar en
pozos mas profundos debido a una mayor susceptibilidad al “crushing”.

La resistencia al “crushing” indica la resistencia relativa de un agente sostén
mediante la cantidad del material triturado bajo una cantidad de carga dada.
Esta es expresada en unidades de porcentaje de finos. Para las arenas
naturales, como es el caso, el APl recomienda los siguientes limites maximos:

e Para una arena 12/20: 16% a 3000 psi
e Para una arena 16/30: 14% a 3000 psi
e Para una arena 20/40: 14% a 4000 psi

Aungue los agentes sostén mas pequefios ofrecen relativamente menor
conductividad inicial, la conductividad promedio a lo largo de la vida del pozo
sera superior en comparacion con agentes de sostén de grano grande, los
cuales ofrecen una mayor productividad inicial que muchas veces es seguida
de una rapida declinacion de la produccion.
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Para los esfuerzos de cierre presentes en los campos de Talara, los tamafios
de grano usados son 12/20, 16/30, 20/40, para profundidades someras,
medias y profundas respectivamente.

Sobre la experiencia de los trabajos de fractura hidraulica realizados en el area
y los esfuerzos de cierre encontrados, se decidié trabajar con una arena natural
16/30 como agente sostén. Esta determinacion se tomo teniendo en cuenta la
disponibilidad del material, el cual retne todas las propiedades discutidas
anteriormente.

A continuacion se muestran los resultados de los ensayos a los cuales fue
sometido el agente de sostén para verificar que se encuentre dentro de las
especificaciones dadas por el API RP 56:

Tamafio de Grano del agente de sostén:

RETENIDO % EN PESO ACUMULADO % EN PESO
Requerimiento API Malla Nro. De Muestra PROMEDIO Nro. De Muestra PROMEDIO
1 2 3 1 2 3

Malla de tope: max 0.1% 12 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02 0.02
16 1.99 1.99 1.99 1.99 2.01 2.01 2.01 2.01

20 70.91 70.91 70.91 70.91 72.92 72.92 72.92 72.92

25 20.10] 20.10f 20.10 20.10] 93.02f 93.02] 93.02 93.02

30 5.98 5.98 5.98 5.98 99.00 99.00 99.00 99.00

40 0.96 0.96 0.96 0.96 99.96 99.96 99.96 99.96

Malla de base: max 1.0% BASE 0.04 0.04 0.04 0.04] 100.00| 100.00| 100.00 100.00
Entre las mallas principales: min 90% RETENIDO ENTRE LAS MALLAS 16/30 96.99] 96.99( 96.99 96.99

Como se puede observar, el agente de sostén elegido cumple
satisfactoriamente con las especificaciones API RP 56.

Resistencia a la compresion:

PRESION DE PRUEBA FINOS GENERADOS Y RETENIDOS EN PAN
(PSI) 1 2 3 PROMEDIO| REQUERIMIENTO API
3000 4.38 4.38 4.38 4.4 14% max.
4000 12.875 12.875 12.875 12.9
4500 17.95 17.95 17.95 18.0

La arena ensayada arrojé un porcentaje de finos promedio del 4.4% a 3000
psi, cumpliendo satisfactoriamente con las especificaciones APl RP 56.

Redondez y Esfericidad:

La redondez y esfericidad son factores de la forma de la particula que influyen
en el empaque de la particula y la capacidad de carga.
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La redondez es una medida relativa de cuan angulosas son las esquinas de
los granos; mientras que la esfericidad es una medida de cuanto la forma de
la particula se aproxima a la forma de una esfera.

El método mas ampliamente usado para la determinacion de la redondez y
esfericidad es la comparacion visual.

A continuacién se muestran las tablas de Krumbein y Sloss usadas para la
estimacion visual de la esfericidad y redondez de los granos de arena:
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Los estandares recomendados son:

1. La esfericidad debe ser 0.6 o mayor.
2. La redondez debe ser 0.6 o mayor.

A continuacion se muestra el analisis visual de los granos de la arena 16/30
usada, usando un microscopio con un aumento de 20X.
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Como se puede observar, en general los granos de arena muestran una
esfericidad de 0.7 y unaredondez de 0.9.

Ensayo de Solubilidad en Acido:

La solubilidad del agente sostén en 12% HCI — 3% HF es un indicador de la
cantidad de contaminantes presentes (Carbonatos, feldespatos, oxidos, finos
de arcillas, entre otros).

Esta prueba es desarrollada a 150 °F for 30 min y los maximos porcentajes
de pérdida de peso permitidos son:

1. Arenas de mallas de 6/12 a 30/50 no deben tener una solubilidad mayor al
2.0%.

2. Arenas de mallas de 40/70 a 70/140 no deben tener una solubilidad mayor
al 3.0%.

Resultados del ensayo de Solubilidad

El ensayo fue conducido segun la recomendaciéon, sometiendo 5 gr de la arena
16/30 a una mezcla de 12% HCI — 3% HF durante 30 minutos a 150 °F y la
pérdida de peso en porcentaje fue calculada de acuerdo a la siguiente
ecuacion:

S = (ms — mf)x100
ms
Donde:
ms, es la masa inicial de la muestra expresada en gramos;
mf, es la masa de la muestra después del tratamiento.
S, es la solubilidad de la arena en la mezcla &cida
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En la prueba:
ms = 4.95 gr
mf = 4.87 gr

Por tanto:

S = (4.95-4.87)*100
4.95

S=1.61%

Segun este resultado la solubilidad es menor al 2%, con lo cual cumple con
los estdndares recomendados.

11.3.3.2. Fluido de Fractura

Como se mencion6 en el fundamento tedrico, el fluido de fractura juega un
papel muy importante dentro del proceso de fracturamiento hidraulico. Este es
el medio a través del cual la presion de las bombas se transmite hasta la
formacion, es el que crea la fractura, lleva el agente sostén dentro de la
fractura y suspende el mismo hasta que la fractura cierre.

Con el fin de llevar a cabo estas tareas de manera eficiente, el fluido ideal
debe reunir una combinacion de las siguientes propiedades:

Facil de usar.

Ejercer bajas presiones de friccion en tuberias.

Poseer alta viscosidad en la fractura, para suspender el agente sostén.
Poseer baja viscosidad después del tratamiento, para permitir una facil
recuperacion.

Compatible con la formacién, los fluidos del reservorio y el agente sostén.
Seguro para usar.

Ambientalmente amigable.

Bajo costo.

Los fluidos de fractura pueden ser fluidos base agua o crudo. La mayoria de
tratamientos de fracturamiento hidraulico realizados en el mundo emplean
fluidos base agua, a menos que exista un riesgo inminente de dafio a la
formacion en cuyo caso fluidos base petréleo son usados (comunmente en
pozos de gas de baja permeabilidad y formaciones muy sensibles).

A fin de cubrir las propiedades listadas anteriormente y soportados por la
experiencia de trabajos realizados en el area, se opt6 por un fluido base agua.
Los fluidos de fractura son creados mediante la adicion de goma guar o los
derivados del guar como hydroxypropil guar (HPG) o carboxymethyl
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hydroxypropyl guar (CMHPG). En este caso, siguiendo el objetivo del
proyecto, se optd por usar goma guar como agente gelificante dado que éste
es capaz de proveer la viscosidad adecuada a las condiciones de presion y
temperatura presentes sin dejar de cumplir con las necesidades econdmicas.

La mayoria de los tratamientos de fracturamiento hidraulico son realizados
usando sistemas reticulados base agua, los cuales se obtienen al agregar un
agente reticulante al gel base. Estos incrementan la viscosidad y el esfuerzo
de gel; sin embargo dificultan el bombeo razén por la cual muchas veces
tienen que ser retardados a fin de que la viscosidad requerida sea alcanzada
justo antes de que el fluido ingrese a la formacién.

Los agentes reticulantes comunmente usados son los siguientes:

Boratos
Zirconatos
Aluminatos
Titanatos.

Las siguientes figuras ilustran el rango de PH y temperatura de de estos
agentes reticulantes:

| Organic Titanates

Borates

PH
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De todos los agentes reticulantes mencionados los boratos son de lejos los
mas comunmente usados, seguidos por los zirconatos.

La mayoria de compafiias de fracturamiento hidraulico tienden a clasificar sus
sistemas reticulados de acuerdo al tipo de agente reticulante usado.

Desde que el PH puede ser regulado con un “buffer”, el factor determinante
para la seleccién del agente reticulante y en consecuencia del sistema
reticulado a usar fue la temperatura.

Segun la tabla mostrada y considerando que la temperatura promedio de las
formaciones a tratar alcanzarian como méaximo los 120 °F, los agentes
reticulantes apropiados serian los aluminatos o los boratos convencionales.

Respaldados por la experiencia de los trabajos de fracturamiento hidraulico
realizados en el area, se optd por un sistema base guar que lleva boratos
convencionales como agente reticulante. Este sistema es econdmico, facil de
usar y es ideal para aplicaciones de baja temperatura como es el caso.

Retornar un fluido reticulado desde una fractura empaquetada es sumamente
dificil o imposible, por ello la adicion de un ruptor se hace necesaria a fin de
romper las cadenas de polimeros y asi reducir la viscosidad.

Ademas de reducir la viscosidad del fluido para facilitar el retorno del mismo,
los ruptores cumplen las siguientes funciones:

- Reducen el peso molecular para mejorar la recuperacion del fluido y
reducir el dafio.

- Rompen y reducen el polimero concentrado en las caras de la fractura.

- Reducen el retorno del agente de sostén durante y después del cierre de
la fractura.
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Los ruptores mas comunes son los agentes oxidantes y las enzimas.

Los agentes oxidantes tales como los persulfatos son frecuentemente usados
y son altamente efectivos, sin embargo estos son muy dependientes de la
temperatura. Para bajas temperaturas de formacion, la limpieza puede ser
muy lenta. Para altas temperaturas de formacioén, los polimeros pueden
romperse prematuramente en la fractura. En ese sentido los ruptores pueden
ser encapsulados para retardar su liberacion.

El ruptor elegido para el sistema a usar fue el persulfato de amonio.

Resumiendo lo expuesto anteriormente, el fluido de fracturamiento hidraulico
elegido para el desarrollo del proyecto fue un fluido base agua gelificado con
goma guar, con boratos convencionales como agente reticulante y persulfato
de amonio como ruptor.

Una vez definidos los principales componentes del fluido de fracturamiento, se
realizaron ensayos de laboratorio a fin de verificar que éste cumpla con las
viscosidades necesarias tanto para suspender el agente sostén mientras éste
es transportado y colocado en la fractura como para ser facilmente recuperado
después del tratamiento. Asimismo se presentan los ensayos realizados a fin
de garantizar la compatibilidad del fluido con la formacién.

1. Propiedades reoldgicas del fluido de fractura

A continuacién se muestran las propiedades del fluido de fractura empleado
para las distintas formaciones intervenidas:

Formaciones Verdun y Terebratula

Como se discutira mas adelante, de acuerdo a los resultados de los ensayos
de compatibilidad, se usé la misma formulacién del fluido de fractura para
estas dos formaciones. Lineas abajo las propiedades reolégicas de este
fluido:
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Composicioén del fluido

Componente DEEE
(gpt/ppt)
Agente gelificante 20.00 ppt
Agente Reticulante 2.00 ppt
Buffer 2 1.60 ppt
Surfactante 1 2.00 gpt
Surfactante 2 1.00 gpt
Biocida 0.50 ppt
Ruptor 4.00 ppt
Inhibidor de Arcillas A 2.00 gpt

gpt: galones por cada mil galones/ ppt: libras por cada mil galones
Reologia del gel base (Gel lineal)

Propiedades reoldgicas antes de la adicidén del agente reticulante.

Temperatura Lecturas Reolbgicas
(°F) 600 rpm | 300 rpm | 200 rpm | 100 rpm
80 19 16 11 8

Reologia del sistema reticulado

Propiedades reologicas después de la adicion del agente reticulante.

