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RESUMEN

En el presente estudio se analiza los resultados obtenidos a partir de la aplicacion
del fracturamiento hidraulico que fue realizado en pozos productores del Campo
VHR durante los anos 2018 y 2019. De los cinco pozos que fueron estimulados, el
estudio se realizé en base a los pozos VHR-8 y VHR-13, los cuales, fueron

fracturados hidraulicamente durante estos aros.

El analisis permitié concluir que el trabajo de fracturamiento realizado en los dos
pozos fue exitoso. El estudio integral y comparativo del antes y después de cada
pozo, permitio corroborar que para el pozo VHR-08 se obtuvo: una geometria de
fractura muy deseable, el skin posterior a su estimulacion se redujo de S=0.28 a
S=-5.95, una eficiencia de flujo caracteristica en pozos fracturados de EF=3.26, la
oferta en la curva IPR presentd un sustancial incremento en su caudal maximo
llegando a los 1462 bis/dia y una produccion de petrdleo con intervalos de
producciones estabilizadas entre 150 y 140 BPPD. Por su parte el pozo VHR-13
presentd una reduccion en su skin de alrededor del 71%, una eficiencia de flujo de
EF=1.54, una notable mejora en su oferta con 2886 bls/dia respecto a los 963
bls/dia previo a su fractura e incrementé su produccién de petréleo alcanzando los
+/-300 BPPD.
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PRESENTACION

El presente trabajo de titulacion es un Estudio de Caso concerniente al analisis de
los resultados obtenidos en los trabajos de fracturamiento realizados en los pozos
VHR-8 y VHR-13, con el objetivo de concluir el éxito de dichos fracturamientos

desde varios enfoques.

El analisis se realizd6 como un proceso que involucré los resultados finales
obtenidos en la geometria de fractura y su cotejo con respecto a la fractura disefiada
antes del trabajo, los valores de skin pre y post fractura, la eficiencia de flujo
posterior al fracturamiento, las producciones que el pozo presenté antes de su
fractura como después de la misma y la oferta del pozo mediante la generacion de

curvas IPR.

En el Capitulo 1 se presenta una breve descripcion del campo, en la que se
establece generalidades del campo. Ademas, se presenta la teoria concerniente a

todos los temas que se trataron en este trabajo de titulacion.

En el Capitulo 2 se analizaron las condiciones previas de los pozos antes de haber
sido fracturados. Asi como los diversos analisis implementados en el disefio del
fracturamiento, a manera de una guia que servira como una referencia bibliografica
en cuanto a los diferentes estudios que se realizaron a estos pozos antes de

proceder con su fracturamiento.

En el Capitulo 3 se realizé un estudio integral abordando diferentes enfoques. De
esta forma se concluye si el trabajo de fracturamiento realizado en los pozos fue

exitoso desde el punto de vista de cada uno de los enfoques estudiados.

En el Capitulo 4 se analiz6 el costo beneficio y la rentabilidad en los trabajos de
fracturamiento en relacidén a diferentes escenarios y costos de barril de petroleo;
notando que este trabajo se realiz6 en fechas posteriores a las intervenciones en
los pozos, se contd con producciones fiscalizadas reales por dia que produjeron los

pozos, por lo tanto, el analisis se ajusta a la realidad y no en estimaciones previas.
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CAPITULO1

MARCO TEORICO

1.1 GENERALIDADES DEL CAMPO

1.1.1 Antecedentes

El campo Victor Hugo Ruales (VHR), fue descubierto por CEPE (Corporacion
Estatal Petrolera Ecuatoriana) luego de reinterpretar la informacion sismica 2D en
el area. En 1988 entre junio y julio se perforé con el nombre Cantagallo-1 el primer
pozo, aproximadamente a 2.9 km hacia el Norte del pozo exploratorio Lilian-1, con
una produccién aproximada de petréleo de 10600 barriles al dia y dando una
calidad promedio de 32° API de los yacimientos Basal Tena (550 bpd, 20° API),
“M2” (442 bpd, 32° API), “U” (8 617 bpd, 32° API), y “T” (1008 bpd, 33° API) (Baby
et al., 2004).

El campo fue renombrado y adquirié el nombre de Victor Hugo Ruales en honor al
ejecutivo de CEPE a raiz de su fallecimiento en el afio de 1991. Inicié su produccién
oficialmente como campo VHR en marzo de 1991 obteniendo sus mejores registros
de produccion a mediados del 2002 para posteriormente empezar a declinar y
reducir su produccion para el aino 2003 en un 24.32% (Carrillo & Yunda, 2008).

1.1.2 Ubicacion

Ubicado en la region de la Amazonia ecuatoriana, en la provincia de Sucumbios,
hacia NE de la Cuenca Oriente, limitado al Norte, Oeste y al Este por la frontera
con Colombia y al Sur por el Bloque-53 campo Singue, como se observa en la figura
1.1 (Carrillo & Yunda, 2008).
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Figura 1.1. Mapa de ubicacion del campo VHR
Fuente: (Balkwill et al., 1995)

1.1.3 Geologia estructural

El campo VHR se encuentra hacia el borde Oeste del corredor estructural Invertido
Bogui - Capiron. Forma parte del Play VHR - Cuyabeno - Sansahuari, caracterizado
por presencia de estructuras anticlinales con cierre contra falla inversa
(antiguamente normales). Desde la perspectiva y criterio de reservorios, presenta
entrampamiento de hidrocarburos por componente estructural para la Arenisca U
Inferior y componente estratigrafico para las Areniscas T Superior, U Media, U
Superior, Arenisca M2 y BT.

La interpretacion de la informacion sismica 3D de la adquisicion realizada por la ex
PETROPRODUCCION ahora PETROAMAZONAS EP en los afios 2005 - 2006 y

que fuera procesado por la Cia. GEOTECH ha permitido definir de mejor manera la



estructura. La estructura del campo VHR es un anticlinal asimétrico de alto relieve
asociado al paleoalto de basamento de edad Precambrica, de direccion N - S de
18 km de largo por 2.5 km de ancho (en su eje ampliado), limitado hacia el Este
por una falla inversa (antes normal - invertida) en la misma direccién y contra la
cual cierra la estructura Pitalala-1, de aproximadamente 180 pies de
desplazamiento vertical que se origina desde el Basamento y afecta hasta por
encima del tope de la formacién Tena (conglomerado inferior de Tiyuyacu - Eoceno
inferior), como se muestra en la figura 1.2. Las fallas mapeadas en el area
presentan algunas etapas de reactivacion, esto se demuestra con la falla inversa
hacia el Oeste de la parte norte del campo, que afecta hasta la caliza M2 (Baby et
al, 2004).
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Figura 1.2. Campo Victor Hugo Ruales (VHR): seccion sismica CP-1020
Fuente: (Baby et al, 2004)

1.1.4 Propiedades de roca y fluidos

En la tabla 1.1 se presentan los datos y caracteristicas de las principales arenas

del campo, obtenidas a partir de pruebas y analisis PVT.



