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RESUMEN

En el primer capitulo se realiza la descripcionegahy geologica del campo, se detalla la
sedimentologia, las caracteristicas de las rocadad®rmacion, el analisis petrofisico,
mineralégico y de fluidos. También se incluye histes de produccion, reacondicionamiento

y declinacion del campo Palo Azul.

En el segundo capitulo se presenta la teoria deufeamiento, disefio de fracturas, seleccion
de fluidos y apuntalantes, mecénica de loas rgcss,describe los trabajos de fracturamiento
en el campo. Se realiza un analisis pre y posturaae los pozos fracturados basado en los
historiales de produccion, completacion, registets, para determinar las razones por las

cuales los pozos presentan caidas considerabjfaedieccion.

En el tercer capitulo, se presenta las difereritemativas para incrementar la produccion en
los pozos fracturados mediante el estudio de ektaiwnes matriciales, modificadores de
permeabilidad relativas y refracturamiento hisiduli Ademas se selecciona los pozos
candidatos para dichos tratamientos y se realiznélisis de produccion que tendrian los

mismos después del tratamiento.

En el cuarto capitulo se presenta el andlisis enmu determinando la rentabilidad del
proyecto, dicho analisis se lo realiza con los slaibtenidos tanto de la inversion de los
trabajos, como de los costos que implica la pradacdel barril de petroleo asociando los
ingresos con los precios de venta de petroleo lastupara la evaluacion de este proyecto se

utilizé6 métodos de analisis como son el VAN y eRTI

En el quinto capitulo se establecen las conclusigneecomendaciones que se obtuvieron al

término del desarrollo del proyecto.

PRESENTACION



La fuerte caida de produccion de 42000 BPPD a 2BB®D en el campo Palo Azul después de
un paro de las comunidades aledafias a las argasdiecion del bolque 18 en Marzo del 2007,
obligé a cerrar completamente la produccion delpcapor casi un mes, lo que ocasion6 dafos
de consideracion en los pozos, que impidieron racdé produccién original del campo antes de
tal acontecimiento. Adicionalmente, el campo ya@mnaba un severo dafo de formacion debido
a la migracion de finos.

Estos motivos han obligado a la operadora a buscaologias diferentes a las aplicadas en el
pais, que permitan mantener o incluso aumentardduccion, aun cuando tengan costos
elevados, como es la aplicacion de Fracturacionradida en Yacimientos de alta
permeabilidad.

Se seleccionaron, desde el punto de vista tédipozos candidatos para fracturar, los mismos
gue presentaban caracteristicas litologicas y derverio adecuadas y ademas reservas

considerables por recuperar.

La campafia de Fracturamiento Hidraulico para reaopk productividad del campo e

incrementar el aporte neto de petrdleo dio resadtaduy positivos, alcanzando para Enero del
2008 un promedio de produccion de 36098 BPPD. bagabilidad de estos pozos y por ende la
capacidad de flujo (k.h) ha aumentado en un paerproximado de 300%, lo que se ve

reflejado en el incremento considerable de pradoate petrdleo y reservas de los mismos.

Sin embargo, la produccion de los pozos fracturadodisminuido con el paso del tiempo vy el
corte de agua ha aumentado considerablemente glaugstiona si este tipo de estimulacion
fue 0 no la mejor opcidn para el incremento dealtoduccion.

El presente trabajo consiste en el analisis de pada fracturado basandose en la informacién
geoldgica, propiedades litoldgicas y petrofisicakadmpo, historiales de produccion, y en el
andlisis pre y post fractura de los pozos con rld@é poder determinar las causas del
decremento de produccion, y encontrar las mejdtemativas que permitan controlar dicho

problema.



CAPITULO |

1. DESCRIPCION GENERAL Y GEOLOGICA DEL
CAMPO PALO AZUL

1.1. DESCRIPCION GENERAL DEL CAMPO

1.1.1. Antecedentes

El campo Palo Azul fue descubierto con la perfdnaael pozo Palo Azul-A en el afio1999.
Posteriormente en el afio 2000 se perforé el pofm A2aul-B para probar la continuidad del
reservorio Hollin y de la estructura fuera de losites del bloque 18. Actualmente, el campo
tiene 31 pozos perforados, de los cuales 29 soduptares de petrdleo y 2 pozos son
utilizados para la reinyeccion del agua.

El mapa estructural (Figura 1.1) usado en los noadebtaticos y dindmicos de simulacion
numeérica de la arena Hollin, fue obtenido del psan@ento e interpretacion de la sismica 3D
registrada en el bloque durante el afio 2001.

Con el ensayo de produccion en el pozo Palo Azylél andlisis de los registros eléctricos
del pozo Palo Azul-B, se definio el contacto agaadleo (CAP) a una profundidad de 9045
pies bajo el nivel del mar, profundidad que ha swmfirmada posteriormente con la

perforacion de los pozos productores y los pozgsciores de agua.
1.1.2. Ubicacion geogréfica:

El Campo Palo Azul, unificado entre PetroproducgfdBCUADORTLC S.A., se encuentra
ubicado al noroeste del campo Sacha, al Este deCB¢a y noreste del Campo Pucuna, en la
Provincia de Orellana de la Regiéon Amazonica delaBor, como se puede apreciar en la
Figura 1.2.

1.1.2.1 Limites:

El bloque 18 se encuentra limitado al Norte poBlelque 11 perteneciente a Corporacion
Nacional Petrolera China, al sur por los Blogquss1® pertenecientes a Perenco, al Este por

los campos petroleros estatales de Petroecuad@sste por el Parque Nacional Sumaco.
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1.2 DESCRIPCION GEOLOGICA

Geoldgicamente el campo Palo Azul se ubica al Qisdteje axial de la subcuenca cretacica
Napo y es un entrampamiento estructural, repregerntar un anticlinal asimétrico. El eje
principal tiene una direccion preferencial aproxdier@ente Norte-Sur a Noreste-Suroeste, de
unos 10 km de largo y un ancho maximo en direc€éste-Este de 5 km. El campo esta
limitado al Este por una falla inversa de alto 4ogue se origina en el basamento.



La evaluacion de los registros eléctricos a hueser@ mostro la existencia de una
importante columna con saturacion de petréleo dfotanacion Hollin, ademas se efectuaron

pruebas de produccion en varios intervalos del [j&to Azul-B.

1.2.1 CARACTERISTICAS ESTRATIGRAFICAS

La secuencia estratigrafica de la Cuenca Orienéegesieralizada en la columna estratigrafica
(Figura 1.3). La secuencia sedimentaria estd delasisobre un basamento cristalino
correspondiente al margen occidental del EscudcaRrerico Guayanes (Baldock, 1982). La
estratigrafia de la cuenca puede subdividirse e rtrega-secuencias (Dashwood y Abbotts,
1990; Baby et al., 1999), con diferentes caradieals sedimentoldgicas, tecténicas y

magmaticas que reflejan las distintas etapas evatutle la Cuenca Oriente.

La formacién Hollin corresponde a la mega-secue@oiacica que a su vez se subdivide en
3 unidades principales (Tschopp, 1953): La Fornmadifollin (Aptiense-Albiense), la
Formacién Napo (Albiense-Campaniense) y el mientlargal arenoso de la Formaciéon Tena
(Maastritchtiense). A su vez, estas formaciones k@ sub-divididas en miembros
litologicos. Esta nomenclatura, establecida poratexen los afios 60, continla siendo usada

por la industria petrolera en la actualidad.

La Formacion Hollin estd compuesta esencialmente goeniscas cuarzosas, las cuales
presentan facies fluviales (llanura de inundacidnial y depdsitos de tipo braided) hacia la
base, depésitos de estuario con dominio de maneasu eparte media y hacia el tope la
secuencia es colmatada con sedimentos depositados embiente de planicie costera y
plataforma marina poco profunda (Toro, 1997, Whital., 1995). Estas arenas provienen de
la erosion del Escudo de Guyana ubicado posiblemanSSE de la cuenca. (Jaillard, 1997;
Shanmugan et al.,, 2000). La Formacion Hollin repesadiscordancia erosiva sobre los
sedimentos pre-cretacicos y rocas cristalinas sg@myas mostrando una geometria en
“backsteppening”, acufiandose hacia el Este de émcuOriente. El espesor varia desde 30 m

al este de la cuenca a 300 m al oeste y sur oeste.



La parte superior de la Formacion Hollin (que digbencluir ademas la Caliza C) es
considerada de caracter marino, y tiene un espes@able de un pozo a otro, pudiendo
incluso estar ausente o presente Unicamente collika ©a Esta seccidn estd constituida por
areniscas cuarzosas finas a muy finas, intensarb@itebadas y cementadas, con abundante
glauconita y bioclastos como componentes securglaBo general las propiedades como
reservorio de esta unidad son pobres, debido a mesentan bajas porosidades y

permeabilidades.

La parte principal de Hollin se caracteriza por wo@esion de sedimentos no marinos,
depositados en un ambiente continental a transitiGrariando desde llanura costera a
estuario con rangos de marea micro a meso-makalyeneral, este miembro se caracteriza
por presentar sucesiones constituidas casi exalmgte por niveles de areniscas limpias, con
finas intercalaciones de niveles limoliticos ytiats. Los registros Gamma Ray y los datos de
corona disponibles sugieren que la parte inferetadFormacion Hollin esta constituida por
areniscas limpias y masivas, depositadas en umnmastfluvial posiblemente de tipo
mendriforme, como secuencias de point bar y reléeaaanal. Sobre la seccion fluvial se
encuentra una sucesion de areniscas con un magtenato en sedimentos finos (limos vy
quizé arcillas). La interpretacion de los registebéctricos, sustentada en la integracion de
datos de testigo corona, sugieren que se tratareleasa depositadas en un estuario,
correspondiendo a pequefios canales y barras da.méee totalidad de la produccion del
Campo Palo Azul proviene de esta seccion constitpor facies de estuario (normalmente

como barras de marea y secuencias de “tidal pairi}:b

1.2.2 Tipo de depositacion del reservorio

Los estudios realizados en el area donde se ubicamgo Palo Azul basados en datos de
corona Yy ripios de perforacion, han establecidonauelo de depositacion y de evolucion
(Figura 1.4) en la que se define como un ambidnigaf a las arenas de la zona inferior,
seguido por un ambiente estuarino dominado por asayeque terminan con depdsitos de
costa y mar abierto donde se deposita la calizagl® es el nivel que cierra la secuencia de

deposito.



1.2.3 CARACTERISTICAS LITOLOGICAS

La principal arena productora del campo Palo Asutellin cuyo espesor promedio es de 300

pies.
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Figura 1.3: Secuencia sedimentaria del campo.
Tomado del Departamento de Reservorios — EcuadGr TL
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1.2.3.1. Formacion Hollin

Esta formacién en el area del Bloque 18 ha sidalidi& en 4 Zonaprincipales:

Zona 1 (mar abierto), Zona 2 (planicie costerapa&8 (Estuarino dominado por mareas) y
Zona 4 (Fluvial), las mismas que fueron interprasapara realizar el modelo estratigréafico del
reservorio.

El tope de la Formaciéon Hollin se asocia al topéadealiza C, facilmente reconocible en los
registros eléctricos. El tope de la caliza C esti&tiado a un reflector sismico caracteristico,
con una continuidad lateral variable.

La Figura 1.5 describe las principales caractesstiitologicas de las diferentes Zonas asi:

Zona 1: con sedimentos de mar abierto caracterizado gmekencia de depdsitos calcareos y

asociados a la Caliza C.

Zona 2: con sedimentos marinos, y de planicie costera taiaados por la presencia mas o
menos abundante de glauconita y de fauna marina.Zé®a tiene un espesor variable de un

pozo a otro, e incluso estd ausente en algunas. &sta zona esta constituida por areniscas



cuarzosas finas a muy finas intensamente, biotadgadementadas con abundante glauconita
y bioclastos como componente secundario. En geftesgbropiedades como reservorio son

pobres debido a que presentan bajas porosidadasngabilidades.

Zona 3: con depdsitos de ambiente estuarino principalmeiot@inado por mareas, se
caracteriza por una sucesion de sedimentos degositan un ambiente continental a
transicional (variando desde llanura costera aaesticon rangos de marea micro a meso-
mareal). En general, se caracteriza por presemtas®nes constituidas en mayor porcentage,
por niveles de areniscas limpias, con finas intacianes de niveles limoliticos y lutiticos,

estas caracteristicas hacen que esta zona séacipgren el reservorio.

Zona 4: con depositos de ambiente fluvial, de tipo entrdozan la base, gradando a
meandriforme hacia el tope. Los registros Gamma R&ys datos de corona disponibles
sugieren que la Zona 4 de la Formacion Hollin estastituida por areniscas limpias y
masivas, depositadas en un sistema fluvial posdiéen de tipo meandriforme, como
secuencias de point bar y relleno de canal.

Sobre la seccidn fluvial se encuentra una sucedgdareniscas con un mayor contenido en
sedimentos finos (limos y arcillas). La interprébacde los registros eléctricos, sustentada en
la integracion de datos de testigo de corona, seigjee se trata de arenas depositadas en un

estuario, correspondiendo a pequefios canalesashbd@rmarea.

1.3 MECANISMO DE DRENAJE DEL RESERVORIO HOLLIN

El mecanismo de drenaje en el reservorio Hollincdehpo Palo Azul es empuje de agua, por

la presencia del acuifero de fondo.

La presencia de este acuifero ha sido probadécal,ien los pozos Palo Azul-A y Palo Azul-
B y pudo ser interpretada claramente en el resfmodes de desarrollo del campo. Ademas se
conoce de otros campos de la cuenca que presentémerie empuje de agua para este

yacimiento.
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Figura 1.5: Caracteristicas litolégicas de la formeién Hollin
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La caracteristica de presencia regional de la apemaite suponer que dicho acuifero es

practicamente infinito, comparado con las dimeresastel campo Palo Azul.

Esto puede corroborarse por el comportamiento ési@r observado en los pozos luego de
cierres de produccion prolongados en el camposkkitos de presion alcanzaron valores casi

idénticos al original que fue de 4340 psi.

1.4. PROPIEDADES PETROFI{SICAS PROMEDIO DEL RESERVORIO

En el campo Palo Azul se tiene realizado un estddipropiedades petrofisicas a través de
dos nucleos de la formacion Hollin que fueron de longitud de 122 ft del pozo Palo Azul-B
y de 133 ft del pozo Palo Azul-C, de donde se abtom algunos plugs que permitieron

determinar dichas propiedades.

Las principales propiedades conocidas fueron d@tadas mediante el andlisis de registros
eléctricos utilizando informacién de resistividadrdadera del agua de formacién y del
petréleo junto con los exponentes de saturacioa gesnentacion, aplicando la Ecuacion de

Archie que se describe a continuacion.

1

a* Rw |
W:
Rt* "

Donde

Sw:  Saturacion de agua.

a Constante de valor igual a 1.

Rw: Resistividad del agua.

Rt: Resistividad verdadera del agua de formacion.
®: Porosidad.

m: Exponente de Cementacion.

n: Exponente de Saturacion.

Los datos de corona muestran cuatro valores pagpeinente de cementacion, en un rango

gue varia entre 1.80 y 1.98, y que tiene un valomgdio de 1.92. Este es el valor que se ha
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usado en los calculos para el exponente de cenm@mtdo’. Los datos de corona han
suministrado 17 mediciones para el exponente tigagddn ‘n’ con un valor promedio de
2.05, el que fue usadtentro de la ecuacion de Archie. Para la constahte ha usado un

valor de 1.

1.4.1. Porosidad

Esta propiedad fue obtenida mediante la interpic@tate los registros eléctricos de los pozos
perforados en el campo Palo Azul. Se muestra cgemapdo el pozo Palo Azul-B (Figura
1.6).

Luego estos parametros y el mapa estructural fuetoyducidos en el software Petrel para el
modelado geocelular. Se actualizé el modelo geodogi se interpolaron las propiedades

petrofisicas para caracterizar el campo y estimalistribucion.

1.2.1 Permeabilidad

La propiedad petrofisica de permeabilidad cargadel enodelo de simulacién fue procesada
en el modelo estético y fue obtenida de la relaciérlas leyes K-phi de los datos de las
coronas de los pozos Palo Azul-B y Palo Azul-C. dasos obtenidos a nivel de pozo se
interpolaron con métodos geoestadisticos usansioftelare Petrel para modelado estético.

En la tabla 1.1 se resume la informacién adquiyide precisan los valores promedio de las

propiedades petrofisicas del reservorio Hollin.

Los resultados petrofisicos fueron obtenidos usarano cut offs los valores de 10% de

porosidad, 35% de volumen de arcilla y 50% de aaitdn de agua.

Preatn Saturaadn | Saturaadn
. . Netode |Porosdad | Permealilidad
Resenvaio | Indal Petdico deaga |de petrdeo
Ps ft % % % md
Hdlin 4340 70 152 19 81 80
Tabla 1.1: Propiedades petrofisicas del reservorio Hollin .

Tomado del Departamento de Reservorios — Ecuad@r TL
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1.5. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

Los parametros de fluido, tasa de produccién d@leet gas y agua, indice de productividad,
presion de los yacimientos, las propiedades deblgeta condiciones iniciales y de burbuja,
las propiedades del gas, tales como el factor w@titico, viscosidad, compresibilidad y

solubilidad, se han obtenido a través de las psudbagozos y de los analisis PVT.

Se tomaron muestras de fondo de los pozos PaleAyuPalo Azul-B las que se analizaron
en el laboratorio de Oilphase en Venezuela, dordeaizaron ensayos PVT. La tabla 1.2

muestra los resultados obtenidos en estos ensayos.

Pozo | Reservorio Pb Viscosidad Rsi* Boi* °API*
(psi) (cp) (cft/bbl)

Palo Hollin 1039 1.57 290 1.203 26.8
Azul-A

Palo Hollin 1275 0.98 377 1.250 27.7
Azul-B

Palo Hollin 1256 1.45 399 1.254 27.5
Azul-B

*A Presion inicial.

Tabla 1.2: Ensayos PVT de muestras de fondo de Ipszos Palo Azul 1y Palo Azul 2
Tomado del Departamento de Reservorios — EcuadGr TL

De éstos resultados, se puede observar que el delddampo Palo Azul posee muy buenas

caracteristicas: baja viscosidad y una alta gral/édr.

1.6 ESTADO MECANICO DE LOS POZOS

Los pozos del campo Palo Azul estan completadas aducir Gnicamente con el sistema
de levantamiento artificial a través de Bombas tEdbsamergibles. El ensamblaje de fondo se
complementa de tal manera que es factible el ustrdéools que permiten trabajar en la
arena productora (disparar, estimular, cementays), €h necesidad de sacar el ensamblaje de
fondo lo cual amerita ingreso de una torre con dosrespondientes tiempos y costos

asociados.
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Los disefios de los pozos en cuanto a revestidarégnventre pozos con 2 y 3 revestidores,
los de 2 revestidores en general cuentan consingcauperficial de 9 5/8” N-80 , 47 Ib/ft y
un revestidor de produccion de 77, N-80, 29 Ibfn el caso de los pozos con 3 revestidores
tenemos un casing superficial de 13 3/8”, K-55,Il88 y liner de 7”7, 29 Ib/ft. Las figuras 1.7

y 1.8 presentan la configuracion mecanica de laspen el Campo Palo Azul

a) Completaciéon Tipo de 2 Revestidores

310 * Tubos
Revestidor Superficial 9 5/8" 6327 1t
CAMISADES 112" [ 11 062872 1
1 Tubing
9660.04 fr
No - Go 3-1/2 .,2.75 +5TV 9661.11 ft
1 Tubing
Cabeza de descarga 3-1/2" —— 9692.38 ft
9762.96 ft
9693.71 ft
BOMBA SN-2600 de 137 etapas CR-
CT-AFL-NCES-ZZ-RA,Serie 538 9709.84 ft
AGH 9716.12 ft
Gas Separator: GRS-ES-LT-RA serie
540
—— 9719.35 ft
Protector,LSBPB-INC-RA-AFL SERIE
540
L 9728211t
Protector,BPBSL-INC-RA-AFL SERIE
540
— 9737.15 ft
Motor 250 HP, 1673 VOLT, 94 AMP, 60 958" CASING DESICN N.80 47 LR/ET
HZ, DK-UT-RLOY-AS-AFL SERIE 540 976677 ft
) DEDa 6327
Adapter 076743 ft Drift 8.525
Collapse 4760
Sensor de presion PHOENIX tipo XT1 Volume 0.0732 Blsipie
—— 976929 ft
T CASING DESIGN
Mule shoe 9775.40 ft N-80,20 LBFT
DE0a 11246°
ID 6.184
CABLE AWG #2 Drift 6.059
Collapse 7020
YVolume 0.03714
Hollin 1095510968 fi p—— —_—

(10 dpp —— — 3.12" TUBING DESIGN
10979-10984 fi MN-80; 9.3 #pie
(12 dpp) 5QZ LD. 2.992 pulg

Drift 2867 pulg
11010-11015 fit Collapse 10530 psi
(12 dpp) SQZ Volume 0.0087 Blsipie
————] 11123 fi (Prof. Limp. Durante Complet.y
Collar Flotador 11160
Guide Shoe 11246 ft
TD 112541t

Figura 1.7: Completacion Tipo de 2 Revestidores
Tomado del Departamento de COPO de Ecuador TLC



b) Completacién Tipo de 3 Revestidores

T Tt

Casing 133/8" _.‘

Sliding sleeve 3-12" (ID: 2,81")
1 Tubing 3-12" N-80

No-Go 3-172" (ID 2,75")
1 Tubing 3-12"N-80

Descarga 3-12"

Bomha SN-2600 74 ETAPAS Serie 538

Bomba SN-2600 74 ETAPAS Serie 538
AGH G 20-40
Separador de Gas, serie 540
Protector LSBPB serie 540
Protector BPBSL serie 540

Motor 330 HP, 104 AMP, 1906 Volt Serie 562

Adaptador Motor-Sensor
Sensor Phoenix XT-1

Tope Liner Hanger

Casing 9 58" .JX

Liner?" 5

Arena "Hollin"

Landing Collar

Guide Shoe

| —

16" hole size

B 6427 f

LEYEL I}

9508 ft

9540421t

9550.72 1t

9568.82 ft

9577.921t
9584.19 ft
9586.73 ft

9595.67 ft
9604.611t

9630411t

9632.73 1t

9641.00 ft
12 1/4" hole size

T 10099 ft Tope de liner
ﬂ 10260
8 1/2" hole size

«  Topelinpiade 11301'

11493 ft

11578 ft

11590 ftmd (TD)

13-38" CASING DESIGN

DE02 6427

K-55, 68 Ihst BTC

11232 ft - 11256 ft (5 dpp)

112636t - 12731t (5 dpp)

1D. 12415
Drift 12259
Collapse 1950
Volume 0.149

CASING 958"

0 ft - 4259 ft
K -55,47 Ibs it BTC

1D. 8,681"
Drift 8,528
Collapse 3880 psi
Volume 0.07321 Blsfpie

CASING 958"

4259 fit-10260 fit

N-80, 47 Ibst. BTC
1D. 8.681
Drift 8525
Collapse 4760
Volume 0.07321 Blsfpie
7" CASING DESIGN
DE 10099 a 11578
N-80; 29 ##t BTC.
1D. 6.184 pulz
Drift 6.059 pulz
Collapse T020 psi
Volume 0.03715 Blsfpie
Pozo queda sin std. valve

Figura 1.8: Completacion Tipo de 3 Revestidores
Tomado del Departamento de COPO de Ecuador TLC
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1.7. PRODUCCION

En el campo Palo Azul se tienen hasta Diciembre2@€i8, 29 pozos productores, cuya
produccion acumulada es de 54.9 MMBP de la forrma&l6llin. La produccion promedio
diaria del Campo Palo Azul es 29.000 BPPD.

Desde Agosto del 2007 se han fracturado 8 poz@slpsicuales se estimaron reservas de 2.78
MMBLS de petréleo, con un incremental de produc@gprnoximado de 800 BPPD por cada

trabajo de fractura, dicho valor ya esta consideeadla produccion acumulada total.

En la tabla 1.3 se presenta la produccién anuiiii® y de petroleo del campo.

1.8. RESERVAS

1.8.1 Reservas Probadas

En base al estudio de simulacion matemética, emmigue para su ajuste a historia se
incorporaron 29 pozos productores y se actualizahBiciembre del 2008, se determind la
proyeccion de produccion hasta el 18 de Octubre 2082. En dicha proyeccion se
incorporaron 4 Re-entradas y 4 pozos nuevos deasiah. Los resultados obtenidos fueron:
* La Recuperacion Final Probada para el Campo Palb (Reservorio Hollin), seria de
108.7 millones de barriles de petréleo.

» La produccion acumulada al 31/12/2008 fue de 54ll8mes de barriles de petroleo.

1.8.2 Reservas Remanentes

Es el volumen de hidrocarburos que resulta deféaaticia de las reservas probadas y de
la produccion acumulada al momento de la estima@séte volumen es un indicativo del
potencial de un yacimiento, a mas de ser una basstificativo para operaciones futuras
en un campo.

El valor de las Reservas Remanentes del Campo Azalbse estimé en 53.9 millones de

barriles de petroleo. La Tabla 1.4 presenta umnesude las Reservas del Campo.



Produccién Anual Acumulada del Campo Palo Azul

PALO AZUL (HOLL

PRODUCCION
BRUTA (BFP)

IN)

PRODUCCION DE
PETROLEO (BPP)

MBLS MBLS
1999 0.8 0.8
2000 6.9 6.9
2001 42.9 42.2
2002 474.4 464.3
2003 4127.2 3756.9
2004 6534.2 6431.0
2005 9668.2 9294.5
2006 13678.7 12290.3
2007 14156.9 10814.7
2008 18803.0 11761.5

Tabla 1.3: Produccién anual del campo
Tomado del Departamento de Produccion — Ecuador TLC

20000.0

PRODUCCION ANUAL
CAMPO PALO AZUL

18000.0

16000.0

14000.0

—— PRODUCCION DE PETROLEO (BPP)

—— PRODUCCION BRUTA (BFP)

12000.0

10000.0 -
8000.0 -

6000.0

4000.0

pd

2000.0 A

0.0

_

1999 2000 2001 2002 2003 2004

2005 2006 2007 2008

Figura 1.9: Grafico de la produccién anual del camp
Tomado del Departamento de Produccion — Ecuador TLC

POES

Acumulado Recuperacon Final RESERVAS Factor de
(MMBLS) 31/12/2008 Probadas REMANENTES Recobro (%)
(MMBLS) (MMBLS)
322.2 54.8 108.7 53.9 33.7

Tabla 1.4: Resumen de las Reservas del campo Palpuf
Tomado del Departamento de Produccion — Ecuador TLC

17
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1.9 DECLINACION DEL CAMPO

La declinacion de produccion de petroleo del caRpib Azul se lo determinénediante el

andlisis de la produccion historica del mismo. kadpccion acumulada &1 de Diciembre del
2008 del campo fue de 54.8 MMBLS de petréleo qpeesenta eb0 % de la recuperacion total
hasta el afio 2022, estimada en 108.7

MMBLS de petréleo. Con este valor de produccion acumuladgetsdleo y con 6 afios de
produccion del mismo la declinacion efectiva ansmlestimé en 26 %, utilizando elétodo

exponencial asi:

q=g.e* Ec. 1.1

Donde,

a = 26% efectiva anual

t =1 afos

e=2.7178

La tabla 1.5 contiene los valores de petroleo pchon@nual y acumulado hasta el afio 2022.

Ano Q Petroleo Acumulade
Promedio Anua Anual
(BPPD) (BLS)
2009 31:i}25 11,324 125
2010 28,284 21.647 927
2011 211,351 29,441,084
2012 16,378 35,419,007
2013 11.811 39,729 841
2014 8,983 43,008,601
2015 7.029 45 574 110
2016 5545 47 598,168
2017 4,480 459 233,501
2018 3637 50,560,976
2019 2,991 01,652 555
2020 2,501 52 565413
2021 2,045 53.311,853
2022 1,703 53933363

Tabla 1.5: Estimacién de la declinacion de producén
Tomado del Departamento de Produccion — Ecuador TLC
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El valor de declinacion del 26 % promedio es efWecta partir del afio 2010, debidogae
durante el afio 2010 se realizaran actividades atgufiamiento hidradlico y reentradase
permitiran incrementar la produccion hasta un maxia 32000 BPPD finales del afio 2009.
Con la actividad programada para el afio 2009 léndeddn estimada estaria encetlen del
9% anual. Para los siguientes afios la declina@desima en 25% para &fio 2010, 23%
para el afio 2011, 28% para el afio 2012, estosegalte declinaciéson estimados con la
actividad programada de perforacién de acuerdooalogramade actividad propuesto. Para
todo el periodo comprendido entre los afios 2010232 2a declinacion promedio estimada
seria de 26% anual. La figura 1.10 presenta laiquiédt de produccion de petréleo hasta el

ano 2022, fecha en la cual se terminara el contrato

CAMPO PALO AZUL
PRODUCCION DE PETROLEO
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—8— () Petréelo Promedio Anual (BPPD) |
Figura 1.10: Prediccion de produccién hasta el afip022

Tomado del Departamento de Producciéouaior TLC
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CAPITULO I

2. TEORIA DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO Y
ANALISIS PRE Y POST FRACTURA DE LOS POZOS

2.1. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

2.1.1. DEFINICION DE FRACTURA

Es el proceso de aplicar presion hidraulica ada reservorio hasta que se produce una falla o
fractura de la misma mediante la inyeccion a alesipn de un fluido viscoso y mantenerla
abierta con un agente apuntalante, arena natwsaitética, una vez que se haya liberado la
presion de inyeccion.

La fractura apuntalada se comporta como un canaltdeonductividad entre el reservorio y

el pozo, mejorando significativamente su capactaductiva.

Figura 2.1: Fracturamiento hidraulico

Después del inicio de la fractura, la inyeccioncextial resultaria en propagacion de la
fractura. La geometria de la fractura creada psedeproximada por modelos que toman en
cuenta las propiedades mecéanicas de la roca, tgsedades del fluido de fractura, las
condiciones con las cuales el fluido es inyectazimt{dad, presion) y la distribucién de

esfuerzo en el medio poroso.
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2.1.1.1 Razones para fracturar
a) Ventajas

1. Incremento de productividad:

En los pozos con baja productividad la opcion detérarlos mejora considerablemente el
factor de recobro de los mismos ya que permite n@a &e flujo mucho mayor en

comparacion a los punzados, especialmente en ims mon las siguientes caracteristicas:

* Reservorios de Baja permeabilidad
e Zonas dafadas

» Conectar facturas naturales

* Incrementar areas de drenaje

* Incrementar alturas de drenaje

2. Incremento de Inyectividad:

En los pozos inyectores con baja capacidad unaisaliecondémica es fracturalos para
aumentar la capacidad de los mismos a recibirdluggpecialmente cuando tienen algin
tiempo de operacion en los cuales se desarrollaraszalafiadas alrededor del pozo
causados por lo fluidos inyectados.

3. Disminucién de la caida de presion alrededor mieto:

Con una fractura aumentamos las areas de flujo ryepde para un mismo caudal
equivalente a producirlo solo con punzados la cdedproduccion producida alrededor del
pozo es mucho menor, esto ademas nos da la veletapgnimizar producciones de arena,
finos, asfaltenos y/o parafinas.

b) Desventajas

Una fractura hidraulica puede causar efectos negatn la produccion del pozo o no
afectar a la misma si no se selecciona el candati#ouado, tal es el caso de los siguientes
escenarios:

1. Falta de sellos naturales entre las zona a freamty un acuifero
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Fracturar un reservorio sin sellos litologicos enr zona de crudo y el acuifero puede
causar que nos conectemos al acuifero y perdarodsqmion en el pozo originado por la

produccién de agua que tiene mayor movilidad quweuslo.
2. Sidetracks
Fracturar un pozo con sidetrack implica el riesg@anectarnos con el pozo perforado

originalmente y por ende producir fluidos no dessgdgua).

3. Zonas con diferentes presiones de reservorio

Si la fractura conecta dos zonas con diferentes@res podemos tener el efecto de zona

ladrona o flujo cruzado, causando disminucion dedauctividad del pozo.

2.1.2. MODELOS DE FRACTURA

Los modelos a continuacion descritos sirven pagdquir el comportamiento de la fractura.
Se dispone de tres familias generales de modetissmodelos en 2-D han sido utilizados
para contribuir en el disefio de tratamientos denaicion por fracturamiento desde hace
muchos afios.

Los modelos en 2-D mas utilizados son aquéllos liéstianovic y Zeltov, con posteriores
contribuciones de Geertsma y de Klerk (1969; mo#&®d) y Perkins y Kern (1961); y, mas
tarde, el de Nordgren (1972; modelo PKN).

Estos modelos resultan satisfactorios para vaphsagiones, pero no siempre pronostican en
forma adecuada la respuesta de presion de supediservada durante el tratamiento de
fracturamiento. Cuando esto ocurre, es comun dedue la geometria de la fractura no se
ajusta a la planificada.

Los modelos en 2-D difieren considerablemente efori@a de célculo del crecimiento y

volumen de la fractura. En el modelo KGD, la geafaetle la fractura tiene una altura

uniforme y constante, y una seccion transversgmngailar.

Este modelo es utilizado cuando la relacion erdréohgitud y la altura de la fractura es

generalmente menor que 1,5. El modelo KGD es cogugndescriba longitudes de fracturas
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mas cortas, y mayores anchos sobre la pared det lquee el modelo PKN. Estos modelos y
otros similares en 2-D, no requieren una definici@s precisa de las propiedades mecanicas
de la formacion.

El uso de los modelos tridimensionales (3-D) o gedudimensionales (P3D) ya es comun
en la industria. A estos modelos se los considenarg/mente mas precisos, dado que simulan
en forma mas precisa el crecimiento de las frastura

Estos modelos requieren, como datos de entradaregalprecisos de las propiedades
mecanicas de la roca (relacion Poisson, v, y ellMdde Elasticidad de Young, E).

La diferencia de la relacion de Poisson entre ifesehtes zonas influye en el crecimiento de
la altura de la fractura. El valor del médulo dasétidad de Young influye en el desarrollo

del ancho de la fractura.