Temperatura Lecturas Reoldgicas
(°F) 600 rpm | 300 rpm | 200 rpm | 100 rpm
108 °F 250 180 150 80

Andlisis de ruptura del fluido de fractura

Propiedades reologicas del fluido en el tiempo para evaluar el tiempo de

ruptura del mismo.

El fluido se considera roto cuando la viscosidad aparente (L300 RPM) es

menor o igual a 10 cp.

Temperatura Tiempo Lecturas Reolbgicas
(°F) 600 rpm | 300 rpm | 200 rpm | 100 rpm
108 °F 0 min 250 180 150 80
108 °F 10 min 170 120 100 64
108 °F 20 min 116 82 68 50
108 °F 40 min 82 58 48 35
108 °F 60 min 65 45 35 25
108 °F 90 min 50 26 20 16
108 °F 120 min 38 23 17 10
108 °F 150 min 15 10 6 3
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Ruptura de Gel vs. Tiempo
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Formaciones Hélico y Talara

Como se discutird mas adelante, de acuerdo a los resultados de los ensayos
de compatibilidad, se uso6 la misma formulacion del fluido de fractura para
estas dos formaciones. Lineas abajo las propiedades reologicas de este
fluido:

Composicién del fluido

Componente Dosis
(gpt/ppt)
Agente gelificante 10.00 ppt
Agente reticulante 2.00 ppt
Buffer 2 0.75 ppt
Surfactante 1 2.00 gpt
Surfactante 2 0.50 gpt
Biocida 0.50 ppt
Ruptor 4.00 ppt
Inhibidor de Arcillas A 2.00 gpt
Inhibidor de Arcillas B 1.00 gpt
Catalizador 0.20 gpt

gpt: galones por cada mil galones/ ppt: libras por cada mil galones
Reologia del gel base (Gel lineal)

Propiedades reologicas antes de la adicion del agente reticulante.
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Temperatura Lecturas Reolbgicas
(°F) 600 rpm | 300 rpm | 200 rpm | 100 rpm
80 18 15 10 7

Reologias del sistema reticulado

Temperatura Lecturas Reolbgicas
(°F) 600 rpm | 300 rpm | 200 rpm | 100 rpm
114 °F 230 170 140 70

Andlisis de ruptura del fluido de fractura

Propiedades reoldgicas después de la adicion del agente reticulante.

Temperatura

Lecturas Reologicas

-
(°F) 1empo 600 rpm | 300 rpm | 200 rpm | 100 rpm
114 °F 0 min 230 170 140 70
114 °F 10 min 150 135 100 60
114 °F 20 min 130 105 65 45
114 °F 40 min 85 65 42 30
114 °F 60 min 70 35 40 20
114 °F 90 min 55 20 38 16
114 °F 120 min 25 10 7 5
Ruptura de Gel vs. Tiempo
180
160 ~

140

120

100

80

60

40

Viscosidad Aparente (L300 rpm)

20

0min

10 min

20 min
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Tiempo

60 min

90 min

Propiedades reoldgicas del fluido en el tiempo para evaluar el tiempo de
ruptura del mismo.

El fluido se considera roto cuando la viscosidad aparente (L300 RPM) es
menor o igual a 10 cp.
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2. Ensayo de Compatibilidad fluido — formacion

Una de las propiedades que debe poseer el fluido de fractura es ser totalmente
compatible con la formacion. Asi a fin de cumplir con esta propiedad, se
realizaron ensayos de compatibilidad tanto con la roca como con los fluidos
de la formacion.

A continuacién se muestran los resultados de los ensayos realizados con
muestras de roca Yy fluidos de la formacion Hélico:

a. Compatibilidad fluido —roca
Ensayo CST: Tiempo de succidn capilar

El propdsito del ensayo es elegir los inhibidores de arcillas que deberan formar
parte del fluido de fractura a fin de prevenir el dafio por la reaccién de las
mismas.

El ensayo consiste en medir el tiempo requerido para que una cantidad de
fluido viaje radialmente entre dos electrodos a través de un papel filtro. El
instrumento y el papel filtro brindan la presion capilar necesaria para mover el
fluido entre los dos puntos. El valor CST es unindicador de la permeabilidad
al fluido, asi particulas altamente dispersas serdn poco permeables y
arrojaran valores CST altos, mientras que particulas floculadas seran mas
permeables y arrojaran valores CST bajos.

A continuacion se muestran los resultados obtenidos con muestras de la

formacion Hélico y diferentes inhibidores de arcillas en distintas
concentraciones:
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2% KCI (47.3 s) 2% KCI + 1 gpt Inhibidor
arcillas A [42.6 s)

2% KCI + 1 gpt Inhibidor 2 gpt Inhibidor arcillas A 2 gpt Inhibidor arcillas A +

arcillas B (29.1 s) (29.7 s) 1 gpt Inhibidor arcillas B
(21.6 s)

De los resultados obtenidos, se puede observar que la Formulacién de 2gpt
Inhibidor arcillas A + 1 gpt Inhibidor arcillas B ofrece la mejor inhibicion de
arcillas para Hélico.

Para la formacion Talara se obtuvieron los mejores resultados con la misma
formulacion.

Mientras tanto la formacién Verdun presentdé mejores resultados de inhibicion
con 2 gpt de Inhibidor de arcillas A.

Por otro lado Terebratula mostré mejores resultados con 2 gpt de Inhibidor de
arcillas Ay 0.4 gpt de Inhibidor de arcillas B.

b. Compatibilidad fluido — fluido
Ensayo de Oliensis

Este ensayo tiene como objetivo determinar cualitativamente cuan estable es
el crudo con respecto a la precipitacion de asfaltenos. Dependiendo de su
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estabilidad el disefio del fluido contemplara el uso de estabilizadores de
depdsitos organicos o no.

En el ensayo se emplea un papel filtro absorbente (Whatman) de 17cm de
diametro en el cual se traza una cuadricula, la cual es numerada en orden
ascendente desde 0 hasta 13.

En el compartimiento cero, se deposita una gota de crudo. En las siguientes
cuadriculas se agregan gotas de crudo con n-heptano, el cual debe ser
agregado de 1ml en 1ml hasta el Gltimo compartimiento (13).

Una vez alcanzada el compartimiento 13, el papel filtro debe ser expuesto a
100°C por 15 minutos. Luego de ello se observa cada divisiébn donde se
depositaron las gotas de aceite; la division en la cual se forme una especie de
anillo interno, nos indicara la estabilidad o inestabilidad de los asfaltenos en
el crudo. Lo cual se determina de acuerdo a la siguiente tabla:

Namero de Division Calificacion de los Asfaltenos
Da3 Altamente Inestables
4a’7 Inestables
gail0 Relativamente Estables

11a13 Totalmente Estables

A continuacién se muestran los resultados del ensayo realizado con muestras
de crudo de la formacion Hélico.
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Dado que no se observa la formacién del anillo, segun la clasificacion dada
anteriormente, la muestra corresponderia a un crudo totalmente estable con
respecto a la precipitacion de asfaltenos. No fue necesario incluir un inhibidor
de afaltenos en el fluido de fractura. Los mismos resultados fueron obtenidos
con el crudo de las formaciones Verdun, Talara y Terebratula.

Ensayo de Compatibilidad

El objetivo de este ensayo es determinar la concentracion adecuada de los
aditivos a usar para garantizar una completa compatibilidad entre el fluido de
fractura y el fluido del reservorio, previniendo la formacion de emulsiones,
posibles bloqueos por agua y cambios de mojabalidad.

A continuacion se muestran los resultados de los ensayos de compatibilidad
realizados con los crudos de las formaciones Verdun y Hélico y los fluidos de
fractura usados:

Compatibilidad Crudo Verdun — Fluido de Fractura:

Composicién del Fluido de Fractura:

Désis
(9pt/ppt)
Agente gelificante 20.00 ppt
Agente Reticulante 2.00 ppt

Componente

Buffer 2 1.60 ppt
Surfactante 1 2.00 gpt
Surfactante 2 1.00 gpt

Biocida 0.50 ppt

Ruptor 4.00 ppt

Inhibidor de Arcillas A | 2.00 gpt

Resultado del ensayo de Compatibilidad:

Componentes RIS Tiempo Ve (72, % Ruptura Comentario
(cc) (cc)
Muy buena acuchumectacion.
Fluido de 1 min 50 100% _|Fluido recuperado limpio.
Fractura (Sin 50 Muy buena acuchumectacion. — ~—
agente - Fluido recuperado limpio.
reticulante) 3 min 50 100% i
Muy buena acuchumectacion.
5 min 50 100% Fluido rec uperado impio.
Muy buena acuchumectacion.
10 min 50 100% Fluido rec uperado limpio.
Crudo Muy buena acuohumectacion.
Corrientes 139 50 15 min 50 100% Fluido rec uperado limpio.
Muy buena acuchumectacion.
30 min 50 100% Fluido rec uperado limpio.
- —
Acuohumectabilidad: Muy buena. Interfase definida. s ol
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Nota: El crudo de la formacién Terebratula mostré los mismos resultados con
las mismas concentraciones de los surfactantes 1y 2.

Compatibilidad Crudo Hélico — Fluido de Fractura:

Composicién del Fluido de Fractura:

Componente DeslE
(gpt/ppt)
Agente gelificante 10.00 ppt
Agente reticulante 2.00 ppt
Buffer 2 0.75 ppt
Surfactante 1 2.00 gpt
Surfactante 2 0.50 gpt
Biocida 0.50 ppt
Ruptor 4.00 ppt
Inhibidor de Arcillas A 2.00 gpt
Inhibidor de Arcillas B 1.00 gpt
Catalizador 0.20 gpt

Resultado del ensayo de Compatibilidad:

Componentes e Tiempo e RS % Ruptura Comentario
(cc) (cc)
Muy buena acuchumectacion.
Fluido de 1 min 50 100% Fluido recuperado limpio.
Fracturat (Sin 50 Muy buena acuchumectacion. >
agente . Fluido recuperado limpio.
reticulante) 3 min 50 100% P P
Muy buena acuchumectacion.
5 min 50 100% Fluido recuperado limpio.
Muy buena acuchumectacion.
10 min 50 100, Fluido recuperado limpio.
Muy buena acuchumectacion.
Crudo 50 15 min 50 100% Fluido recuperado limpio.
Muy buena acuchumectacion.
30 min 50 100% Fluido recuperado limpio. ;
Acuohume-ctabilidad: Muy buena. Interfase definida.]

Nota: El crudo de la formacién Talara mostré los mismos resultados con las
mismas concentraciones de los surfactantes 1 y2.

11.4. SECUENCIA OPERATIVA

Como se reviso anteriormente, en la etapa inicial del proyecto se presentaron
diferentes problemas operativos los cuales fueron superados mediante la
revision de los sistemas usados y el replanteamiento de los procedimientos
operativos seguidos.

A continuacion se expone la secuencia operativa que resulto de dicha revision:
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PREPARACION PREVIA A LA INTERVENCION

Una vez seleccionado el pozo a intervenir a fin de desarrollar la nueva
formacion de interés, fueron necesarios trabajos previos de
acondicionamiento los cuales pueden establecerse como un procedimiento de
la siguiente manera:

=

Identificar la ubicacion fisica del pozo dentro del lote.

Acondicionar la plataforma de trabajo, despejando un area suficiente para

la ubicacién de los equipos a usar.

3. Verificar el buen estado del cabezal del pozo.

4. Empleando una unidad de “workover”, realizar los trabajos de limpieza del
revestimiento.

5. Con la misma unidad de “workover” sentar un tapén de abandono o
temporal, segun sea el caso, para aislar las formaciones abiertas.
Nota: Registrar la profundidad de sentado del tapén para la posterior
correlacion de la profundidad con la unidad de tuberia flexible.