Tabla 1.1. Propiedades de roca y fluidos de las formaciones BT, M2, Us, Um, Uiy T en el

campo VHR

Dato Basal Tena M2 Us Um Ui T Unidad
Presién inicial 3150 3190 3250 3280 | 3340 3400 psi
Presién de saturacion 700 480 780 850 800 280 psi
Presién actual 3100 3000 2950 3050 | 3100 3000 psi
Gravedad API 20 29,2 32 30 32 31 °API
RGP 180 100 210 260 230 50 PCN/BN
Porosidad 15,5 13,2 15,9 15,7 15,7 14 %
Saturacion agua inicial 37 50 22 25 28 30 %
Factor volumétrico inicial 1,0852 1,1237 | 1,1790 |1,1806| 1,2248 | 1,2690 | BY/BN
Factor de recobro 20 20 29 20 28 20 %
Permeabilidad 889 137 1468 592 1048 77 mD
Viscosidad del petrdleo 8 2 2 2 2 1,8 cP
Temperatura de formacion 196 197 198 198 198 199 °F
Salinidad cloruro de sodio 50000 40000 | 40000 |40000 | 40000 | 15000 ppm

Fuente: (Petroamazonas E.P., 2020)

1.2 CURVAS DE DECLINACION

Una curva de declinacion es una herramienta util para predecir el comportamiento
de un pozo o reservorio. Se basa en el analisis del historial de produccién de un
pozo, con el fin de visualizar su comportamiento de produccion futuro, asi como
también, poder predecir las producciones de acuerdo al comportamiento que se
esperaria del pozo. (Cuaical, 2017). Los principales tipos de curvas de declinacién

son: exponencial, hiperbdlica y arménica.
1.2.1 Declinacion exponencial

La curva de declinacion exponencial debido a su simplicidad, es la mas usada. Su
comportamiento se basa en una tasa de declinacion constante en donde el
2014) y se define

exponente de declinacion es cero (Aragon et al.,

matematicamente por la ecuacion 1.

g =g xe Dt Ec. (1)

La produccién acumulada de petrdleo en barriles se obtiene mediante la ecuacion:




N =3—49 Ec. (2)
Donde:
g = Produccion esperada a cierto periodo de tiempo (BPPD, BPPM, BPPA)
gi = Tasa inicial de produccion (BPPD, BPPM, BPPA)
D = Porcentaje o tasa de declinacion (dias™!, meses™, afios™)
t = Tiempo en el que se desea estimar el nuevo caudal (dias, meses, afios)
1.2.2 Declinacion hiperbdlica

En este tipo de analisis la tasa de declinacion no es contante, es decir, varia con el
tiempo. Estos casos suelen ser un poco mas ajustados a la realidad, pero mas

complejos de calcular (Aragon et al., 2014).

1
q=q;(1+nD;it) n Ec. (3)

La produccion acumulada de petroleo en barriles puede ser obtenida

matematicamente como:

n
N i

p = m(ﬁhl_n -q'™) Ec. (4)

Donde:

Di = Tasa inicial de declinacion (dias™!, meses™, afios™)

t = Tiempo en el que se desea estimar el nuevo caudal (dias, meses, afios)
g = Produccién esperada a cierto periodo de tiempo (BPPD, BPPM, BPPA)
gi = Tasa inicial de producciéon (BPPD, BPPM, BPPA)

n = Exponente de declinacién adimensional. Generalmente n € ]0,1[

1.2.3 Declinacion arménica

Similar a la declinacion hiperbdlica, en este tipo de analisis la tasa de declinacion
también variara con el tiempo, pero a un exponente de declinacién adimensional

igual a la unidad (Aragon et al., 2014).



qi Ec. (5)

La produccién acumulada de petrdleo en barriles viene expresada como:

i, (@
My =7 ln(q) Ec. (6)

Donde:

Di = Tasa inicial de declinacion (dias™, meses™, afios™)

t = Tiempo en el que se desea estimar el nuevo caudal, (dias, meses, afos)
g = Produccion esperada a cierto periodo de tiempo, (BPPD, BPPM, BPPA)
gi = Tasa inicial de produccion (BPPD, BPPM, BPPA)

1.3 PERFILAJE DE POZOS

El perfilaje de un pozo consiste en la toma de perfiles o registros del pozo, los
cuales, son una representacién digital o analégica de una o mas propiedades
geoldgicas y petrofisicas medidas contra la profundidad. Su estudio es de
importancia a la hora de valorar las caracteristicas de los estratos en los cuales se
requiere localizar y evaluar yacimientos de hidrocarburos (Quijano & Valcarcel,
2015). Adicionalmente, el registro de un pozo permite obtener informacion sobre
los fluidos presentes en los poros de las rocas (PDVSA, 1997). Los principales tipos

de perfiles de pozos son:
1.3.1 Registros de diametros

Este tipo de registros gestionan la informacion necesaria para determinar las

condiciones del agujero. Dentro de los registros de diametros se tiene:
1.3.1.1 Registro de Calibracion (Caliper = CALI)

El caliper es un instrumento que mide el diametro del pozo, y es importante para
diferenciar entre litologias resistentes y poco resistentes (Serra, 1984). El diametro
del hoyo (CALI) puede ser analizado en funcion del diametro de la mecha o bit size

(BS), de acuerdo a:



e Siel CALI es mayor que el BS, es un indicativo de un posible derrumbe en
el hoyo.

e Siel CALI es menor que el BS, posiblemente se trate de lutitas expansivas
o de un revoque muy grueso.

e Siel CALI esigual al BS, el hoyo se encuentra en buenas condiones.
1.3.2 Registros eléctricos

Estos registros generan informacidn necesaria respecto a las propiedades
eléctricas de las rocas. Dentro de los registros eléctricos se tiene:

1.3.2.1 Potencial espontaneo (SP)

“Los potenciales espontaneos son causados generalmente por la separacion de la
carga en la arcilla u otros minerales, por la presencia de una interfase
semipermeable que impide la difusién de los iones a través del espacio poroso de
las rocas, o por el flujo natural de un fluido conductor (agua salada) a través de las
rocas” (Schlumberger Oilfield Glossary, 2020). Por convencion, el analisis de la
curva se realiza considerando las desviaciones hacia la izquierda como negativas

y las desviaciones hacia la derecha como positivas, de tal forma que:

e Si el SP es positivo, la salinidad de filtrado del lodo es mayor a la del agua
de formacion y es un indicativo de arenas con presencia de agua dulce.
e Si el SP es negativo, la salinidad del agua de formacién es mayor a la del

filtrado del lodo y es un indicativo de arenas con presencia de agua salada.
e Siel SP es nulo (0), es un indicativo de capas gruesas de arcilla.
1.3.2.2 Resistividad (Resistivity)

Resistividad es la capacidad que tienen los fluidos en la roca para oponerse al paso
de la corriente eléctrica y es lo opuesto a la conductividad (Ellis & Singer, 2007).

Proporciona evidencia del contenido de fluidos en las rocas, de tal forma que:

e Bajas resistividades (alta conductividad), es un indicativo de agua salada.

e Altas resistividades (baja conductividad), es un indicativo de petréleo o gas.

Morales & De la Torre (2018), sefialan que existen diferentes tipos de perfiles de

resistividad, entre los principales se tiene:



1. El Perfil Lateral (Laterolog): se utiliza en lodos conductivos y se clasifican en:
a) MSFL = Microspheric Laterolog. Para las proximidades (1.0 y 6.0°).
b) MLL = LLM = Micro Laterolog. Para las proximidades (1.0 y 6.0’)
c) SLL = LLS = Shallow Laterolog. Para profundidades someras (0.5 y
1.5°)
d) DLL = LLD = Deep Laterolog. Para profundidades de mas de 3.0'.

2. Induccion (Induction Log): se utiliza en lodos resistivos y se clasifican en:
a) SFL = Spherical Induction Log. Para profundidades someras (0.5 —
1.5°)
b) MIL = LIM = Medium Induction Log. Para distancias medias (1.5 —
3.0")
c) DIL = ILD = Deep Induction Log. Para profundidades de mas de 3.0’

1.3.3 Registros radiactivos

Permiten obtener informacién de las propiedades radiactivas de las rocas. Dentro

de los registros radioactivos se tiene:
1.3.3.1 Rayos gamma (Gamma Ray = GR)

Consiste en medir las radiaciones naturales de rayos gamma que poseen las rocas.
En general el registro GR permite hallar el contenido de arcilla de las capas (Vsh)
y diferenciar litologias porosas de no porosas (Quiche, 2016), de esta manera se

tiene:

e Siel GR es bajo, es un indicativo de un bajo contenido de arcilla y carbonatos

e Siel GR es alto, es un indicativo de un alto contenido de arcilla e incluso en
areniscas limpias con contenido alto de feldespatos de potasio, micas,
glauconita, o aguas ricas en uranio pueden presentarse altos GR (Quijano &
Valcarcel, 2015).

