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CEMENTACION: el proceso de emplazamiento de cemento alrededor de una
sarta de revestimiento o de una sarta de tuberia de revestimiento corta (liner).

CONCORDANTE: estratos paralelos que han experimentado una historia
geoldgica similar y que fueron depositados en sucesién sin ninguna interrupcion.

CONTACTO LITOLOGICO: la superficie que separa los cuerpos de rocas de
diferentes litologias, o tipos de rocas. Un contacto puede ser concordante o
discordante, segun los tipos de rocas, sus edades relativas y sus disposiciones.
Una superficie de falla también puede actuar como un contacto.

CORROSION: pérdida de metal debida a reacciones quimicas o electroquimicas,
la cual, a la larga, podria destruir una estructura. La corrosion puede producirse en
cualquier lugar del sistema de produccion, ya sea en el fondo del pozo o en las
lineas y el equipamiento de la superficie.

CUENCA SEDIMENTARIA: una depresion de la corteza terrestre, formada por la
actividad tectonica de las placas, en la que se acumulan sedimentos. La
persistencia de la depositacion puede producir un grado adicional de depresién o
subsidencia. Las cuencas sedimentarias, 0 simplemente cuencas, pueden tener
forma de cubeta o de fosa alargada. Si las rocas ricas generadoras de
hidrocarburos se combinan con condiciones adecuadas de profundidad y duracién
de sepultamiento, pueden generarse hidrocarburos en la cuenca.

DETRITICO: relativo a las particulas de roca provenientes de la rotura mecanica
de las rocas preexistentes como resultado de la meteorizacion y la erosion. Los
fragmentos detriticos pueden ser transportados para recombinarse y, a través del
proceso de litificacion, convertirse en rocas sedimentarias.

DISCORDANCIA: superficie geoldgica que separa las rocas mas antiguas de las
rocas mas modernas y que representa un hiato en el registro geologico.

ESPESOR DE CAPA: el espesor de una capa o de un estrato de roca
sedimentaria, medido en forma perpendicular a su extension lateral, presumiendo
la existencia de depositacion sobre una superficie horizontal. Dado que la
depositacion de sedimentos puede producirse sobre superficies inclinadas, el
espesor aparente o medido de la capa podria diferir del espesor verdadero de la
capa. El espesor de una capa dada a menudo varia a lo largo de su extension.

ESTIMULACION MATRICIAL: tratamiento disefiado para tratar la formacion
cercana al pozo, en lugar de otras areas del conducto de produccion, tales como
la tuberia de revestimiento a través del intervalo de produccién, los tubulares de
produccion o los disparos o perforaciones. Los tratamientos de estimulacion
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matricial incluyen acido, solvente y tratamientos quimicos para mejorar la
permeabilidad de la formacion cercana al pozo.

ESTRATIGRAFIA: el estudio de la historia, la composicion, las edades relativas y
la distribucion de los estratos, y la interpretacion de los estratos para elucidar la
historia de la Tierra. La comparacion, o correlacion, de estratos separados puede
incluir el estudio de su litologia, contenido fosil, y edades relativas y absolutas, o
litoestratigrafia, bioestratigrafia y cronoestratigrafia.

FLUIDO DE ESTIMULACION: fluido de tratamiento preparado para estimulacion,
aunqgue el término se aplica mas comunmente a fluidos de estimulacion matricial.
La mayoria de los fluidos de estimulacibn matricial son acidos o tienen base
solvente, y el &cido clorhidrico es la base mas comun, debido a sus caracteristicas
de reaccion y a su relativa facilidad de control.

FORMACION GEOLOGICA: la unidad fundamental de la litoestratigrafia. Un
cuerpo de roca suficientemente caracteristico y continuo para ser mapeado. En
estratigrafia, una formacién es un cuerpo de estratos de un tipo predominante o
una combinacién de diversos tipos; las formaciones multiples forman grupos, y las
subdivisiones de las formaciones son los miembros.

GEOLOGIA DEL PETROLEO: estudia el origen, formacién y acumulacién del
petréleo en la naturaleza, asi como también las rocas que lo contienen en cuanto
a su genética y presentacion en la naturaleza.

GRADIENTE DE PRESION: el cambio producido en la presion por unidad de
profundidad, expresado normalmente en unidades de psi/pie o kPa/m. La presion
se incrementa en forma predecible con la profundidad, en las areas de presion
normal.

LITOLOGIA: la naturaleza macroscépica del contenido mineral, la granulometria,
la textura y el color de las rocas.

LUTITA: roca sedimentaria detritica, fisible, de granos finos, formada por la
consolidacion de particulas del tamafio de la arcilla y el limo en capas
relativamente impermeables de escaso espesor. Es la roca sedimentaria mas
abundante. Las lutitas pueden contener cantidades relativamente grandes de
material organico, en comparacion con otros tipos de rocas y, por consiguiente,
poseen el potencial para convertirse en rocas generadoras ricas en hidrocarburos,
aunqgue una lutita tipica contiene sélo un 1% de materia organica.
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MANDRIL DE INYECCION: un componente de terminacion de fondo de pozo que
permite la inyeccion de quimicos de tratamientos o inhibidores en el conducto de
produccion.

MIGRACION: movimiento de los hidrocarburos generados, desde la fuente hacia
las rocas yacimiento. La migracion se produce habitualmente desde un éarea
estructuralmente baja hacia un area mas alta, debido a la flotabilidad relativa de
los hidrocarburos, en comparacién con la roca adyacente. La migracion puede ser
local o producirse a lo largo de distancias de cientos de kilbmetros en las cuencas
sedimentarias grandes, y es crucial para la formacién de un sistema petrolero
viable.

PRUEBA DE INYECCION: procedimiento que se realiza para establecer la tasa y
la presion a la cual se pueden bombear los fluidos hacia dentro del objetivo de
tratamiento sin fracturar la formacion.

REGISTRO DE PRODUCCION: registro de una o mas mediciones en sitio que
describe la naturaleza y el comportamiento de los fluidos en el pozo o alrededor de
el mismo durante la produccidén o la inyeccion. Los registros de produccion se
efectian con el fin de analizar el desempefio dinAmico del pozo y la productividad
o inyectividad de diferentes zonas, diagnosticar pozos con problemas o monitorear
los resultados de una estimulacion o una terminacion.

ROCA GENERADORA: rocas ricas en contenido de materia organica que, si
recibe calor en grado suficiente, generara petrdleo o gas. Las rocas generadoras
tipicas, normalmente lutitas o calizas, contienen aproximadamente un 1% de
materia organica y al menos 0,5% de carbono organico total (COT), si bien una
roca generadora rica podria contener hasta 10% de materia organica. La
preservacion de la materia organica sin degradacion es crucial para la formacién
de una buena roca generadora y resulta necesaria para que exista un sistema
petrolero completo.

ROCA RESERVORIO: roca donde se aloja el petréleo, con la caracteristica
fundamental que es porosa y permeable, tales como las areniscas, aunque
también pueden ser los carbonatos, especialmente por sus fracturas y zonas de
disolucién.

ROCA SEDIMENTARIA: las rocas sedimentarias estan formadas por sedimentos
gue se depositan en el tiempo, generalmente como capas en el fondo de lagos y
océanos. Estos sedimentos pueden contener minerales, plantas y otras materias
organicas. Las rocas sedimentarias clasticas, tales como los conglomerados, las
areniscas, las limolitas y las lutitas, se forman a medida que las rocas mas
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antiguas son desgastadas y erosionadas, y sus particulas se acumulan y se
litifican, o endurecen, a medida que son compactadas y cementadas.

ROCA SELLO: roca relativamente impermeable, normalmente lutita, anhidrita o
sal, que forma una barrera o una cubierta sobre y alrededor de la roca yacimiento,
de manera que los fluidos no pueden migrar mas alla del yacimiento. Un sello es
un componente critico de un sistema petrolero completo. La permeabilidad de un
sello capaz de retener los fluidos a través del tiempo geologico.

SARTA DE PRODUCCION: el conducto principal a través del cual los fluidos de
yacimientos se envian a la superficie. La sarta de producciéon se ensambla
generalmente con la tuberia de produccion y los componentes de la terminacién
en una configuracion que se adecua a las condiciones del pozo y al método de
produccion.

SATURACION DE AGUA: la fraccion de agua de un espacio poral dado. Se
expresa en volumen/volumen, porcentaje o unidades de saturacion.

SEDIMENTO: los granos no consolidados de minerales, materia organica o rocas
preexistentes, que pueden ser transportados por el agua, el hielo o el viento, para
luego ser depositados. Los procesos por los cuales los sedimentos se forman y
son transportados tienen lugar en la superficie terrestre o cerca de ésta y a
presiones y temperaturas relativamente bajas.

SISTEMA PETROLERO: los componentes geoldgicos y los procesos necesarios
para generar y almacenar hidrocarburos; esto incluye una roca generadora
madura, un trayecto de migracion, una roca yacimiento, una trampa y un sello.
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ABREVIATURAS

API American petroleum institute

BBL Barril

BCP Bombeo cavidades progresivas

BES Bombeo Electro Sumergible

BHA Ensamblaje de Fondo de Pozo (Bottom Hole Assembly)
BO Barril de Petroleo

BPM Barriles por minuto

BOPD Barriles de Petréleo por Dia

BWIPD Barriles de Agua Inyectados por Dia
BWPD Barriles de Agua por Dia

Ft Pies

Gal Galones

Km Kilometros

LCI La Cira Infantas

M Metros

N-S Norte-Sur

0)4'% Occidental Petroleum Corporation

PSI Libra pulgada cuadrada (Pound Square Inch)
VMM Valle Medio del Magdalena

VPN Valor Presente Neto

Hr Horas

TVD Distancia Total vertical (total vertical depth)
MD Distancia Total

HSE Health Safety Enviorement

In Pulgadas

OMA® Organic Mud Acid

HCI Acido clorhidrico

SRT Step rate test

RIH Run in hole

Min Minutos
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RESUMEN

El proyecto tiene como objetivo desarrollar una matriz de decision de un fluido de
limpieza y estimulacion en un pozo inyector en el Campo La Cira Infantas, para
ello se realizdé en primer lugar, una descripcion geoldgica de la Cuenca del Valle
Medio del Magdalena en donde se encuentra el campo de estudio, asi como la
presentacion de la columna estratigrafica, la vias de acceso al campo y de igual
forma su historia de produccion y desarrollo.

A continuacion se describe todo lo relacionado a la inyeccion de agua ya que la
matriz estd enfocada en un pozo inyector de agua y se explica el completamiento
de los mismos con sartas selectivas que es la configuracion que predomina en los
pozos inyectores del campo. Una vez comprendido como estan completados los
pozos inyectores, se procede a detallar los problemas que se pueden presentar en
un pozo inyector de agua y posteriormente se especifican los problemas que
causan la disminucion en la eficiencia de la inyeccion de agua en el campo La Cira
Infantas el cual es un dato fundamental para el desarrollo de la matriz de decision.

Por otra parte se describen los fluidos de limpieza y estimulacion usados en el
Campo La Cira Infantas, su composicion y los diferentes mecanismos de
estimulacién asi como las técnicas y/o herramientas que se utilizan para llevar a
cabo dicha operacion.

Cuando se describen los fluidos de estimulacion y limpieza se procede a presentar
seis casos que han sido candidatos a algun tipo de estimulacién y/o limpieza en el
campo en los cuales dicha operacion ha tenido éxito y se ha visto un aumento en
los volimenes de inyeccion de agua para posteriormente seleccionar los
pardmetros que se tienen en cuenta para la matriz.

Posteriormente se valida la matriz en el pozo inyector PI-1, al cual se le realiza
una descripcién desde la etapa de su perforacion, seguido de su historial de
inyeccion y posterior estimulacion. Se analizan los resultados obtenidos y efectos
que tuvo el bombeo del fluido en los niveles de inyeccién de agua.

Finalmente se realiza un andlisis financiero para establecer la viabilidad financiera
del proyecto mediante la metodologia del valor presente neto.

Palabras clave: fluido de estimulacion, fluido de limpieza, Campo La Cira

Infantas, Inyeccion de agua, sarta selectiva, Cuenca del Valle Medio del
Magdalena.
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INTRODUCCION

La inyeccion de agua es el método dominante entre los de inyeccion de fluidos y
no hay duda que por este método se debe el elevado nivel actual de los ritmos de
produccion en muchos paises. Aun siendo el método con mayor reconocimiento
para la produccion de hidrocarburos puede verse afectado por varias razones las
cuales no permiten que los volumenes de agua que se inyectan sean los
esperados.

Uno de los métodos para mejorar la inyeccién de agua en un pozo inyector es por
medio de la estimulacion. Este término se utiliza para describir el tratamiento que
se le realiza a un pozo con el fin de restaurar o mejorar su productividad. El
proyecto tiene lugar en el Campo La Cira Infantas, campo petrolero mas viejo en
Colombia, por lo que la mayor parte de su produccion opera bajo recuperaciéon
secundaria por medio de la inyeccion de agua. Esto significa que muchos de los
pozos inyectores presentan alguna sefial de dafio que puede presentarse como
taponamiento en las sartas de inyeccion, bloqueos en los perforados del
revestimiento, produccion de arenas o precipitacion de minerales que generan que
la inyeccidn no se realice de forma eficiente.

Debido a los problemas mencionados anteriormente se decide desarrollar una
matriz de decision que permita escoger el mejor fluido de limpieza y estimulacién
para los pozos inyectores del campo y asi proponer la mejor solucion operativa,
con el fin de remover todo tipo de restriccion y mejorar las condiciones tanto del
pozo como de la formacion para que la inyeccion de agua se realice sin ningun
tipo de inconveniente.

Finalmente el proyecto evalla la parte técnica y financiera en un pozo piloto
inyector de agua con el fin de incrementar los volimenes de inyeccion y de esta
forma tener la posibilidad de desarrollarlo en otros pozos inyectores e incrementar
los volimenes de inyeccion de agua y como consecuencia aumentar la produccién
del Campo La Cira Infantas.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Disefiar una matriz de decision de un fluido de limpieza y estimulacién en un pozo
inyector del Campo La Cira Infantas.

OBJETIVO ESPECIFICOS

1.

2.

Describir las generalidades y la geologia del Campo La Cira Infantas.

Describir el sistema de completamiento en pozos inyectores de agua con sarta
selectiva usado en el Campo La Cira Infantas.

Describir los problemas que causan la reduccién de la eficiencia en la
inyectividad de los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas.

Describir los fluidos de estimulacion y limpieza que se han implementado y su
efecto en el Campo La Cira Infantas.

Disefiar la matriz de decision del fluido de limpieza y estimulacién teniendo en
cuenta las propiedades del Campo La Cira Infantas.

Implementar la matriz de decision de un fluido de limpieza y estimulacion en un
pozo piloto del Campo La Cira Infantas.

Analizar los resultados de la implementacion de la matriz de decisién para el
incremento de los volumenes de inyectividad en un pozo inyector del Campo
La Cira Infantas.

Establecer la viabilidad financiera del proyecto usando el indicador financiero
Valor Presente Neto (VPN).
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En el presente capitulo se relacionan aspectos del Campo La Cira Infantas tales
como: su historia, localizacion, marco geoldgico e historia de produccion.

1.1 HISTORIA DEL CAMPO

Con aproximadamente 100 afios desde su descubrimiento, el Campo La Cira
Infantas dio inicio a la historia de la industria petrolera en Colombia. En 1917 la
Tropical Oil Company, mas conocida como la “troco”, comenzo la perforacion de
los pozos Infantas Il e Infantas I, primeros pozos exploratorios. Infantas Il fue el
pozo descubridor del campo el cual fue completado en la formacion Mugrosa
inferior, zona “C” del campo el 29 de Abril de 1918 a una profundidad de 1580
pies. El 11 de Noviembre del mismo afio se complet6é el también pozo productor
Infantas | a una profundidad de 2285 pies. En ese momento se determina que el
area es comercial®.

En 1920 se da lugar a la concesion de mares en donde la Tropical Oil Company
adquirié y continud la explotacion del campo. Esta empresa administré el campo
hasta el 25 de Agosto de 1951 cuando la concesion revirtié al estado Colombiano
pasando a ser Ecopetrol, la Empresa Colombiana de Petréleos, la compafiia
operadora?. A inicios del afio 1925 se ratifict la existencia del Anticlinal de la Cira,
gracias a la perforacion del Pozo LC-58 el cual fue completado en la formacién
Colorado (Zona A)3. Con la perforacion del pozo LC-125 se descubre la Zona C en
la estructura de la Cira y fue el primer pozo que produjo en la Formacién Mugrosa
Superior (Zona B).

A Octubre de 2017 Occidental de Colombia junto con Ecopetrol S.A contindan en
asociacion siendo Ecopetrol S.A la operadora del campo. Actualmente el campo
La Cira Infantas, cuya area es de aproximadamente 23.000 acres, se encuentra
activo y produciendo.

1 MOROS, L. A. y SERRANO, J. N. Evaluacién técnico financier de la implementaciéon de una
herramienta pulsante con tecnologia powerwave para la estimulacion en pozos inyectores del
Campo La Cira Infantas. Colombia, 2016. p. 25.

2 EL ESPECTADOR, “Ecopetrol y OXY sellan alianza para seguir exprimiendo el campo La Cira-
Infantas”. Septiembre, 2015. [En Linea] [Citado el 18 de Septiembre de 2017]. Disponible en
Internet: https://lwww.elespectador.com/noticias/economia/ecopetrol-y-oxy-sellan-alianza-seguir-
exprimiendo-el-ca-articulo-586629

3 SILVA, L. N. Analisis de la viabilidad técnico-financiera de un proceso de recobro quimico alcali-
surfactante-polimero (ASP) en elcampo La Cira Infantas. Colombia. 2016. p. 32.
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1.2 LOCALIZACION GEOGRAFICA DEL CAMPO

El Campo La Cira Infantas se encuentra ubicado en Colombia, en la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, departamento de Santander, corregimiento El Centro,
a 22 km aproximadamente de la ciudad de Barrancabermeja y a 250 km al
Noroccidente de la ciudad de Bogota.

Para llegar al Campo la Cira Infantas se pueden tomar dos opciones: llegar por
via terrestre o aérea. Por via terrestre desde Bogotd D.C la ruta tiene una
extension de 414 km, saliendo por la zona occidental de la ciudad tomando la calle
80 por la via Bogot4- La Vega. Al llegar a Honda se toma en direccion a Guaduas,
continuando por la Ruta del Sol pasando por la Dorada y Puerto Boyaca.
Finalmente siguiendo por la Ruta del Sol se toma la troncal Magdalena-
Barrancabermeja en sentido Nororiente 17.2 km hasta llegar al Campo La Cira
Infantas.

Por via aérea se toma un avion en el Puente Aéreo ubicado en la ciudad de
Bogota D.C hasta el aeropuerto de la ciudad de Barrancabermeja, se parte del
aeropuerto por via terrestre en sentido Sureste de la ciudad por la troncal
Magdalena- Barrancabermeja, el recorrido es de 24 km aproximadamente lo cual
toma 20 minutos hasta llegar al Campo La Cira Infantas. Ver Figura 1.
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Figura 1. Localizacion geografica del Campo

Sources: Esri, USGS, NOAA
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1.3 MARCO GEOLOGICO

Geologicamente, el Campo La Cira Infantas se encuentra ubicado en la Cuenca
del Valle Medio del Magdalena (VMM), caracterizada por tener una evolucién
geoldgica compleja que ha determinado su morfologia actual* debido a una serie
de eventos tectonicos sedimentarios. A continuacion se describe la estratigrafia,
geologia estructural y geologia del petréleo asociadas al campo de estudio.

1.3.1 Columna Estratigrafica. En la Figura 2 se muestra la columna estratigrafica
generalizada para la Cuenca del Valle Medio del Magdalena y el Campo. Asi
mismo se sefialan los principales elementos asociados al sistema petrolifero.

4 CASTRO, N. E y ZAPATA, J. S. Evaluacioén técnico-financiera de la implementacion del bombeo
de un fluido de estimulacion para el incremento de la inyeccién de agua en la sarta selectiva del
pozo 2505 en el campo La Cira Infantas. Colombia, 2016. p. 33.
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena.
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1.3.2 Estratigrafia. A continuacion se describen las unidades estratigraficas
presentes en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, de la mas antigua a la
mas reciente, las cuales fueron perforadas por los pozos del campo de estudio.

1.3.2.1 Formaciéon Girén. Segun M. Julivert®, se ha establecido una edad
Jurasico superior-Cretacico inferior. Esta constituido de 2600 m de sedimentos en
Su mayor parte rojizos, de naturaleza arenosa o lutitica y poco conglomeratica. Las
arenitas presentes son de tipo arcosico. Tiene un espesor variable entre 9840 y
14760 ft, haciéndose mas espesa hacia el Occidente del campo y se adelgaza en
el Oriente. EI ambiente de sedimentacion es continental, fluvial a lacustre. La
Formacion Giron se encuentra en contacto discordante con las formaciones Bocas
y Jordan que la infrayacen y en contacto concordante con la Formacion Tambor
que la suprayace.

1.3.2.2 Formaciéon Tambor (Los Santos). Segun M.Julivert®, pertenece a la edad
Cretéceo inferior (Hauteriviano - Valanginiano). Se constituye de tres niveles: uno
inferior de areniscas rojizas, otro nivel medio arcilloso con intercalaciones de
areniscas también de color rojizo o rosado y otro nivel superior de areniscas
blancas. Su espesor total es de mas de 200 m en el borde W de la Mesa de los
Santos y de 120 m en el borde E. El ambiente de depositacion fue continental
meandriforme. La formacion Tambor se encuentra en contacto discordante con la
formacién Giron que la infrayace y en contacto concordante con la Formacion
Rosablanca que la suprayace.

1.3.2.3 Formacién Rosablanca. Segun M. Julivert’, la formacion es de edad
Hauteriviano a Barremiano (Cretéacico inferior). De abajo hacia arriba consta de
diferentes niveles: un nivel inferior (calizas y dolomitas grises), nivel magroso
superior (intercalacion de caliza marrdn), nivel magroso superior (shales con
intercalacion de calizas), nivel arenoso y nivel lumaquélico. Esta formacion tiene
un espesor de 425 m en el rio Sogamoso pero es muy variable. El ambiente de
depositacion fue marino somero. La formaciébn Rosablanca se encuentra en
contacto concordante con la formacion Tambor que la infrayace y en contacto
concordante con la formacion Paja que la suprayace.

1.3.2.4 Formacion Paja. Segun M. Julivert®, la formacién es de edad Cretaceo
inferior (Barremiano-Aptiano). Se presenta como una sucesion de shales negras,
ligeramente calcareas y micaceas, los 250-300 m inferiores de la formacion
contienen concreciones de caliza de hasta 30 centimetros, septarias y vetas de
calcita. La formacién tiene un espesor que varia con un minimo de 125m y un
maximo de 625m. El ambiente de depositacion fue continental fluvial. La formacién

5 JULIVERT, M. Léxico Estratigrafico. 1968. p. 254 — 263.
6 Lbid., p. 448 - 450
7 Lbid., p. 419 — 421
8 Lbid., p. 363 — 364
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Paja se encuentra en contacto neto con la formacién Rosablanca que la infrayace
y con transito gradual con la formacién Tablazo que la suprayace.

1.3.2.5 Formaciéon Tablazo. Segin M. Julivert®, ésta formacion es de edad
Cretaceo inferior (Apfiano-Albiano). Es una sucesién de calizas duras y azuladas,
muy fosiliferas y margas, con un predominio de las calizas en la mitad superior y
de las margas en la mitad inferior. La formacion tiene un espesor que varia entre
150 y 325 metros. Su ambiente de depositacion fue de tipo transicional. La
Formacion Tablazo se encuentra en contacto concordante y gradual con la
formacion Paja que la infrayace y en contacto concordante con la formacion Simiti
que la suprayace.

1.3.2.6 Formaciéon Simiti. Segin M. Julivert'®, la Formacién Simiti pertenece a la
edad Cretaceo inferior (Albiano). Se compone de shale gris 0 negra localmente
calcarea y concrecionaria. Localmente cerca del techo de la formacion se
encuentran capas delgadas de conglomerados formadas por cantos pequefios,
nédulos de fosfatos, dientes de pez y arena. Su espesor varia entre 250 y 650 m.
su ambiente de depositacidon fue marino profundo. La formacion Simiti se
encuentra en contacto concordante y neto con la Formacién Tablazo que la
infrayace y en contacto concordante con la Formacién La Luna que la suprayace.

1.3.2.7 Formaciéon La Luna. Segin M. Julivert!, en el Valle Medio del Magdalena
se asigna a la Formacion una edad del Turoniano al Santoniano. Esta formacion
se subdivide en tres miembros que de abajo hacia arriba son: Salada, Pujama y
Galembo. El miembro Salada, estda compuesta por arcillolitas calcareas, negras,
duras, laminares, con concreciones y lineas de pirita, mezcladas con caliza. El
miembro Pujama consta de shale gris 0 negra calcérea, su espesor varia entre 50
y 225 m. constituye el miembro medio de la Formacién La Luna comprendido entre
el miembro salada en la base y el miembro Galembo en el techo y finalmente el
miembro Galembo, se trata de una shale calcarea alternando con finas capas de
caliza y con numerosos nédulos discoidales de caliza, que pueden alcanzar varios
metros de didmetro y que contienen amonites. El espesor varia entre 180 y 350 m.
El ambiente de depositiacion fue marino poco profundo. La formacion La Luna se
encuentra en contacto concordante con la Formacion Simiti que la infrayace y en
contacto discordante con la formaciéon Umir que la suprayace.

1.3.2.8 Formacién Umir. Segun M. Julivert'?, ésta formacion es de edad Cretaceo
superior (Campaniano — Maestrichtiano). La parte inferior de la formacién se
compone de lutitas en ldminas delgadas de color gris oscuro, gris azuloso a negro,
con delgadas laminas carbonaceas y micaceas; caracterizadas por capas
delgadas, lentes y pequefias concreciones ferruginosas. La parte superior consta

9 Lbid., p. 445
10 Lpid., p. 437
11 Lbid., p. 301 - 303
12 pid., p. 458 - 459
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de lutita blanda, gris oscura, en capas delgadas con numerosas laminitas de
carbon, laminas delgadas de mineral de hierro, areniscas de grano fino y limonita.
El espesor aproximado es de 1000 m. el ambiente de depositacion fue marino. La
Formacion Umir se encuentra en contacto discordante con el Miembro Galembo
de la Formacion La Luna que la infrayace y en contacto concordante con la
Formacion Lisama que la suprayace.

1.3.2.9 Formacion Lisama. Segun J. De Portal?, ésta formacién es de edad
Paleoceno. Esta unidad se compone de shales abigarradas de color rojo, pardo,
gris, con intercalaciones de areniscas masivas grisaceas, de grano medio a fino
gue se hace mas grueso hacia la parte superior de la formacion. La Formacion
Lisama tiene un espesor que puede llegar hasta 1225 m. Su ambiente de
depositacion fue de tipo continental fluvial-deltaico. La Formacién Lisama se
encuentra en contacto normal y transicional con la Formacion Umir que la
infrayace y en contacto discordante con el miembro Toro de la Formacion La Paz
que la suprayace.

1.3.2.10 Formacién La Paz. Segun J. De Porta'4, es de edad Paleoceno-Eoceno
medio. Se compone por un predominante color gris amarillo y en el banco mas
grueso llega a tener 60 m de espesor. También consta hacia el respaldo superior
de una alternacion de arcillas gris azules y areniscas duras, amarillas micaceas y
a veces areniscas micaceas esquistosas. La formacién La Paz tiene una variacién
de espesor considerable de unas areas a otras, su espesor en la seccion tipo es
de aproximadamente 1000 m. el ambiente de depositacién fue continental. La
base de la Formacion La Paz se encuentra en contacto con la Formacion Lisama
que la infrayace y en contacto concordante y transicional con la Formacién
Esmeraldas.

1.3.2.11 Formacién Esmeraldas. Segun J. De Porta'®, es de edad Eoceno medio
superior. Litolégicamente consta de areniscas y limolitas compactas dispuestas en
capas muy delgadas o laminas, micaceas, de grano fino y de color gris, que
alternan con shales gris oscuras que localmente pueden presentarse moteadas de
rojo, purpura y marrén. El espesor de la formacién es de unos 1200 m y se
adelgaza en la Quebrada Putana. EI ambiente de depositacion fue continental de
corrientes cruzadas. La Formacién Esmeraldas se encuentra en contacto
concordante con la Formaciéon La Paz que la infrayace y en contacto discordante
con la formacién Mugrosa que la suprayace.

1.3.2.12 Formacién Mugrosa. Segun J. De Porta'é, es de edad Eoceno Superior
— Oligoceno. Esta formacion estad compuesta en la parte inferior de areniscas de

13 DE PORTA, J. Léxico Estratigrafico. Francia. 1974. p. 326
14 Lbid., p. 303
15 | bid., p. 197
16 | bid., p. 372
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grano medio a fino, raramente grueso 0 con cantos, que estan intercaladas con
shales de color azul o gris. En la parte media consta de shales masivas moteadas
con algunas intercalaciones de areniscas de grano fino y en la parte superior se
encuentran areniscas a veces con cantos que se intercalan con shales moteadas.
El espesor de la Formacién varia de unos 700 m en Colorado pasa a unos 500 m
en el Campo de Llanito. El ambiente de depositacién fue de tipo continental fluvial.
La formacion Mugrosa se encuentra en contacto concordante con la formacion
Esmeraldas que la infrayace y en contacto concordante con la formacién Colorado
que la suprayace.

1.3.2.13 Formacién Colorado. Segun J. De Portal’, es de edad Oligoceno-
Mioceno. Litolégicamente estd compuesta por arcillas de color gris claro, parpura 'y
moteado de rojo, con intercalaciones de areniscas en bancos de espesor variable
con estratificacién cruzada. La parte superior de la formacién consta de unos 100
m de arcillas de color gris y negro, carbonaceas, con areniscas de grano medio y
poco potentes. Esta parte de la seccidn corresponde al Horizonte fosilifero La Cira
o también llamado por otros autores con el nombre de Formacion La Cira. En su
seccidn tipo la Formacion Colorado tiene un espesor de 1200 m, pero éste varia
considerablemente y aumenta de una manera general hacia el E donde puede
alcanzar hasta 2500 m al pie de la Cordillera Oriental. El ambiente de depositacion
fue de tipo continental fluvial. La Formacion Colorado se encuentra en contacto
concordante con la formacion Mugrosa que la infrayace y en contacto discordante
con el Grupo Real que la suprayace.