6. Una vez sentado el tapdn, retirar la unidad de “workover” y dar paso a la

unidad de tuberia flexible para los trabajos de acondicionamiento.

no

ACONDICIONAMIENTO DEL POZO PARA EL DESARROLLO DE LAS
ARENAS DE RECIENTE INTERES

1. Proteger el tap6n recuperable, dejando caer 2 a 3 sacos de arena de
fractura sobre el mismo. En caso de que se trate de un tapon permanente,
se puede obviar este paso.

2. Realizar una prueba de lineas a una presion que exceda en un 10% la
presion maxima de bombeo esperada, sin exceder la presién de trabajo de
la tuberia.

3. Conectar la herramienta de perforacion abrasiva al extremo de la tuberia
flexible e iniciar el descenso dentro del pozo a + 50 ft/min para correlacionar
profundidades. Disminuir la velocidad a 10 ft/min 50 ft antes del fondo
estimado.

4. Con la herramienta en el fondo, realizar la correlacion entre la profundidad
medida con el contador mecanico de la tuberia flexible y la profundidad
reportada por la unidad de “workover” a la cual se sentd el tapdn
permanente o recuperable.

5. Llevar la herramienta de perforacion abrasiva a la profundidad deseada
para realizar los punzados inferiores.

6. Realizar los punzados (3 punzados/posicion), bombeando fluido cargado
con arena a 2 bpm a fin de alcanzar una presion promedio de 3600 psi.
Mantener el bombeo continuo por 6 min.

7. Realizados los punzados, desplazar el fluido cargado con arena de la
tuberia bombeando 10 bbl de gel lineal. Seguidamente circular un fondo
arriba con fluido de workover.
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8. Terminada la circulacién, colocar 20 bbl de fluido lavador en frente de los
punzados realizados para desarrollar una prueba de inyectividad. Registrar
los caudales, presiones y los volumenes.

Prueba de Inyectividad a 1995’
2000 T T T : : ) _
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Grafico Tipo de Prueba de Inyectividad para determinar la capacidad de
admision de los punzados, la formacion y/o anular detras del “casing”.

9. Sacar la tuberia flexible hasta superficie para cambiar la herramienta de
perforacion abrasiva por un “jet frontal” para la colocacién de la lechada.
10. Bajar la tuberia flexible hasta el tope de arenay colocar una pildora viscosa
pesada como base de la lechada de cemento a usar para la cementacion
secundaria. La densidad de la pildora viscosa debe ser mayor que la
densidad de la lechada.

11.Colocar un volumen adecuado de lechada de cemento basado en los
resultados de la prueba de inyectividad previa. En los trabajos realizados,
el volumen promedio de lechada fue de 20 bbl.

12. Retirar la tuberia flexible hasta superficie para cambiar el “jet frontal” por
una herramienta de limpieza de alto impacto.

13. Colocar la tuberia flexible dentro del pozo, lo suficiente para cerrar el anular
e iniciar la cementacion secundaria.

14.Iniciar la cementacion secundaria forzando un volumen inicial grande y
dejando un volumen menor para la hesitacion. En los trabajos realizados,
en general se forz6 un volumen inicial de 15 bbl y se dej6é un volumen para
hesitar de 5 bbl.

15. Hesitar el volumen restante hasta obtener una presion de cierre.
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Grafico Tipo de hesitacion con un forzamiento inicial de un volumen de
cemento dado, seguido de la hesitacién propiamente dicha.

16.Alcanzada la presion de cierre, bajar la unidad de tuberia flexible con
circulacion para remover el cemento dejado dentro de la tuberia de
revestimiento.

17.La remocién del cemento implica la contaminacion del mismo con 10 bbl de
fluido contaminante, seguido de fluido de workover hasta obtener retorno
limpio en superficie.

18.Sacar la tuberia flexible hasta superficie para cambiar la herramienta de
limpieza por la herramienta de perforacion abrasiva para realizar los
punzados superiores para la siguiente cementacion secundaria.

19.Dejar caer sacos de arena dentro del pozo a fin de tener como nuevo fondo
unos 10 pies por debajo del intervalo superior a punzar.

20.Realizar prueba de hermeticidad de los punzados inferiores.

21.Con los resultados positivos de la prueba, iniciar el descenso de la tuberia
flexible dentro del pozo a + 50 ft/min para verificar el tope de arena.
Disminuir la velocidad a 10 ft/min 50 ft antes del fondo estimado.

22.Llevar la herramienta de perforacion abrasiva a la profundidad deseada
para realizar los punzados superiores.

23.Realizar los punzados (3 punzados/posicion), bombeando fluido cargado
con arena a 2 bpm a fin de alcanzar una presion promedio de 3600 psi.
Mantener el bombeo continuo por 6 min.

24.Realizados los punzados, desplazar el fluido cargado con arena de la
tuberia bombeando 10 bbl de gel lineal. Seguidamente circular un fondo
arriba con fluido de workover.

25.Terminada la circulacién, colocar 20 bbl de fluido lavador en frente de los
punzados realizados para desarrollar una prueba de inyectividad. Registrar
los caudales, presiones y los volimenes.
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Gréfico Tipo de Prueba de Inyectividad para determinar la capacidad de
admision de los punzados, la formacion y/o anular detras del “casing”.

26.Sacar la tuberia flexible hasta superficie para cambiar la herramienta de
perforacion abrasiva por un “jet frontal” para la colocacién de la lechada.

27.Bajar la tuberia flexible hasta el tope de arenay colocar una pildora viscosa
pesada como base de la lechada de cemento a usar para la cementacion
secundaria. La densidad de la pildora viscosa debe ser mayor que la
densidad de la lechada.

28.Colocar un volumen adecuado de lechada de cemento basado en los
resultados de la prueba de inyectividad previa. En los trabajos realizados,
el volumen promedio de lechada fue de 20 bbl.

29.Retirar la tuberia flexible hasta superficie para cambiar el “jet frontal” por
una herramienta de limpieza de alto impacto.

30.Colocar la tuberia flexible dentro del pozo, lo suficiente para cerrar el anular
e iniciar la cementacion secundaria.

31.Iniciar la cementacion secundaria forzando un volumen inicial grande y
dejando un volumen menor para la hesitacion. En los trabajos realizados,
en general se forz6 un volumen inicial de 15 bbl y se dej6é un volumen para
hesitar de 5 bbl.

32.Hesitar el volumen restante hasta obtener una presion de cierre.
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Squeeze Intervalo Superior (1825°)
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Gréfico Tipo de hesitacién con un forzamiento inicial de un volumen de

cemento seguido de la hesitacion propiamente dicha.

33.Alcanzada la presion de cierre, bajar la unidad de tuberia flexible con
circulacion para remover el cemento dejado dentro de la tuberia de
revestimiento.

34.La remocion del cemento implica la contaminacién del mismo con 10 bbl de
fluido contaminante, seguido de fluido de workover hasta obtener retorno
limpio en superficie.

35.Continuar bajando la tuberia flexible con circulacion a fin de remover la
arena dejada como base hasta alcanzar el tapon recuperable o
permanente.

36.Sacar la tuberia flexible hasta superficie para cambiar la herramienta de
limpieza por la herramienta de perforacion abrasiva para realizar los
punzados para la siguiente operacion de fractura hidraulica.

37.Dejar el pozo cerrado el tiempo suficiente para que el cemento desarrolle
suficiente resistencia a la compresion.

38.Realizar prueba de hermeticidad.
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Prueba de Hermeticidad
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Prueba de Hermeticidad posterior a los trabajos de cementacion
secundaria. Con esta prueba se verifica que los punzados soportaran una
presion superior a la presion de fractura de la formacién a estimular con el

fracturamiento hidréaulico.

39.Verificada la hermeticidad del pozo, colocar la herramienta de perforaciéon
abrasiva en la ubicacion més profunda de los punzados requeridos para la
fractura hidraulica.

40.Realizar los punzados (3 punzados/posicién) en la primera ubicacion,
bombeando fluido cargado con arena a 2 bpm a fin de alcanzar una presion
promedio de 3600 psi. Mantener el bombeo continuo por 6 min.

41.Cumplido el tiempo establecido, disminuir el caudal hasta 0.5 bpm y llevar
la herramienta de perforacion abrasiva a la siguiente ubicacion.

42.Con la herramienta en la siguiente ubicacion, incrementar el caudal hasta
2 bpm para realizar los siguientes punzados (3 punzados/posicion).
Mantener el bombeo continuo con una presion promedio de 3600 psi por 6
min.

43.Repetir los dos pasos anteriores hasta completar todas las ubicaciones de
punzados deseados.

44 Realizados todos los punzados, bajar la tuberia flexible hasta 10 pies por
debajo de los punzados mas profundos y desplazar el fluido cargado con
arena de la tuberia bombeando 10 bbl de gel lineal. Seguidamente circular
un fondo arriba 0 mas con fluido de workover hasta obtener retorno de fluido
limpio en superficie.

45.Retirar la tuberia flexible hasta superficie y cerrar el pozo mientras se
desarma la unidad de tuberia flexible y se alinean los equipos de
fracturamiento hidraulico para el desarrollo de la fractura.
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FRACTURA HIDRAULICA

46.Realizar una prueba de lineas a una presién que exceda en un 10% la
presién maxima de bombeo esperada, sin exceder la presién de trabajo de
la tuberia.

47.Realizar un “Minifrac” a fin de ajustar el disefio.

48. Ajustado el disefio con los datos reales obtenidos en el “Minifrac”, proceder
a realizar el tratamiento de fracturamiento hidraulico.
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Gréficatipo del proceso de fracturamiento de los pozos acondicionados
con la unidad de tuberia flexible.

49.Realizado el tratamiento, dejar el pozo cerrado el tiempo que la compafiia
operadora lo decida o mientras acondicione las facilidades para la
produccion.

50.Poner el pozo en produccion.
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12.RESULTADOS OPERATIVOS

Después de la campafia de intervencion de los 20 pozos, sobre la cual se ha
realizado la presente tesis, se pueden resumir los siguientes resultados:

De los 20 pozos intervenidos entre mayo y diciembre del 2009, 14 fueron
acondicionados en su totalidad con la unidad de tuberia flexible para el
desarrollo de horizontes productivos someros. En los otros 6 pozos, fue
necesario el uso de una unidad de “Workover” para rotar el cemento que
no pudo ser removido después de la cementacion secundaria.

Pozos Intervenidos

M 14 pozos sin unidad de WO

M 6 pozos con unidad de WO

Los punzados tanto para los trabajos de cementacién secundaria como
para los trabajos de fractura hidraulica fueron realizados con la unidad de
tuberia flexible y la herramienta de perforacion abrasiva en los 20 pozos
intervenidos (100% de intervenciones con perforacion abrasiva), lo que
demuestra que este tipo de perforaciones es una tecnologia viable para su
uso en pozos del Nor-Oeste peruano.

En cuanto a los punzados realizados para los trabajos de cementacién
secundaria:

0 Enlos 2 primeros pozos se realizaron 9 punzados en total para las

cementaciones secundarias de las zonas inferiores y 6 punzados en
total para las cementaciones secundarias de las zonas superiores.
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o0 Enlos tres siguientes pozos, se realizaron 9 punzados en total tanto
para las cementaciones secundarias de la zona inferior como de la
zona superior.

o Enlos ultimos 15 pozos se realizaron 3 punzados en total tanto para
las cementaciones secundarias de la zona inferior como de la zona
superior, salvo el ultimo pozo donde fueron necesarios 9 punzados
para la cementacion secundaria de la zona inferior.