1.3.4 Registros de porosidad

Este tipo de registros facilitan la informacion sobre la porosidad del yacimiento y
ayudan a detectar y delimitar los yacimientos de gas (Ellis & Singer, 2007). Dentro

de los registros de porosidad se tiene:



1.3.4.1 Registro neutronico (NPHI)

Consiste en medir la cantidad de hidrégeno dentro de los fluidos con el fin de
detectar la presencia de agua o petroleo. Mediante la herramienta CNL se realiza
un choque de neutrones con los hidrogenos presentes, estimando asi la porosidad
neutronica de las rocas (NPHI) (Ellis & Singer, 2007).

1.3.4.2 Registros de densidad (RHOB)

Este tipo de registros de obtienen a partir de la herramienta fluid density
compensation por sus siglas en inglés “FDC”, a partir de la generacién de valores
de densidad de la formacion, mediante atenuacion de rayos gamma entre una
fuente y un receptor. Este registro permite estimar la densidad del sistema roca
(Quiche, 2016). Cuando se encuentra en la lectura un registro de densidad bajo se

concluye que existe una alta porosidad y si es alto indica baja porosidad.
1.3.4.3 Registros Sonicos (SPHI)

Este tipo de registro utiliza la herramienta borehole compensated sonic por sus
siglas en inglés “BHC”, que mide la velocidad del sonido a través de la emision de
ondas que penetran por el pozo, asi la porosidad de las rocas penetradas por el
pozo (SPHI) puede ser determinada a partir del tiempo de transito de las ondas (At)
(Quiche, 2016). De esta manera a mayor tiempo de transito, menor velocidad y por

lo tanto mayor porosidad en la roca.
1.4 EVALUACION DE CEMENTACION Y TUBERIA

La evaluacion tanto de la tuberia como de la cementacion de un pozo representa
un paso critico y de ella dependera las decisiones a tomar en el fracturamiento del
mismo, por ello, es de vital importancia conocer la condicion y el estado en que se
encuentran estas dos variables (Bravo, 2012). Para ello, se presenta a continuacion
algunas herramientas, funcionamiento y mediciones con las que se realizd el

analisis e interpretacion de la cementacion y de la tuberia de los pozos.
1.4.1 Evaluacion de adherencia de la cementacion

Independientemente de la calidad, el objetivo principal es evaluar el contacto del

cemento en las superficies del anular asegurando el sello entre arenas productoras.



En la figura 1.3 se presentan las principales herramientas en el analisis de una

cementacion (Barradas et al., 2012).

\

HerramiEntas

Figura 1.3. Principales herramientas en el andlisis de una cementacion
Realizado por: (Cordova, 2020)

1.4.1.1 Herramientas sonicas

La evaluacion de cemento en registros obtenidos de herramientas de analisis de
unién de cemento convencional por sus siglas “CBL-VDL”, estara en funcion de la

amplitud y forma de onda (Bernardo et al., 2014).
Interpretacion de acuerdo a la amplitud:

e A altas amplitudes poca presencia de cemento en el anular.

e A bajas amplitudes buena presencia de cemento en el anular.
Interpretacion de acuerdo a la forma de ondas:

e Fuertes actividades de ondas indicaran buena presencia de cemento.
e Débiles actividades de ondas indicaran poca presencia de cemento en la

Zona.
1.4.1.2 Herramientas ultrasonicas

La interpretacidon en los registros obtenidos en este tipo de herramientas estara
enfocada en la impedancia que se genere al correr la herramienta. “La impedancia
acustica es la resistencia que opone un medio a las ondas sonoras que se propagan
sobre este” (Beranek & Mellow, 2012) y de acuerdo a la impedancia se tiene que:

e A altas mediciones de impedancia buena presencia de cemento.

e A bajas mediciones de impedancia poca presencia de cemento.
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Figura 1.4. Registro de evaluacion de cementacion con herramientas CAST
Fuente: (Bernardo et al., 2014)
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1.4.2 Evaluacion de tuberia

Existen diversos problemas que puede presentar la tuberia como corrosion,
acumulacion de escala, agujeros, grietas o deformacion de tuberia, las cuales,
deben ser evaluados a la hora de decidir realizar un trabajo en un pozo. Esta
evaluacion puede realizarse mediante diversos tipos de herramientas, entre las
principales se tiene las herramientas de imagenes de dedos multiples por sus siglas
en inglés “MIT”, herramientas de espesor magnético (MTT) y herramienta de
escaneo acustico circunferencial rapido (CAST-F). (Bernardo et al., 2014)

En lafigura 1.5 se presenta un conjunto de mediciones basadas a partir de la corrida
de herramientas MIT y MTT, los mismo que ayudan a proporcionar estimados de
integridad y espesor de la tuberia.

De acuerdo al radio minimo (curva azul) y maximo (curva roja) presentados en la
pista 3 y 5 de la figura 1.5, se puede analizar las pérdidas de metal que ha sufrido
la tuberia de acuerdo a:

¢ Incrementos en el radio maximo, es un indicativo de pérdida de metal

e Decrementos en el radio minimo, es un indicativo de colapso

El andlisis de estos parametros, se presentan en la pista 6 (PRADN), en donde los
rojos muestran pérdidas de metal y los azules indican radios menores a los
esperados (Bernardo et al., 2014).
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1.4.2.1 Vistas en 3D

Las vistas en 3D (figura 1.6), son generadas por software a partir del registro de
inspeccion de tuberia, proveen imagenes de seccion transversal de tuberia que de
acuerdo a su tonalidad pueden proporcionar una perspectiva mas visual en el

analisis.

aaaaaa

Rhcedaiial PRADC

Fuente: (Bernardo et al., 2014)

1.4.2.2 Clasificacion del daiio en tuberia

El dano presente en la tuberia puede ser analizado principalmente en la pista
DAMAGEJ de un registro MIT — MTT (figura 1.5). El DAMAGEJ es una medida del
porcentaje de pared restante en la tuberia, de acuerdo a las mediciones de radio y
espesor (Bernardo et al., 2014).

El dafo total en tuberia esta representado por el deterioro presente tanto en el
interior como en el exterior de la tuberia (Bernardo et al., 2014). De acuerdo al
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porcentaje, el dafo total puede clasificarse en grados como se indica a

continuacion:

e Grado1: 0< TOTDAMG < 20%
e Grado 2: 20 < TOTDAMG < 40 %
e Grado 3:40 < TOTDAMG < 60 %
e Grado4:60 < TOTDAMG < 80 %
e Grado 4+:80 < TOTDAMG

En la figura 1.7 se puede observar la pista correspondiente al DAMAGEJ con sus
respectivos grados de dafio representados por colores. También se presenta el

dano interno en color azul y la presencia de collars en color celeste.

DAMAGEJ

Figura 1.7. Pista DAMAGEJ en un registro de evaluacion de tuberia
Fuente: (Bernardo et al., 2014)

1.5 PRODUCTIVIDAD DEL POZO

La productividad de un pozo se puede definir como la capacidad de aporte de
fluidos que entrega una seccién del yacimiento como respuesta a una variacion de
presion (Vivas, 2012). El andalisis integral de la productividad de un pozo puede

abordarse en funcién de varios enfoques, los cuales, se presentan a continuacion.
1.5.1 IPR Compuesto

El Inflow Perfomance Relationship (IPR) es un método que sefiala el
comportamiento del pozo basado en las tasas de produccion bajo diferentes
presiones de abatimiento (Schlumberger Oilfield Glossary, 2020). Las metodologias
para analizar la capacidad de aporte del pozo son variadas, sin embargo, la mayoria
consideran que los pozos no producen agua. El método compuesto se encuentra
ampliamente optimizado en casos donde existe produccion de agua, ya que,

implementa flujos fraccionales de petréleo y agua (Brown, 1984). En la figura 1.8
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se observa la curva correspondiente del IPR Compuesto, la cual, se compone de

cuatro zonas establecidas por los valores de Qpb, Qo max, qt max Y Qw max.