1.3.2.14 Grupo Real. Segln J. De Porta'®, es de edad Mioceno. Este grupo esta
conformado por las Formaciones Real Inferior, Medio y Superior, separadas entre
si por inconformidades. Litologicamente se compone principalmente por
conglomerados, areniscas conglomeraticas y arcillolitas grises depositadas en
ambientes continentales. Su espesor aproximado es de 802 m. Su ambiente de
depositacion fue de tipo abanico aluvial proximal y medio. EI Grupo Real se
encuentra en contacto discordante con la formacion Colorado que la infrayace y en
contacto concordante con el Grupo Mesa que lo suprayace.

1.3.2.15 Grupo Mesa. Segun J. De Porta'®, es de edad Plio-Pleistoceno. Este
Grupo esta compuesta por abundante material volcanico representado por
andesita, dacita, piedra pémez, ceniza volcanica, asi como cuarzo, filitas y rocas
metamorficas. La sucesion esta formada por areniscas de grano grueso que
alternan con aglomerados. También estan presentes capas de arcilla, limo y
arenas de grano fino. El espesor de este Grupo es de 250 m. Su ambiente de
depositacion fue de tipo continental. El Grupo mesa se encuentra en contacto
discordante con el Grupo Real que lo infrayace.

17 Lbid., p. 141
18 Lpid., p. 412 - 416
19 Lbid., p. 356 - 362
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1.3.3. Geologia Estructural. ElI campo de estudio, La Cira Infantas, se divide
principalmente en dos estructuras que son Cira e Infantas. A continuacion se
describe cada estructura.

1.3.3.1 La Cira. Esta estructura es un anticlinal suave en forma de domo, ubicado
en la zona noroccidental del campo, con direccion N-S. Presenta cabeceo hacia el
N y hacia el Sy en el E esta cortado por la falla de tipo inverso La Cira®®, cuyo
angulo de oscilacion esta entre 70° y 80° con buzamiento hacia el Occidente. La
Cira tiene un area aproximada de 54 km?2. En direccion Este de la falla, se
presenta un hundimiento ligeramente en forma de “U”, formando un pliegue
sinclinal con la falla Infantas?l. EI campo se divide en varios bloques a causa de la
presencia de otras fallas transversales de tipo normal ubicadas en el eje de la
estructura. Estas fallas tienen un buzamiento aproximadamente entre 80° y 90°.

1.3.3.2 Infantas. La estructura Infantas esta constutida por un anticlinal asimétrico
elongado de aproximadamente 12 km de longitud por 2 km de ancho, presenta
cabeceo tanto al norte como al sur y se encuentra localizada al sur del campo. La
direccién predominante del eje del pliegue es Norte — Sur a 10° hacia el Noreste.
El anticlinal se encuentra cortado a lo largo de su cresta por un sistema de fallas
de cabalgamiento llamado “sistema de fallas de Infantas”. Este sistema de fallas
buza hacia el oriente con angulos entre 40° y 70°. La estructura de infantas se ve
afectada por fallas normales con una direccion aproximada perpendicular al
sistema de fallas principales. Sufre un ligero desplazamiento hacia el oriente y
hacia el norte el sistema de fallas pierde salto??.

1.3.4 Geologia del petréleo. A continuacion se describe el sistema petrolifero
asociado con la Cuenca Del Valle Medio del Magdalena y el Campo La Cira
Infantas.

1.3.4.1 Roca Generadora. El petroleo de la Cuenca Del Valle Medio del
Magdalena y del Campo La Cira Infantas proviene de calizas, lutitas negras y
capas delgadas de liditas, las cuales estan contenidas en las formaciones
Tablazo, Simiti y Luna. Las calizas de la Formacién Luna constituyen la principal
fuente generadora de hidrocarburos en la cuenca, en cuanto al total de carbono
organico es decir TOC estad en un rango entre 1% y 6% y el Kerégeno de esta
formacion es de tipo 1123

1.3.4.2 Roca Reservorio. En el Campo La Cira Infantas las limolitas de la
Formacion Mugrosa (Zona B) y las areniscas de la Formacién Colorado (Zona A),
Formacion Mugrosa (Zona C) y Formacion Esmeraldas (Zona D), son las rocas

20 Rojas, C. A. Modelamiento geoestadistico de los depésitos fluviales de la zona C- Formacion
Mugrosa en el area La Cira-Este del campo La Cira. Colombia, 2011. p. 21 - 22

21 CASTRO, N. E. y ZAPATA, J. S. Op. Cit, p. 40 - 41

22 Rojas, C. A. Op. Cit, p. 21

23 Agencia Nacional de Hidrocarburos. CUENCA VALLE MEDIO DEL MAGDALENA. Integracion
Geoldgica de la Digitalizacién y Andlisis de Nucleos. Colombia, 2012. p. 63
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reservorio del campo. La Cira Infantas cuyas porosidades oscilan entre 15% y
20% y las permeabilidades varian entre 20 y 600 md.

1.3.4.3 Migracién. Hay tres tipos de migracién identificados en el Campo La Cira
Infantas?*:

e Migracion de tipo vertical, se efectu6 de manera directa, moviéndose los
hidrocarburos generados de la Formacion La Luna hacia discordancia del Valle
Medio del Magdalena.

e Migracion de tipo lateral en las areniscas que pertenecen al Eoceno.

e Migracion de tipo vertical a lo largo de las superficies de fallas en zonas donde la
Formacion La Luna no se encuentra en contacto con la discordancia del Valle
Medio del Magdalena.

1.3.4.4 Roca Sello. Las rocas que actuan como sello son las pertenecientes a las
formaciones Tablazo y La Luna. La roca sello varia en las diferentes zonas del
campo: lodolitas masivas (Zona A), arcillas varicoloreadas (Zona B), lodolitas con
ambientes de depositacién en llanuras fluviales y paleolagos (Zona C) y lutitas
grises y verdes (Zona D)?°.

1.3.4.5 Trampa. El petroleo del campo estd almacenado por trampas de tipo
estructural. Las estructuras de La Cira y de Infantas son anticlinales de tipo
fallado. Las fallas mas representativas son la Falla La Cira y todo el Sistema de
Fallas de Infantas, todas de tipo sellante?®.

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO

En esta seccion se tratan los temas mas importantes relacionados con la historia
de produccién del Campo La Cira Infantas tales como: el método de produccion, el
tiempo que lleva el campo produciendo, el nimero de pozos, su produccion
acumulada y las caracteristicas del yacimiento.

1.4.1 Métodos de produccion. En un inicio, los pozos del Campo La Cira como
del Campo Infantas fueron en su mayoria producidos por flujo natural por
mecanismo de empuje de gas en solucién, tiempo después se instal6 el sistema
de levantamiento por gas?’. En 1935 este sistema fue cambiado por el sistema de
levantamiento que actualmente predomina en el campo: Bombeo Mecanico. En
1946 y 1949 se inicio el desarrollo del primer programa de inyeccidén de agua en el

24 SILVA, L. N. Op. Cit, p. 41

25 CASTRO, N. E. y ZAPATA, J. S. Op. Cit, p. 43

26 Rojas, C. A. Op. Cit, p. 22

2T ECOPETROL, “El campo La Cira Infantas logré una produccién de 40 mil barriles por dia”. Enero
4, 2017. [En Linea] [Citado el 18 de Septiembre de 2017]. Disponible en Internet:
https://www.ecopetrol.com.co/wps/portal/es/ecopetrol-web/nuestra-empresa/sala-de-
prensa/boletines-de-prensa/boletines-2017/boletines-2017/campo-la-cira-infantas-produce-40-mil-
barriles
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Campo La Cira, que consistia en programas de inyeccion de agua con sarta
sencilla. Para los afios 1964 a 1966, cuando Ecopetrol ya tenia el mando sobre
este campo, habia perforado 19 pozos. Finalizando la década de los 90, los pozos
en promedio que habian sido perforados eran 1700, en donde 60 eran inyectores
de agua y 572 correspondian a pozos productores, los cuales apoyaban con un
promedio de 7.000 BOPD?8.

En el afio 2005 Ecopetrol decide asociarse con Occidental de Colombia para
reactivar el campo lo que implicaba la perforacion de mas de 1500 pozos para
aumentar el factor de recuperacion. Este proceso requeria la aplicacion de nuevas
tecnologias como la inyeccidn de agua con sarta selectiva.

En la actualidad, el campo presenta el funcionamiento de tres sistemas de
levantamiento artificial los cuales son: Bombeo Mecéanico, Bombeo de Cavidades
Progresivas (BCP) y Bombeo electro-sumergible (BES). A continuacion se
realizara una descripcion de estos mecanismos.

1.4.1.1 Bombeo mecanico. Es uno de los primeros sistemas de produccion
artificiales a lo largo de la historia. Este sistema puede operar eficientemente
sobre un amplio rango de caracteristicas de produccion de pozos y es considerado
para elevar volumenes desde profundidades someras y volimenes pequefios
desde profundidades intermedias?®. Consiste fundamentalmente en una bomba de
subsuelo, abastecida con energia suministrada a través de una sarta de varillas.
La energia proviene de un motor eléctrico o de combustion interna, el cual imparte
movimiento a una unidad de superficie mediante un sistema de correas y
engranajes.

1.4.1.2 Bombeo de Cavidades Progresivas (BCP). Este sistema consiste en
elevar los fluidos, incrementando su presion por medio de la bomba de cavidades
progresivas. Este bombeo tiene un arreglo muy simple tanto en superficie como en
el subsuelo. En superficie el equipo mas importante es el generador de energia
gue abastece al motor y en el subsuelo es la bomba.

La bomba de cavidades progresivas es de desplazamiento positivo, compuesta
por un rotor de acero helicoidal y el estator de elastdmero sintético pegado
internamente a un tubo de acero. El rotor tiene forma de tornillo el cual gira dentro
del estator, este es revestido internamente por un elastdmero, cuando el rotor gira
dentro del estator genera una cavidad que se va desplazando desde el principio
hasta el final de la bomba. En cada cavidad es llenada por fluido, este llega al final
de la bomba con una presion mucho mayor, necesaria para llevar los fluidos hasta
superficie0.

28 CASTRO, N. E. y ZAPATA, J. S. Op. Cit, p. 30

29 BAIZABAL, A. Andlisis de una variante de bombeo neumatico utilizando tecnologia venturi en
campos de crudo pesado. Universidad Nacional Autonoma de México, 2013, p. 3

80 . Fundamentos de los Sistemas Artificales de Produccion. p. 44
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1.4.1.3 Bombeo Electro-Sumergible (BES). Este método tiene como funcién
obtener el fluido de la formacion a la superficie mediante la accion rotacional de
una bomba centrifuga de multiples etapas sumergidas en el pozo y accionada por
energia eléctrica que es suministrada desde superficie. Se considera efectivo y
econdémico para producir grandes cantidades de flujo a mediana y grandes
profundidades, y variadas condiciones de pozos.

1.4.2 Tiempo de Produccion. Desde su descubrimiento en 1918, el Campo lleva
produciendo aproximadamente 100 afos, desde que el 12 de Diciembre fuese
perforado el pozo Infantas Il, el cual producia en ese entonces un promedio de
900 BOPD. Para el afio 1939, se alcanza la mayor produccion hasta ese momento
de 64.971 BOPD. En la década de los 70 se realizaron programas de inyeccion de
agua y al mismo tiempo pilotos de inyeccion de vapor.

Actualmente el pozo produce 39.945 BOPD con una inyeccion de agua de
520.544 BWIPD y un factor de recobro de 18% y las reservas a Diciembre 31 de
2016 son de 134 Millones de BO.

A continuacion se muestra la grafica de produccion acumulada del Campo La Cira
Infantas se observa en la grafica 1.
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Gréfica 1. Produccién acumulada del Campo La Cira Infantas

Barriles Producidos por Dia (BPD)
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Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, Historico Produccion Campo La Cira,
2017

1.4.3 Nimero de Pozos. En la actualidad el Campo La Cira Infantas cuenta con
3.365 pozos de los cuales: 1.555 son pozos productores abandonados, 805 pozos
inactivos y 1.005 pozos activos en donde 713 presentan levantamiento artificial por
bombeo mecénico, 135 se encuentran con bombeo electro sumergible y 145 con
bombeo por cavidades progresivas.

Con respecto a los pozos inyectores hay 126 que estan abandonados, 196 pozos
inactivos y 494 que estan activos.

1.4.4 Caracteristicas del yacimiento. En la Tabla 1 se presentan las
caracteristicas petrofisicas mas importantes del Campo La Cira Infantas.
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Tabla 1. Caracteristicas Petrofisicas del Campo La Cira Infantas

PROPIEDAD VALOR
Saturacion de agua irreducible (SWIRR) 30%
Saturacion de petroleo residual (SOR) 35%
Porosidad (¢) 16%
Permeabilidad (K) 300 mD
Relacién de Movilidad (M) 6-9
Espesor neto petrolifero (h) 200 ft
Salinidad de agua de formacion 50.000 ppm
Temperatura 105-130 °F
Presion inicial del yacimiento 1100-1500 psi
Presion actual del yacimiento 200-700 psi

Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, Base de datos, 2016

Se observa con los datos presentados en la Tabla anterior que para este campo
es necesario los sistemas de levantamiento artificiales explicados anteriormente,
ya que la presion del campo ha disminuido significativamente.
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2. SISTEMA DE COMPLETAMIENTO EN POZOS INYECTORES

En este capitulo se habla acerca de los métodos de recuperacion secundaria
principalmente la inyeccion de agua, generalidades de la roca, el sistema de
completamiento con sarta selectiva y problemas que se puedan presentar con este
tipo de tecnologia.

2.1 INTRODUCCION A LOS METODOS DE RECUPERACION DE PETROLEO

En la industria del petréleo cuando se quiere hablar de produccion de un
yacimiento, se pueden identificar facilmente tres etapas que son: primaria,
secundaria y terciaria. La primera etapa se refiere al periodo en el cual se drena
naturalmente hacia los pozos bajo el efecto del gradiente de presidon existente
entre el fondo de los pozos y el yacimiento. Esta etapa termina cuando la presién
del yacimiento ha bajado considerablemente o cuando se comienzan a producir
cantidades importantes de otros fluidos, en ese momento se puede decir que
comienza la etapa de recuperacion secundaria la cual consiste en inyectar fluidos
dentro del yacimiento para mantener un gradiente de presion, estos fluidos se
inyectan por pozos inyectores y desplazan parte del petréleo hacia los pozos
productores. En este proceso de recuperacion secundaria los principales son: la
inyeccion de agua y gas. Finalmente la tercera etapa de produccion, mas
conocida como recuperacion terciaria, comienza cuando la inyeccion de agua o
gas ya no es rentable. Esta etapa tiene como propdsito mejorar la eficiencia de
desplazamiento mediante la reduccién de las fuerzas capilares haciendo uso de
quimicos, gases miscibles y/o energia térmica para desplazar el petréleo
adicional®?.

En el Campo La Cira Infantas la inyeccion de agua es el método de recuperacion
gue mas se usa, por lo tanto se explicara de una forma detallada mas adelante.
Este proceso de recuperacion es el mas usado hoy en la industria y en el mundo.
Esta tuvo sus inicios en 1865 en Pennsylvania y como es comun al descubrir una
nueva tecnologia esta sucedié accidentalmente cuando el agua que venia de
algunas arenas acuiferas someras, se movia a través de las formaciones
petroliferas aumentando la produccion de los pozos vecinos. Desde 1880 se ha
reconocido la inyeccién de agua como un potencial para optimizar el recobro de
hidrocarburos. Las experiencias de campo se iniciaron con varios proyectos de
inyeccion hasta 1930, y cerca de los afios 1950 empezé la cuspide de este
proceso de recuperacion.

La inyeccion de agua es el proceso mas exitoso y de mayor aplicacion debido a su
bajo costo comparado con otros fluidos de inyeccion, la disponibilidad del agua, la
facilidad de inyectar el agua en la formacion y la eficiencia de desplazamiento

31 PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos petroliferos.
Venezuela. 2001, p. 12
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sobre el hidrocarburo. Actualmente mas de la mitad de la produccion mundial de
petréleo se debe a este método®?.

2.2 TIPOS DE INYECCION DE AGUA

La inyeccidon de agua se puede realizar de dos formas diferentes, teniendo en
cuenta la posicion de los pozos inyectores y productores las cuales se explicaran a
continuacion.

2.2.1 Inyeccion periférica o externa. Es aquella inyeccion en la cual se inyecta
agua fuera de la zona de petréleo en la periferia del yacimiento. El agua es
inyectada en el acuifero cerca del contacto agua petroleo y esta inyeccion es
usada cuando no existe una buena descripcion del yacimiento y los pozos de
inyeccion son dispuestos en el acuifero fuera de la zona de petréleo como se
observa en la Figura 3. A continuacién se pueden observar algunas de las ventas
y desventajas de éste tipo de inyeccion®3. Ver cuadro 1

Cuadro 1. Ventajas y desventajas de la inyeccién periférica o externa de agua.

Inyeccion periferica o externa de agua
Ventajas Desventajas

Se utilizan pocos pozos No toda el agua que se inyecta se
utiliza para desplazar el petrdleo.

Si no existe una buena comunicacion
entre la periferia y el centro del
yacimiento, este tipo de inyeccion
puede fallar.

No se requiere de wuna gran
inversion ya que los pozos
productores viejos se pueden usar
COMO usar como inyectores.

No es necesario tener una buena
descripcion del yacimiento para
iniciar el proceso de invasioén agua.

La recuperacion de la inversién es a
largo plazo ya que el proceso de
invasion y desplazamiento es lento.

Rinde un recobro de petroleo alto
produciendo un minimo de agua.

A diferencia de la inyeccion de agua
en arreglos, no es posible lograr un
seguimiento detallado del frente de
invasion.

32 FORREST, Craig Jr. Aspectos de la ingenieria de la inyeccién de agua. New York. 1982, p1

%3 PARIS DE FERRER, M. Op. Cit, p. 12 - 13
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Figura 3. Inyeccion agua externa o periférica
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Fuente: Paris de Ferrer, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos, copyright, 2001.

2.2.2 Inyeccion en arreglos o dispersa. Es aquella inyeccién en la cual se
inyecta agua dentro de la zona de petréleo. El agua invade esta zona y desplaza
los fluidos (petréleo-gas) del volumen invadido hacia los pozos productores. Este
tipo de inyeccién se caracteriza porque la seleccion del arreglo depende de la
estructura y limites del yacimiento, asi como de la continuidad de las arenas, la
permeabilidad, porosidad y nimero de pozos existentes. Se usa particularmente
en yacimientos con poco buzamiento y gran extension areal®*. Ver Figura 4.

A continuacion se pueden observar algunas de las ventas y desventajas de éste
tipo de inyeccién. Ver cuadro 2.

34 |bid., p. 14 - 15
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Cuadro 2.Ventajas y desventajas de la inyeccién de agua en arreglos o dispersa

Inyeccion en arreglos o dispersa
Ventajas Desventajas

En yacimientos homogéneos con | Debido al alto numero de pozos
bajos buzamientos y altas | inyectores, se requiere una mayor
permeabilidades efectivas con alta | inversion, en comparacion con la
densidad de los pozos, se produce | inyeccion periférica o externa.
una invasiéon mas rapida debido a
que la distancia inyector-productor
es pequena.
Se obtiene una respuesta rapida del | Exige un mayor seguimiento y control
yacimiento y en presiones y altas |y por lo tanto mayor cantidad de
eficiencias de barrido areal. recursos humanos.
Disminuye el efecto negativo de las | Es mas riesgosa.
heterogeneidades sobre el recobro.

Figura 4. Inyeccion de agua en arreglos de 5 pozos
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Pozo _—
productror
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Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en
yacimientos petroliferos, 2001, p.14

2.2.2.1 Arreglo de pozos. Cuando se requiere realizar un proceso de
recuperacion secundaria es de gran importancia conocer como es la distribucion
de los pozos. Muchos de los campos viejos se desarrollaron inicialmente mediante
un espaciado irregular de pozos, pero una mejor comprension del comportamiento
de los yacimientos ha traido como consecuencia el uso de arreglos y espaciados
uniformes en los pozos perforados durante el proceso del desarrollo del
yacimiento. Esto significa que en el momento de planificar el proceso de
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2.3 PRINCIPIOS BASICOS EN UN PROCESO DE INYECCION DE FLUIDOS

El petréleo no tiene la habilidad para salir por si mismo de los poros de la roca del
yacimiento, este sale por el empuje de un fluido asociado a él como el gas o por la
acumulacion de otros fluidos como el agua.

El proceso mediante el cual un fluido en un medio poroso pasa a ocupar el lugar
de otro se conoce como desplazamiento, por lo general los fluidos desplazantes
son el agua y el gas, y el fluido desplazado es el petroleo. Para que el
desplazamiento de fluidos exista se necesita que el fluido desplazante tenga mas
energia que el fluido desplazado, esto aplica cuando se tiene una inyeccion de
agua por arreglos o dispersa®. Existen dos tipos de desplazamiento de fluidos
inmiscibles en el medio poroso los cuales se explicaran a continuacion.

2.3.1 Tipos de desplazamientos de fluidos inmiscibles en el medio poroso.
Existen dos tipos de desplazamiento de los fluidos inmiscibles en el medio poroso,
los cuales son: tipos piston sin fugas y pistén con fugas.

2.3.1.1 Desplazamiento pistén sin fugas. Este tipo de desplazamiento sucede
cuando el petr6leo remanente en la zona invadida no tiene movilidad. El fluido
desplazante es decir el agua inyectada actiia como un pistén por lo cual desplaza
todo el petréleo mévil de la zona invadida, entonces detras del frente de invasion
la saturacion del fluido desplazante es maxima y la del petroleo es la residual. Ver
Figura 6.

Figura 6. Desplazamiento tipo piston sin fugas
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Agua Petroleo
Petroleo residual
inmowil
o X_, L

Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccion de agua y gas en yacimientos
petroliferos, 2001, p.74. Modificado por los autores.

3 Lbid., p. 73
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2.3.1.2 Desplazamiento piston con fugas. En este tipo de desplazamiento el
petréleo remanente tiene cierta movilidad y hay flujo de dos fases en la zona
invadida. El piston que genera el agua inyectada no es muy eficiente ya que parte
del petrdleo que puede ser desplazado se queda detrds del frente de invasién por
lo cual la saturacion de petroleo después del desplazamiento es mayor que la
residual®’. Ver Figura 7.

Figura 7. Desplazamiento Tipo Pistén con Fugas
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Fuente: PARIS DE FERRER, Magdalena. Inyeccién de agua y gas en yacimientos
petroliferos, 2001, p.74. Modificado por los autores.

El desplazamiento de un fluido por otro fluido es un proceso de flujo no continuo,
ya que las saturaciones de los fluidos van cambiando con el tiempo. Por ello hay
cambios en las permeabilidades relativas, presiones y viscosidades de las fases.
El proceso de desplazamiento de una inyeccibn de agua en un yacimiento
homogéneo se puede dar en etapas las cuales son:

e Invasion: el inicio de la inyeccidbn de agua estd asociada a un aumento de
presiéon en el yacimiento, el aumento de presién es mayor alrededor de los pozos
inyectores y decrece hacia los pozos productores. Con la continuacion de la
inyeccion de agua, parte del petrdleo se desplaza hacia adelante formando un
banco de petréleo. El banco de petr6leo empuja el gas altamente movil hacia
adelante, detrds del banco de petréleo se encuentra el banco de agua donde
esta presente el agua inyectada y el petréleo residual (méas gas atrapado)3.

e Llene: el gas se desplaza de la parte inundada del yacimiento antes de que el
petroleo se produzca. La acumulacion de agua inyectada debe ser igual al

37 Lbid., p. 74
38 Lbid., p. 75
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volumen de la zona ocupada por el gas movil en el yacimiento. El llene finaliza
cuando el frente de petrdleo llega a los pozos productores.

e Ruptura: la ruptura del frente de agua en el pozo se produce cuando hay una
produccioén significativa del agua inyectada®®.

e Etapa posterior a la ruptura: esta es la fase final de la inyeccion, la
recuperacion de petroleo depende de grandes volumenes de agua inyectados. El
area barrida aumenta lo cual suministra la suficiente produccion de petroleo para
justificar la continuacion de la inyeccion?.

2.3.2 Propiedades de rocas y fluidos. Es importante conocer las propiedades de
las rocas en el yacimiento para poder entender el comportamiento de un fluido
inmiscible al ser desplazado por otro fluido.

El recobro de petréleo se ve afectado por caracteristicas tales como la mojabilidad
de la roca, presion capilar, permeabilidad relativa, razon de movilidad, asi mismo
se debe tener en cuenta la interaccion de la roca y los fluidos. A continuacion se
dara una explicacion de estas propiedades.

2.3.2.1 Mojabilidad. La mojabilidad se puede definir como la habilidad de la fase
de un fluido para adherirse preferencialmente a una superficie sélida en presencia
de otra segunda fase inmiscible. Asi en los yacimientos los fluidos son: el agua,
petréleo y gas y la roca es la superficie sélida*'. Una medida de la mojabilidad es
el angulo de contacto, si el angulo de contacto entre el agua y la roca es menor de
90° quiere decir que el sistema es mojado por agua, lo que es ideal ya que el
petréleo fluye a través de los poros mas grandes, y si el angulo de contacto es
mayor de 90° quiere decir que el sistema es mojado por aceite, lo que no favorece
la movilidad del petréleo*?. Ver Figura 8.

Existen ciertos factores que pueden verse afectados por la mojabilidad los cuales
son: la localizacién y la saturaciébn de agua irreducible, el valor del petréleo
residual y el mecanismo de desplazamiento.

39 | bid., p. 76
40 | bid., p. 77
41 Lbid., p. 37
42 FORREST, C. Op., cit. p. 3
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Figura 8. Mojabilidad de un sistema agua-aceite-solido

Mojado por Agua Mojado por Aceite

Fuente: Secondary and Tertiary Oil Recovery Processes. Interstate Oil
Compact Comision. Oklahoma. 1978.

2.3.2.2 Permeabilidad relativa. La medida directa de la capacidad de un sistema
poroso para conducir un fluido en la presencia de uno o varias fluidos son
caracteristicas de la permeabilidad relativa. Estas propiedades de flujo son el
efecto combinado de la geometria de los poros, la distribucién de los fluidos, la
mojabilidad y la historia de la saturacion. Esta se define como la permeabilidad
efectiva a un fluido especifico, dividida entre una permeabilidad base.
Generalmente se utilizan tres permeabilidades base que son: la permeabilidad
absoluta del aire, la permeabilidad absoluta al agua y la permeabilidad al aceite a
la saturacién de agua congénita del yacimiento*3. En la Figura 9 se observan las
caracteristicas ipicas de la permeabilidad relativa agua-aceite.

Figura 9. Caracteristicas tipicas de la permeabilidad relativa agua-aceite,
respectivamente para las formaciones mojadas por agua y por aceite
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Fuente: FORREST F. Craig Jr. Aspectos de ingenieria de la inyeccién de agua.
1982. p.12. Modificado por los Autores

4| pid., p. 10
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2.3.2.3 Presion capilar. Es la diferencia de presion a través de la interface que
separa dos fluidos inmiscibles, uno de los cuales moja preferencialmente la roca.
Esto afecta la saturacion de aceite residual y la distribucion de los fluidos en el
yacimiento. Asi mismo se debe tener en cuenta que dependiendo de la
mojabilidad de la roca, esta propiedad varia viéndose reflejada en
desplazamientos por drenaje e imbibicién*4. En la Figura 10 se observa una curva
tipica de presion capilar en un sistema mojado por agua.

Figura 10. Curva tipica de presion capilar

/.— Curva de drenaje
Presion de
desplazamiemto

Curva de Imbihicion

0

— et e e

8 — 1.0

4

Fuente: FORREST F. Craig Jr. Aspectos de ingenieria de la inyeccion de agua.
1982. p.9.

2.3.2.4 Namero capilar. Es utilizado en el analisis de flujo de fluidos y se define
como la relacion de las fuerzas viscosas con las fuerzas de tension superficiales o
interfaciales. La Ecuacion 1 muestra la formulacién del nUmero capilar.

Ecuacion 1. Numero capilar
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Fuente. Magdalena Paris de Ferrer, p.66

44 pid., p. 7
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continuidad de las propiedades de la roca, magnitud y distribucion de las
saturaciones de los fluidos.

2.4.1 Geometria del yacimiento. Este parametro influye en gran medida a la hora
de realizar un estudio para un proyecto de inyeccion de agua, ya que uno de los
parametros mas importantes es la estructura y estratigrafia de un yacimiento,
estos controlan la localizacion de los pozos productores y por consiguiente los
métodos por los cuales éste serd producido a través de inyeccion de agua o gas.
En zonas que se presente un alto relieve, es preferible un programa de inyeccion
de gas, mientras que si el escenario es lo contrario se realizara una inyeccion de
agua.*®

2.4.2 Litologia. Una de las cosas que se hablan a la hora de realizar un programa
de inyeccion de agua es de que tan eficiente o no sera la inyeccion lo cual se
relaciona directamente con parametros como el contenido de arcilla, la porosidad,
la permeabilidad, la composicion mineraldgica, entre otras las cuales afectan la
invasion. Existen evidencias de laboratorio de que la diferencia entre la
composicién mineralégica de los granos de arena y la del material cementante que
se han observado en diferentes arenas petroliferas después de haber realizado la
inyeccion de agua, ocasiona diferencias en el petréleo residual, esto se debe a
que el fluido inyectado puede reaccionar con la arena y/o arcilla y modificando la
porosidad, ya sea que se aumente o se disminuya®°.

2.4.3 Profundidad del yacimiento. Este es otro factor importante que se debe
tener en cuenta al momento de realizar una inyeccion de agua ya que si se tiene
un yacimiento profundo las saturaciones de petrdleo residual son mas bajas que
en un yacimiento somero después de las operaciones primarias, esto se debe a
que estuvo disponible un gran volumen de gas en solucion para expulsar el
petréleo y a que el factor de encogimiento fue grande y, en consecuencia ha
guedado mas petréleo. Ademas, grandes profundidades permiten usar mayores
presiones y un espaciamiento mas amplio si se trata de un yacimiento que posea
un grado suficiente de uniformidad lateral. Por otra parte, dependiendo de las
condiciones del yacimiento varia la seleccion del equipo de produccion, el disefio
de la planta, nimero y localizacién de pozos®.