Numero de Punzados para Cementacion
Secundaria

M 3 Punzados
M 9 Punzados
6 Punzados

| Otro

Los punzados tanto para los trabajos de cementacién secundaria como
para los trabajos de fractura hidraulica fueron realizados manteniendo un
caudal promedio de 2 bpm y una presion promedio de 3600 psi. El tiempo
de bombeo se fue variando hasta obtener un valor 6ptimo, el cual en este
caso fue de 8 min tanto para los punzados realizados para las
cementaciones secundarias como para los trabajos de fractura hidraulica.
En las Tablas 12.1 y 12.5 se encuentran estos datos y otros detalles
correspondientes a los punzados realizados para los trabajos de
cementacion secundaria.

Con respecto a las pruebas de inyectividad. Los 10 primeros pozos fueron
realizados con agua y los 10 ultimos pozos con fluido lavador. Los
volimenes empleados fueron variables, siendo 30 bbl el volumen promedio
para las zonas inferiores y 28 bbl para las superiores. En la Tabla 12.2 se
resumen los volimenes, los caudales y las presiones obtenidas en los 20
pozos.
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e En lo concerniente a los trabajos de cementacién secundaria, l0os primeros
6 pozos representan la curva de aprendizaje previa a la implementacion de
los sistemas y del procedimiento operativo que ahora pueden aceptarse
como guia para el desarrollo de cementaciones secundarias con tuberia
flexible con contaminacion in-situ.

e Tras los 6 primeros pozos de aprendizaje, las cementaciones forzadas de
los siguientes 14 pozos se realizaron teniendo como base para las
lechadas de 15.6 ppg una pildora viscosa de 16 ppg y un gel de 8.34 ppg
como fluido contaminante para la remocién del cemento dejado en el pozo
después de alcanzada la presion de cierre.

e El volumen promedio de lechada usada en las cementaciones secundarias
fue de 20 bbl, de los cuales se forzaba un volumen inicial grande de
aproximadamente 15 bbl dejando 5 bbl para la hesitacion. Estos datos asi
como los parametros de caudal y presion se detallan en las tablas 12.3 y
12.4.

e Todos los pozos intervenidos lograron ser fracturados hidraulicamente a
través de los punzados creados abrasivamente.

e EIl nimero promedio de punzados por fractura fue de 57. De acuerdo al
“Minifrac”, la eficiencia promedio de los punzados fue superior al 50%, la
friccion en los perforados promedio fue de 140 psi y la tortuosidad promedio
fue de 25 psi siendo en muchos casos igual a 0 psi. Ver tabla 12.5.

La siguiente tabla muestra una comparacion entre los resultados obtenidos
con la perforacién abrasiva y con una perforacion convencional:

Ferforacion Convencional | Perforacion Abrasiva
N" de Perforados 200 hh
Ferf.Efectivos 74 40
Eficiencia 37 % 53%
Friccion Perf. 200 140
Friccion Near Wellbore 60 psi 25 psi

Los resultados operativos de los 20 pozos, se muestran en las siguientes
tablas:
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Tabla 12.1: Parametros de la perforacidén abrasiva para cementaciones secundarias.

Intenvalo de Interés

Perforaciones Creadas para Cementacion Forzada Zona Inferior

Perforaciones Creadas para Cementacion Forzada Zona Superior

acze ey I Posicion |Perforados/| Nimero e || P T.Bombeo/ Volumen [Volumen| Sacos | Posicién |Perforados/| Numero N E T.Bombeo/ Volumen Volumen| Sacos
Perforados| Posicién |Perforados Posicién |Fluido Abrasivo] Gel |de Arena|Perforados| Posicién |Perforados Posicién |Fluido Abrasivo| Gel [de Arena)
3050 ft 3 2.4 bpm|4000 psi| 10 min 24 bbl 23 bbl 10.0 . .
Hi1| Helico |2960 ft - 3036 ft| 3045 ft 3 9 |28 bgm 3700 Esi 10 min 28 bbl 2760l | 120 | 2201 3 6 |5 DPpm(4500psil 7 min 18 bbl L7bbl | 7.0
3040 ft 3 2.5 bpm|3560 psi| 10 min 25 bbl 24 bbl 11.0 2895 ft 3 2.5 bpm|[4320 psi 7 min 18 bbl 17 bbl 7.0
2303 ft 3 2.6 bpm|3530 psi| 4.3 min 12 bbl 11 bbl 5.0 . .
M | Verdan |2175 ft - 2281 | 2300 3 9 [30 bgm 3700 Esi 4.7 min 14 bbl 1360l | 50 | 26T 3 g |29 bpm|3612psil 6.6 min 19 bbl 18bbl | 8.0
2298 ft 3 2.8 bpm|3300 psi| 5.0 min 13 bbl 12 bbl 5.0 2160 ft 3 2.9 bpm|[3640 psi| 6.6 min 19 bbl 18 bbl 8.0
2794 ft 3 2.0 bpm|3700 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 5.0 2595 ft 3 2.0 bpm|[3700 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 5.0
J1l Hélico (2593 ft - 2738 ft| 2789 ft 3 9 2.0 bpm|3700 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 5.0 2585 ft 3 9 2.0 bpm (3700 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 5.0
2784 ft 3 2.0 bpm|3700 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 5.0 2575 ft 3 2.0 bpm|[3700 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 5.0
2665 ft 3 1.8 bpm|3750 psi| 3.6 min 6.6 bbl 6.3 bbl 2.7 2365 ft 3 2.0 bpm|3750 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
J2 Hélico (2428 ft - 2568 ft| 2660 ft 3 9 1.8 bpm|3750 psi| 3.6 min 6.6 bbl 6.3 bbl 2.7 2360 ft 3 9 2.0 bpm|3750 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
2655 ft 3 1.8 bpm|3750 psi| 3.6 min 6.6 bbl 6.3 bbl 2.7 2355 ft 3 2.0 bpm|3750 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
2110 ft 3 2.0 bpm|3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8 1830 ft 3 2.0 bpm (3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
1985 ft - 2070 ft| 2105 ft 3 9 2.0 bpm|3630 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8 1825 ft 3 9 2.0 bpm|[3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
n2| verdan 2100 ft 3 2.0 bpm|3650 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8 1820 ft 3 2.0 bpm|[3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
1830 ft 3 2.0 bpm|3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8 1610 ft 3 2.0 bpm|[3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
1623 ft - 1734 ft| 1825 ft 3 9 2.0 bpm|3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8 1605 ft 3 9 2.0 bpm|[3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
1820 ft 3 2.0 bpm|3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8 1600 ft 3 2.0 bpm|3660 psi| 3.5 min 7 bbl 6.7 bbl 2.8
J3 Verddn 1908 ft - 2105 ft| 2135 ft 3 3 2.0 bpm|3700 psi| 8.5 min 17 bbl 16.3 bbl 7.0 1885 ft 3 3 2.0 bpm|[3700 psi| 8.5 min 17 bbl 16 bbl 7.0
H1 | Verdin [1592 ft - 1779 ft| 1800 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8 1580 ft 3 3 2.0 bpm (3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8
H2 Verdin [1830 ft - 1970 ft| 1995 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8 1825 ft 3 3 2.0 bpm|[3600 psi 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8
J4 Verddn [1798 ft -1907 ft| 1919 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 8 min 16 bbl 15.3 bbl 6.4 1788 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psif 8 min 16 bbl 15.3 bbl 6.4
J5 Verdun 1804 ft - 2013 ft| 2045 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 8 min 16 bbl 15.3 bbl 6.4 1794 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 8 min 16 bbl 15.3 bbl 6.4
J6 VerdGn 1815 ft - 1980 ft| 1990 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8 1802 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8
H3 [ Verdin |[1544ft- 1677 ft| 1688 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8 1530 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8
H4**[ Verddn |2025 ft - 2183 ft| 2195 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 16 min 32 bbl 30.6 bbl| 12.8 2015 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 10 min 20 bbl 19.1 bbl 8.0
J7 Hélico  |1245 ft - 1396 ft| 1405 ft 3 3 1.8 bpm|3700 psi[ 9 min 16.2 bbl 15.5 bbl 6.5 1235 ft 3 3 2.0 bpm|3700 psif 8 min 16.0 bbl 15.3 bbl 6.5
|** Hélico |2740 ft - 2792 ft| 2810 ft 3 3 2.0 bpm|3700 psi 8 min 16 bbl 15.3 bbl 6.4 2720 ft 3 3 2.0 bpm|3700 psi 8 min 32.0 bbl 30.6 bbl 13.0
J8 Verdin |1867 ft - 1978 ft| 1992 ft 3 3 1.8 bpm|3700 psi[ 9 min 16.2 bbl 15.5 bbl 6.5 1855 ft 3 3 2.0 bpm|3700 psif 8 min 16 bbl 15.3 bbl 6.5
J9 Talara (1403 ft - 1555 ft[ 1580 ft 3 3 1.8 bpm|3700 psi| 6 min 10.8 bbl 10.3 bbl 4.3 1387 ft 3 3 1.8 bpm|3700 psi| 6 min 10.8 bbl 10.3 bbl 4.3
H5 | Verdin |2082 ft - 2185 ft| 2073 ft 3 3 1.8 bpm|3600 psi[ 6 min 10.8 bbl 10.3 bbl 4.3 - - - - - - - - -
H6 | Terebratula| 3575 ft - 3668 ft| 3720 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 6 min 12 bbl 11.5 bbl 4.8 3471 ft 3 3 2.0 bpm|3600 psi| 10 min 20 bbl 19.1 bbl 8.0
3688 ft 3 2.0 bpm|3800 psi| 10 min 20 bbl 19.1 bbl 8.0
H7*| Talara |3464 ft-3630ft| 3648 ft 3 9 2.0 bpm|3800 psi| 10 min 20 bbl 19.1bbl| 8.0 3462 ft 3 3 2.0 bpm|3800 psi| 15 min 30 bbl 29bbl | 121
3640 ft 3 2.0 bpm|3800 psi| 12 min 24 bbl 22.9 bbl 9.6

** Pozo H4: Se repitieron los punzados inferiores (2195 ft) debido a la baja inyectividad de los primeros.
Punzados iniciales: 2bpm, 3600 psi, 6 min, 12 bbl fluido abrasivo, 11.5 bbl gel, 4.8 sx de arena. Punzados Repetidos: 2bpm, 3600 psi, 10 min, 20 bbl fluido abrasivo, 19.1 bbl gel, 8 sx de arena.

** Pozo I: Se repitieron los punzados superiores (2720 ft) debido a la baja inyectividad de los primeros.
Punzados iniciales: 2bpm, 3700 psi, 8 min, 16 bbl fluido abrasivo, 15.3 bbl gel, 6.5 sx de arena. Punzados Repetidos: 2bpm, 3800 psi, 8 min, 16 bbl fluido abrasivo, 15.3 bbl gel, 6.5 sx de arena.

** Pozo H7: Inicialmente el programa contemplaba realizar los punzados inferiores en una sola posicion, Sin embargo, debido a la baja admision se decidi6 realizar punzados adicionales a 3648 ft.
Debido a que la inyectividad continuaba baja, se realiz6 punzados en una tercera posicion (3640 ft) y se realizé un lavado acido con lo cual mejoré la inyectividad.
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Tabla 12.2: Parametros de las Pruebas de Inyectividad previo a las cementaciones secundarias.