2.1.2.1 Modelo PKN

El modelo PKN tiene forma eliptica en el orificiel ghozo (Fig. 2.2) El ancho maximo esté en
la linea central de esta elipse, con cero anchHa earte superior y en el fondo. Para fluido

Newtoniano el ancho méximo cuando la longitud @ettira medida es igual @ xesta dada

por:
1/4

W, = 231[(@} Ec. 2.1

Donde:

Whax Ancho maximo de fractura en [pulg].
Xt Ancho de la fractura en [pulg].
u viscosidad aparente en [cp]
v relacion de Poisson en [psi]
g caudal de inyeccion en BPM
G modulo elastico de corte expresado en Psi, estéonado con el modulo de Young, E por:
E
21+v) Ec. 2.2
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w©.0) |

Figura 2.2: Modelo Geométrico PKN

La ecuacion (2.1) es particularmente util pararefge la relacion entre el ancho de la fractura,
tratamiento, variables y propiedades de la roca.drapiedades de la roca tienen un impacto
mayor sobre el ancho de la fractura. EI modulo daenyg de las rocas reservorio comun puede
variar casi dos 6rdenes de magnitud, dePHl en arenisca hastac20° PSI en dolomitas y
carbonatos. La diferencia de ancho de fractura exgttos dos extremos es 2.5 veces. En rocas
rigidas, donde el modulo de Young es grande pareolumen dado de fluido inyectado, la
fractura resultante sera angosta pero larga. Rmmgtario en las formaciones de bajo modulo
de Young, el mismo volumen de fluido inyectado lesia en fracturas anchas pero cortas.

La geometria eliptica del modelo PKN conducen a exyaesion para el ancho promedio
mediante la introduccion de un factor geomeétricsi: A

1/4
W = zsj[qu(l—v)xf} {”y} Ec. 2.3
G 4

Donde

W Ancho Promedio de Fractura en [pulg].

Y Constante igual a 0.75.

En unidades de campt_v es calculado en pulgadas, q esta en bpm, u es{d ehesta en pies

y G esta en Psi, la ecuacién (2.3) se convierte en:

W o{qu(l-v)xf}” TTY} Ec.2.4
G 4
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2.1.2.2 Modelo KGD.

El modelo KGD representado en la figura 2.3 es odeto semejante al PKN con un giro de
90° y es aplicable para aproximar la geometriaat#uras en donde B> x;, es decir, cuando

las longitudes de fracturas son mucho menoresagakura de la fractura.

Area de Altisima
Resistencia al

Figura 2.3: Modelo Geométrico KGD
El ancho promedio en este modelo es:

1/4
= 23 qu(L-V)xf 2 Fr} Ec. 2.5
Ghf 4

2.1.3. PRESION NETA DE FRACTURA

Constituye la diferencia en cualquier punto enrétiira y la presion a la cual la fractura
cierra; este criterio implica la existencia de soka presion de cierre.

Pret = Pr = P = Pr — 0 Ec.2.6

Donde:

p: Presion del Fluido de Fractura en [psi]

p. Presion de cierre de la Fractura en [psi]

o. Esfuerzo de cierre de la Fractura en [psi]

La Presion de cierre constituye una propiedad eotsijue depende netamente de la presion

del poro.
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Una formacion a una profundidad determinada seesmaisujeta a tres diferentes tipos de
esfuerzos, uno vertical y dos horizontales. Elegiw vertical absoluto es Unicamente el peso

de los estratos como se puede observar en la Rigtira

Total Stress = Effective Stress + «@[Pore Pressure]

Grains

Force Pore Fluid

Biot's constant «~ 0.7

Figura 2.4: Esfuerzo total dentro de la roca

2.1.3.1 Presion hidrostética (PH): Es la presion causada por el fluido en el pozdrada

formacion.

Py=0,052 x d x D Ec.2.7
d= Densidad de fluido en [lpg]
D= Profundidad vertical en [ft]

2.1.3.2Presion instantanea de cierre (ISIP)es la presion instantdnea al momento de detener

el bombeo durante un fracturamiento descontanét@ton.

2.1.3.3Presion de fractura en fondo (BHFP) : es la presion necesaria para fracturar la

formacion.

BHFP=FG x D Ec.2.8
BHFP=ISIP + B Ec.2.9
BHFP=STP + R- B Ec.2.10

Pe= Prpipe +Prperf +Prnwb Ec.2.11
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Donde,

FG= Gradiente de fractura en [psi/ft]

STP= Presion de superficie en [psi]

P== Presiones de friccion

Peoipe= Pérdidas de friccion en la tuberia

Proer= Pérdidas de friccion en las perforaciones

Prrw= Pérdida de friccion en la cercanias del pozo

2.1.4 Presion de Cierre (Pc): Es la presion en la cara de la formacién que essagia
para mantener abierta una fractura existente ysesneialemente igual a la minima tension

principal. Ver figura 2.5.

Stage 1 Stage 2

Breakdown

Pressure

Injection rate

Time
—

Figura 2.5: Comportamiento de las presiones en umdcturamiento

2.1.4.1 Migracion de altura

Un modelo pseudo tridimensionales P-3-D apropjz&taitiria determinar la migracion de la
altura de fractura lateral y vertical. Una aproxiida para la altura de fractura en el orificio

del pozo (donde tendria un valor maximo) se presemgo. La anticipacion de la altura esta
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basada en propiedades mecanicas de la roca ypdesian neta de fractura. La distribucion de
esfuerzos horizontales a lo largo de la columnéaicatrvaria debido a la litologia ya que
tienen diferentes relaciones de Poisson, el esjueertical (altura de la sobrecarga) es
trasladado horizontalmente sin uniformidad, resultaen contrastes de esfuerzo entre capas.
Un modelo simple de Simonson (1978) relaciona estdraste de esfuerzo, presién neta de
fractura y migracion de altura de fractura en @iao del pozo.Adicionalmente, los efectos
del factor K. de intensidad de esfuerzo critico de intercapassigiencia de fractura) y
gravedad han sido incorporados. Lo ultimo fue hgmraNewberry (1985) y otros.

[P ——
— T
AT e iy
e
i &
f— - - I My
= b ';I
e - ] * - !
Py
= e e e ——

Oa

Figura 2.6: Distribucion de esfuerzos

La figura 2.6 es un esquema del modelo. El valbestierzo horizontal en la capa apuntada
de espesor, h es La capa superior tiene un esfuetgzoy la capa de abajo tiene un esfuerzo
oq. La migracion de fractura hacia arribg &s medida desde el fondo del reservorio y la
migracion hacia abajoqtes medida desde el tope del reservorio.La preséda de fractura

requerida para causar una migracion de alturaadéuia hacia arriba,les:

apf= G (1_ m)+cz(ﬂu—19) \/h> cos l[h}+c3p(h —O.Sh) Ec.2.12
\/E ic w hW w

En la expresion anterior, la contribucion de caste de esfuerzo entre capas (Segundo
término en el costado derecho) para casi todoselervorios es el mas grande. EIl primer

término, el de factor de intensidad de esfuerzticori contribuye solo en una pequefia

cantidad. Finalmente, en migracién hacia arriba,dfiectos de la gravedad son retardantes,
mientras en migracion hacia abajo ellos son aagtesa
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Las constantes C1, C2 y C3 para unidades de caetpolggo son 0.0217, 0.515 y 0.0069
respectivamente. Las Presiones netas calculadas er Psi, finalmente los cosenos inversos

deben ser evaluados en grados.

2.1.4.2 Conductividad de la fractura y conductividd adimensional de la fractura

La conductividad de la fractura se conoce comoretiycto entre la permeabilidad de la
fractura y el ancho de la misma establecido contteebminador en la formula que determina
la capacidad relativa de la fractura denominada a.

TKX;
= 2cl13
2k, w
k,w
D =Tg Ecl2
kX
Donde:

a Conductividad de la fractura

k Permeabilidad de la formacién en [md]
x; Longitud de la fractura en [ft]

ki Permeabilidad de la fractura [md]

w  Ancho de la fractura en [plg]

Cip Conductividad Adimensional de la fractura

Las fracturas hidraulicas deberan estar disefiaafasvalores que cumplan con las siguientes

condiciones: a<1 o ¢ 1.6

2.1.4.3 Mecanicay flujo del fluido en la Fractura

La iniciacion y propagacion de una fractura sigaifque el material ha respondido de una

manera no elastica y ha sufrido un cambio irrebégslLa teoria de elasticidad lineal describe
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adecuadamente el proceso de fractura (comportamiesfuerzo - deformacion) excepto
quizas en la vecindad de la cara de la fractuspg@almente en la punta.

Un material elastico lineal isotropico esta canazaglo por constantes elasticas, y solo dos de
ellas son suficientes para describir su comportatmieomo son | y;glos cuales hacen

posible que la fractura permanezca abierta degjrldsatamiento.

El fluido Newtoniano fluye en una fractura de adtyrancho constante.

_h,w’aAp

= Ecl?2.
12/
6L
=T X Ec. 2.16
pnet th\/3 f

Ap Caida de presion en el canal de la fractura ih [p

L  Longitud del canal en [ft]
Mi  Viscosidad del fluido que fluye en el canalld fractura [cp]

2.1.4.4 Efectos de la punta en la fractura

Generalmente el papel que desempeiia la puntafidetara ha sido ignorado, mientras que
el ancho de la fractura ha sido afectado por leogislad del fluido y el efecto de punta.

Para una fractura de geometria radial con una fa&n@ % se tiene la siguiente ecuacion:

P, =Ky 48’; Ec. 2.17
f

Donde:

pret Presion neta.

pip Presion de punta

k Constante de igualdad de la ecuacion

K Factor de la intensidad del esfuerzo critico
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2.1.4.5. Pérdidas de fluido en la fractura

La pérdida de fluido durante el tratamiento es dedos factores mas criticos involucrados en
la determinacion de la geometria de la fracturee @su vez determina la eficiencia del fluido

fracturante.

C. Coeficiente de pérdidas de fluido a la formacidali@ontrola la pérdida de fluido total

desde la fractura hacia la formacion.

2.1.5 DISENO DE LA FRACTURA

El disefio de una fractura hidraulica involucradéescion de fluidos y propantes de fractura
apropiados. La cantidad de estos materiales y dbrde inyeccion (cantidad de presion) estan
relacionados con el tamafio de fractura resultdidg.una gran escala de tamafios de fractura
y por lo tanto se puede asegurar su optimizaciéncriderio apropiado para optimizacion de
disefilo es economia de produccion, es decir, lamizacion de beneficios incrementales,
sobre aquellos que el pozo estimulado moderaddoparostos de ejecucion pudiera entregar
al tratamiento de fractura. Los pasos para readizdisefio de una fractura son:

» Seleccion del fluido de fractura.

* Seleccion del propante.

* Ejecucion del DataFRAC.

» Ejecucion de la fractura principal.

2.1.5.1 Fluidos de fractura

El Fluido de fractura es aquel que crea las frast@n la formacion gracias a la alta presion
con gque es inyectado, este fluido esta compuesttredeetapas cada uno disefiado para
cumplir una funcion especifica.

El Pad es el fluido que se inyecta al principiosyeéque crea la fractura en si, éste no lleva
propante y esta disefiado para iniciar y propagfattura.

El fluido de lavado es el que se utiliza para deezpl la suspension de la pared del pozo a la
formacion.
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Un trabajo de fractura consta de ciertas etapaffuilos distintas, cada una disefiada para
efectuar una tarea especifica.

Después de la inyeccion del Pad, el propante esgado al fluido de fractura en
concentraciones crecientes hasta el final delrriatato en que la concentracion alcance un
valor predeterminado. Este valor depende de laactdqdes del fluido para transportar el
propante.

La longitud de fractura hidraulica creada difieecla longitud propada, por que el propante no
puede ser transportado mas alla del punto dondecblo de fractura es mas pequefio que los
tres didmetros de propante.

Una aproximacion de volumen de Pad necesaijg,éh base a la eficiencia del fluigdue
dada por Nolte y Meng Y Brown (1987):

o ” G;’;J Ec. 2.18
Donde:

Vpad Volumen de pad necesario en [galones]

1 es la eficiencia del fluido.

El Fluido de lavado sirve para desplazar la susperde la pared del pozo hacia la fractura,
este deberia ser menor que el volumen del pozayymel sobre desplazamiento empujaria al
propante lejos del pozo y resultaria una fractsteaagulada, después de que la presion de la
fractura se disipe y la fractura se cierre. Estaeda ser una de las mayores preocupaciones
dentro del tratamiento de estimulacion y deberitaese a toda costa.

Un balance de equilibrio entre el volumen totayertado Vi, volumen de fluido utilizado en

crear la fractura My la fuga del liquido Mieakoor) puede ser escrito:

Vi =V]c +V| Ec. 2.19

La ecuacion anterior puede ser expandida mas intieddo variables constituyentes.

at =A@ +K C (A )rpﬁ Ec. 2.20
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Donde ges la cantidad de inyeccion,ds el tiempo de inyeccion; Area de fractura, @s el
coeficiente de fuga y,res la relacion neta para altura de fracturas)hifa variable K esta

relacionada con la eficiencia del fluido y Nolt®86) ha demostrado que:

1

K, ==
2

8
[r;w(l—n})
3 Ec.2.21

El area de fractura en el término de fuga (leakaes) multiplicada por 2 para alojar los dos
lados de la fractura. El area de fractur@# simplemente igual a X

Para una longitud de fractura determinada, el arlwiodulico promedio® puede ser
calculado bajo la presuncién de un modelo de fractu

Los fluidos de fractura deben tener la capacidattahsportar arena al interior de la fractura
para evitar su cierre cuando finaliza la operaciksi.mismo el fluido debe generar el menor
dafio posible a la formacién, minimizando la conaabdn de residuos insolubles que afecten

la produccion del pozo.
2.1.5.1.1 Seleccién del fluido de fractura

La seleccion de un fluido de fracturamiento depeinde la formacion en particular que se va
a tratar. Se debera considerar entre otros logesigs factores:

1. Compatibilidad - roca.

2. Compatibilidad fluido del tratamiento - fluide dormacion.

3. Pérdidas de filtrado.

4. Propiedades friccionales con la tuberia.

5. Capacidad de transporte de apuntalante - visaosi

Casi todas las propiedades deseables e indesedblel®s fluidos fracturantes estan
relacionadas con su viscosidad. La viscosidad disya con el incremento de la temperatura
y el corte. La mayor degradacion sera experimerpad#a primera parte del fluido inyectado,

en vista de que este experimentara la mayor temopanael menor ancho de fractura.
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Para el fracturamiento hidraulico se requiere dquituilo fracturante tenga una viscosidad
alta, pues esto ayudara a mejorar el trasporteapapte.

Un fluido fracturante ideags aquel que tiene muy baja viscosidad en el mamgue es
inyectado en el pozo, situacién que provoca una bajda de presién por friccibn en el
sistema de tuberias; y tiene la viscosidad reqaegid el fondo del pozo, para transportar
adecuadamente el material soportante dentro dadtufa.

Algunos de los aditivos de fluido de fractura mésianes se listan continuacion:

» Bactericidas o BiéxidosControla la contaminacion por bacteria. La mayddaguas

con las que se prepara los geles fracturantesecenbiacterias que tienen su origen en
la fuente o en el tanque de almacenamiento. Latede producen encimas que

pueden destruir la viscosidad muy rapidamente.

» Buffers: Los buffer preferidos son los que contienen acigggnicos y el objeto es

provocar hidratacion de los fluidos.

» EstabilizadoresEl oxigeno libre ataca a los polimeros y como debesperarse, esta

reaccion de degradacion aumenta con el incrememttemperatura. Aditivos tales

como metanol es utilizado para atrapar el oxigerempoverlo de la ruta de reaccion.

» Aditivos para el control de pérdidas de fluidms fluidos que se utilizan tienen como

rol el control de las perdidas de “spurt”. Dismieago el filtrado durante el
fracturamiento ya que como se indicé anteriormdate pérdidas de fluido y su
correspondiente control son criticos para la satisfia ejecucién del fracturamiento
hidraulico. Usualmente, en formaciones homogériaaxnstruccion de una costra en

las paredes de la fractura es un medio adecuadapatrolar el filtrado.

» Surfactantes:Su rol es prevenir las emulsiones, bajar la tensigperficial y los

cambios de mojabilidad. La humectabilidad en lasmasade las fracturas origina
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cambios en la zona invadida; por ello que los stafdes son agregados para facilitar
la limpieza post tratamiento.

» Roturadores (BreakersEl rol a desempefar es reducir la viscosidad ahidisir el

tamafio del polimero; por consiguiente tienen lasat de limpiar residuos en el

proceso de post-tratamiento y en la produccion.

En el campo Palo Azul se esta utilizando un flutio fractura base agua con una carga
polimérica (goma Guar) de 35 Lb/1000 galones depgeparado. Este fluido es base agua
fresca de los esteros cercanos a las locacionesaglo en el Bloque 18, la cual es filtrada y
aditivada con surfactante, biocida y cloruro deapiat

Este gel de fractura ademas es aditivado con dadbwes de filtrado quimico y mecanico
(silica malla 100), ademas del uso de fibras qiamegue el agente apuntalante se salga de la
fractura durante la etapa de produccion. Dado gagdmperaturas de la formacion Hollin
estan por los (220 F°) se utilizan tanto estallizas, rompedores y reticuladores adecuados

para la misma.

En la tabla 2.1 se muestra las caracteristicafiudéb de fractura utilizado en los pozos del

campo Palo Azul.

| Fluid Name |  Brine 8.43p WF135 | YF135HTD|
Friction
Rate Low (bbl/min) 2.4 2.8 1.0
Pressure Low (psi/1000ft) 10.0 10.0 60.0
Rate Pivot (bbl/min) 15.0 8.0 12.0
Pressure Pivot (psi/1000ft) 300.0 40.0 80.0
Rate High (bbl/min) 28.0 90.0 90.0
Pressure High (psi/1000ft) 1000.0 1000.0 1000.(
Fluid Loss
C, (ft/min0.5) 1.0E+0 7.0E-3 2.3E-3
Spurt (gal/100ft2) 0.0 2.0 0.5
C; (ft/min0.5) 1.8E-2 5.8E-3 7.0E-3
Rheolow
Temperature (degF) 225 225 225
Time (hr) 0.0 0.0 0.0
Behavior Index (N’) 1.00 1.00 0.29
Consist. Index (K’) (Ibf.s"n/ft2) 5.58E-6 2.09E-5 .7RE-1
Viscosity @ Shear Rate (cP) 0.267 1.000 337.211
Shear Rate (1/s) 170 170 170

Tabla 2.1: Datos del Fluido de Fractura
Proporcionado por la Cia Schlumberger



36

2.1.5.2 Programa del propante

Propante es la arena natural o sintética queyseta en el fluido de fractura. Tiene como

funcién principal mantenener abierto los canalextéirados una vez que la presion de
inyeccion disminuya. El punto de inicio de la adlicidel propante y a que concentraciones se
agrega depende de la eficiencia del fluido, N@&86) ha demostrado que el programa del

propante versus el tiempo, deberia ser una rel&sipresada por:

t_tpaol] Ec. 2.22

C (t)=C
p() {t.—t
i pad

Donde G (t) es la concentracion del propante en librasgaton (ppg), €es la concentracion
del propante al final del trabaj@ad es el tiempo de inyeccion del PADeg el tiempo total, la

variablee depende de la eficiencia y esta dada por:

=171 Ec. 2.23
1+n

Las ecuaciones simplemente denotan el modo apmpiacdicion de propante de modo que
toda la longitud hidraulica coincide con la londitesperada. Esto no es integramente realista,
en vista de que la longitud de la fractura, m&s @l punto donde el ancho hidraulico es méas
pequefio de tres diAmetros de propante, no puegtaapeopante. Por lo tanto en el disefio de
un tratamiento de fractura hidraulica, este tipocdéeerio puede ser utilizado como una

verificacidon para la masa total del propante quedpiser colocada.

2.5.5.2.1Seleccioén del propante

En ausencia de un material propante (Ver figurg Biva fractura hidraulica creada se cerraria
inmediatamente después de que la presion de feastudisipe dentro del reservorio. La arena

natural es el propante mas comun, especialmerftgreaciones de bajo esfuerzo.

Gran parte de la reduccion de la permeabilidaddig@dude un paquete propante es causada
por la trituracion de particulas y la migracion faegmentos dentro del espacio poroso del

paquete. Un delgado revestimiento de resina, aylwaa los granos de arena, no solo

mejorara su resistencia sino que también retiesmgnfentos si ya han sido triturados. Hay
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varias variedades de arenas revestidas con réxnaaciones de alto esfuerzo requieren de
propantes de mayor resistencia. Propantes deamsistintermedia elaborado de ceramica
(ISPs) y aun propantes de mayor resistencia tal®® dauxita masificada u 6xido de zirconio

son utilizados con frecuencia.

Figura 2.7: Tamafio y redondez del propante
Gréfico proporcionado por la CIA Scclumberger

Las propiedades del propante que afectan el égitla dractura hidraulica incluyen: tamafio
del grano, distribucién del grano, calidad (cartidke impurezas), redondez y esfericidad,
densidad del propante y la porosidad del paquetgapte. Todas estas propiedades afectan la
permeabilidad del paquete de propante inicial yesimente a largo plazo, lo cual a su vez
afecta la conductividad de la fractura.

La distribucién del tamafio de grano, la calidadayrddondez y la esfericidad son todos
afectados por el valor del esfuerzo (menor redosdagrfica mayor posibilidad para que los
fragmentos se fraccionen).Las otras propiedadegipdles, tales como tamafo de la malla,

porosidad y densidad de la mayoria de propantesimesnse muestran en la tabla 2.2.

2.1.5.3 Minifrac o datafrac

Es la prueba de inyeccidn de fluidos que se reabreel fluido de fractura a la tasa que se va
a usar en la ejecucion definitiva del trabajo. &gstra tasa y presion vs tiempo, presion neta y
declinacion de la presion después de parar el bombEase figura 2.7 donde se registra una

prueba tipica de inyeccion.
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Tipo Malla Tamafio P Densidad Porosidad
Propante [Tamafio] fin] [ b/t [%]
Northern White 12/20 0.0496 165 0.38

sand 16/30 0.0350 165 0.39
20/40 0.0248 165 0.40

Texas brown 12/20 0.0496 165 0.39
Sand 16/30 0.0350 165 0.40
20/40 0.0248 165 0.42

Curable resin 12/20 0.0496 160 0.43
Coated sand 16/30 0.0350 160 0.43
20/40 0.0248 160 0.41

Precured resin 12/20 0.0496 160 0.38
Coated sand 16/30 0.0350 160 0.37
20/40 0.0248 160 0.37

ISP 12/20 0.0496 198 0.42
20/40 0.0248 202 0.42

ISP lightweight 20/40 0.0248 170 0.40
Sintered bauxite 16/20 0.0400 231 0.43
20/40 0.0248 231 0.42

40/70 0.0124 231 0.42

Tabla 2.2: Tipos de Propantes
Fuente: Cia Schlumberger

2.1.5.3.1 Ejecucion del DataFRAC
El DataFRAC es un tratamiento de calibracion, redld antes del tratamiento principal para
determinar los diversos factores que se utilizaelegisefio final y asegurar que se cumplan

los objetivos del tratamiento.

p.lpc

|
|
I
I
1 At
1

1

t,

tiempo, minutos

Figura 2.8: Grafico de presion vs tiempo resultaddel Datafrac
Fuente: Schlumberger
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En el DataFRAC se emplea el mismo fluido base pam el tratamiento principal y se
bombea con la tasa disefiada para la fracturatiasaeniento nos proporciona los calculos de
gradiente de fractura, eficiencia del fluido, pdedde filtrado, prediccion de la geometria de la
fractura, tiempo de cierre de la fractura y predi@ncierre. Una buena estimacion de la
presion de cierre y la naturaleza del liquido neefom la limpieza de la formacion (pues este
sera el ultimo de los liquidos que regresen demada superficie) lo que ayuda a minimizar
el dafio de formacion.

La ejecucion del DataFRAC se divide en dos etapas,etapa de ejecucion de bombeo a una
tasa de prueba con un fluido newtoniano FreFLOa segunda etapa que produce el trabajo
de Fracturamiento Hidraulico a una escala mas peque FreFLO permitird determinar de
primera mano la presion de friccion en los tubwdare

En la segunda fase del DataFRAC se cumplen doastap

» Desplazamiento del fluido newtoniano desde el tbhudlacia la formacion (normalmente
la rata de bombeo es 8 pm.).
* Aumentar la tasa hasta alcanzar la tasa disefiaddg&actura, bombeando el fluido de

fractura.

2.2 PROPIEDADES MECANICAS DE LAS ROCAS

La presidn necesaria para fracturar esta relacsomhestado de tensiones en la formacion,

analizaremos como influyen los parametros elastods forma y orientacion de la fractura.

2.2.1 Esfuerzo

Si a una roca se lo somete a una fuerza, estafsemde después de retirar esta carga si
recupera su forma y tamafio original se dice queota posee propiedades elasticas, en
general, podemos decir que las rocas de nueseeintaen dentro de la clasificacion de
materiales elasticos (aunque en algunos casoscylarés no es totalmente cierto). Se

considera valido aplicar algunos conceptos dedeatwila elasticidad.
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La teoria de la elasticidad es la que se ha ddisalwopara determinar la relacién entre el
esfuerzo y la deformacién y se determina asi:

J=E Ec.2.24

A
Donde:
F esla carga aplicada.
A es el area donde se aplica la carga.
o es el esfuerzo.
El esfuerzo constituye un vector con magnitud gaiion, el esfuerzo normal al plano sera de

tension o compresion mientras que el esfuerzogaral plano es de corte o cizalla.

2.2.1.1 Esfuerzos en el sitio

Las formaciones a profundidad estdn sujetas a umpaade esfuerzo que puede ser
descompuesto en sus vectores constituyentes. leresfmas facil de entender es el vertical,
el cual corresponde al peso de la sobrecarga. BPardormacion a una profundidad H, el
esfuerzo Verticab, es:

oy=g JfdH Ec. 2.25

Donde/f es la densidad de la formacién que cubre el vesierapuntado. Este esfuerzo puede
ser calculado de una integracion del logaritmo desilad. Si se utilice una densidad de
formacién promedio en Ib/plg la profundidad esta en pie, la ecuacion (Ec)2s@6convierte

en:

_PH
144 Ec. 2.26

Conoy en psi. .Para p = 165 Ib/fjda gradiente de esfuerzo vertical es aproximadéene
165/144 = 1.1 psilpie
Este esfuerzo es esfuerzo absoluto, y en el easo dhedio poroso, en vista que el peso de la

O-V

sobrecarga sera transportado tanto por los graow® @or el fluido dentro del espacio

poroso, se define un esfuerzo efectivo.

J"Vza'v—a'p Ec. 2.27
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Donde @ es la constante poro elastica de Biot, (1956l para la mayoria de reservorios
de hidrocarburos es igual aproximadamente 0.7. figera 2.9)

Figura 2.9: Tipos de esfuerzos

La relacion entre esfuerzos y deformacion parada de los yacimientos de hidrocarburos

esta influenciado por un significativo nimero detdees como:

« Composicién y litologia de la roca

» Grado de cementacion

» Tipos de material cementante

* Cantidad y tipo de fluido en el medio poroso

» Compresibilidad de la matriz de la roca y de logdths en el medio poroso
» Porosidad

* Permeabilidad

* Presion del yacimiento

* Temperatura de la formacion

2.2.2 Mddulo de Corte G)

El médulo de corte o también conocido como mdédelaidalla, tiene como finalidad medir la

resistencia de un cuerpo al cambio de su forma:

z-X
G=2> Ec. 2.28

Eyy

Donde:
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G Modulo de Corte o de Cizalla

r,, Esfuerzos de Corte

&, Deformacion

2.2.3. MdAdulo de Young (E) o Médulo de Elasticidade la Roca

Constituye la rigidez de un material y describeelpuesta del material a la deformacion en la
misma direccion de la aplicacion del esfuerzo. &md como la razon entre la variacion del
esfuerzo con respecto a la variacion de la defadmas la direccidon de la aplicacion del

esfuerzo. Fig. 2.10

E=— Ec. 2.29

Figura 2.10: Modulo de Young

2.2.4 Modulo de Poissonvj

Describe la respuesta a la deformacion del matermadiireccion perpendicular a la direccion
gue se ha aplicado el esfuerzo; definiéndose camaldcion entre la variacion de la
deformacién perpendicular a la direccién del egfoieespecto a la variacion de la

deformacion que esta en la misma direccion en gapkcado el esfuerzo. Figura 2.11.

p=_Y Ec. 2.30
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En la tabla 2.3 se presentan los valores tipicdssdmddulos de Poisson y Young para varios

tipos de rocas.

Figura 2.11: M6dulo de Poisson

Tipo de Roca Mdédulo de Poisson Médulo de Young (10)
Arenas no consolidadas 0,28 - 0,45 0,2-1,3
Arenas consolidadas 0,15-0,27 2-8
Lutitas 0,25 -0,45 1-5

Tabla 2.3. Rangos de valores de los médulos de Bois y Young para los diferentes tipos de roca
Tomado del Curso de Fracturamiento de BJ

2.2.5 Orientacion y forma de la fractura

2.2.5.1 Orientacién

La fractura se creara perpendicular al minimoegtuprincipal. La iniciacion de la fractura

no necesariamente es perpendicular al minimo esfuerfases de las perforaciones,

tortuosidad).

La fractura se propagara perpendicular al mininioeezo principal (lejos del pozo). Figura

2.12.

Figura 2.12: Direccién de la Fractura
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2.2.5.2 Forma

Se ha comprobado experimentalmente que la fornta filactura, cuando se le permite crecer

libremente, puede ser circular o eliptica.

El primer caso (circular) se produce cuando eldsgrde fluido a la fractura es a través de un
punto, y el segundo caso (eliptica) se producedmahfluido fracturante ingresa a la fractura

a través de una linea. Con respecto a la exteesi@entido vertical, puede ocurrir que haya
otros niveles con propiedades distintas. En estesscpuede haber contencién vertical de la
fractura.

El tamafio de una fractura se puede ver afectadoepespaciamiento entre pozos por lo que
hay que tomar en cuenta la distancia de los pozogsias o al pozo original en el caso de un

sidetrack para considerar la posibilidad de quieaetura se propague en esa direccion y los
contacte

La longitud de la fractura va a estar determinamldqs siguientes factores:

e Volumen de fluido bombeado
» Eficiencia del fluido bombeado

« Geometria de la fractura

Mientras que su ancho y alto se vera afectadoipahmente por:

* Viscosidad de fluido
» Caudal de inyeccion

» Esfuerzos de la roca a fracturar y vecinas.

2.3 ANALISIS PRE FRACTURA DE LOS POZOS

2.3.1 Estudio de las condiciones de los pozos ande$ fracturamiento

Los objetivos principales de estimular algunos pgoatel campo Palo Azul usando

Fracturamiento Hidraulico fueron: recuperar el potal de los pozos, eliminar el dafio de
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formacion, reducir la caida de produccion, aumeeitdandice de productividad y dar mayor
longevidad a la vida productiva de los pozos.
Las caracteristicas litologicas y adecuadas pragiesl petrofisicas en el campo permitian la
aplicacion de esta técnica, por lo que se seleamond pozos candidatos: PA-D, PA-E, PA-F,
PA-G, PA-H, PA-I, PA-J, PA-K, ya que presentaban:

» Buena calidad de cemento (CBL).
Dafio de formacion alto.
Reservas considerables por recuperar.
Caracteristicas litolégicas y de reservorio adeasad

YV V V VY

De estos pozos el 70% tienen bajo corte de agua.

En la Figura 2.13 se presenta la ubicacion de éaspfracturados en el campo Palo Azul, y

en la Figura 2.14 consta el grafico del histor@pdoduccion de la arena Hollin.

2.3.1.1 Parametros Petrofisicos del campo

Previo a la determinacion las reservas del campamportante analizar las propiedades
petrofisicas de la arena Hollin en los pozos a doales se aplico el tratamiento de
Fracturamiento Hidraulico.

Los topes y bases de cada pozo se los obtuvigpartiade cutoffs con las caracteristicas que

se presentan en la tabla 2.4.

., VCL .<,: Porosidad >= Sw .<,=

Formacién fraccién fraccién
Caliza C - FS3 0.5 10% 0.6
FS3- Base 0.35 10% 0.5

Tabla 2.4: Cutoff’'s del Campo Palo Azul
Tomado del Departamento de Reservorios

En la Tabla 2.5 se presentan los topes y baseosig@dzos a los cuales se aplico el
tratamiento. En la tabla no se incluye los datdspdeo Palo Azul-31 ya que presenté un

problema en la toma de regisros para evaluar gsgatades petrofisicas.
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Espesor Espesor
Base Neto Neto Porosidad | Saturacion | Saturacion
POZO Tope FS 3| Hollin Tope FS 3| Reservorio | Saturado Efectiva de agua | de Petréleo
ft MD ft MD ft TVDSS ft TVD ft TVD fraccion fraccion fraccion
PA-05 1054: 1074¢ -894¢ 153.6¢ 58.5¢ 0.14¢ 0.13¢ 0.861
PA-06 10605 10782 -8960 132.41 48.77 0.135 0.239 0.761
PA-07 10624 10873 -8933 177.74 54.76 0.138 0.18 0.82
PA-18 11770 11943.5 -8971 102.75 0 0 1 0
PA-23 11227 11570 -8856 259.64 122.45 0.162 0.17 0.83
PA-24 10686 10793 -8903 77.03 77.03 0.164 0.117 0.883
PA-37 10534 10849 -8894 169.11 80.03 0.156 0.259 0.741
Tabla 2.5: Propiedades petrofisicas de los pozosfiturados
Tomado del Departamento de Reservorios Ecuador TLC
Voking Forcaet  Paamekrs
L Pz al ]
' Cate Name .achal pozod £ 13
b 1 b 0
& 1] LT A
4 1l ql ipcE
(! 1 MNeEIm
] [ t :
bl Flial Fak BB
| Cm. frd. - ETOE Mo
A [ cm. D2k BT
1 Regenes il
T Ruagenes D3k TN,
EUR - FETOE Mo
i Farecart Enced By : Rk
v D Forcart Dk 077 /A08
l ;h- RESEI‘LETI,P! : Moe
. | (AL |
1 ; { i 7 Ii! i‘:f it
.h] . tg L] } l f -| | '.é’l ﬁ
H & Ll | |
TR P '.K" ' Hﬁ
o 1= |° | A
[ It
|i| (1
1] ! | 1=
A0 ——f— .'--—'E'—}-.Fi-.
" | "L ] 4
| i 1 |
; | ) i
1 & [ ] .u
14 I i
1 ] &
4
L ]
M i 1 o
| | s
.1 1 1] T T T T T T T T T T T T
JUL AU SER OCT DEC | JAW  FEE MR AFR MAY  JUN | JUL &UG SER OCT
. R : m .
' 07/27/2009
Date

Figura: 2.14 Historia de Produccién de la arena Hdiin del campo Palo Azul

Realizado por Alicia Lozada en OFM
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Figura 2.13: Mapa de Ubicacion de los pozos fractados
Tomado del Departamento de Reservorios Ecuador TLC
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2.3.2 PALO AZUL-D

El primer pozo a fracturar fue el PA-D ya que pnégba una completa informacién en
historialesde produccion, de workover y de analisis de pruetagpresion. Se tomaron
registros de temperatura, sonico dipolar (DSI)eyso el simulador de fractura, que sirvio
para correlacionar los datos. Las propiedades resadel reservorio fueron obtenidas con el
registro sénico dipolar, y éstos sirvieron comoebds correlacion para los demas pozos
candidatos a fracturar, los mismos que fueron gaos con el simulador sin necesidad de

correr el registro sonico en cada pozo con eldildorrar tiempo y dinero.