2.4.4 Porosidad y Permeabilidad. Estos factores son de gran importancia ya que
la recuperacion total de un yacimiento es directamente dependiente de la
porosidad, puesto que ésta determina la cantidad de petréleo presente para
cualquier porcentaje de saturacion de petroleo y la permeabilidad controla la tasa
de inyeccion de fluidos en un yacimiento, es por ello que en la determinacién de la
factibilidad de inyeccion de agua en un yacimiento es necesario conocer: la

49 | bid., p. 19 - 20
50 | bid., p. 20 - 21
51 bid., p. 21
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maxima presion de inyeccion tomando en cuenta la profundidad del yacimiento y
la relacion entre tasas y espaciamiento a partir de datos de presion —
permeabilidad. ElI grado de variacion de permeabilidad, puede determinar la
cantidad de agua que se necesita utilizar, entre menos heterogénea sea esa
propiedad, mas exitoso sera el programa de inyeccion®2,

2.4.5 Continuidad de las propiedades de la roca. Segun Paris M. al momento
de determinar qué tan factible sera la inyeccibn de agua o de gas en un
yacimiento, es de gran importancia tener en cuenta la continuidad de las
propiedades de la roca en relacion con la permeabilidad y la continuidad vertical.
Esto se debe a que en un yacimiento el flujo de fluidos va en direccién de los
planos de estratificacion y la continuidad es el factor determinante®2.

2.4.6 Magnitud y distribucion de las saturaciones de los fluidos. Es un
pardmetro que se tiene que tener en cuenta para un proceso de inyeccion de agua
ya que entre mayor sea la saturaciéon de petréleo en el yacimiento al comienzo de
la invasion, el recobro sera mayor, y si este es elevado, el retorno de la inversion
serd mayor. El objetivo principal de las nuevas técnicas de desplazamiento de
petréleo es disminuir el valor de petréleo residual que se encuentra detras del
frente de invasion®*.

2.4.7 Propiedades de los fluidos y permeabilidades relativas. Dentro de las
propiedades fisicas mas importantes se tienen la viscosidad del petroleo y las
permeabilidades relativas de la roca, las cuales afectan la razon de movilidad.
Estas propiedades tienen efectos pronunciados sobre el proceso de inyeccion en
un yacimiento. En un proceso de desplazamiento la razon de movilidad esté
relacionada con la movilidad del fluido desplazante y la movilidad del petréleo en
la zona de petr6leo®®.

2.5 PATRON DE INYECCION DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En un principio el patrén inicial de inyeccién del Campo La Cira Infantas estaba
dado por Lineas Line Drive, es decir secuencia entre Productor-Inyector e
Inyector-Productor, 5 puntos normales y 6 puntos normales. El campo La Cira
Infantas, esta dividid en seis zonas que son: Cira Norte, Este y Sur e Infantas
Central, Norte y Sur, y se encuentra delimitado por fallas en los cuales los
patrones eran los mencionados anteriormente.

En el campo se planted un patron invertido, después de hacer un analisis de los
espesores de arena, el volumen poroso, las curvas de permeabilidad, la
continuidad, la saturacion, las fallas adyacentes a cada pozo y su transmisibilidad,

52 Lbid., p. 22 - 23
53 Lbid., p. 24
54 Lbid., p. 25
55 | bid., p. 25 - 26
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debido a que se evidencié la existencia de zonas con un nivel mas alto de
produccion.

Cuando Occidental de Colombia llega al Campo La Cira Infantas, su objetivo era el
de ejecutar un proceso nuevo de recuperacién secundaria en un Campo ya antes
intervenido en donde se reactivaron pozos inyectores viejos por lo que se
establecieron nuevos patrones de inyeccion lo que hacia que estos no fueran
uniformes en el campo. Por lo tanto, la realizacion de un poligono de forma
perfecta en este campo es complejo, ademas que sSe encuentra entre la
comunidad.

Hoy por hoy en el campo La Cira Infantas se encuentran patrones desde siete
hasta dos pozos productores por un inyector, teniendo en cuenta que cambian
dependiendo de la etapa de desarrollo en la que se encuentra cada area, por
ejemplo, Infantas Norte y Cira Sur tienen la mayor inyeccion de agua de todo el
campo, debido a que presentan un patrén completo sin posibilidad de expansién a
causa de la excesiva perforacion en la zona®®.

2.6 COMPLETAMIENTO EN POZOS INYECTORES CON SARTA SELECTIVA
DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En el afio 2005, cuando la empresa Occidental de Colombia LLC decide hacer
parte del programa de inyeccion de agua para reactivar el Campo La Cira Infantas,
se comienza a implementar la tecnologia de inyeccidon con sartas selectivas, las
cuales tienen como obijetivo principal generar un barrido de crudo uniforme para
aprovechar la longitud total de los intervalos perforados y proveer a cada una de
las zonas por separado la tasa de inyeccion éptima, teniendo en cuenta que la
presion del agua que se esta inyectando no supere la presion de fractura
mejorando asi el barrido en la formaciéon®’. Ver Figura 11.

56 MOROS, L. A. y SERRANO, J. N. Evaluacion técnico financier de la implementacién de una
herramienta pulsante con tecnologia powerwave para la estimulacion en pozos inyectores del
Campo La Cira Infantas. Colombia, 2016. p. 48.

57 MORENO, A. M. Metodologia para la evaluacion técnica en proyectos de inyeccién de agua con
sartas selectivas, aplicado a la fase piloto en campo Tibu. Universidad Industrial de Santander,
2011.p. 32
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Figura 19. Estado mecénico de sarta selectiva de inyeccion
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2.7 PROBLEMAS QUE CAUSAN LA REDUCCION DE LA EFICIENCIA EN LA
INYECTIVIDAD DE LOS POZOS INYECTORES DE AGUA

En la Industria petrolera se pueden presentar muchos factores por los cuales una
inyeccion de agua no es tan eficiente y para ello se debe analizar si el motivo por
el cual se esta presentando dicha ineficiencia es causa de un dafio del yacimiento
Mismo o si se origind en las operaciones realizadas en un pozo es decir, desde su
etapa inicial de perforacién hasta su etapa de recuperacion secundaria, seguido
por la terminacion, la reparacion, la limpieza y toda operacion relacionada a su
produccién.

A continuacion se habla brevemente del dafio de formacion y posteriormente se
especificaran las causas de la reduccion de la eficiencia en el Campo La Cira
Infantas.

2.7.1 Dafo de Formacién. El dafio a una formacién productora de hidrocarburos
se ve reflejada en la pérdida de produccion o de inyeccion del pozo, ésta pérdida
puede ser parcial o total y natural o inducida®. El dafio a la formacién puede
producirse en cualquiera de las etapas de la vida de un pozo como lo son la
perforacion, cementacion, trabajos de estimulacion, entre otros. Existen diferentes
tipos de dafos de formacion los cuales se explican a continuacion.

2.7.1.1 Hinchamiento de arcillas. Los minerales de arcilla ocasionan problemas
de dafio a la formacion al reducirse su permeabilidad dada su disposicion a
hincharse con el agua que no es compatible con el agua original de la formacién,
son muy sensibles a fluidos acuosos. Teniendo en cuenta lo anterior, los fluidos de
perforacién, cementacién y completamiento deben ser disefiados dependiendo del
tipo de arcilla que se encuentra en la formacion®®.

2.7.1.2 Dafo por bloqueo de agua. La invasion de fluidos base agua hace que
en la vecindad del pozo haya una alta saturacién de la misma con el resultado de
la disminucién de la permeabilidad relativa a los hidrocarburos®’.

2.7.1.3 Dafio por blogueo de aceite. Los yacimientos de gas invadidos por un
fluido base aceite en zonas de baja permeabilidad ocasionan reducciones en la
permeabilidad relativa del gas®8.

2.7.1.4 Migracion de finos. Durante la produccion las fuerzas de arrastre de los
fluidos que van a superficie desplazan particulas finas de cuarzo y arcilla o
materiales parecidos en la formacién de interés. La migracién o el desplazamiento

6 GONZALEZ, J. M. Dafio a la Formacion en pozos petroleros. México, 2014. p. 9.

66 ISLAS, S.C. Manual de estimulacion matricial de pozos petroleros. México, 1991. p.16.
67 Lbid., p. 20.

68 | bid., p. 21.
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de finos resulta de una formacién poco consolidada o del uso de un fluido que no
es compatible y libera particulas finas. La migracion de finos hace que las
particulas suspendidas en el fluido producido taponen las gargantas de poros
cerca al pozo reduciendo la produccién de este. Los finos contienen diferentes
materiales como arcillas (filosilicatos de menos de 4 micrones) y los limos
(silicatos o aluminosilicatos cuyos tamafios oscilan entre 4 y 64 micrones)®.

2.7.1.5 Depositacion organica. Es un tipo de dafio en el cual los hidrocarburos
pesados se precipitan cuando se reducen la temperatura o la presion. Estos
depdsitos se ubican frecuentemente en las tuberias, los empaques de grava y los
cafioneos o perforaciones, o dentro de la formacién. La inyeccion de fluidos de
tratamiento frios promueve la formacion de depdsitos organicos’®.

2.7.2 Causas de la baja inyectividad en los pozos inyectores del Campo La
Cira Infantas. Actualmente, en el campo La Cira Infantas se esta presentando una
disminucién del 20%-40% en la eficiencia de inyeccion de agua. Esto es debido en
primer lugar a que el agua de inyeccibn no recibe analisis periodicos
fisicoquimicos, lo que puede causar presencia de grasas, aceites, CO2, H2S y
Fe?*, taponamiento en las valvulas reguladoras de la sarta selectiva de inyeccion.
Asi mismo se presenta una alta heterogeneidad en general en todo el campo por
lo que se hace dificil la seleccion del fluido 6ptimo de estimulacién y/o limpieza
generando muchas veces corrosion en la sarta trayendo como consecuencia el
taponamiento de los mandriles de inyeccién generando asi que no se alcancen los
volumenes deseados de 2000 BWIPD. Finalmente se sabe que el campo de
estudio es muy maduro, provocando que las formaciones estén poco consolidadas
por lo que se encuentra en una etapa avanzada de produccion, causando
taponamiento por arenas, carbonatos, organicos y 6xidos de hierro.

Los problemas mas comunes presentados en los pozos de inyeccion del campo
son en un 21% generado por el taponamiento en la sarta selectiva debido a la
depositacion de arena, la restriccion mecénica en un 28% y la causa mas
frecuente es la falla del BHA con un 51%. A continuacion se presentan ejemplos
de estos problemas en el campo:

e Las causas que se presentan cuando se tapona la sarta por depositacion de
arena, se pueden generar a una baja compactacién y cementacion entre los
granos de arena, altas tasas de flujo y principalmente en el campo por una mala
calidad del agua asi como por factores externos al pozo. La consecuencia que

69 SCHLUMBERGER OILFIELD GLOSSARY [Consultado en Octubre 17, 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/f/fines_migration.aspx>

70 SCHLUMBERGER OILFIELD GLOSSARY [Consultado en Octubre 17, 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/o/organic_deposit.aspx>
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trae dicho problema es, en efecto, el taponamiento tanto de la sarta como de los
mandriles debido a la depositacion de sedimentos en los mismos. Ver Figura 20.

Figura 20. Taponamiento de la sarta selectiva y el mandril

Fuente. Occidental de Colombia “Analisis de Falla Inyectores” 2015.

e Como se observa en la Figura 21, Cuando se realizan en el campo operaciones
de slickline, generalmente se ven afectadas las valvulas reguladoras ya que no
se realiza el procedimiento de manera correcta generando asi pescados,
valvulas rotas, pegadas y se observan anclajes doblados.

Figura 21. Valvula reguladora de flujo partida

Fuente. Occidental de Colombia “Analisis de Falla Inyectores” 2015.
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e Otro de los problemas presentes en el Campo es la falla del componente BHA
como se observa en la Figura 22. esta falla se genera principalmente por la
calidad de los materiales que se usan y la calidad del agua con la que se esta
inyectando generando una falla de integridad en la tuberia y en los accesorios

gue la componen.
Figura 22. Falla integridad de BHA
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Fuente. Occidental de Colombia “Analisis de Falla Inyectores” 2015.

Todos estos problemas mencionados anteriormente, generan una ineficiencia en
la inyeccién del agua y no permiten que el recobro se realice de la manera
esperada con los volimenes de agua que se esperan inyectar. Como
consecuencia de esto se genera un aumento en los costos operativos’®.

L CASTRO, N. E y ZAPATA, J. S. Op., Cit., p. 79 - 81.
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3. FLUIDOS DE ESTIMULACION Y LIMPIEZA UTILIZADOS EN EL CAMPO
LA CIRA INFANTAS

En este capitulo se explica de forma breve los diferentes mecanismos de
estimulacién y de cdmo esto favorece al incremento en la produccion de petroleo,
posteriormente se realiza la descripcion de los fluidos de estimulacion y limpieza
utilizados en el campo.

3.1 ESTIMULACION EN POZOS

La estimulacién de pozos consiste en un proceso por el cual se restablece o se
incrementa la produccion de fluidos en donde se facilita el flujo de fluidos de la
formacion al pozo o del pozo a la formacion en caso de inyeccién de fluidos.
Existen diferentes métodos de estimulacion en pozos los cuales se describen a
continuacion.

3.1.1 Tipos de estimulacién de pozos. A continuacion se describen los tipos de
estimulacibn en pozos que pueden ser: estimulacion mecanica, estimulacién
hidraulica y estimulacién quimica.

3.1.1.1 Induccion mecéanica o estimulacion mecanica. Es una técnica que
busca reducir la presidbn en un pozo mediante el movimiento de la tuberia, las
herramientas operadas con cable o los sellos de caucho, en direccion hacia la
superficie. Si la presion se reduce en grado suficiente, los fluidos de yacimiento
pueden fluir hacia el interior del pozo y a la superficie Su objetivo es reducir la
presion en un pozo mediante el movimiento de la tuberia, las herramientas
operadas con cable o los sellos de caucho, en direccién hacia la superficie.
Cuando la presion se reduce en un valor suficiente, los fluidos de yacimiento
pueden fluir hacia el interior del pozo y a la superficie. En las operaciones de
produccion, el término pistoneo se usa para describir como se inicia el flujo de
petréleo’?.

3.1.1.2 Estimulacion hidraulica. En los ultimos afios, el fracturamiento hidraulico
ha sido cada vez mas utilizado en formaciones que eran conocidas por ser ricas
en petrdleo que era tecnologicamente y econdmicamente dificil de producir. La
aplicacion del fracturamiento hidraulico revitalizé los campos antiguos y permitio el
establecimiento de nuevos campos. El fracturamiento hidraulico no es una técnica
nueva ya que el uso se remonta a la década de 1860 cuando se uso nitroglicerina
y liquida y posteriormente solidificada para estimular pozos superficiales en
Pennsylvania. El fracturamiento hidraulico es un método para crear fracturas en un
medio poroso mediante la inyeccion de un fluido a presion a través de un pozo.

2 SCHLUMBERGER OILFIELD GLOSSARY [Consultado en Octubre 17, 2017]. Disponible en:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/swab.aspx>
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Brevemente el proceso consiste en bajar cafiones a fondo de pozo después de
activados los cafiones se formaran grietas en la tuberia, en el cemento y en la
roca, después es desplazado el fluido de fractura hacia la roca lo cual crea
pequefias grietas en la formacién, el fluido de fractura es una mezcla
principalmente de agua y arena o cascaras de nuez con el fin de mantener
abiertas las fracturas, el &cido afiadido consiste en una mezcla de &cido clorhidrico
0 acido muriatico que son de utilidad para para limpiar los residuos de cemento en
el pozo y minerales de carbonato, asi como la apertura de fracturas cerca al
pozo.”3

3.1.1.3 Estimulacién quimica. Este tipo de estimulacion es de gran importancia
debido a que con estos se puede eliminar el dafio ocasionado por fluidos
generados en las diferentes operaciones como la perforacion, terminacion, entre
otras. Hay tres categorias o procedimientos generales de tratamientos &cidos los
cuales son: lavado acido, acidificacion de la matriz y fracturamiento con &cido. En
el cuadro 3 se especifican estos procedimientos y en el cuadro 5 se presentan
los diferentes tipos de acidos con sus caracteristicas.

73 SPEIGHT, J.Handbook of Hydraulic Fracturing. USA. 2016, p. 126
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Cuadro 3. Procedimientos de acidificacion

Procedimientos
de acidificacion

Principio de
funcionamiento

Uso

Efecto generado

Problemas

Tratamiento de
lavado o
limpieza

Se coloca una pequeia
cantidad de acido en el lugar
deseado, permitiendo que
reaccione con los depdsitos o
la formacién.

Remover las incrustaciones
solubles en acido que se
presentan en el pozo.

La circulacién del acido acelera el
proceso de disolucion, al aumentar
el ritmo de transferencia del acido
no gastado con las superficies del
material.

Acidificacion
de la matriz

Inyectar el &cido, a una
presibn menor que la de
fractura. El objetivo es lograr la
penetracion radial del acido a
la formacion. Estas pueden ser
estimulacion ~ matricial no
reactiva y estimulacion
matricial reactiva.

Estimulacion  matricial no
reactiva (0 no acida): remueve
dafios por blogueo de agua,
aceite o emulsion; dafios por

Los fluidos de tratamiento no
reaccionan quimicamente con los
materiales o solidos de la roca. En
este caso se utilizan principalmente
soluciones oleosas 0 acuosas,

perdida de lodo, depodsitos | alcoholes o solventes mutuos, con
organicos, etc. aditivos principalmente los
surfactantes.

Estimulacion matricial . .

. - Los fluidos de tratamiento
reactiva: remueve los dafios . L

. . reaccionan guimicamente
ocasionados por particulas

sélidas (arcillas), precipitaciones
inorgénicas, etc.

También se utiliza para estimular
la productividad natural del pozo.

disolviendo materiales que dafian
la formacién y los propios solidos
de la roca, en este caso se utilizan
los sistemas acidos.

Desconocimiento
de la presién de
fracturamiento.

Fracturamient
0 con acido

Inyectar acido a la formacioén a
una presion suficientemente
alta para fracturarla o abrir
fracturas existentes.

Técnica de acidificacion mas
usada para estimular las
formaciones calizas o dolomias.

La estimulacion se logra cuando

después del tratamiento
permanece abierto un canal o
varios canales altamente
permeables.

Taponamiento de

la fractura
cuando se
liberan
cantidades
apreciables de
particulas  finas
insolubles en
acido.
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Cuadro 4. Tipos de acidos y caracteristicas principales

Estimulaciéon Acida

Tipos de acidos

Compuestos por

Caracteristicas

Usos

Desventajas/limitaciones

Acido Clorhidrico

Es el acido mas utlizado en la
estimulacion de pozos.
Se disocia en agua rapidamente, lo

Al disociarse rapdiamente
con el agua permite el mayor
volumen de roca
calcarea.disuelta, dando

Alta corrosividad (dificil y
costosa de controlar a
temperaturas > 250 °F)

Dafio de recubrimientos de

(HCI) ?uueertele da la condicion de acido como resultado productos de cromo.
' reaccion solubles en agua.
ACIDOS
MINERALES Es el unico acido que permite la e  Se requieren inhibidores de
disolucion de minerales silicios corrosion.
Acido como las arcillas, feldespato, etc. ' 3 . e Se restringg pricipalmentg a
Fluorhidrico (HF) En la industria petrolera se utiliza en | Estimulacion de areniscas la remocién ~de dafios
combinacion con HCI (nunca se usa ocasionados por las arcillas.
solo).
Es el menos caro de los &cidos | El acido formico se emplea . Corrosién dificil de inhibir.
Acido Férmico orgénicos. en la acidificacion de rocas . En operaciones con alta T°
(HCOOH) Mas fuerte que el acido acético, | calcareas en pozos de alta su costo es casi el mismo
pero mas débil que el HCI. temperatura. que el HCI.
ACIDOS
ORGANICOS Es un acido debil debido a que su | Se usan en operaciones que e Al 10% cuesta el doble que
Acido Acético ionizacion en agua es parcial y | requieren un alto tiempo de una solucion al 15% de HCI
(CH3COOH) ocurre lentamente. contacto del é&cido con la y disuelve a tercera parte del
tuberia y para estimulacion CaCOs.
de areniscas y carbonatos.
Polvo cristalino, facilmente soluble | Tienen uso limitado . No se recomienda para T°
Acido sulfamico en agua. asociado, asociado con la >160°F.
Se descompone a 180°F. ;‘acilid_ad de transporta:(los a e Mas costos que el HCI.
ocaciones remotas en forma
A%gSSOEN Polvo cristalino, facilmente soluble | de polvo.

Acido
cloroacético

en agua.
Es més fuerte y mas estable que el
sulfamico.

Se producen ahorros
sustanciales cuando se
eliminan los costos por
transporte y bombeo.

Mas costoso que el HCI.
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Cuadro 4. (Continuacién)

Estimulacion Acida

Tipos de acidos

Compuestos por

Caracteristicas

Usos

Desventajas/limitaciones

SISTEMAS DE
ACIDOS
RETARDADOS

Acidos gelificados

La retardaciéon resulta porque se aumenta la
viscosidad del fluido y reduce el ritmo de
transferencia del &cido con la fractura.

Se usan en tratamientos
por fracturamiento.

Su wuso se limta a
formaciones baja
temperatura.

A T° > 130°F se degradan
rapidamente en soluciones
acidas.

Es efectivo cuando se

- . forma una elicula
Acidos Se preparan agregando al acido un surfactante . P
. ; . ) homogénea en el
quimicamente que moja de aceite, a fin de formar una barrera .
. . . momento en que el aditivo
retardados fisica a la transferencia del &cido con la roca. -
se absorbe en la superficie
de la roca.
Retardan la velocidad del
P . . . acido con la roca
Acidos Contienen al acido en la fase internay de 10 a | .
o . incrementando la
emulsificados 30% de diesel como fase externa. ]
profundidad de

penetracién del acido.
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Es importante saber que todos los &cidos utilizados en la estimulacion requieren
de ciertos aditivos los cuales son’:

e Inhibidores de corrosion.

e Surfactantes.

e Solventes mutuos.

e Reductores de friccion.

e Reductores de perdida de filtrado.
e Agentes desviadores.

e Agentes secuestrantes.

¢ Aditivos de limpieza.

Estos aditivos se deben evaluar en el laboratorio antes de ser utilizados. Los
procedimientos de dichas pruebas se detallan en la norma APl RP-42. Estos
aditivos deben ser compatibles entre si y con los fluidos de la formacién, asimismo
de cumplir con sus funciones especificas. En la cuadro 5 se describen los aditivos
anteriormente mencionados.

Cuadro 5. Aditivos

Aditivo Uso
Inhibidores de Disminuyen el ritmo de corrosién mediante la formaciéon de una
corrosioén pelicula protectora sobre la superficie metalica.
Eliminan la formacibn de emulsiones, reducen la tensién
Surfactantes interfacial, alteran la mojabilidad de la formacién, aceleran la

limpieza y previenen la formacion de lodo asfaltico.

Solventes mutuos

Altera la mojabilidad de la formacion a fin de mejorar la limpieza
de los productos de la reaccion.

Reductores de
friccion

Incrementan los ritmos de bombeo o de inyeccion ya que al
disolverse en el fluido reducen la caida de presion por friccion a
través de las tuberias.

Reductores de
perdida de filtrado

Aditivos para reducir la pérdida de filtrados compuestos por dos
agentes que son: una particula sélida que puentea cerca de la
superficie de la fractura y un material gelatinoso que tapona los
poros formados por el material solido granular.

Agentes desviadores

Obtienen un tratamiento mas uniforme.

Agentes
secuestrantes

Previenen la precipitacion de hierro que se genera producto de la
corrosion de la tuberia o bien existir de forma mineralégica en la
formacién.

Aditivos de limpieza

Evitan la formacion de lodos asfalticos en ciertos aceites.

Agente quelante

Este es una sustancia quimica afiadida a un acido para estabilizar
el hierro, asi mismo el &cido inyectado disuelve el hierro del éxido,
las incrustaciones de hierro y los minerales de la formacién que
contengan hierro.

74 GARAICOCHEA, F. Apuntes de Estimulacion de Pozos. México. p. 23 — 28.
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3.2 PRUEBAS REALIZADAS PREVIAS A UNA ESTIMULACION

En el siguiente apartado se explica de forma breve las pruebas que se deben
realizar previas a una estimulacion ya sea matricial o por fracturamiento. Estos dos
tipos de estimulacién son caracterizados por gastos y presiones de inyeccion.
Para poder definir los rangos de estos gastos de presion se realizan pruebas de
admision o inyeccién en el intervalo productor, definiendo a través de la misma el
comportamiento de la presion al incrementar el caudal de inyeccion. En la Figura
23 se presenta el comportamiento tipico de la presion durante una prueba de
inyectabilidad.

Figura 23. Comportamiento de la Presion de inyeccion en la cabeza del pozo,
durante una prueba de admisién a la formacion
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Fuente: ISLAS, C. Manual de Estimulacion de pozo petroleros, México. 1991, p.25

3.2.1 Pruebas de flujo escalonado (SRT). Las pruebas de flujo escalonado se
realizan previas a un tratamiento de estimulacion matricial en donde se inyecta un
fluido de inyeccion durante un periodo definido a una serie de bombeos crecientes.
Estos datos tienen como fin identificar los parametros de tratamiento clave de la
operacion de fracturamiento como son la presion y las tasas de flujo requeridas
para concluir el tratamiento de forma exitosa.
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La prueba de flujo escalonado (SRT) es el método principal utilizado para
determinar la presion maxima de inyeccion segura sin fracturar la roca del
yacimiento. La prueba consta de una serie de inyecciones a velocidad constante
con tasas que aumentan de baja a alta de forma escalonada. Cada paso de
velocidad constante normalmente tiene la misma longitud de tiempo.

Para el caso de estudio, el protocolo de los SRT se basa en garantizar en un inicio
tres tasas en régimen matricial en donde la primera tasa sera la minima permitida
por la bomba que es entre 0.02 BPM — 0.03 BPM. La tasa es tan baja debido a
que Schlumnberger asi las adapto ya que los pozos inyectores en el campo son
pozos someros, esto con el fin de evitar fracturar la formacion.

En esta primera tasa se debe esperar un maximo de estabilizacién de presion de
15 minutos, si esto no sucede se procede a pasar a la siguiente tasa. Como se
menciond anteriormente el tiempo de estabilizacion de las tasas debe ser el
mismo para todas, es decir, si la presion se estabilizo los primeros cinco minutos,
todas las pruebas deberan tener la misma longitud de tiempo.

Para la segunda tasa se debe tener en cuenta el comportamiento de la pendiente,
la presion y el tiempo de estabilizacion de la tasa anterior. Si se obtienen valores
mayores a 400 psi se recomienda adicionarle 0.01 BPM a la primera tasa, si es
menor a este valor el aumento seria de 0.03 BPM.

Finalmente, para la tercera tasa se realizaria con el mismo diferencial de caudal
gue se realiz6 entra la primera y segunda tasa. Esto con el objetivo de definir el
resto de tasas de la prueba.

El pardmetro de entrada para realizar los SRT en régimen de fractura y garantizar
seis tasas en éste régimen es la presién estabilizada de la tasa mas alta en
régimen matricial. Se recomienda que:

¢ Si la presion es mayor a 1000 psi, aumentar el 10% la Gltima tasa matricial.
¢ Si la presion es menor a 1000 psi, aumentar el 30% la ultima tasa matricial.

Una vez establecida esa tasa, revisar la tendencia del grafico de Presion vs
Caudal, dependiendo de esto se decide si se realizan aumentos de 0.1 BPM
(régimen de fractura) o aumentos de 0.2 BPM (régimen matricial).

3.3 EQUIPOS UTILIZADOS EN POZOS INYECTORES PARA OPERACIONES
DE LIMPIEZA Y ESTIMULACION

Existen diversidad de tratamientos que se realizan a los pozos con el fin de

restaurar o mejorar la productividad del mismo. Asi mismo se utilizan diferentes
equipos, técnicas y herramientas para llevar a cabo estas operaciones. A
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Cuadro 6.Ventajas y desventajas de Coiled Tubing

Ventajas Desventajas
Por el cuerpo de la tuberia flexible,
no es necesario realizar | Diametros pequefos.

conexiones y desconexiones.

Rapidez de

movilizacion

operativa y

La tuberia flexible es susceptible a
torcerse y enroscarse, lo cual causa
la fatiga de esta y requiere de
frecuente reemplazo.

Bajo costo de locacion

Alcance limitado
horizontales.

en  pozos

La tuberia flexible puede ser
bajada y recuperada mientras se
estan circulando los fluidos en
forma continua,

Tiene un espesor mas delgado que
la tuberia convencional por tramos,
lo que la limita a la resistencia a la
carga de tensién en la tuberia.

Debido a las caracteristicas de
transporte en carretes, se tiene una
longitud limitada de tuberia flexible
gue puede utilizarse.

Habilidad para trabajar con presion
de superficie presente, no se
necesita matar el pozo.

La unidad de coiled tubing tiene aplicacién en las siguientes operaciones’”:

e Perforacion: perforacién en desbalance, pozos verticales de diametro reducido,
profundizaciones verticales en pozos horizontales, entre otras.

¢ Estimulaciones acidas: se realizan para eliminar las obstrucciones generalmente
de carbonato de calcio.

e Limpieza de pozo: la acumulacion de arena durante la producciéon del pozo o los
sélidos de perforacién se pueden lavar y circular a superficie utilizando el coiled
tubing. Los fluidos mas utilizados son: agua gelificada, espuma estable (base
nitrégeno), solventes y nitrégeno.

e Completamiento: colocacién de un coiled tubing dentro de una tuberia de
produccioén

e Control de arena: empaque con grava convencional, empaque con grava con
resina, etc.

e Registros: registros de produccion, instalacion de guaya eléctrica dentro del
coiled tubing, registros de cementacion, de inspeccion de revestidor, etc.

e Cementacion: operaciones de reparacion por cementacion sin tener que ahogar
el pozo y operaciones de abandono de pozo.

77 Lbid., p. 3 - 5.
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3.3.2 Slickline y Wireline: el slickline o cable de acero, es un servicio que se
presta a las compafiias operadoras de yacimientos petroliferos. El trabajo consiste
principalmente en introducir herramientas y/o dispositivos en los pozos petroleros
por medio de un alambre especialmente disefiado para soportar altas presiones,
temperaturas y esfuerzos, no sirve para transmitir ninguna sefal eléctrica. El
diametro del cable varia dependiendo de las necesidades del cliente o de la
operacion la cual se va a realizar’®. Ver Figura 25.