Prueba de Inyectividad previa a la Cementacion Secundaria Zona Inferior Prueba de Inyectividad previa a la Cementacion Secundaria Zona Superior
Pozo ) Fluido de Prueba Presion de inyeccion ) Fluido de Prueba Presion de inyeccion
Profundidad : : Profundidad : :
Fluido  |Densidad|Volumen]0.5 bpm|1.0 bpm|1.5 bpm|2.0 bpm|2.5 bpm | 3.0 bpm 3.5 bpm|4.0 bpm Fluido  |Densidad|Volumen|0.5 bpm|1.0 bpm 1.5 bpm (2.0 bpm|2.5 bpm 3.0 bpm|3.5 bpm|4.0 bpm

HJ1 {3050 ft-3040 ft| Salmuera|8.34 ppg| 40 bbl | - 384 psi|456 psi | 462 psi| 504 psi | 563 psi| 589 psi| 668 psi[2900 ft-2895 fif Salmuera| 8.34 ppg | 64 bbl | 460 psi| 463 psi| 542 psi | 576 psi| 648 psi| 743 psi
2303 t-2298 ft| Salmuera[8.34 ppg| 25 bbl |1530 psi[1880 psi|2091 psi|1850 psi| 1527 psi - - - - -

M* 2165 ft-2160 fi| Salmuera[8.34 ppg| 30 bbl 537 psi| 573 psi | 573 psi| 715 psi e
J1 2794 1t-2784 fi| Salmuera|8.34 ppg| 73 bbl | - 1120 psif 745 psi | 760 psi - | 790 psi | 800 psi| 830 psi {2585 ft-2575 fif Salmuera| 8.34 ppg{ 30 bbl | - 993 psi 745 psi | 780 psi | 815 psi -] 940 psi
J2 2665 ft-2655 fil Salmuera[8.34 ppg| 40 bbl | 543 psi| 489 psi| - 1044 psi[1345 psi[{1924 psi| - - |2365 ft-2355 fff Salmuera| 8.34 ppg | 26 bbl | 690 psi| 927 psi{1027 psi[1102psi] - [1416psi| -
12 2110 t-2100 ft| Salmuera[8.34 ppg| 40 bbl | 660 psi| 750 psi| 721 psi | 720 psi | 680 psi | 656 psi | 670 psi| - |1610 ft-1600 ) Salmuera|8.34 ppg| 20 bbl | 590 psi| 665 psi| 615 psi | 640 psi | 610 psi [ 647 psi
1830 t-1820 fi| Salmuera|8.34 ppg| 25 bbl | 670 psi| 658 psi| 680 psi | 660 psi | 640 psi | 660 psi - - |1610 ft-1600 fff Salmuera| 8.34 ppg | 11 bbl | 695 psi| 780 psif 870 psi [ 870 psi| - - -
33 21351 | Salmuera|8.34 ppg| 20 bbl 710 psi 787 psi - | 844 psi - | 934psi| 1885ft | Salmuera|8.34 ppg| 25 bbl | 540 psi| 540 psi 690 psi 659 psi 645 psi

Hl | 1800f |Salmuera|8.34 ppg| 26 bbl | 100 psi| 745 psi| 765 psi | 798 psi - | 893 psi 1580 ft [ Salmuera|8.34 ppg| 30 bbl | 990 psi | 910 psi | 935 psi | 980 psi |1030 psi|1090 psi| 1110 psi[1215 psi

H2 | 1995f |Salmuera[8.34 ppg| 25bbl | 675 psi| 870 psi | 980 psi |1058 psi| - [1180psi| - - 1825ft [ Salmuera|8.34 ppg| 25 bbl | 957 psi 990 psi - [1050 psi| - -

J 19191t [Salmuera|8.34 ppg| 39 bbl | 720 psi | 758 psi - | 875psi| 910 psi | 995 psi - |1160psi| 1788ft | Salmuera|8.34 ppg| 30 bbl | 931 psi| 817 psi | 846 psi | 829 psi - | 826psi - | 888psi
J5 20451 | Salmuera|8.34 ppg| 30 bbl -] 950 psi | 870 psi | 907 psi - |1018psi| - |1038psi| 1794ft [Salmuera|8.34 ppg| 21 bbl - 11050 psi| 764 psi | 809 psi | 824 psi | 865 psi | 842 psi | 939 psi
J6 1990ft  [Mud Clean 8.34 ppg| 25 bbl - | 830psi - |1004psi| - [1010psi] - |1160psi| 1802ft [Mud Clean 8.34 ppg| 25 bbl - | 654 psi - | 695 psi - | 730psi - | 810psi
H3 | 16881t |Mud Clean 8.34 ppg| 30 bbl | 460 psi| 585 psi [ 684 psi | 755 psi | 810 psi | 860 psi [ 883 psi| 906 psi| 15301  [Mud Clean 8.34 ppg| 45 bbl {1190 psi| 715 psi | 715 psi | 700 psi | 715 psi | 740 psi - | 785 psi
H4*|  2195%  [Mud Clean{8.34 ppg| 30 bbl | 450 psi| 560 psi | 643 psi| 655 psi | 680 psi | 705 psi - | 775psi| 2015f  [Mud Clean|8.34 ppg| 25 bbl | 730 psi| 757 psi | 680 psi | 752 psi | 817 psi - 1010 psif1120 psi
J7 1405ft  [Mud Clean 8.34 ppg | 20 bbl | 445 psi | 520 psi | 530 psi | 500 psi - | 570 psi - | 640psi| 1235ft  [Mud Clean|8.34 ppg| 20 bbl | 519 psi| 570 psi | 600 psi | 610 psi - | 683psi - | 172 psi
* | 2810ft [Mud Clean[8.34 ppg| 25 bbl | 690 psi | 750 psi - | 850 psi - | 917psi[950psi| - 2720t |Mud Clean{8.34 ppg| 20 bbl |1416 psi[ 1488 psi| 1653 psi|1950 psi| - - - -

J8 1992t [Mud Clean8.34 ppg| 25 bbl | 763 psi | 709 psi - | 773 psi - | 883psi - [1008 psi|  1855ft  |Mud Clean{8.34 ppg| 25 bbl | 493 psi | 546 psi - | 660 psi - | 797 psi - | 954 psi
J9 1580 ft  [Mud Clean 8.34 ppg | 20 bbl | 492 psi | 568 psi | 658 psi | 727 psi 894 psi - 13871t [Mud Clean 8.34 ppg| 30 bbl | 730 psi | 704 psi | 704 psi | 732 psi - | 820psi - | 950 psi

H5 | 2073f |Mud Clean8.34 ppg| 24 bbl | 717 psi | 785 psi | 883 psi - | 969 psi [1481 psif - - - - - - - - - - - -
H6 | 3720ft |Mud Clean|8.34 ppg| 32 bbl {1490 psi|1595 psi[1690 psi|1730 psi|1745 psi{1760 psi| - - 3471 % |Mud Clean(8.34 ppg| 30 bbl [ 822 psi| 889 psi | 928 psi | 965 psi {1012 psi|1035 psi[1055 psi|1080 psi
H7**13688 ft-3640 fiMud Clean| 8.34 ppg| 15 bbl [1907 psi]1880 psi[2000 psi - - |- 3462 ft  |Mud Clean| 8.34 ppg| 36 bbl [1046 psi| 1447 psi| 1288 psi|1250 psi|1285 psi|1280 psi| - |-

* Durante la prueba de inyectividad de los punzados superiores se obtuvo circulacién a los 12 bbl bombeados; entonces se reinicié la prueba de inyectividad desde 1bpm hasta 2.5 bpm bombeando 18 bbl adicionales.
Los valores mostrados en el cuadro corresponden a la prueba de inyectividad reiniciada después de que el pozo circulara.
** Pozo H4: Se repitieron los punzados inferiores (2195 ft) debido a la baja inyectividad de los primeros.
Prueba de inyectividad inicial: 0.5 bpm: 880 psi, 1 bpm: 1403 psi, 0.5 bpm: 845 psi, 1 bpm: 1430 psi, 0.5 bpm: 820 psi, 1 bpm: 1510 psi. Volumen bombeado: 30 bbl.
** Pozo |: Se repitieron los punzados superiores (2720 ft) debido a que la inyectividad de los primeros fue casi nula. Prueba de inyectividad inicial: 0.5 bpm: 1375 psi, 1 bpm: 1500 psi. Volumen bombeado: 3 bbl.
** Pozo HT: Inicialmente el programa contemplaba realizar los punzados inferiores en una sola posicion (3688 ft). Sin embargo, debido a la baja admision se decidid realizar punzados adicionales a 3648 ft.
Debido a que la inyectividad continuaba baja, se realizé punzados en una tercera posicion (3640 ft) y se realizd un lavado acido con lo cual mejord la inyectividad (valores mostrados en el cuadro).
P. Inyectividad a 3688 ft: 0.5 bpm: 1479 psi, 0.5 bpm:1796 psi, 0.5 bpm: 1987 psi. Volumen hombeado 1 bbl. P. Inyectividad a 3648 ft: 0.5 bpm: 1368 psi, 0.5 bpm:1770 psi, 0.5 bpm: 2120 psi. Volumen hombeado 0.75 bbl
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Tabla 12.3: Parametros de las cementaciones Secundarias.

Cementacion Secundaria Zona Inferior Cementacion Secundaria Zona Superior
Pozo : Pildora Viscosa Lechada Cemento Fluido Contaminante _ Pildora Viscosa Lechada Cemento Fluido Contaminante
Profundidad : : : - : Profundidad : : - : :
Fluido Densidad |Volumen| Densidad [Volumen| Fluido |Densidad |Volumen Fluido Densidad |Volumen| Densidad | Volumen | Fluido |Densidad | Volumen
HJ1 |3050 ft-3040 f 15.60 ppg | 20 bhl 2900 ft-2895 ft 15.60 ppg| 20 bbl
M (2303 ft-2298 15.60 ppg | 10 bbl 2165 ft-2160 ft 15.60 ppg| 45 bbl
J1 |2794 ft-2784 f 15.60 ppg | 15 bhl 2585 ft-2575 ft 15.60 ppg| 15 bbl
J2 [2665 ft-2655 f 15.60 ppg | 15 bbl 2365 ft-2355 ft 15.60 ppg| 15 bbl
12 2110 ft-2100 fg 15.60 ppg | 18 bhl 1610 ft-1600 ft 15.60 ppg| 18 bhl
1830 ft-1820 15.60 ppg | 15 bbl 1610 #t-1600 ft(Rep) 15.60 ppg| 10 bbl
J3 2135 ft - - - [15.60 ppg| 15 bbl - - - 1885 ft - - - 8.34 ppg | 15 bbl - - -
H1 1800 ft  [Pildora Viscosa[16.00 ppg| 1bbl |15.60 ppg| 20 bbl | Gel |8.34ppg| 10 bhl 1580 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 3bbl |15.60 ppg| 20 bbl Gel [8.34ppg| 10bbl
H2 1995 ft | Pildora Viscosa|16.00 ppg| 1bbl [15.60 ppg| 20bbl | Gel |8.34ppg| 10bbl 1825 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 2 bbl |16.00 ppg| 20 bbl Gel [8.34ppg| 10bbl
JA 1919t [Pildora Viscosa[16.00 ppg| 2bbl |15.60 ppg| 20 bbl | Gel |8.34ppg| 10 bhl 1788 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 2 bbl |15.60 ppg| 20 bhl Gel [8.34ppg| 10bbl
J5 2045 ft - - - 15.60 ppg| 20bbl | Gel |8.34ppg| 10 bbl 1794 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 3 bbl |15.60 ppg| 20 bbl Gel [8.34ppg| 10bbl
J6 1990 ft  [Pildora Viscosa[16.00 ppg| 2bbl |15.80 ppg| 20bbl | Gel |8.34ppg| 10 bhl 1802 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 1.5 bbl [15.60 ppg| 20 bhl Gel [8.34ppg| 10bbl
. . 1530 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 2 bbl |15.60 ppg| 25 bbl Gel [8.34ppg| 10bbl
w3 | 1espq |TId0raViscosa|16.00ppg) y 115.60PRG| oo | ooy |B34PPO) 1 b [T 530 (Rep) | Pildora Viscosa| 16.00 ppg| 3bbl |15.60 ppa| 1506 | Gel | 8.3 ppg| 10bbl
H4 2195 ft - - - 15.60 ppg | 23 bbl Gel |8.34ppg]| 10 bhl 2015 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 4 bbl |15.60 ppg| 20 bbl Gel [8.34ppg| 10bbl
Pildora Viscosa|16.00 ppg| 3 bbl [15.60 ppg | 20 bbl Gel |8.34ppg| 10 bbl . )
J7 1405 ft Pidora Viscosa| 16.00 ppa| 15 bbl | 15.60 ppg | 14 bbl Gel 1834 ppg| 10 bbi 1235 ft Pildora Viscosa|16.50 ppg| 3 bbl |15.60 ppg| 22 bbl Gel |(8.34ppg| 10bbl
| 2810t |Pildora Viscosa|16.00 ppg| 1bbl |15.60 ppg| 20 bbl Gel |8.34ppg| 10 bbl 2720 ft Pildora Viscosa|16.50 ppg| 1 bbl |15.60 ppg| 8 bbl Gel [8.34ppg| 18bbl
1855 ft Pildora Viscosa| 16.50 ppg| 1.5 bbl |15.60 ppg| 20 bbl Gel |8.34ppg| 10 bbl
J8 1992 ft 15.60 ppg| 20bbl [ Gel |[8.34ppg| 10 bhl 1855 ft (Rep) 15.60 ppg] 16 bl - - -
J9 1580 ft  [Pildora Viscosa|16.00 ppg| 5 bbl | 15.60 ppg| 20 bbl Gel |8.34ppg| 10 bbl 1387 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 2.5 bbl [15.60 ppg| 20.5 bbl | Gel |[8.34 ppg | 10 bbl
H5 2073 ft | Pildora Viscosa|16.00 ppg| 6bbl |15.60 ppg| 21bbl | Gel [8.34ppg| 18 bbl - - - - - - -
H6 3720t |Pildora Viscosa|16.00 ppg| 1.5 bbl | 15.60 ppg | 10 bhl Gel [8.34ppg| 10 bbl 34711t - - - 15.60 ppg| 25 bhl - - -
H7 13688 ft-3640 ft - - 15.60 ppg| 10bbl | Gel [8.34ppg| 10 bhl 3462 ft Pildora Viscosa|16.00 ppg| 3 bbl |15.60 ppg| 20 bbl Gel [8.34ppg| 10bbl
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Tabla 12.4: Parametros de Presion registrada en las cementaciones secundarias.