2.3.2.1 Localizacién Geoldgica

El pozo Palo Azul D se encuentra localizado cerain sistema de fallas cuya dislocacion
principal es la Falla de Palo Azul, y fallas sa¢dlidel sistema de fallas del campo en el sector

sur, como se puede apreciar en la Figura 2.15.

PA-24

|
|

Figura 2.15: Modelo Estructural en cercania del poa Palo Azul D
Tomado del Departamento de Reservorios Ecuador TLC

2.3.2.2 Historial de Produccién

EL pozo entra en produccion el 8 de Noviembre @852 con una tasa de 2.082 BOPD, un
BSW de 4% y un indice de productividad del 1.6Zafké un pico de produccion de 3.080
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BOPD el 20 de noviembre del 2005. La presion deddiuyente se mantenia en 1800 psi. En
Diciembre del mismo afio se realiza el primer tralig workover para cambiar la bomba
BES donde el pozo se cierra por 5 dias. Posteritenel pozo presenta una produccion de
2000 bpd y el corte de agua disminuye al 1%, ésteedhento de produccion después se ve
mucho mas afectado por un paro de comunidades sleunames en (Marzo 2007) que
desbocd en un caudal de 258 bpd. Este pozo a nuEz2007 tiene un acumulado de
produccion de 618.58 Mbls de petrdleo y 28.5 Migladua.

La caida inesperada debido al paro preocupd a faesa, la cual, con estudios técnicos
procede a realizar la primera fractura hidraulieh @hmpo en este pozo. Originalmente se
sabia que a mas de una caida de produccion se uen$avero dafio ocasionado por la
migracién de finos por la presencia de Caolinitatipo de arcilla migratoria que se desprende
de la formacion y se deposita en la cara del pazsionando el taponamiento de los
conductos porales, reduciendo de esta manerarteepbilidad en las vecindades del pozo. En
la Figura 2.16 se muestra también la declinacidrpreluccion de este pozo después del

tratamiento.

2.3.2.3 Historiales de Completacion y Reacondiciormaento

En la tabla 2.6 se detallan los trabajos de wonkaealizados en el pozo, asi como también
las fechas en las que fue completado y perforado.

a) Diagrama de completacion

La Figura 2.17 contiene el diagrama de completagedpozo Palo Azul-D.

2.3.2.4 Pruebas de Presion

Las pruebas y andlisis del pozo son herramienites (@n la etapa de planeacion del pre-
tratamiento y la evaluacion post-tratamiento efnagturamiento hidraulico.

Un disefio de la prueba del pozo bien elaborado ep@sgddar en la planeacion del pre-
tratamiento suministrando informacion valiosa saddr@ozo y yacimiento en consideracion.
Parametros importantes que pueden ser estimadascoladlos de una prueba de pozo

incluyen permeabilidad de formacion, presion demgemtos, y condiciones cerca del pozo.
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Figura 2.16: Declinacion de produccién del pozo P&
Realizado por Alicia Lozada en OFM
PERFORACION COMPLETACION WO #1 (PULLING) WO#2 (FRACTURA)
INICIO: 31- 08-2005 INICIO: 16-04-2006 INICIO: 05-12-2006 INICIO: 02-06-2007
FIN: 24 -10-2005 FIN: 30-04-2006 FIN:  11-12-2006 FIN: 10-06-2007

Abre camisa. Controla
El pozo se perfor6 en dos Se dispara PJ OMEGA Saca BES. Realiza viaje depozo. Saca completacién
etapas. La primera 4 1/2" PURE CBL- limpieza (fondo a 11952 de bombeo electrico.
seccion del pozo se USIT Bueno arriba y ft). Completa con BES Realza viaje de limpieza.
perforo normalmente.El debajo del intervalo a FN5000673 (10056 ft md). Baja BHA de fractura.

primer revestimiento se disparar. 11753-11766 Realiza prueba de ratas
asento 200 ft bajo el tope ft MD multiples y  Datafrac.
Orteguaza y el sequndo1178641796 ft MD Corre registro de
hasta la profundidad final (5 dpp) Temperatura. Fractura
que fue 12060 Saca. Arma y baja BHA

de evaluacién. Evalua por
18 hrs y cierra por 24 hrs.
Saca. Baja completacion
final con BES DN 475 (
10458 ft md). Nota: Torre
Perforec 34 fue liberada).

N/A 1175311766 ft MD N/A N/A
11786-11796 ft MD
(5 dpp)
Tabla 2.6. Historiales de Reacondicionamiento delozo PA-D
Tomado del Departamentto de Construccion de Pozaader TLC
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La evaluacion de estos parametros indicard satmiento de fracturamiento hidraulico es o
no necesario; un analisis econémico ayudara arditer si es factible la realizacion del
tratamiento. Alguna informacion adicional que seeqm obtener de esta prueba de pozo
incluye anomalias del yacimiento, tales como falfeecturas naturales o una estratificacion
significativa de la formacion. La presencia deraalias puede afectar significativamente las
decisiones involucradas en el disefio de fractursmieidraulico. Un analisis cuidadoso de la
prueba de pozo antes del tratamiento indicara ¢esidad de obtener datos adicionales por
medio de otras pruebas in-situ para asegurar &l é&l tratamiento. Figura 2.18.

En la tabla 2.7 se muestran los datos obteniddasipruebas de presion realizadas en este
pozo antes y después del tratamiento, donde podesmparar el dafio y el indice de
productividad.

2.3.2.5 Registros Eléctricos

En los registros eléctricos se analizaron las eigas curvas: rayos gamma, densidad Bulk
(ROBB), Porosidad Total (PHIT), Porosidad Efecti@HIE), Volumen de Minerales
Arcillosos (VCL), Volumen de Caliza (Vlime), Volumede Arena (Vsand), tomando en
cuenta la informacion ya existente de nucleosojogia.

En la Figura 2.19 se puede observar el selloduotittuyo espesor es 20 ft aproximadamente,
lo que nos indica que es un buen aislante entiewgfero de fondo y la zona de interés. En el
gréfico también se muestra lo profundidad de loszpdos. Este pozo tiene un espesor de

reservorio de 77 pies. En la tabla 2.8 se predenttopes y bases obtenidos de los registros

eléctricos.
P@ Delta
POZO FECHA MP P @ MP MP DATUM DATUM (] K Skin Pskin 1P
ft(TVD) (psia) ft(TVDSS) (psia) ft (TVDSS) (bbl/psi) (md) (psia) BFPD/psi

3.88E-

PA-D | Nov-05 995: 4007 891 4030.¢ 897t 04 58t 29.7 880.€ 1.2
5.36E-

PA-D | Ago-07 9953 3390.3 8914 3413.8 8975 03 329 0 45.6 2.8

Tabla 2.7: Resultados de las pruebas de presion ks pozos antes y después del fracturamiento.
Elaborado por: Alicia Lozada



Guia 20" |
45
)
TR1338" — te TUBERIA DE 3 172 (9,3 LB/FT) -89 EUE 3RD
A | QL
TROSB" ——»f
CAMISADE CIRCULACION 2.81" 111 970,51
JOINTS DE 3-122 e
NO-GO MIPLE 3-12" x 2.75" 8005
JOINTS DE 312"
8038
Y-TOOL COH BLAIKIG PLUG @ 8044' 8044
DISCHARGE HEAD 3-12", SERIE 540 8055
f | 8036
Bomba GH4000 99 ETAPAS, CR-CT,AFL INC ES
3ZZRLOY
GAS SEPARATOR: GRS--ES-LT-RA SERIE 540 8078
—— 8080
Protector Serie 540 LSBPB RLOY-AFL
BY PASS 6 TUBOS DE 2 3/8" + 4 CLAMS ik
Protector Serie 540 BPBSL, RLOY, AFL
| 8098
MOTOR RK-UT-RLOY-AFL-DOM, 450 HP,
2125V, 128 A, SERIE 562 133" CASTNG DESIGN
ADAPTER SERIE B250034 SERIAL 562 8132 Vadlsl’
SENSOR @ TIPO XT1 SN 450 XT115011 [—= K55, 68 IbsT_BIC
[— 8136 ID. 4
k Collapse 1050
Volume 11513
Rt . ToTAL@wma 958" CASING DESIGN
Q DED'a 9452
Tope Lier Hanger <] < «— o N.8047Ihsft BIC
ID. 8681
Drift 852
Collapse 4760
Volume 10732
‘ ‘ 9452' T" CASING DESIGN
LinerdeT" DE9143'a 10040’
N-80; 20 £ft BTC.
| —— em———
[U— — ID. 6184 puly
10686"- 10709" — = ——— HOLLIN Drift 6059 pulg
——— e
— ——— Collapse T020psi
Volume 0.03715 Blsipie
Collar Flotador CIBP 10741
Guide Shoe 10840°

TD 11030 Ft MD / 10280 Ft TVD

Figura 2.17: Diagrama de completacion de pozo Palszul-D
Fuente Ecuador TLC

Espesor
Neto Porosidad Saturacion Saturacion
Tope FS 3 | Base Hollin Saturado Efectiva de agua de Petréleo
ft MD ft MD ft TVD fraccion fraccion Fraccion
10686 10793 77.03 0.164 0.117 0.883

Tabla 2.8: Topes y Bases del pozo Palo Azul-D.
Elaborado por: Alicia Lozada
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> Derivada

Figura 2.18: Interpretacion de Pruebas de Presional pozo PA-D
Fuente: Departamento de Reservorios Ecuador TLC

v El modelo que mejor se ajust6 al comportamiento deko es el
correspondiente a una fractura de flujo uniformes,ud reservorio con doble
porosidad y con limites rectangulares.

v La pendiente de éste modelo es de Ya.

2.3.2.6 Propiedades Elasticas

El modelo petrofisico y las dos curvas soOnisés y Ats (tiempo de transito de la onda
compresional y de cizalla respectivamente) adcasrigt procesadas a partir del Registro
Sonico Dipolar DSI, se utilizaron para realizarcalculo de las propiedades elasticas de la
roca.

Asumiendo condiciones de material homogéneo, ipmind linealmente elastico y en
concordancia con las ecuaciones dinamicas y deagagibn de ondas acusticas, se calculo el
Mdédulo de Corte, el Modulo de Young y la Relaci@Rbisson.

En el modelo se calcula la relacion de Poissonndicegy se asume igual a la relacion de
Poisson estatica. En la Figura 2.20 se presentaulass de las propiedades elasticas del

reservorio a partir del registro soénico dipolar [DS



2.3.2.7 DISENO DE FRACTURA

2.3.2.7.1 Configuracion del Pozo

La tuberia que se utilizara para este trabajoldadude 3.5”, 9.3 #/ft, grado P-110. El packer

sera asentado a 10,400 ft. La temperatura de fesde 219 °F.

0680

%

Tubinc_; Data
oD Weight ID Depth
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
3.500 9.3 2.990 10400.0
Casing Data
oD Weight ID Depth
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
9.625 47.0 8.681 9143.0
Perforation Data
Top Top Bottom Botto Shot Number | Diameter
MD TVD MD TVD Density
(ft) (ft) (ft) (ft) (shot/ft (in)
10686.0 9941.5 10709.0 9964.1 10.00 92 0.42
[ 7o0C | 29. | 6.18 | 10840. |
Tabla 2.9: Configuracion del pozo.
Fuene Schlumberger
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Figura 2.20: Modelo de Propiedades Elasticas a partde DSI, pozo Palo Azul D.
Tomado del Departamento de Reservorios de Ecuddor T
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Figura 2.19: Analisis petrofisico del pozo Palo AZt24
Tomado del Departamento de Reservorios Ecuador TLC




2.3.2.7.2 Datos de la Zona
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Formation Mechanical Properties
Zone Name Top Zone Frac Insitu Young's Modulus Poisson’s Toughness
MD Height Grad. Stress (psi) Ratio (psi.in0.5)
(ft) (f) (psifft) (psi)

SHALE 10588.4 60.2 0.808 7983 4.494E+06 0.35 0010
SILTSTONE 10649.9 11.9 0.739 7323 1.789E+06 0.30 1000
SILTSTONE 10662.0 7.9 0.739 7331 4.447E+06 0.30 1000
SILTSTONE 10670.0 7.9 0.739 7337 4.494E+06 0.30 1000
SILTSTONE 10678.0 8.8 0.739 7343 2.974E+06 0.30 1000

CLEAN-SANDSTONE 10687.0 20.6 0.626 6230 3.929E+06 0.20 1200
DIRTY-SANDSTONE 10708.( 3.C 0.67¢ 676 2.086E+0! 0.25 70C
CLEAN-SANDSTONE 10711.( 3.C 0.62¢ 624( 4.005E+01 0.20 120(
DIRTY-SANDSTONE 10714.( 5.¢ 0.67¢ 676¢ 2.971E+0! 0.25 70C
CLEAN-SANDSTONE 10720.0 12.4 0.626 6248 4.724E+06 0.20 1200
DIRTY-SANDSTONE 10732.6 34 0.679 6779 4.659E+06 0.25 700
CLEAN-SANDSTONE 10736.0 3.8 0.626 6255 4.357E+06 0.20 1200

SHALE 10739.9 7.0 0.808 8081 4.017E+06 0.35 0100

SHALE 10747.0 2.0 0.808 8085 1.965E+06 0.35 0100

SHALE 10749.0 10.9 0.808 8090 4.494E+06 0.35 0010

DIRTY-SANDSTONE 10760.1 5.9 0.679 6798 2.033E+06 0.25 700

Tabla 2.10: Propiedades Mecanicas de las rocas
Fuente: Cia Schlumberger

2.3.2.7.3 Fluidos del Reservorio

Tipo de Pozo Petréleo
Temperatura del Reservorio 219 °F
Gravedad API del Petréleo 27.5

GOR 166 PC/BF
Presién de Burbuja 1276 psi

Tabla 2.11: Propiedades de los fluidos
Elaborado Por: Alicia Lozada

2.3.2.7.4 Datos del Propalante

La permeabilidad del Propalante es calculada ecidarde los siguientes parametros:

Temperatura de fondo en el pozo = 219 °F
Esfuerzo en el propalante = 6216 psi
Resistencia a la fractura = 1.00 Ib/ft2

Valor promedio del modulo de Young = 3.501E+06 psi

Datos de Propalante
Proppant Name Specific Mean Diameter Porosity Permeability
Gravity (in) (%) (md)
16/20 C-Lite 2.73 0.037 35.0 441594
20/40 C-Lite 2.73 0.028 35.0 276621

Tabla 2.12: Propiedades del propalante
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La figura 2.21 muestra un esquema de selecciéprdphlante mas adecuado. En funcion de
la presion de cierre del Yacimiento se determingelaneabilidad a ser obtenida dependiendo

del tipo de apuntalante utilizado; para nuestreefibisse ha utilizado el propalante 16/20
CeramaxTM a una presion de cierre de 6000 psi.

Proppant Permeability

Stress on Proppant
50000¢

q

40000 l\\'
g ™
<. 30000
= —®— 16/20 C-Ljte
g \ 20/40 C-Lite
g 200001 "l\' |=_Prop Stregs

10000 l\

H\ o
. ‘ | Tt

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000 8000 9000 10000 11000 12000
Closure Stress (psi)

Figura 2.21: Permeabilidad del propalante
Proporcionado por la Cia Schlumberger

2.3.2.7.5 Esquema del proceso de la fractura

a) Proceso de Bombeo

Las siguientes tablas muestran el proceso de mmbeguir para realizar la fractura longitud
estimada X= 124.1 ft y una Conductiva promediaW= 3188 md.ft. En la tabla 2.20 se
presenta el proceso de bombeo respectivo paraefialplanteado.

Job Description
Stage Name Pump Fluid Name Stage Fluid Gel Prop. Prop.
Rate Volume Conc. Type and Mesh Conc.
(bbl/min) (gal) (Ib/mgal) (PPA
PAD 20.0 YF130HTD 4800 30.0 0.0
1.0 PPA 20.0 YF130HTD 1600 30.0 16/20 C-Lite 1.0
2.0 PPA 20.0 YF130HTD 1400 30.0 16/20 C-Lite 2.0
3.0 PPA 20.0 YF130HTD 1700 30.0 16/20 C-Lite 3.0
5.0 PPA 20.0 YF130HTD 1800 30.0 16/20 C-Lite 5.0
7.0 PPA 20.0 YF130HTD 1400 30.0 16/20 C-Lite 7.0
FLUSH 20.0 WF130 4177 30.0 0.0

Tabla 2.13: Proceso de bombeo
Proporcionado por la Cia Schlumberger

El esquema de bombeo es desplazado con 1.Bdoslderando al tope de los perforados.
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Cantidad de fluidos utilizados

12700 gal of YF130HTD
4177 gal of WF130

Propalante utilizado
28300 Ib of 16/20 C-Lite

Tabla 2.14: Cantidades de fluido y propalante ultizados
Fuente Schlumberger

b) Ejecucion del trabajo

Job Execution
Stage Stage Cum. Stage Cum. Stage | Cum. | Avg. Surface | Stage| Cum.
Name Fluid Fluid Slurry Slurry Prop | Prop. Pressure Time | Time
Volume | Volume | Volume Volume (Ib) (Ib) (psi) (min) | (min)
(gal) (gal) (bbl) (bbl)

PAD 4800 4800 114.3 114.3 0 0 4571 5J7 5|7
1.0 PPA 1600 6400 39.8 154.1 1600 16p0 4557 2.0 7.7
2.0 PPA 1400 7800 36.3 190.3 2800  44Pp0 4524 1.8 D.5
3.0 PPA 1700 9500 45.8 236.1 5100 95p0 4397 23 8 11.
5.0 PPA 1800 11300 52.3 288.4 9000 18%00 4272 P.64.4 1
7.0 PPA 1400 12700 43.6 332.0 9800 28300 4358 P.26.6 1
FLUSH 4177 16877 994 431.4 0 283p0 5337 5.0 2.6

Tabla 2.15: Trabajo de ejecucion
Fuente Schlumberger

2.3.2.7.6 Simulacion de la Fractura

Los siguientes datos, son los resultados de lalaadm computacional de la fractura
propuesta usando el modelo 3-D. La conductividadtefa y la FCD son calculados basados

en los intervalos de perforados con alturas p@sitiv

Longitud media apuntalada 124.1 ft
Altura Hidraulica 67.1ft
Ancho promedio 0,084 in
Eficiencia 0,350
Méxima Presion en Superficie 6317 psi
Simulation Results by Fracture Segment
From | To Prop. Conc. Propped Propped Frac. Frac. Fracture
(ft) (ft) at End of Width Height Prop. Gel Conc. Conductivity
Pumping (in) (ft) Conc. (Ib/mgal) (md.ft)
(PPA) (Ib/ft2)
00 | 310 7.4 0.243 66.1 2.25 463.5 3874
31.0 | 62.0 6.8 0.240 63.5 2.22 519.2 3824
62.0 | 93.1 6.7 0.235 58.5 217 531.8 3741
93.1 | 1241 4.8 0.101 45.8 0.93 7343 1315
Presion Neta 2639 psi

Tabla 2.16: Resultados de la simulacién de la fraora
Fuente Schlumberger
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Debe realizarse una inyeccion de apuntalante 22 después de haber bombeado 7 bbl en

la etapa 3.
Fracture Geometry Data Per Zone for Production Pred iction
Zone Name Top MD Top Gross Net Fracture | Fracture Fracture
(ft) TVD Height | Height Width Length | Conductivity
(ft) (ft) (ft) (in) (ft) (md.ft)
SHALE 10588. 9845.¢ 60.2 0.C 0.00( 0.C 0
CLEAN-SANDSTONE 10687.0 9942.5 20.6 20.6 0.26 124, 4101
DIRTY-SANDSTONE 10708.( 9963.! 3.0 3.C 0.30: 124.1 462¢
CLEAN-SANDSTONE 10711.0 9966.1 3.0 3.0 0.299 124.1 4570
DIRTY-SANDSTONE 10714.( 9969.( 5.8 5.2 0.29( 124.1 443¢
CLEAN-SANDSTONE 10720.0 9974.9 124 12.4 0.261 323, 3981
DIRTY-SANDSTONE 10732.¢ 9987.: 3.4 3.4 0.18¢ 116.¢ 285(
CLEAN-SANDSTONE 10736.0 9990.7 3.8 3.8 0.125 113.p 1923
SHALE 10739.¢ 9994. 7.0 0.C 0.06: 87.3 987
Tabla 2.17 Datos de la Geometria de la Fractura paZona de Produccion
Fuente Schlumberger
Exposure Time Prediction by Stag
Stage Name| Fluid Name Pump Fluid Perforation | Exposure at Exposure
Rate Volume Injection BHST of aboveWatch
(bbl/min) (gal) Temp. 219 degF Temp. of
(degF) (min) 214 degF
(min)
PAD YF130HTD 20.0 4800 197 1.3 1.3
1.0 PPA YF130HTD 20.0 1600 171 0.0 0.0
2.0 PPA YF130HTD 20.0 1400 114 0.0 0.0
3.0 PPA YF130HTD 20.0 1700 86 0.0 0.0
5.0 PPA YF130HTD 20.0 1800 86 0.0 0.0
7.0 PPA YF130HTD 20.0 1400 86 0.0 0.0
FLUSH WEF130 20.0 4177

Tabla 2.18: Prediccion del tiempo de bombeo por epa
Fuente Schlumberger

2.3.2.7.7 Resultados de la Simulacién de la Fratura

a) Perfil de la fractura y grafico de la concentra®n de apuntalante
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Figura 2.22: Esquematizacion de la fractura y la aacentracion del propalante
Fuente Schlumberger

b) Presiones de tratamiento
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Figura 2.23: Presiones consideradas para la longitudptima de la fractura
Fuente Schlumberger

2.3.2.7.8 Ejecucion de la fractura principal

a) Tubing Pickle

La prueba de lineas en superficie y el tubing pické proboé presion de 8000 psi en superficie
y después contra el standing valve, para verifecantegridad del tubing; mientras que en el

tubing pickle se bombeo 12.5 bbls de acido cloitddal 7,5%. Posteriormente se realiza



prueba de Inyectividad con fluido newtoniano (Fokfla tabla 2.19 presenta los valores

obtenidos de la prueba.

Caudal Presion Volumen Fluido
bpm Psi bbl
1 1 4472 3.8 FreFLO
2 3.6 5411 4.7 FreFLO
3 5.1 5763 6.5 FreFLO
4 6.2 4850 7.9 FreFLO
5 7.7 4971 10.1 FreFLO
6 8.7 5122 13 FreFLO
7 11.2 5934 38 FreFLO
8 9.6 4893 11.3 FreFLO
9 8 4150 10.1 FreFLO
10 7 3580 9.8 FreFLO
11 4.9 3012 6.5 FreFLO
12 3.6 2630 4.6 FreFLO
13 1 1700 1.5 FreFLO

Tabla 2.19: Valores de la Prueba de Inyectividad
Fuente Schlumberger

b) Andlisis del Datafrac y redisefio del trabajo ddractura

Se bombearon en total:

» 128 bbls de FreFLO para llenar la tuberia y reallaaprueba de ratas muditiples,
ascendentes y descendentes. El méximo caudal attafize de 11.2 bpm.

» 235.8 bbls de YF135HTD para realizar la inyecciércdlibracion que posteriormente
serviria para realizar un analisis de la geomeleisa fractura y eficiencia del fluido,
mas 1536 Ibs de arena Ceramax.

» 257.6 bbls de WF135 para desplazar el tubing alifiar la prueba.

CAUDAL PRESION VOLUMEN  FLUIDO Prop Volumen Prop.
BPM PSI BBL Conc. (ppa) (Ibs)
1 8.0 4354 100 YF-135HTD 0 0
2 20.0 5541 20 YF-135HTD 0 0
3 20.0 5186 12 YF-135HTD 0.5 146
4 20.0 5180 60 YF-135HTD 1.0 1390
5 20.0 5480 44 YF-135HTD 0 0
6 20.0 5562 105.2 WEF-135 0 0
TOTALES 341 bbl 1536 Ibs
TOTALES BOMBEADOS: WF135 257.6 BBLS
YF-135HTD 235.8 BBLS
CARBOLITE 16/20 1,536 LBS

Tabla 2.20: Valores usados en el Datafrac
Fuente Schlumberger
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Figura 2.24: Presiones obtenidas en el datafrac
Fuente Schlumberger

c) Resultados:

En la Figura 2.25 se presentan los resultados geukeba DataFrac, se puede apreciar los
valores del Datafrac disefiados y los datos redsnmlos en la practica. Los resultados
obtenidos del Datafrac fueron los siguientes:

Geometry Model TN ISIP 7700 pai

Yolume Injected  [14295 gal Y |ntercept 70 psi

Pump Time 25.0 min P Star 3937 psi

Spurt Comection | 1.008 Closure Pressure | 6313 psi

Calibration W ariable Cltzeue Ui 35 min

Height W Decline Analyziz Job Sirulation Calibrated Solution
oung's Modulus 3. 905E +E psi 3.905E+E pai 3.905E+E pai
Fracture Height 44 8 f 44,8 ft 4.3 1
Fracture Toughness A1 paiin0.5 901 paiind.5 901 paiind.5
Met Pressure 281 psi 780 psi 281 psi
Efficiency 010 0.03 010
Frac Half Length 1971 ft 13791t 23221
Total Leakoff Coef. £.2E-3 ft/min0.5 E.2E-3 ft/min0.5 5.7E-3 ft/min0.5
Equiv. Spurt 0.3 galA100ft2 0.3 gal/100ft2 0.2 gal#100ft2

Mote: |Mo indication of significant height growth or fizsure effects.

Figura 2.25: Resultados del datafrac
Fuente Schlumberger
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2.3.2.7.9 Redisefio de la fractura:

El programa de bombeo quedd definido de la sigaisranera:

Sage  SageAud AmAUd  Sage Qm Sury Stage am Ag
Narre Sluny Suface
Pressue
Vdure  Vdure \dure Prop Prop. ((s3)) Time Siwc  in  Bxas.
(k) (9 () () ()
6

10PPA 150 600 373 1444 150 150 501 21 8 [0103) 015
20PPA 150 =0 B8 133 300 480 5521 22 102 01 05
30PPA 180 910 R1 264 480 B0 5D 24 6 01 Qa5
40PPA 170 10800 476 27 6300 1610 571 26 152 (0123) a7
50PPA 170 130 204 33 [2300) 260 52 27 18 05 3
60PPA 170 14200 511 3745 120 380 538 28 208 15 6
ALUSH RBR2 18012 08 462 0 380 550 5 58 0 0

Tabla 2.21: Redisefio de Bombeo de la Fractura
Fuente: Schlumberger

» Se utilizaron en total 4.178 galones de WF135 ebh25 galones de agua.

» 19.947 gal de YF135HTD-Fie y 28.933 Ib de Carbdll/20 C-Lite), bombeados a

un caudal de 15 bpm.
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Figura 2.26: Presiones de tratamiento en el rediserde la fractu
Fuente Schlumberger



Closure Pressure = 6850 psi

= Net Pressure

Net Pressure - psi

Nolte Smith Time - min

Figura 2.26: Presion Neta
Fuente: Schlumberger
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Figura 2.27: Disefio final de la fractura

Fuente Schlumberger

Los resultados del simulador de fractura se prasetn laabla 2.22

Inicio de Fractura ( Tope) TVD 99485
Inicio de Fractura (Fondo) TVD 9963.1 ft
Longitud Media de la Fractura empaquetada 179.6 f

64
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Altura hidraulica al final del trabajo 66.3 ft
Ancho empaquetado promedio 0.132in
Concentracién promedia de Gel 1672.5 Ib/mgal
Factor de retencion promedio del gel 0.4
Presion Neta 1472 psi
Eficiencia 0.161
Conductividad Efectiva 3038 md.ft
Maxima Presion de Superficie 6660 psi

Tabla 2.22: Redisefo de la Fractura
Fuente: Schlumberger

v Se verifica que la presion de cierre en fondo d®@s de 6819 psi, que corresponde a
un gradiente de fractura de 0,69 psi/ft.
v El fluido presenta una eficiencia en el rango da 18%.
v La altura de la fractura creada durante el DataFRk@nza 66.3 ft
v" El volumen de PAD se calcul6 en 10000 galones.
La figura 2.28 muestra la ejecucion del trabajesjgm de tratamiento, caudal de bombeo,
concentracion de arena en superficie.

Treating Pressure(psi)

BHP (Default)
Slurry Rate(bbl/min)
Cross-Linker Rate(gal/min)

Figura 2.28: Ejecucion de Fractura Hidraulica
Fuente Schlumberger

Algunos de los parametros de tratamiento regisgradoante la operacion pueden verse en la
tabla 2.23.
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Presiébn maxima en superfic 6519 ps
Cauldal mximo: 22.2 bbl/mir
Potencia maxima alcanza 3.517 hh
Max. Concentracién de apuntalan en super 6.6 ppi
Max. Concentracion de apuntalan en el fo 6.6 ppi
Volumen de arena bombea 28.933 It
Volumen de arena que ingreso a la formas 27.73 Ib
Tabla 2.23: Parametros registrados

Fuente: Schlumberger

Con el registro de temperatura de la figura 2.2freeede a determinar la altura de la factura

para corroborar con los datos obtenidos del sinoulatbspués de efectuada la fractura
principal.

La altura dela fractura total empaquetada es de 68

10,658 — 10,726 ft (68 t)

10650

I

- 10700

|-t

Sello litol6gico :

10750

Figura 2.29: Registro de Temperatura
Fuente: Schlumberger

2.3.2.8 Comparacion de andlisis de build up pre ygst fractura

Las pruebas de Build up realizadas antes y desjmiesfractura muestran lo siguiente
« indice de productividad antes de la fractura = 1.3
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» Daifio pre-fractura calculado = 29
* Permeabilidad= 585 md

La prueba de Build up post-fractura fue realizatl@lenes de Agosto, posterior a la ejecucion

del fracturamiento hidraulico. Los datos obtenigdesesumen en lo siguiente:

« Indice de productividad después de la fractura8= 2.
» Daifio total = 0
* Permeabilidad = 329 md

De acuerdo a los resultados obtenidos, el increanemtel valor del IP es de 2.54, que es un
valor muy significativo.

Después de haber sido realizada la fractura semteebs siguientes valores en la tabii2

26-07-07 01-11-07

Fecha (Antes) (Despues) | Incremento
Produccién
total de fluido
(BFPD) 461 2922 2461
Produccion de
petréleo
(BPPD) 258 2104 1846
BSW (%) 44 38 -6
IP 0.23 2.77 2.54

Tabla 2.24: Incremento de produccion el el pozo P24
Fuente: Ecuador TLC

En la Figura 2.30 se puede observar el increndmfroduccion después de la fractura.

* Durante la fractura no hubo problemas de arenamignén el periodo de produccion

luego de la intervencion no se ha evidenciadometde carbolita.

 ElI andlisis completo de la informacion permite doimc que el trabajo de
fracturamiento hidraulico del pozo Palo Azul 24 lanarenisca Hollin fue exitoso

dando un alto de fractura de 55 pies, de los cddgses se encuentran empaquetados.
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» Considerando el éxito obtenido luego del fractueanta hidraulico del pozo Palo Azul
24, se recomendo continuar con la campafa de feawitento para los demas pozos
seleccionados del Campo Palo Azul.

6000

I
Palo_azul_24:HO
Daily 0il Produced ( bbl/d )

Daily Water Produced ( bblid )
Curnulative Oil Produced ( Mbbi

4500

3000

1500 H

FRACTURA

)

Il P

2005 ) f ar oz

DATE

Figura 2.30: Incremento de produccién PA-D

Fuente: Ecuador TLC

2.3.3 PALO AZUL-E

2.3.3.1 Datos Generales

2.3.3.1.1 Configuracion del pozo

Revestidor: 7" CGS: N-80, 26 LB/FT
Tuberia de 3-1/2", 9.3 #/ft, N-80; @
produccién: 10400 ft

Detalle del cafioneo: 5 dpp

Tabla 2.25: Configuracion del pozo
Fuente: Ecuador TLC

2.3.3.1.2 Datos del yacimiento

Tipo de Pozo Petroleo
Temperatura del Reserve 228 °F
Gravedad API del Petr6leo 27.5
GOR 218 PC/BI
Presién de Burbuja 1256 psi

Tabla 2.26: Datos del yacimiento
Fuente: Ecuador TLC
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2.3.3.2 Historial de produccion

v' EL pozo entra en produccion el 28 de Diciembre 2006, con una tasa de 4.520
BOPD, un BSW de 10% y un indice de productividd®de

v Alcanzé un pico de produccion de 4625 BOPD el O&ulero del 2007.

v' En Febrero del 2007 la producciéon baja drasticaenant23 BOPD, y en marzo del
mismo afo se cierra el pozo debido a un paro.

v' El 26 de Agosto del 2007 se decidié fracturar cbirirede remediar el dafio de
formacién e incrementar la conductividad del crbdoia el pozo.

v' Después del fracturamiento, se obtuvo una prodoat#1016 bpd, con un %BSW =
76 %.

v Posteriormente se presenta un dafio en la bomba2yds diciembre del 2008 el pozo
entra a fase de reacondicionamiento, se procedenbiar la bomba, la produccion se
estabiliza en 583 bpd con un BSW de 92 %.

2.3.3.3 Historiales de Completacion y Reacondicionaento

El pozo tuvo un trabajo de reacondicionamiento2etié Diciembre del 2008, fecha en la cual
se fractura.
A continuacion se presenta la descripcion de la@bajps de reacondicionamiento y

completacién del pozo en la tabla 2.27.

Los diagramas de Completacion y la sarta de fractiento de los pozos fracturados se

presentan en el Anexo 2.1

2.3.3.4 Andlisis Petrofisico

El contraste de esfuerzos observado en el pozo Palo Azul E muestra que existen buenas
barreras tanto arriba como abajo de la zona de interés.

El Andlisis Petrofisico de este pozo y de losde p@®os fracturados se presentan en el
Anexo 2.2.
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Figura 2.31: Historial de produccion del pozo Pal@\zul-E

Realizado por Alicia Lozada en OFM

PERFORACION

COMPLETACION

WO #1 (FRACTURA)

INICIO: 02-12-2006

INICIO: 23-12-2006

INICIO: 26-08-2007

FIN: 23-12-200¢€

FIN:

01-01-2007

FIN: 18-08-2001

El pozo se perforé en tres
etapas. La primera seccion dg
pozo se perforo normalmente
Hasta 200 ft bajo el tope de
Orteguaza, la segunda seccid
se perford con broca de 12 1/
hasta la Arena T y finalmente
se perfor6 hasta la TD final cg
broca de 8 1/2"y se completd
con tuberiade 7". La
profundidad final 10910 ft.