Figura 25. Unidad de Slickline

Fuente: HALLIBURTON. Unidad de slickline. [Consultado el 3 de Noviembre de
2017], Disponible en <http://www.halliburton.com/en-US/ps/wireline-
perforating/wireline-and-perforating/slickline-services/default.page>

En un inicio el Slickline se utilizaba simplemente para verificar el fondo del pozo.
Sin embargo, hoy en dia es posible realizar una variedad de operaciones y una
amplia gama de herramientas y dispositivos pueden ser colocados, retirados o
manipulados gracias al slickline. Entre las aplicaciones se tienen’®:

e Chequeo de tuberias: verificar que la tuberia no tenga obstrucciones

e Chequeo mecanico: determinar la situacion en la que se encuentra el pozo, cual
es la arena productora y/o verificar el estado del tubing.

8 CACERES, M.A. Utilizacion del Slickline para registros de temperatura en pozos de petréleo y
gas. Universidad Nacional de Ingenieria, Peru, 2010. p. 32.

% NEWSCA [Consultado en Noviembre 3 de 2017]. Disponible en
<http://www.newsca.com.ve/index.php/servicio-de-guaya-fina>
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pozo y a la optimizacion de las condiciones de flujo del pozo pero sin modificar
definitivamente la zona de produccién o inyeccién®.

En la Figura 27 se presenta un ejemplo de un equipo de workover con sus partes.

Figura 27. Unidad de equipo de Workover
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11. Plataforma del
operador.

12. Consola de controi del
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Fuente: FACULTAD DE INGENIERIAS FISICO-QUIMICAS. Operaciones de
servicio a pozos y workover, Bucaramanga. 2015. [Consultado el 3 de Noviembre
de 2017]. Disponible en <http://slideplayer.es/slide/5250792/>

Existen ciertas razones por las cuales se decide realizar un trabajo de workover,
las cuales pueden ser:

¢ Fallas en el equipo. Se pueden presentar en diversas partes del pozo ya sea por
fugas en cabeza de la valvula maestra o en el colgador de la tuberia, dafios en el
sistema de valvulas de seguridad de superficie, entre otras.

¢ Restauracion o modificacion de la zona productora. Esta operacion se realiza
con el objetivo de mejorar la zona productora ya sea con una estimulacion por
acidificacion o un fracturamiento.

e Modificacion en las condiciones de produccién. Tiene como objetivo alcanzar la
velocidad suficiente para transportar las fases pesadas.

8  UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE  SANTANDER. Op. Cit, Disponible en
<http://slideplayer.es/slide/5250792/>
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e Cuando se bullheading hacia abajo del tubing, la presion se supera y puede
exceder las presiones del tubing o del revestidor y como consecuencia ocurre el
colapso de los mismos.

e Es posible superar la presion de fractura de la formacién debido a la baja
permeabilidad del reservorio.

3.4 DESCRIPCION DE LOS FLUIDOS DE LIMPIEZA Y ESTIMULACION
UTILIZADOS EN EL CAMPO

A continuacion se realiza una breve explicacion acerca de los los fluidos que se
han utilizado en el Campo La Cira Infantas.

3.4.1 HCL 7.5%: Fluido de Limpieza de Tuberia. EI HCI es un acido inorganico y
uno de los mas comunmente usados para los tratamientos de estimulacion. Es
una solucién de Cloruro de Hidrégeno gaseoso en agua, las concentraciones mas
usadas en operaciones de estimulacion van desde 5% hasta 28% en peso, y
generalmente se preparan mediante la diluciébn en agua de una soluciéon base de
32% HCI (20° Baume). El uso que se tiene propuesto es: Limpieza de liners con
empaques de arena restringidos por depoésitos de incrustaciones. Limpieza de
tubulares para mejora en las operaciones. Se propone un volumen de 100 gal de
HCI por cada 100 gal de tuberia.

3.4.2 Preflujo Acido (HCI - Acido Formico Acético). Es una mezcla que
contiene 11% de HCl y 10% de acido organico (5% acido férmico, 5% acido
Acético). Su funcién es remover la mayor parte de los componentes del Calcio
existentes en la matriz y prevenir la formacién de Fluoruro de Calcio (CaF2), si el
Calcio entrara en contacto con el &cido fluorhidrico (HF).

3.4.3 Sistema principal — OMA® Organic Mud Acid. El 4cido OMA® es una
mezcla que contiene el Acido Organico del 9 % (Acido formico) y el Aacido
fluorhidrico del 3.0% (HF). EI OMA es un acido menos corrosivo que la mezcla HCI
+ HF y es facilmente inhibido protegiendo las tuberias de la corrosién acida. Como
resultado, las bajas velocidades de corrosion pueden ser mantenidas a altas
temperaturas de tratamiento. Ademas, esto proporciona una relativa baja tasa de
reaccion y tiene una tendencia reducida de formar emulsiones cuando esta en
contacto el crudo. Se recomienda su uso para la acidificacibn matricial de alta
temperatura y la remocién de dafio debido a la perforacién en areniscas o en
calizas donde el tiempo de contacto con tuberia se espera de alto tiempo.
Adicionalmente se puede usar en yacimientos de crudos asfalticos y que tienen
tendencia a formar emulsion en presencia de acido clorhidrico (HCI).

Dada la composicibn mineralégica de la formacion y de los resultados en
laboratorio se determina que la concentracion de HF debe ser del 1.5%.
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3.4.4 Estabilizador de finos. El sistema de estabilizador de finos contiene una
amina cuaternaria tipo polimérica que previene la formacion del dafio resultante de
la dispersion, migracion o hinchamiento de arcillas. El polimero se absorbe por
intercambio catidénico con las cargas negativas de la superficie de las arcillas y
estabilizando las particulas libres en las arcillas. Como resultado se presenta una
estabilizacion permanente debido a que estas particulas forman juntas un puente
por multiples puntos de conexion en la cadena sobre el polimero.

3.4.5 Espaciador Cloruro de Amonio 3%. Se utiliza como espaciador para
preservar la integridad de los sistemas y como fluido de desplazamiento. Se
compone de Cloruro de amonio y surfactante.

3.4.6 Dissolvine® Stimwell®. Dissolvine Stimwell es un producto quimico de
produccion versatil para la industria del petrdleo y el gas, basado en el agente
guelante GLDA. Ha sido especialmente disefiado para trabajos de estimulacion
acida a alta temperatura (hasta 400°C) en reservorios de carbonato o arenisca.
Dissolvine Stimwell puede usarse como un acido para mejorar la permeabilidad de
la roca y tiene como ventajas que es biodegradable, no genera corrosion y no
causa dafo a la formacion. Las aplicaciones de este fluido son:

e Estimulacion de pozos de petréleo o gas.
e Control de hierro.
¢ Eliminacion de escamas a valores bajos de pH (CaCO3).

3.4.7 BJJ. El sistema Sandstone Acid ™ (SSA) representa un enfoque Unico para
los acidos retardados al proporcionar una menor fuerza de acido total y un poder
de eliminacién de dafios mas profundo.

Se usa quimica de complejacion patentada y una sal de fluoruro para generar
acido fluorhidrico (HF). El sistema esta amortiguado de modo que cuando se
produce una reaccion con la formacion y aumenta el pH, se alcanza el equilibrio
mediante la liberacion de hidrogeno adicional. Este hidrogeno reacciona con iones
fluoruro en solucion para formar HF nuevo in situ en las profundidades de la
formacion.

El sistema tiene propiedades de dispersion, secuestro e inhibicion de
incrustaciones incorporadas que reducen en gran medida el potencial de
subproductos dafiinos de HF, especialmente el fluoruro de calcio (CaF2). Esta es
la razon por la cual el rendimiento de produccion es superior a los pozos tratados
con otras soluciones de acido de arenisca. Algunas de las caracteristicas y
beneficios son:

¢ Reaccién mejorada con finos siliceos de cuarzo y no arcilla.
¢ Prevencién de la escala de post-estimulacion.
e Mejor penetracién de la matriz mas profunda.
¢ Aplicacion a alta temperatura a 500 ° F (260 ° C) en pozos.
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4. DISENO DE LA MATRIZ DE DECISION DE UN FLUIDO DE LIMPIEZA Y
ESTIMULACION EN UN POZO INYECTOR DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En este capitulo se describen las operaciones de estimulacion realizadas en seis
pozos del campo La Cira Infantas denominados Al, A2, A3, A4, A5 y A6 a los
cuales se les describe su etapa de perforacion y completamiento, como se realiz
la operacion de estimulacion o limpieza, el historico de inyeccion general del pozo
asi como su histérico de inyeccion por zonas. Con base en los casos presentados
se disefa la matriz de decision teniendo en cuenta el problema presentado en
cada caso y la mejor solucién operativa.

4.1 CASO 1: POZO A1, ESTIMULACION CON OMA

Para el primer caso se analiza el pozo Al, el cual es un pozo inyector ubicado en
el sur de la Cira, cuya inyeccién ha disminuido debido a un taponamiento por
migracion de finos. A continuacién se describe detalladamente la perforacion y su
completamiento asi como el historial del pozo antes y después de la estimulacién.

4.1.1 Perforacién y completamiento del Pozo Al. El 30 de septiembre de 2014
se iniciaron las operaciones para la perforacion del pozo Al la cual finalizo el cinco
de Octubre de 2014. A continuacion se describe el proceso de perforacion y
completamiento:

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccién del equipo que
se va a emplear para la perforacion teniendo en cuenta informacion como:
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive,
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y
conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunién pre
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del
equipo con que se va a llevar a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie fue perforada el 1 de Octubre de 2014 con una
broca de 12} de pulgada, alcanzando una profundidad de 362 ft con un ROP de
173 ft/hr.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de didmetro 93 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 356 ft y el cemento
utilizado es clase C.

e La segunda etapa fue perforada el mismo dia que la etapa anterior. En esta

etapa comienza la perforacion direccional con una broca de 8} para dar inicio a
la perforacion de los intervalos productores.

88



e En la tercera etapa comienza la perforacion direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que las etapas anteriores con
broca de 81 de pulgada desde 372 ft hasta llegar a una profundidad 3720 ft en
MD terminando el dos de Octubre. La perforacion de todos estos intervalos
requiere del registro de varios surveys en donde se registro el mayor grado de
inclinacion a una profundidad TVD de 547 ft y MD de 548 ft, alcanzando un valor
de 29,43° y un Azimuth de 331,26 °.

e Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de
produccion de siete pulgadas de diametro el dia tres de Octubre desde superficie
hasta 3703 ft de profundidad. Finalmente el dia cuatro de Octubre se realiza el
lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una profundidad de
3720 ft.

El completamiento del pozo A1 comenzo el dia 14 de Noviembre de 2014 y finalizo
el 20 de Noviembre del mismo afio para un total de seis dias. Fueron intervenidos
19 intervalos los cuales estaban entre 3414 ft y 3011 ft. EI completamiento del
pozo se puede evidenciar con mas detalle en el estado mecénico que se
encuentra en el Anexo A.

4.1.2 Detalle de la operacion de estimulacion acida. En la Tabla 2 se presentan
las seis zonas del pozo Al. Las filas de color amarillo fueron las zonas candidatas
a estimulacion con OMA, los nimeros en rojo representan la profundidad de cada
una de estas zonas.
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Tabla 2. Zonas candidatas a estimulacion (OMA)

POZO A1 - Intervalos Ablertos Presién de
Zona Intervalo Tope () Base(f)  Espesor (ft) Aot Reservorio (psi) K off Porosidad

1 3,011 3,014 3 C1-C 508 31 0.1310

2 3,017 3,027 10 C1-C 508 41 0.1690

6 3 3.051 3.055 4 C1-C 508 164 01777
4 3,060 3,065 5 C1-C 508 66 0.1795

5 3,071 3,075 4 C1Ab-C 362 18 0.1420

6 3,104 3,11 7 C2-C 443 68 0.1783

5 7 3,114 3,119 5 C2-C 443 84 0.1933
8 3,138 3,146 8 C2-C 443 96 0.1707

9 3,149 3,155 6 C2-C 443 151 0.1783

10 3.168 3,170 2 C2Dt-C 443 14 0.1480

11 3,175 3,180 5 C2Dt-C 443 12 0.1500

12 3.184 3,187 3 C2Dt-C 443 58 0.1873

13 3,199 3,204 5 C2Dt-C 443 140 0.1823

4 14 3,216 3.227 11 Gib-C 443 101 0.1970
15 3,231 3,235 4 Gib-C 443 56 0.1670

16 3,248 3.251 3 Gib-C 443 17 0.2000

17 3.256 3.258 2 Gib-C 443 42 0.1520

18 3.277 3,284 7 C3-C 443 18 0.1340

19 3,290 3,297 7 C3-C 443 131 0.1687

3 20 3,305 3,320 15 C3-C 443 75 0.1727
21 3,328 3,331 3 C3-C 0 a7 0.1775

22 3,353 3,358 5 C3Cb-C 0 113 0.1603

2 23 3.360 3.371 11 C3Cb-C 0 75 0.1803
24 3,379 3,386 7 C3Cb-C 0 85 0.1850

25 3,406 3414 8 C4-C 0 91 0.1940

26 3.447 3.450 3 C4-C 0 166 0.1830

1 27 3.457 3.470 13 C4-C 0 43 0.1740
28 3,518 3,522 4 C4Cb-C 0 44 0.1670

A continuacién se presenta el procedimiento operacional de la estimulacion del
intervalo 3290-3331 ft, ya que los otros dos se realizan de la misma manera.

1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en
cuenta los elementos del protocolo de movilizacion del campo y las
recomendaciones de HSE.

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los
involucrados en la operacion, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias
para realizar el trabajo de forma segura.

3. Se realiza pickling a tubing 27 in, el cual tiene como fin retirar materiales que
pueden reaccionar con el fluido de tratamiento principal y crear reacciones no
deseables o precipitados perjudiciales, y realizar prueba de inyectividad en el
intervalo (3290-3331) ft.

4. Con anterioridad personal de la empresa realiza rig up de equipos,

herramientas y unidad de bombeo, conecto lineas de superficie y probo
integridad.
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10.

Hizo charla pre operacional para realizar prueba de inyectividad en el intervalo
deseado y recomendaciones con el manejo de la linea de tratamiento con el
personal de la compafia.

Lleno sarta con 6.0 bbls a 1.58 bpm. Realizo prueba de inyectividad en la
formacion (3290-3331) ft, bombeando fluido NH4CI 3% de la siguiente manera:
Ver Tabla 3.

Tabla 3. Prueba de inyectividad previo al remojo del preflujo

Q(bpm) P (psi)

0,03 1222
0,06 1314
0,09 1342
0,12 1460
0,22 1556

Se inicid la agitacion de 10 bls de sistema de pre flujo (HCL-Férmico-Acético)
previo al bombeo. Se neutralizaron 60 bls de fluido para disposicion.

Se Abre valvula igualadora del empaque y se bombean en directa 10 bls de
preflujo desplazando con 8 bls de salmuera a 1.0 bpm hasta la punta del tubing
2% in. Luego se cierra valvula igualadora del empaque y se inyecta 10 bls de
sistema de pre flujo con 11 bls de fluido NH4CL 3% (salmuera) para garantizar
el posicionamiento en cara de la formacién. Presion méaxima alcanzada: 1050

psi.

Se espera por el remojo del pre flujo inyectado a la formacion en el intervalo de
estudio.

Realizo prueba de inyectividad posterior al remojo del preflujo como se muestra

en la tabla 4. Fluido bombeado de llenado y prueba: 14 bls de fluido NH4CI
3%.
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Tabla 4. Prueba de inyectividad posterior al remojo del preflujo

Q(bpm)  P(psi)

0,03 471
0,06 720
0,09 847
0,12 948
0,15 1016
0,22 1167
0,32 1204
0,42 1293
0,52 1378

11.Se analizaron los datos y se esper6 confirmacion de mezcla de sistemas para
estimulacién matricial OMA. Realizo mezcla de 25 bbls de OMA (9% de acido
férmico + 1.5% de HF). Espero confirmacion para inicio de bombeo de
sistemas para estimulacién matricial OMA.

12. Abri6é valvula igualadora del empaque y se inicia el llenado del pozo. Se
establece circulacion a 0.5 bpm.

13.Se llend tubing 23 in con 19 bls de fluido NH4CL 3% (salmuera) a 1.0 bpm y
50psi. Inicié a circular pozo a 3272.76 ft en directa con 18bls de OMA a
1.0bpm, presion por debajo de 25 psi hasta punta de sarta de tubing 22 in. Se
cerrd vélvula igualadora del empaque continuando bombeo en directa y
completando el tren de estimulacion: 7bls de OMA (total 25bls) + 4.0bls de
NH4Cl 3% (salmuera) + 88bls de estabilizador de arcillas, iniciando inyeccion
de fluido de estimulacién matricial desde 0.32bpm hasta 0.85bpm, asegurando
una presion por debajo de 970psi. desplazod sistema con 19bls de salmuera a
0.35bpm, 800psi.

14.Posterior a la inyeccién del fluido de estimulacién se realiz6 prueba de

inyectividad en la formacion en el intervalo de estudio con NH4CL 3% de la
siguiente manera: Ver Tabla 5.
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Tabla 5. Prueba de inyectividad posterior a estimulacion quimica OMA

Q(bpm)  P(psi)

0,22 125
0,28 245
0,32 311
0,38 398
0,42 458
0,52 590
0,62 700
0,72 1128
0,82 1237
0,92 1253

15.Se desconecta linea de tratamiento.

Una vez finalizado el procedimiento de bombeo del tren del fluido de estimulacion
se realiza una comparacion de las pruebas de inyectividad que se realizaron
durante este proceso en las tres zonas estimuladas las cuales se observan en las
graficas 2, 3 y 4 respectivamente.

Gréfica 2. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de
estimulacién con OMA intervalo (3290-3331) ft
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En la gréfica anterior se presenta la comparacién de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacion en la zona 1 (3290-3331) ft. Se
puede evidenciar que los resultados con el tratamiento OMA resultaron efectivos.
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Se observa una disminucion de la presion en un 20% con respecto a la presion
inicial lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.

Gréafica 3. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de la
estimulacién con OMA intervalo (3104-3119) ft
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En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacion en la zona 2 (3104-3119) ft. Se
puede evidenciar que los resultados con el tratamiento OMA resultaron efectivos.
se observa que a la misma presion, aproximadamente 1635 psi, el caudal que
admite la formacion después de la estimulacion es mucho mayor que antes de
ésta, por lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.
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Grafica 4.
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En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacion en la zona 3 (3011-3027) ft. Se
puede evidenciar que los resultados fueron efectivos con el bombeo del preflujo lo
que no fue necesario bombear el fluido principal OMA. Se observa en el grafico
gue aproximadamente a la misma presion, 1272 psi, el caudal que admite la
formacién después de la estimulacién es mucho mayor que antes de ésta, por lo
gue indica que el tratamiento tuvo efecto.

En la Tabla 6 se presenta un resumen de la operacion realizada en el pozo Al
como el numero de zonas estimuladas, el tiempo total del trabajo y lo que tardaron
las estimulaciones.

Tabla 6. Resumen de la estimulacién en el Pozo Al

RESUMEN DE LA ESTIMULACION

ZONA Preflujo OMA Inhibidor Espesor total (ft) Exitoso
1(3290-3331) Ok Ok Ok 25 100%
2 (3104-3119) Ok Ok Ok 12 100%
3 (3011-3027) Ok No Ok 13 100%

Zonas de trabajo de estimulacién: 3 grupos
Tiempo total trabajo de well service: 12.9 Dias
Tiempo total trabajo de estimulacion: 8.1 Dias

95



En la zona 3 no fue necesario hacer la estimulacion matricial con OMA, ya que
como se observa en la Grafica 4 el bombeo del preflujo fue suficiente.

4.1.3 Historico general de inyeccion del pozo Al. Para la realizacion de una
estimulacién en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento histérico de
inyeccion general del pozo y determinar si necesita de estimulacién o no. En la
Gréfica 5 se observa el comportamiento general de inyeccion del pozo Al.

Grafica 5. Historico general de inyeccion del Pozo Al
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En el gréfico anterior se observa el comportamiento de inyeccién de agua del pozo
Al en el cual se presenta una buena inyeccion al inicio de la operacion. Se
observa una variacion de caudal durante el primer afio pero aproximadamente el 3
de Junio de 2017 la gréafica presenta una disminucion drastica en el caudal
llegando a valores de 1165 bwpd. Realizando una serie de andlisis se decide
llevar acabo la estimulacién con OMA. Una vez realizada la operacion se observa
como el caudal aumenta nuevamente a valores de 1870 bwpd.

4.1.4 Histérico de inyeccion por zonas. Como se mencioné en el capitulo 2, el
completamiento en los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas se realizan
con sartas selectivas para garantizar un mejor control de las operaciones que se
van a realizar en el pozo, de igual forma se realiza la estimulacién garantizando
asi un mejor resultado a la hora de realizar dichas operaciones. En la Tabla 7, se

muestra el caudal de inyeccidn que presentaban antes de la estimulaciéon y
después de realizar el tratamiento:

96



Tabla 7. Histérico de inyeccidn por zonas antes y después de la estimulacion

Tope (ft) Base (ft) Espesor(ft)

En la tabla anterior se presentan los resultados de la inyeccion por zonas después
de la estimulacibn. Se observan zonas en las cuales la estimulacion
aparentemente no dio resultado debido a que el caudal antes y después es cero.
Como se demostrdé con las graficas de inyectividad la estimulacion si resulto
efectiva pero el trazador muestra unas zonas que la inyeccion es cero. Esto se
debe a que las estimulaciones se hacen contra los perforados y cuando se baja la
sarta de inyeccidon y se pone el pozo a inyectar se presentan pérdidas de presion
en el mandril, en las valvulas, tuberia y deméas elementos lo que genera que por
mas estimulacion realizada, la presion disponible en el sistema no alcanza a
inyectar. Las zonas que se muestran que no quedaron tomando al momento de
poner el pozo a inyectar se unen con otros intervalos que son los que si estan
inyectando.

4.2 CASO 2: POZO A2, ESTIMULACION CON PREFLUJO

Para el Segundo caso se analiza el pozo A2, el cual es un pozo inyector ubicado
en el Este de La Cira cuya inyeccioén ha disminuido debido a un taponamiento por
carbonatos. A continuaciéon se describe detalladamente la perforacion y su
completamiento asi como el historial del pozo antes y después de la estimulacion.

4.2.1 Perforacién y completamiento del Pozo A2. El 13 de Enero de 2013 se
iniciaron las operaciones para la perforacion del pozo A2 las cuales finalizaron el
16 de Enero de 2013 para un total de tres dias. A continuacion se describe el
proceso de perforacion y completamiento:

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccién del equipo que
se va a emplear para la perforacion teniendo en cuenta informacion como:
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive,
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y
conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunidon pre
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del
equipo con que se va a llevar a cabo la operacion.
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e La primera etapa de superficie fue perforada el 13 de Enero de 2013 con una
broca de 121 de pulgada, alcanzando una profundidad de 333 ft.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 93 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 323 ft y el cemento
utilizado es clase G. Durante la corrida del casing superficial se observaron
condiciones de hoyo apretado.

e La segunda etapa fue perforada el 14 del mismo mes. En esta etapa comienza la
perforacion direccional con una broca de 8} para dar inicio a la perforacién de los
intervalos productores.

e En la tercera etapa comienza la perforacién direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que la etapa anterior con broca
de 81 de pulgada desde 343 ft hasta llegar a una profundidad 3508 ft en MD
terminando el mismo dia que la etapa anterior. La perforacién de todos estos
intervalos requiere del registro de varios surveys en donde se registré el mayor
grado de inclinacién a una profundidad de 1737 pies en MD, alcanzando un valor
de 6.68°y un Azimuth de 60.63 °.

¢ Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de
produccién de siete pulgadas de diametro el dia 15 de Enero desde superficie
hasta 3493 pies de profundidad. Finalmente el dia 16 de Enero se realiza el
lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una profundidad de
3508 ft.

El completamiento del pozo A2 comenzé el 28 de Noviembre de 2013 vy finalizo el
dos de Febrero del mismo afio para un total de cuatro dias. Fueron intervenidos 19
intervalos los cuales estan entre 3282 ft y 2766 ft. EI completamiento del pozo se
puede evidenciar con mas detalle en el estado mecéanico que se encuentra en el
Anexo A.

4.2.2 Detalle de la operacién de estimulacién acida. Se presentan las ocho

zonas del pozo A2, de las cuales tres fueron candidatas a estimulacion con
preflujo, en la Tabla 8 se observan las zonas en rojo que fueron seleccionadas.
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Tabla 8. Zonas del Pozo A2

POZO A2 - Intervalos Abiertos Presién de
Zona Intervalo Tope(ft) Basa(ft) Espesor (ft) Arenas reservorio (pei) K eff

1 2766 2776 10 C1-C 133 93
q 2 2,780 2785 5 C1-C 142 142
3 2.801 2.806 o C1-C 148 136

4 2818 2822 4 C1-C 152 49
7 5 2835 2835 20 Clab-C 162 114
B ] 2874 2.908 34 C2-C 180 166
7 28915 2827 12 C2-C 182 238

5 ] 2839 2835 16 C20-C 202 a3
4 9 2964 3.002 38 C2M-C 217 21
10 3.006 3.027 21 Gib-C 23 100

" 3.054 3.065 " C3-C 247 98

3 12 3.081 3.080 3 C3-C 257 40
13 3.093 3.116 23 C3-C 264 15
2 14 3.134 3.140 G C3Ch-C 277 103
15 3.146 3.153 7 C3Ch-C 282 240

16 3.180 31858 ) C4-C 286 281

1 17 3.203 3.208 o] C4-C 304 38
18 3235 3240 ] C4-C 37 145
12 3278 3.282 4 C4CH-C 333 173

A continuacion se presenta el procedimiento operacional de la estimulacién del
intervalo 3134-3153 ft, ya que los otros dos se realizan de la misma manera.

1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en
cuenta los elementos del protocolo de movilizacion del campo y las
recomendaciones de HSE.

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los
involucrados en la operacién, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias
para realizar el trabajo de forma segura.

3. Reunion pre operacional y de seguridad para el armado del equipo de suabeo
y toma de fondo.

4. Se armo equipo de suabeo, bajo y verifico tope de sucio a 3378 ft.

5. Se instalé cabeza de circulacion y bajo lavando arena desde 3371 ft hasta
3446 ft con el maximo avance posible.

6. Se realiza una reunién pre operacional y de seguridad con el personal de del
equipo para realizar las operaciones de estimulacién acida, se establecen roles
y responsabilidades y se determinan riesgos y peligros de la operacion.

7. Rig up de equipos de estimulacion, y se prueban equipos y lineas.

99



. Se prepara y se bombea HCL 7% para realizar pickling a la tuberia.

. Se realiz6 SRT (Step Rate Test) en zona 1 (3134-3140), (3146-3153) con los
siguientes caudales y dejando 10 minutos de estabilizacion por cada step.
Tabla 9.

10.

11.

12.

13.

Tabla 9. Prueba de inyectividad antes del preflujo

Q(bpm) P (psi)

0,03 1419
0,06 1950
0,09 2165
0,12 2403
0,22 2860
0,32 3000
0,42 3140
0,52 3240

Se prepararon 4 bls de pre flujo acido (HCL- acido férmico acético).

Coloco vélvula igualador en posicién abierta y se bombearon 4 bls de preflujo
acido con 13 bls de salmuera como desplazamiento, cerré valvula igualadora
y comenzo forzamiento de 7 bls a 0.03 con presion maxima de 1530 psi y
presién al final de 5 psi, evidencio buena respuesta de la formacién a la
estimulacion acida.

Se esperaron 6 horas de remojo del preflujo acido (HCI- acido férmico
acético).

Se hizo prueba de Step Rate Test en la zona 1 (3134-3140), (3146-3153)
post preflujo con los siguientes caudales y dejando 10 minutos de
estabilizacidon por cada step, paro bomba vy realizo fall off cayendo la presién
de 1245 a 0 en 2 min. Los datos de la prueba se muestran en la Tabla 10.
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Tabla 10. Pruebas de inyectividad post preflujo en la zona 1

Q(bpm) P (psi)

0,03 22,9
0,06 18,3
0,09 18,3
0,12 18,3
0,22 828
0,32 1748
0,42 2256
0,52 2549

14. Se realiza la apertura de las valvulas reguladoras para el bombeo de 17/39
bbl de estabilizador de arcillas hasta la punta de la tuberia. Se inicia el
forzamiento del estabilizador de arcillas hasta llegar a un total de 39 bils,
desplazando con salmuera.

15. Se realizan los SRT de la zona 1 post tratamiento de arcillas con los
siguientes caudales y dejando 10 min de estabilizacion por cada step. Los
datos de la prueba se muestran en la Tabla 11.

Tabla 11. Pruebas de inyectividad post tratamiento de arcillas en la zona 1

Q(bpm) P (psi)

0,03 0

0,06 18,3
0,09 329
0,12 686
0,22 1318
0,32 1574
0,42 1803
0,52 2055

Se realiza el SDT correspondiente y se determina buena admisibilidad de Ila
zona.

16. Se ubica el set de empaques para realizar la operacion en la siguiente zona.
Una vez finalizado el procedimiento de bombeo del fluido de estimulacion se

realiza una comparacion de las pruebas de inyectividad que se realizaron durante
este proceso. Ver Grafica 6, Grafica 7 y Gréfica 8.

101



Gréfica 6. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después
estimulacién con preflujo intervalo (3134-3153) ft
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En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacién con el preflujo y el estabilizador de
arcillas. Se puede evidenciar que los resultados del tratamiento resultaron
efectivos. Se observa una disminucion de la presion en un 37% con respecto a la
presion inicial lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.

Grafica 7.
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En la gréafica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacion con el preflujo y el estabilizador de
arcillas. Se puede evidenciar que los resultados del tratamiento resultaron
efectivos. Se observa una disminucion de la presion en un 31% con respecto a la
presion inicial y el caudal que admite la formacion es el mismo a una presion mas
baja lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.