Py

Presién

IPR compuesta

|+ IPR de agua
qn Qo mix Qe mix Quw mix
Gasto

Figura 1.8. IPR Compuesto
Fuente: (Ramirez, 2015)

1.5.2 Factor de dafno o skin

Los pozos en sus diferentes etapas de perforacién, completacion y produccion se
encuentran expuestos a que se desarrollen alteraciones petrofisicas alrededor de
sus paredes. El dafo de formacioén es la reduccion de permeabilidad en la vecindad
del pozo de una zona productora. El efecto que esto tiene sobre la presion y el

comportamiento de flujo, es el denominado efecto skin (Lopez & Ortiz, 2013).

El factor skin es una variable adimensional y compuesta, que representa todos los
efectos que producen caidas de presion adicionales (APs) en el sistema yacimiento-
pozo (Larrea et al., 2011) y puede ser calculado con:

AR xK=xh
C 1412%q* B *pu

Ec. (7)

Donde:
APs = Diferencial de caida de presion por efecto del dafio (psi)

K = Permeabilidad de la formacion productora con dafio (mD)
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h = espesor (pies)

q = Caudal antes del cierre (bls)

B = Factor volumétrico del petréleo (by/bf)
M = Viscosidad del petroleo (cP)

El factor skin sera positivo o negativo en los siguientes casos: altamente dafiado (S
> 10), daifado (S > 0), sin dafio (S = 0), acidificado (-1 < S <-3), fracturado (-2 < S

< -4), masivamente fracturado (S < -5) (Freire et al., 2012).
1.5.3 Eficiencia de flujo

‘La eficiencia de flujo es una medida de cuanto ha afectado el efecto skin la
productividad del pozo” (Rodriguez, 2016). Matematicamente puede establecerse
como la relacion existente entre el indice de productividad real y el indice de
productividad ideal (Abarca, 2015). De acuerdo a la eficiencia de flujo se puede

determinar si un pozo se encuentra estimulado o danado, de acuerdo a:

e EF > 1 en pozos estimulados (skin<0)

e EF <1 en pozos dafiados (skin>0)
La eficiencia de flujo viene dada por la ecuacion 8.

_ IPyeq _Pws_ow_APs

EF = =
IPideal Pws - ow Ec. (8)

En donde, el indice de productividad ideal puede obtenerse con la ecuacion 9.

Qr

— P
Wfideal

IPigeqr = Ec. (9)

Bys

Y el calculo del indice de productividad real, se presenta mediante la ecuacion 10.

Qr
IPreq) = B —P,. Ec. (10)

owreal

Donde:

IPigeal = Indice de productividad ideal (bls/dia/psi)
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IPreal = indice de productividad real (bls/dia/psi)
Qr = Caudal de fluido (bls/dia)

Pws = Presion de reservorio (psi)

Pws = Presién de fondo fluyente (psi)

1.6 FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El fracturamiento hidraulico, ver esquema en la figura 1.9, es un tratamiento de
estimulacién que consiste en inducir la ruptura de la roca y crear un canal de flujo
conductivo mediante la inyeccion de uno o mas fluidos a un caudal y presion
determinado, donde la inyeccion de fluido debe ser a una presidon superior a la

presion de fractura del yacimiento (Nolen, 2013).

Figura 1.9. Esquema General de Fracturamiento Hidraulico
Fuente: (Martinez et al., 2012)

1.6.1 Geometria de fractura

La geometria de fractura son aproximaciones de las dimensiones de la misma, en
las cuales, se considera a la formacion como isotrépica, homogénea y linealmente
elastica. Los modelos se construyen sobre la base de las propiedades mecanicas
de la roca, propiedades del fluido de fractura, condiciones de caudal, presién y
volumen (Avendano, 2010). En la figura 1.10 se presenta la concepcion de una

fractura segun su geometria.
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Figura 1.10. Caracterizacion de la geometria de fractura
Fuente: (Llerena, 2019)

1.6.1.1 Modelos de geometria de fractura

“‘Un Modelo es la representacion de un proceso, en la cual, se captura sus
caracteristicas principales a fin de proveer una comprensién sencilla del mismo”
(Almazan, 2015). La geometria de fractura basicamente se encuentra conformada
por la altura, longitud y ancho de fractura, la relacion de estas medidas se encuentra
asociada a las propiedades mecanicas de la roca y fluido fracturante, parametros

de presion e inyeccion y los esfuerzos in situ presentes en la roca (Almazan, 2015).

Debido a la complejidad de estimar las dimensiones in situ durante el tratamiento,
se presentan estas modelaciones matematicas, que presentan simplificaciones y
suposiciones que toman en cuenta los factores ligados a la geometria de fractura.

En la figura 1.11 se presenta la clasificacién de estos modelos.

i "y
Radial ]
Modelos en dos [ KGD J
dimensiones (2D)

Totalmente en tres dimensionas (3D) ]

Modelos en tres

dimensiones (3D) En tres dimesnionas planar (PL-3D) ]

AR

En pseudo tres dimensiones (P-3D) ]

Figura 1.11. Modelos de fracturamiento hidraulico
Realizado por: (Cordova, 2020)



1.6.2 Registro de temperatura

El registro de temperatura es una técnica directa de diagndstico implementada para
estimar la altura de la fractura creada en el pozo; ademas de la tendencia de
crecimiento de la fractura. El analisis se lo realiza de la comparacion entre perfiles
de temperatura tomados antes y después de realizado el fracturamiento. En la
figura 1.12 se presenta un registro de este tipo, en el cual, el analisis para detectar
la fractura se basa en el cambio de temperatura (enfriamiento) que se tiene como
resultado de la inyeccion de fluidos en el proceso de fractura del pozo (Avendario,
2010).

8800
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Themal % Prefracture
conductivity profile
9200 , effects
9400
(=2
1
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= '
k=]
X
9800
10,000

Fracturs Top
—— —
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10,400
175 200 225 250 275

Temperature (°F)
Figura 1.12. Registro de temperatura pre y post fractura
Fuente: (Guo et al, 2007)

1.6.3 Fluidos de fracturamiento hidraulico

El fluido a utilizarse en un trabajo de fracturamiento debe presentar las
caracteristicas adecuadas que permitan romper la formacion, ademas de propagar
la fractura y conducir el agente apuntalante a través de toda la fractura (Parker et
al, 2003). Por lo tanto, la composicion de un fluido de fracturamiento se determina
caso por caso, dependiendo de las condiciones en tiempo real, la ubicacion del
trabajo y el conocimiento de la formacion que se esta fracturando. En la tabla 1.2

se presenta una resefa y clasificacion de los fluidos de fracturamiento.
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Tabla 1.2. Resefia de los fluidos de fracturamiento

Base Tipo de Fluido Principal composicion Uso
Base Agua Fluidos lineales Agua gelificada Fracturas cortas
GUAR < HPG, HEC, CMHPG bajas temperaturas.
Base Agua Fluidos reticulados Reticulante + Fracturas largas 'y
GUAR, HPG, CMHPG, CMHEC | altas temperaturas.
. ) . ) ] - Formaciones con
Base Aceite Fluidos lineales Aceite, aceite gelificado sensibilidad al agua y
fracturas cortas.
. ) , i Formaciones con
Base Aceite Fluidos reticulados Geles de éster de fosfato sensibilidad al agua y
fracturas largas.
Base Aceite Emulsiones con agua Agua + Aceite + Emulsionante Bueno para el control

de pérdida de fluido.

Base Espuma

Espuma a base de agua

Agua y espumador + N2 o CO;

Formaciones con baja
presion.

Base Espuma

Espuma a base de acido

Acido y espumador + N2

Presiones bajas vy
formaciones sensibles
al agua.

Base Espuma

Espuma a base de alcohol

Metanol y espumador + N2

Formaciones con baja
presién y problemas
de bloqueo de agua.