Registrar CBL-CastV /

Sénico.

con wireline (Stim Gum).

Dispara Intervalo 10534

10546 / 10555-10592 ft
md. Bajar BES.

Bajar cafione

Saca BES. Reliza viaje de
limpieza. Evalua intervalo
10534-10546 ft md / 10555 -
10592 ft md. Baja bhade
fractura. Realiza pickling.
Asienta sensores en no-go.
Realiza prueba de inyectividad
Recupera sensores. Realiza
Datafrac. Corre Temp. Realiza
Fracutra. Corre Temperatura. S
encuentra fondo a 10350 ft md(

tubo sobre el packer. Circula en

reversa. Regrezan 5 Sx de prop

a superficie. Desasienta packer.

Saca. Realiza viaje de limpiezal
Evalua pozo. Completa con Bl

= @

het

N/A

10534-10546 / 10555-
10592 ft md. (49 pies)

N/A

Tabla 2.27: Historiales de Reacondicionamiento dglozo PA-E

Tomado del Departamento de CoPo Ecuador TLC
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2.3.3.5 Pruebas de Presion

En la tabla 2.28 se muestran los datos obteniddasdpruebas de presién realizadas en este

pozo antes y después del tratamiento, donde podeocwparar el dafio y el indice de

productividad.
P@ Delta
POZO | FECHA MP P @ MP MP DATUM DATUM C K Skin Pskin IP
ft(TVD) (psia) ft(TVDSS) (psia) (TVE;SS) (bbl/psi) (md) (psia) BFPD/psi
PA-37 | Ago-07 9973 4002.4 8923 4022.7 897 1.15H-088 7.5 2080.5 0.2
PA-37 | Sep-07 9973 4039.% 8923 40596 897p 1.36K-018 -0.4 -17.3 5.6

Tabla 2.28: Resultados de las pruebas de presion s pozos antes y después del fracturamiento.
Elaborado por: Alicia Lozada

2.3.3.6 Disefio de la fractura
2.3.3.6.1 Datos del Simulador

Longitud media apuntalada 122.4 ft
Altura Hidraulica 70.11ft
Ancho promedio 0,149 in
Eficiencia 0,350
Maxima Presion en Superficie 5560 psi
Presion Neta 2491 psi
Conduvtividad promedia 2547 md.ft

En la Figura 2.32 se presenta el disefio prelimdeda fractura.

FracCADE*

9940

9960 ; ;

9980

<0.01b/t2]
0.0-0.21b)
0.2-0.51b)
05-0.71b)
0.7-1.01b)
10-1.21b)
12-15Ib)
Bl 15-171b
El 17-201b
Bl >20Ib/2

Well Depth (TVD) - ft.

10000

10020
Fracture# 1 Initiation MD = 10540.08fft

I:‘

6000 7000 8000 02 01 0 01 02 60 120 180
Stress - psi ACL Width at Wellbore - in Fracture Half-Length - ft

Schlumberger

Tabla 2.32: Disefio preliminar de la fractura.
Fuente: Schlumberger
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La fractura principal se realiz6 con los siguierda®s:
» 16128 bbls de YF130HTD bombeado a 18 bpm y 199B@8egagua.
» 3871 bbls de WF135 bombeado a 18,1 bpm, a unadprdsi5000 psi.

Presion de Tratamiento Promedio: 4944 psi
Maxima Presién de Tratamiento: 5997 psi
Caudal de inyeccion promedio: 19.1 bbl/min
Maximo caudal de inyeccion: 21.9bbl/min
Potencia promedio: 2352.4 hhp
Potencia Maxima: 3077 hhp
Presion Neta: 1998 psi
Concentraciéon max del prop: 5.2 PPA

Tabla 2.29: Datos del tratamiento principal
Realizado por Alicia Lozada

La Figura 2.33 muestra la ejecucion del trabajesign de tratamiento, caudal de bombeo,

concentracion de arena en superficie y al fondgded, y presion en el anular.

La tabla 2.30 resume los principales parametroa di@ctura, tanto como disefio preliminar,
como ajuste en locacion posterior al DataFRAC glfitente como resultado de la calibracion

de presiones.

Defauit B-P Plat
— Treating Presure
— Treating Pesure JokData)
— Slurry Rate (JobDeta)
— PoppantGonc (cbDeta) — BHP (Calaulated)
90001 = BHPop Conc o4
8000y
N—— :
7000¢
6000] 16

Pressure (psi)

1000f I

A A P

— 4

i T T 7 T
700 715 85.0 925 1000 1075 1150
Time (min)

T T
40.0 415 55.0

Figura 2.33: Superposicién de presiones del tratamnto
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Volimenes y Geometria de Fractura
Unidades Disefio Ejecucion real

Volumen de YF130HTD Gal 10800 16128
Volumen de Ceramax Lbs 23200 21421
16/20
Longitud de Fractura Pies 122.4 107
Altura de Fractura Pies 70 63
Ancho de Fractura Pulg. 0.149 0,183
Conductividad Promedia md-ft 2547 3196
FDC 0.35 0,5
Presion Neta psi 2491 1884

Tabla 3.30: Parametros de la Fractura
Fuente: Ecuador TLC

Toda la informacion complementaria al fracturandetsinto para el pozo PA-37 como para

los demés pozos fracturados se presenta en elesloAh3

2.3.3.7 Comparacion de andlisis de build up pre ygst fractura

Las pruebas de Build up realizadas antes y desfmusfractura muestran lo siguiente:

+ Indice de productividad antes de la fractura = 0.2
» Dafo pre-fractura calculado = 75
La prueba de Build up post-fractura fue realizad&lemes de Agosto, posterior a la ejecucion

del fracturamiento hidraulico. Los datos obtenigesesumen en lo siguiente:

+ Indice de productividad después de la fracturas= 5.

» Daifio total =-0.4

* Permeabilidad = 48 md
De acuerdo a los resultados obtenidos, el increamemtel valor del IP es 5.4 veces, lo que
representa un gran aumento en la produccion.

En la tabla 2.31 se presentan los valores de ireavars de produccidn en este pozo.

26-07-07 01-11-07
Feche (Antes) (Despues* Incremento
Produccion de petréleo
(BPPD) 0 1016 1016
BSW (%) 10 76 66
IP 0.2 5.€ 5.4

Tabla 2.31: Incremento de produccién
Fuente: Ecuador TLC
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v' De acuerdo a las simulaciones realizadas, la fiacta extiende hacia abajo hasta

llegar a la zona lutitica ubicada a 10,600 ft, gaitacto agua/petréleo se encuentra a

10,731 ft.

v El disefio tuvo por objeto lograr un empaquetamientta zona cercana al pozo, dados

los antecedentes de que esta formacion tiene extagabilidad.

2.3.4 Resumen de los pozos fracturados antes y deép de la estimulacion

A continuacion se presenta un resumen de todopdess fracturados, y en los anexos se

podra apreciar la completacion, el historial dedpozion, el disefio de fractura y los
resultados obtenidos.

La tabla 2.32 presenta un resumen del historigirdduccion de todos los pozos que fueron

fracturados. Los datos incluyen la produccion aljotaudal, indice de productividad y corte
de agua, y también los datos antes de iniciadatnhiento.

INICIAL ANTES DE FRACTURAR
BSW IP antes
FECHA ENTRA EN Q BSW PROD ANTES de
POZO PROD. [BPD] [%] 1P EVENTOS DE FRACT [%] fracura
PA-D 08-Noviembre-2005 2100 0.2 1.62 2 workover 258 44 0.23
PA-E 28-Diciembre-2006 4520 10 2.5 2 workover 74 64 0.1
PA-F 11-Dicembre-2004 1071 0.2 0.57 4 workover 365 31 0.25
PA-G 15-Febrero-2005 1300 0.1 0.5] 2 workover 308 y 0.12
PA-H 17-Diciembre-2005 3500 4.92 0.1 3 workover 331 22 0.15
PA-| 05-Noviembre-2007 126 4 0.05 2 workovgr 52 8 .020
PA-J 21-Febrero-2006 2500 4 1.14 3 workover 500 0[8 0.2
PA-K 01-Julio-2005 1800 0.1 1.12 4 workovelr 442 9 190

Tabla 2.32: Produccidn inicial de los pozos candides a fracturar
Elaborado por Alicia Lozada

La tabla 2.33 muestra los datos acumulados de peaitu de todos los pozos fracturados
después del tratamiento.

Produccién Acumulada

Pozos Petrélro Mbls Agua Mbls Gas MMPC
PA-D 1597,8 657,2 666

PA-E 566,1 3381,3 227,9
PA-F 1085,4 440,3 441,8
PA-G 2864,9 195,2 1124,2




PA-H 2734,6 24119 1158,6
PA-I 35,7 74 12,1

PA-J 1342,6 457 452,7
PA-K 903 40,3 308,9

Tabla 2.33: Acumulados de produccion de los pozosatturados
Elaborado por Alicia Lozada
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La tabla 2.34 se presenta el analisis de pruebased#n realizadas a los pozos fracturados

antes del tratamiento, mientras que la tabla 2.3festna los resultados después del

tratamiento.

v' El pozo Palo Azul-05 y Palo Azul-06, se realizaymuebas de presion antes del

tratamiento de fracturacion.

v' Al pozo Palo Azul-06 no se le realizé Pruebas dédBup una vez que se concluy6

con la estimulacion, por lo que no se tiene datodaiio ni de presiones.

FECH P@ Delta
POZO A MP P @ MP MP DATUM | DATUM c K Skin Pskin IP
fit BFPD/
ft(TVD) (psia) | ft(TVDSS) (psia) (TVDSS) | (bblpsi) | (md) (psia) psi
PA-D Feb-06 | 10001 3852.7 8964 3857 8974 1.05E{01 0 13 43.2 | 18394 0.7
PA-E NR NR NR NR NR NR NR NR NR NR NR
PA-F Feb-06 9988 4157.3 8949 4167.2 8975 5.89E10245 P -0.3 -42.5 5
PA-G | May-07| 10042 4130 8975 4129.8 8979 2.00E{04 2 [1 146 | 22358 0.1
PA-H Feb-06 9920 4177.1 8881 4213.4 8974 1.00Ef035 [8 3.8 270 1
PA-I NR NR NR NR NR NR NR NR NR NR NR
Tabla 2.34: Andlisis de pruebas de presién de lo®pos fracurados antes del tratamiento
Elaborado por Alicia Lozada
P@ P@ Delta
POZO | FECHA MP MP MP DATUM | DATUM C K Skin | Pskin IP
ft(TVD ft BFPD/
ft(TVD) (psia) SS) (psia) (TVDSS) | (bbl/psi) | (md) (psia) psi
PA-F Nov-07 10001 3902.4 8964 3907.2 897§ 2.5E{03 17-2.9 -666.8 1.1
PA-G Nov-07 1004 3800.9 8967 3804.0 8974 5.42E}03 67 0 0 3.2
PA-H Dic-07 9988 3929.5 8949 3939.4 8975 2.9E-p2 362 -5 -156.8 8.3
PA- 1 Dic-07 10042 388: 897¢ 3882.¢ 897t 1.67E-04 2 0 44.5 0.04
PA-J Dic-07 992( 3904.¢ | 8881 3941. 897¢ 2.2¢E-03 | 57 -4.5 -80€ 2.6

Tabla 2.35: Analisis de pruebas de presidn de lo®pos fracurados después del tratamiento

Elaborado por Alicia Lozada



La tabla 2.36 y 2.37 presentan los resultados @ssple la estimulacion y la tabla 2.38

presenta un resumen del trabajo de fracturamiatdaode se incluye la geometria de la

fractura, presiones de tratamiento y cantidad detafante y gel utilizado.
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POZO | Fecha Fractura Intervalo PRODUCCION (BPPD)
Fracturado
ft MD Antes Después | Increment
PA-D Agosto 2007 10687’-10708’ 258 2104 1846
PA-E Septiembre 2007 10534'-10546’ 0 1016 1016
10555'-10592'
PA-F Noviembre 2007 10675’-10687’ 365 1040 675
10640'-10649’
PA-G Noviembre 2007 10552'-10574’ 306 2799 2492
PA-H Diciembre 2007 10680'-10700’ 332 3000 2668
PA-I Diciembre 2007 11754'-11766' 52 180 128
11786'-11796’
PA-J Diciembre 2007 11232'-11256’ 501 3000 2499
11263-11273'
PA-K Enero 2009 10616'-10644" 442 620 178
Total 2257 13758 11502
Tabla 2.36: Resultados obtenidos
Elaborado por Alicia Lozada
RESULTADOS POSTFRACT
Fecha Factor dafio
Pozos Fracturamiento (S) Indice Productividad (bld/psia)
PA-D Ago-07 0 2,77
PA-E Sep-07 -0,05 6,21
PA-F Nov-07 -2,88 1,127
PA-G Nov-07 -1,5 3,16
PA-H Dic-07 -4,99 11,03
PA-I Dic-07 0 0,22
PA-J Dic-07 -4,3 2,96
PA-K Dic-08 - 0,35

Tabla 2.37: IP después del tratamiento
Elaborado por Alicia Lozada

2.3.5 Comentarios Técnicos

v' El incremento de produccion que el Campo Palo Axub después de la campafia de
fracturamiento hidraulico fue significativo paradmpresa y la inversion se recupero
en un tiempo corto.

v El disefio de fracturamiento fue propio para cadapsin embargo el pozo Palo Azul-
D el primer pozo fracturado, sirvi6 como base paralisefio de los demas, las
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propiedades mecanicas de la roca fueron obtenidaset registro DSI corrido
Gnicamente en dicho pozo.
Después de los trabajos se concluyé con que evmegeHollin tuvo buena respuesta

a este tipo de estimulaciones.

En el pozo PA-K el tratamiento terminé con un amieato prematuro mientras se
bombeaba aproximadamente el 30% del total del aespliento programado para el
pozo.

A medida que se fracturaban mas pozos se dabaduecion progresiva de costos.

Se logré una recuperacion inmediata de la prodocgioremocion del dafio de
formacion.

El riesgo que se tenia siempre es el hecho deneejor llegar a conectar la fractura
con el acuifero.

Se dispone de un analisis técnico detallado a migetada pozo presentado en cada
uno de los anexos sitados.

Luego de realizados los trabajos, los registrosedgeratura tomados en cada pozo
indican que la fractura no se extiende hasta kl Belitico en ninguno de los pozos, lo
cual es un punto positivo ya que asi aseguramo®lqaeuifero no se conecte con la
formacion.



TRABAJOS DE FRACTURAMIENTO EN EL CAMPO PALO AZUL
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POZO | Fecha Intervalo Altura de | Long. Fract | Ancho Prome > : »
Eractura Presion | Gradiente | Concentracion
Fracturado Fractura | Empaquetad | Empaquetado de de
Formacién Empaque Fractura | Fractura Apunt Final
ft MD (ft) (ft) (pul) (psia) (psia/ft) (Ib/ft3)
PA-D Ago 07 Hollin 10687'-10708’ 48 180 0.118 6819 0.69 121
PA-E Septi07 10534’-10546’ 63 107 0.183
Hollin 10555’-10592’ 6214 0.62 167
PA-F Nov 07 10675’-10687’ 62 149 0.136
Hollin 10640’-10649’ 6700 0.67 123
PA-G Nov 07 Hollin 10552'-10574’ 80 144 0.101 6600 0.66 0.86
PA-H Dic 07 Hollin 10680-10700 73 16t 0.0¢ 6050 0.67 0.855
PA-I Dic 07 11754'-11766’ 81 127 0.125
Hollin 11786’-11796’ 7800 0.78 1.15
PA-J Dic 07 11232’-11256’ 52 223 0.143
Hollin 11263-11273 6100 0.61 1.34
PA-K Eno 0¢ Hollin 10616-10644 88 53 0.36¢ 6920 0.69 0.77
POZzO Libras Libras
totales totales Tipo Tipo Conductividad Rata de Presion de Trabajo | Presion Neta Hubo
De Apunt. de Apunt. de Apunt. de Gel Efectiva Bomb Prom | Max. Alcanzada EQJ Arenamiento
Data
frac(lbs) Fractu (Ibs) (md.ft) (bpm) (psia) (psia) Sio No?
PA-D 1536 28933 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 3038 21 6519 1472 N
PA-E 1953 17484 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 4689 19.1 5997 1844 N
PA-F 1350 30850 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 3755 17 6825 2122 N
PA-G 2076 21970 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 1100 17 6097 386 N
PA-H 1940 26436 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 1568 15 6050 1135 N
PA-I 1780 28671 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 2113 19 7347 1648 N
PA-J 1502 29547 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 3290 15 6500 1934 N
PA-K 1500 22708 CARBO LITE 16/20 | YF135HTD 3752 12 10217 3435 S

Tabla 2.38: Resumen de los trabajos de fracturamig¢a realizados en el campo Palo Azul
Tomado del Departamento de Reservorios y de la @draschlumberge
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2.4 ANALISIS POST FRACTURA

Los objetivos planteados con el fracturamiento istidsen pasar la zona daflada causada
principalmente por la migracién de finos controlared crecimiento vertical de la fractura a
fin de no alcanzar la zona de agua, y aumentardduccion de los pozos, los cuales se
cumplieron satisfactoriamente. El incremento dedpecoion considerable se debié a que la
fractura cre6 una nueva capacidad de flujo derdtoedervorio debido a que la conductividad
de la zona fracturada fue mucho mayor que la flartaacion.

Sin embargo, los pozos perdieron produccion pospus de aplicado el tratamiento, razén
por la cual se desea realizar un andlisis postuita@ara identificar los problemas que tienen
los pozos fracturados y proponer alternativas geman la produccion y controlen el corte de

agua de los mismos.

2.4.1 Situacioén actual de los pozos fracturados

La mayoria de los pozos fracturados presentan isn@rducion exagerada en la produccion de
petréleo y por ende un incremento en el BSW. Paalizar el analisis post fractura de cada

pozo se van a utilizar los historiales de produtgidle reacondicionamientos.

2.4.1.1 Palo Azul D

Una vez que el pozo fue fracturado tuvo un incremeustancial de producciéon para el
campo de 1846 BPPD, el BSW subi6 de 44% a 54%ensitdose hasta la fecha con dicho
porcentaje. La produccion de petréleo actualmestd en 762 BPPD mientras que la
produccién de agua esta en 850 BAPD. El pozo ndehalo mas reacondicionamientos
después de la fractura (Agosto 2007).

El porcentaje de declinacion del pozo antes darreento fue 50% a un caudal de 258 BPPD,
y el porcentaje después de la fractura es de 4#vwpa caudal de 763 BPPD, lo que nos
indica el éxito del tratamiento. En la Figura 2.84 presenta el comportamiento de la
produccién de éste pozo, los eventos, el indigeroéuctividad, el corte de agua y la presion

de fondo fluyente.
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Figura: 2.34: Comportamiento de la produccion del pzo PA-D
Realizado por: Alicia Lozagla OFM

Se puede obserar que la presion de fondo estépajalde la presién de burbuja (1250 psi), y
gue el IP ha disminuido de 2.77 a 0.78.

2.4.1.2 Palo Azul E

El pozo se fractur6 en Septiembre del 2007, fechia eual el pozo se encontraba cerrado ya
gue anteriormente producia un caudal no rentabl2@8eBPPD y presentaba un corte de agua
del 64%. Después del tratamieno el caudal se irem&@ma 1016 BPPD vy el corte de agua se
incrementd al 70%. El pozo tenido un increment@lecaudal de fluido desde entonces, pero
el corte de agua también ha se ha incrementadaniiiegga un pico de 95%, porcentaje que
hasta la fecha se mantiene. En Diciembre del 26G@aliza un reacondicionamiento al pozo

para un cambio de la bomba BES, a partir de ésthaféa produccion del liquido se
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incrementa a 7126 BFPD y el BSW 95%. Actualmentgoeb produce 204 BPPD al mismo
corte de agua y la presiéon de fondo (1338) est@mpcima del punto de burbuja.

Se puede presumir a partir de la historia de prddaqforecast) que el pozo no esta dafiado
ya que la producciéon de fluido se incrementa corpado del tiempo, sin embargo la
produccién de agua es mucho mayor que la de petidlgue cuestiona que esta pasando con
la formacion.

Para responder esta pregunta se analiz6 la gedstyiectural y estratigrafica del pozo, y se
realizaron correlaciones de los cortes estratigrafde los pozos cercanos al mismo, y se pudo
observar que el sello lutitico no es continuo elesdos pozos. Las correlaciones se realizaron
con los pozosPA X-E-Y, la misma que indica que el agua estaesgndo a ocupar los
espacios ya drenados empezando por el pozo PA-Xesjud que mas cerca se localiza al
acuifero, y ya que el pozo PA E se encuentra mwacéambién esta presentando el mismo
comportamiento, es decir, alta produccién de adtra.la figura 2.35 se aprecia la no
continuidad de los sellos o barreras lutiticasadecbrrelaciones y en la figura 2.36 se presenta
el historial del pozo.

CORTE ESTRATIGRAFICO

7]

A E

CORTE ESTRUCTURAL

| Ef | L] %

Figura: 2.35: Correlaciones de los cortes estructates y estratigraficos de los pozos PA X-E-Y
Tomado del Departamento de Reservorios Ecuador TLC
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Figura: 2.36: Comportamiento de la produccién del pzo PA-E
Realizado por: Alicia Lozada en OFM

2.3.1.3 Palo Azul F

El pozo se fractur6 en Noviembre del 2007, la peothn aumenté a 1040 BPPD por un

periodo de un mes a un corte de agua de 45%, dedpueste tiempo la produccién disminuye
paulatinamente hasta llegar a un caudal de 111 BP&BSW aument6 a 57%. Estos valores
preocupan a la empresa, la cual con estudios degaconclusién de que existe un dafio de
formacién causado por la migracién de finos, rapén la cual se realiza un trabajo de

estumilacion matricial con un acido organico quedadéie la formacion y remueva el dafio.

Este trabajo se realizé en abril del 2009 con fapaiiia BJ.

Luego del trabajo de estimulacion el pozo increéamiproduccion de fluido y por ende la de

petréleo ya que antes se encontraba produciendoBB®D y 130 BPPD mientras que
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actualmente se encuentra produciendo 801 BFPD yBPED. El corte de agua también se
incremento de 58 % a 76%, y la declinacién dismindg 65 a 53%.

En la tabla 2.40 se presentan los resultados aaemiel buil up realizado después del
tratamiento de estimulacion matricial, se puedeenMas que el pozo presenta un dafio
posiblemente menor al que se tenia antes de tawation.

Model Parameters

Well & Wellbore parameters

(PALO AZUL F)

C 5,86E-4 bbl/psi
Skin 13,2
Geometrical Skin 3,88

hw 41 ft

pAl 34,41t
Reservoir & Boundary

Parameters

h 55 ft

Pi 3666,81 psia
k.h 2400 md.ft
k 43,6 md

Tabla 2.39: Resultados de las pruebas de presiénggriés del tratamiento
Elaborado por Alicia Lozada

Se puede concluir que el trabajo dio los resultasperados, remover de alguna manera el
dafio e incrementar la produccion, lo cual se viejesfo en el incremento del IP de 0.13 a
0.43. (Ver Figura 2.37)
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Figura: 2.37: Comportamiento de la produccién del pzo PA-F
Realizado por: Alicia Lozagla OFM

2.4.1.4 Palo Azul G

El trabajo de fracturacion en este pozo se llegal® en noviembre del 2007 incrementado la
produccién de 331 BPPD a 2799 BPPD y el BSW de%.3d83.52%. Actualmente el pozo
esta produciendo 2705 BPPD y un BSW de 18%, la@reake fondo se encuentra por debajo
del punto de burbuja. Este pozo ha mantenido uodupcion muy buena a partir del trabajo
de fracturamiento, evento que indica haber sidtwsai Ver figura 2.38.

Se desea mantener la produccion actual controlEngooduccién de agua con alternativas

gue permitan que no se incremente el BSW.
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Figura: 2.38: Comportamiento de la produccion del pzo PA-G
Realizado por: Alicia Lozada en OFM

2.4.1.5 Palo Azul H

El pozo fue fracturado en Diciembre del 2007 ladpizion se incrementé de 332 BPPD a
3000 BPPD y el BSW de 22% a 39%. La produccionlddd se ha incrementado desde esa
fecha, pero la de petréleo en cambio ha estadardigendo.

El BSW actual estd en 83% y la produccién de pstrén 1038 BPPD. Por el incremento de
fluido a 6392 BFPD se puede predecir que el pozgnesenta un dafio severo ya que la

produccién de fluido es alta.

En noviembre del 2008 se procede a realizar uronelicionamiento para cambiar la bomba.
Se puede observar en la Figura 2.39 la producagdfiuedo se incrementa con el pasar del
tiempo, lo que nos lleva a la conclusion de queoeb no tendria dafio aparente, sin embargo
el alto corte de agua hace pensar que posiblengnéeuifero se haya conectado con la

formacién, dicha asumpcion sera analizada en déuta3.
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Figura: 2.39: Comportamiento de la produccién del pzo PA-H
Realizado por: Alicia Lozada en OFM

2.4.1.6 Palo Azul |

El pozo se lo fracturd en Diciembre del 2007 inaatando la produccion de petrdleo de 52 a
180 BPPD vy el corte de agua de 2% al 27%.

El pozo presentd muy bajo aporte de fluido (62BFP&ge a la estimulacion, por lo que en el
mes de Mayo del 2008 se decidio cerrarlo. Pararipresa operadora un pozo deja de ser

rentable si éste presenta un caudal menor a 50BBRDe le sucedi6 al pozo PA-18.

En la figura 2.40 se presenta el historial de pcofun del pozo.
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Figura: 2.40: Comportamiento de la produccion del pzo PA-I
Realizado por: Alicia Lozada en OFM

2.3.1.7 Palo Azul J

El pozo se fractur6 en Diciembre del 2007 presefttamn incremento de produccion de
petréleo de 501 a 3000 BPPD y en el corte de agua6® a 23%.

La produccion de fluido luego de un lapso de tierdpotres meses cae a 1792 BFPD. En
enero del 2009 se realiza un reacondicionamieritpad® para cambiar la bomba BES.

En abril del mismo afio se decide estimular al pozo el fin de disminuir el alto corte de
agua (BSW) proveniente de la zona productora eimentar de ésta manera la produccion de
crudo de forma directa, controlando la producciérinlos provenientes de la Formacién. Para
cumplir el objetivo se utilizé un modificador derpeabilidades relativas (RPM AQUACON)
empleando Coild Tubing.

Luego del aplicado el tratamiento el pozo no redpbadecuadamente ya que se desplazo al
Aquacon rapidamente y no se dio suficientemeptafdo para que éste actue. El tiempo que
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se necesita es de al menos 18 horas y solo sejdoadiar 1 hora, por tal motivo la
produccién no aument6 y por el contrario el coreagua se incrementd de 59% a 66%.
Actualmente el pozo esté produciendo 604 BPPD Fifgrra 2.41
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Figura: 2.41: Comportamiento de la produccién del pzo PA-J
Realizado por: Alicia Lozada en OFM

2.4.1.8 Palo Azul K

El pozo fue fracturado en Enero del 2009 y el imaeto de produccion fue de 442 BPPD a
620 BPPD. A partir de esta fecha se ha mantenigiwdduccion e incluso ha mejorado para
estar actualmente en 819 BPPD con un corte dedegi8%. Ver figura 2.42.

Ya que el pozo al momento de fracturar tuvo probkede arenamiento debido posiblemente a
gue el ancho de fractura fue insuficiente porqueaablal de bombeo fue bajo e impidid tener
suficiente presion neta. También se pudo obsemeante el tratamiento, algunas pequefias

fisuras naturales que pudieron haber causado wheddatacion del fluido.
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Sin emabargo el aporte del pozo ha sido bueno,usglep considerar alguna clase de

tratamiento que mejore la produccién y mantengactlal corte de agua, sin dafar la

formacion.
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Figura: 2.42: Comportamiento de la produccién del pzo PA-K
Realizado por: Alicia Lozada en OFM

En la tabla 2.40 se presenta un resumen de lasqnioties actuales de agua y petrdleo de los

pozos fracturados.

En la tabla 2.41 y 2.42 se presentan las declinasioy reservas antes y después de los

trabajos tanto de estimulacion matricial y de fneainiento que se realizaron en los pozos.



Pozo Produccion de| Produccién de agua| BSW
oil [BPD] [BAD] [%]
PA-D 762 850 52
PA-E 267 5326 95
PA-F 187 643 76
PA-G 2237 618 18
PA-H 1022 5291 84
PA-| 503 1017 67
PA-J 827 139 15

Tabla 2.40: Produccién actual de los pozos fractudos
Fuente: Departamento de Produccién Ecuador TLC
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Caudal Acumula Reservas

Pozo Declinacion BPPD Prod Mbls Mbls EUR Mbls

PA-D 0,5 258 1587,9 8,49 1596,45

PA-E 0,27 117 56,044 13,19 576,24

PA-F 0,51 364 1084 52,54 1137,5

PA-G 0,28 472 2859,61 218,82 3078,43

PA-H 0,99 509 2732,66 54,65 2787,3

PA-I 0,06 52 35,68 4,622 40,31

PA-J 0,13 500 1341,6 814,53 2156,2

PA-K 0,61 803,25 934,25 290,39 1224,65

Tabla 2.4: Condiciones de los pozos antes de frachn
Realizado por Alicia Lozada
Caudal Acumula Reservas EUR

Pozo Declinacion BPPD Prod Mbls Mbls Mbls Observaciones
PA-D 0,47 763 1587,9 403,8 1991,071
PA-E 0,57 224 555 133,27 698,91
PA-F 0,43 131 1084 35,7 1120 Fractura
PA-F 0,52 201 1084 670,04 1755 Acido
PA-G 0,34 3652 2859 2249,62 5109,22
PA-H 0,44 1027 2732 610 3343,62
PA-I 0,32 16 35,68 35,68 Cerrado
PA-J 0,32 479 1358,9 85,29 14442 Acido
PA-K 0,26 803,25 934,91 1182,69 2116,95

Tabla 2.42: Condiciones actuales de los pozos fracados
Realizado por Alicia Lozada
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2.4.2 RESUMEN

v Practicar una estimulacién matricial con el finiderementar la produccién en pozos
fracturados ha dado resultados positivos, y el f&d podria ser un buen candidato
ya que presenta un decremento de produccion coabldelo que indicaria
posiblemente presencia de dafio por finos.

v El tratamiento con modificadores de permeabilidiedh lefectuado podria servir en los
pozos con alto corte de agua como es el caso dé PARA-H. En el pozo PA-J se
deberia volver a aplicar el tratamiento ya queento sealizo correctamente.

v' Los pozos PA-G y PA-K presentan una produccién mstgble y un corte de agua
bajo, por lo que hay que estudiar muy bien la plad#lol de aplicar en éstos algun

tratamiento post fractura.

En el capitulo 3 se describiran las alternativaetiadas para incrementar la produccién de
petroleo y controlar la de agua, como también &ssiltados de los analisis de nucleos que

sustentan las mismas.
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CAPITULO 1lI

3. ALTERNATIVAS PARA INCREMENTAR LA
PRODUCCION

3.1 ESTIMULACION MATRICIAL

Es el tipo de estimulacién que se lleva a cabodtayelo fluidos (acidos) a la formacion en
régimen de flujo radial, a presiones inferiores iesion de fracturamiento de la formacion,
con el objeto de eliminar el dafio presente y restala permeabilidad a su valor original.

Logrando asi estimular el pozo a su capacidadalata produccion.

El propoésito de un tratamiento de estimulacion exsecar patrones de flujo que restauren la
conductividad desde el yacimiento hasta la paréga=o, por las cuales los hidrocarburos

pueden fluir.
3.1.1 ESTIMULACION MATRICIAL EN ARENISCAS

Las calizas y dolomitas reaccionan a altas veloesgaon el &cido clorhidrico , y a moderadas
velocidades con los acidos férmico y acético, pascformaciones de areniscas poco o hada
con estos tres acidos.

Para las formaciones de areniscas el tipo de &gidpuede usarse es acido fluorhidrico (HF),
mezclado con acido clorhidrico (HCl) o con &cidagdoicos para disolver minerales
arcillosos, feldespatos y arenas, debido a que esitterales tienen mayor area de contacto, y
la mayoria del HF se gastara mas rapido en esttesiadas que en el cuarzo o en las arenas.
Las areniscas generalmente estdn compuestas dm auailice (SiO2), feldespato, caliza o
dolomita, arcillas (caolinita, illita, montmorillaa), clorita, o mezclas, y otros minerales
como pirita (sulfuro de hierro), siderita (carbande hierro), hematita o limonita (6xidos de
hierro), mica, y otros menos comunes. La arenaitiotintiene minerales de hierro, debido ha
esto el uso de sistemas acidos en especial el amdddrico se hace muy peligroso por la

reaccion de éste con los hierros de formacion calasdepositos de hierro que son insolubles
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y la formacién de sludges (lodos) producto de kEcegdn del crudo (en sus componentes
asfaltenicos) con el &cido.

Estimular un pozo resulta en la limpieza de losatEnde flujo, esto puede tener el factor
negativo ya que no solo se incrementa la produabédpetréleo sino también la produccion de
agua, es por esto que en varios casos al estitaularmacion aumenta el BSW. Lo anterior
es la razdén por lo que se recomienda estimulargpoan cortes de agua menor al 50%. Para
los otros casos se debe complementar la estimolawid modificadores de Permeabilidad

Relativa que controlen el incremento de producd@magua.

3.1.2 COMPONENTES DE UN TRATAMIENTO ACIDO

En las estimulaciones matriciales, especialmentareniscas, existen tres etapas basicas de
bombeo.

* Preflujo

*Tratamiento principal

» Sobredesplazamiento

3.1.2.1 Preflujo

El preflujo siempre es el primer fluido a bombehiceal proporciona un barrido entre la
mezcla del &cido vivo y gastado vy los fluidos déotanacion. El objetivo de los preflujos en
tratamientos acidos es evitar el contacto de ciaigeido con el petroleo de la formacion, o
del acido fluorhidrico con compuestos de sodioagioto calcio.

En el primer caso los preflujos deben ser mezctadidrocarburos livianos, con solventes
aromaéticos, solventes mutuos y surfactantes, tglegaranticen la minima tensién interfacial,
de modo que se reduzca al minimo la saturaciorettélpo residual en la zona a ser tratada
por el &cido, evitando la formacion de emulsiones| mismo tiempo aseguren el rapido
retorno de los fluidos inyectados, al disminuiptasion capilar.