Gréafica 8. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después de
estimulacién con preflujo intervalo (3054-3065) ft

Comportamiento de los SRT en el intervalo
(3054-3065) ft
3000
2500 — ¢=Pre-PREFLUJO
2000 /
Z
a, == Post-
= 1500 PREFLUJO
©
% 1000 e
& / Post-
500 & ! Estabilizador
'y /
0 -—F_" :‘ ’-_-1‘-‘ T T T T 1
0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6
-500 Caudal (BPM)

En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacién con el preflujo y el estabilizador de
arcillas. Se puede evidenciar que los resultados del tratamiento resultaron
efectivos. Se observa una disminucion de la presién en un 58% con respecto a la
presion inicial y el caudal que admite la formacion es el mismo a una presién mas
baja lo que indica que el tratamiento tuvo efecto.

En la Tabla 12 se presenta un resumen de la operacién realizada en el pozo A2
como el nimero de zonas estimuladas, el tiempo total del trabajo y lo que tardaron
las estimulaciones.
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Tabla 12. Resumen de la operacion de estimulacion realizada en el Pozo A2

RESUMEN DE LA ESTIMULACIO
ZONA Preflujo OMA Inhibidor Conexién Espesor total (ft) Exitoso
1(3134-3153) Ok Mo Ok Mo 13 100%
2 (3081-3118) Ok Mo Ok Mo 32 100%
3 (3054-3065) Ok Ma Ok Mo 11 100%

Zonas de trabajo de estimulacidn: 3 grupos
Tiempo Total trabajo well service: 18.5 dias
Tiempo total trabajo de estimulacidn: 6.1 Dias

4.2.3 Historico general de inyeccion del pozo A2. Para la realizacion de una
estimulacién en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento histérico de
inyeccion general del pozo y determinar si necesita de estimulacién o no. En la
Gréfica 9 se observa el comportamiento general de inyeccion del pozo A2.

Grafica 9. Historico de inyeccion del Pozo A2
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En el grafico anterior se observa el comportamiento de inyeccion de agua del pozo
A2 en el cual se presenta una inyeccion constante en los ultimos meses del afio
2016. Comenzando el afio 2017 se ve una caida en la inyeccién de agua teniendo
variaciones de subidas y bajadas repentinas de caudal de inyeccion llegando a
valores de 1454 BWPD. El 18 de Agosto de 2017 se iniciaron trabajos de
estimulacién quimica, posterior a estos trabajos que finalizan 3 dias después se
observa un aumento en el caudal de inyeccion obteniendo valores de caudal mas

elevados (2765 BWPD) indicando que el tratamiento con preflujo fue efectivo para
las zonas intervenidas del pozo A2.

4.2.4 Histérico de inyeccion por zonas. Como se mencioné en el capitulo 2, el
completamiento en los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas se realizan
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con sartas selectivas para garantizar un mejor control de las operaciones que se
van a realizar en el pozo, de igual forma se realiza la estimulacion garantizando
asi un mejor resultado a la hora de realizar dichas operaciones. En la Tabla 13, se
muestra el caudal de inyeccidbn que presentaban antes de la estimulacién y
después de realizar el tratamiento:

Tabla 13. Histérico de inyeccién por zonas antes y después de la estimulacion
del Pozo A2

Tope (ft) Base (ft) Espesor (ft)

’ 3135 3140 1] C3-C
3146 3153 [ C3-C
5 J0E1 2090 ) C2-C
3094 3116 22 L2-C
3 3054 065 11 L3-C

En la tabla anterior se presentan los resultados de la inyeccion por zonas después
de la estimulacion. Se observa que la zona tres aparentemente no dio resultado
debido a que el caudal antes y después es cero. Como se demostré con las
gréficas de inyectividad la estimulacion si resulto efectiva pero el trazador muestra
unas zonas que la inyeccién es cero. Esto se debe a que las estimulaciones se
hacen contra los perforados y cuando se baja la sarta de inyeccion y se pone el
pozo a inyectar se presentan pérdidas de presion en el mandril, en las véalvulas,
tuberia y demas elementos lo que genera que por mas estimulacion realizada, la
presion disponible en el sistema no alcanza a inyectar. Las zonas que se muestran
gue no quedaron tomando al momento de poner el pozo a inyectar se unen con
otros intervalos que son los que si estan inyectando.

4.3 CASO 3: POZO A3, COILED TUBING

Para el Tercer caso se analiza el pozo A3, el cual es un pozo inyector ubicado en
el Este del campo cuya inyeccién ha disminuido debido a un taponamiento por
arenas. A continuacibn se describe detalladamente la perforacion y su
completamiento asi como el historial del pozo antes y después de la limpieza.

4.3.1 Perforacion y completamiento del Pozo A3. El 3 de Abril de 2012 se
iniciaron las operaciones para la perforacién del pozo A3 las cuales finalizaron el 6
de Abril de 2012 para un total de tres dias. A continuacion se describe el proceso
de perforacién y completamiento:

e Como primera medida se comienza la movilizacion del equipo ubicado en la

misma locacion a 21 pies de distancia. Se realiza el reconocimiento e inspeccion
del equipo que se va a emplear y para esto se realiza una reunion pre
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operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del
equipo con que se va a llevar a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie fue perforada el 3 de Abril de 2013 con una broca
de 12} de pulgada, alcanzando una profundidad de 339 ft.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 93 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 329 ft y el cemento
utilizado es clase G.

e La segunda etapa fue perforada el 4 del mismo mes. En esta etapa comienza la
perforacion direccional con una broca de 8} para dar inicio a la perforacién de los
intervalos productores.

e En la tercera etapa comienza la perforacion direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que la etapa anterior con broca
de 8} de pulgada desde 349 ft hasta llegar a una profundidad 3793 ft en MD
terminando el cinco del mismo mes. La perforaciéon de todos estos intervalos
requiere del registro de varios surveys en donde se registré el mayor grado de
inclinacion a una profundidad de 1345 pies en MD, alcanzando un valor de
31.05°y un Azimuth de 276.82°.

e Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de
produccién de siete pulgadas de didmetro el dia 6 de Enero desde superficie
hasta 3597 pies de profundidad. Finalmente se realiza el lavado y desmonte de
los equipos y el pozo se entrega a una profundidad de 3793 ft.

El completamiento del pozo A3 comenz6 el cuatro de Mayo de 2012 y finalizo el
nueve de Mayo del mismo afio para un total de cinco dias. Fueron intervenidos 17
intervalos. ElI completamiento del pozo se puede evidenciar con mas detalle en el
estado mecanico que se encuentra en el Anexo A.

4.3.2 Detalle de la operacién de limpieza con Coiled Tubing. A continuacién se
presenta el procedimiento realizado de limpieza en el pozo con coiled tubing.

1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en
cuenta los elementos del protocolo de movilizacion del campo y las
recomendaciones de HSE.

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los

involucrados en la operacién, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias
para realizar el trabajo de forma segura.
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3. Se realiza Rig Up de los equipos de Slickline para realizar corrida de
verificacion de fondo inicial a 3454 ft.

4. Se corre sarta de 1.5 pulgadas + bloque de impresion para verificar obstruccion
a 3318 ft. Impresion de fondo sucio y posteriormente se realiza Rig Down del
equipo.

5. Se realiza Rig Up de equipos de coiled tubing y se realiza pull test 15.000 Ibs
de tension al roll on conecto.

6. Continda rig up de equipos y se realiza prueba de circulacion al BHA y boquilla
a 1 bpm con presion de circulacién 2.680 psi.

7. Inicia RIH de Coiled Tubing a 22 ft/min. bombeando agua a 0.5 bpm con
retornos limpios en superficie.

8. Con punta de Coiled Tubing a 3.455 ft, se bombea pildora viscosa de gel de 5
bbl a 1 bpm con presion circulacion 2.800 psi.

9. Inicia pooh de Coiled Tubing para repasar BHA (3.455ft- 2950 ft) y bombeo de
agua para desplazar la pildora de gel hasta superficie peso subiendo 8.185 Ib.

10.RIH de Coiled Tubing a 10 ft/min, caudal 1 bpm; presion de circulacion 2.750
psi. Volumen acumulado 220 bbl.

11.Pooh de Coiled Tubing hasta superficie.

12.Se realiza rig down parcial para que slick line verifique fondo.

13.Slick line realiza corridas para verificar fondo a 3.456 ft.

14.Se realiza rig down total de set de coiled tubing.

4.3.3 Historico general de inyeccién del pozo A3. Para la realizaciéon de una
estimulacién o limpieza en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento
histérico de inyeccion general del pozo y determinar si necesita de

estimulacion/limpieza o no. En la Gréfica 10 se observa el comportamiento
general de inyeccion del pozo A3.
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Grafica 10. Historico general de inyeccion del Pozo A3
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En el grafico anterior se observa el comportamiento de inyeccion de agua del pozo
A3 en el cual se presenta una inyeccién constante al inicio de la operacién. Se
observa una caida de caudal en Octubre del 2017. En Noviembre 9 de 2017 se
inician trabajos de limpieza con coiled tubing con el fin de retirar la obstruccion
presente en el pozo. Se observa un aumento aproximado del 22% del caudal de
inyeccién de agua después de la limpieza observando que la operacion fue
exitosa.

4.3.4 Histérico de inyeccién por zonas. Segun el proceso de limpieza con coiled
tubing la limpieza fue efectiva como se puede observar en la Tabla 14 ya que el
pozo se encontraba taponado de arena segun la operacién de slickline.
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Tabla 14. Histérico de inyeccién por zonas Pozo A3

Registro de Inyeccién
Arena Q. Antes Q. Después

Tope (ft) Base (ft) Espesor (f)

3298 3.308 10 cic | 0

3318 3.327 8 ciac | Y 0
3337 3.340 3 cic | U

3343 3.359 16 cic | Y 224
3362 3.367 5 ciac | Y

3372 3.375 3 cach-Cc [l ¢ .
3384 3.391 7 cicbc |& O

4.4 CASO 4: POZO A4, ESTIMULACION MECANICA, SUABEO

Para el cuarto caso se analiza el pozo A4-A 'y el pozo A4-B, los cuales son pozos
inyectores ubicados en el Norte de La Cira cuya inyeccién ha disminuido debido a
un taponamiento por arenas. A continuacion se describe detalladamente la
perforacion y su completamiento asi como el historial del pozo antes y después de
la limpieza.

4.4.1 Perforacion y completamiento del Pozo A4-A. El 2 de Septiembre de 2014
se iniciaron las operaciones para la perforacion del pozo A4 las cuales finalizaron
el 16 de Abril de 2014 para un total de 14 dias, se puede observar que es mucho
tiempo. El motivo de la demora fue una huelga de fuerza mayor la cual finalizo el
11 de Septiembre, por lo que la operacién de perforacion como tal duro cinco dias.
A continuacién se describe el proceso de perforacion y completamiento:

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccién del equipo que
se va a emplear y para esto se realiza una reunion pre operacional con el fin de
gue el equipo de trabajo tenga el conocimiento del equipo con que se va a llevar
a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie fue perforada el 12 de Septiembre de 2014 con
una broca de 12} de pulgada, alcanzando una profundidad de 365 ft.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 93 de

pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 358 ft y se bombean
39 bbl de tail cement.
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e La segunda etapa fue perforada el 13 del mismo mes. En esta etapa comienza la
perforacion direccional con una broca de 81 de pulgada para dar inicio a la
perforacion de los intervalos productores.

e En la tercera etapa comienza la perforacion direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que la etapa anterior con broca
de 81 de pulgada desde 365 ft hasta llegar a una profundidad 4915 ft en MD
terminando el 14 del mismo mes. La perforacion de todos estos intervalos
requiere del registro de varios Surveys en donde se registré el mayor grado de
inclinacion a una profundidad de 1730 pies en MD, alcanzando un valor de
27.21° y un Azimuth de 325.93°.

¢ Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de
produccién de siete pulgadas de diametro el dia 15 de Septiembre desde
superficie hasta 4901 pies de profundidad finalizando el 16 de Septiembre.
Finalmente se realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega
a una profundidad de 4915 ft.

El completamiento del pozo A4 comenzo el 28 de Octubre de 2014 vy finaliz6 el
primero de Noviembre del mismo afio para un total de cuatro dias. Fueron
cafioneados 129 ft. EI completamiento del pozo se puede evidenciar con mas
detalle en el estado mecanico que se encuentra en el Anexo A.

4.4.2 Perforacion y completamiento del pozo A4-B. El 26 de Agosto de 2014 se
iniciaron las operaciones para la perforacion del pozo A4-B las cuales finalizaron el
30 de Agosto del mismo afio para un total de cuatro dias. A continuacién se
describe el proceso de perforacién y completamiento:

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccién del equipo que
se va a emplear y para esto se realiza una reunion pre operacional con el fin de
gue el equipo de trabajo tenga el conocimiento del equipo con que se va a llevar
a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie fue perforada el 26 de Agosto de 2014 con una
broca de 12} de pulgada, alcanzando una profundidad de 365 ft con una ROP
promedio de 155.11 ft/hr.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 93 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 357 ft y se bombean
34 bbl de tail cement.
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e La segunda etapa fue perforada el mismo dia que la etapa anterior. En esta
etapa comienza la perforacion direccional con una broca de 8} de pulgada para
dar inicio a la perforacion de los intervalos productores.

e En la tercera etapa comienza la perforacion direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que la etapa anterior con broca
de 81 de pulgada desde 365 ft hasta llegar a una profundidad 4967 ft en MD
terminando el 27 del mismo mes. La perforacion de todos estos intervalos
requiere del registro de varios surveys en donde se registro el mayor grado de
inclinacion a una profundidad de 1732 pies en MD, alcanzando un valor de
24.24° y un Azimuth de 20.13°.

¢ Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de
produccién de siete pulgadas de diametro el dia 29 de Agosto desde superficie
hasta 4948 pies de profundidad finalizando el 30 de Agosto. Finalmente se
realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una
profundidad de 4967 ft.

El completamiento del pozo A4-B comenz6 el seis de Enero de 2015 vy finalizo el
ocho de Enero del mismo afio para un total de dos dias. Fueron cafioneados 139
ft. El completamiento del pozo se puede evidenciar con mas detalle en el estado
mecanico que se encuentra en el Anexo A.

4.4.3 Detalle de la operacion de estimulaciobn mecanica (Suabeo). A
continuacion se presenta el procedimiento realizado con estimulacién mecéanica en
el pozo A4-A.

1. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en
cuenta los elementos del protocolo de movilizacion del campo y las
recomendaciones de HSE.

2. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los
involucrados en la operacion, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias
para realizar el trabajo de forma segura.

3. Se realizé protocolo de prueba de inyectividad matricial en la Zona | (4542-
4577) ft a 0.22 BPM donde se observa incremento de la Presion, superando la
presibn maxima disponible 1500 psi por lo cual la zona | requiere de
estimulacion.

4. Se realizé protocolo de prueba de inyectividad matricial en la Zona Il (4481-
4506) ft a 0.20 BPM donde se observa incremento de la Presién, superando la
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presion maxima disponible 1500 psi por lo cual la zona Il requiere de
estimulacion.

5. Se realiz6 protocolo de prueba de inyectividad matricial en la Zona Il (4408-
4464) ft a 0.11 BPM donde se observa incremento de la Presion, superando la
presion maxima disponible 1500 psi por lo cual la zona Il requiere de
estimulacion.

6. Desinstalo unidad de inyeccion y lineas y se realizé charla pre operacional para
la realizacion de la estimulacion mecanica.

7. Se instalé y se armo la unidad de suabeo y equipo lubricador. Se estimuld
mecanicamente zona lll, recuperando 20.8 bbls en 14 viajes.

8. Retiro unidad de suabeo y equipo lubricador.

9. Se procede a instalar unidad de inyeccion y conexiones de superficie.

10.Se realiz6 prueba de inyectividad post suabeo a la zona Il (4408-4464),
durante 15 min asi ver Tabla 15.

Tabla 15.Prueba de Inyectividad Post-Suabeo Zona Il Pozo A4-A
Q (bpm) P (psi)

0,11 7
0,15 8
0,5 400-450

Se observa que la tercera tasa se sube a 0,5 bpm y se estableci6é presion por
15 minutos entre 400-450 psi. Encontrando asi que la tasa de admisibilidad
para la zona Ill después del suabeo es superior al 100%.

11.Posteriormente se realizaron las instalaciones pertinentes en superficie y se
limpi6 arena circulando en reversa a 3.5 bpm.

12.Instalé y armo unidad de inyeccidén y conexiones de superficie para comenzar
prueba de inyectividad matricial a la zona IV (4339-4386) psi a 0.19 bpm.
Donde se observa el incremento de la presion hasta superar la presion maxima
disponible 1500 psi por lo que zona IV requiere suabeo.

13.Se realizé reunidén pre operacional para realizar suabeo y a continuacion se
instal6é y armo unidad de suabeo y equipo lubricador recuperando 35.41 bbls
de fluido en 17 viajes.

14.Se retira la unidad de suabeo y el equipo lubricador.
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15.Se procede a instalar unidad de inyeccién y conexiones de superficie.

16.Se realiz6 prueba de inyectividad post suabeo a la zona IV (4339-4386) ft,
durante 15 min asi ver Tabla 16.

Tabla 16. Prueba de inyectividad post Suabeo Zona 4 Pozo A4-A
Q (bpm) P (psi)

0,19 479
0,25 783
0,32 1057
0,4 1450

17.Posteriormente se realizaron las instalaciones pertinentes en superficie y se
limpi6 arena circulando en reversa a 1.5 bpm.

18.Instalé y armo unidad de inyeccién y conexiones de superficie para comenzar
prueba de inyectividad a la zona V a 0.24 bpm. Donde se observa el
incremento de la presion hasta superar la presion maxima disponible 1500 psi
por lo que zona V requiere suabeo.

19.Se realizé reunién pre operacional para realizar suabeo y a continuacion se
instal6 y armo unidad de suabeo y equipo lubricador recuperando 48.15 bbls
de fluido en 17 viajes.

20. Se retira la unidad de suabeo y el equipo lubricador.

21.Se procede a instalar unidad de inyeccion y conexiones de superficie.

22.Se realiz6 prueba de inyectividad post suabeo a la zona V (4252-4314),
durante 15 min asi ver Tabla 17.

Tabla 17. Prueba de inyectividad Post Suabeo Zona 5 Pozo A4-A
Q (bpm) P (psi)

0,14 137
0,24 400
0,35 705
0,5 1224

Qcoobs es 0.35 bpm encontrando que la tasa de admisibilidad para la zona V
(4252-4314) ft es superior al 100% (Qadm > Qcoob).

113



23. Posteriormente se realizaron las instalaciones pertinentes en superficie y se
limpid arena circulando en reversa a 3.5 bpm.

24.En la Zona | se realiz6 suabeo pero no dio resultado por lo que seria candidato
a estimulacién matricial.

25.Finalmente se instala arbol de inyeccién y se libera el equipo el 14 de
Noviembre.

4.4.4 Historico general de inyeccion del pozo A4-A y A4-B. A continuacion se
muestran dos pozos que se encuentran en el mismo patron en los cuales se
esperaban inyecciones similares. Al pozo A4-A se le realizo estimulacién
mecanica (suabeo) y al pozo A4-B no se le realizo esta estimulacién. Los
comportamientos de inyeccion fueron los siguientes, los cuales se muestran en las
Gréficas 11y 12.

Grafica 11. Comportamiento de inyeccién de agua del Pozo A4-B
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Gréfica 12. Comportamiento de inyeccién de agua del Pozo A4-A

Comportamiento de Inyeccion Pozo A4-A

Caudal (BWPD)

Como se puede observar en los graficos anteriores, se muestra el comportamiento
del pozo A4-B y A4-A respectivamente. Comparando las dos graficas se puede
concluir que la operacién mecénica de suabeo resulta efectiva debido a que son
dos pozos que pertenecen al mismo patron. El pozo A4-A se le realizo la
estimulacién mecanica por lo que los caudales de inyeccion estan alrededor de los
1400 bwpd, mientras que si se compara con el pozo A4-B la inyeccién es muy
inestable y los valores de inyeccién promedio son de 712 bwpd por lo que se
puede concluir que la estimulacién mecéanica resulta efectiva para esa zona y es
recomendable realizarla.

4.5 CASO 5: POZO A5, ESTIMULACION CON BJJ

Para el quinto caso se analiza el pozo A5, el cual es un pozo inyector ubicado en
el sur del campo el cual nunca ha inyectado debido a un taponamiento por
migracion de finos. A continuacion se describe detalladamente la perforacion y su
completamiento asi como la inyeccion del pozo después del bombeo del fluido.

4.5.1 Perforacién y completamiento del Pozo A5. El 2 de Octubre de 2017 se
iniciaron las operaciones para la perforacion del pozo A5 la cual finaliz6 el cinco de
Octubre de 2017, para un total de tres dias. A continuacion se describe el proceso
de perforacién y completamiento:

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccion del equipo que
se va a emplear para la perforacion teniendo en cuenta informacion como:
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive,
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y
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conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunion pre
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del
equipo con que se va a llevar a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie fue perforada el 2 de Octubre de 2017 con una
broca de 113 de pulgada, alcanzando una profundidad de 360 ft con un ROP
promedio de 113 ft/hr.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 83 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 356 ft y el cemento
utilizado es clase G.

¢ La segunda etapa fue perforada el tres de Octubre del mismo afio. En esta etapa
comienza la perforacion direccional con una broca de 7} de pulgada para dar
inicio a la perforacion de los intervalos productores.

e En la tercera etapa comienza la perforacién direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que las etapas anteriores con
broca de 7} de pulgada desde 360 ft hasta llegar a una profundidad 2707 ft en
MD terminando el cuatro de Octubre. La perforacién de todos estos intervalos
requiere del registro de varios surveys en donde se registro el mayor grado de
inclinacion a una profundidad de 1137 pies alcanzando un valor de 17.9° y un
Azimuth de 343.78°.

¢ Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing de
produccion de 5} pulgadas de diametro el mismo dia que la etapa anterior desde
superficie hasta 2698 pies de profundidad. Finalmente el dia cinco de Octubre
del 2017 se realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a
una profundidad de 2707 ft.

El completamiento del pozo A5 comenz6 el dia nueve de Octubre de 2017 y
finalizo el 16 de Noviembre del mismo afio para un total de siete dias. Los
intervalos intervenidos estan entre 1365 pies hasta 2081 pies. El completamiento
del pozo se puede evidenciar con mas detalle en el estado mecanico que se
encuentra en el Anexo A.

4.5.2 Detalle de la operacion de estimulacién acida. En la Tabla 18 se

presentan las seis zonas del pozo A5 con sus respectivas caracteristicas. La
estimulacién con el fluido BJJ se realiza en las Arenas B.
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Tabla 18. Zonas del Pozo A5

POZO AS- Intervalos Ablerios

Zona Whevaln 0 Bl | Eepeeordfl — Keff Porosidad
B 1 1.365 1.370 5 244 348 748
Fl T.434 1437 3 FIT] 150 797
3 1.450 1.466 16 244 210 B4
4 1.454 1.502 B 24 530 B4
5 5 1.605 1.613 B 13 4T i
3 1.681 1.602 i 13 7 1.034
7 1.702 1.712 10 13 i 1.050
] B 1.732 1.738 B 13 14z .07
] 1.812 1.818 B 13 a0 [REL
10 1.823 1.826 3 13 a0 1.138
3 ] 1.878 1.883 5 TaL 3] 1133
12 1.888 1.854 3 T3l 208 1.140
13 1.899 1.903 4 TaL 120 1.148
14 1915 1.918 3 T3l 5 1.160
15 1.022 1.027 5 T3l ) 1.166
16 1.942 1.947 5 T3l ] T
Z 17 1.955 1.063 B T3l 3 (RER
18 1974 1.980 E T3l 5E 1.205
18 1.999 Z.010 T T3l B3 1.226
1 Z0 Z04z Z.052 10 TaL 6 1257
pal 2072 Z.087 ] TaL ETF 1.280

Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en
cuenta los elementos del protocolo de movilizacion del campo y las
recomendaciones de HSE.

Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los
involucrados en la operacion, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias
para realizar el trabajo de forma segura.

Se movilizan equipos a la locacién, el fractank de capacidad 500 bbls, la
cisterna de capacidad 5000 galones y la quimica para la adecuada mezcla de
los sistemas.

Se realiza limpieza de sarta con 10 bbls de Pickling HCL y se desplaza con 1
bbl de agua posteriormente se reversa fluido a superficie y se neutraliza con
soda Caustica.

Se posicionan empagues en la zona 1 y se bombea tren de fluidos en la zona 1
asi como se muestra en la Tabla 19.
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Tabla 19. Bombeo de tren de fluidos Zona 1 Pozo A5

Componentes Cantidad
Preflgjo acetico 10 bbl
foérmico
NH4CI 4% 3 bbl
BJJ 36 bbl
NH4CI 4% 3 bbl
Control de finos 36 bbl
Desplazamiento
NHA4CI 4% 12 bbl

6. Se realiza prueba de Inyectividad post estimulacion zonal se observa
diferencial de aproximadamente 200 psi con respecto a la prueba de
inyectividad antes de la estimulacion.

7. Posiciona empaques en zona 2 a 1980 ft. Se Bombea preflujo acético formico
3bbls, Desplazamiento Salmuera NH4CI 4% 12bls; se deja en remojo por 6
horas.

8. Continua tratamiento BJSS 18bbl; Salmuera NH4Cl 4% 3bls; Control Finos
18bbls; Desplazamiento Salmuera NH4CI 4% 12bbls.

9. Se posiciona empaques en zona 3 a 1865 ft y se bombea tren de fluidos asi
como se muestra en la Tabla 20.

Tabla 20. Bombeo de tren de fluidos Zona 3 Pozo A5

Componentes Cantidad
Preflgjo acetico 4 bbl
foérmico
NH4CI 4% 3 bbl
BJJ 23 bbl
NH4CI 4% 3 bbl
Control de finos 26 bbl
Desplazamiento
NH4CI 4% 11 bbl

10. Se realiza prueba de inyectividad en la zona 3 post estimulacion y se observa
un diferencial de presion aproximadamente de 200 psi con respecto a la
prueba de inyectividad antes de la estimulacion.

11. Se posicionan empaques en la zona 4 a 1850 ft.
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12.Se bombea tren de fluidos en la zona 4 asi como se muestra en la Tabla 21.

Tabla 21. Bombeo de tren de fluidos Zona 4 Pozo A5

Componentes Cantidad
Preflgjo acetico 2 bbl
foérmico
NH4CIl 4% 3 bbl
BJJ 8 bbl
NH4CIl 4% 3 bbl
Control de finos 8 bbl
Desplazamiento
NH4CI 4% 11 bbl

13. Se posicionan empaques en la zona 5 a 1750 ft, posteriormente se bombea
preflujo acético férmico 5 bbl, desplazamiento salmuera NH4Cl 4% 12 bbl y se
deja en remojo por 6 horas.

14.Continda el tratamiento en la zona 5 asi como se muestra en la Tabla 22.

Tabla 22. Bombeo de tren de fluidos zona 5 Pozo A5

Componentes Cantidad
NH4CI 4% 3 bbl
BJJ 35 bbl
Control de finos 35 bbl
Desplazamiento
NH4CI 4% 10 bbl

15.Se posicionan empaques en la zona 6 a 1520 ft y se bombea preflujo acético
férmico 8 bbl, desplazamiento salmuera NH4CI 4% 10 bbl y se deja en
remojo por 7 horas.

16.Se contindia con el tratamiento BJSS en la zona 6 asi como se muestra en la
Tabla 23.
Tabla 23. Bombeo de tren de fluidos Zona 6 Pozo A5

Componentes Cantidad
NH4CI 4% 3 bbl
BJJ 27 bbl
Control de finos 27 bbl
Desplazamiento
NH4CI 4% 9 bbl
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17.Se colocan empaques en zona 7 a 1443 ft y se bombea tren de fluidos asi
como se muestra en la Tabla 24.

Tabla 24. Bombeo de tren de fluidos Zona 7 Pozo A5

Componentes Cantidad
Preflgjo gcetlco 3 bbl
formico
NH4CIl 4% 3 bbl
BJJ 8 bbl
NH4CIl 4% 3 bbl
Control de finos 8 bbl
Desplazamiento
NH4CIl 4% 9 bbl

4.5.3 Historico general de inyeccidon del pozo A5. Para la realizacion de una
estimulacién en un pozo inyector se debe conocer el comportamiento histérico de
inyeccion general del pozo y determinar si necesita de estimulacion o no. En la
Grafica 13 se observa el comportamiento general de inyeccion del pozo A5. Se
debe tener en cuenta que el Pozo A5 es un pozo nuevo es decir que nunca ha
inyectado.

Gréfica 13. Histdrico general de inyeccion Pozo A5
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En la grafica anterior, se puede observar que el comportamiento de la inyeccion
permanece relativamente constante, los caudales de inyeccion estan alrededor de
los 600 bwpd por lo que se puede concluir que la estimulacién result6 efectiva.

4.6 CASO 6: POZO A6, ESTIMULACION CON DISSOLVINE

Para el sexto caso se analiza el pozo A6, el cual es un pozo inyector ubicado en
Infantas cuya inyeccion ha disminuido debido a un taponamiento por 6xidos de
hierro. A continuacion se describe detalladamente la perforacion y su
completamiento asi como el historial del pozo antes y después de la estimulacion.

4.6.1 Perforacién y completamiento del Pozo A6. EI 5 de Diciembre de 2011 se
iniciaron las operaciones para la perforacién del pozo A6 la cual finalizo el 10 de
Diciembre de 2011, para un total de cinco dias. A continuacion se describe el
proceso de perforacion y completamiento:

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccion del equipo que
se va a emplear para la perforacién teniendo en cuenta informacién como:
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive,
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y
conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunion pre
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del
equipo con que se va a llevar a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie fue perforada el 5 de Diciembre de 2011 con
una broca de 12} de pulgada, alcanzando una profundidad de 328 ft.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 93 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 322.8 ft y el
cemento utilizado es clase G.

e La segunda etapa fue perforada el seis de Diciembre. En esta etapa comienza
la perforacion direccional con una broca de 91 para dar inicio a la perforacion
de los intervalos productores.

e En la tercera etapa comienza la perforacion direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que la etapa anterior con broca
de 91 de pulgada desde 328 ft hasta llegar a una profundidad 4578 ft en MD
terminando el seis de Diciembre. La perforacion de todos estos intervalos
requiere del registro de varios surveys en donde se registré el mayor grado de
inclinacién a una profundidad de 2794 pies, alcanzando un valor de 36,44° y un
Azimuth de 168,34°.
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e Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing
de produccion de siete pulgadas de diametro el dia nueve de Diciembre desde
superficie hasta 4531 pies de profundidad. Finalmente el 10 de Diciembre se
realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a una
profundidad de 4578 ft.