Fuente: (Aslam, 2011)

1.6.3.5 Aditivos

Los aditivos son productos quimicos que se usan para asegurar un mayor éxito en

el tratamiento de fractura y para asegurar que la produccién de petroleo o gas

natural sea los mas eficiente posible (Frenier, 2002).

1.6.4 Pérdida de fluido

El estudio de la pérdida de fluido que se obtiene en la formacion al momento del

slurry (bombeo de apuntalante en el fluido fracturante) es fundamental, ya que, esta

relacionado con las dimensiones que alcanzara la fractura (Llerena, 2019). En la

figura 1.13 se puede observar como la dimension de fractura es mayor o menor de

acuerdo a la pérdida de fluido que se tenga hacia la formacién.
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Altas perdidas a la formacion =i B Bajas perdidas a la formacion

Puente de arena

: Mayor drea de fractura
Menor area de fractura Y

Figura 1.13. Pérdidas de fluido en una fractura
Fuente: (Llerena, 2019)

La eficiencia del fluido es una medida de la pérdida de fluido en la fractura, de tal
modo que, una baja eficiencia estara relacionada con altas pérdidas de fluido y una
alta eficiencia se relacionara con bajas pérdidas de fluido (Ardila & Rodriguez,
2012). Puede ser obtenida relacionando los volumenes de fluido de acuerdo a la

ecuacion 11.

Volumen en la fractura Vol. Inyectado — Vol. Filtrado
N = =

. = Ec. (11)
Volumen inyectado Vol. Inyectado

La eficiencia del fluido fracturante también puede definirse en la grafica de la
funcion G, mediante la ecuacion:

Gc

Ec. (12)
2K + G,

Ng =
Donde:
nr= Eficiencia del fluido de fractura (fraccién)
Gc = Valor de la funcién G a la presion de cierre (adimensional)
K = Factor de correccion por la pérdida instantanea del filtrado (adimensional)

Generalmente para casos ideales se considera que la pérdida instantanea de
filtrado en la formacion al momento de propagacién de la fractura no existe, es decir
k=1. Para comportamientos de fractura no ideales, el factor de correccion k sera
distinto de 1.
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1.6.5 Presiones en el fracturamiento hidraulico
1.6.5.1 Presion de cierre instantanea ISIP

Es la presidon registrada al momento en que se para el bombeo durante el
tratamiento, en donde, todas las presiones por los efectos de friccidn desaparecen
quedando solo la presién interna de la fractura y la presion hidrostatica (Caamanio
& Chele, 2017).

1.6.5.2 Presion de tratamiento en superficie “WHTP”

Conocida también como presion de inyeccion, presion de cabeza o de bombeo. Es
la presion estimada en la cabeza del pozo durante el tratamiento (Belyadi et al.,
2017).

WTHP = BHTP — Py, + APpyiccion Ec. (13)

Donde:

WHTP = Presion de cabeza (psi)

BHTP = Presion de fondo (psi)

Pnr = Presion hidrostatica (psi)

APrriccion = Pérdidas de presion por friccion (psi)

La presidon de fondo puede ser considerada la presion de fractura durante el inicio

del fracturamiento.
1.6.5.3 Presion de tratamiento en fondo “BHTP”

Es la presion requerida dentro de la fractura para mantenerla abierta (Belyadi et al.,
2017). Cuando se para el bombeo esta puede ser considerada como la presién de

cierre instantanea en fondo (ISIP Bottomhole).

BHTP = ISIP Bottomhole = ISIP + P, Ec. (14)

Donde:
BHTP = presion de fondo (psi)

Pn = presion hidrostatica (psi)
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ISIP = Presion de cierre instantanea en superficie (psi)
1.6.5.4 Presion hidrostatica

Es la presion que ejerce la columna de fluido en funcion de su densidad y la altura

con respecto a un nivel de referencia.

P, = 0.052 % p; * H Ec. (19)

Donde:

pr = densidad del fluido, (Ib/gal)
H = altura, (ft)

1.6.5.5 Presion de fractura

Presién a la cual ocurre la ruptura de la roca en la formacion. Cuando se llega a
este punto la presiéon de bombeo cae producto de la abertura generada en la roca.
Generalmente la presion de fractura es mayor que el gradiente de fractura, debido
a los esfuerzos y resistencia de la roca que tiene que vencer (Navarro, 2017).

PfT:?’O-h_O-H_Pp-I_TO EC. (16)

Donde:

P« = presion de fractura (psi)

on = esfuerzo horizontal minimo (psi)
ox = esfuerzo horizontal maximo (psi)
Pp = presion de poro (psi)

To = esfuerzo de tensién de la roca (psi)

La presioén de fractura también puede ser obtenida directamente en una prueba de

esfuerzos in situ, como se puede observar en la figura 1.17.
1.6.5.6 Gradiente de fractura

El gradiente de fractura se define como la oposicion que presenta la formacién a
romperse o fracturarse (Leines, 2015). Matematicamente puede ser obtenido de la
relacion entre la presion de cierre instantaneo en fondo y la profundidad verdadera.
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_ ISIP Bottomhole
r - TVD

Ec. (17)

1.6.5.7 Presion de friccion

Se la puede definir como las pérdidas de presion totales asociadas a las fricciones
en el tubing, casing y en las cercanias del pozo (cafnoneo y tortuosidades) (Llerena,
2019).

APfricci()n = APy + APyy Ec. (18)

Donde:
APwb = variacion de presion en tuberia (psi)
APn~w = variacion de presion en las cercanias del pozo (psi)
También puede ser obtenido mediante la siguiente ecuacion:
APfriccicn = WHTP — ISIP Ec. (19)
1.6.5.8 Presion de friccion en tuberia

Hace referencia a las pérdidas de presion por friccidon que se generan tanto en el

tubing como en el casing (Llerena, 2019).
APpyp = APtubing + APcasing Ec. (20)

Donde las pérdidas de presion en casing o en tubing para fluidos Newtonianos
pueden ser calculadas por la siguiente ecuacion:
f*TVD % p * Q?

2
i

Ec. (21)

AP, = 11.41
Donde:
TVD = longitud de la tuberia, (ft)
Q = caudal de fluido en la tuberia, (ft3/s)
f = factor de friccion de Fanning
p = densidad del fluido, (Ib/gal)

di = diametro interno de tuberia, (in)
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El factor de friccion de Fanning puede ser calculado en la figura 1.14 mediante el

calculo del numero de Reynolds.

N, = 1.502 x 10* 229 Ec. (22)
d; xu

Donde:

Nr = Numero de Reynolds para fluidos Newtonianos
Q = caudal de fluido en la tuberia, (ft/s)

p = densidad del fluido, (Ib/gal)

di = diametro interno de tuberia, (in)

M = viscosidad del fluido, (cp)
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Figura 1.14. Factor de friccion para flujo en tuberias
Fuente: (Bird, 2002)

1.6.5.9 Pérdidas de presion en las cercanias del pozo

En las cercanias del pozo pueden existir grandes pérdidas de presién asociadas a
los disparos, ya sea, por un tamafo y densidad inadecuada en los mismos o por
desalineacion de los disparos al momento del cafioneo (Belyadi et al., 2017). Las

pérdidas de presion en las areas circundantes al pozo pueden definirse como:

APyy = APyerp + AP,org Ec. (23)
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Donde:
APperf = presion de friccidon en los perforados

APwort = Presion de friccion por tortuosidad

1,200

s Tortuosidad

§ 2 800

P8

g E 400 - Friccion en
los disparos

0 s ! 1 ) 1 ,
0 5 10 15 20 25

Gasto de inyeccién [bbl/min])

Figura 1.15. Gréfica de pérdidas de presion por friccion a causa de la tortuosidad o al

efecto de los disparos
Fuente: (Lake, 2007)

1.6.5.10 Presion de friccion por tortuosidad

Esfuerzo horizontal
Tortuosid minimlo )

Esfuerzo
horizontal
maximo (Sk)
Plano preferente
de fractura (PPF)

Figura 1.16. Efectos de tortuosidad presente en el pozo
Fuente: (Navarro, 2017)

Cuando la orientacion de los disparos es inadecuada, el fluido tendera a viajar con
direccion al plano normal al minimo esfuerzo horizontal (plano preferente de
creacion de la fractura), presentandose restricciones al flujo debido a la creacion de

complejas trayectorias de flujo mas conocidas como tortuosidad (Almaguer, 2002).
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Las pérdidas por tortuosidad pueden ser calculadas como se indica a continuacion:

APiore = Ktore * qoC Ec. (24)

Donde:

Kiort = Coeficiente de pérdida de presion de tortuosidad (psi/(stb/d)?)

g = Tasa de flujo (bpm)

a = Exponente de pérdida de presion de tortuosidad, generalmente 0.5
1.6.5.11 Presion de friccion en los perforados

Se la puede considerar como la pérdida de presion que existe cuando el fluido
circula a través de zonas restringidas presentes en los perforados. Willingham et al.

en 1993 presentaron la ecuacion 25 para calcular las pérdidas en los disparos.