El segundo caso, el preflujo es de acido clorhidiic acidos organicos, para eliminar
carbonatos, o de cloruro de amonio, para evit@oetacto del HF con salmueras de calcio,

sodio o potasio.
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3.1.2.2 Tratamiento principal

Consiste en mezclas de &cidos que contienen HRiyasdpara controlar sus funciones. Esta

diseflado para eliminar el dafio que ha sido diamgaaist.

3.1.2.3 Sobre desplazamiento

Tiene por objeto desplazar el acido hasta el lirdiéé area critica alrededor del pozo,
permitiéndole gastarse completamente, y alejando precipitados secundarios de las
reacciones. Los sobredesplazamientos pueden ser:

Soluciones de cloruro de amonio con solvente mytestabilizador de arcillas
HCI o &cido organico deébil
Gasoil con solvente mutuo (s6lo pozos de petrdleo)

Solvente mutuo con surfactantes

AN N N N

Nitrégeno, para facilitar el retorno a produccion

3.1.3 Analisis del estudio de nucleos en el campo Palo Azul

El campo Palo Azul presenta un severo dafio de faémalebido a la migracion de finos,
el tratamiento recomendado para atacar problemammEamiento por finos son en
general sistemas acidos, los cuales para nuesim reesitan de un estudio previo en
ndcleos de formacion para determinar que sistena grobado es el mas eficaz y asi
optimizar las concentraciones en los tratamientas pruebas y estudios son los

siguientes:

- Estudios quimicos que incluyen pruebas de solulligl calculo de hierro disuelto en
las etapas acidas del tratamiento.

- Estudios petrofisicos que determinan la porosidadpgrmeabilidad.

- Pruebas de flujo en nucleos del tratamiento, pbserear el comportamiento de la

permeabilidad de la roca relativa a los fluidogertados.
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La empresa de servicios BJ fue la encargada deaeal estudio de dos nucledsl pozo
Palo Azul C en el afio 2006 para identificar loglésimas compatibles con la formacioén en un
tratamiento de estimulacion matricial.

Primero se determind la mineralogia para asistilis#iio del sistema &cido. En las muestras
fue dominante la presencia de cuarzo. La caolerizel inico mineral de la arcilla detectado.
En la Figura 3.1 se puede observar una muestrasaigpica del nucleo del pozo PA-C donde

se aprecia clarametne la presencia de la Caolinita.

Figura 3.1: Analisis de cores del pozo PA-C
Fuente: BJ Services

Luego se realizaron pruebas de flujo que se detalzontinuacion:

1. Antes del andlisis, los nucleos fueron asentadasagtgas de goma con una presion de
confinamiento de 1000 psi. Se fluyé agua con ctode amonio (NH4CI) aditivada
con un surfactante con caracteristicas fuertesajehitidad al agua y solvente mutual.
Estos aditivos son afiadidos para asegurar garetésca es mojada al agua y evitar
la formacion de micro emulsion. El sistema fuedgedmente calentado hasta 180 °F.

Se mantuvo una contrapresion de de 300 psi dul@hf@uebas.

2. Paratodas las pruebas, la direccion de flujeefitablecida desde la formacion hasta el
pozo (simulando produccion) con el petrdleo en stado estable en una formacion
arbitraria al wellbore (de produccion) la direccidratando de mantener una

permeabilidad al petroleo estable.
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3. Sistemas acidos fueron inyectados asi: 1) 2 volésate poro de NH4CL; 2) 3
volimenes de poro de acido de preflujo; 3) 6 voliesede poro del tratamiento
principal acido; 4) 4 volumenes de poro de acidpakflujo; 5) 5 volimenes de poro

de cloruro de amonio.

4. El flujo fue reestablecido en todos los casos edidaccion de produccién con el

petroleo sintético hasta estabilizar el flujo.

La primera prueba se realiz6 inyectando &cido doido al 15% como preflujo, y HF al 3%
como tratamiento principal, y se observé que el rd&liz6 una minima disolucion de la
Caolinita pero que la permeabilidad no fue mejoremia un preflujo de acido clorhidrico y

por el contrario disminuyd.

En la figura 3.2 se presenta los resultados depesteera inyeccion. Luego de varios ensayos
se observo que la mejora relativa de la permealbiilifde con un sistema BJ Sand Stone Acid
gue es una combinacion de HF al 4.5% con acidonaga&omo preflujo al 10%, donde se

observdé una remosion de la Caolinita, lo que nadicin que se puede usar altas
concentraciones de HF para remover los finos. Higara 3.3 se presenta el comportamiento

de la permeabilidad con el acido utilizado.

3.1.3.1 Pruebas de Compatibilidad de fluidos

Los fluidos que se van a inyectar al pozo durahteatamiento de Estimulacion Matricial no
deben provocar ningun tipo de reaccion con losidiside la formacion (agua, gas y petroleo).
Antes de realizar la estimulacién, es necesarioatooma muestra de petroleo del pozo
candidato para realizar las pruebas de compatkilmbmo las pruebas de emulsificacion. Se
realizan diferentes analisis de compatibilidad ayotatorio, de esta manera se evita que los
componentes que se van a inyectar en el tratampeatiuzcan reacciones indeseables con los
fluidos del pozo. En el laboratorio se probarortinigas concentraciones de reactivos hasta

encontrar la receta mas adecuada para el pozoralesse.
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Figura 3.3: Respuesta a la segunda prueba de inyé@c
Fuente: BJ Services

3.1.3.2 Resultados de pruebas

Luego de los estudios tanto de fluidos, ndcleosiemaiogia, tratamientos, etc., podemos

resumirlos asi:
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Todo fluido colocado en formacion debe contenefastantes (para evitar formacion
de emulsiones).

Debido a la presencia de minerales de Hierro (Be3endebe usar acidos inorganicos
en los tratamientos

El acido fluorhidrico ha sido probado con éxitothas 6%.

Todo surfactante a ser usado en los fluidos der@odébe ser validado previamente
por estudios de compatibilidad de fluidos y paridas de permeabilidad en nucleos.
Previo a un tratamiento &cido en la formacion séederealizar pruebas de
compatibilidad de fluidos y barrido en ndcleos pamajorar las probabilidades de éxito

de las estimulaciones.

ANEXO 3.1: Andlisis de nucleos y Pruebas de Lalooiat

En base a estos resultados se recomendd realizaratamiento acido con preflujo de

solventes para atacar el problema de los finos eaulsiones al mismo tiempo, detallado a

continuacion:

Preflujo con solvente cuya funcién es solucionabf@mas de emulsion y cambios de
humectabilidad.

Preflujo con Acido Acético al 10% cuya funcion eantener el PH bajo y remover
carbonatos.

Tratamiento Principal con Sand Stone Acid al 4.5#%@patacar los finos y facilitar su

movilizacién y limpieza de las gargantas porales.

Postflujo con Acido Acético al 7.5 % para manteeérPH bajo y desplazar el

tratamietno principal.

Desplazamiento con Agua filtrada + KCL + surfactaftbiocida.

Los pozos a los que se aplicé el tratamiento diegsnltados muy positivos con el aumento de

produccién, y la compaiiia decide probar el mismtatniento en un pozo fracturado (PA-F).

La formulacion del &cido utilizado (BJ Sand Stormdh se presenta en la Tabla 3.1, mientras

gue el volumen utilizado en el tratamiento panacado esta dado en la tabla 3.2.



99

BJ SANDSTONE ACID PLUS 4,5%
ADITIVO

AGUA FRESCA

ABF Bofloruro de Amonio
Cl-11 Inhibidor Corrosion
FERROTROL 300L | Controlador Hierros
FSA-1 Controlador Finos
ACETIC ACID

HV ACID Inhibidor de Escala
NE-18 Surfactante

CLAY TREAT 3C Controlador Arcillas
CLAY MASTER 5C | Inhibidor Arcillas

Tabla 3.1: Formulacién del tratamiento
Fuente: BJ Services

Componente Descripcién Cantidad
AGUA Fresci 3,626 gl
ABF Bifloruro de Amonio 2,271 |bs
Cl-11 Inhibidor de Corrosion 16 gls
FERROTROL 300L Controlador de Hierros| 41 gls
FSA-1 Controlador de finos 33 gls
ACETIC ACID Acido Organico 162 gls
HV ACID Inhibidor de Escala 185 gls
NE-118 Surfactante 33 gls
CLAY TREAT 3C Controlador de Arcills 4 gls
CLAY MASTER 5C Inhibidor de arcillas 4 gls

Tabla 3.2: VoliUmenes del tratamiento
Fuente: BJ Services

El incremento de producciéon en el pozo PA-F coe ésttamiento fue de 136 BPPD vy la

declinacion dismuinuy6 de 65% a 53%.

Anexos 3.2 Descripcion del trabajo de Estimuladitatricial PA-F

Anexos 3.3 BHA de Estimulaciones Matriciales

3.1.4 Pozos Candidatos

Con el antecedente del pozo PA-F y los trabajosdfienulacion matricial realizados en el
campo, el pozo PA-D es buen candidato para el misatamiento, ya que presenta una
disminucion de la produccion significativa que esindicador de la presencia de dafio de
formacion.
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El corte de agua actual del pozo PA-D es 57%,igdite de productividad es 1.15 Bls/psi, y
ya que el corte de agua se ha mantenido constmezo podria ser un candidato.

Para determinar la ganancia de produccion quersiigeen el pozo con un tratamiento de
estimulacion matricial se realizé un analisis deilcrementos del indice de productividad de
los pozos estimulados matricialmente para obtememalor probabilistico del incremental si se
realizara una estimulacion acida.

Para este andlisis se procedié a tomar los datdssdedices de productividad a partir del
forecast (OFM) de los pozos estimulados antes guissdel tratamiento para determinar un

diferencial. En la tabla 3.3 se reflejan los vatore

IP %
Pozo IP antes después Incremental
PA-L 0,58 0,8 37.9
PA-M 0,46 0,7 52
PA-N 0.35 0.68 94
PA-F 0,13 0,44 238
PA-O 0,34 1,2 252
PA-P 0,32 1,42 343
PA-Q 0,8 3,84 380

Tabla 3.3: Indices de Productividad anstes y despadlel tratamiento
Fuente: Departamento de Reservorios Ecuador TLC

Con los porcentajes de incremento se procedidéa sacvalor incremetal mas probable para
cualquier pozo del campo Palo Azul sometido a ataniento de estimulacion matricial, en la

Figura 3.5 se presenta el caculo del mismo.

El valor incremental en porcentaje sera entoncé&el£ste valor podria ser multiplicado por
el indice de productividad actual del pozo y seeotitia un nuevo caudal y una nueva
declinacion para el pozo, menor a la que se enaattualmente. En la Figura 3.6 se
presenta el andlisis nodal del pozo a diferentesesde IP, siendo el maximo el IP obtenido
después de una fractura y el minimo el IP actuah. @ estimulacion matricial el pozo subiria
su IP de 1.15 a 1.68, generando un caudal de 2EBD Bl mismo corte de agua.

Asi en la tabla 3.3 se tendrian los valores deym@dn si se aplicara el tratamiento, y los

valores si se lo manteniera al pozo en las misnmsliciones actuales. Los resultados
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muestran la disminucién del porcentaje de declomaciCon un tratamiento acido
aproximadamente el pozo seria rentable hasta €, 308n la actualidad el pozo es rentable
hasta el 2014.

Incremental en estimulaciones matricialesen el cam  po Palo Azul
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Figura 3.4: Valor probabilistico de % incremental ce IP
Realizado por Alicia Lozada
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Figura 3.5: Analisis Nodal del pozo PA-D a diferergs valores de IP
Realizado por Alicia Lozada en Pipesim



. INCREMENTO

ANO BPPD
2009 1207,453
201C¢ 4812,52
2011 4399,779
2012 3752,822
2013 3073,047
2014 2545,2
201¢ 2343,68.
2016 1733,453
2017 1282,87
2018 949,5:
2019 702,79

Tabla 3.4: Comportamietno de produccion después délatamiento

Realizado por Alicia Lozada en OFM

Anexo 3.4: Forecast del pozo PA-D después de esldiel tratamiento.
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La produccion actual del pozo es 1600 BFPD, con estamulacion matricial el pozo
incrementaria a 2462 BFPD con el mismo BSW de 58%sdria un incremento de petroleo

de 400 barriles. En la Figura 3.6 se muestra l&rmdmion del pozo actual y la declinacion si

se aplicara el tratamiento. Como se puede apreoiarla estimulacion matricial la vida
productiva del pozo seria hasta el 2020 disminuyesul declinaciéon de 44% al 33%, y
manteniendo las condiciones actuales del pozo.

En el capitulo 4 se realizara un andlisis econompéra determinar si el proyecto es rentable o

no.
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Figura 3.6: Forescast del pozo PA-D
Realizado por Alicia Lozada OFM
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3.2 MODIFICADORES DE PERMEABILIDADES RELATIVAS (RPM )

Los modificadores de permeabilidades relatisgam sistemas de polimeros de caracter
hidrofilico solubles en agua, los mismos que wmhidratados, producen largas cadenas que
se adhieren a la roca ocupando parte del volumesspalisponible al flujo, y debido a su
caracter hidrofilicoatraen el agua y repelen el aceite y, como resultedo, ejercen una
fuerza de resistencia al flujo del agua en los p@an un minimo efecto sobre el flujo de
petréleo.

Como consecuencia, se reduce la permeabilidad ivefe@l agua, mientras que la
permeabilidad efectiva al petrdleo es poco alteradda primeros polimeros usados con este
fin fueron poliacrilamidas de alto peso moleculamgas recientemente, los escleroglucanos.
Sin embargo, las limitaciones de temperatura,naib@idad al corte y la poca tolerancia a los
iones de calcio y magnesio disminuyen su efecti/igla que son removidos réapidamente por
la produccion de fluidos de reservorio. Se han rdeéado RPM de mayor efectividad
agregando radicales cargados a poliacrilamidasfauean asi terpolimeros anféteros (Poli-
DMDAAC Poli Dimetil-dialil cloruro de amonio). Estmejora tanto su sensibilidad al corte, a
la temperatura y la tolerancia a las sales comadbesion a la roca. Mas recientemente, un
terpolimero vinil-amida ha sido introducido paramplazar las poliacrilamidas anfoteras en
pozos de condiciones mas dificiles, debido a queceh una mayor resistencia al flujo de
agua. Asi se ha expandido el rango de aplicaci€ituaciones mas exigentes. Lo ideal seria
qgue los materiales RPM fueran liquidos (hidrolizagéa agua) y que su concentracion fuera
proporcional a la permeabilidad de la formaciéns IRPM’s incrementan la resistencia al
flujo de agua en el orden de 2 a 100 veces. Enicammbaumento de resistencia al flujo de

petroleo es por lo menos un orden de magnitud @@s Ypnunca mayor que 2.

La inyeccion del tratamiento se realiza a una baga con el fin de no alterar la distribucion
de fluidos conseguida antes de la aplicacion deimmiy ademés con el fin de no exponer el
polimero a altas tasas de cizalladura evitandorégemcia de otro tipo de adsorcién. El
tratamiento se deja en contacto 18 horas con kRcon el fin de simular el tiempo de cierre
gue requiere esta operacion en campo y cuyo objet garantizar la adsorcion del

tratamiento en la formacion.
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La efectividad del tratamiento depende de qué tandg sea la reduccion desproporcionada
en la permeabilidad para los fluidos en el mediay@n reduccion al agua que al aceite). Esta
efectividad dependerd en parte de las propiedadetos fluidos, el tratamiento y mas
especificamente de la adsorcién del polimero emeelio poroso. La pelicula del fluido que se
adsorbe en la formacién es aquella que ejercessisteacia a la fase acuosa cuando esta pasa a
través del poro, mientras el aceite viaja por @trcede los canales como lo es usual en
medios de preferencia humectante al agua. La Higotpie describe los fendmenos y los
cambios en las caracteristicas del medio debidopagisencia de una pelicula de fluido que es

adsorbida por la roca es denominada “hipétesisfeeto de pared”.

Figura 3.7: Comportamiento de las permeabilidadeselativas

3.2.1 Hipodtesis del Efecto de Pared

La base de la hipoétesis del efecto de pared egdeaccion existente entre la solucién quimica
y la roca. Esto quiere decir que el efecto de peeginde de la adsorcién del polimero por la
formacion. El polimero adsorbido por la formaci@nnfia una capa hidrofilica a lo largo del
poro que inhibe el flujo de agua (el efecto de ghae= produce cuando polimeros de alto peso
molecular son adsorbidos por la superficie mineral)

Los cambios en el entorno tales como el pH, lansi&d o la baja presion alteran la

efectividad y durabilidad del tratamiento. En ottéeminos, cualquier intervencion de pozo
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luego del tratamiento, probablemente destruya @laccicompletamente sus propiedades de

control de agua.

3.2.1.2 Factor de Resistencia Residual

Para determinar la eficiencia del tratamietno deeeel factor de resistencia residual a cada
fase RRF, definida como la razén que determiari¢éencia del tratamiento, comparando la
permeabilidad efectiva a la fase que se esté evddugagua o petrdleo) antes de la inyeccion
del RPM con la permeabilidad efectiva de dicha falstenida después de la inyeccion del
tratamiento. Es necesario tener en cuenta quevakie de RRF debe ser calculado en un
mismo punto de saturacion con la ayuda de las sutggpermeabilidad relativa, con el fin de
realizar estimativos reales acerca de la efectvidkel tratamiento cuando iguales
proporciones de fluido se encuentran en el mediogooantes y después de la adsorcion del

polimero en la parte de la superficie mineral.

Before After

Residual oil

Adsorbed polymer

Figura 3.8: Efecto de Pared

RRF=Ki antes/Kidespués
Las dos permeabilidades deben ser reportadas emsomo punto de saturacion.
Asi un valor de RRF>1 indica que la permeabilidiettéva a la fase que se esté analizando

disminuyd después de aplicar el tratamiento y ukRIRndicara lo contrario.

3.2.2 Uso de un RPM en el campo Palo Azul
Ya que algunos pozos del campo Palo Azul presantaito corte de agua se decidio realizar

un control de la misma mediante el uso de un neatir de permeabilidades. La empresa de
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servicios BJ fue la encargada del tratamiento cenpducto llamado AquacorkEste
modificador esta hecho a base de un polimero coypapentes moleculares que se adhieren a
la formacién y tinen gran afinidad con el aguaatenacion.

El primer tratamiento para control de agua en eipzase lo realizé en el pozo PA-J, ya que
luego se ser fracturado el corte de agua se inort@énad 60%. El tratamiento consté de un
BJSSA seguido del AQUACON realizado a la profundida 11235 - 11256 y 11263 — 11273
ft, (con un total de 34 ft), y consisti0 en unaesica inyeccion a régimen matricial de un
preflujo, el sistema con RPM y un ligero sobredazpiiento.

El preflujo tiene como funcidén preparar la matriz ld roca para la fijacion apropiada del
RPM, removiendo depositos oleosos y dejando ladordm fuertemente acuohumectada.

Los componentes del tratamiento fueron:

1. Solvente base PARAVAN para disolver trazas de crpgsente en los punzados,
previo a la estimulacion acida.

2. Tratamiento Acido BJSSA 1,5% base Acido Acéticoilara el dafio presente en los
canales permeables y tratard adecuadamente los (gemerados en parte por la
formacion) mejorando la permeabilidad de la misdicionalmente proveera la
rugosidad necesaria a la matriz para que sobre@dida adherirse el Aquacon.

3. Desplazamiento de Cloruro de Amonio (NH4-Cl), qemeralmente va después del
acido para evitar la formacion de precipitados igiadalmente empuje al tratamiento
AQUACON lo mas adentro de la zona productiva.

El AQUACON se adherira en las paredes de la Mattina vez implantado iniciara su efecto
de Modificador de Permeabilidad, dejando pasaruglacy retardando la venida del agua. Este

tratamiento incluye el inhibidor de Finos (FSA-Ryp evitar el asentamiento de los mismos.

3.2.1.2.1 Resultados

Luego del tratamiento el pozo no presentd ningimbia representativo en el corte de agua,
esto posiblemente debido a que no se dejé el snfectiempo el modificador en contacto con
la matriz, y por el contrario se lo desplazé rapidate. Por tal motivo se recomienda repetir
el tratamiento.
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Anexos 3.5: Descripcion del trabajo de Estimulacion Matricial con AQUACON (RPM)
Anexo 3.5.1: Descripcion de los productos utilizados en el tratamiento

Anexo 3.5.2: Presiones de bombeo

3.2.3 Pozos Candidatos

Un comportamiento similar al pozo PA-J se notacsnplozos PA-E y PA-H, cuyos cortes de
agua se han incrementado hasta 95% y 84% respeetiv@, por lo que se sugiere como
candidatos a un tratamiento con modificadores da@abilidades relativas.

Para determinar el RPM mas efectivo en éstos mmasocedid a realizar un estudio de cores
con la compafia Schlumberger y su producto RPMdtiimZoneTrol-XT, el mismo que
reduce el flujo fraccional del agua (Figura 3.9) pwedio de la alteracion de la relacion de

movilidad agua/petroleo, como ya se ha explicaderemmmente.
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Figura 3.9: Curva del Flujo Fraccional de Agua
Fuente: Schlumberger

Los resultados de laboratorio muestran una redaa@modla permeabilidad del agua la cual se

ve reflejada en las Figura 3.10 y 3.11. En basatamietnos con RPM en campos a nivel
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mundial el corte de agua se reduce del 15 al 20%dppanto la efectividad del mismo se vera
reflejada en el decremento de la produccion de.agua

Los valores calculados en base a los resultad@sgeuebas con cores de Ecuador TLC S.A.
se presentan a continuacion:

RRFw =11 Reduccién Permeabilidad: Agua = 90.1%

RRFo =1.46 Reduccion Permeabilidad: Oil = 31.5%
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Figura 3.10: Uso de Zone-Trol en cores del campo BaAzul
Fuente: Schlumberger
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Figura 3.11: Resultados de las pruebas de laboratior
Fuente: Schlumberger
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3.3 REFRACTURAMIENTO HIDRAULICO

Los beneficios potenciales del refracturamiento despertado el interés de los operadores de
petroleo y gas durante mas de 50 afios. Lo massatete es que, bajo ciertas condiciones,
esta técnica restituye o aumenta la productivideldpdzo, generando a menudo reservas

adicionales mediante el mejoramiento de la recep@rale hidrocarburos.

La mayoria de trabajos de refracturamiento hidcautesultan efectivos en formaciones de
baja permeabilidad, fracturadas naturalmente, lads@a y heterogéneas, especialmente en
yacimientos de gas. Si un tratamiento de fractwatoi hidraulico original resulté
inadecuado, volviendo a fracturar el pozo se réstabel flujo lineal en el mismo. El
refracturamiento puede generar fracturas apuntslddamayor conductividad, que penetran
en la formacion mas profundamente que durantatanhiento inicial.

Para que una refractura sea realizada se neceslguhas condiciones:

v' La zona dafiada sea demasiada profunda que seahtepesnoverla sélo utilizando
una estimulacion acida o un redisparo.
v Los gradientes de fractura actuales sean al medssbajos que antes de la fractura
original.
v Los caudales de bombeo para los pozos fracturadosaimentados para compensar
las pérdidas por filtrado en la zona fracturada.
v Verificar los esfuerzos horizontales y verificarla$ barreras se encuentran intactas.
(DSI)
Al realizar un trabajo de refractura se debe aamlia posible reorientacion de nuevas
fracturas hidraulicas debido a que las condiciate®s esfuerzos después de un tratamiento
inicial y de un periodo de produccién son distinfa@ lo general menores, y como ya es
conocido una fractura se generaria perpendiculaniaimo esfuerzo. Dependiendo de la
minima y maxima diferencia entre los esfuerzos aehpo, la fractura original podia ser
reabierta 0 una nueva fractura se podria prop&jae conocen claramente el contraste de

esfuerzos, se podria simular las condiciones asuddl reservorio en el simulador FracCade
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para obtener el disefio 6ptimo de una fractura nog&no el de una refractura. Las pérdidas
por filtrado deben ser bien controladas

para evitar romper las barreras.

Los pozos fracturados del campo Palo Azul preseatdnalmente un alto corte de agua,
factor que impediria realizar un refractura hidiéalya que se generaria una nueva fractura a
lo mejor mucho mas grande que la anterior con wmactividad mayor que sélo permita

mas produccion de agua.

Los pozos PA-G y PA-K son pozos con bajo corte gigagpresentan un produccion alta y

estable por lo que no se recomineda ningun tratastimulacion.

Actualmente se estan realizando un nuevo protodel@ruebas a cores para optimizar y
mejorar la formulacion de los tratamientos acidmsjsiderando mayor concentraciones de
acidos, mayor volumen, uso de nitrogeno, nuevogersas acidos, modificadores de
permeabilidad relativas, etc, lo que permitira probonsolidacion de los cores para usar
volumenes grandes para estimular pozos fracturados.
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CAPITULO IV

4. ANALISIS TECNICO ECONOMICO

Para realizar el analisis técnico econdmico a @ en los que se realizaria un tratamiento
de estimulacion matricial, se utilizara el incretoede produccién para calcular el tiempo de

recobro de la inversion y demés parametros ecomdniel proyecto.

El incremento de produccion se detalldé en el captres mediante un analisis nodal y datos
probabilisticos de incrementos basados en losiargsrtrabajos de estimulacion matricial

realizados en el campo.

4.1 ANALISIS ECONOMICO

De acuerdo al andlisis nodal del pozo PA-D al zaaluna estimulacion matricial se obtiene
un incremento de producciéon de 400 BPPD, caudalkta@oal se estimara la declinacion de
produccién por afios.

En funcién a esta declinacion se aplica los méta#osvaluacién de proyectos como son el
Valor Actual Neto VAN y la Tasa Interna de RetorflR para verificar la factibilidad del
proyecto.

Para el analisis de inversion se tomO como bas@dsetos generados en una estimulacion
matricial en un pozo fracturado. Se justifica e de torre y tuberia flexible en el pozo PA-D
ya que el tapon que se encuentra asentado endal Yid se lo puede extraer. Se considera,
ademas, varios parametros tales como el costo dstiaulacion matricial, costos de la

completacion y costos de la renta de los equipcijyendo los accesorios y transporte.
4.1.1. PERFIL DE PRODUCCION
El incremento de produccién de petrdleo del pozsitha estimado para el tiempo de vida util

del proyecto, es decir; 11 periodos de 1 afio cads uconsiderando una declinaciéon

exponencial. Ver tabla 4.2.
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q, =qge™ Ec. 4.1.
Donde:

D = Declinacion como una fraccion de la tasa @elpecion [barril/mes]

o] = Tasa de produccion referencial [barriles meresjal

t = Tiempo [meses]

El incremento de produccion de petroleo de cadadentos pozos ha sido estimado para el

tiempo de vida util del proyecto. Ver tabla 4.1

ANO INCREMENTO BPPD
2009 1207,453
2010 4812,527
2011 4399,779
2012 3752,822
2013 3073,047
2014 2545,2
2015 2343,681
2016 1733,453
2017 1282,87
2018 949,52
2019 702,79

Tabla 4.1: Estimacién de Incremento por declinaciéexponencial
Realizado por Alicia Lozada

4.1.2 EGRESOS

4.1.2.1 Precio del Crudo

El precio del crudo es fijado en base al marcadtadeunidense West Textas Intermediate
(WTI). El diferencial (castigo) entre el precio WYVlel crudo ecuatoriano es debido a la
calidad del crudo (°API, azufre y %BSW), los cuaddsctan su precio de venta. Para la
evaluacion del proyecto se estima los precios melacanualmente en el dltimo mes como se

aprecia en la tabla 4.2.
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Crudo

ANO WTI Descuento | Hollin
(daltimo
mes) u$s/BBL | u$s/BBL u$s/BBL

Dic-09 | 60,10 (8,30) 51,80
Dic-10 | 72,00 (9,81) 62,19
Dic-11 | 78,00 (10,33) 67,67
Dic-12 | 80,00 (10,84) 69,16

Tabla 4.2: Estimacién de losprecios del crudo
Fuente Petrobras

4.1.2.2 Costos de Operacion (Inversion)

Los costos de operacion (Ver Tabla 4.3.), tales aconateriales, transporte, inspeccion
técnica, mantenimiento, instrumentacién, serviciagacondicionamiento, costos de
estimulacion, y otros, se pueden considerar constosovariables ya que dependera del tipo

de tratamiento y del volumen de quimicos que seieed;

SERVICIO/MATERIALES COSTOS
DTM $ 10.00¢
Taladro (tarifa operativ $ 96.42!
Diesel Rig+Camp+ pruebas $9.282
Alquiler de 2 campers+kk mach $ 8.00(
Vacuum /Tanquero $ 8.390
Unidad de filtradc $ 7.68¢
Slick Line(Alambre) $8.804
Motor de fondo $ 33.700
Adrialpetrc $4.791,
Alquiler o rep. htas de Pesca +DP. $2.336
Servicios de Estimulacion $113.469,
Schl REDA(Pulling/Run) $10.673
Schl REDA (Equipo nuewv: $191.793,
Sertecpet (equipos de fond $ 15.957,
Sertecpet (Mov & Desmov) $ 2.400
Sertecpet (Equipo Superfic $ 7.83(
Sertecpet(venta de rep y equipos) $2.002
Sertecpet (Unidad de bomb $ 15.30¢
Sertecpet (combustib $461,
Sertecpet Laboratorio $1.575
Sertecpet personz $ 11.50¢
MI-Swaco, trat. de fluidos. $ 23.667
Tubing + camisa, N-Go, Stg.valv $ 96.865,
Supervision CSMS/HES $ 4.000
Winche/Montacarga $ 6.400
Cabezal $ 10.555
Comunitario $ 93¢
COSTO TOTAL $ 704.800,3

Tabla 4.3 Costos de operacion
Realizado por Alicia Lozada
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4.1.2.3 Costos de Producciéon

Los costos de produccion incluyen los costos deagin y de transporte del crudo hasta ser
comercializado, cuyo total es 7.01 MM$. Otros gagtaluyen servicios generales, relaciones

comunitarias, catering, viajes, etc. Ver tabla 4.4.

PERIODO | Afio ultimo Gastos Otros Transporte
mes Operativos MM$ | Gastos MM$ | Petr+Gasol MM$
1 Dic-09 0,05 0,08 0,03
2 Dic-10 0,20 0,75 0,11
3 Dic-11 0,1¢ 0,8¢ 0,1C
4 Dic-12 0,16 0,81 0,09
5 Dic-13 0,1z 0,6€ 0,07
6 Dic-14 0,11 0,55 0,06
7 Dic-15 0,10 0,50 0,05
8 Dic-16 0,07 0,37 0,04
9 Dic-17 0,05 0,28 0,03
10 Dic-18 0,04 0,2C 0,02
11 Dic-19 0,03 0,15 0,02
TOTALES 1,13 5,26 0,62

Tabla 4.4: Gastos de produccion
Realizado por Alicia Lozada

4.1.3 INGRESOS

Los ingresos anuales se obtienen con el produdtprdeio del crudo para cada afo y la
produccién de petrdleo en ese periodo. Ver talda 4.

PERIODO | Afio (Ultimo Ventas MM$
Mes)

1 Dic-09 0,79
2 Dic-10 3,78
3 Dic-11 3,76
4 Dic-12 3,28
5 Dic-13 2,69
6 Dic-14 2,22
7 Dic-15 2,05
8 Dic-16 1,51
9 Dic-17 1,12
10 Dic-18 0,83
11 Dic-19 0,61

TOTALES 22,69

Tabla 4.5: Gastos de produccion
Realizado por Alicia Lozada

4.1.3.1 Flujo Neto de Caja

El flujo neto de caja representa el movimiento n##ocaja o la generacion neta de fondos

durante un cierto periodo de tiemara la determinacion del Flujo Neto de Caja sofdense
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deben determinar los egresos realizados en el gimyel cual se puede expresar de la siguiente
manera:

FNGC= R - Dx Ec. 4.2.

Donde:

FNCy: Flujo neto de caja correspondiente al afio k

Rk: Monto de ingresos correspondientes al afio k

D«: Monto de la inversion previsto.

PERIODO FLUJO

NETO
1 -0,24
2 2,13
3 1,48
4 1,39
5 1,82
6 1,51
7 1,39
8 1,03
9 0,76
10 0,56
11 0,42

Tabla 4.6: Flujo Neto de Caja
Realizado por Alicia Lozada

En la tabla 4.6 se presenta el flujo neto de caja pada afio que el proyecto es rentable. Se
puede apreciar que el afio uno el flujo neto de majas positivo para la empresa, pero ya en
el afio dos se comienza a tener utilidad. Cabeacacgue el afio uno corresponde solo a la
produccién de tres meses comenzando desde Ocpulasto que esa fecha seria a la cual se

aplica el tratamiento. Lo que significa que la irs#@&n se recobraria en 4 meses.

4.2 CRITERIOS PARA LA EVALUACION ECONOMICA

4.2.1. Valor Actual Neto (VAN)

Conocido como Valor Presente Neto VPN, es la gaaaektraordinaria que genera el
proyecto, medido en valores al dia de hoy, quesspaonde a la sumatoria de los flujos de caja
neta actualizados.

El valor actual neto es afectado generalmenteqgsocdstos de instalacion y operacion; la tasa

de actualizacién y los precios de venta.
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Donde:
FNCK = Flujo neto de caja para el periodo k
i = Tasa de actualizacion (interés)

n = Tiempo de vida del proyecto

Valor Significado Decision a tomar
La inversion produciria ganancias
VAN > 0 | por encima de la rentabilidad exigid Se acepta el proyecto
La inversion produciria pérdidas pq
VAN <0 encima de la rentabilidad exigida No se acepta el proyecto
Dado que el proyecto no agrega valor monetafio
La inversion no produciria ni por encima de la rentabilidad exigida, la decisipn
VAN =0 ganancias ni pérdidas deberia basarse en otros criterios. T

Tabla 4.7: Interpretacién Valor Actual Neto
Realizado por Alicia Lozada

Para el calculo de los factores econdmicos se asiita tasa de actualizacion del 18%.
4.2.2. Tasa Interna de Retorno (TIR)

Llamado también Tasa Interna de Rendimiento, escaracteristica propia del proyecto y es
la medida méas adecuada para determinar la rewlzadbitie un proyecto.

La tasa interna de retorno de un proyecto es kdasactualizacion que hace que el valor
actual neto del proyecto sea igual a cero.

Se determina que un proyecto es econémicamentebierduando:

* El valor actual neto (VAN) es mayor que cero.

* La tasa interna de retorno (TIR) es mayor ada tie actualizacion.

La rentabilidad de los proyectos en la industrigbera es muy alta, ain mas con la tendencia
a la alza del precio del barril de petroleo, ragdnla cual las inversiones se las realiza a corto
plazo.

5 FNCK

VAN=Y 2 =
= 1+ TIR)

El VAN y TIR calculados para elproyecto se presemrida tabla 4.8.