Cementacion Secundaria Zona Inferior Cementacion Secundaria Zona Superior
Pozo ’ Presion | Presiéon | Presion Vol. Vol. Vol. ’ Presion | Presion | Presion Vol. Vol. Vol.
FTEIMTEIES) || (CEIEE] Inicial |Hesitacion| Final |Preparado| Forzado | Hesitado FTETED 23 Gl Inicial [Hesitacion| Final |Preparado| Forzado | Hesitado
HJ1 |3050 ft-3040 fif 0.5 bpm | 500 psi | 500 psi [ 470 psi | 20.0 bbl | 14.5bbl [ 1.5 bbl 2900 ft-2895 ft 0.5 bpm [ 500 psi | 600 psi [ 650 psi | 20.0 bbl | 12.0 bbl [ 2.0 bbl
M* |2303 ft-2298 ft| 0.5bpm | 700 psi | 600 psi [ 600 psi [ 10.0 bbl [ 7.0 bbl 2.0 bbl 2165 ft-2160 ft 0.5 bpm [ 250 psi | 600 psi | 630 psi | 45.0 bbl | 30.0 bbl [ 8.0 bbl
J1 |2794 ft-2784 ft| 0.5 bpm | 365 psi | 350 psi 620 psi | 15.0 bbl | 10.0 bbl | 5.0 bhl 2585 ft-2575 ft 0.5 bpm [ 550 psi | 550 psi [ 792 psi | 15.0 bbl | 10.0 bbl [ 5.0 bbl
J2 |2665 ft-2655 ft| 0.5bpm | 200 psi | 200 psi | 500 psi | 15.0 bbl [ 10.0 bbl [ 5.0 bbl 2365 ft-2355 ft 0.5bpm [ 200 psi | 200 psi | 350 psi | 15.0 bbl | 10.0 bbl [ 4.0 bbl
HI2 2110 ft-2100 ft| 0.5bpm | 679 psi | 769 psi [ 879 psi 18 bbl 13.0 bbl [ 2.0 bbl 1610 ft-1600 ft 0.5 bpm [ 500 psi | 500 psi | 590 psi 18 bbl | 10.0bbl [ 3.5bbl
1830 ft-1820 ft| 0.5 bpm | 632 psi [ 650 psi | 762 psi 15 bbl 11.0bbl | 3.5bbl 1610 ft-1600 ft (Rep) [ 0.5 bpm | 300 psi | 500 psi | 545 psi 10 bbl 7.0 bbl 2.8 bbl
J3 2135 ft 0.5bpm | 685psi | 600psi [ 750 psi 15 bbl 11.0 bbl [ 2.0 bbl 1885 ft 0.5 bpm [ 343 psi | 300 psi | 510 psi 15bbl | 10.0bbl [ 3.5bbl
H1 1800 ft 0.5bpm | 997 psi | 900 psi | 1000 psi [ 20 bbl 15.0 bbl | 2.5 bbl 1580 ft 0.5bpm [ 760 psi [ 600 psi [ 892 psi 20 bbl 15.0 bbl [ 4.0 bbl
H2 1995 ft 0.5 bpm | 1007 psi | 600 psi [ 600 psi 20 bbl [ 16.0bbl [ 3.5 bbl 1825 ft 0.5 bpm [ 800 psi | 800 psi | 905 psi 20 bbl | 16.0 bbl [ 3.5bbl
J4 1919 ft 0.5bpm | 546 psi | 650 psi [ 650 psi 20 bbl [ 15.0bbl [ 4.0 bbl 1788 ft 0.5 bpm [ 700 psi | 600 psi | 400 psi 20 bbl | 15.0 bbl [ 3.0 bbl
J5 2045 ft 0.5bpm | 700 psi | 750 psi | 800 psi 20 bbl [ 15.0 bbl | 5.0 bbl 1794 ft 0.5bpm [ 700 psi [ 750 psi [ 786 psi 20 bbl | 15.0 bbl | 5.0 bbl
J6 1990 ft 0.5bpm | 600 psi | 600 psi [ 600 psi 20 bbl [ 16.0bbl [ 3.0 bbl 1802 ft 0.5 bpm [ 650 psi | 700 psi | 700 psi 20 bbl | 16.0 bbl [ 4.0 bbl
. . ) 1530 ft 0.5 bpm [ 600 psi [ 600 psi [ 548 psi 25bbl | 20.0 bbl [ 4.5bbl
H3 1688 ft 0.5bpm | 900 psi | 750 psi 760 psi 20 bbl 15.0 bbl | 4.0 bbl 1530 ft (Rep) 0.5 bpm | 560 psi | 640 psi | 750 psi 15 bl 3.0 bl 3.5 bl
H4 2195 ft 0.5bpm | 557 psi | 500 psi [ 570 psi 23 bbl 16.0 bbl [ 4.0 bbl 2015 ft 0.5 bpm [ 652 psi | 500 psi | 650 psi 20 bbl | 14.0bbl [ 3.5bbl
1405 ft 0.5bpm | 295 psi | 300 psi | 420 psi 20 bbl 15.0 bbl [ 5.0 bbl . . .
J7 1405 ft (Rep)| 1.0 bpm | 430 psi | 470 psi | 520 psi 14 bl 70 bl 3.5 bl 1235 ft 0.5 bpm | 400 psi [ 500 psi | 600 psi 22 bbl 15.0 bbl | 7.0 bbl
| 2810 ft 1.0bpm | 880 psi | 850 psi | 1135 psi | 20 bbl 16.0 bbl [ 3.5 bbl 2720 ft 0.5 bpm [ 1900 psi| 1900 psi [ 1980 psi 8 bbl - 6.5 bbl
. . . 1855 ft 1.5bpm | 754 psi | 680 psi [ 960 psi 20 bbl | 14.0bbl [ 3.5bbl
J8 1992 ft 1.0 bpm | 600 psi | 770 psi | 1300 psi | 20 bbl 12.0 bbl | 4.5 bbl 1855 ft (Rep) 1.0 bpm | 714 psi | 760 psi | 890 psi 16 bbl 10.0bol | 3.8 bbi
J9 1580 ft 1.0bpm | 701 psi | 662 psi [ 830 psi 20 bbl 15.0 bbl [ 3.0 bbl 1387 ft 0.5bpm [ 650 psi | 550 psi [ 780 psi | 20.5bbl | 15.0 bbl [ 2.0 bbl
H5 2073 ft 0.5 bpm | 1050 psi | 900 psi | 1050 psi | 21 bbl [ 16.0bbl [ 2.7 bbl - - - - - - - -

H6 3720 ft 0.5 bpm | 1860 psi | 1960 psi | 2100 psi [ 10 bbl 3.5 bbl 1.3 bbl 3471 ft 1.0 bpm | 1150 psi| 1000 psi | 1125 psi | 25bbl | 23.5bbl | 1.0 bbl
H7**|3688 ft-3640 ff 0.5 bpm | 760 psi | 830 psi [ 900 psi 10 bbl - 3.0 bbl 3462 ft 1.0 bpm | 1540 psi| 1420 psi | 1580 psi | 20 bbl 6.0 bbl 0.8 bbl
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Tabla 12.5: Parametros de los perforados abrasivos para Fractura Hidraulica.

Intenvalo de Interés . Numero . T. L Friccion |Fecha inicial Producciéon| Prod.
Numero NUmero Perforados L Friccion PRP )

Pozo | Campo Formacion| Profundidad [Posiciones PO T Perforados Sales Efectivos Eficiencia Perforados Near e (bpd) LRI U

Posicion Posicion Wellbore | Produccién (bpd) (bpd)
HJ1 | Lobitos [ Hélico |2960 ft - 3036 ft 22 3 66 6 58 87.88% 120 psi 0 psi Jun-09 16 6 -
M | Vichayo[ Verdin |2175 ft - 2281 ft 16 3 48 5 35 72.92% 74 psi 0 psi Jul-09 63 21 13
J1 Millén | Hélico |2593 ft - 2738 ft 20 3 60 3 17 28.33% [ 300 psi 73 psi Jul-09 63 32 4
J2 | Lobitos | Hélico |2428 ft - 2568 ft 17 3 51 6 23 45.10% | 308 psi 200 psi Jul-09 1 3 3

. . (1623 1t - 1734 ft 14 3 42 5 25 59.52% 12 psi 0 psi

HJ2 | Silla | Verdin Foect 20701 15 3 45 5 22 | 48.89% | AR 0 psi Sep-09 o 10 o
J3 Silla_ [ Verddn 1908 ft - 2105 ft 21 3 63 5 47 74.60% 65 psi 0 psi Sep-09 9 7 7
H1 |Vichayo| Verddn 1592 ft- 1779 ft 15 3 45 8 13 28.89% [ 330 psi 0 psi Sep-09 45 19 15
H2 |Vichayo| Verddn 1830 ft - 1970 ft 22 3 66 8 22 33.33% [ 180 psi 0 psi Sep-09 19 5 4
J4 | Vichayo| Verdun |1798 ft -1907 ft 16 3 48 8 21 43.75% | 120 psi 60 psi Sep-09 10 7 8
J5 Silla | Verdin [1804 ft - 2013 ft 26 3 78 8 60 76.92% [ 300 psi 117 psi Oct-09 8 9 5
J6 Silla | Verdin [1815 ft - 1980 ft 20 3 60 8 25 41.67% 188 psi 13 psi Aug-09 1 10 11
H3 PBan Pedr{ Verdin [1544 ft - 1677 ft 17 3 51 8 30 58.82% 20 psi 0 psi Oct-09 7 14 9
H4 Silla | Verdin |2025 ft - 2183 ft 21 3 63 10 20 3L.75% [ 212 psi 0 psi Oct-09 3 15 13
J7 Folche | Hélico [1245 ft - 1396 ft 20 3 60 8 25 41.67% 126 psi 11 psi Nowv-09 8 4 1.6
| Millén | Hélico |2740 ft - 2792 ft 13 3 39 8 20 51.28% [ 125 psi 0 psi Dec-09 20 8 5
J8 Silla | Verdun |[1867 ft - 1978 ft 16 3 48 8 29.5 61.46% 72 psi 0 psi Dec-09 9 12 8
J9 | Santos | Talara |1403 ft - 1555 ft 21 3 63 8 26 41.27% | 131 psi 0 psi Dec-09 8 4 3
H5 Silla | Verdin [2082 ft - 2185 ft 17 3 51 8 22 43.14% | 157 psi 37 psi Jan-10 4 2 2
H6 Lobo [Terebratula) 3575 ft - 3668 ft 18 3 54 8 35 64.81% 12 psi 0 psi - - -
H7 Chivo | Talara | 3464 ft -3630 ft 20 3 60 10 38 63.33% 22 psi 18 psi - - - -
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13.RESULTADOS DE PRODUCCION

e Lacampafia de intervencién de los pozos analizados en el presente trabajo
empezo el 16 de mayo del 2009 y termind el 30 de diciembre del mismo
afo. Antes de esta campafa los 20 pozos se encontraban produciendo
alrededor de 45 BOPD entre todos. Después de las intervenciones, la
produccion combinada se estabilizé en 200 BOPD aproximadamente.