APperf = errf * qZ EC (25)

Donde:
Kperf = Coeficiente de pérdida de presién de perforacion (psi/stb?/d?)
g = tasa de flujo (bpm)

El coeficiente de pérdida de presion de perforacion puede ser calculado

matematicamente por la ecuacion 26.

p
Kpers = 0.237—

m Ec. (26)

Donde:

p = densidad del fluido de fractura (Ib/gal)
Np = numero de perforaciones

Dp = didmetro de las perforaciones (in.)
Ca = coeficiente de disparo o de descarga

La relacion entre la descarga real y la descarga tedrica del orificio da como
resultado el coeficiente de disparo, tipicamente sus valores se encuentran en el

rango de 0.6 a 0.9 (Martinez et al., 2012). Puede obtenerse relacionando el
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diametro del flujo en la vena contracta (Dv) con respecto al diametro del orificio o

perforacion (ver anexo 1).

Dperf
C, = o7 Ec. (27)

También puede obtenerse gracias a la ecuacién 28, planteada en el articulo de
Reddy (2018).

Cp = Ec. (28
pA’_Zgh c. (28)

Donde:

gv = tasa de flujo por el orificio

A = area del orificio

g = constante gravitacional

h = profundidad hasta el centro del orificio
1.6.5.12 Presion de cierre “FCP”

Es la presidén minima en la formacion a la cual la fractura comienza a cerrarse.
Cuando se ha esparcido el propante a lo largo de la fractura, se dice que, la presion
ejercida sobre el propante sera la presion de cierre (Leines, 2015). Generalmente

es obtenida en el analisis de la declinacién de presiéon durante el Minifrac.
1.6.5.13 Presion neta

Es la presion necesaria para que la fractura se mantenga abierta y se propague. La
geometria de fractura puede ser determinada con ayuda de la distribucion de la
presion neta a lo largo de la fractura, pues esta controlara el ancho y la altura de la
misma, ya que, mantiene separada las paredes de la misma permitiendo el ingreso

de fluido y apuntalante (Belyadi et al., 2017).

Matematicamente puede ser calculada como la diferencia entre la presion de

fractura y la presion de cierre.

Ppet = Prrac — FCP Ec. (29)
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Ppet = WTHP + Py — APppiccion — FCP Ec. (30)

1.6.5.14 Presion de goteo “Pg”

Conocida también como presion de LeakOff, es la presion a la cual la roca empieza
a cambiar de su fase elastica a su fase plastica. En esta transicion diminutos
volumenes o gotas de fluido ingresan a la roca (Olivieri, 2015).

1.6.5.15 Presion de reapertura “Pr”

Es la presidon necesaria para reabrir la fractura previamente inducida. Como se
puede observar en la figura 1.17, generalmente es menor que la presion de fractura,
puesto que, la resistencia a la tension que presenta la roca ya fue vencida en la

primera intervencion (Navarro, 2017).
1.6.5.16 Resistencia a la tension

Se puede definir como las fuerzas de tensidon que experimentan las rocas aledafias

a la fractura (Navarro, 2017).

T, = Prrac — P, Ec. (31)

Donde:
To = resistencia a la tension (psi)
Pfrac = presion de fracturamiento (psi)

Pr = presion de reapertura (psi)
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Figura 1.17. Grafica general de tratamiento en una prueba de esfuerzos in situ
Modificada de: (Leines, 2015)
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1.6.6 Prueba Minifrac

La prueba Minifrac hace referencia a cualquier prueba de inyeccion in situ que se
realice a la formacion antes del tratamiento principal de fractura. Tiene como
principal objetivo analizar la informacion que presenta la formacion con respecto al
fracturamiento de la misma, es decir, su aplicacion se fundamenta en la obtencion
de los parametros de fracturamiento que permitan disefar el tratamiento especifico
de la formacion (Avendafo, 2010). En esta prueba se busca que se abra una

fractura lo mas parecida a la que se idealiza se tendra en el proceso principal.

El control de la prueba debe ser supervisado de tal manera que se logre penetrar
toda la zona de interés, sin sobrepasar las barreras naturales y artificiales. Ademas,
la supervision también debe ser enfocada al analisis de la declinacién de presion
que permitira conocer parametros como: el ISIP, la presion de cierre, la presion
neta, el tiempo de cierre, presion de fondo, las pérdidas asociadas a las fricciones,

entre otros (Suarez, 2013).
En una prueba Minifrac pueden presentarse las siguientes pruebas:

— Pruebas en etapas y retorno “step-rate / flowback”
— Pruebas de inyeccion y decremento “pump in / shut in”

— Pruebas de inyeccion y retorno “pump in / flowback”
1.6.6.1 Prueba en etapas y retorno

En esta prueba el fluido de tratamiento es bombeado a la formacion a bajos gastos
los cuales se iran incrementando en forma escalonada, dandose un flujo de régimen
conocido como matricial, es decir, que el fluido circulara por el espacio poroso de
la matriz (Reyes, 2016). Esta prueba esta conformada por tres fases o etapas, las

cuales son: la fase de step up, la fase de step down y el periodo de flowback.

La fase de step up (figura 1.18), se basa en incrementar poco a poco los gastos de
inyeccion al pozo hasta obtener la presion en la cual la fractura empieza a

extenderse.
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Figura 1.18. Prueba de inyeccion step up con analisis de presion y gasto de extension de

fractura
Fuente: (Antuiiano et al., 2011)

La fase step down como se muestra en la figura 1.19, se presenta posterior a la
fase de step up. Una vez se haya dado el bombeo de un pre colchdn, los gastos se
iran disminuyendo escalonadamente a fin de determinar las pérdidas de presién en
las cercanias del pozo por efecto de los disparos, por efectos de tortuosidad o por
presencia de ambos. Para medir esta caida de presién en las cercanias del pozo,
la presion neta en la fractura tiene que ser relativamente constante, condicion
mediante la cual, el cambio de presion de inyeccion de fondo sera funcién de la
caida de presion en la cercania del pozo conforme el gasto de inyeccion se reduce,
obteniéndose una grafica de pérdidas de presion por friccibn como se observa tanto

en la figura 1.19 con en la figura 1.15 (Lobato, 2016).
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Figura 1.19. Prueba de inyeccion step down con analisis de la presion por efecto de los

disparos (A) y por tortuosidad (B)
Fuente: (Antufano et al., 2011)
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En la figura 1.20 se presenta el periodo flowback, aqui el enfoque se centrara en el
analisis de la caida de presion al final del bombeo, con el fin de estimar la presién
de cierre. La presion de cierre estara definida en el punto donde se intersequen dos
rectas trazadas tangencialmente a la inflexion de la curva y otra en el cambio de

curvatura de la misma.