Inversion Total del Proyecto (USD) $860000
Tasa Interna de Retorno Anual 140.98%
Valor Actual Neto al 18% Anual (USD) $5350000

Tabla 4.8: Resultados de la Evaluacion del Proyectie Estimulacion Matricial

4.3. ANALISIS DE RESULTADOS

Realizado por: Alicia Lozada
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* El Vvalor Actual Neto (VAN) calculado indica que Idkijos de caja descontados y

llevados a valor presente son suficientes parastdy la inversion a realizarse

* Latasa interna de retorno (TIR) calculada indiga lps flujos de caja proporcionaran una

rentabilidad 6ptima y superior al costo de capfed.Figura 4.1.

» EIl tiempo de recuperacion de la inversion a reaezae estima en un corto periodo de

ejecucion del proyecto.

En la tabla 4.9 se presenta el calculo del VAN VIBI del proyecto.

CASHFLOW AL 100%,
PROVECTC: Bloque 18
YACIMENTO: Hollin
Ao 1898im3 | 00%
PERIODO|  dlimo Liquidos | VtaGas | Equival Ventas Gastos Otros | Transporte | Regalias | Efecto |Inversiones| Gastos | Tapona- | Flujo antes | Impuestoa |  FLUJO FLUJC
1mes MM MM M3 MM3 Operativos | Gastos | Patr+Gasol IVA loracion| mignto | Ganancias | lasGanan. |  NETO ACUM.
1] Dieds 134 1M 079 ] 0o [ o 070) ) 07 [
2| Dielo EK] KK 378 02 [ER T - i 059) 213 186
3| Diedt 351 85 376 019 0&i | 00 158 11 148 i
4| Diet2 [ % 378 [0.16) 081 | 009 i 084 139 Y
5| Died 39 595 269 01 g | (00T 18 - 182 657
§ | Diel4 40 40 22 01 0% | (06 151 151 80
7| Dicts 453 45 205 010 030 | oo 120 13 w
8 | Dico 1% 1% 151 ] 03| 0 10 103 | 105
9 | Died7 ] 4 112 [] 0% | 0 06 0 | 1
10 | Dicds 184 ‘4 083 %) 0| 0o Ci6 056 | 1182
11 | Dicd 13 36 0¢1 [05) 055 | 00 (42 042 | 12
[ vomes ) 2 [ o T s | [as] (] e®m] 6] ] 1o | ] [ s [ o] ny]
[Cowameen= 10 3 T o [ ot | [ e 9] po] 03] - ] -] o | - ] [ e [ nw [ 5% ]
REPAGO Allos [ ] 1oy |
MAX. EXPOSICION [

Tabla 4.9: Calculo del VAN y el TIR
Realizado por: Alicia Lozada
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Flujo Neto de Caja vs Tiempo

Figura 4.1: Representacién del FNC en funcion deiempo

Realizado por: Alicia Lozada
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CAPITULO V
5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

* La arena Hollin posee un Mecanismo de Produccion gmpuje Hidraulico, el

contacto agua-petroleo se establecio en 9045 pies.

* El Sistema de Levantamiento Artificial en el Campalo Azul es el Bombeo

Electrosumergible.

» La principal causa de dafo en el reservorio Ha&hcampo Palo Azul es debido a la
presencia de arcillas migratorias (Caolinita); f@smas que producen un decremento
en la produccion, razén por la cual se han impléatktnmétodos de estimulacién que

remuevan este dafio e incrementen la tasa de piodul petréleo.

* Una estimulacién con fracturamieno hidraulico gangna nueva capacidad de flujo
(k*h), mucho mayor a la original, mientras que @séimulacion acida solo restaura o

mejora la capacidad de flujo.

 Se debe considerar diversos factores determingraes la seleccion de pozos

candidatos a la aplicacion del Fracturamiento Hilité como son:

- Condiciones de Reservas recuperables, y pregiaeskrvorio.
- Tiempo de Vida productiva rentable del pozo.
- Disposicion de la informacion adecuada y necagara
sustentar el estudio de la aplicacién del fractuento.
- Determinar el volumen incremental previsto paspdiés del
fracturamiento.
» La informacion de registros sonico di-polar es deslna importancia para el disefio de
fractura ya que a partir de estos datos se obtietzes las propiedades mecanicas de las

rocas.
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El disefio de la Fractura para los demas pozos datiodi se baso en el disefio del pozo
PA-D ya que éste poseia mas informacion petrofigicapiedades mecanicas (DSI),

registros y pruebas.

Todos los pozos candidatos a fracturar presenthban sello lutitico que impediria

gue la fractura se extienda y se conecte con éeacu

La potencia requerida para los equipos de fractersim dependera del tamafio del
fracturamiento a realizar, y este a su vez de daacteristicas del yacimiento, del
material apuntalante y el fluido de fractura.

Es importante la realizacion de pruebas de conipddtd entre fluidos de
estimulacion y fluidos del reservorio, de esta manevitar dafiar la formacion

especialmente creando emulsiones o precipitados.

Se tomo un limite econdémico de 50 BPPD para detemta declinacion exponencial

de produccion.

Para controlar y prevenir arenamiento prematuro®msaron las siguientes medidas;
bombear volimenes de pad mas grandes y afiadiidd fracturante controladores de
filtrado.

Se considera indispensable la realizacion del TubiRickle, ya que me ayuda a

verificar si las tuberias se encuentran aptasmpareejar altas presiones.

Los gradientes de fractura en el campo Palo Azehseentran en un rango de 0.62

El incremento de produccion después de la campaifir@cturamiento en el campo fue
exitoso, puesto que la produccion se triplico emégoria de los casos.

La presion de fondo fluyente en los pozos fractosase encuentra por encima del

punto de burbuja (1254 psi), después de la apfioaidel fracturamiento.
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* Se realizé un minucioso estudio a los historialesptbduccién post fractura de los
pozos para determinar las razones por las cuatepdpos fracturados, luego de un

periodo de produccion, incrementan el corte de.agua

* El pozo PA-D luego de una estimulacion matriciatiga un incremento de 400 BFPD
generando un caudal de 2462 BFPD a un IP= 1.680Bjad/

* Los Modificadores de permeabilidad relativa incrataa la resistencia al flujo de
agua en el orden de 2 a 100 veces. En cambio,ngrgo de resistencia al flujo de

petroleo es por lo menos un orden de magnitud @@s Ypnunca mayor que 2.

* Lainyeccion del tratamiento de RPM se realizaatasa baja con el fin de no alterar
la distribucion de fluidos antes de la aplicaci@h mismo, y se lo deja en contacto 18

horas con la roca con el fin garantizar la adsordiél tratamiento en la formacion.

* Practicar un refracturamiento hidraulico en los gspzpodria incrementar solo la
produccién de agua, ya que pese a que se diseffeifractura tipo Screen out, no
conoceriamos con exactitud la direccion de propagade la nueva fractura, y ésta

posiblemente traspase las barreras provocandoamificacion de los pozos.

» Los resultados del analisis de nacleos con RPManangizan que el tratamiento pueda
ser efectivo en los pozos fracturados, ya que diparbasicamente de la capacidad

gue tenga la formacion para la adsorcion del patime

» EIl andlisis econdmico realizado estd basado ence¢mento de producciéon que el
pozo PA-D obtuviese al estimularlo matricialmeriiecual presenta un VAN>0 a una

tasa de actualizacion del 18%, lo cual significa guproyecto es rentable.

5.2 RECOMENDACIONES

* Debido a los problemas de arenamiento suscitads pozo PA-K se recomienda un
minucioso estudio de las propiedades mecanicas dech, tomando en cuenta el

medio ambiente de depositacion y la petrofisicgpdeb.
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Se recomienda realizar pruebas de restauraciomesde&p Build Up antes y después
de cualquier estimulacién que se realice e los poeb campo, manteniendo tiempos
optimos para que se alcance el estado pseudoestdbijl teniendo asi una mejor

perspectiva de las propiedades del pozo a seddrata

Se recomienda estimular pozos con cortes de agnarrae50%. Para los otros casos
se debe complementar la estimulacion con modifieedde Permeabilidad Relativa

gue controlen el incremento de produccion de agua.

Los pozos PA-G y PA-K son pozos con bajo cortegiead8 y 15% respectivamente
presentan un produccion alta y estable por lo gusenrecomienda ningun trabajo de

estimulacion.

Si se decide inyectar un RPM en pozos fracturades, recomienda que la

concentracion de los polimeros sea proporcionalpgtmeabilidad de la formacion.

Se recomienda realizar andlisis de nucleos y cobilpdad de fluidos antes de realizar
un trabajo de estimulacion ya sea fracturamienitoyeccion de acidos, con el fin de
no disefiar el mejor tratamiento que no dafie a fadoidn y por el contrario la

mejore.
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GLOSARIO

CP Pozo Cerrado

CS Pozo cerrado esperando solicitud de abandono
BES Bombeo electrosumergible

PPF Flujo natural

PPH Bombeo hidraulico

Pr Presion de reservorio

Pwf Presion de fondo fluyente

W.O Trabajo de reacondicionamiento
pb Densidad de la roca

g Gravedad

g, Esfuerzo

G Modulo de corte

ts Tiempo de corte

tc Tiempo de compresion

Kb Médulo de bulk

E Mddulo elastico de Young

% Relacion de Poisson

DTS Tiempo de transito de corte

DTCO  Tiempo de transito de cizalladura
E sta Médulo de Young estatico

E dyn Maodulo de Young dinamico

[7] Porosidad

K Permeabilidad

S Skin (dano)

EF Eficiencia de flujo

IP indice de prouctividad
Pb Presion de burbuja

API Gravedad especifica del crudo



BPPD
Bo

cp
IPR
ppm
PVT
TIR
VAN
Con
OOoIP
Build-Up
ft

m

n

md
FR
Sw

Barriles de petroleo por dia
Factor volumétrico del crudo
Centipoises

Curvas de productividad

Partes por millén

Andlisis de presion, volumen y temperatura
Taza interna de retorno

Valor actual neto

Cononaco

Petréleo original en sitio

Prueba de restauracion de presion
Pies

Factor de cementacion

Exponente de saturacion
Milidarcys

Factor de recobro

Saturacion de agua
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ANEXO 2.1

DIAGRAMAS E HISTORIALES DE
COMPLETACION DE LOS POZOS
FRACTURADOS



2.1.1 PALO AZUL E

PERFORACION COMPLETACION WO #1 (PULLING) WO#2 WO#3 (fractura)
INICIO: 11/11/2004 | INICIO: 29-11-2004 | INICIO: 19-19-2005 | INICIO:  05-11-2006 | INICIO: 24-11-2007
FIN: 29-11-2004 | FIN:  06-12-2004 | FIN: 24-09-2005 | FIN: 04-12-2006| FIN: 10-12-2007
El pozo se perforé en Se redispara intervalo Abre camisa. Controla

dos etapas. La roductor ( 10640- pozo. Bomba no sale|
primera seccion del P Problemas de escala. $e
. : 10669 ft md) y se abrd ) . )
pozo se perforé Se realiza la realiza acido y libera
i otro nuevo ( 10675-

normalmente. Este completacion del 10687 ft md). Evalua bomba. Saca BES.

pozo fue perforado pozo sin : : Realiza viaje de

por la SLB como
parte del contrato de
perforacion de
Servicios Integrados
2004-2005. La
primera seccién se
perforé hasta 200 pie
bajo el tope Orteguaz

inconvenientes, se
toma el registro
CBL-Se procede a
disparar los
intervalos 10640-
10669 ft md con
cargas PJ 4505
PURE 4 1/2" No

Se realiza un Pulling
con el fin de corregir
una falla en el
funcionamiento de la
BES, Bajada de
Limpieza (Broca +
Scrapper). Cambio de

Por alto corte de agua
se corre registro CBL-
Cast V, se observa
canal. Realiza 2
cementaciones
remediales. (hasta el
momento). Se corre
nuevo CBL-CAST-V,

limpieza, Baja bha de
fractura. Realiza prueb
de ratas multiples.
Datafrac y Fractura.
Saca. Evalua pozo po
36 hrs y cierra por 36
hrs. Recupera bomba
jet + elementos. Sacal

o

y la segunda secciér] present6 canales ni BES se mejora qahdad del sarta de Evaluacion.
h : - ” cemento. Dispara con . ;
asta 200 pies bajo ¢ asociados a la tuberi . Baja BES y no baja de
; TCP intervalos
contacto agua niala mencionados arriba. S 1200 ft. Se recupera.
petréleo CAP. la formacion.O.K. - ' Baja bha de limpieza.
- ) evalua por pistoneo
profundidad final baia BSW hasta 32% Saca. Completa con
medida fue de 10935 ! Baia BES o BES GN 3200
ft ! ' (descarga a 9035 ft md
INTERVALOS Se redispara intervalo
PRODUCTORES N/A productor (10640- N/A

10640-10669 ft md

10669 ft md)
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285TBG. DE 3 112" "N-80"

CAMISATIPO "L"ID281"

Cabl: Tyge #2 Cu, Flat, Sl
NO.GO 3112",275"

GN 3200 ETAPA 74 66CRC.TAFL.INC.ES3.
ZRLOY

GN 3200 ETAPA 74 66CRC-TA-FLINC-ES3-22-

GAS SEPARADOR GRS-ES-LT-RE.

PROTECTOR LSEPB-INC-RLOY-AFL.

PROTECTOR BPBSL-INC-RLOY-AFL.

MOTOR 250 HP, 1237 VOLT, 127 AMP, 60 HZ,
SERIE 540 DA-UT-RLOY-AS-AFL

SENSOR PHOENIX TIPO 0IXT0-14527

PATADEMULA

HOLLIN
1064 10659"
(disparao 3 veces,ftal 15 dyp)

10675'- 10687"
(disparato 2 veces,ftal 10 dyp)

LIl

616t
| s

[ sy

T anm

903478
904528
905578

I 905632

— 906726
[ 90762

Y
91033

| 911505

Tophn

Taptn

Collar Flotador

Guide Shoe

O 10958

DE0a 10930

N80, 28 #RBTC.
Drift 8050y
Callgse 020
Yolune 009715 Bispie
1034" CASING DESICN
DEalis’
:55,40.5 ns/tBTo|
1. 1005
Drift 9894
Callgse 1580
Yolune 09812
312" TUBING DESICN
180, 9.3 e
1. 2992y
Drift 2867 pulg
Callgse 10530351
Yolune X i




2.1.2 PALO AZUL G

PERFORACION COMPLETACION WO #1 (PULLING) WO#2 (FRACTURA)
INICIO: 23-01-2005 | INICIO: 07-02-2005 | INICIO:  25-10-2006 | INICIO:  04-11-2007
FIN: 07-02-200% [ FIN:  12-02-200% | FIN: 04-11-200€ | FIN: 23-11-2007%

Parte A: Abre camisa
recupera Std valve.
Controla pozo. Debidd
a problemas de BES
El pozo se perfor6 en del pozo PA-06 se
dos etapas. La primer suspende operaciones
seccion del pozo se se vuelve a dejar en
perforo normalmente Se realiza la produccion el pozo. (
Este pozo fue completacion del Se deja std valve en
considerado el mas pozo sin no-go.) Parte B: Abrg

rapido dentro de la
campafia realizada e
el afio 2005 por slb.
La primera seccion sq
perforé hasta 200 pie
bajo el tope Orteguaz
y la segunda seccion
hasta 200 pies bajo €
contacto agua petréle
la profundidad final de
este pozo fue 10820

inconvenientes, se
procede a disparar
con TCP PURE PJ
4505 PURE 4 1/2"
intervalos 10552-
10574 (5 dpp). Se
corrié registro CBL.
O.K.

Bajada de Limpieza
(Broca + Scrapper).
Cambio de BES

camisa, recupera Std
valve. Controla pozo.
Saca BES. Realiza
viaje de limpieza, Bajal
bha de fractura. Realiz
prueba de ratas
multiples. Datafrac y
Fractura. Saca. Evalu
pozo por 13 hrs y cierr
por 18 hrs. Recupera

bomba jet + elementoq.

Saca sarta de
Evaluacion. Completa,
con BES GN 3200
(descarga a 7102 ft v

2=

N/A

10552-10574 (5
dpp)

N/A

N/A

131

TrTTae T erroray T en-ue T

] (Ll T el

[ Formacién:]  Holin |

Objetivo: [FRACTURAR ARENA "HOLLIN” |

Guia 20" J

034"

Camisa"L" 312" 293 ft
2TUBING #3.12"

HO-GO NIPLE 312" + Std 2.75"

| s ID. (1]

TUBING # 3:12" 6266t | o D agu
DISCHARGE PUNP HEAD SERIE 540 | s Collpee 1580
DISCHARGE PHOENX SERIE 540 e Volue w12

PUMP: GN-3200, 74 STG, SERIE 540

.

6066

005,33
7008,26

10-3/4" CASING DESIGN

070,78 DE0'a 066

K-55.40.5 b fiBTC

7" CASING DESIGN

711341 DE0-a 10820
GAS SEPARATOR, GRS ES LT RA SERIE I
540 N-80; 29 # M BTC.
pul 71595 D 6184 pulg
PROTECTOR LSBPBINC RLY AFL SERIE
Drift §.050pulg
712488 Collapse T020psi
PROTECTOR BPBSLINC RLY AFL SERIE
Volume 0.03715 Blsipie
713381 3-12" TUBING DESIGN
MOTOR 200 HP, 1330V,93.9 A SERIE
27§ tubos +3 de BHA
715793 N-80; 9.3 Zpie
PHOENIX TYPE-1- .83 ft 715855 LD. 2992 pulg
Drift 287 pulg
Collapse 10530 psi
Centralizador o 716065 Volume 0.0087 Blspie:
R —
— —
Hollin —— — 1055210574
[— [ —
S —
Fassaaas 10634' {fondo con tuberia 31-10-06)
T FatCler [T7% — 10709 (fope cemento 09-03-05)
77
7 et g Roszo

COPO




2.1.3 PALO AZUL H

132

WO #1 WO#2
PERFORACION COMPLETACION (PULLING) (FRACTURA)
INICIO:  11- INICIO: 11-
INICIO: 08-11-2005 INICIO: 10-12-2005 06-2007 12-2007
FIN: 17- FIN: 21-
FIN: 02-12-2005 FIN:  16-12-2005 06-2007 12-2007
Abre camisa.

El pozo se perforé en dos
etapas. La primera seccion de
pozo se perforé normalmente.
Este pozo fue perforado por I&
Compaiiia Halliburton como
parte del contrato de
perforacion de Servicios
Integrados 2005-2006. La
primera seccién se perfor6
hasta 200 pies bajo el tope
Orteguaza y la segunda secci
hasta 200 pies bajo el contact
agua petréleo CAP. la
profundidad final medida fue
de 10971 ft

Se realiza la
completacion del pozo
sin inconvenientes, se
toma el registro CBL-
USIT Muestra canal.
Se procede a realizar
sqz se dispara con
cafiones mILLENIUN
4 5/8" Correlaciona
con registro CAST-V -
CBL-VDL GR -

CCL deciaHES y
cafionea intervalo
10680 ft - 10700 ft.
.Se corri6 registro
CBL-CASTV. O.K.
Procede a disparar co
sistema de cafioneo
autodesprendible
convencional 43,6 pul
de penetracion.

Se realiza un
Pulling con el fin
de corregir una
falla en el
funcionamiento
de la BES,
Bajada de
Limpieza (Broca
+ Scrapper).
Cambio de BES

Controla pozo.
Saca
completacion de
bombeo
electrico. Realiza
viaje de

limpieza. Baja
bha de fractura.
Realiza prueba
de ratas multiples
y Datafrac.
Corre registro de
Temperatura.
Fractura Saca.
Evalua pozo 24
hrs. Cierra por 26
hrs. Saca.
Completa con
bha de bombeo
electrico ( BES
GN 5600 / 7000,
ft md)

INTERVALOS
PRODUCTORES
1068(-10700 a ML

N/A

N/A

958

CAMISADES 1/2

Tubing

o -Co31i2", 275"
Tuhing
Cabeza de descarga 3-12"

G6CRCTAFLINCES4ZZRA 68
ETAPAS

Gas Separator: SERIE 540-GRS-ES-LT-

Protector SERIE 540-L SBPB-INC-RLOY-

Protector, SERIE 540- BPBSL-INC-
RLOY-AFL

Wotor SERIE 540 1237/4170V-127/107
AMP-250/200HP DA-UT-RLOY-AS-AFL

Adapter
Sensor de presion tipo 1(XT1.13747)

Guia o pata mula

Hollin 10580"10700°

7" Collar Flotador

7 Float Shoe

=

6082

687931
688226

694,79
| 604584

—— 697722
o 697875

14

“I 70005
I 700305
7012

7020,94

[~ 7050,29
_T05125
T053,05

P —

T058,1

M

0 10971

10868

10967

958" CASING DESIGN N-80 47 LBFT
DE0a3613

D 8,681
Drift 8525
Callpse 4760
Volume 00732 Blsipie

958" CASING DESIGN k55 535 LBIFT
DE3613'a 6082°

0 8,535
Drift 8379
Callapse 5130
Volume 0.0707 Blsipie

7" CASING DESIGN
30,26 LBFT
DEQagT’
LD. [ 23]
Drift 6151
Callapse [ sm |
Volume 0038
7" CASING DESIGN
IN.80, 20 LBFT
DE 6770 A 10967
ID. 6184
Drift 6,059
Callapse 020
Volume 003714 Blsfpie




2.1.4 PALO AZUL |

PERFORACION COMPLETACION WO #1 (PULLING) WO#2 (FRACTURA)
INICIO: 11-02-2007 [ INICIO: 24-04-2007 | INICIO:  29-10-2007 | INICIO:  26-05-2005
FIN: 24-04-2007 FIN: 12-05-2007 | FIN: 03-11-2007 | FIN: 04-06-200¢

El pozo se perforé en
dos etapas. La primer
seccién del pozo se
perforo normalmente.
El primer
revestimiento se
asento 200 ft bajo el

Se dispara PJ
OMEGA 4 1/2"
PURE CBL-USIT
Bueno arriba y
debajo del intervalo
a disparar. 11753-

Saca BES. Realiza viaj{
de limpieza (fondo a
11952 ft). Completa co
BES FN5000673

Abre camisa. Controla
pozo. Saca
completacion de
bombeo electrico.
Realiza viaje de
limpieza. Baja bha de
fractura. Realiza prueb
de ratas multiples y
Datafrac. Corre registrg
de Temperatura.
Fractura Saca. Arma
y baja bha de

5y

tope Orteguazay el | 11766 ft MD (10056 ft md). evluacién. Evalua por

segundo hasta la 1178641796 ft MD 18 hrs c.ierra or 24

profundidad final que | (5 dpp) hrs Sa)(,:a Bajap

fue 12060 completacion final con
BES DN 475 (10458 fi
md). Nota: Torre
Perforec 34 fue
liberada).

11753-1766 ft MD
N/A 1178641796 ft MD N/A N/A
(5 dpp)

133

Casing 958"
N80, 47 Lbs fft I BTC

333 Tubing 312" N80
Camisa "L"3 172" x 281"

2 Tubing 312" N80
No- Go3-1/2" 1D 2.75" con Std

2 Tubing 312" N30

D475N Pump 123 STG 2FNTF01440
RLOY SERIE 400

DAT5N Pump 123 STG 2FNTF1439
RLOY SERIE 400

475N Pump 104 STG 2FN7DO1441
RLOY SERIE 400

Gas Separator: SN 4BNFE0 1056 Type
SRS-RA

Protector: SN JCN7D01004, LSBPB INC
RLOY AFL HTB HL, SERIE 400
Protector: SN 3CN7D01003, BPBSL INC
RLOY AFL HTB HL, SERIE 400

Motor SN 1CB6C82083 108 HP, 1427
VOLT, 48.5 ANP, HZ 60, RAS RLOY MSB
SENSOR PHOENIX TYPE #1

Guide 7"

Arena “Hollin"

Float Collar

Guile Shoe
Casing 7" N-80 29 #ift TB

sl

1
B

7005 ft md (6000 & md)

103264 "
103294 "

103928"

103936"

10466,7

104772"

104863 "

104885 "

104966
105051
105222"

105241
10526, *

1753 11786"

)
1178611796
15 dpp)

11952°

12050 fimd ( 10314 i tvd)

958" CASING DESIGN

0-7005 fimd
H-00, 47 Iost
ID. [
Drift 8525"
Colapsn epsi
Estallido 6870 psi
Yolume 0.0732 BRI
7" CASING DESIGN
0- 12050 ftmd

N-80; 28 BTC
ID. 6276 pulg
Drift 6151 pulg
Colapsn 5410 psi
Estallido T4 psi
Volume 00383 Blsjpie

312" TUBING DESIGN

315 th + 4 the del BHA
N-80; 9.3 #pie
ID. 2002 puls
Drifi 2867 pulg
Colapso 10540 psi
Estallido 10160 psi
Volume 0.0087 Blsipie




2.1.5 PALO AZUL J

PERFORACION

COMPLETACION

WO #1 (FRACTURA)

INICIO: 28-12-200¢ INICIO: 30 -01-200¢ INICIO:  22-12-2007
FIN: 30-01-2006 FIN:  13-02-2006 FIN: 03-01-2008

Abre camisa. Controla poz
El pozo se perfor6 en dos etap Saca completacion de bombgo
La primera seccion del pozo electrico. Realiza viaje dg
perfor6 normalmente. Este po: limpieza. Baja bha de fracturf.
fue perforado por la Compafi| Registro CBL-CastV No pasa del tope del Liner. §e
Halliburton como parte dg Dipolar / RMT. Cementd realiza viaje de
contrato de perforacion d O.K. Disparo intervald acondicionamiento. Saca. Baja

Servicios Integrados 2005-200]

11232-11256 ft -- 11263 ft

nuevamente bha de fractura.

La primera seccion se perfoy 11273 ftmd con TCP-Baj{ Realiza prueba de ratds
hasta 200 pies bajo el tof balance (Stim Gum)| multiples y Datafrac. Corr¢
Orteguaza y la segunda secci| Evaluacién y cierre. Bajq registro de Temperaturg.
hasta 200 pies bajo el contaq BES Fractura Saca. Evalua pozo B6
agua  petréleo  CAP. I hrs. Cierra por 36 hrs. Sada.
profundidad final medida fue d Completa con bha de bombgo
12 319 ft electrico ( BES GN 2600, 8
etapas).
INTERVALOS
PRODUCTORES (11232 ft N/A
- 11256 ft MD; 11263 ft -
11273 ft) 5 dpp

134

13:38" CASING DESIGN
DED 2 6427
K-55,68 Ibsft BTC
16” hole size 1D. 12415
Drift 12289
Collapse 1950
Yolume 014
Casing 133/8" 4.‘ 42Tt
CASING9 58"
Oft- 4250 ft
Sliding sleeve 312" (ID: 2.81") H 881t K55, 47 Ihs . BTC
1D. 8,381"
1 Tubing 3-12" N-80 Drift 8,525"
No-Go 312" ID 2,75") Collzpse 800 psi
con'stdvale 79161t
Volume 007321 Blsipie
1 Tubing 3-12" N-80
Descarga 3-12" TUBATH CASING9 58"
Bomba SN-2600 84 ETAPAS 79801 4250 £1-10260 i
SiN: 20N5102199 N80, 47 Ibs#t. BTC|
1D. 8681
Drit 8525
Separador de Gas, serie 540 T Collapse 4760
Volume 007321 Blsipie
Protector FN5102118 serie 540 roezpan
Protector FN5102117 serie 540
Motor 330 HP, 102.5 AMP, 1950 Vlt Serie [
Adaptador Motor-Sensor 006,521t
Sensor de Fondo Phoexix tipo 1 300883
7* CASING DESIGN
BI7.71H DEL0099° a 11574°
N-80; 20 #1t BIC.
121/4" ole size ID. 6.184pulg
Tope Liner Hanger Drift 6059 pulg
[ 10099 ft Tope de liner Collapre 020 psi
Volume 003715 Blsipie
Casing 958" N ‘ A o

Liner 7 8 1/2" hole size

.
11232 ft - 11256 1t (5 dpp)
Arena "Hollin"
11263 ft - 11273 ft (5 dpp)
—  Togeaemll3Td'
Landing Collar 11493 ft
Guide Shoe 11578 ft

11590 ftmd (TD)




2.1.6 PALO AZUL 06

WO #1
PERFORACION COMPLETACION (PULLING) WO#2 (PULLING)
INICIO: 31-
INICIO: 27 -04-200%¢ | INICIO: 27 -06-200% [ 08-200¢% INICIO:  06-11-200%
FIN: 04-
FIN: 25-06-2005 FIN: 01-07-2005 | 09-2005 FIN: 11-11-2005
El pozo se perforé e
dos etapas. La primer
seccién del pozo s
perfor6  normalmente]
Este pozo fue perforad
por la Compaiia SLH
como parte del contrat] . .
. Se realiza Il Se realiza un
de perforacion  de i .
. completacion de| Pulling con el . .
Servicios Integrado . - | Se realiza un Pulling co
pozo sin| fin de corregir

2004-2005. La primer.
seccion se perfor6 has
200 pies bajo el top

inconvenientes,
10616-10644 (5 dpp

una falla en el
funcionamiento

el fin de corregir ung

falla

en el

funcionamiento de |4

=

ft MD, 5 dpp Se|lde Ila BES, .
Ortegyaza y la SegUNg - rri6 registro CBL-.| Bajada de| B.ES’. Bajada de
seccion hasta 200 pig p A Limpieza (Broca +
. No present6 canalg Limpieza ;
bajo el contacto agu{ . . 1 Scrapper). Cambio dg
. ni asociados a I (Broca +
petréleo  CAP. 1a) beri . d s BES
profundidad final t era m a3 crapper).
medida fue de 10860 f formacion.O.K. Cambio de BES
Es importante aclarg
que este pozo se realiz
un Side Track en I
primera seccion debid
a una pega diferencig
en Chalcana
INTERVALOS
PRODUCTORES
10616-10644 (5 N/A N/A
dpp)

Guia 13 33")

Camisa BAKER"L" 3 112"

NO-GO NIPLE 3-12" + Std 2.75"

ISCHARGE, SERIE 540, 3-12" RD EUE + X aver
PUMP: SN-2600 66CRCT-AFL-INC-ES-
3ZZ-RLOY, 84 STG

GAS SEPARATOR, SERIE 540, RF-ARZ-RA

PROTECTOR, LSBPB-INC-RLOY-AFL,
PROTECTOR, BPBSL-INC-RLOY-AFL,

MOTOR 175/140 HP, 23932265 VOLT,
46/38.9 AMP, SERIE 540, DA-UT-RLOY-AS-

PHOENIX SENSOR TYPE 1, SERIE XT1-

Hollin

Landing collar

135

k 2036 FT MD
958" 6085 FT MD
). Ses8.5T
111 22T
1ty
.
91227
B - S .
912375
.
1tbg 915487
| sz
| 91667
| 916995
SERIE 540
SERIE 540
|-.....918781
AFL
o202
- L
14977
MULE SHOE CASING 13 38"
921894 0 fi- 2036 fi
”””””””””” K-55, 545 IhsMLBTC
1D. 12,615
Drift 12,459
Collapse 130
Volume 0.1327 Bkmig
CASING 958"
1 ft- 6080 ft
N-80, 47 Ibs ft. BTC
1D. 8,681
Drift 8525
Collzpse 160
Volume 0.07321 E]:mie
CASING T*
10616'-10644' MD Lt 00 A
N-80; 20 Rt BIC.
1D, 6.184 pulg
Drift 6.059 pulg
Ci 7020 psi
10754' MD ellzpse ri
Volume 0.03715 Blsipie
Guide Shoe 7" ‘ ‘ 10840' MD

MD 10860" PROF. TOTAL

Ing. de Produccién
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ANEXO 2.2

EVALUACION PETROFISICA Y
ANALISIS DEL CEMENTO DE
LOS POZOS FRACTURADOS
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INTERVALOé PRODUCTORES 10640-10669 ft md



138
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2.2.3 PALO AZUL H
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2.2.5 PALO AZUL J
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2.2.6 PALO AZUL K
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ANEXO 2.3

DESCRIPCION DE LOS
TRABAJOS DE
FRACTURAMIENTO
HIDRAULICO
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: PALO AZUL E

ANEXO 2.3.1
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c) SELECCION PUNTOS - STEP DOWN
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e) SUPERPOSICION DE PRESIONES DE SUPERFICIE Y DE F®IDO
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ANEXO 2.3.2: PALO AZUL F

Seccién 1: Datos de las Zonas
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Propiedades Mecanicas de la Formacion

Nombre de la Zona Tope TVD Altura Grad. Insitu Maodulo Relacién de Toughness
(ft) Zona Frac Stress Young Poisson (psi.in0.5)
(ft) (psifft) (psi) (psi)
LUTITA 9918.3 5.9 0.862 8551 4.494E+6 0.35 100
CALIZA 9924.2 8.9 0.764 7584 6.322E+6 0.30 2400
ARENA SUCIA 9933.1 37.2 0.741 7372 3.490E+6 0.25 700
LUTITA 9970.4 8.4 0.863 8605 4.494E+6 0.35 1000
ARENA SUCIA 9978.8 7.6 0.838 8362 4.494E+6 0.35 100
ARENA LIMPIA 9986.4 10.5 0.718 7170 5.619E+6 0.20 1200
LUTITA 9996.9 4.5 0.723 7225 3.490E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 10001.4 13.6 0.695 6951 5.619E+6 0.20 1200
LUTITA 10015.0 4.9 0.733 7338 4.494E+6 0.35 100
ARENA LIMPIA 10019.9 12.8 0.701 7024 5.619E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 10032.8 9.5 0.697 7001 5.619E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 10042.2 6.3 0.762 7659 4.494E+6 0.35 100
ARENA SUCIA 10048.6 9.5 0.827 8318 4.494E+6 0.35 100
LUTITA 10058.1 7.3 0.862 8677 4.494E+6 0.35 100
ARENA SUCIA 10065.3 2.0 0.822 8278 4.494E+6 0.35 100
LUTITA 10067.3 3.0 0.827 8331 4.494E+6 0.35 100
ARENA LIMPIA 10070.3 15.8 0.702 7078 5.619E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 10086.0 17.7 0.691 6979 5.619E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 10103.8 5.9 0.720 7279 3.490E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 10109.7 53.2 0.682 6915 5.619E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 10162.9 5.9 0.749 7615 3.490E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 10168.9 45.3 0.689 7022 5.619E+6 0.20 1200
LUTITA 10214.2 100.0 0.658 6751 4.494E+6 0.35 1000
Formation Transmissibility Properties
Zone Name Top TVD Net Perm Porosity Res. Gas Sat. Oil Sat. Water
(ft) Height (md) (%) Pressure (%) (%) Sat.
() (psi) (%)
LUTITA 9918.3 0.0 0.001 74 4265 0.0 0.0 100.0
CALIZA 9924.2 0.0 1.000 3.6 4267 0.0 0.0 100.0
ARENA SUCIA 9933.1 0.0 50.000 7.8 3771 0.0 27.6 724
LUTITA 9970.4 0.0 0.001 1.9 4287 0.0 1.0 99.0
ARENA SUCIA 9978.8 0.0 0.001 6.4 3788 0.0 12.2 87.8
ARENA LIMPIA 9986.4 10.5 130.000 12.6 3791 0.0 63.5 36.5
LUTITA 9996.9 0.0 100.000 9.6 3795 0.0 37.5 62.5
ARENA LIMPIA 10001.4 13.6 130.000 14.1 3797 0.0 87.9 12.1
LUTITA 10015.0 0.0 0.001 5.7 4306 0.0 85.3 14.7
ARENA LIMPIA 10019.9 12.8 130.000 12.8 3804 0.0 89.5 10.5
ARENA LIMPIA 10032.8 9.5 130.000 15.4 3809 0.0 90.8 9.2
ARENA SUCIA 10042.2 5.3 100.000 9.2 3812 0.0 57.4 42.6
ARENA SUCIA 10048.6 0.0 100.000 11.7 3815 0.0 74.0 26.0
LUTITA 10058.1 0.0 0.001 8.0 4325 0.0 72.9 27.1
ARENA SUCIA 10065.3 0.0 0.001 17.1 3821 0.0 58.9 41.1
LUTITA 10067.3 0.0 0.001 12.1 4329 0.0 52.9 47.1
ARENA LIMPIA 10070.3 15.8 130.000 13.5 3823 0.0 25.8 74.2
ARENA LIMPIA 10086.0 17.7 130.000 14.4 3829 0.0 18.0 82.0
ARENA SUCIA 10103.8 2.0 130.000 12.9 3836 0.0 6.7 93.3
ARENA LIMPIA 10109.7 53.2 130.000 13.9 3838 0.0 1.2 98.8
ARENA SUCIA 10162.9 2.0 100.000 6.2 3858 0.0 0.0 100.0
ARENA LIMPIA 10168.9 45.3 130.000 12.0 3860 0.0 0.0 100.0
LUTITA 10214.2 100.0 0.001 1.0 4392 0.0 0.0 100.0




Seccion 2: Programa de Fractura Apu

ntalada

Canales de informacién usados

Treatment Time

Slurry Rate

Proppant Conc

Treating Pressure

Seccién 5: Resultados de la Simulacién de Fractura

(1) Gréfico de perfil de fractura'y

concentracion d

e apuntalante después de cierre

Datos reales del trabajo de fractura ejecutado
Nombre del Volumen Tipo de Apuntalante Masa de Tiempo Notas
Fluido de Fluido Apunt. (min)
(9al) (Ib)
YF135HTD 8274 0 11.9 Pad Fluid
YF135HTD 5590 16/20 C-Lite 20758 9.1 Slurry Fluid
WF135 4104 16/20 C-Lite 1093 6.7
Totales Fluidos
13865 gal De YF135HTD
4104 gal De WF135
Total de Apunt alante
21851 |b De 16/20 C-Lite

FracCADE*

ACL Fracture Profile and Proppant Concentration

ECUADOR TLC
Palo Azul 7
20000 (2)
09-21-2007

T T

9960

10000

Well Depth (TVD) - ft

10040

10080

7

Fracture# 1 Initiation MD = 10654.5( ft

<0.0 Ib/tz]

0.0-0.1 Ibfit2
0.1-0.2 Ibfit2
0.2-0.3 Ibfit2
0.3-0.3 Ibit2
0.3-0.4 Ibfit2
0.4-0.5 Ibfit2

0.5-0.6 Ibfft2
0.6-0.7 Iblit2
>0.7 Ib/fif

T T
6500 7500 8500 -0.08
Stress - psi

“Mark of Schlumberger

T T T T T
0.04 0 004 0.8 100 200
ACL Width at Wellbore - in

Fracture Half-Length - ft

Schlumberger
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(2) Graéfico de Presiones de Trabajo

Bottomhole Pressure Surface Pressure

Total Inj. Rate

—— E0)

Treatment Time - min

40

uwgq - ey duing

Seccién 6: Simulaciéon de Fractura hidraulica
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Los siguientes son los resultados de la simulacién por computadora de esta propuesta de fractura utulizando un
modelo Pseudo 3-D Vertical. Conductividad efectiva y FCD efectivo son calculados en base a los intervalos
perforados con alturas netas positivas.