¢ De los 20 pozos intervenidos, 8 pozos presentan flujo natural.

e Tres de los 20 pozos no respondieron como se esperaba. Las razones de
esto no son conocidas completamente; algunas de las razones podrian
estar asociadas al mismo reservorio 0 a un dafio generado durante la
fractura.

e Esto indicaria que mas del 80% de los trabajos de acondicionamiento
fueron exitosos desde el punto de vista técnico y econémico.

e El incremento de la produccion obtenido como consecuencia de los
trabajos de acondicionamiento de los 20 pozos con la unidad de tuberia
flexible se muestra en la Figura 12.1.

RESULTADOS PRODUCTIVOS DE LA CAMPARNA DE INTERVENCION DE
LOS 20 POZOS

250

BOPD

Jan-05
Jul-05
Jan-06
Jul-06
Jan-07
Jul-07
Jan-08
Jul-08
Jan-09
Jul-09
Jan-10

™ Prod-Normal ™ Incremento

Figure 12.1: Comportamiento Productivo de los 20 pozos intervenidos con unidad de tuberia
flexible. La grafica muestra el incremento de la produccidn diaria de petréleo de los 20 pozos
combinados.

e La produccion acumulada de petrdleo en los 20 pozos logré ser
incrementada en 49807 bbl durante julio del 2009 y junio del 2010.

14.EVALUACION ECONOMICA
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Tabla 13.1: Costos del proyecto.

COSTO DE REACONDICIONAMIENTO (US$)

ACONDICIONAMIENTO DE POZOS CON UNIDAD DE TUBERIA FLEXIBLE

L . Costo Unitario Cantidad Total
Descripcion Unidad .
us $ Requerida Us $

Unidad de Tuberia Flexible Global 10000 20.00 200,000
Senicio Punzamiento abrasi Global 8,000 20 160,000
Senvcio Fractura Global 50,000 20 1,000,000
Alquiler de Herramientas Global 5,000 20 100,000
Materiales Subsuelo:
Tubing 2 3/8" Ft. 4.9 0 0
Varillas EA 55.36 0 0
Bomba Subsuelo EA 1600 20 32,000
Tuberia de 2"y 1" Global 4800 0 0
Accesorios Global 1000 20 20,000
Otros (transporte, agua, etc) Global 5000 20 100,000
TOTAL (US$) 1,612,000

e Elandlisis de la rentabilidad del proyecto de reacondicionamiento de los 20
pozos con la unidad de tuberia flexible, estd basado en la produccién

posterior al proyecto.

e En ese sentido, el andlisis contempla el tiempo desde Julio del 2009 hasta
Junio del 2010 (12 meses) y contempla las siguientes consideraciones:

El precio promedio del crudo durante este periodo fue de $80/bbl.
La inversion fue asumida al 100% por la Operadora.

Las regalias son del 13%.

Los costos operativos son de $15/Bbl.

Se considera que los impuestos son del 32%.




Tabla 13.2: Flujo econdmico del reacondicionamiento de los 20 pozos con la unidad de tuberia flexible.

INVERSION $$ | 1612000 | OUTPUT (12 MESES)
VAN (MUSS) 1268
TASA DE DESCUENTO 1.17% Tasa Anual 15% TIR 208%
CAP. PROPIO 100% $1,612,000 PAYOUT (meses) 7.2
VES PRODUCCIO | peopyccion | INGRESO BRUTO COSTOS DEPRECIACION TOTAL GRS IMPUESTOS DU DEPRECIACION | 'NVERSION FLUJO FLUJO e
DR MENSUAL ($%) OPERATIVO AMORTIZACION COSTOS LIS (% TASA) IS AMORTIZACION o FONDOS ACTUALIZADO G 1200
IMPUESTOS IMPUESTOS PROPIOS ACUMULADO
(n) (BPD) (BLS) $70 ($9) 32% (Sn) (s) $$
0 -1,612,000 -1,612,000 -1612000 -1612000
1 144 4320 300,672 2,160 26,867 29,027 271,645 86,927 184,719 26,867 211,585 209,135 -1,402,865
2 96 2880 200,448 1,440 26,867 28,307 172,141 55,085 117,056 26,867 143,923 140,609 -1,262,255
3 177 5310 369,576 2,655 26,867 29,522 340,054 108,817 231,237 26,867 258,104 249,241 -1,013,014
4 165 4950 344,520 2,475 26,867 29,342 315,178 100,857 214,321 26,867 241,188 230,209 -782,805
5 184 5520 384,192 2,760 26,867 29,627 354,565 113,461 241,104 26,867 267,971 252,812 -529,993
6 197 5910 411,336 2,955 26,867 29,822 381,514 122,085 259,430 26,867 286,296 266,973 -263,021
7 235 7050 490,680 3,525 26,867 30,392 460,288 147,292 312,996 26,867 339,863 313,254 50,233
8 215 6450 448,920 3,225 26,867 30,092 418,828 134,025 284,803 26,867 311,670 283,942 334,175
9 186 5580 388,368 2,790 26,867 29,657 358,711 114,788 243,924 26,867 270,790 243,843 578,018
10 195 5850 407,160 2,925 26,867 29,792 377,368 120,758 256,610 26,867 283,477 252,311 830,329
11 164 4920 342,432 2,460 26,867 29,327 313,105 100,194 212,912 26,867 239,778 210,945 1,041,275
12 179 5370 373,752 2,685 26,867 29,552 344,200 110,144 234,056 26,867 260,923 226,889 1,268,164
Comentarios:
o Del flujo econdémico se puede apreciar que el proyecto fue pagado a los 7 meses de produccion (PAYOUT).
o A los 12 meses de produccion los 20 pozos ya daban una ganancia de $ 1,268,164.00 (VAN).
o La Tasa Interna de Retorno (TIR) es del 208% por lo que se considera que el proyecto es rentable.
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Tabla 13.3: Comparacion de Tiempo y Costos.

TIEMPO (DIAS)

5

4

8

COSTOS (USS)

70K

60K

600 K
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15.CONCLUSIONES

Terminado el andlisis de los trabajos de acondicionamiento de los 20 pozos
en estudio, se han llegado a las siguientes conclusiones:

e Los resultados productivos y el analisis econdmico del acondicionamiento
de los pozos en estudio demuestran que si es posible recuperar
hidrocarburos de horizontes de reciente interés en pozos sin aislamiento
hidraulico usando técnicas de tuberia flexible, haciendo viable la
recuperacion de reservas adicionales de petréleo en la Cuenca Talara.

e El acondicionamiento de pozos antiguos puede ser realizado en su
totalidad con una unidad de tuberia flexible, sin necesidad de usar un
equipo de Workover.

e La ausencia de aislamiento hidraulico, que se observa como un rasgo
comiun en los pozos antiguos de estos campos, puede
ser resuelta mediante la técnica de cementacion secundaria a través de
tuberia flexible.

e Los perforados necesarios tanto para los trabajos de cementacién
secundaria, como los que se requieran para poner en produccion el pozo
pueden ser realizados mediante la técnica de perforacion abrasiva a
traves de tuberia flexible

e EIl acondicionamiento de pozos antiguos usando una unidad de tuberia
flexible, permite recuperar reservas adicionales de petréleo en un menor
tiempo y a un menor costo en comparacién con la perforacion de pozos
nuevos.

e El acondicionamiento de los 20 pozos permitié recuperar cerca de 50000

bbl de petréleo adicionales en un afio (incremento de 145 bopd),
obteniendo una ganancia de $1,268,164.00.

16. ANEXOS
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16.1. UNIDAD DE TUBERIA FLEXIBLE
16.1.1. RESENA HISTORICA DEL SERVICIO DE TUBERIA FLEXIBLE

La tuberia flexible, como una herramienta de servicio de pozos, fue
originalmente desarrollada a inicios de los afios 60. Las aplicaciones de
servicio de pozos o trabajos de “workover” contindan representando las tres
cuartas partes de los trabajos de tuberia flexible. Sin embargo, el uso reciente
y mas avanzado de la tecnologia de la tuberia flexible para aplicaciones de
terminacién y perforacidon esta rapidamente ganando popularidad.

El principal motivo que impulsé el uso de la tuberia flexible inicialmente fue el
deseo de desarrollar trabajos de remediacion en pozos con presién (“vivos”).
Para cumplir con este objetivo, tres desarrollos fundamentales fueron
requeridos:

e Un conducto continuo capaz de ser insertado en el pozo (tuberia flexible).

e Un medio que permita introducir y retirar la sarta dentro y fuera del pozo
bajo presion (Cabeza Inyectora).

e Un dispositivo capaz de proveer un sello dinamico alrededor de la sarta
de trabajo (“Stripper”).

Durante el resto de la década de los 60s y el inicio de los 70s, ambos Bowen
Tools y Brown Oil Tools continuaron mejorando sus disefios para adaptar una
tuberia flexible de hasta 1 pulgada de diametro externo. A mediados de los
afos 70s, mas de 200 unidades de la tuberia flexible, del disefio original, se
encontraban en servicio.

A finales de 1970, el disefo del inyector fue influenciado por varias nuevas
empresas fabricadoras de equipos (Uni-Flex Inc., Otis Engineering Inc.,
Hydra Rig). Mientras los inyectores estuvieron siendo mejorados, las sartas
de trabajo de tuberia flexible también fueron sometidas a mejoras
significativas.

El primer periodo comercial de servicios de tuberia flexible (finales de los
afos 1960 y principios de 1970) fue dominado por tuberias de hasta 1
pulgada de didmetro externo y longitudes relativamente cortas. El diametro
de la tuberia y la longitud fueron limitados por las propiedades mecénicas del
material y los procesos de fabricacion disponibles en el momento.
Inicialmente, las operaciones de tuberia flexible sufrieron muchos fracasos
debido a la baja calidad de la tuberia. Una parte importante del problema
estuvo relacionado con las numerosas soldaduras de tope presentes en la
sarta de tuberia flexible.

A finales de 1960, las sartas de tuberia estuvieron siendo fabricadas en
longitudes mucho mayores y con menos soldaduras de tope por sarta. Al
mismo tiempo, las propiedades del acero mejoraron. La consiguiente mejora
en la confiabilidad de sarta de tuberia flexible beneficié considerablemente a
los servicios de Tuberia Flexible.