Bombeo Flujo de retorno Bombeo Flujo de retorno

Punto de inflexion Punto de inflexion

Presion de cierre (Pc)

Gasto
demasiado
bajo

Gasto
demasiado bajo

Presién de fonde
Presién de fonde

Gasto correcto
(cambiden la

Gasto Gasto correcto
demasiado (cambiden la
alto alto curva)

Tiempo Tiempo

Figura 1.20. Prueba de retorno con analisis de la presion de cierre
Fuente: (Antuifiano et al., 2011)

1.6.6.2 Prueba de inyeccion y decremento

La prueba consiste en la inyeccién de suficiente volumen de fluido hasta la creacion
de una pequeia fractura, momento en el cual las bombas son apagadas y se

procede a medir la presion de cierre en la misma.

En este proceso puede considerarse que la presion de cierre sera similar al minimo
esfuerzo horizontal, dandose el caso de una fractura abierta si se sobrepasa la
presion de cierre o una fractura cerrada cuando se esté por debajo de la misma.
Como se observa en la figura 1.21, la presion de cierre es estimada en el punto en
donde la tasa declinacion de la presion experimenta un cambio, por concepto de
que la fractura se cerr6 a causa de los esfuerzos de cierre de la formacion
(Caamarno & Chele, 2017).

[ Fracture Closure |

Pressure |

Pump In Rate:

Flowback Rate i ~

I - 4,&' Mixed Volume/Time

Figura 1.21. Prueba pump in / shut in
Fuente: (Pichon et al., 2018)
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1.6.6.3 Prueba de inyeccion y retorno

Esta prueba es similar a la de inyeccion y decremento, se la realiza con el fin de
corroborar que la presion de cierre en la prueba de decremento es fidedigna. La
principal diferencia es que después de cerrado el pozo, se lo vuelve a abrir a un
gasto constante tal como se muestra en la figura 1.22. Aqui la presion es
monitoreada hasta que el gasto contante no pueda ser mantenido por mas tiempo
(Navarro, 2017).

Break Dowiny Perrmp-In Flowback Rebownd

Puarmip Flowback Rebournd
e #&#32 #A ##A

r L] L ar L

/ﬂk IK\‘“’\,* Pressure

. ' ,
s ] /

s 10 1s 2o 2s 30 3= <o as

Figura 1.22. Prueba pump in / flowback
Fuente: (Pichon et al., 2018)

1.7 INDICADORES ECONOMICOS Y RENTABILIDAD DE
PROYECTOS

El analisis economico de un proyecto se encuentra directamente asociado con el
margen de beneficio que obtendra en su ejecucion y la viabilidad para desarrollarlo
(Sapag, 1991). Normalmente el analisis de econdmico se efectua en base a

indicadores econdmicos, entre los cuales principalmente se encuentran:
- Valor Actual Neto

- Tasa Interna de Retorno

- Relacién Costo / Beneficio

- Periodo de Recuperacion de la Inversién

1.7.1 Valor actual neto (VAN)

“El VAN representa el indicador de rentabilidad por excelencia en evaluacion de

proyectos de inversion publica” (Roche, 2016). Este criterio es el punto inicial en el
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analisis econdémico y financiero en un proyecto, puesto que, los costos e ingresos

generados en el proyecto a lo largo de su vida util son resumidos en un solo valor.

El calculo del VAN se lo realiza mediante la diferencia entre los ingresos futuros
traidos al presente y los costos tanto de inversion como de operacién y

mantenimiento traidos al presente.

FC, FC, FC, FC,

A+ Ta+o Ta+or T tayor Ec. (32)

VAN = —1I, +

Donde:

VAN = Valor Actual Neto

FCn = Flujo neto de caja

i = Tasa de actualizacion o descuento
n = Numero de periodos

lo = Inversion inicial del proyecto

El analisis del VAN se presenta en la tabla 1.3, en la cual aparecen diferentes

criterios en base al valor de este indicador.

Tabla 1.3. Interpretacion del VAN

VALOR CRITERIO

VAN >0 EL PROYECTO GENERARA GANANCIAS (ES ACEPTADO)

VAN =0 EL PROYECTO RECUPERARA SOLO LA INVERSION (INDIFERENTE)
VAN <0 EL PROYECTO GENERARA PERDIDAS (NO ES ACEPTADO)

Fuente: (Sapag, 1991)
1.7.2 Tasa interna de retorno (TIR)

ElI TIR en un medidor de rentabilidad que metodoldgica y conceptualmente presenta
una relacion directa con el valor actual neto (Roche, 2016). Puede considerase
como la tasa de rentabilidad del proyecto, matematicamente puede ser obtenido
cuando el VAN es igual a cero.

FC, FC, FC, FC,

—y___n__ Ec. (33
ot AFTIR T A+TIRE a+TIRe YA +TIR)" (33)

0=-I
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El analisis del TIR se realiza en base a compararlo con respecto a la tasa de
financiamiento del proyecto o tasa de descuento. En la tabla 1.4 se presentan los

criterios de comparacion.

Tabla 1.4. Interpretacion del TIR

VALOR CRITERIO
TIR>I EL PROYECTO ES ACEPTADO
TIR=1 EL PROYECTO ES INDIFERENTE
TIR<I EL PROYECTO NO ES ACEPTADO

Fuente: (Sapag, 1991)

1.7.3 Relacion costo / beneficio (RCB)

En este indicador se relacionan los valores equivalentes en el presente de los
ingresos Yy los costos, generados por el proyecto a lo largo de su desarrollo. En
general se puede decir que el proyecto sera viable economicamente cuando los
beneficios superen a los costos (Morales, 2012).

B Beneficios o Ingreso al presente
rep = 2 2 Benet g P Ec. (34)
C Costos al presente

Los criterios de analisis del RCB se presentan en la tabla 1.5.

Tabla 1.5. Interpretacion del RCB

VALOR CRITERIO
RCB>1 Ingresos mayores a los egresos (proyecto aceptable)
RCB=1 Ingresos igual a egresos (proyecto indiferente)
RCB<1 Ingresos menores a egresos (proyecto no aceptable)

Fuente: (Sapag, 1991)
1.7.4 Periodo de recuperacion de la inversion (PRI)

Es un tipo de indicador en el que se mide el plazo de tiempo para el cual la inversion
total inicial del proyecto se recuperaria. Matematicamente puede ser obtenido por

la ecuacioén 35.

b —
PRI =a+ ¢ Ec. (35)

Donde:
b = Inversién Inicial.

d = Flujo de caja del periodo en que se recupera la inversion
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a = Periodo anterior al periodo en que se recupera la inversion

¢ = Flujo de caja acumulado del periodo anterior al periodo en el que se recupera

la inversion.
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CAPITULO 2

ANALISIS DE POZOS CASOS BASE

2.1 POZO VHR-08

El pozo VHR-08 fue fracturado hidraulicamente el 13 de febrero del 2018 en el
intervalo de 7695.7 — 7708 ft de la arena productora M2.

2.1.1 Localizacion y antecedentes

El pozo VHR-008, es un pozo de tipo vertical, perforado en agosto de 1990 hacia
la parte Norte de la estructura con la finalidad de probar acumulaciones de
hidrocarburo en las Areniscas U, M2 y BT. Alcanz6 una profundidad total de 8270
pies MD.

Fue completado en septiembre de 1990, siendo punzados y evaluados los

intervalos del reservorio U, detallados en la tabla 2.1.

Tabla 2.1. Pruebas iniciales del pozo VHR-08

Prueba Fecha Zona Intervalo BPPD | BSW | °API | Pc [psi] Observaciones

Se toma B'UP, la
Antes 19-Sep-90 Ui 7890’-7904’ 780 | 0.6% | 31.6 60 prueba se realizd

con tanque.

Se toma B'UP, la
Después | 21-Sep-90 Us 7830’-7854’ 1584 | 1.6% | 29.7 150 prueba se realizd

con tanque.