El completamiento del pozo A6 comenzo el cinco de Enero de 2012 y finalizo el 10
de Enero del mismo afio para un total de cinco dias. Fueron intervenidos 16
intervalos los cuales estaban entre 4056 ft y 3653 ft. EI completamiento del pozo
se puede evidenciar con mas detalle en el estado mecénico que se encuentra en
el Anexo A.

4.6.2 Detalle de la operacién de la estimulacion con Dissolvine StimWell. En
la Tabla 25 se presenta la zona a estimular la cual se encuentra resaltada en
Amarillo y esta en el intervalo 3740 ft — 3840 ft.

Tabla 25. Zona candidata a estimulacién con Dissolvine StimWell.

Intervalo Tope (ft) Base(ft) Espesor(ft) Arena

1 3651 3,653 2 Cc1-C
2 3670 3,672 2 C1-C
3 36TH 3,689 13 C1-C
4 3691 3,693 2 C1Ab-C
5 3705 3,723 18 C1Ab-C
b aral 3,744 4 c2-C
) 3748 3,751 3 C2-C
B 3754 3,757 3 C2-C
9 aTeE1 3,773 12 C2-C
10 JTRT 3,783 2 C2-G
11 3793 3,800 T C20t-C
12 3803 3,809 B C20t-C
13 3819 3,827 B C20t-C
14 3835 3,846 " Gtb-C
15 3868 3,872 4 Gtb-C
16 3877 3,887 10 C3-C
17 3907 3,923 16 C3-C
18 3940 3,957 17 C3-C
19 3971 3,982 1" C3ICh-C
20 4046 4,056 10 C4-C

A continuacion se presenta el procedimiento operacional de la estimulacion con el
fluido dissolvine. Para este procedimiento se utilizd varilla hueca tanto para la
estimulacion como para la realizacion del pickling anterior al bombeo del
tratamiento.

122



. Se moviliza y se arma el equipo para el reacondicionamiento, teniendo en
cuenta los elementos del protocolo de movilizacion del campo y las
recomendaciones de HES.

. Realizar charla pre operacional para revisar el programa con todos los
involucrados en la operacion, evaluar riesgos y tomar las medidas necesarias
para realizar el trabajo de forma segura.

. Se arma unidad de slickline con el fin de hacer prueba a la camisa de
circulacién y cambio de véalvulas reguladoras de flujo por valvulas ciegas.

. Se avanza con dificultad a 3580 ft de MD con el recogedor de muestras.

. Se corre varilla hueca hasta 3580 ft y se realiza pickling con HCI.

. Se instala unidad de bombeo y se realiza circulacion de dos fondos arriba
analizando el fluido de retorno donde al dejarlo en reposo se observa fluido

turbio y presencia de sélidos.

. Se desplazan dos barriles de HCI con 9,4 barriles de agua dejando en reposo
por 20 minutos y se desplaza medio barril para reponer el acido utilizado.

. Se reinicia circulacion consiguiendo retornos de fluido con sdlidos mas finos.

. Se instala unidad de slickline para hacer cambio de valvulas reguladoras de
flujo por valvulas ciegas en todas las zonas.

10.Se instala unidad de bombeo y se realiza pickling bombeando 13 barriles de
HCI 7,5%.

11.Se realiza prueba de inyectividad inicial SRT con 8,5 barriles de salmuera
NH4CI de la siguiente forma Ver Tabla 26.

Tabla 26. Prueba de inyectividad previa al tratamiento con Dissolvine StimWell

Q(bpm) P (psi)

0,03 183
0,05 371
0,10 1540
0,13 1827
0,20 2016
0,30 2088
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12. Se realiza bombeo de la primera etapa del Dissolvine StimWell desde la
cabeza de pozo con 30 barriles y se deja por un tiempo de remojo de 10 horas
(22 barriles de fluido en la tuberia y 8 barriles en la formacion).

13.Se realiza el bombeo de la segunda etapa del fluido Dissolvine StimWell con
42 barriles que se desplazan con 22 barriles de salmuera NH4Cl y se deja en

remojo por dos horas.

14. Se realiza prueba de inyectividad SRT posterior al bombeo del Dissolvine
StimWell y se observan los siguientes resultados Ver Tabla 27.

Tabla 27. Prueba de inyectividad posterior al tratamiento con Dissolvine StimWell

Q(bpm) P (psi)

0,03 94

0,05 314
0,10 533
0,13 739
0,20 1131
0,30 1351

15. Se desconecta linea y equipos de tratamiento.

Una vez finalizado el procedimiento de bombeo del tren del fluido de estimulacién
se realiza una comparacion de las pruebas de inyectividad que se realizaron
durante este proceso en la zona estimulada. Ver Gréfica 14.
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Gréfica 14. Comportamiento pruebas de inyectividad antes y después
tratamiento con el fluido Dissolvine StimWell Pozo A6
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En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después de la estimulacién en la zona afectada (3740-3809) ft.
Se puede evidenciar que la presion disminuyo en un 36% aproximadamente lo que
indica que el tratamiento resulto efectivo.

4.6.3 Historico General de inyeccion del Pozo A6. Para la realizacién de una
estimulacién o limpieza se debe conocer el comportamiento histérico de inyeccion
general del pozo y determinar si necesita 0 no de una estimulacion y/o limpieza,
este comportamiento del Pozo A6 se puede observar en la Gréfica 15.
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Grafica 15.Historico General de Inyeccion del Pozo A6
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En el gréfico anterior se observa el comportamiento de inyeccién de agua del pozo
A6 en el cual se observa una caida drastica de inyeccion en Junio de 2015
llegando a valores de 10 bwpd por lo que se decide realizar la limpieza con
Dissolvine. Realizando una serie de analisis se decide llevar acabo la limpieza con
Dissolvine StimWell. Una vez realizada la operacion se observa como el caudal
aumenta nuevamente a valores de 350 aproximadamente bwpd.

4.6.4 Histérico de Inyeccién por zonas. Como se mencion6 en el capitulo 2, el
completamiento en los pozos inyectores del Campo La Cira Infantas se realizan
con sartas selectivas para garantizar un mejor control de las operaciones que se
van a realizar en el pozo, de igual forma se realiza la estimulacién garantizando
asi un mejor resultado a la hora de realizar dichas operaciones. En la Tabla 28, se
muestra el caudal de inyeccidn que presentaban antes de la estimulacién y
después de realizar el tratamiento:

Tabla 28. Historico de inyeccidn por zonas antes y después de la estimulacién del
Pozo A6

Registros de inyeccién

Intervalo Tope (ft) Base (ft) Espesor(ft) Arena Q. Antes Q. Después
[ 3740 3,744 4 c2-C
7 3748 3,751 3 c2-C 0
B 3754 3,757 3 c2-C
E 3761 3,773 12 c2c 3
10 3787 3,789 2 c2-C
11 3793 3,800 7 C20t-C o
17 3803 3,809 6 C20t-C
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En la tabla anterior se presentan los resultados de la inyeccion en la zona después
de la estimulacion. El trazador muestra que una vez se intervino la zona y se puso
a inyectar el pozo, se ve que resulto efectivo ya que antes la inyeccion era nula
mientras que ahora se ve un aumento en el caudal.

Finalmente, en la Tabla 29 se presenta un resumen de los casos anteriormente
mencionado.

127



Cuadro 7. Resumen de Casos de operacion para la realizacion de la Matriz de decision

Inyeccidén

Sector

Problema

Tratamiento

Detalle operativo

Aumento

en la
inyeccio
n

Estimulacion zonas intervenidas: 3.
Al Cayo Cira Taponamiento por guimica con Arenas C. 24%
paulatinamente Sur migracion de finos OMA (organic Operacion: se realiza pickling, bombeo de
mud acid) NHA4CI, preflujo, sistema principal OMA.
Estimulacion zonas intervenidas: 3
A2 Cayo Cira Taponamiento por quimica con Arenas_(’:._ i ickli HCL 7% %
drasticamente Este carbonatos preflujo Speramon. se realiza pickling (HCL 7%), 33%
ombeo de prefluyjop, bombeo de
estabilizador de arcillas.
zonas intervenidas: 2.
Arenas C.
. . — Operacion: se realiza slickline para
A3 paula(;ﬁg(r)nente g;rt: Tapor;z\arr;”nrllzr;to por I(_:Icr:iqlgldﬁ:b(i:r?g verificac_ién de fondo, posterior se Ijmpia 23%
con coiled tubing, bombeo de pildora
viscosa, bombeo de agua para desplazar
pildora, verificacion de retornos.
. . Estimulacion pozos i.nterveni.dos: 1 (A4-A)
A Cayo Cira Taponamiento por mecanica con Zonas intervenidas: 3 49%
drasticamente Norte arenas. Operacion: se instalo unidad de suabeo y
suabeo . .
equipo lubricador.
Zonas intervenidas: 7
Cira Taponamiento por Est'im_ulacién Arenas_F:’, . o
A5 Nunca Inyecto Sur migracién de finos guimica con Operacion: se realiza pickling (HCI), se 100%
BJSS bombea preflujo, tratamiento principal con
BJSS, bombeo de control de finos.
zonas intervenidas: 1
Arenas C.
Cayo Infanta Taponamiento por Limpiezq con Equipo .utilizado: varilla huecg. '
A6 Paulatinamente S 6xidos de hierro Dissolvine Operacion: se realiza pickling (HCI), 27%
StimWell bombeo del DissolvineStimWell en dos
etapas, andlisis de pruebas post-
tratamiento.
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4.2 DISENO DE LA MATRIZ DE DECISION

Teniendo en cuenta los casos presentados anteriormente en donde se obtuvo
éxito de limpieza y estimulacion en pozos inyectores del Campo La Cira Infantas
se procede a establecer los parametros de decision y posterior disefio de la matriz.

4.2.1 Comportamiento de la inyeccion. Este sera el parametro de entrada para
la matriz de decisibn ya que es importante tener en cuenta las siguientes
condiciones:

e Siel pozo nunca inyecto o tuvo caidas drasticas en la inyeccion.
e Siel pozo estaba inyectando y comenz6 caer paulatinamente.

4.2.2 Sector del Campo. Es el segundo parametro para tomar la decision ya que
el campo se divide en seis sectores los cuales son: Infantas Norte (IN), Infantas
Sur (IS), Infantas Central (IC), Cira Norte (CN), Cira Sur (CS) y Cira Este (CE) en
donde se pueden presentar problemas diferentes. Para este caso en particular se
tomaran los sectores asi:

e Cira Norte 00.
e C(Cira.
e Infantas.

4.2.3 Causa de disminucion en la inyeccion de agua. Como se mencionoé en el
capitulo 2, existen diversos factores por los cuales la inyeccion no se esta
realizando de la mejor forma. Teniendo en cuenta los problemas observados en
los casos planteados se van a tener en cuenta los siguientes problemas:

e Taponamiento por arenas.

e Taponamiento por carbonatos.

e Migracion de finos.

e Taponamiento por 6xidos de hierro.

4.2.4 Valor Presente Neto de cada tratamiento propuesto. Como cuarto
pardmetro de decisién se obtuvo el VPN en un pozo tipo de La Cira Infantas el
cual se explicara mas adelante en el capitulo financiero. Los valores obtenidos
son:

Coiled Tubing: $1.029.057

Dissolvine StimWell: $873.883

Suabeo: $649.535

Preflujo: $518.666

OMA: $256.927

BJJ: $99.883
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Teniendo en cuenta lo anterior en la Figura 28 y la Figura 29 se muestra la
representacion grafica de la matriz de decision, en donde como se observo
anteriormente se basa en casos de éxito ya probados lo que indica que ésta matriz
es netamente experimental.

130



Figura 28. Matriz de decision Parte 1

ESTIMULACION

CAMPO LA
CIRA INFANTAS

—

Cuando Nunca
Inyacto o cayd
dréstlcamente,

CIRA Taponamiento por
NORTE 00 Arenas
Taponamiento por
CIRA carbonatos
INFANTAS NoApkca

[— Ok
Operaciones de
Suabeo
VPN= §649.535
| Estimulacién
Quimica
r— Ok
Bombeo de
Preflujo
VPN= §516.666
Estimulacién
l— Quimica
Siempre ha
Inyectado

Arangs OMA
o [ ven=s2se07
L sw
Arenas 8" [ \on- 600 863
Arenas OMA
o [ veN=s2se0r
1| e
Arenas"B" ™ \owi- 600 883
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Figura 29. Matriz de decision Parte 2

ESTIMULACION
CAMPO LA
CIRA INFANTAS

OMA
VPN= §256.927

CIRA Taponamiento por Retirar Operaciones de
———| Daflode Formacién [~ | Serta Susbeo
NORTE | i VPN= $640.535
T Estimulacidn
=——————-{  Quimica
Cuando estaba §i Hay Taponamiento Taponamiento
—— por 2
s | i B i SO
paulatinamenta. CRA  |=—{ Muestreo Slickline
=n I — o ]
No hay tap I Retirer | _| Operaciones de
(Darlo de Formacidn) Migracitn definos =1 g ¥ o
VPN=§649.535
Estimulacién
Quimica
Called Tubing
o _ Dissolvine
————| INFANTAS I—— Oridos de Herro Stimtell
VPN=§ 873.888

Bull Heading

BN
VPN= $99.683
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Como se observa en la Figura 28 se presenta la primera mitad de la matriz de
decision en donde se observa de color amarillo, el primer parametro de seleccion
el cual es el comportamiento de la inyeccion que para esta primera parte es
cuando el pozo nunca inyecto. A continuacion se muestra en los recuadros
naranja el segundo parametro de seleccion que denominados sector del campo
(Cira Norte 00, Cira e Infantas), una vez seleccionado el sector del campo se
presentan las causas de la disminucion en la eficiencia las cuales son:
Taponamiento por arenas y taponamiento por carbonatos respectivamente, en el
caso de infantas no se ha presentado disminucién en la eficiencia, por lo tanto no
aplica. Seguido de esto, estan los recuadros verdes los cuales representan las
soluciones que han sido probadas y exitosas para cada sector del campo las
cuales son: Operaciones de suabeo y bombeo del preflujo respectivamente.
Finalmente se presentan las opciones que podrian implementarse en dado caso
que la opcidn en verde no haya dado los resultados esperados.

De igual forma en la Figura 29 se presenta la segunda mitad de la matriz de
decision en donde se observa de color amarillo, el primer pardmetro de seleccion
el cual es el comportamiento de la inyeccién que para esta segunda parte es
cuando el pozo inyecto y comenzo a caer paulatinamente la inyeccion. de agua. A
continuacion se muestra en los recuadros naranja el segundo pardmetro de
seleccién que denominamos sector del campo (Cira Norte 00, Cira e Infantas), una
vez seleccionado el sector del campo se presentan las causas de la disminucion
en la eficiencia las cuales son: Taponamiento debido a un dafio en la formacién
(migracion de finos), Taponamiento de arenas y taponamiento por oxidos de
hierro. Seguido de esto, aparecen los procedimientos operacionales que se deben
hacer y finalmente el tratamiento propuesto para cada caso los cuales estan
representados en los recuadros verdes que son las soluciones que han sido
probadas y exitosas para cada sector del campo las cuales son: Operaciones de
suabeo, Estimulacion quimica con OMA o BJJ dependiendo de la Arena, Coiled
Tubing y bombeo del fluido Dissolvine Stimwell respectivamente.

4.3 APLICATIVO DE LA MATRIZ DE DECISION

Una vez presentada la matriz de decision graficamente se procede a explicar un
aplicativo disefiado en excel para una mayor facilidad de decisén. A continuacion
se explica el paso a paso del funcionamiento de la matriz.

En primer lugar se muestra una ventana principal que es donde se da inicio a la
matriz de decisiébn como se observa en la Figura 30.
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Figura 30. Ventana de inicio de la matriz de decision.

/W
oxyY

’

Diseiio de una matriz de decisidon de un
fluido de limpieza y estimulacion en un
pozo inyector del Campo La Cira Infantas

Inicio [

Elaborado por:
Maria del Mar Monz6n Duarte
Ricardo Andrés Vargas Corredor

Una vez dado inicio a la matriz, aparece una ventana como la que se muestra en
la Figura 31.

Figura 31. Ventana principal de la matriz de decision.

()

@ | Estimulacién campo la Cira Infantas X

Comportamiento ] j Reinidar
»axv Comportamiento
V' Sectores I j

ESTIMULACION
CAMPO LA CIRA
INFANTAS

En la figura anterior se puede observar la pantalla principal de la matriz de
decision. En esta se aprecian en el costado izquierdo tres iconos los cuales son: la
casa representa “home” que direcciona a la portada del trabajo, el ojo representa
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la visualizacion completa de la matriz de decision y el icono de “play” representa la
ejecucion como tal de la matriz. En el centro de la pantalla se muestra una
ventana como la de la Figura 32.

Figura 32. Ventana principal de la matriz de decision.

Estimulacidon campo la Cira Infantas X
Comportamiento I | L] ReiniGar
Comportamiento
Sectores I Ll

Como se observa en la imagen anterior, aparecen dos listas desplegables las
cuales son: Comportamiento de la inyeccion y sectores del campo. A mano
derecha se encuentra un botén denominado reiniciar comportamiento el cual es
para comenzar de nuevo todas las selecciones.

Figura 33. Seleccién del comportamiento de la inyeccién en el aplicativo.

Estimulacion campo la Cira Infantas X

LI Reinidar
Comportamiento

Compor tamiento Estaba Inyectando y comenzd a caer paulatinamente

Nunca Inyectd

Sectores

Para dar un ejemplo, seleccionamos en comportamiento de inyeccion el que se
refiere a que estaba inyectando y comenzd a caer paulatinamente como se
observa en la Figura 33 y en la Figura 34 se observa la eleccion del segundo
pardmetro de entrada que seria el sector del campo, en este caso seleccionamos
Cira.

Figura 34. Seleccion del sector en el aplicativo.

Estimulacion campo la Cira Infantas X
Comportamiento I Estaba Inyectando y comenzé a caer paulatinamente _V_I Renicar
Comportamiento
Sectores [ LI

Cira Norte 00

Infantas

Una vez ingresado los datos de entrada se despliega el problema que esta
causando la disminucion en la eficiencia de la inyeccion y un resultado que

135



corresponde al tratamiento que se recomienda realizar para mejorar dicha
ineficiencia.

Para este ejemplo, como se puede observar en la Figura 35 aparecen dos
opciones en las cuales se dice que una vez realizado el muestreo slickcline lo que
se encontré fue: si hay o no taponamiento en el pozo. Dependiendo de la eleccion
del resultado del procedimiento de slickline se muestra enseguida el problema que
esta causando la disminucion en la inyeccion. En este caso se decidio que no
habia taponamiento, por lo que el problema que se tiene es un dafio de formacion
por migracion de finos y la solucidon propuesta es en primer lugar realizar una
operacion de suabeo. Si el suabeo no resulta efectivo o no da los resultados
esperados, se selecciona el botdn de estimualcion quimica.

Figura 35. Ventana de resultados de la matriz de decision.

J - .
A\ 4 Estimulacién campo s Cira Infantas %

A | Comportemiento [ Ectaba nyectands y comenzd a caer pauiatinamente | Reiridar

(=) e Compartamiento

W’ | Seores [em |

Una vez realizado el muestreo de
Slickine se encontré que: -
€ 5i hay taponamienta ' No hay taponamientn Tener en cuenta que...

ESTMTACION : | Migracién de finos . |
CAMPO LACIRA <) Nc_) presenta restriccién en los pozos
INFANTAS inyectores del campo ya que las

desviaciones son <= 35°

Operaciones de Suabeo VPN= 649,535

Si el resultado no es efectivo Estimulacién
presionz o botin) Quimica Cerrar para continuar

Resultada

Una vez presionado el botén de estimulacion quimica se despliegan nuevamente
dos opciones las cuales son: Arenas “C” o Arenas “B”. Este factor es fundamental
a la hora de realizar la estimulacién quimica debido a que el fluido utilizado para la
estimulaciéon en las Arenas “C” presenta caracteristicas especificas para este tipo
de arenas, distintas a las carcateristicas del fluido utilizadas para las Arenas “B”.
Para el ejemplo, como se observa en la Figura 36, se decide que la estimulacion
se realiza en las Arenas “C”. Una vez seleccionada dicha opcion el resultado
propuesto cambia a estimulacién con OMA.
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Figura 36. Ventana de resultado de la matriz parte 2.

)
©

®

ESTIMULACION
LA CIRA
INFANTAS

Estimulacién campo |a Cira Infantas

axy
.y

Comportamiento

Sectores

e

| Estaba Inyectando y comenzs a caer paulatinamente

=] Reidar
Comportamiznto

[ cra

Una vez realizado &l muestreo de
Slickine se encontré que:

Causa

Resultado

" i hay taponamiento

' No hay taponamiento

=]

| Migradién de finos

Tener en cuenta que...

OMA VPN = §256.927A

Se Recomienda hacer
Estmulagan Quinica

% “Arenas C*

" “Arenas B

Volver

- Se puede utilizar a altas temperaturas.
- Remueve el dafio en areniscas o
calizas si el tiempo de contacto con la
tuberfa es alto.

- Se puede usar en crudos asfilticos.

Cerrar para continuar

Si por el contrario, las arenas que se van a tratar son las Arenas “B” el tratamiento
gue se propone es la estimulacién quimica con BJJ como se muestra en la Figura
37, ya que es un fluido de caracteristicas mas fuertes.

Figura 37. Ventana de resultados de la matriz parte 3.

A
©

Estimulacion campo la Cira Infantas

Comportamiento

Sectores

Causa

Resultado

®

[ Estaba Inyectanda y comen:

26 a caer paulatinamente

=l Reinidiar
Comportamiento

[ cra

Una vez realizado &l muestreo de
Slicki 6

" i hay taponamiznto

contr que:

& No hay tapenamiento

|

Tener en cuenta que...

- Se usa para formaciones de arenisca.

I Migradién de finos

- Tiene una reaccién mejorada con finos
siliceos de cuarzo y no arcilla.
- Reduccién de la precipitacién de

Baker (B1) VPN=599.883

Se Recomiel
Estimulaci

" “Arenas C*

% “Arenas B

nda hacer
6n Quimica Valver

subproductos de HF.

- Previene la escala post-estimulacidn.
- Mayor produccidn de penetracién en la
matriz mas profunda.

- Aplicacion a alta temperatura (5003F).

Cerrar para continuar

Es importante aclarar que cada resultado que se propone, tiene un parametro
financiero que es el Valor presente neto (VPN) el cual ayuda a tomar la decison
dependiendo de las condiciones econdmicas que le convengan mas a la compafiia
y de igual forma se presenta una ventana en donde se recuerda la funcién y
caracteristica operacional para cada caso.
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5. IMPLEMENTACION DE LA MATRIZ DE DECISION EN UN POZO PILOTO
DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En el presente capitulo se describe la implementacion de la matriz de decision en
un pozo piloto con el objetivo de incrementar los volimenes de inyeccion de dicho
pozo, para ello se describe su perforacion y completamiento, asi como la causa
qgue ha generado la disminucion en la inyeccién de agua, sus caudales antes y
después de la inyeccion y finalmente el analisis de resultados.

En primer lugar se presenta la informacion basica del pozo para seleccionar los
datos de entrada de la matriz de seleccion esto es: su estado mecanico y
completamiento, asi como la causa de su baja inyectividad y el historico general
del pozo.

Para la implementacion de la matriz se estudio el pozo piloto P1-1 el cual es un
pozo inyector ubicado en Infantas Norte cuya inyeccion ha disminuido
paulatinamente. A continuacion se realiza una descripcion breve de la informacién
bésica del pozo para hacer uso de la matriz de decision y decidir el mejor
tratamiento.

5.1 PERFORACION Y COMPLETAMIENTO

La perforacion del pozo PI-1 comenzé el 18 de Junio de 2008 y se terminé el 27
de Junio del mismo afio para un total de nueve dias. A continuacion se describe el
detalle de la operacién y completamiento. En la Figura 38 se observa el estado
mecénico del pozo.

e Como primera medida se realiza el reconocimiento e inspeccion del equipo que
se va a emplear para la perforacion teniendo en cuenta informacién como:
capacidad de la torre, tipo y potencia de las bombas, capacidad del top drive,
capacidad de los tanques de almacenamiento, el conjunto de preventoras y
conexiones superficiales, entre otros. Para esto se realiza una reunién pre
operacional con el fin de que el equipo de trabajo tenga el conocimiento del
equipo con que se va a llevar a cabo la operacion.

e La primera etapa de superficie comenzé el 21 de Junio de 2008 con una broca
de 12} de pulgada, alcanzando una profundidad de 350 ft.

e Posteriormente se procede a cementar el casing superficial de diametro 93 de
pulgada. Se asienta el zapato flotador a una profundidad de 342.36 ft y el
cemento utilizado es clase G. Se bombearon 1.5 bbl de agua fresca para
limpiar las lineas. Esta operacion se realizé el 22 de Junio del mismo mes.
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La segunda etapa fue perforada el mismo dia que la etapa anterior. En esta
etapa comienza la perforacion direccional con una broca de 82 para dar inicio a
la perforacion de los intervalos productores.

En la tercera etapa comienza la perforacion direccional de los intervalos
productores. La perforacion inicia el mismo dia que las etapas anteriores con
broca de 81 de pulgada desde 350 ft hasta llegar a una profundidad 3287 ft en
MD terminando el 27 de Junio del mismo afo. La perforacion de todos estos
intervalos requiere del registro de varios surveys en donde se registro el mayor
grado de inclinacion a una profundidad de 1505 ft, alcanzando un valor de
18,69° y un Azimuth de 270.44°,

Una vez perforados los intervalos de interés se procede a cementar el casing
de produccién de siete pulgadas de diametro el mismo dia que la etapa
anterior desde superficie hasta 3278 pies de profundidad. Finalmente el 28 de
Junio se realiza el lavado y desmonte de los equipos y el pozo se entrega a
una profundidad de 3287 ft.

Figura 38. Estado mecénico del pozo piloto PI-1

Hole | Cement |Opening ‘e Py .

Deptns | Depths | Depths Schematic - Occidental de Colombia LLC. (12/152018)
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El completamiento del pozo PI-1 comenzo el primero de Julio de 2008 y finalizo el
mismo dia. Fueron intervenidos 10 intervalo. El completamiento del pozo se puede
evidenciar con mas detalle en la Figura 39.

Figura 39. Completamiento del pozo piloto PI-1

WIELLBORE FQUPMENT
PACKER ASSEMBLY
Companent Name Joints | Top MDY | Etm MDY | Nominal GO(n) [ Neminal IDfn) | Grace Connecicn | Weightippf) Coaditon
TUBING HANGER 1 138 14.4 7.062 2930 NEW
CROSSOVER 1 144 150 3.000 2441 NEW
TUBING JOINTIS) 1 150 455 2875 2441 | L8 850 NEW
PUP JOINT 1 45.9 95.7 2875 2441 | L8 6.5 NEW
PUF JOINT 1 557 517 2875 2441 NEW
TUBING JOINTIS) er 517 27357 2875 2441 | L& 650 NEW
PUR JOINT 1 27357 27437 2875 2441 | L-80 650 NEW
ONOFF TOOL 1 27437 27472 3.800 244 NEW
PUP JOINT 1 274722 27533 2875 2441 | L.80 850 NEW
PACKER (PCS:5 XC HYDR) 1 27533 27581 5.875 2335 NEW
PUP JOINT 1 2,758 27684 2875 2441 | L-BO 850 NEW
SIDE POCKE T MANDREL 1 27684 21779 4580 Zaa NEW
TUBING JOINTIE} 1 27779 28089 2875 2441 | L-B0 850 NEW
TUBING JOINTIS) 1 2,808.9 2,8308 2875 2441 | L-B0 650 NEW
PACKER (TANDEM G5 XC HY DR 2,595.0 28435 5.07% 2395 NEW
TUBING JOINTIS) 1 28435 2874 2,875 2441 L&D -2 NEW
SIDE FOCKETMANDREL 1 28741 28837 4600 2441 NEW
PUZ JOINT 1 2,8837 28935 2875 2441 | L8O 650 NEW
PACKER (TANDEM C5 XC HYCRY 28935 28971 5875 2335 NEW
PUP JOINT 1 28871 29033 2875 2441 | L-80 850 NEW
PUR JOINT 1 2,903.3 29134 2675 2441 | L-BD 6.0 NEW
SIDE POCKETMANDREL 1 29134 29230 2875 2441 NEW
PUD JOINT 1 2,0283.0 2,082.8 2.875 S.441 | L 80 .50 NEW
PACKER (TANDEM C5 XC HYCRI 29328 19354 5875 2335 NEW
PUF JOINT 1 29354 25456 2875 2441 | L-80 680 NEW
SIDE FOCKETMANDREL 1 25456 2,8582 244 NEW
TUBING JOINTIS) 1 29582 29872 2875 2441 | L8O Extemal-Ups 850 NEW
PACKER (PCS5 XC HYDR) 1 29872 29920 5875 2335 NEW
PUS JOINT 1 29920 30022 2878 2441 | L8O Extamal-Ups §50 NEW
LARCING NIPPLE 1 30022 3,003.¢ 3,000 2107 NEW
WL REENTRY GUICE 1 30031 30036 2875 2411 NEW
SAND

Component Name Joinls Tp MOM) | Etm MOM) | Nominal OB(n) | Neminal 1D)in) | Grade Connection | Weightipph Cendition
FILL ' 32250 3,2780 6625
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5.2 HISTORICO GENERAL DEL POZO DE INYECCION

A continuacion en la Gréafica 16 se presenta el comportamiento de inyeccion de
agua del pozo PI-1.

Gréfica 16. Comportamiento de inyeccion de agua Pozo PI-1
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Como se puede observar en el grafico anterior la tendencia de la curva al principio
es aparentemente constante pero comienza a decaer paulatinamente el 17 de
Diciembre de 2016 debido a una obstruccién por Oxidos de hierro. Durante el
siguiente afo el caudal de inyeccion siguié con la misma tendencia y hubo otro

bajon el 23 de Septiembre del 2017 por lo que la estimulacién quimica con
Dissolvine Stimwell resultaba la mejor opcion.

5.3 IMPLEMENTACION DE LA MATRIZ

A continuacion se procede a seleccionar los pardmetros de entrada de la matriz

para verificar el proceso operativo de estimulacion que se debe ejecutar en éste
poZzo.