En 1969, Southwestern Pipe Inc. comenzé a fabricar tuberia flexible usando
técnicas y materiales mejoradas. Otra empresa, Quality Tubing Inc., inicié la
fabricacion de tuberia en 1976 usando un proceso similar al de Southwestern
Pipe Inc.
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Durante la década de 1980, los materiales y las sartas de tuberia flexible
mejoraron significativamente, y el maximo didmetro externo de la tuberia
flexible aumentd a 1.75 pulgadas. En 1990, la primera tuberia flexible de 2
pulgadas fue producida, seguida poco después por 2.375 pulgadas, 2,875
pulgadas y 3,50 pulgadas.

Alo largo de los ultimos 15 afios del siglo 20 la industria del servicio de tuberia
flexible crecid a una velocidad muy rapida, cerca del 20% por afio. Muchos
atribuyen este crecimiento a las mejoras en el proceso de fabricacion de la
tuberia desarrollados en la década de 1980. Esta evolucibn mejord
significativamente la confiabilidad en los servicios de tuberia flexible, lo que
le permiti6 conseguir una gran aceptaciéon en el mercado. Una ola de
desarrollo se desaté en la industria y muchas nuevas aplicaciones de tuberia
flexible fueron desarrolladas.

Ahora en el presente siglo 21, la industria de tuberia flexible esta mas madura
y el niumero de aplicaciones nuevas que estaban siendo desarrolladas ha
disminuido. El énfasis en el desarrollo de la industria ha cambiado para
"ampliar los limites de alcance". Los servicios de tuberia flexible estan
llevdndose a cabo en pozos de mayor profundidad, de mayor extension y de
mayor tortuosidad con mayores presiones; se usan fluidos mas corrosivos y
erosivos, tuberias de mayor didmetro, mayor numero de lubricadores,
plataformas mdviles, entre otros. Asimismo el alcance geografico esta siendo
ampliado. Los servicios mas nuevos son generalmente desarrollados y
probados en areas geogréaficas pequefias. Una vez probados, estos son
gradualmente aceptados y utilizados en otras areas geograficas.

Los modernos equipos de tuberia flexible que se utilizan hoy en dia permiten
realizar una variedad de aplicaciones en diferentes lugares de condiciones
muy variadas.

16.1.2. UNIDADES DE TUBERIA FLEXIBLE: DEFINICION Y
COMPONENTES

La tuberia flexible, es exactamente lo que su nombre dice: una tuberia flexible
que puede ser enrollada en un carrete y desenrollada para ser colocada
dentro de un pozo para diferentes servicios de pozos y trabajos de
“workover”.

La unidad de tuberia flexible es usada en la misma forma que las unidades
de servicios de pozo y “workover” para bajar herramientas dentro del pozo y
circular fluidos.

La unidad de tuberia flexible, la cual usualmente es montada sobre un trailer
o0 patin, tiene los siguientes componentes:

Carretel de trabajo

Inyector y Cuello de Ganso

Fuente de Poder

Cabina de control

Equipo de Control de pozo

- Stripper (Stuffing box o Packoff)
- Blowout Preventers (BOP)
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A continuacién una breve descripcion de cada uno de sus componentes:
Carretel de Trabajo:

El carrete de trabajo sirve como un mecanismo de almacenamiento de tuberia
flexible, durante el transporte y como el dispositivo de bobinado durante las
operaciones con tuberia flexible. ElI extremo interno de la unidad esta
conectado a través de un segmento hueco del ndcleo del carrete a una union
giratoria de alta presibn montada directamente en el nucleo; esta unién
giratoria esta asegurada a una seccion estacionaria de la tuberia que a su
vez esta conectada al sistema de bombeo del fluido o gas. En consecuencia,
puede mantenerse el bombeo y la circulacién continua durante todo el
trabajo.

De forma general, el Carretel de Trabajo cumple las siguientes funciones:

e Almacenamiento de la cantidad requerida de tuberia flexible para los
trabajos a realizar.

e La capacidad para bombear fluidos, y nitrdgeno a través de la tuberia
cuando esta entrando o saliendo del pozo.

e Mantener el control de la tuberia mientras se corre dentro y fuera del pozo.

e Equipado con un dispositivo medidor de profundidad lo que permite
mantener el control sobre la misma.

Inyector:

Es el componente que permite transportar la tuberia dentro o fuera del pozo,
mediante un par de cadenas que se mueven simultdneamente, las cuales
aplican una presion firme (friccion) en los lados opuestos del tubo para
mantenerlo firmemente en el lugar.

El conjunto del inyector esta disefiado para efectuar tres funciones basicas:

1. Proveer el empuje requerido para insertar la tuberia del pozo contra la
presion o para vencer la friccion del pozo. La tuberia puede ser insertada
ya sea con punta libre o con herramientas o dispositivos sujetos en la
punta.

2. Controlar la velocidad de descenso dentro del pozo.

3. Soportar todo el peso de la tuberia y acelerarlo a la velocidad de operacién
cuando se esté extrayéndola fuera del pozo.

Cuello de ganso (Arco guiador de tuberia):

Los inyectores de cadena opuesta anti-rotacion, usan un arco guiador de
tuberia que esta ubicando directamente sobre el inyector. Este arco soporta
la tuberia a lo largo de todo el radio de doblado y guia la tuberia flexible del
carrete hacia las cadenas inyectoras. El conjunto del arco guia incorpora una
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serie de rodillos o cojinetes a lo largo del arco para soportar la tuberia y
debera también incluir una serie de rodillos superiores para centrar la tuberia
a medida que viaja sobre el arco guia.

Fuente de Poder:

Las unidades que suministran la fuerza motriz a la tuberia flexible se
constituyen con muchas configuraciones diferentes, dependiendo de la
operacion. La mayoria son movidas con motores Diesel, aunque un numero
limitado usa motores eléctricos. La Unidad motriz hidraulica se fabrica en el
tamafo necesario para operar todos los componentes del sistema de tuberia
flexible. ElI tamafio del conjunto motriz variard segun las necesidades de
comando hidraulico.

Cabina de Control:

El disefio de la cabina de control puede variar con cada fabricante; sin
embargo, normalmente todos los controles estan posicionados en una
consola remota. El conjunto de la consola estd completo con todos los
controles g indicadores requeridos para operar y controlar todos los
componentes en uso. Asimismo, estan ubicados dentro de la consola los
sistemas de control que regulan el inyector, el conjunto del stripper y varios
componentes para el control del pozo.

Equipo de control de pozo:
e Stripper:

Este esta instalado en la parte inferior del cabezal del inyector y es el
principal dispositivo de control de pozo.

Su funcion es aislar la presién del pozo para que no fugue a la atmosfera.
El stripper estd equipado con gomas que sellan los gases y fluidos del
pozo. El sello a presién consiste en un juego de insertos de poliuretano
gue estan comprimidos alrededor de la tuberia por medio de un cilindro

hidraulico o piston. Cuando el cilindro bombea hacia arriba, comprime los
insertos contra la tuberia sellando la misma.

e Blowout Preventers (BOP):
El principal propdsito del sistema de prevencion de explosion es permitir
el control del pozo cuando desarrolle presion en la boca del pozo. Si esto
se logra eficazmente, debe proporcionar lo siguiente:

- Un medio para cerrar el pozo con la tuberia adentro o afuera.
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- Un medio para liberar los fluidos de forma controlada.
- Un medio para bombear fluido dentro del pozo.
- Un medio para asegurar la tuberia flexible.

CUELLODE GANSO

TUBERIA FLEXIBLE,

CARRETEL

16.1.3. VENTAJAS DEL USO DE LA UNIDAD DE TUBERIA FLEXIBLE

Rapidez y economia son las principales ventajas de las aplicaciones de
tuberia flexible. Asi como también el tamafio relativamente pequefio de la
unidad y el ahorro de tiempo en el armado comparado con las otras opciones
para perforar pozos y atender trabajos de “workover”.

Las principales caracteristicas beneficiosas de la tecnologia de la tuberia
flexible son:

- Intervenciones seguras y eficientes en pozos con presion (“vivos”).

- Rapida movilizacion y armado.

- Habilidad para circular mientras se introduce y se retira la tuberia del pozo.

- Reduccién del tiempo de viaje y como resultado menor tiempo de
inactividad del pozo.

- Operaciones en pozos horizontales donde no es posible el uso de una
unidad de “wireline”.

- Disminucién del impacto ambiental y del riesgo.

- Disminucion de requerimientos de personal.

- Costos relativamente bajos.
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Las primeras aplicaciones fueron disefiadas de acuerdo a las capacidades
de circulacion y colocacion de fluidos de tuberia flexible, mientras que las
aplicaciones mas recientes pueden contar con varias caracteristicas unicas
de la tuberia flexible y de los equipos asociados.

16.1.4. DESCRIPCION TECNICA DE LA UNIDAD DE TUBERIA
FLEXIBLE USADA EN EL PROYECTO:

A continuacioén se describen las caracteristicas de la unidad de tuberia flexible
usada en el acondicionamiento de los pozos intervenidos:

Informacién de la Tuberia flexible:

e Tipo: Regular

e Diametro externo: 1.5”

e Grado: QT-800

e Longitud: 5600 pies

e Capacidad interna: 0.0016 bbl/pie

e Desplazamiento del metal: 0.000589 bbl/pie

e Volumen interno total: 9 bbl

e Pres. max. de prueba de la tuberia: 5500 psi
e Pres. max. de operacion de la tuberia estética: 5000 psi
e Pres. max. de operacion de la tuberia en movimiento: 4500 psi
e Limite de traccion: 18000 Ib
e Dispositivo de control STRIPPER: 5000 psi
e BOP: 10000 psi.

Informacidn del carretel:

e Diametro central; 58"
e Didmetro externo: 96”
e Ancho: 36"

Informacién del Inyector y de cuello de ganso:

Modelo: WD-15
Maxima carga de tension: 15000 Ib
Maxima carga de compresion: 5000 Ib
Diametro del cuello de ganso: 72"

Equipos de control de pozo:

e 41/16”— 10000 psi, Top Load Stripper
e 41/16”— 10000 psi, BOP Dual Combi

Fuente de poder:
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Desde que la unidad de tuberia flexible estda montada sobre un trailer, la
fuente de poder la suministra el motor del camion.

16.1.5. DESCRIPCION DE LAS HERRAMIENTAS USADAS EN EL
PROYECTO:

A continuacion se detallan las caracteristicas de las herramientas usadas
durante las operaciones de acondicionamiento:

Conector:

Es la herramienta que permite conectar el ensamblaje de fondo del pozo a
la tuberia flexible. Puede ser del tipo externo o interno.

Tipo: Grapple conector o conector externo
Diametro externo: 2.375"

Diametro interno: 1”

Longitud: 8.67”

Motor Head:

Conjunto formado por 2 vélvulas check, tipo aleta, un des-conector hidraulico
y el sub de circulacion.

e Diametro externo: 2.875”
e Diametro interno: 0.688”
e Longitud: 22.45”

Herramienta de Perforacion Abrasiva:
Esta es la herramienta lleva dos centralizadores rigidos de 4"

Diametro externo de la herramienta: 2 7/8”

Diametro externo de los centralizadores: 4”

Longitud de la herramienta + centralizadores: 22.17”
Numero de jets: 3 (en un mismo plano)

Diametro de los jets: 1/8”
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Observacion: El ensamble de fondo de pozo para la generacion de las
perforaciones abrasivas consistia en la Herramienta de perforacion abrasiva
+ motor head + conector externo.

Herramienta de Jet frontal:
Herramienta usada para la colocacion de la lechada de cemento.

e Diametro externo: 1 1/16”
e Diametro interno: 0.63”
e Longitud: 4”

Observacion: El ensamble de fondo de pozo para la colocacién de la lechada
consistia del jet frontal + desconectar hidraulico con sub de circulacion +
doble véalvula check + conector externo.

Herramienta de alto impacto:

Herramienta usada para la limpieza del cemento remanente en el pozo
después de la cementacién forzada:

Diametro externo de la herramienta: 3”
Namero de huecos: 7

Diametro de “Nozzles”: 0.097"
Longitud de la herramienta: 4”
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