Tope inicial de fractura TVD
Fondo inicial de fractura TVD

Longitud media de fractura
Altura hidraulica post-trabajo
Ancho apuntalado promedio

Concentraciéon promedio de gel
Factor de gel retenido promedio
Presion neta,

Conductividad Efectiva

Fcd Efectiva

__________________ 9986.4 ft
________________ 10015.0 ft
___________________ 2727 ft
85.3 ft
0.050 in

____________ 0.40
984 psi
0.205
_________________________ 997 md.ft
0.0
5272 psi

1485.9 Ib/mgal

Simulacién de Resultados por Segmento
Desde Hacia Concen. Ancho Altura Frac. Frac. Conductividad
(ft) (ft) Apuntalante Apuntalado Apuntalada Prop. Gel Conc. de Fractura
fin del (in) (ft) Conc. (Ib/mgal) (md.ft)
bombeo (Ib/ft2)
(PPA)

0.0 68.2 6.7 0.054 83.8 0.50 1358.0 855
68.2 136.3 6.9 0.058 79.8 0.54 1310.6 923
136.3 204.5 6.3 0.051 74.6 0.47 1310.9 790
204.5 272.7 4.1 0.037 64.6 0.34 1891.4 551




Seccion 6: Datos de Apuntalante

La permeabilidad del apuntalante se ha calculado en base a los siguientes parametros:

Temp. Estatica de Fondo: 230 deg
Esfuerzo sobre apunt.: 5751 psi
Conc. Promedio de apunt.: 1.00 Ib/ft2

Médulo de Young Promedio: 5.283E+06 psi
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Datos del Apuntalante
Nombre Apuntalante Gravedad Diametro Porosidad Permeabilidad
Especifica Principal del (md)
(in) Empaque
(%)
16/20 C-Lite 2.73 0.037 35.0 526712
20/40 C-Lite 2.73 0.028 35.0 323467
ANEXO 2.3.3: PALO AZUL G
Section 3: Wellbore Configuration
Bottom Hole Temperature ... 230 degF
DeviatedHole . ... YES
TreatDown ... ..o TUBING
Flush Volume to 10471.2ft 96.2 bbl
Well Type Deviated
Well Location ... | OnShore
Section 4: Zone Data
Formation Mechanical Properties
Zone Name Top TVD Zone Frac Insitu Young's Poisson’s Toughness
(ft) Height Grad. Stress Modulus Ratio (psi.in0.5)
() (psi/ft) (psi) (psi)
SHALE 9961.0 9.8 0.880 8770 4.494E+6 0.35 1000
DIRTY-SANDSTONE 9970.8 6.2 0.670 6683 3.490E+6 0.25 700
SHALE 9977.1 6.1 0.880 8782 4.494E+6 0.35 1000
DIRTY-SANDSTONE 9983.2 5.0 0.670 6690 3.490E+6 0.25 700
SHALE 9988.1 5.1 0.880 8792 4.494E+6 0.35 1000
CLEAN-SANDSTONE 9993.3 23.5 0.675 6753 5.619E+6 0.20 1200
DIRTY-SANDSTONE 10016.7 5.3 0.780 7815 3.490E+6 0.25 700
CLEAN-SANDSTONE 10022.0 5.2 0.675 6767 5.619E+6 0.20 1200
CLEAN-SANDSTONE 10027.2 10.6 0.675 6772 5.619E+6 0.20 1200
SHALE 10037.8 11.8 0.880 8838 4.494E+6 0.35 1000
DIRTY-SANDSTONE 10049.6 10.2 0.670 6737 3.490E+6 0.25 700
SHALE 10059.8 3.7 0.880 8854 4.940E+6 0.35 1000
DIRTY-SANDSTONE 10063.5 4.4 0.670 6744 3.490E+6 0.25 700
SHALE 10067.9 7.6 0.880 8863 4.494E+6 0.35 1000
Formation Transmissibility Properties
Zone Name Top TVD Net Perm Porosity Res. Gas Sat. Oil Sat. Water
(ft) Height (md) (%) Pressure (%) (%) Sat.
(ft) (psi) (%)
SHALE 9961.0 0.0 0.001 8.3 4283 0.0 12.4 87.7
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DIRTY-SANDSTONE 9970.8 6.2 120.000 11.1 3877 0.0 80.3 19.8
SHALE 9977.1 0.0 0.001 8.8 4290 0.0 89.2 10.8
DIRTY-SANDSTONE 9983.2 5.0 130.000 11.5 3882 0.0 96.6 3.4
SHALE 9988.1 0.0 0.001 7.6 4295 0.0 89.8 10.2
CLEAN-SANDSTONE 9993.3 23.5 150.000 12.6 3886 0.0 89.9 10.1
DIRTY-SANDSTONE 10016.7 5.3 130.000 8.3 3895 0.0 41.9 58.1
CLEAN-SANDSTONE 10022.0 5.2 180.000 16.1 3897 0.0 92.1 8.0
CLEAN-SANDSTONE 10027.2 10.0 180.000 9.0 3899 0.0 86.2 13.8
SHALE 10037.8 0.0 0.001 10.0 4316 0.0 68.8 31.2
DIRTY-SANDSTONE 10049.6 3.0 180.000 12.4 3908 0.0 92.0 8.0
SHALE 10059.8 0.0 0.001 15.5 4326 0.0 71.2 28.8
DIRTY-SANDSTONE 10063.5 4.0 180.000 13.1 3913 0.0 36.3 63.7
SHALE 10067.9 0.0 0.001 1.0 4329 0.0 36.3 63.7

Section 5: Propped Fracture Schedule

The following is the Pumping Schedule to achieve a propped fracture half-length (X;) of 189.1 ft with
an average conductivity (Kiw) of 4046 md.ft.

Real Data Job Execution Schedule
Fluid Name Fluid Prop. Type and Mesh Prop. Time Notes
Volume Mass (min)
(gal) (Ib)
YF135HTD 10266 0 154 Pad Fluid
YF135HTD 10230 16/20 C-Lite 30876 16.2 Slurry Fluid
WEF135 2626 0 4.4 Flush Fluid

For Actual pumped Schedule see Job Data in FracCADE Datafile

Fluid To tals

20496 gal of

YF135HTD

2626 gal of

WF135

Proppant Totals

30876 Ib of

16/20 C-Lite

Job Data Channels Used

Treatment Time

Slurry Rate

Proppant Conc

Treating Pressure
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* ECUADORTLCS.A
FracCADE palo Azul 5
ACL Fracture Profile and Proppant Concentration Post-frac_matching
9950 T T T T T v 7T
< 0.0 Iyft2
_ 10000 i 0.0 -0.F Ib/ftz
0.3 -0.§ Ib/ft2
0.6 - 0.9 Ib/ft2
0.9 - 1.p Ib/ft2
1.2 -1.§ Ib/ft2
1.5-1.p Ib/ft2
10050+ F
Bl 19-2} b/t
Hl 22-2% b/t
Bl 254
Fracture# 1 Initiation MD = 10563
10100 T T T T T T T T
6500 7500 8500 0.2 0.1 0 0.1 02 0 100 200 300 400
Stress - psi ACL Width at Wellbore - in Fracture Half-Length - ft
Schiumberger
*Mark of Schlumberger
(3) Treating Plot
Bottomhole Pressure Surface Pressure Total Inj. Rate —— EQJ
10000 20
18
9000
16
8000 PE— 14 5
g 5
+ 7000 s
e F
H 10 §
a .
8 6000 o
£ ,_d\ 8 g
5000 l 6 5
\ 4
4000
2
3000 0
0 10 20 30 40 50
Treatment Time - min

Section 6: Propped Fracture Simulation

The following are the results of the computer simulation of this Fracturing Proposal using a Pseudo 3-D
Vertical model. Effective Conductivity and Effective Fcd are calculated based on perforated intervals

with positive net heights.

Initial Fracture Top TVD
Initial Fracture Bottom TVD

Propped Fracture Half-Length
EOJ Hyd Height at Well
Average Propped Width
Average Gel Concentration

9993.3 ft
10016.7 ft

189.1 ft

62.5 ft

0.156 in
1079.7 Ib/mgal

Average Gel Fluid Retained Factor __ 0.50
Net Pressure ... 2246 psi
efficiency 0.188



Effective Conductivity
Effective Fcd

5597 md.ft

0.2
6488 psi
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Simulation Results by Fracture Segment
From To Prop. Conc. Propped Propped Frac. Frac. Fracture
(ft) (ft) at End of Width Height Prop. Gel Conc. Conductivity
Pumping (in) (ft) Conc. (Ib/mgal) (md.ft)
(PPA) (Ib/ft2)
0.0 47.3 6.6 0.141 61.6 1.31 1221.3 3490
47.3 94.5 7.0 0.153 57.2 1.42 1191.1 3789
94.5 141.8 9.4 0.195 50.5 1.80 922.6 4856
141.8 189.1 18.8 0.125 38.3 1.16 763.3 4011
Section 7: Treatment Fluid Data
[ Fluid Name | WF135 | YF135HTD | FreFLO |
Friction
Rate Low (bbl/min) 2.8 5.0 1.0
Pressure Low (psi/1000ft) 10.0 120.0 59.1
Rate Pivot (bbl/min) 8.0 10.3 2.7
Pressure Pivot (psi/1000ft) 80.0 150.0 359.5
Rate High (bbl/min) 90.0 64.0 4.4
Pressure High (psi/1000ft) 350.0 550.0 1000.0
Fluid Loss
Cy (ft/min0.5) 7.0E-3 2.3E-3 1.0E+0
Spurt (gal/100ft2) 2.0 0.5 0.0
C: (ft/min0.5) 6.4E-3 7.5E-3 3.8E-2
Rheolog_y
Temperature (degF) 230 230 230
Time (hr) 0.0 0.0 0.0
Behavior Index (N") 1.00 0.26 1.00
Consist. Index (K") (Ibf.s"n/ft2) 6.27E-4 3.14E-1 5.40E-6
Viscosity @ Shear Rate (cP) 30.000 329.404 0.258
Shear Rate (1/s) 170 170 170
ANEXO 2.3.4: PALO AZUL H
Seccion 8: Configuracion del Pozo
Temperaturade fondo____ . 230 degF
Pozo Desviado___. Sl
Tratamiento atravésde TUBERIA
Volumen de desplazamiento 98.2 bbl
TipodePozo .. . .. Desviado
Locaciéndelpozo . Continental
Seccion 9: Datos de las Zonas
Propiedades Mecanicas de la Roca
Nombre de la Zona Tope TVD Altura Grad. Esfuerzo Médu lo Relacién de Toughness
(ft) Zona Frac En Sitio Young Poisson (psi.in0.5)
(ft) (psifft) (psi) (psi)
LUTITA 9899.2 26.6 0.944 9361 1.880E+6 0.30 1000
ARENA SUCIA 9925.8 11.4 0.892 8855 4.030E+6 0.25 700
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LUTITA 9937.2 14.4 0.925 9198 3.860E+6 0.35 1000
ARENA SUCIA 9951.6 6.0 0.846 8420 4.900E+6 0.25 700
LUTITA 9957.6 18.0 0.943 9397 3.960E+6 0.35 1000
ARENA LIMPIA 9975.6 23.0 0.803 8022 4.870E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 9998.6 7.0 0.854 8541 3.620E+6 0.25 700
ARENA SUCIA 10005.6 21.0 0.822 8233 3.930E+6 0.35 1000
LUTITA 10026.6 8.5 0.920 9228 2.970E+6 0.35 1000
ARENA SUCIA 10035.1 2.1 0.838 8408 3.410E+6 0.25 700
LUTITA 10037.2 6.4 0.906 9095 3.140E+6 0.35 1000
ARENA SUCIA 10043.6 22.0 0.836 8407 3.690E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 10065.6 26.0 0.805 8115 4.380E+6 0.20 1200
LUTITA 10091.6 8.0 0.935 9435 3.940E+6 0.35 1000
ARENA LIMPIA 10099.6 16.0 0.820 8293 4.390E+6 0.20 1200

Transmisibilidad de la Formacion

Nombre de Zona Tope TVD Altura Perm Porosida Presién Sat. Sat. Sat.
(ft) Neta (md) d Reserv. Gas Petréleo Agua

() (%) (psi) (%) (%) (%)
LUTITA 9899.2 26.6 0.001 1.0 4257 0.0 0.0 100.0
ARENA SUCIA 9925.8 114 220.000 8.4 3776 0.0 0.0 100.0
LUTITA 9937.2 144 0.001 2.1 4273 0.0 0.0 100.0
ARENA SUCIA 9951.6 6.0 220.000 6.4 3786 0.0 0.0 100.0
LUTITA 9957.6 0.0 0.001 1.0 4282 0.0 2.4 97.6
ARENA LIMPIA 9975.6 23.0 245.000 16.7 3795 0.0 49.9 50.1
ARENA SUCIA 9998.6 5.0 220.000 10.9 3804 0.0 31.6 68.4
ARENA SUCIA 10005.6 0.0 200.000 1.0 3807 0.0 45.7 54.3
LUTITA 10026.6 8.5 0.001 4.1 4311 0.0 8.8 91.2
ARENA SUCIA 10035.1 2.1 200.000 10.3 3818 0.0 24.6 75.4
LUTITA 10037.2 6.4 0.001 3.6 4316 0.0 4.1 95.9
ARENA SUCIA 10043.6 22.0 200.000 9.4 3821 0.0 14.7 85.3
ARENA LIMPIA 10065.6 26.0 245.000 14.8 3830 0.0 2.2 97.9
LUTITA 10091.6 8.0 0.001 2.0 4339 0.0 0.0 100.0
ARENA LIMPIA 10099.6 16.0 245.000 14.8 3843 0.0 0.0 100.0

Seccion 3: Programa de Fractura Apuntalada

Datos reales del trabajo de fractura ejecutado
Nombre del Volumen Tipo de Apuntalante Masade | Tiempo
Fluido de Fluido Apunt. (min)
(gal) (Ib)
YF135HTD 10148 0 17.5
YF135HTD 7794 16/20 C-Lite 26348 14.2
WF135 3893 16/20 C-Lite 63 6.2

Totales Fluidos

17942 gal De YF135HTD
3893 gal De WF135

Total de Apuntalante
26411 Ib De 16/20 C-Lite




Seccidn 4: Resultados de la Simulacién de Fractura

(4) Gréfico de perfil de fractura y concentraciéon d

e apuntalante después de cierre
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Seccioén 5: Simulacion de Fractura hidraulica

Los siguientes son los resultados de la simulacién por computadora de esta propuesta de fractura
utulizando un modelo Pseudo 3-D Vertical. Conductividad efectiva y FCD efectivo son calculados en
base a los intervalos perforados con alturas netas positivas.

Tope inicial de fractura TVD .. 9975.6 ft
Fondo inicial de fractura TVD 9998.6 ft
Longitud media de fractura ... 206.7 ft
Altura hidraulica post-trabajo 73.4 ft
Ancho apuntalado promedio ... 0.099 in
Concentracion promedio de gel . 2117.2 Ib/mgal
Factor de gel retenido promedio 0.40
Presionneta e 1135 psi
eficiencia 0.181
Conductividad Efectiva ... 1568 md.ft
Fed Efectiva oo oo, 0.0

Max Presion en superficie 6108 psi

Simulacién de Resultados por Segmento
Desde Hacia Concen. Ancho Altura Frac. Frac. Conductividad
(ft) (ft) Apuntalante Apuntalado Apuntalada Prop. Gel Conc. de Fractura
fin del (in) (ft) Conc. (Ib/mgal) (md.ft)
bombeo (Ib/ft2)
(PPA)

0.0 51.7 7.2 0.105 70.8 0.97 2044.6 1337
51.7 103.3 6.3 0.092 63.9 0.85 2817.7 1093
103.3 155.0 6.9 0.095 60.6 0.88 2166.2 1139
155.0 206.7 5.1 0.078 41.5 0.72 886.7 954




ANEXO 2.3.5: PALO AZUL |

Seccion 10: Configuracion del Pozo

Temperatura de fondo

Pozo Desviado

Tipo de Pozo
Locacion del pozo

SI

225 degF

TUBERIA

Volumen de desplazamiento

104.8 bbl

Desviado
Continental

Datos de T uberia
oD Peso ID Profundidad
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
3.500 9.3 2.990 11551.0
Datos de Casing
oD Peso ID Profundidad
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
7.000 29.0 6.184 11900.0
Datos de Perforacion
Tope Tope Fondo Fondo Densidad Ndmero Diametro
MD TVD MD TVD De
(ft) (ft) (ft) (ft) Disparos (in)
(shot/ft)
11753.0 | 10019.0 11766.0 10031.9 5.00 65 0.32
11786.0 | 10051.6 11796.0 10061.5 5.00 50 0.32
Section 11: Esquema de Bombeo de la Fractura Apunt  alada

El siguiente es el esquema de bombeo para lograr una fractura apuntalada de 159.9 ft de longitud

media, con una conductividad promedia de 1803 md.ft.

Esquema de Bombeo (Datos Reales)

Nombre del Volumen Tipo de Apuntalante y Cant. Tiempo
Fluido del Fluido Malla Apuntalante (min)
(gal) (Ib)
YF130HTD 8267 0 11.0
YF130HTD 9914 16/20 C-Lite 28659 13.9
WF130 3117 0 5.3
Totales Fluidos
18181 gal De YF130HTD
3117 gal De WF130
Total de Apuntalante
28659 Ib De 16/20 C-Lite
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Seccién 12: Simulacién de Fractura hidraulica

Los siguientes son los resultados de la simulacién por computadora de esta propuesta de fractura
utulizando un modelo Pseudo 3-D Vertical. Conductividad efectiva y FCD efectivo son calculados en
base a los intervalos perforados con alturas netas positivas.

Tope inicial de fractura TVD 10009.2 ft
Fondo inicial de fractura TVD . 10032.5 ft
Longitud media de fractura________ 159.9 ft
Altura hidraulica post-trabajo 81.0ft
Ancho apuntalado promedio.___ 0.122in

Concentracién promedio de gel 1699.1 Ib/mgal

Factor de gel retenido promedio_______ 0.40
Presionneta . ... 1648 psi
Eficiencia . 0.187
Conductividad Efectiva,_______ 2113 md.ft
Fcd Efectiva. 0.1
Max Presion en superficie 7351 psi
Simulacién de Result ados por Segmento
Desde Hacia Concen. Ancho Altura Frac. Frac. Conductividad
(ft) (ft) Apuntalante Apuntalad Apuntalad Prop. Gel Conc. de Fractura
fin del o] a Conc. (Ib/mgal) (md.ft)
bombeo (in) (ft) (Ib/ft2)
(PPA)
0.0 40.0 7.7 0.131 79.3 1.21 1591.6 1965
40.0 79.9 6.6 0.123 74.9 1.14 1948.8 1835
79.9 119.9 94 0.164 70.5 1.51 1258.6 2488
119.9 159.9 16.8 0.080 58.1 0.74 1856.7 1146

Seccién 13: Resultados de la Simulacién de Fractura

(6) Gréfico de perfil de fractura y concentracion d e apuntalante después de cierre
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(7) Ejecucion del Tratamiento
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ANEXO 2.3.6: PALO AZUL J

Seccion 14: Configuracion del Pozo

161

Temperatura de fondo____ 225 degF
Pozo Desviado .. ... Sl
Tratamiento atravésde TUBERIA
Volumen de desplazamiento______ 124.7 bbl
Tipode Pozo_ ... ] Desviado
Locaciéndelpozo Continental
Datos de Tuberia
oD Peso ID Profundidad
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
3.500 9.3 2.990 10171.0
Datos de Casing
oD Peso ID Profundidad
(in) (Ib/it) (in) (ft)
9.625 47.0 8.681 10099.0
7.000 29.0 6.184 11493.0
Datos de Perforacion
Tope Tope Fondo Fondo Densidad Ndmer o Diametro
MD TVD MD TVD De Disparos
(ft) (ft) (ft) (ft) (shot/ft) (in)
11232.0 9899.4 11256.0 9923.1 5.00 119 0.32
11263.0 9930.0 11273.0 9939.9 5.00 50 0.32
Seccidn 15: Datos de las Zonas
Propiedades mecanicas de la formacion
Nombre de la Zona Tope TVD Altura Grad. Esfuerzo Médulo Relacién Toughness
(ft) Zona Frac En Sitio Young de Poisson (psi.in0.5)
(ft) (psifft) (psi) (psi)
LUTITA 9894.4 7.3 0.922 9128 3.189E+6 0.35 1000
ARENA SUCIA 9901.7 4.3 0.793 7849 3.842E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 9906.0 5.2 0.740 7330 5.017E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 9911.2 3.0 0.740 7333 3.710E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 9914.2 7.7 0.792 7858 3.191E+6 0.25 700
ARENA SUCIA 9921.9 3.2 0.792 7862 2.435E+6 0.25 700
ARENA SUCIA 9925.0 5.1 0.792 7865 3.072E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 9930.1 3.8 0.740 7345 4.499E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 9933.9 3.0 0.739 7347 5.022E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 9936.9 5.0 0.792 7873 2.893E+6 0.25 700
LUTITA 9941.9 7.8 0.931 9255 4.360E+6 0.35 1000
ARENA SUCIA 9949.7 3.0 0.792 7881 2.856E+6 0.25 700
ARENA SUCIA 9952.7 2.3 0.792 7883 3.972E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 9955.0 10.6 0.739 7362 4.121E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 9965.5 7.3 0.792 7893 3.712E+6 0.25 700
ARENA LIMPIA 9972.9 7.5 0.739 7373 3.436E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 9980.4 3.0 0.739 7376 3.829E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 9983.3 7.9 0.739 7379 3.640E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 9991.2 4.0 0.739 7383 4.128E+6 0.20 1200
ARENA LIMPIA 9995.2 11.6 0.739 7388 3.974E+6 0.20 1200
ARENA SUCIA 10006.8 4.1 0.791 7920 2.758E+6 0.25 700
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ARENA SUCIA 10010.9 23.4 0.791 7929 2.071E+6 0.25 700
ARENA SUCIA 10034.3 19.9 0.791 7944 1.828E+6 0.25 700
ARENA SUCIA 10054.2 13.8 0.791 7955 2.142E+6 0.25 700
LUTITA 10068.0 12.6 0.738 7434 3.793E+6 0.35 1000
Seccion 16: Programa de Fractura Apuntalada
Datos reales del trabajo de fractura ejecutado
Nombre del Volumen Tipo de Apuntalante Masa de Tiempo
Fluido de Fluido Apunt. (min)
(gal) (Ib)
YF135HTD 10340 0 16.8
YF135HTD 9080 16/20 C-Lite 29548 16.5
WF135 4073 0 7.6
Totales Fluidos
19420 gal De YF135HTD
4073 gal De WF135
Total de Apuntalante
29548 Ib De 16/20 C-Lite

Canales de informacion usados

Tiempo de Tratamiento

Caudal de Slurry

Conc. De Apuntalante

Fluido Total

Presién de Tratamiento

Seccién 17: Simulacion de Fractura hidraulica

Los siguientes son los resultados de la simulacién por computadora de esta propuesta de fractura

utulizando un modelo Pseudo 3-D Vertical. Conductividad efectiva y FCD efectivo son calculados en
base a los intervalos perforados con alturas netas positivas.

Tope inicial de fractura TVD ______
Fondo inicial de fractura TVD ____
Longitud media de fractura_______.
Altura hidraulica post-trabajo
Ancho apuntalado promedio_____
Concentracion promedio de gel.
Factor de gel retenido promedio
Presion neta

Conductividad Efectiva___
Fcd Efectiva

9906.0 ft
9941.9 ft

223.0ft

52.3 ft
0.143in
1312.6 Ib/mgal
0.40

1934 psi
0.172

3290 md.ft

0.2
6589 psi
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Simulacién d e Resultados por Segmento

Desde Hacia Concen. Ancho Altura Frac. Frac. Conductividad de
(ft) (ft) Apuntalante Apuntalado Apuntalada Prop. Gel Fractura
fin del (in) (ft) Conc. Conc. (md.ft)
bombeo (Ib/ft2) (Ib/mgal)
(PPA)
0.0 55.7 8.6 0.152 51.7 1.40 1100.1 3312
55.7 1115 6.9 0.136 49.0 1.26 1559.4 2944
111.5 167.2 6.9 0.145 46.3 1.34 1535.7 3156
167.2 223.0 19.1 0.146 43.5 1.34 1055.1 3642
Seccion 18: Resultados de la Simulacién de Fractur a

(8) Gréfico de perfil de fractura y concentraciéon d

e apuntalante después de cierre
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ANEXO 2.3.7: PALO AZUL K

Section 19: Wellbore Configuration

Bottom Hole Temperature .. 230 degF
TreatDown_ . TUBING
WellType . Pozo desviado
Well Location | OnShore
Tubing Data
oD Weight ID Depth
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
3.500 9.3 2.990 10350.0
Casing Data
oD Weight ID Depth
(in) (Ib/ft) (in) (ft)
7.000 29.0 6.184 10737.0
Perforation Data
Top Top Bottom Bottom Shot Number Diameter
MD TVD MD TVD Density
(ft) (ft) (ft) (ft) (shot/ft) (in)
10616.0 | 10010.6 | 10644.0 | 10038.5 10.00 280 0.32
Section 2: Reservoir Fluid
Well Type. OIL
Reservoir Temperature 230 degF
Oil Gravity 27.5 degAPI
Initial Gas/Oil Ratio (GOR) 160 scf/bbl
Bubble Point Pressure_ 1275 psi
Section 3: Proppant Data
Proppant Permeability is calculated based on the following parameters:
BH Static Temperature: 230 degF
Stress on Proppant: 4019 psi
Propped Fracture Conc.: 1.00 Ib/ft2
Average Young's Modulus: 5.619E+06 psi
Proppant Data
Proppant Name Specific Mean Pack Permeability
Gravity Diameter Porosity (md)
(in) (%)
16/20 C-Lite 2.73 0.037 35.0 831682
20/40 C-Lite 2.73 0.028 35.0 424074
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Section 20: Propped Fracture Schedule

Pumping Schedule

165

The following is the Pumping Schedule to achieve a propped fracture half-length (X;) of 96.4 ft with an

average conductivity (K;w) of 13694 md.ft.

Job Description
Stage Name Pump Fluid Name Stage Fluid Gel Prop. Prop.
Rate Volume Conc. Type and Mesh Conc.
(bbl/min) (gal) (Ib/mgal) (PPA)
PAD 15.0 YF130HTD 7500 30.0 0.00
1.0 PPA 15.0 YF130HTD 1100 30.0 16/20 C-Lite 1.00
2.0 PPA 15.0 YF130HTD 1200 30.0 16/20 C-Lite 2.00
3.0 PPA 15.0 YF130HTD 1200 30.0 16/20 C-Lite 3.00
5.0 PPA 15.0 YF130HTD 1200 30.0 16/20 C-Lite 5.00
7.0 PPA 15.0 YF130HTD 1200 30.0 16/20 C-Lite 7.00
9.0 PPA 15.0 YF130HTD 1100 30.0 16/20 C-Lite 9.00
FLUSH 15.0 WF130 4064 30.2 0.00
Fluid Totals
14500 gal of YF130HTD
4064 gal of WF130
Proppant Totals
31400 Ib of 16/20 C-Lite
Pad Percentages
% PAD Clean 51.7
% PAD Dirty 47.2
Job Execution
Stage Name Stage Cum. Fluid Stage Cum. Stage Cum. Avg. Stage Cum.
Fluid Volume Slurry Slurry Prop Prop. Surface Time Time
Volume (gal) Volume Volume (Ib) (Ib) Pressure (min) (min)
(gal) (bb) (bbl) (psi)

PAD 7500 7500 178.6 178.6 0 0 3978 11.9 11.9
1.0 PPA 1100 8600 27.3 205.9 1100 1100 4001 1.8 13.7
2.0 PPA 1200 9800 31.1 237.0 2400 3500 3913 2.1 15.8
3.0 PPA 1200 11000 32.3 269.3 3600 7100 3730 2.2 18.0
5.0 PPA 1200 12200 34.8 304.2 6000 13100 3526 2.3 20.3
7.0 PPA 1200 13400 37.3 341.5 8400 21500 3349 2.5 22.8
9.0 PPA 1100 14500 36.5 378.1 9900 31400 3450 24 25.2
FLUSH 4064 18564 96.8 474.8 0 31400 4673 6.5 31.7
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Section 21: Propped Fracture Simulation

The following are the results of the computer simulation of this Fracturing Proposal using a Pseudo 3-D
Vertical model. Effective Conductivity and Effective Fcd are calculated based on perforated intervals
with positive net heights.