5.3.1 Comportamiento de la Inyeccién. Como se observa en la Grafica 16 la
inyeccion del pozo comenzo con una buena inyeccion, aproximadamente 1100
BWPD pero comenzé a disminuir paulatinamente a través del tiempo. Por lo que el

primer parametro de entrada de la matriz es cuando la inyeccidbn comenzo buenay
comenzo a caer paulatinamente.
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5.3.2 Ubicacion en el Campo. Como se menciond anteriormente, el pozo PI-1 se
encuentra ubicado en Infantas Norte, por lo que en la matriz propuesta nos
ubicamos en Infantas.

5.3.3 Causa de baja inyectividad. Teniendo en cuenta dos muestras realizadas a
otros dos pozos que se encuentran en el mismo sector, se determiné que en esta
zona la causa de baja inyectividad se debe a incrustaciones de oxidos de hierro
que estan obstruyendo el flujo en las vélvulas de inyeccién y presencia de solidos
inorganicos que han invadido y/o precipitado en el radio critico del pozo.

Teniendo en cuenta los parametros seleccionados, se procede a ingresarlos en la
matriz de decision asi como se muestra en la Figura 40.

Figura 40. Seleccion de los parametros de inicio del pozo PI-1.

Estimulacién campo la Cira Infantas x
Comportamiento | Estaba Inyectando v comenzd a caer paulatinamente ﬂ Foasoa
Comportamiento
Sectores | | j
[ cira Morte 00
Cira

LIRS

Una vez seleccionados estos parametros en la matriz, nos damos cuenta que la

solucién propuesta es la limpieza en la zona cercana al pozo con Dissolvine

StimWell como se observa en la Figura 41, el cual fue explicado en el capitulo 3.
Figura 41. Solucion propuesta para el Pozo PI-1.

Estimulacién campo la Cira Infantas X

- Comportamients | Estaha Inyertando y comenzd a caer paulatnaments ﬂ Reinidar Tener en cuenta que...
an Compartamiento
‘-/ Sectves [infantzs ~] - Alta estabilidad térmica v bajo
potencial de corrosion.
i - Se usa para formaciones de carbonato
Causa | Taponaminents por Oxidos de Herra y areniscas.

- Disuelve el carbonato de calcio y

controla el hierro

— —— - Es efectivo hasta 4003F.
Resdtads I Dissolvine Stmiiell VPN= §873.888
Puede ser usado Colded Tubing,
Varilla Hueca o Bul Heading Cenar parg contnuar
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5.4 OBJETIVO DEL TRATAMIENTO

Mejorar la inyectividad del pozo PI-1 mediante la limpieza desincrustante para
remover las escamas, ya sea por 6xidos de hierro o por minerales que se
superponen a lo largo de la tuberia, en los cafioneos etc., que actualmente estan
obstruyendo el flujo de agua a través de las valvulas de inyeccion de los mandriles
M3 y M4. Asi mismo se realiza la estimulacion matricial de la formacion para
remover los sélidos inorganicos que se han precipitado en el radio critico del pozo
entre los intervalos (2784-2832) ft y (2848-2893) ft.

5.5 INFORMACION DEL POZO

Como se menciond anteriormente el Pozo PI-1 es un pozo inyector de agua
ubicado en el campo La Cira Infantas el cual tiene perdida de inyectividad en las
zonas donde se encuentran los mandriles M3 y M4. Se presume que es debido a
un taponamiento de los componentes de inyeccion del mandril y a la reduccion de
la permeabilidad en la formacion cercana. La obstruccién que se presume es de
naturaleza inorganica como Oxidos, carbonatos y sulfatos de hierro y calcio. Esto
es con base a muestras tomadas en pozos cercanos a este. A continuacion se
presenta en la Tabla 29, las propiedades de las formaciones que se van a tratar.

Tabla 29. Propiedades de las zonas a tratar en el pozo piloto PI-1

POZO I-1 Intervalos Ablertos Presiénde  Permeabllid

Porosidad (%) |

ort WL o () Basa(f)  Espesor(t)  Arena  Resarvoro ps)  ad nd)

2848-2862 311 C2-C 202 54 13
1 3 28762883 3.119 7 C2-C 212 760 17
2887-2893 3.146 6 C2-C 216 54 10
27842794 3.014 10 C1-C 177 47 19
2 4 2802-2808 3.027 6 C1-C 183 161 15
2816-2832 3.055 16 C1-C 191 326 16

Dos pruebas de campo realizadas en dos pozos permitieron validar que Dissolvine
StimWell es capaz de remover los depdsitos inorganicos depositados en dichos
pozos los cuales recuperaron de manera significa su inyectividad.

5.6 DISENO DEL TRATAMIENTO
Esta seccion se divide en cuatro partes las cuales son: La formulacién y
preparacion del tratamiento, la ejecucion de la operacion, las pruebas de flujo

escalonado antes y después de cada etapa y finalmente el analisis de resultados
de cada prueba.
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5.6.1 Formulacion y preparacion del tratamiento. Este apartado se enfoca en
los parametros basicos que se tuvieron en cuenta al momento de preparar el
fluido, las cantidades necesarias en general como lo muestra la Tabla 30 entre
otras como se explica a continuacion:

e En primer lugar el Dissolvine StimWell se debe preparar en tanques limpios
para evitar cualquier cambio en las propiedades del fluido.

e Para realzar la mezcla del tratamiento de forma homogénea se conectd el
tanque con agua dulce a un circuito de recirculacion con presion baja,
manteniendo esta operacion como minimo media hora.

e La cantidad que fue sugerida para el tratamiento de los mandriles 4 y 3 fueron:
38 bbl y 33 bbl respectivamente. Ver Tabla 31.

e El tratamiento se realiz6 en dos etapas: en la primera se decidié hacer limpieza
interna de cada mandril y la segunda etapa se atacOd las obstrucciones
presentes dentro del medio poroso.

e Finalmente se recomendo realizar un Step Rate Test antes y después de cada
etapa para evitar alcanzar la presion maxima de fractura.

Tabla 30. Formulacion del tratamiento para el pozo piloto PI-1

Componente = Volumen (gal) Total (bls)
Dissolvine® 1750

StimWell™

Agua Fresca 1743 83
Surfactante 7

Tabla 31. Volumen, tasa y remojo por cada mandril del pozo piloto PI-1

Mandril Etapa Vol. (bbls) Tasa (bpm) Remojo (hrs)
1 13 0,1 6
4 2 20 0.1 6
1 13 0,1 7
S 2 25 0,1 6

Previo al trabajo de estimulacién se tuvieron en cuenta ciertos parametros que se
deben cumplir antes de ejecutar dicha operaciéon como: alistar todos los equipos
con los que se iba a realizar el trabajo de estimulacién (unidad de bombeo,
mangueras Yy tuberias, tanques de mezcla y de almacenaje, sistema de
adquisicién de datos, etc.), verificar que en la locacion se tuviese la suficiente
agua fresca y los quimicos para la preparacion del tratamiento, realizar la
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respectiva reunion de seguridad para evitar cualquier contra tiempo y que todo el
equipo involucrado en la operacién estuviese enterado de lo que se iba a realizar y
finalmente realizar una revision previa del desempefio de los equipos a utilizar.

5.6.2 Ejecucion del tratamiento. El procedimiento que se presenta a
continuacion fue propuesto por AkzoNobel junto con Oxy, se llevé a acabo de la
siguiente forma:

1.

Como primera medida se realizé un analisis del estado interno de la sarta por
medio de Slickline.

Posteriormente se procede a reemplazar las valvulas de inyeccidon que estan
en los mandriles por valvulas ciegas para aislar los intervalos abiertos.

Se realiz6 limpieza de la sarta (pickling) por medio de coiled tubing con una
solucion acida dosificada con inhibidor de corrosion. Se circularon 10 bbls de
este acido inhibido y posteriormente se monitorearon y verificaron retornos
limpios.

Por medio de la unidad de slickline se extrajo la valvula ciega del mandril
namero tres.

Se realiz6 la prueba de inyectividad para verificar la presion necesaria por
debajo de la presion de fractura previa al tratamiento en la formacion y se
utilizé agua compatible con las arcillas de la formacion.

Se procedié a inyectar la primera etapa del tratamiento bajando tuberia
continua y se posiciono frente al mandril nimero tres. La tasa de inyeccion fue
de 0.1 bpm y 13 bbls de Dissolvine StimWell. Se desplazé con agua a la misma
tasa con el fin de que el tratamiento estuviese en los componentes internos del
mandril, el espacio anular entre el mandril y el revestidor y en los perforados.

Una vez inyectado el tratamiento se cerro el pozo y se esperé por seis horas.

A continuacion se procedid a realizar la segunda etapa del tratamiento que
consistié en posicionar la tuberia continua e inyectar los 20 bbls de Dissolvine
StimeWell a una tasa de 0.1 bpm.

Después de la segunda etapa de tratamiento se cerrd el pozo nuevamente por
seis horas. Una vez se cumplieron las horas de remojo se realiz6 la prueba de
inyectividad post- tratamiento del mandril tres.

10.Se procede a realizar el tratamiento para el mandril cuatro, por lo que con la

unidad de slickline se instal6 la valvula ciega del mandril tres y posteriormente
se extrae la valvula ciega del mandril cuatro.
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11.Se realiz6 la prueba de inyectividad para verificar la presion necesaria por
debajo de la presion de fractura previo al tratamiento en la formacién y se
utilizé agua compatible con las arcillas de la formacion.

12.Se procedié a inyectar la primera etapa del tratamiento bajando tuberia
continua y se posiciono frente al mandril nUmero cuatro. La tasa de inyeccién
fue de 0.1 bpm y 13 bbls de Dissolvine StimWell. Se desplazé con agua a la
misma tasa con el fin de que el tratamiento estuviese en los componentes
internos del mandril, el espacio anular entre el mandril y el revestidor y en los
perforados.

13.Una vez inyectado el tratamiento se cerré el pozo y se esperd por siete horas.

14.A continuacion se procedid a realizar la segunda etapa del tratamiento que
consistié en posicionar la tuberia continua e inyectar los 25 bbls de Dissolvine
StimeWell a una de 0.1 bpm.

15.Después de la segunda etapa de tratamiento se cerrd el pozo nuevamente por
seis horas. Una vez se cumplieron las horas de remojo se realizé la prueba de
inyectividad post- tratamiento del mandril cuatro.

16.Finalmente se realiz6 el desarme de equipos y se entregd el pozo para que
siguiera su operacion normal.

5.6.3 Pruebas de flujo escalonado (SRT). Como se explicd en el capitulo tres,
las pruebas de flujo escalonado o Step Rate Test son necesarias a la hora de
realizar una estimulacion matricial con el fin de no sobrepasar la presion de
fractura. Los resultados que arroja esta prueba de inyectividad son de gran utilidad
para la identificacion de parametros que facilitan la evaluacién y ejecucion de la
operacion. Durante la ejecucién del tratamiento con Dissolvine StimWell se
realizaron una serie de pruebas de inyectividad antes y después para evaluar la
efectividad del tratamiento las cuales se presentan a continuacion:

e Mandril 3, Zona 1. Con el objetivo de evaluar que tan efectivo resulta el
tratamiento se realizaron los respectivos SRT antes y después de la
estimulacién. De esta forma en la Tabla 32 se presentan los resultados de la
prueba de inyectividad previo al tratamiento y en la Grafica 17 su
comportamiento. De igual forma en la Tabla 32 se presentan los resultados de
la prueba de inyectividad posterior al tratamiento y en la Grafica 18 su
comportamiento.

Se realizé SRT inicial previo al bombeo en donde el caudal de bombeo definido
fue de 0.1 BPM.
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Tabla 32. Pueba de inyectividad previa al tratamiento (Zona 1) Pozo PI-1

Pre-Tratamiento

Caudal Promedio (bpm) Presion Promedio (psi)
0,04 609
0,06 1826
0,09 2040
0,1 2147
0,2 2320
0,3 2388

Gréfica 17. Comportamiento prueba de inyectividad previa al tratamiento Zonal
Pozo PI-1
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En la grafica anterior se puede observar el comportamientoi que tuvo la prueba
SRT, en donde en azul se registran los intervalos de caudal y en amarillo el
comportamiento de la presion.

Tabla 33. Prueba de inyectividad posterior al tratamiento (Zona 1) Pozo PI-1

Post- Tratamiento

Caudal Promedio Presion Promedio

(bpm) (psi)
0,04 910
0,06 1276
0,09 1388

0,1 1542
0,2 1777
0,3 1898
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Gréfica 18. Comportamiento prueba de inyectividad posterior al tratamiento Zona
1 Pozo PI-1.
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En la gréfica anterior se puede observar el comportamiento que tuvo la prueba
SRT después del tratamiento, en donde en azul se registran los intervalos de
caudal y en amarillo el comportamiento de la presion.

Después del bombeo del tratamiento se realizé prueba de SRT en donde se logra
observar una ganancia en la presion aproximadamente de 600 psi. Esta ganancia
se puede identificar con esta prueba ya que en dicha zona el pozo admiti6 mas
caudal de agua a una presibn menor que cuando el pozo se encontraba con
restriccién por dafio, lo cual nos indica que el tratamiento esta siendo efectivo.

e Mandril 4, Zona 2. Con el objetivo de evaluar que tan efectivo resulta el
tratamiento se realizaron los respectivos SRT antes y después de la
estimulacion. De esta forma en la tabla 34 se presentan los resultados de la
prueba de inyectividad previo al tratamiento y en la Gréafica 19 su
comportamiento. De igual forma en la tabla 35 se presentan los resultados de
la prueba de inyectividad posterior al tratamiento y en la Grafica 20 su
comportamiento.
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Se realizé SRT inicial previo al bombeo en donde el caudal de bombeo definido
fue de 0.08 BPM

Tabla 34. Pueba de inyectividad previa al tratamiento (Zona 2) Pozo PI-1

Pre-Tratamiento

Caudal Promedio Presién
(bpm) Promedio (psi)
0,04 650
0,06 1692
0,09 1779
0,1 1762
0,2 1844
0,3 1877

Gréfica 19. Comportamiento prueba de inyectividad previa al tratamiento Zona2
Pozo PI-1
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En la gréfica anterior se puede observar el comportamiento que tuvo la prueba
SRT, en donde en azul se registran los intervalos de caudal y en amarillo el
comportamiento de la presion.

149



Tabla 35. Prueba de inyectividad posterior al tratamiento (Zona 2) Pozo PI-1

Post-Tratamiento

Caudal Promedio Presion
(bpm) Promedio (psi)
0,04 11
0,06 20
0,09 195
0,1 466
0,2 902
0,3 1308

Grafica 20. Comportamiento prueba de inyectividad posterior al tratamiento Zona
2 Pozo PI-1

SRT FINAL M#4 — Tr.Press — Slurry Rate 01192018
2000 T T T 1.0 1.0
1800 SRT 0.348 Bpm @ 1340 PSI
1600 Llenado de Pozo SRT 0.235 Bpm @ 965 P 0.8 0.9 g)
‘w1400 SRT 0.121 Bpm @ 482 PSI E 3
& 1200 SRT 0.038 Bpm @ 285 PSI [ 06 & 5
g 1000 w SRT 0.068 Bpm (@ 28 PSI é-' 0.3 g
g 800 RT 0.038 Bpm @ 9 PSI 04 5 s
oL 600 3 L)
07 3
400 0.2 >
200 J\ Vsl
oxill . , : : : . 0 0.6
13:50:07 14:15:07 14:40:07 15:05:07 15:30:07
Time - hh:mm:ss

Se realizé una prueba de SRT posterior al bombeo del tratamiento en donde se
logra observar una ganancia en presion aproximadamente de 500 psi, esta
ganancia se puede identificar con esta prueba ya que en dicha zona el pozo
admiti6 mas caudal de agua a una presion menor que cuando el pozo se
encontraba con restriccion por dafio, lo cual nos indica que el tratamiento fue
efectivo.
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5.7 ANALISIS DE RESULTADOS DE LA ESTIMULACION EN EL POZO PI-1
CON DISSOLVINE STIMWELL

En éste apartado se presentan los resultados y el andlisis obtenido de las pruebas
realizadas en los mandriles nimero tres y cuatro que fueron las zonas en las
cuales se identifico la disminucion en la inyectividad de agua. Para ello se
presenta una comparacion en las pruebas de inyectividad antes y después del
tratamiento y su grafica.

En primer lugar se analiza el resultado obtenido por el tratamiento en la zona 1
gue corresponde al mandril 3. En el Tabla 36 se presenta la comparaciéon de las
dos pruebas de inyeccidon que se realizaron y en la Grafica 21 se observa la
comparacion de estas dos pruebas en donde se aprecia mejor la efectividad que
tuvo el tratamiento.

Tabla 36. Comparacion de las pruebas SRT realizadas en la zona 1 (Mandril 3)
Pozo PI-1

B Dd e BCL Qad

Ublcacién Pre Tratamiento Post Tratamiento

Caudal Presién Caudal Presién
Zona | Mandrll |5 medio (bpm) |Promedio (psi)| Promedio (bpm) | Promedio (psi)
0,04 609 0,04 910
0,06 1826 0,06 1276
. " 0,09 2040 0,09 1388

0.1 2147 0.1 1542

02 2320 02 1777

03 2388 03 1898

Como se puede observar en la tabla anterior la formacion mejoro de forma
considerable en la tasa de admisibilidad y como se aprecia en los recuadros en
amarillo la presiéon, aun cuando el caudal de bombeo es el mismo, disminuyo
aproximadamente 500 psi por lo que se puede decir que el tratamiento fue
efectivo.
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Gréfica 21. Comportamiento de la presion en prueba SRT pre y post tratamiento
en la zona 1 (Mandril 3). Pozo PI-1
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En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después del bombeo del fluido. Se puede evidenciar que los
resultados con el tratamiento resultaron efectivos ya que con los mismos caudales
de inyeccidn la presion disminuyo en un 25% aproximadamente.

En segundo lugar se analiza el resultado obtenido por el tratamiento en la zona 2
que corresponde al mandril 4. En la Tabla 37 se presenta la comparacion de las
dos pruebas de inyeccidn que se realizaron y en la Grafica 22 se observa la
comparacién de estas dos pruebas en donde se aprecia mejor la efectividad que
tuvo el tratamiento.

Tabla 37. Comparacion de los SRT realizados en la Zona 2 (Mandril 4) Pozo PI-1

Pruebas de Inyectividad
Ublcacién Pre Tratamiento Post Tratamlento
Caudal Presién Caudal Presién
Zona | Mandrll | o medio (bpm) |Promedio (psi)| Promedio (bpm) | Promedio (psi)
0,04 650 0,04 11
0,06 1692 0,06 20
2 4 0,09 1779 0,09 195
0,1 1762 0.1 466
0,2 1844 0,2 902
0,3 1877 0,3 1308
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Como se puede observar en la tabla anterior la formacion mejor6 de forma
considerable en la tasa de admisibilidad y como se aprecia en los recuadros en
amarillo la presion, aun cuando el caudal de bombeo es el mismo, disminuyo
aproximadamente 600 psi por lo que se puede decir que el tratamiento fue
efectivo.

Gréfica 22. Comportamiento de la presion en prueba SRT pre y post tratamiento
en la zona 2 (Mandril 4). Pozo PI-1
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En la gréfica anterior se presenta la comparacion de las pruebas de inyectividad
realizadas antes y después del bombeo del fluido. Se puede evidenciar que los
resultados con el tratamiento resultaron efectivos ya que con los mismos caudales
de inyeccién la presion disminuyo en un 35% aproximadamente.

Teniendo en cuenta los andlisis realizados previamente se puede afirmar que el
tratamiento para mejorar la inyectividad del pozo PI-1 mediante la limpieza
desincrustante para remover las escamas y estimular el radio cercano a la
formacion cumplié con el objetivo planteado. En la Tabla 38 se presenta el
comportamiento de la presién y del caudal del pozo una vez puesto a inyeccion el
31 de Enero de 2018:
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Tabla 38. Comportamiento de inyeccion de agua del Pozo PI-1 posterior al
bombeo del tratamiento

POZO PI-1

Fecha Presion (psi) Caudal (Bwpd)

1/28/2018 1720 1370
1/29/2018 1720 1280
1/30/2018 1750 1203
1/31/2018 1760 1100

2/1/18 1750 1088
2/26/2018 1710 1156

En la Grafica 23 se muestra el comportamiento del caudal de inyeccion del 15 de
Agosto de 2017 fecha antes de tomar la decisidbn de bombear el tratamiento con
Dissolvine StimWell.

Gréfica 23. Comportamiento de inyeccion del Pozo PI-1 antes del tratamiento
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En la grafica anterior se observa que los valores de caudal de inyeccion de agua
son variables a través del tiempo, mostrando valores entre 400 y 550 BWPD,
siendo valores muy bajos.

En la Grafica 24 se muestra el comportamiento del caudal de inyeccion del 13 de

Febrero de 2018, fecha en la cual el tratamiento con Dissolvine StimWell ya fue
bombeado.
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Gréfica 24. Comportamiento de inyeccién del Pozo PI-1 despues del tratamiento
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Como se puede observar en la grafica anterior el caudal de inyeccion de agua por
dia se mantiene entre 1043 BWPD hasta 1104 BWPD. Comparando con la
Grafica 23 se observa que el caudal aumento aproximadamente a un 55% con
respecto al caudal de agua antes de realizar el tratamiento. Por lo tanto, se puede
concluir que el tratamiento resulto efectivo asi como la matriz de decisién
propuesta.
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6. ANALISIS FINANCIERO

Actualmente en el Campo La Cira Infantas se esta presentando una disminucion
en la eficiencia de la inyeccion de agua en los pozos inyectores y como
consecuencia de esto una disminucion en la produccion de petréleo en el campo,
esto se debe a una serie de problemas que se han estudiado a lo largo de este
trabajo entre los cuales estan: migracion de finos, Taponamiento por organicos,
entre otros.

Lo que se propone para mejorar este problema es una matriz de decision que
permita elegir el mejor fluido de estimulacion, limpieza o procedimiento para asi
mejorar en los caudales de inyeccion de agua y que se aumente de esta forma los
niveles de produccion en el campo.

La herramienta desarrollada se hizo con base a las experiencias que han
resultado exitosas en el campo, vale aclarar que la matriz esta disefiada
Gnicamente para el campo La Cira Infantas. A continuacién se presentan tres
escenarios en los cuales se va a demostrar la importancia de implementar la
matriz de decision.

6.1 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)

Cuando se habla de costos de inversion o CAPEX se hace referencia a la
inversion inicial o requerida que debe realizar una empresa en la adquisicién o
mejora de los bienes de capital y de la cual se espera obtener una rentabilidad en
un periodo determinado.

6.1.1 Inversion requerida para el escenario de evaluacion actual. Para este
escenario se tiene en cuenta que no se realiza inversion ya que se esta evaluando
el caso en el que no se aplica la matriz de decision y por consiguiente no se
realiza ningun tipo de estimulacion.

6.1.2 Inversién requerida para el escenario de evaluacion de limpieza con
Dissolvine Stimwell. En la Tabla 39 se observa la inversién requerida para
realizar el bombeo del fluido Dissolvine Stimwell. Esta se realiza con el objetivo de
aumentar la inyeccion en el pozo inyector PIl-1 y por consiguiente aumentar la
produccion de petréleo en los pozos productores correspondientes al pozo
inyector.
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Tabla 39. Inversién requerida para el tratamiento Dissolvine StimWell.

Descripcion de costo Inversion (Délares)
Wireline/Slickline 30.755,00
Dissolvine Stimwell, unidad de

bombeo y otros 66.030,33
Impuestos (19% regulacion 2017) 18.389,21
Inversion total 115.174,54

6.1.3 Inversion requerida para el escenario de evaluacion de estimulacién
con fluido OMA. En la Tabla 40 se observa la inversion requerida para realizar el
bombeo del fluido de estimulacion OMA. La inversion realizada es con el objetivo
de aumentar la inyeccion en el pozo inyector PI-1 y por consiguiente aumentar la
produccion de petrdleo en los pozos productores correspondientes al pozo
inyector.

Tabla 40. Inversion requerida para el tratamiento con OMA.

Descripcion de costo Inversion (DGlares)
Rig Daily Cost 95.051,17
W|reI|ne/Sl|ckI|ne (Incluye 7.858,45
cafioneos)
OMA, empaques, calibracion 169.850,89
Impuestos (19% regulacion 2017) 51.824,50
Inversion total 324.585,01

6.2 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)

Cuando se habla de costos de operacion u OPEX se hace referencia a los costos
en que incurre un sistema ya instalado o adquirido, durante su vida atil, con objeto
de realizar los procesos de produccion, es decir los costos innecesarios para el
mantenimiento del sistema. En este caso las intervenciones se realizan cada tres
afos.

Los costos de operacién de este proyecto seran las intervenciones realizadas al
pozo inyector Pl-1 y de igual forma el costo de levantamiento de los barriles de
petréleo totales producidos de los pozos correspondientes al pozo PI-1. En el
Campo La Cira el costo de levantamiento actual es de 14 ddlares por barril.
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6.2.1 Costos de operacién requeridos para el escenario de evaluacién actual.
En la Tabla 41 se presentan los costos de intervencion del pozo inyector sin
hacerle ningun tratamiento y los costos de produccion de petrdleo de los pozos
productores correspondientes al pozo PI-1.

Tabla 41. Costos de Operacion para el escenario en donde no se realiza

estimulacion.
Periodo Costo de I,evantamiento Costo de,lntervencic')n
(Dolares) (Dolares)
2018 51.219,84 -
2019 51.918,91 -
2020 46.319,97 -
2021 41.481,28 255.231
2022 37.279,65 -
2023 33.614,91 -
2024 30.405,05 -
2025 27.582,52 255.231
2026 25.091,35 -
2027 22.884,94
2028 20.924,26 -
2029 19.176,46 255.231
2030 17.613,81 -
2031 16.212,73 -
2032 14.953,15 -
2033 13.817,88 255.231
2034 1.103,78 -

6.2.2 Costos de operacion requeridos para el escenario de evaluacién con
Dissolvine StimWell. En la Tabla 42 se presentan los costos de intervencion del
pozo inyector una vez implementada la matriz de seleccién del pozo inyector PI-1.
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Tabla 42. Costos de Operacion para el tratamiento con Dissolvine StimWell.

SEilecls Costo de I’evantamiento Costo de,Intervencién
(Délares) (Délares)
2018 128.049,59 96.785
2019 129.797,28 -
2020 115.799,93 -
2021 103.703,19 255.231
2022 93.199,12 -
2023 84.037,27 -
2024 76.012,62 255.231
2025 68.956,29 -
2026 62.728,38 -
2027 57.212,35 255.231
2028 52.310,64 -
2029 47.941,16 -
2030 44.034,52 255.231
2031 40.531,83 -
2032 37.382,88 -
2033 34.544,71 255.231
2034 2.759,44 -

6.2.3 Costos de operacion requeridos para el escenario de evaluaciéon con
fluido de estimulacibn OMA. En la Tabla 43 se presentan los costos de
intervencion del pozo inyector una vez implementada la matriz de seleccion del
pozo inyector PI-1, y los costos de levantamiento para la produccién de petréleo.

Tabla 43. Costos de operacién para tratamiento con fluido OMA.

. Costo de levantamiento Costo de Intervencion
Periodo (D6lares) (D6lares)
2018 128.049,59 403.300,00
2019 129.797,28 -
2020 115.799,93 -
2021 103.703,19 255.231,00
2022 93.199,12 -
2023 84.037,27 -
2024 76.012,62 -
2025 68.956,29 255.231,00
2026 62.728,38 -
2027 57.212,35 -
2028 52.310,64 -
2029 47.941,16 255.231,00
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Tabla 43. (Continuacion)

. Costo de levantamiento Costo de Intervencion
Periodo , ,
(Dolares) (Délares)
2030 44.034,52 -
2031 40.531,83 -
2032 37.382,88 -
2033 3454471 255.231,00
2034 2.759,44 -

6.3 ANALISIS DE INGRESOS

Los ingresos que se analizan para este proyecto son los generados por los barriles
de petréleo producidos por los pozos productores influidos por el pozo inyector PI-
1. Para esto se debe tener en cuenta el precio de venta de un barril de petroleo
que es de 55 ddlares con referencia al WTI. Este valor de referencia sera el mismo
para todos los periodos ya que las evaluaciones econémicas en OXY son de tipo
flat, es decir que son fijas.

Otro factor importante para conocer la produccion neta de petréleo son las
regalias. Las regalias se definen como la contraprestacion economica de
propiedad del estado que se causa por la explotacion de un recurso natural no
renovable, estas comienzan a generarse en la etapa de produccion de los
hidrocarburos. El valor de las regalias esta determinado como se observa en la
Tabla 44.

Tabla 44. Determinacion del valor de las regalias.

Clasificacion %
Hasta 5.000 barriles diarios 8
De 125.000 a 400.000 barriles 20
diarios
Mas de 600.000 barriles diarios 25
Fuente: ANH

Para el escenario de inyeccién actual sin ningun tipo de tratamiento en el pozo
inyector PI-1 el porcentaje de regalias corresponde al 8% de la produccion de
venta de los pozos productores correspondientes, a continuacién en la Tabla 45
se muestra la ganancia en dolares de la produccion de barriles de petroleo y el
ingreso neto.
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Tabla 45. Ingresos netos para el escenario donde no se realiza estimulacion.

~ Ganancia . CRIEGEE
Afo . Regalias 8% Neta
(Dolares) .
(Délares)
2018 201.220,79 16.097,66 185.123,13
2019 203.967,16 16.317,37 187.649,79
2020 181.971,32 14.557,71 167.413,61
2021 162.962,15 13.036,97 149.925,18
2022 146.455,76 11.716,46 134.739,30
2023 132.058,57 10.564,69 121.493,88
2024 119.448,40 9.555,87 109.892,53
2025 108.359,88 8.668,79 99.691,09
2026 98.573,17 7.885,85 90.687,31
2027 89.905,13 7.192,41 82.712,72
2028 82.202,44 6.576,20 75.626,24
2029 75.336,11 6.026,89 69.309,22
2030 69.197,11 5.535,77 63.661,34
2031 63.692,88 5.095,43 58.597,45
2032 58.744,53 4.699,56 54.044,97
2033 54.284,54 4342,763212 49.941,78
2034 4.336,26 346,90 3.989,36

A continuacion en la Tabla 46 se muestra la ganancia neta para el escenario en
donde el pozo inyector PI-1 se le bombea el tratamiento de limpieza del fluido
Dissolvine Stimwell.

Tabla 46. Ingresos netos para el tratamiento con Dissolvine StimWell.

o Ganancia . Ganancia Neta
Ano (Délares) REgElEs B (Délares)
2018 503.051,98 40.244,16 462.807,82
2019 509.917,90 40.793,43 469.124,47
2020 454.928,29 36.394,26 418.534,03
2021 407.405,38 32.592,430 374.812,95
2022 366.139,40 29.291,15 336.848,24
2023 330.146,42 26.411,71 303.734,71
2024 298.621,00 23.889,68 274.731,32
2025 270.899,70 21.671,98 249.227,73
2026 246.432,91 19.714,63 226.718,28
2027 224.762,81 17.981,03 206.781,79
2028 205.506,10 16.440,49 189.065,61
2029 188.340,27 15.067,22 173.273,05
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Tabla 46. (Continuacion)

~ Ganancia . Ganancia Neta
AT (Délares) seagelies (Délares)
2030 172.992,77 13.839,42 159.153,34
2031 159.232,19 12.738,56 146.493,62
2032 146.861,32 11.748,91 135.112,41
2033 135.711,35 10.856,90 124.854,44
2034 10.840,66 867,25 9.973,40

A continuacion en la Tabla 47 se muestra la ganancia neta para el escenario en
donde el pozo inyector PI-1 se le bombea el tratamiento de estimulacion matricial
con el fluido OMA.

Tabla 47. Ingresos netos para el tratamiento con OMA.

~ Ganancia . Ganancia Neta

e (Dolares) FegaliEs B (Dolares)
2018 503.051,98 40.244,16 462.807,82
2019 509.917,90 40.793,43 469.124,47
2020 454.928,29 36.394,26 418.534,03
2021 407.405,38 32.592,430 374.812,95
2022 366.139,40 29.291,15 336.848,24
2023 330.146,42 26.411,71 303.734,71
2024 298.621,00 23.889,68 274.731,32
2025 270.899,70 21.671,98 249.227,73
2026 246.432,91 19.714,63 226.718,28
2027 224.762,81 17.981,03 206.781,79
2028 205.506,10 16.440,49 189.065,61
2029 188.340,27 15.067,22 173.273,05
2030 172.992,77 13.839,42 159.153,34
2031 159.232,19 12.738,56 146.493,62
2032 146.861,32 11.748,91 135.112,41
2033 135.711,35 10.856,90 124.854,44
2034 10.840,66 867,25 9.973,40
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6.4 EVALUACION FINANCIERA

Para esta seccion pretendemos establecer la viabilidad financiera del proyecto
usando el indicador financiero Valor Presente Neto (VPN).

Se conoce al Valor Presente Neto al indicador que mide el aporte econémico de
un proyecto a los inversionistas. Esto significa que refleja el aumento o
disminucién de la riqueza de los inversionistas al participar en los proyectos.

Algunas de las caracteristicas fundamentales del VPN son:

e Es de muy facil aplicacion.

e Depende unicamente del flujo de caja y el costo de oportunidad.

e No solo permite reconocer un proyecto bueno, sino que también permite
comparar proyectos y hacer ranking de ellos

En la ecuacion 3 se observa coémo se calcula el VPN:

Ecuacion 3. Calculo del VPN.

F
VPN(i) = Z A+

Donde:

e VPN: Valor Presente Neto

F: Valor del flujo de caja neto.

i: Tasa de interés de oportunidad (T1O).

n: Numero de periodos que existen para la evaluacion del proyecto.
A: Inversion realizada.

El valor presente neto se puede interpretar de diferentes formas, esto depende si
el VPN es negativo, positivo o continuar igual, en el cuadro 8 se presentan las
diferentes interpretaciones de este:
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Cuadro 8.Interpretaciones del VPN.

Condicion Interpretacion Decision
Significa que el proyecto es capaz de

VPN >0 |generar suf_icign_te dinero para recuperar Se acepta el
lo que se invirti6 en él y ademés deja proyecto

una ganancia.

Significa que el proyecto no es capaz de
VPN <0 | producir suficiente dinero para recuperar
lo invertido en él.

Significa que el proyecto no va a | Es indiferente para
producir ni ganancias ni pérdidas. el inversionista.

No se acepta el
proyecto

VPN =0

Como se mencion6 anteriormente, para el célculo del VPN se necesita conocer el
valor de la tasa de interés de oportunidad (TI1O). La tasa de interés de oportunidad
es la tasa minima utilizada para determinar el valor actual neto de los flujos futuros
de caja del proyecto y es la rentabilidad minima que se le debe exigir al proyecto
para tomar la decision de invertir o no.

Para este caso el valor de la TIO sera del 15% efectivo anual, valor propuesto por
la empresa Occidental de Colombia la unidad monetaria ser& el dolar americano y
el periodo en afios sera de 17 afios.

Finalmente es de gran importancia realizar los flujos de caja, los cuales son
representaciones graficas que hacen referencia a las salidas y entradas netas de
dinero que tiene una empresa o proyecto en un periodo determinado. El flujo de
caja neto se obtiene de restar los ingresos menos los egresos.

6.4.1 VPN para el escenario en donde no se realiza ningun tipo de limpieza o
estimulacion. Como se puede observar en la Grafica 25 se muestran los flujos de
caja netos para el escenario en donde no se realiza estimulacién, los cuales salen
de restar los ingresos y los egresos.
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Gréfica 25. Flujo de Caja para el escenario en donde no se realiza
estimulacion.
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Teniendo en cuenta los flujos de efectivo anteriores se procede a calcular el VPN
aplicando la ecuacion 3.

UPN = o4 13390 13573 12109 146787 = 97.460
- (140,15 ' (1+0,15)2 ' (1+0,15)3 ' (1+0,15)* ' (1 + 0,15)5
,_ 87879  —175744 = 72109 65596 195403
(140,15)6 ' (1+0,15)7 ' (1+0,15)8 ' (1+0,15)° ' (1 + 0,15)1°
,_ 54702 50133 209183 = 42.385
(140,15 ' (1+0,15)2 ' (1+0.15)13 ' (1+ 0,15)*
39.092 —219.107 2.886

+ + +
(1+0,15*™ (1+0,15)* (1+0,15)
El VPN que resulta de resolver la ecuacion anterior es de $ 203.839 USD.
6.4.2 VPN para el escenario en donde se realiza limpieza con Dissolvine
StimWell. Como se puede observar en la Grafica 26 se muestran los flujos de

caja netos para el escenario en donde se realiza estimulacion con Dissolvine
StimWell.

165



Grafica 26. Flujo de caja para el escenario con Dissolvine StimWell.
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Teniendo en cuenta los flujos de efectivo anteriores se procede a calcular el VPN
aplicando la ecuacion 3.

VPN = —115.174 + 237.973 N 339.32 N 302.734 N 15.878
B ' (140,15  (1+40,15)2  (1+0,15)3 " (1 +0,15)*
N 243.649 N 219.697 N —56.512 N 180.271 N 163.98
(14+0,15)5 " (14 0,15)¢ (14 0,15)7 * (14 0,15)8 (1 + 0,15)°
N —105.661 N 136.75 N 125.331 N —140.112
(14 0,15)1° (14 0,15)'* * (1+0,15)12 " (14 0,15)!3
105.961 97.729 —164.921 7.213

+ + + +
(140,15 (140,15 (14 0,15)% (14 0,15)17
El VPN que resulta de resolver la ecuacion anterior es de $ 870.852 USD.
6.4.3 VPN para el escenario en donde se realiza estimulacién con OMA. Como

se puede observar en la Grafica 27 se muestran los flujos de caja netos para el
escenario en donde se realiza estimulacién con OMA.
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Gréfica 27. Flujo de caja para el escenario de estimulacion con OMA.
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Teniendo en cuenta los flujos de efectivo anteriores se procede a calcular el VPN
aplicando la ecuacién 3.

VPN = —324.585 4 —68.541 N 339.327 N 302.704 N 15.878
N ' (1+0,15!  (14+0,15)2 (1+0,15)3 (14 0,15)4
N 243.649 N 219.697 N —56.512 . 180.271 N 163.989
(1+0,15)5  (1+0,15)°%  (1+0,157 (140,158 " (1+0,15)°
N —105.661 N 136.754 N 125.331 N —-140.112
(1+0,15)1° " (140,151 " (14 0,15)12 (14 0,15)13
105.961 97.729 —164.92 7.213

T AT 015" T {1+ 0,15)5 T (1+0,15)1 ' (1+0,15)7
El VPN que resulta de resolver la ecuacion anterior es de $ 394.907 USD

6.5 CONCLUSION FINANCIERA.

Una vez realizada la evaluacion financiera determinando el Valor Presente Neto
para los 3 escenarios, se determind que la ejecucién de la matriz de decision
resulto favorable econémicamente como se muestra en la Tabla 48.
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Tabla 48.Conclusion del anélisis financiero

Escenario VPN

Inyeccidn de agua sin tratamiento $ 203.839 USD
Limpieza con fluido Dissolvine
Stimwell(Ejecucion de la Matriz) $870.852 USD
Estimulacién con OMA (Organic Mud
Acid)

$ 394.907 USD

Como se puede observar en la tabla anterior la opcion que resulta mas rentable
para la empresa es la aplicacion y ejecucion de la matriz de decision de un fluido
de limpieza y estimulacion debido a que comparando con los otros dos escenarios
hay un Valor Presente Neto mayor.

Teniendo en cuenta lo anterior se puede analizar que aplicando la matriz de
decision durante los 17 afios proximos, genera un aumento a dolares de hoy en un
76,59% en la ganancia comparado con lo que se esta realizando actualmente sin
matriz de decision. En caso tal que se tomara la decision de bombear cualquier
fluido sin tener como base la matriz propuesta, el escenario 3 (estimulacién con
OMA), se puede concluir que aungue aumenta la ganancia en los préximos afios
con respecto a lo que se esté realizando, no se compara con el resultado obtenido
por la matriz de decision, ya que la diferencia con respecto al fluido Dissolvine es
de $ 475,945 USD. De igual forma se debe tener en cuenta que la produccion de
petréleo de los pozos productores que estan relacionados al pozo inyector es la
misma pero el tratamiento tiene un menor nivel de beneficio como lo es con el
Dissolvine Stimwell que fue el fluido de decisiébn al aplicar la herramienta
propuesta.

6.6 CALCULO DEL VPN PARA UN POZO TIPO EN LA CIRA INFANTAS

En esta seccion se realiza el analisis de los seis casos propuestos por la matriz de
decision a los cuales se les calcula el Valor Presente Neto en un pozo tipo del
Campo La Cira Infantas con el objetivo de agregar un parametro mas de decision
a la matriz que permita y facilite a la empresa la selecciéon del mejor tratamiento
dependiendo de los recursos que esta tenga en el momento de tomar la decisién
de implementar cualquiera de los tratamientos. En la Tabla 49 se muestran los
valores de inversion por cada tratamiento:
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Tabla 49. Inversiones para cada tratamiento propuesto.

TRATAMIENTO INVERSION (USD)

Estimulaciéon con BJJ $519,000.00
Estimulacion con OMA $445,000.00
Estimulacion con Preflujo $295,000.00
Operaciones de Suabeo $225,000.00
Limpieza con Dissolvine StimWell $105,000.00
Limpieza con Coiled Tubing $22,000.00

Teniendo en cuenta el costo de inversién que se requiere por cada tratamiento se
procede a revisar el costo de levantamiento e intervencion y la ganancia neta que
se obtendria con cada tratamiento para proceder a calcular el VPN. En las tablas
50, 51, 52, 53, 54 y 55 se observan los flujos de caja netos para cada tratamiento.

e Estimulacién con BJJ.

Tabla 50. Flujo de Caja Neto para el tratamiento con BJJ.

BJJ
Periodo Ievaggsngci)ento in%?\s;é?wgi%n CRMEMER Ao e CE
(USD) (USD) Neta (USD) caja (USD)
2018 128,049.59 519,000 462,807.82 -184,241.77
2019 129,797.28 469,124.47  339,327.19
2020 115,799.93 418,534.03 302,734.10
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76
2022 93,199.12 336,848.24  243,649.12
2023 84,037.27 303,734.71  219,697.44
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30
2025 68,956.29 249,227.73 180,271.44
2026 62,728.38 226,718.28 163,989.90
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 -105,661.56
2028 52,311 189,065.61 136,754.97
2029 47,941.16 173,273.05 125,331.89
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 -140,112.18
2031 40,531.83 146,493.62 105,961.79
2032 37,382.88 135,112.41 97,729.53
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 -164,921.27
2034 2,759.44 9,973.40 7,213.96
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Estimulacién con OMA.

Tabla 51. Flujo de Caja Neto para el tratamiento con OMA.

OMA
' Costc_) ~ costo dg Ganancia Flujo neto
Periodo levantamiento intervencion de caja
Neta (USD)
(USD) (USD) (USD)

2018 128,049.59 435,000 462,807.82 -100,241.77
2019 129,797.28 469,124.47 339,327.19
2020 115,799.93 418,534.03 302,734.10
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76
2022 93,199.12 336,848.24 243,649.12
2023 84,037.27 303,734.71 219,697.44
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30
2025 68,956.29 249,227.73 180,271.44
2026 62,728.38 226,718.28 163,989.90
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 -105,661.56
2028 52,311 189,065.61 136,754.97
2029 47,941.16 173,273.05 125,331.89
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 -140,112.18
2031 40,531.83 146,493.62 105,961.79
2032 37,382.88 135,112.41 97,729.53
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 -164,921.27
2034 2,759.44 9,973.40 7,213.96

Estimulacién con Preflujo.

Tabla 52. Flujo de caja neto para el tratamiento con preflujo

PREFLUJO
Costo costo de . ,
Periodo levantamiento intervencion CEULILEL Fluj.o ED E
(USD) (USD) Neta (USD) caja (USD)
2018 128,049.59 295,000 462,807.82 39,758.23
2019 129,797.28 469,124.47 339,327.19
2020 115,799.93 418,534.03 302,734.10
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76
2022 93,199.12 336,848.24 243,649.12
2023 84,037.27 303,734.71 219,697.44
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30
2025 68,956.29 249,227.73 180,271.44
2026 62,728.38 226,718.28 163,989.90
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 -105,661.56
2028 52,311 189,065.61 136,754.97
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Tabla 52. (Continuacion)

PREFLUJO
Costo costo de . .
Periodo levantamiento intervencion Ganangcla FIUJ.O neto de
(USD) (USD) Neta (USD) caja (USD)
2029 47,941.16 173,273.05 125,331.89
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 -140,112.18
2031 40,531.83 146,493.62 105,961.79
2032 37,382.88 135,112.41 97,729.53
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 -164,921.27
2034 2,759.44 9,973.40 7,213.96

Operaciones de Suabeo.

Tabla 53. Flujo de caja neto para las operaciones de Suabeo.

SUABEO

Costo costo de G . Flujo neto
Periodo levantamiento intervencién N anaBgS de caja

(USD) (USD) eta (USD) " ysp)
2018 128,049.59 225,000 462,807.82 109,758.23
2019 129,797.28 469,124.47 339,327.19
2020 115,799.93 418,534.03 302,734.10
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76
2022 93,199.12 336,848.24 243,649.12
2023 84,037.27 303,734.71 219,697.44
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30
2025 68,956.29 249,227.73 180,271.44
2026 62,728.38 226,718.28 163,989.90
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 105,661.56
2028 52,311 189,065.61 136,754.97
2029 47,941.16 173,273.05 125,331.89
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 140,112.18
2031 40,531.83 146,493.62 105,961.79
2032 37,382.88 135,112.41 97,729.53
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 164,921.27
2034 2,759.44 9,973.40 7,213.96
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Limpieza con Dissolvine StimWell.

Tabla 54. Flujo de caja neto para el tratamiento con Dissolvine StimWell

DISSOLVINE

Costo costo de . Flujo neto

Periodo levantamiento intervencion CRIEENE! de caja
Neta (USD)

(USD) (USD) (USD)
2018 128,049.59 105,000 462,807.82 229,758.23
2019 129,797.28 469,124.47 339,327.19
2020 115,799.93 418,534.03 302,734.10
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76
2022 93,199.12 336,848.24 243,649.12
2023 84,037.27 303,734.71 219,697.44
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30
2025 68,956.29 249,227.73 180,271.44
2026 62,728.38 226,718.28 163,989.90
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 105,661.56
2028 52,311 189,065.61 136,754.97
2029 47,941.16 173,273.05 125,331.89
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 140,112.18
2031 40,531.83 146,493.62 105,961.79
2032 37,382.88 135,112.41 97,729.53
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 164,921.27
2034 2,759.44 9,973.40 7,213.96

Limpieza con Coiled Tubing.

Tabla 55. Flujo de caja neto para el tratamiento con Coiled Tubing.

COILED TUBING

Costo costo de G , Flujo neto

: : . ! anancia :
Periodo levantamiento intervencion de caja

Neta (USD)

(USD) (USD) (USD)
2018 128,049.59 22,000 462,807.82 312,758.23
2019 129,797.28 469,124.47 339,327.19
2020 115,799.93 418,534.03 302,734.10
2021 103,703.19 255,231.00 374,812.95 15,878.76
2022 93,199.12 336,848.24 243,649.12
2023 84,037.27 303,734.71 219,697.44
2024 76,012.62 255,231.00 274,731.32 -56,512.30
2025 68,956.29 249,227.73 180,271.44
2026 62,728.38 226,718.28 163,989.90
2027 57,212.35 255,231.00 206,781.79 105,661.56
2028 52,311 189,065.61 136,754.97
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Tabla 55. (Continuacion)
COILED TUBING

Costo costo de : Flujo neto
. X . g, Ganancia 3
Periodo levantamiento intervencion de caja
Neta (USD)
(USD) (USD) (USD)
2029 47,941.16 173,273.05 125,331.89
2030 44,034.52 255,231.00 159,153.34 140,112.18
2031 40,531.83 146,493.62 105,961.79
2032 37,382.88 135,112.41 97,729.53
2033 34,544.71 255,231.00 124,854.44 164,921.27
2034 2,759.44 9,973.40 7,213.96

Una vez aclarado los CAPEX y los OPEX de cada uno de los tratamientos a
evaluar, se procede a calcular el VPN con la ecuacién 3 explicada anteriormente
en el apartado 6.4. Para este caso se muestra la Tabla 56 la cual presenta
anicamente los resultados del VPN para cada caso, hay que tener en cuenta que
el calculo del VPN se realizé de igual forma que el apartado ya mencionado.

Tabla 56. VPN para un pozo tipo en La Cira Infantas.

Tratamiento VPN (Délares)

Coiled Tubing 1,029,057
Dissolvine Stimwell 873,883
Suabeo 649,535
Preflujo 518,666
OMA 256,927
BJJ 99,883

Como se puede observar en la tabla anterior, los valores del VPN estan
organizados de forma descendiente. Se puede concluir que en un pozo tipo en el
Campo La Cira Infantas el tratamiento mas rentable a futuro es el coiled tubing y el
menos rentable es el BJJ.
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7. CONCLUSIONES

Se describieron las generalidades y la geologia del Campo La Cira Infantas, en
donde se pudo identificar que las calizas de la formacion La Luna constituyen
la principal fuente generadora de hidrocarburos en la cuenca. Asi mismo las
areniscas de la Formacién Colorado (Zona A), Formacion Mugrosa (Zona B) y
Formacion Esmeraldas (Zona D) son las rocas reservorio del Campo. Las
Rocas que actian como sello son las pertenecientes a la Formacion Tablazo y
La Luna.

La geologia del campo La Cira Infantas es un factor importante para la
seleccion adecuada del tratamiento ya que eésta se caracteriza por tener
formaciones blandas lo que produce arenamiento, problema frecuente a la hora
de realizar cualquier tipo de estimulacion.

En el campo La Cira Infantas el completamiento de los pozos inyectores es con
sarta selectiva la cual se compone de: camisas de circulacion, mandriles,
empaques hidraulicos, valvulas reguladoras de flujo y conectores On-Off. El
100% de los pozos inyectores estdn completados de esta forma.

Las causas que se presentan en mayor proporcion y que causan la
disminucién en la eficiencia de la inyeccion de agua se deben principalmente a
la depositacion de arena y migracion de finos, produciendo el taponamiento de
la sarta selectiva, asi como taponamiento por carbonatos y 6xidos de hierro.

En el campo la Cira Infantas se realizan estimulaciones tanto mecénicas como
qguimicas. Para las estimulaciones quimicas los fluidos utilizados por la
compafiia son el HCL 7.5% (fluido de limpieza), El pre-flujo acido (remueve
componentes de calcio), el OMA (Organic Mud Acid), estabilizador de finos,
Dissolvine StimWell (controla el hierro y elimina escamas) y el BJJ.

Para el disefio de la matriz se establecieron los parametros de decision con
base a experiencias exitosas del campo las cuales son: la localizacion en el
campo (Cira Norte 00, Cira e Infantas), el comportamiento de la inyeccién
(nunca inyect6 o disminuy6 paulatinamente), el problema presente en el sector
(si existe taponamiento o dafio de formacion) y el Valor presente Neto de cada
tratamiento propuesto.

La matriz de decision planteada resulta una herramienta muy util para la
compafia ya que las estimulaciones en el campo son operaciones que llevan
poco tiempo ejecutandose y como consecuencia de ello no se tiene una guia
de trabajo que permita tomar la mejor decisién posible teniendo en cuenta los
parametros anteriormente mencionados.

La matriz de decision permite observar que las estimulaciones quimicas no son
la Unica opcion para remediar cualquier tipo de obstruccion que disminuya la
eficiencia en la inyeccion en un pozo inyector, sino que también es posible

174



realizar operaciones de suabeo en pozos inyectores y obtener resultados
favorables.

La matriz de decision planteada permite sectorizar los problemas mas
comunes que se presentan en el campo La Cira Infantas a nivel de pozo y
formacion ademas permite reducir el tiempo en la toma de una decision
efectiva y asi evitar dafios al pozo y/o la formacién incurriendo en gastos
injustificados para la empresa.

Se observo que en los casos analizados para disefiar la matriz de decision, el
gue obtuvo un mayor aumento en el caudal de inyeccion fue el suabeo con un
49% y el que menos recupero fue el Coiled Tubing con un 23%.

El pozo piloto PI-1 presentaba un problema de baja inyectividad debido a un
taponamiento por escamas de O6xidos de hierro que se superponian a lo largo
de la tuberia y los cafioneos esto se debia principalmente a la mala calidad del
agua de inyeccion.

Las pruebas de inyectividad realizadas durante la ejecucién del pozo piloto PI-1
permitieron establecer los pardmetros claves para ejecutar el tratamiento sin
fracturar la formacion y sirvieron de guia para el analisis de la efectividad del
tratamiento.

Se ejecutd la matriz de decision en el pozo inyector PI-1, la cual tuvo éxito al
seleccionar el mejor tratamiento para aumentar los caudales en la inyeccion de
agua, el cual fue Dissolvine StimWell en donde se observd que el caudal de
inyeccion de agua aumento en un 55%.

En el analisis financiero se observo que la implementacion de la matriz de
decision es la mejor opcién para la compafiia, ya que el resultado obtenido por
esta, en este caso implementar el Dissolvine StimWell, obtuvo un aumento del
76,59% y esto en dolares es $870.852.

Con el analisis financiero realizado en el pozo tipo se puede concluir que el
tratamiento mas rentable es el coiled tubing con un VPN de $1,029,057.00 y el
que resulta menos rentable es la estimulacién quimica con BJJ con un VPN de
$99,883.00.
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8. RECOMENDACIONES

Se recomienda hacer un seguimiento al Dissolvine StimWell, fluido
seleccionado para el pozo piloto PI-1, y determinar su efectividad a través del
tiempo debido a que no se tiene un control de ésto.

Se recomienda investigar otros fluidos de limpieza y estimulacién que tengan
un efecto positivo en los pozos y sean compatibles con la formacién para
mejorar la eficiencia en la inyeccién de agua y asi aumentar la rentabilidad del
proceso.

Se recomienda que a medida que haya una data méas extensa de los pozos
inyectores en donde se involucren mas parametros como de roca-fluido, se
pueda realizar una matriz de seleccidbn para asi garantizar una mayor
efectividad.

Se recomienda investigar sobre otro tipo de dafio en el campo La Cira Infantas
ya que actualmente el Unico tipo de dafio registrado en la formacion es
migracion de finos, esto ayudaria a establecer una nueva causa de baja
inyectividad de agua en el campo.

Se recomienda estudiar los tipos de completamiento para evaluar si es un
factor que afecte de manera importante en la eficiencia de la inyeccion de agua
en los pozos.

Se recomienda revisar las operaciones de intervencién a pozo, como las
operaciones de slickline, ya que no se realizan de la mejor manera generando
asi valvulas rotas lo que afecta a la disminucion en la eficiencia de la inyeccion
de agua.
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ANEXO A
ESTADO MECANICO DEL POZO Al

s REFERENCE DATUM

Section MDTop (ft)| MDBase () Coord X (E/W): 1,032,276 74m

Coord Y (N/S): 1.264,247.90m
12.25" Hole 160 3620 OriginalKB 325.2f
8.5" Hole 3620| 37200 Fecha de Actualzacion: 11/21/2014 Water Depth: 300,21t

Hole | Cement (Opening

Depths | Depths | Depths Schematic (11/20/2014)

1608 [ 16.0/(TOC)
16.01(TOC)

362.0ft 356.0ft

3011.00
04R |
070 |
awrm |
I
B ]

308501
3071.0

3040
311,00
3t40t

3720.0ft | 3705.0f M40
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ESTADO MECANICO DEL POZO A2

HOLE SECTIONS

REFERENCE DATUM

Section MD Top (ft)

MD Base (ft)

1225"HOLE
8.5"HOLE

16.0
3330

3330
3,508.0

‘Coord X (E/W). 1,033,814.00m
Coord Y (N/S). 1,264,731.00m A
Fecha de Actualizacién: 09142014 Ground Level: 322.1ft

Hole | Cement
Depths | Depths

Opening
Depths

Schematic (9/16/2014)

T60f [ 16 .01(TOC)
16.0R(TOC)
3330ft | 30.0f(TOC)
300
33301

3508.0ft | 3508.0ft

2766.0ft
2776.0ft
2790.0ft
2795.0f
2801.0ft
2806.0ft
2818.0ft
2822 0ft
2835.0ft
2855.0ft
2874 0ft
2907 Oft
2914 0ft
2926 0ft
2938 0ft
2955.0ft
2964 0ft
30020ft
3006.0ft
3027 0ft
3054 0t
3065.0ft
3081.0ft
3090.0ft
3093.0ft
3116.0ft
31340t
31400t
3146.0ft
3153.0ft
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WELLBORE EQUIPMENT

TUBING STRING

Component Name Joints [ Top MD (ft) | Btm MD (ft) | Nominal OD (in) | Nominal ID (in) | Grade Connection Weight (ppf) Condition
TUBING HANGER 1 16.0 16.8 7.062 2.990 | N-80 EUE NEW
CROSSOVER 1 16.8 17.6 3.500 2.990 | N-80 EUE NEW
TUBING JOINT(S) 1 17.6 48.2 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PUP JOINT 3 48.2 62.7 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
TUBING JOINT(S) 83 62.7 2,632.9 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
SLIDING SLEEVE 1 2,632.9 2,635.7 2.875 2.310 EUE NEW
PUP JOINT 1 2,635.7 2,639.7 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
EXPANSION JOINT 1 2,639.7 2,649.7 3.750 2.380 EUE NEW
PUP JOINT 1 2,649.7 2,653.7 2.875 2.441 [ N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
ON-OFFTOOL 1 2,653.7 2,655.6 5.500 2.441 EUE NEW
PUP JOINT 1 2,655.6 2,659.5 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PACKER 1 2,659.5 2,661.8 6.063 2.375 EUE REPAIRED
TUBING JOINT(S) 3 2,661.8 2,754.9 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
INJECTION MANDREL 1 2,754.9 2,763.8 5.460 2.440 EUE NEW
TUBING JOINT(S) 3 2,763.8 2,856.3 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PUP JOINT 1 2,856.3 2,860.4 2.875 2.441 [ N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PACKER 1 2,860.4 2,862.3 6.063 2.375 EUE REPAIRED
PUP JOINT 4 2,862.3 2,882.0 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
INJECTION MANDREL 1 2,882.0 2,890.9 5.460 2.440 EUE NEW
PUP JOINT 5 2,890.9 2,916.0 2.875 2.441 [ N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
SWIVEL JOINT 1 2,916.0 2,919.8 5.500 2.440 EUE NEW
PUP JOINT 1 2,919.8 2,925.6 2.875 2.441 [ N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PACKER 1 2,925.6 2,927.9 6.063 2.375 EUE REPAIRED
TAIL JOINT 2,927.9 2,931.1 EUE

PUP JOINT 2 2,931.1 2,941.0 2.875 2.441 [ N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
INJECTION MANDREL 1 2,941.0 2,949.9 5.460 2.440 EUE NEW
PUP JOINT 1 2,949.9 2,955.3 2.875 2.441 EUE NEW
PACKER 1 2,955.3 2,957.2 6.063 2:875! EUE REPAIRED
PUP JOINT 2 2,957.2 2,967.2 2.875 2.441 [ N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
INJECTION MANDREL 1 2,967.2 2,976.0 5.460 2.440 EUE NEW
TUBING JOINT(S) 1 2,976.0 3,005.2 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PUP JOINT 5 3,005.2 3,028.9 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PACKER 1 3,028.9 3,030.8 6.063 2.375 EUE REPAIRED
PUP JOINT 5 3,030.8 3,054.6 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
INJECTION MANDREL 1 3,054.6 3,063.5 5.460 2.440 EUE NEW
TUBING JOINT(S) 3 3,063.5 3,156.2 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PUP JOINT 3 3,156.2 3,174.0 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
PACKER 1 3,174.0 3,176.4 6.063 2.375 EUE REPAIRED
TUBING JOINT(S) 1 3,176.4 3,207.6 2.875 2.441 | N-80 Extemal-Ups 6.50 NEW
LANDING NIPPLE 1 3,207.6 3,208.4 3.670 2.250 EUE NEW
WL RE-ENTRY GUIDE 1 3,208.4 3,208.9 2.880 2.440 EUE NEW

183




ESTADO MECANICO POZO A3

184