Initial Fracture Top TVD 10005.7 ft
Initial Fracture Bottom TVD 10051.5 ft
Propped Fracture Half-Length ... 96.4 ft
EQJ Hyd Heightat Well ... 87.4 ft
Average Propped Width 0.213in

Average Gel Concentration 1265.6 Ib/mgal
Average Gel Fluid Retained Factor _ 0.95

Net Pressure 2586 psi
Efficiency ... 0.306
Effective Conductivity 19216 md.ft
Effective Fcd L 2.3
Max Surface Pressure 5908 psi
Simulation Results by Fracture Segment
From To Prop. Conc. Propped Propped Frac. Frac. Fracture
(ft) (ft) at End of Width Height Prop. Gel Conc. Conductivity
Pumping (in) (ft) Conc. (Ib/mgal) (md.ft)
(PPA) (Ib/ft2)
0.0 24.1 9.7 0.345 85.7 3.19 383.5 22250
24.1 48.2 9.6 0.329 82.0 3.04 449.0 21239
48.2 72.3 6.5 0.230 73.3 2.12 858.6 15877
72.3 96.4 3.2 0.019 60.9 0.17 3254.3 904

Section 22: Propped Fracture Simulation Results
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a) Fracture Profile and Proppant Concentration Plo

b) Treating Plot

t
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Section 23: Treatment Fluid Data
[ Fluid Name | Brine {8.43p | WF135 | YF135HTD
Friction
Rate Low (bbl/min) 24 2.8 1.0
Pressure Low (psi/1000ft) 10.0 10.0 80.0
Rate Pivot (bbl/min) 15.0 8.0 12.0
Pressure Pivot (psi/1000ft) 300.0 70.0 100.0
Rate High (bbl/min) 28.0 90.0 90.0
Pressure High (psi/1000ft) 1000.0 900.0 700.0
Fluid Loss
Cyw (ft/min0.5) 1.0E+0 7.0E-3 2.3E-3
Spurt (gal/100ft2) 0.0 2.0 0.2
C. (ft/min0.5) 2.5E-2 6.1E-3 6.3E-3
Rheology
Temperature (degF) 230 230 230
Time (hr) 0.0 0.0 0.0
Behavior Index (N) 1.00 1.00 0.26
Consist. Index (K") (Ibf.s"n/ft2) 5.40E-6 2.09E-5 3.14E-1
Viscosity @ Shear Rate (cP) 0.258 1.000 329.404
Shear Rate (1/s) 170 170 170
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ANEXO 3.1

ANALISIS DE NUCLEOS Y
PRUEBAS DE LABORATORIO



Anexo 3.1.1: Analisis Mineralégico

Palo Azul-4 : Reservorio Hollin
Composicién mineraldgica total y de arcillas analizadas mediante difraccion de Rayos X
ESTUDIO POR DIFRACCION DE RAYQS X: Sondeo Palo Azul-4 (17, 2°y 3° cce)
M P R C A T OTAL FRACCION A R C 1L LA
u R c F P A [ D S P B O |ESMECTITA | CLORITA INTERESTRAT. CAPAS ILLITA CAOLINITA 1
E (o] u E L R A o 1 I A T A [+ A c IS - CF Euganswas A [+ A [+ M
5 F A L A c L L D R R R B R B R A [ A B R B R P
T u R o G | [ o E I 1 o] u 1 u 1 B R B u | U | u
R N z E 1 L | M R T T 5 N s N s u | u N s N s R
A o] o s [o] L T | 1 A 1 D T ] T N 5 N D T D T E
1 P [s4 A A T T N % A A A A o T o A A A A z
o % A L s A A % A N L N L A A A N L N L A
A T A % c 1 c 1 N L N c | c | s
o (o] S % % % % | N | N [ | [ 1 N 1 N
s A A 1 A 1 1 N | A | A |
le. (pies) s ] D A ] A D D
K % A % A o % A % A
% D D % A % D D
% o}
-1(10496.46) 79 (Tr 2 Mm|2]2 5 Tr I/S-Cis:Tr 10 M 90 MB Q,D: ab
-3 (10499.33) 95 TrjTr Tr|Tr|{Tr| 5 S: & M Nc 95 R Q:ab; HaY:es
-9 (10513.49) 90 512 3 Tr 100 MB Q, Caes
-15 (10534.56) 89 8 3 Tr 100 MB Q:es
-18 (10546.90) 88 9 3 Tr 100 MB Q:es
P4A (10566.95) | 91 4 2 3 1/1s: Tr Tr 100 MB Q:es
RSA (10570.63) | 92 5 3 Tr 100 MB Q:muy es
27 (10582.40) 94 3 Tr 3 11S:Tr Tr 100 MB Q:ab
29 (10587.20) 94 3 Tr 3 1/18: Tr 5 M 95 MB Q:ab
2A (10598.65) | 92 213 3 Tr 100 MB Q:ab
SA (10607.73) | 93 4 3 Tr 100 MB Q, Ha:es
-39 (10624.10) 93 4 fTr 3 Tr 100 MB Q:es
Tr: trazas MB: muy buena Q: cuarze ab: abundante
Mec: ne cuantificable B: buena D: dolomita €5 eSCas0
R rsqular Ha: halita
M: mala ¥ yeso

CUARZD  PLAGIOCLASAS ARCILLAS CALCITA  DOLOMITA SIDERITA  PIRITA OTROS

1-1-1 {10436.46) 79 0 2 0 10 2 2 5
1-2-3 (10439.33) 95 0 0 0 0 0 0 ]
1-6-9 {10513.49) 80 0 5 2 0 0 0 3
1-14-15 (10534.56) g9 1] g 0 0 0 0 3
1-18-15 (10546.50) ] 0 El 0 0 0 0 3
2-4-24A (10465.95) 9 1] 4 0 D 0 p. 3
2-5-25A (10570.65) 92 0 5 0 0 0 0 3
2-3-27 (105682.40) 94 0 3 0 0 0 0 3
3-1-29 (10557.20) 94 0 3 0 0 0 0 3
3-5-32A (10538.65) 92 2 3 ] 0 0 0 3
3-8-35A (10607 .75) 93 0 4 0 0 0 0 3
3-13-39 (10624.10) 93 0 4 0 0 0 0 3

ILLITA/ESMECTITA ILLITA CADLINITA

1-1-1 (10496.45) 0 10 50

1-2-3 (10499.33) 5 95 0

1-6-9 (10513.49) 0 0 100
1-14-15 {10534.56) 0 0 100
1-18-18 {10546.90) 0 0 100
2-4-24A (10566.95) 0 0 100
2-5-25A (10570.65) 0 0 100
2-8-27 (10552.40) 0 0 100
3-1-29 (10587.20) 0 5 95
3-5-32A (10598.65) 0 0 100
3-5-35A (10607.75) 0 D 100
3-13-39 (10624.10) 0 0 100
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Anexo 3.1.2: Andlisis por difraccion de RX
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Anexo 3.1.3: Pruebas de Nucleos: Secuencias Opevas

a) Curvas de Permeabilidades Relativas

leo

Curvas de Permeabilidad Relativa Sistema Agua-Petr6
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b) Presiones Capilares
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PRESION CAPILAR
M étodo de Inyeccion de Mercurio

Muestra

Palo Azul 4-1-21-20

Prof. Corregida

10554.25 pies

K al Gas 222 mD
Porosidad 17.2 %
Drenaje Imbibicion
. 2 . Sat. De Fase | Diametro Poral |Fraccion del| Sat. De Fase
Presion Cap”ar M ojante Invadido VP Mojante
[Psia] [Kg/cm?]a [Mpa] [% VP] [micrones] [% VP] [% VP]

1 0.817 0.0574 0.00563 100.0 222 -

2 1.02 0.0718 0.00704 100.0 177 -

3 1.28 0.090 0.00880 100.0 142 -

4 1.60 0.112 0.0110 100.0 114 -

5 1.99 0.140 0.0137 100.0 90.9 -

6 2.49 0.175 0.0172 100.0 72.7 -

7 3.12 0.219 0.0215 100.0 58.2 -

8 3.89 0.274 0.0269 100.0 46.5 -

9 4.87 0.342 0.0336 100.0 37.2 -

10 6.08 0.428 0.0420 98.5 29.8 1.54
11 7.61 0.535 0.0525 95.4 23.8 3.07
12 9.5 0.668 0.0656 78.0 19.1 17.38
13 11.9 0.836 0.0820 58.0 15.2 20.02
14 14.9 1.04 0.102 43.0 12.2 15.03
15 18.6 1.31 0.128 38.7 9.76 4.26
16 23.2 1.63 0.160 34.7 7.81 4.04
17 29.0 2.04 0.200 30.7 6.25 3.97
18 36.3 2.55 0.250 28.1 5.00 2.56
19 45.3 3.19 0.313 25.7 4.00 2.39
20 56.7 3.98 0.391 23.7 3.20 2.02
21 70.8 4.98 0.488 21.8 2.56 1.92
22 88.5 6.23 0.611 20.0 2.05 1.77
23 111 7.78 0.763 18.3 1.64 1.71
24 138 9.73 0.954 17.1 1.31 1.21
25 173 12.2 1.19 16.1 1.048 1.01
26 216 15.2 1.49 15.2 0.838 0.93
27 270 19.0 1.86 14.4 0.671 0.75
28 338 23.7 2.33 13.7 0.536 0.70
29 422 29.7 2.91 13.2 0.429 0.56
30 528 37.1 3.64 12.7 0.343 0.49
31 660 46.4 4.55 12.2 0.275 0.48
32 825 58.0 5.69 11.7 0.220 0.46
33 1031 72.5 7.11 11.3 0.176 0.45
34 1288 90.6 8.89 11.1 0.141 0.23
35 1611 113 11.1 10.9 0.113 0.21
36 2013 142 13.9 10.7 0.090 0.13
37 2517 177 17.4 10.6 0.072 0.09
38 3146 221 21.7 10.5 0.058 0.09
39 3932 276 27.1 10.5 0.046 0.06
40 4915 346 33.9 10.4 0.037 0.08
41 6144 432 42.4 10.3 0.029 0.11
42 7680 540 53.0 10.2 0.024 0.08
43 9600 675 66.2 10.1 0.019 0.08
44 12000 844 82.8 10.0 0.015 0.08
45 15000 1055 103.4 10.0 0.012 0.05
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c) Distribucion de los didmetros porales

DISTRIBUCION DE DIAMETROS PORALES [Muestra Palo Azul 4-1-21-20
(Acumulada) Prof. Corregida 10554.25 pies

K al Gas 222 mD

Porosidad 17.2 %
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d) Compresibilidades

Volumen Poral [cm3]

12.10

12.05
12.00
11.95
11.90
11.85
11.80
11.75
11.70

11.65

1000 2000

3000 4000

5000 6000 7000

N.O.B.P. [psi]

8000

Coeficiente de Compresibilidad

1.6E-05

1.4E-05 -

1.2E-05

|

*dVP/dP

[(1VvP)

4.0E-06 -

2.0E-06

0.0E+00

1.0E-05 -

8.0E-06

6.0E-06

M

‘T

0 1000 2000

3000 4000

5000 6000 7000

N.O.B.P. [psi]

8000

NOBP
[psi]

Volumen Poral
[cm3]

Coeficiente de
Compresibilidad

Muestra 1 2-3-23

Profundidad : 10563 pies

500

12.04

1.49E-05

Porosidad STD : 18.3 %

1000

11.99

9.56E-06

Perm. al Gas STD : 395 mD

2000

11.90

5.66E-06

4000
5700
6000

11.79
11.73
11.72

3.15E-06
2.32E-06
2.24E-06

8000

11.68

1.71E-06

¢ noBP
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e) Velocidades Criticas

VELOCIDAD CRITICA
@NOBP = 5700 psi
Cia: Petrbras Energia Sondeo: Palo Azul
Muestra: 1-12-107
presion velocidad pbermeabilidad apua inyectada

atm (pie/dia) (mD) P)

0.110 1.24 34.27 0.553
0.110 1.26 34.84 1.101
0.110 1.24 34.32 1.656
0.136 1.52 34.21 2.255
0.136 1.54 34.68 2.802
0.136 1.52 34.26 3.350
0.136 1.52 34.25 4.030
0.136 1.53 34.52 4.575
0.136 1.51 33.88 5.125
0.136 1.54 34.76 5.704
0.136 1.50 33.85 6.261
0.163 1.83 34.42 6.555
0.163 1.80 33.86 7.106
0.163 1.83 34.34 7.326
0.163 1.82 34.13 7.815
0.551 5.82 32.29 8.365
0.551 4.59 25.45 8.915
0.551 4.13 22.90 9.47
0.551 3.89 21.58 10.02
0.551 3.74 20.73 10.58
0.551 3.67 20.38 11.17
1.088 7.17 20.12 11.72
1.088 7.11 19.96 12.29
1.088 7.01 19.67 12.84
1.088 7.01 19.68 13.40
1.088 7.09 19.89 13.98
1.088 6.99 19.61 14.55
2.041 13.68 20.49 15.10
2.041 13.96 20.90 15.65
2.041 14.21 21.28 16.21
2.041 14.34 21.46 16.76
2.041 14.20 21.26 17.31
2.041 14.26 21.35 17.87
2.977 23.54 24.16 18.42
2.977 24.58 25.23 18.98
2.977 25.14 25.81 19.55
2.977 25.10 25.76 20.11
2.977 25.07 25.73 20.66
2.988 25.21 25.77 21.22
2.988 25.39 25.96 21.80
2.988 25.29 25.86 22.35
4.456 44.30 30.37 22.92
4.456 45.03 30.87 23.51
4.456 45.43 31.14 24.08
4.456 45.68 31.32 24.67
4.456 45.54 31.22 25.30
4.456 145.56 31.24 25.85
5.458 64.68 36.20 27.07
5.458 65.62 36.73 27.69
5.458 66.62 37.29 28.83
5.458 65.48 36.65 29.40
5.458 65.76 36.81 30.47
1.578 19.01 36.79 31.08
1.578 18.79 36.37 31.70
1.578 18.91 36.60 32.30
1.578 18.56 35.93 32.83
1.578 18.91 36.60 33.38
1.578 18.55 35.91 33.93
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f) Solubilidad de los minerales con los acidos

Solubility of Common Minerals in Acid

Minerals Chemical Composition Solubility
HCl HECI + HF

Quartz Sily Mone Lows
Faldspars

Orthoclase il AISi L) Mona Moderate

Microcling FdAISI;04) Mana Moderate

Alhite NalAlSi;0g) None Moderate

Plagioclasa PMa, Ca (Al -y Siz-3 03 Mone Maderate
Micas

Biofite K (Ma, Faly (AISiz0 ) (F OHl; Mone Muoderats

Muscovite K Al (AISi;0,) (F. OHl, Maone Moderate
Clays

[Kaolinite AlsSi 00 {OH) Maona High

Mite (K H0)(ALMg,Fel, (ALSis 0yl [{OH]; = H,0] Moderatn High

Smectite {Ma, Ca)(Al, Mglg (Sis0iphlOH); — 50 Mone High

Mixed layer Kaalinite, illite or chlorite with smectita None High

Chlarite {Fe, Mg, All; Si, Alls Do {OH]g Modarate High

Glauconite (K, NaliFe, Al Mglz (5i,Allg Oy (OH); Moderate High

Zeolites |Ca, Ma) AISiD; — Hz0 (general) High High
Carbonates

Calcite Cally High High

Dolomite CaMalCOsb; High High

Ankerita Cafe(COas): High High
Scales

Gypsum Cas0, —2(4.0) Low Lo

Anhydrite Cas0, Low Low

Halite MaCl High High

lron oxides Moderate Moderate
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ANEXO 3.2

DESCRIPCION DEL TRABAJO DE
ESTIMULACION MATRICIAL PA-07



Anexo 3.2.1: Datos del pozo
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DATOS POZO ZONA DE PUNZADOS

FECH& Mayo 28, 2000 TOP BOTTOM MET
INGENIERO R Landivar | R Afiazeo 10640 10669 29 Hallin
CAMPO PALD AZIL 10675 10687 12

MOMERE POZO PALD AZULT 0 0 0

TIPO DE COMPLETACION Cased Hole Perforations 0 0 0
FORMACION AREM& HOLLIN 0 0 0
TRATAMIENTO & TRAVEZ Coiled Tubing # Packer 0 ] 0

CASING PESO 24,00 lbsif: TOTAL PUNZADOS 41 FT
CASING 0D 7,000 pulg

CASING ID ,184 pulg TOP PAY ZONE 10640 feet
CASING FACTOR VOLUMEN 0,0371 tblif: BOTTOM PAY ZONE 10687 feet
PACKER Na lbsitt AVE DEPTH PAY ZOME 10664 fest
SCREEN 0D Na pulg INTERVALD 47 feet
SCREEN ID Na pulg SECCION HORIZONTAL TVD na feet
SCREEN VOLUME FACTOR na bhlif SIBHP @ PEIUD 776 psi
TUBING PESO 930 st (assumed) BHST 235 deg.Fjest)
TUBING 0D 3,500 inch PERMEABILIDAD na md
TUBING ID 2,992 inch (assumed) PORQSIDAD 14 %
TUBING VOLUME FACTOR 0,0087 bl SKIN na

TEG / CSG ANULAR VOL FACTOR 0,0252 tbli: IF BFPDIPSIA na

TEG / SCREEMN ANULAR VOL FACTOR Na bblif INFORMACION PRODUCCION

SCREEN / CSG ANULAR VOL FACTOR Na bblif ULTIMA PRODUCCION FLUIDO 713 bipd
PROFUNDIDAD VERTICAL TOTAL 10702 # UULTIMA PRODUCCION CRUDO 300 bogd
PROFUNDIDAD MEDIDA 10702 # CORTE AGUA B8 =
LANDING COLLAR TD 10702 PEHT 235 deg. F
MAXIMA DESVIACION Na grados Pwf & P3IUD 776 psi
TOP OF BLAMK naf Pwf @ Datum na psi
BOTTOM OF SCREEN nat PET 11700 Ib/1000 bkis
PROFUNDIDAD TBG PRODUCCION naf POZ0 FRACTURADO 17 BELS APROX
PROFUNDIDAD MEDIDA TBG nat

PACKER DUAL (3] APLICA) na lﬁéﬂ'ﬂé&?&“ﬂfﬁ&l‘%ﬂ'ﬁ,;:;::::;;: ﬁgj;gﬂ
PACKER PRODUCCION 10400 £ Longltud medla de fracturs, 3727 #

na b Pt
na o Conceniacionprofec d .. 1459 mga
SCREEN VOLUMEN Na bl gm%&ﬁ::

CASING VOLUMEN Na bhl E@"‘Eﬁﬂ,‘;ﬂm“"*“

TEG / SCREEN ANULAR VOLUME Na bl Mz Prealon en SUpSTicie, .

TEG / 0363 ANULAR VOLUME Na bhl

C5G / SCREEN ANULAR VOLUME Na bhl




Anexo 3.2.2: Descripcién del trabajo

! - 4,5% B.J EANDETONE ACTID™ EETIMULAZICN COMN PACHK
EEQCEDIMIENTO DETRATAMISNTO
1 EEVISION DE ACTIWEDADEE TOM EL ING ENCARGADD DE FETROEBRADS Wid COMPANY RAM,

Z, MMBFECCION DE TAHGUES ¥ WVERIFICACIZN QUE E3TCE EETEN LIMFICSE ¥ LIEREE DE

CHOE.

& COHDUCIR WHA REUNKDH DE SEGURIDAD Y OPERACIONAL CON TODO EL PERSONAL INVOLUCRADD. REVISICN OE
FROCEDIMIENTOS DE RIG U

& CHEGQUEAR AGUA DE MEZCLA MEDIR TURBIDEZ ¥ ASEGURAS EETE SEA MENCS QUE 30 NTU. Bl HO ES AZI
FILTRAR AGUA EN FILTROES DE Z MICRONRES. BJ IFCHDRA EN LOCACION UNIDAD CE FILTRACIOHN.
E CHEQUEAS INVENTARID DE GUIMICOS

B REIG-UR UNIDAD DE COILED TUBING DE BJ EERVICES ¥ UNIDAD DE BECMEED DE ACIDD

LEEALIZAR TEET DE PREEIDN A LINEAZ DE TRATAMIENTC A 4000 P21 DURANTE S MINUTSSE, ¥ 3TRING DE COILED
TUBING A 2200 PEI DURANTE § MINUTOS. REGISTRAR FR CNEE

p

TE3T DE FUHNCIOMAMIENTD DE RAME DE BOP VERIFICAR QUE LOE RAME SE AERAN Y CIERREM HORMALMEMTE
CHEQUEAR FERDIDAS EN EL BIZETEMA HIDRAULICO, REALIZAR FRUEEA DE SLIF RAME INSERTANDD UMA PIEZA OE
TUBERIA DENTRO DEL CUERPO DE LA BOP ¥ CERRARDD LO3 RAME NUEVAMENTE FARA VERIFICAR UM
CORRECTCS BELLC. AERIR LOE ILIF RAME ¥ VERIFICAR DAMC EN LA TUBERIA

8, LO3 RAME DE CORTE [2HEAR) MO DEEEMN SER FROBADDE FORQUE NG BOMN REUTILIZAS

A0, COMECTAR BEHA ROLL-OM EMD COMMECZTOR + OOBLE FLAPFER CH
JET

CE VALVE + HIDRAULIC DIZCONECT + PUNTA

JJ_.WY REALIZAR TEST DE FUNCICAAMIENT S EN SUPEFICIE A 0.5, 0.8, 1 AND 1.5
BFM VERIFICS KOICIONES OE LA HERRAMIENTA Y REGIETRAR FRESIONES.

12, ACOFLAR CABEZA INYECTORADE UNIDWD DE CSOILED TUSING A LA MESA DEL TALADRD

1. 5HBAJAS TUEERIS DENTRO DEL POIO a 50 Wmin 0.5 BFM TRATANDO DE MANTENMER CISCULATICN CON
COMNFIGURADION, HAETA 10000 FT ENTONCES DEMINUIR WELDCIDAD A 10 FT/MIN, ATRAVEZAR EL PACK
ST Y LLEGASR A LA ZONA DE FUNZADOS. REFORTAR ¥ DECIDIR S0MEEDT OE HCOL 7.,5% OPCICNAL 10 BELS

14, REALIZAR PRUEEA DE INVECTIVIDAD CCONH TAKMION BOMBA REGISTRAR ¥ REFORTAR

& 10200

16, EILA PRAUEBA DE INVECCIOHN ES OF, EMTONCES REALIZAR LAS JIGUIENTES MEZCLAS

FPOR TRAEAJD

JF1 1.221|GALS
PARANAMN I (SOLVENT| 110]GALS
HE-110W (MCM-ERULEIF ) BlGALS
US-40 (MUTUAL SOLVENT] 111]GALE

FOR TRAZAID
AGUA FREZCA zos0[GALE
ci- B
FESROTROL 2100
FERROTROL 3301
Faa-1

ACETIC ACID
ME-118

CLAY MASTER 5C
CLAY TREAT 32

AZUA FREECA 3 :-..EI.-M-L"
AEBF (HF 20URCE] 227 1|LBEE8

Cl-11 (IRCN CHELATING AGENT) 1E|-3--"-L-2
FERROTROL 210C {IRON REDUCING AGEMNT] fi] S

FERROTROL 0L (IRCH E-|EL.‘\.T MG AGENT) 21|zaLs
FaA-1 [FINES 3T. LIZER] 33;|-3-*L-3
ACETIC ACID [(DRGARIC ACID) 162]GALS
HY ACID [(HY ACID 185]GALE
HE-118 (NCM-EMULEIFIER) 33|GALS
CLAY TREAT =5 Z|ZALZ
CLAY MAITER ST {CLAY ETAEILIZER) Z|ZALZ
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ANEXO 3.2.3: GRAFICO DE PRESIONES DE BOMBEO EAM PA-07
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ANEXO 3.3

BHA PARA UNA ESTIMULACION
MATRICIAL
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Csg Superficial ——» 4
0 3/4", 40.5 #/ft, K-55, BTC

ARENA HOLLIN
10,640 ft - 10,669 ft
10,675 ft - 10,687 ft

asing de Produccion —

7", 29 #/ft, N-80, BTC

A 6168 ft

3-1/2" thy, 9.3 #/ft, N-80

A

10884 ft

10930 ft

Camisa 3 1/2", ID = 2.81"

Tub. 3 1/2", 9.3 #/ft, N-80

No - go 31/2" ID = 2.75"

Tub. 3 1/2", 9.3 #/ft, N-80

1 Tub. 3 1/2", 9.3 #/ft, N-80
Packer a 10,300 ft

1 Tub. 3 1/2", 9.3 #/ft, N-80

Campana de 3 1/2"

Collar Flotador
Zapato Guia




ANEXO 3.4

FORECAST DEL POZO PALO
AZUL 24



Working Forecast Database Forecas | Differ. in
Rate Volume Rate Volume Volume
Date bbl/d Mbbl bbl/d Mbbl Mbbl
2009/10 1.079.715 21.594 678.917 13.578 8.016
2009/1: 1.057.70: 31.73. 65517¢ 19.65¢ 12.07¢
2009/12 1.031.444 31.975 627.311 19.447 12.528
2010/0: 1.005.41 31.16¢ 600.19° 18.60¢ 12.56:
2010/0: 981.25° 27.47¢ 575.47! 16.118 11.36:
2010/0: 957.68 29.68¢ 551.78t¢ 17.10¢ 12.58:¢
2010/04 933.905 28.017 528.31P 15.84P 12.168
2010/05 910.718 28.232 505.84D 15.68[1 12.551
2010/06 888.103 26.643 484.319 14.53D 12.114
2010/07 866.053 26.848 463.718 14.37p 12.472
2010/08 844.201 26.170 443.67H 13.754 12.416
2010/09 823.238 24.697 424.799 12.744 11.953
2010/10 802.798 24.887 406.73D 12.600 12.278
2010/11 782.863 23.486 389.426 11.68B 11.803
2010/12 763.426 23.666 372.861 11.559 12.108
2011/0: 744.16; 23.06¢ 356.74! 11.05¢ 12.01(
2011/0: 726.28( 20.33¢ 342.05: 9.57i 10.75¢
2011/0: 708.83: 21.97¢ 327.97. 10.16% 11.80%
2011/0: 691.232 20.73: 314.01¢ 9.421 11.31¢
2011/05 674.070 20.896 300.661 9.32( 11.576
2011/0¢ 657.33. 19.72( 287.86¢ 8.63¢ 11.08¢
2011/0° 641.01: 19.87: 275.62! 8.54¢ 11.32%
2011/0¢ 624.83 19.37( 263.71: 8.17¢ 11.19¢
2011/09 609.321 18.280 252.49p 7.575 10.705
2011/10 594.193 18.420 241.75p 7.494 10.926
2011/11 579.438 17.383 231.466 6.944 10.439
2011/12 565.051 17.517 221.62[L 6.87( 10.646
2012/01 550.794 17.075 212.04p 6.573 10.501
2012/02 537.337 15.583 203.164 5.892 9.691
2012/03 524.213 16.251] 194.66P 6.035 10.216
2012/04 511.196 15.336 186.38pD 5.591 9.744
2012/05 498.504 15.454 178.45p 5.532 9.92p
2012/0¢ 486.12! 14.58¢ 170.86( 5.12¢ 9.45¢
2012/0° 474.05! 14.69¢ 163.59. 5.071 9.62¢
2012/0¢ 462.09: 14.32¢ 156.52: 4.852 9.47:
2012/0¢ 450.61¢ 1351¢ 149.86. 4.49¢ 9.02:
2012/10 439.431 13.622 143.488 4.448 9.174
2012/1: 428.51¢ 12.85¢ 137.38! 4.121 8.73¢
2012/12 417.880 12.954 131.53p 4.078 8.87[7
2013/0: 407.33t 12.62: 125.85¢ 3.901 8.72¢
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2013/0: 397.54° 11.13: 120.67( 3.37¢ 7.75¢
2013/0¢ 387.99¢ 12.02¢ 115.70¢ 3.58i 8.441
2013/0: 378.36: 11.35: 110.78( 3.32¢ 8.02i
2013/0! 368.96¢ 11.43¢ 106.06¢ 3.28¢ 8.15(
2013/06 359.807 10.794 101.55p 3.047 7.74
2013/07 350.873 10.877 97.236 3.014 7.86
2013/08 342.020 10.603 93.033 2.884 7.71
2013/09 333.527 10.006 89.075 2.672 7.33
2013/10 325.246 10.083 85.286 2.644 7.43
2013/11 317.169 9.515 81.658 2.45(0 7.06
2013/12 309.295 9.588 78.184 2.424 7.16
2014/01 301.491 9.346 74.805 2.319 7.02
2014/02 294.245 8.239 71.724 2.008 6.23
2014/0¢ 287.17 8.902 68.77: 2.132 6.77]
2014/0: 280.04¢ 8.401 65.84¢ 1.97¢ 6.42¢
2014/0! 273.09: 8.46¢ 63.04¢ 1.95¢ 6.51]
2014/06 266.312 7.989 60.363 1.811 6.17
2014/0° 259.70( 8.051 57.79¢ 1.79Z 6.25¢
2014/08 253.147 7.848 55.297 1.714 6.13
2014/0¢ 24€.861 7.40¢ 52.94¢ 1.58¢ 5.813
2014/1( 240.73: 7.46: 50.69: 1571 5.891]
2014/1: 234.75: 7.04: 0.00(¢ 0.00(¢ 7.04:
2014/1: 228.92! 7.097 0.00(¢ 0.00(¢ 7.097
2015/01 223.149 6.918 0.000 0.000 6.91
2015/02 217.787 6.098 0.000 0.000 6.09
2015/03 212.555 6.589 0.000 0.000 6.58
2015/04 207.277 6.218 0.000 0.000 6.21
2015/05 202.131 6.266 0.000 0.000 6.266
2015/06 197.111 5.913 0.000 0.000 5.91
2015/07 192.217 5.959 0.000 0.000 5.95
2015/08 187.367 5.808 0.000 0.000 5.80
2015/09 182.715 5.481 0.000 0.000 5.48
2015/1( 178.17¢ 5.52¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 5.52¢
2015/1: 173.75¢ 5.21: 0.00(¢ 0.00(¢ 5.21:
2015/1: 169.44( 5.25¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 5.25¢
2016/01 165.164 5.120 0.000 0.000 5.12
2016/0: 161.12¢ 4.67: 0.00(¢ 0.00(¢ 4.67:%
2016/0: 157.19« 4.87: 0.00(¢ 0.00(¢ 4.87:
2016/0- 153.29( 4.59¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 4.59¢
2016/0! 149.48- 4.63¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 4.63¢
2016/06 145.772 4.373 0.000 0.000 4.37
2016/07 142.153 4.407 0.000 0.000 4.40]
2016/08 138.566 4.296 0.000 0.000 4.296
2016/09 135.125 4.054 0.000 0.000 4.054
2016/10 131.770 4.085 0.000 0.000 4.085
2016/11 128.498 3.855 0.000 0.000 3.855
2016/12 125.308 3.885 0.000 0.000 3.885
2017/01 122.146 3.787 0.000 0.000 3.781
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2017/0: 119.21: 3.33¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 3.33¢
2017/0¢ 116.34° 3.60% 0.00(¢ 0.00(¢ 3.60;
2017/0: 113.45¢ 3404 0.00(¢ 0.00(¢ 3.40¢
2017/0! 110.64: 3.43( 0.00(¢ 0.00(¢ 3.43(
2017/06 107.894 3.237 0.000 0.000 3.237
2017/07 105.215 3.262 0.000 0.000 3.262
2017/08 102.560 3.179 0.000 0.000 3.179
2017/09 100.013 3.000 0.000 0.000 3.00
2017/10 97.530 3.023 0.000 0.000, 3.023
2017/11 95.108 2.853 0.000 0.000, 2.853
2017/12 92.747 2.875 0.000 0.000, 2.875
2018/01 90.407 2.803 0.000 0.000, 2.803
2018/02 88.234 2471 0.000 0.000, 2.47]
2018/0¢ 86.11¢ 2.67( 0.00(¢ 0.00(¢ 2.67(
2018/0: 83.97¢ 2.51¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 2.51¢
201¢/05 81.89! 2.53¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 2.53¢
2018/06 79.858 2.396 0.000 0.000, 2.39¢
2018/0° 77.87¢ 2.41¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 2.41¢
2018/08 75.910 2.353 0.000 0.000, 2.353
2018/0¢ 74.02¢ 2.221] 0.00(¢ 0.00(¢ 2.22]
2018/1( 72.18 2.23¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 2.23¢
2018/1: 70.39¢ 2.117 0.00(¢ 0.00(¢ 2.11%
2018/1: 68.64% 2.12¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 2.12¢
2019/01 66.915 2.074 0.000 0.000, 2.074
2019/02 65.307 1.829 0.000 0.000, 1.829
2019/03 63.738 1.976 0.000 0.000, 1.97¢
2019/04 62.155 1.865 0.000 0.000, 1.8645
2019/05 60.612 1.879 0.000 0.000, 1.879
2019/06 59.107 1.773 0.000 0.000, 1.773
2019/07 57.639 1.787 0.000 0.000, 1.78]
2019/08 56.185 1.742 0.000 0.000, 1.747
2019/09 54.790 1.644 0.000 0.000, 1.644
2019/1( 53.43( 1.65¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 1.65¢
2019/1: 52.10¢ 1.56: 0.00(¢ 0.00(¢ 1.56:
2019/1: 50.€0¢ 1.57¢ 0.00(¢ 0.00(¢ 1.57¢
2020/01 49.527 1.535 0.000 0.000; 1.535
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ANEXO 3.5

DESCRIPCION DEL
TRATAMIENTO CON RPM PA-J






3.5.1: Descripcién del trabajo con Aquacon

l. Datos del pozo

Se empleo para la limpieza tuberia flexible de 10®, con una barra rigida, Doble flapper, descomecto
hidraulico y Vortex Nozzle de 1 11/16”

La siguiente tabla muestra las principales cargsttesis del pozo.

Datos de la zona de interes

PERFORACIONES / ZONAS

TOPE FONDO NETO

11232 11256 24 Hollin

11263 11273 10 Hollin
INTERV. DE INTERES (PIES) 34
TOPE INT. INTERES: 11232  Ppies
FONDO INT. INTERES: 11273  Ppies
PROM. INT. INTERES: 11253 Ppies
TOTAL INTERVALO: 34 Pies
DESVIATION SECTION HORIZONTAL ND Grados
SIBHP 776 Psi
BHST 235 deg. F (est.)
PERMEABILIDAD ND md
POROSIDAD 14 %
IAPI
CORTE DE AGUA (BSW) 60 %

Il OPERACION

a) Fluido de Trabajo

El inventario de los fluidos bombeados para lar&istacion:

Tabla IlI-2: Mezclas para TRATAMIENTO:

Mezcla Volumen, bbls




AGUA TRATADA PARA 430
LLENAR EL POZO
SOLVENTE-PARAVAN 28
BJ SS ACID 100
SOLUCION NH4 CI 95
AQUACON 125
SOLUCION NH4 CI 35
AGUA TRATADA 24

b) Volimenes para el tratamiento

Cabesefialar que el uso de ésta agua tratada fue pamaall el pozo, presurizarlo y realizar el tratamierte
una mejor manera.

AGUA TRATADA (13860 GALONES)

AGUA FRESCA 13820 |GALS
NE-118 18 GALS
CLAY MASTER 5C 5 GALS
CLAY TREAT 3C 16 GALS

SOLVENTE (1191 GALONES)

AGUA FRESCA 1000 GALS
US-40 89 GALS
PARAVAN 25 92 GALS
NH4 Cl 202 LIBS

NE-940 10 GALS

BJ SANDSTONE ACID (4186 GAL)

AGUA FRESCA 3820 GALS
ABF 815 LIBS

Cl-11 8 GALS
FERROTROL 300L 42 GALS
ACIDO ACETICO 220 GALS
HV-ACID 63 GALS
NE-118 25 GALS
CLAY TREAT 3C 4 GALS
CLAY MASTER 5C 4 GALS

NH4-Cl (5678 GALONES)

AGUA FRESCA 5042 GALS
US-40 568 GALS
FSA-1 28 GALS

NH4-CI 965 LIBS




INE-118 40 |eALs
TRAT. AQUACON (5236 GAL)

AGUA FRESCA 3969 |GALS
NE-940 37 |GALS
FSA—1 26 |GALS
A9 890  |GALS
AQUACON 314 |GALS
AGUA TRATADA (1020 GAL)

AGUA 1016 |GALS
CLAY MASTER 5C 2 leaLs

NE-118

GALS




3.5.2 GRAFICO DE LAS PRESIONES DURANTE EL TRATAMIENTO
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Presiones durante tratamiento.