Fuente: (Petroamazonas, 2020)
2.1.2 Historial del pozo
Workover 01 (10-Jul-95)

Se cambiod de produccion a bombeo mecanico. Se realizé cementacion forzada a

“‘Us” y “Ui”, se re disparo y evalud por separado.
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Workover 02 (03-May-02)

Se implementé bombeo electro-sumergible. Se aislé el corte de agua de “Ui” con

cementacion forzada.

Workover 03 (10-Sep-03)

Se punzono la arena “T “. Se evalu6 y complet6 para BES.
Workover 04 (21-Feb-06)

Se evalud la arena "T" y se re disefi¢ equipo BES.
Workover 05 (29-Dic-06)

Se evalud "Us" y se re diseid BES.

Workover 06 (11-Feb-07)

Se re punzond arena "Us": 7830' - 7842' (12') a 5 DPP y evalu6 "Us" redisefiando
BES.

Workover 07 (11-Sep-07)

Se molié CIBP a 7870’ y evalud “T”. Posteriormente se disefié BES.
Workover 08 (23-ene-09)

Se punzono arena “Us” y evalud con B’UP. Posteriormente se diseiié BES.
Workover 09 (24-Abr-09)

Se moli6 CIBP a 7874’. Se corrié registro GR-Espectral. De acuerdo al registro
realizaron SQZ y re dispararon las zonas de interés. Posteriormente se evalud y re
diseno BES.

Workover 10 (06-Jun-09)
Se re disparo la arena “Us”, evaluaron y re disefiaron equipo BES.
Workover 11 (07-Oct-2010)

Punzonaron la arena "BT", evaluaron y re disefiaron equipo BES.
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Workover 12 (24-Jun-13)

Se punzond la arena "Um": 7869'-7874' (5'); 7882'-7886' (4') a 5SDPP, evaluaron con
B'UP y se disefié BES.

Workover 13 (30-Mar-14)

Se realizé cementacion forzada a las arenas "Um", "Us", "Ui" Y "BT". Punzonaron

los siguientes intervalos:

Arena "M2":  7700'-7708" (8')

Arena "M2":  7740'-7748" (8')

Arena "M2":  7758'-7763" (5"

Arena "Ui":  7895'- 7908' (13')

Se bajo completacion de fondo para acoplar BES.
Workover 14 (19-Sep-17)

Realizaron pulling del BES y de la completacion de fondo. Se re disparé en la arena
"UI": 7895' - 7908' (13') a 10 DPP. Se asent6 tapon a 7945'. Armaron completacién
de fondo y bajaron equipo BES HAL400.

Estatus pre fracturamiento

Casing 10 3/4" H-40, 32.75 LPP, 8 RD, @ 2003
Casing 77 C-95, 26 LPP, 8RD, @ 8263

7" Collar flotador @ 8231’;

Zapato Guia 7" @ 8263’;

7" CIBP @ 7959’;

7" CIBP @ 7945’;

SQZ W.O #13 @ 7354’-7364’ (10’) Arena “BT”
SQZW.0#1,9, 13 @ 7830’-7854’ (24’) Arena “Us”
SQZ W.0O #9 @ 7857°-7864’ (7’) Arena “Us”
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SQZ W.O#13 @7869-7874'(5"); 7882-7886'(4’) “Um”

SQZ W.O #9 @ 8051’-8060’ (9’) Arena “T”
Tuberia de 3 2" SEC 9.2 LPP, 243 Jts Clase “B”
Tipo de Hoyo: VERTICAL

Elevacion de la mesa rotaria: 21"

Tipo de fluido en el hoyo Hidrocarburo

Workover 15 (13-Feb-18)

Se re disparo y realiz6 fracturamiento hidraulico en la arena "M2" en los intervalos:
Fracturamiento: 7695’-7708’ (13’) a 5DPP

Punzonan: 7740°-7748 (8') a 5DPP

2.1.3 Descripcion de los reservorios de interés

Los principales reservorios se encuentran en las areniscas U. Los reservorios
secundarios, corresponden a la arenisca M2 y T Superior de la formacién Napo. Asi

como también Basal Tena de la formacion Tena.

Como se constatd en los workovers presentados en el historial del pozo VHR-08,
este produjo de las arenas BT, T, M2 y U. Sin embargo, las caracteristicas propias
de la arena M2 en cuanto a sus bajos BSW’s y las pocas intervenciones que tuvo
la arena con respecto a las demas, permitieron que ésta sea considerada el objetivo
principal del trabajo de fracturamiento y motivo del siguiente analisis.

2.1.3.1 Seccion estructural y pozos de correlacion

El pozo VHR-008 fue perforado hacia el Norte de |la parte mas levantada del campo
VHR, donde se tiene un limite definido por el pozo VHR-010 (CAP en U Inferior).
Con respecto al nivel de marcador sismico Base Caliza A (Tope Arenisca U
Superior) se encuentra mas alto que los pozos vecinos VHR-009 y VHR-017 (ver

figura 2.1).

Estructuralmente esta zona constituye la parte mas levantada del Campo VHR y se
caracteriza por estar entre 7000 TVDSS y 7100' TVDSS (cierre estructural
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aproximado de 100' TVDSS). En direcciéon W - E, el ancho aproximado es de 1.2
Km. En direccion S - N tiene una longitud aproximada de 10 Km. tomando como

referencia el pozo Lilian-001 y VHR-010 respectivamente.

En lafigura 2.1 se presenta la correlacién estructural a nivel de la Arenisca M2 entre
pozos productores cercanos, los cuales son: al norte, produciendo de U Inferior el
VHR-009 a 943 m. de distancia y reinyectando agua de formacién al conglomerado
inferior Tiyuyacu el VHR-010 a 2000 m de distancia. Al sur produciendo de la
Arenisca M2 el pozo VHR-017 a 498 m de distancia.
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Figura 2.1. Correlacion estructural a nivel de la Arenisca M2 entre los pozos VHR-017,

VHR-008, VHR-009, VHR-010 y VHR-031
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

2.1.3.2 Correlacion estructural de la Arenisca M2 para el pozo VHR-08

La interpretacién del reservorio M2 ha sido realizada en base a la toma y analisis
de electroformas y nucleos de corona de los pozos VHR-013 y VHR-029. Con lo
cual, como se observa en la figura 2.2 se la ha dividido en tres parasecuencias o
unidades depositacionales (A, B y C), empezando desde la base hasta el tope, las
cuales, van variando en su litologia muy heterogénea, siendo la parasecuencia C

la que ha sido probada y actualmente produce en algunos pozos.
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Figura 2.2. Division de parasecuencias de la Arenisca M2 para el Pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

La Parasecuencia A, corresponde a depdsitos de arena con gran contenido de
arcillas e intercalaciones de depdsitos de sedimentos finos, los cuerpos de arena
son mas discontinuos debido a los cambios laterales de facies. Ha sido probado y

producido en el pozo VHR-019 localizado hacia la parte norte del campo.

La Parasecuencia B, presenta cuerpos de arena con mejor desarrollo, propiedades
petrofisicas y continuidad lateral pero no se ha llegado a entrampar hidrocarburo.

Finalmente, la Parasecuencia C litologicamente formada por arenisca de grano fino
hacia la base y grano medio hacia el tope, presenta contenido variable de
glauconita y matriz arcillosa. Existe una zona interna influenciada por contenido de
cemento calcareo el cual afecta la calidad del reservorio especialmente desde el
tope hasta casi la mitad de la Parasecuencia C. Su porosidad promedio es del orden
de 13%.

2.1.3.3 Correlacion estructural de la Parasecuencia “C” entre pozos

Del analisis de la informacion de registros eléctricos y nucleos de corona, se llego
a definir una delimitacién interna a nivel de la Parasecuencia C, la cual, esta dada
por el contenido de cemento calcareo en forma de parches hacia el tope de la
mencionada parasecuencia (Intervalo Superior), lo cual hace que el hidrocarburo

entrampado se enmascare.

41



VHR-020
VHR-015 B
VHR-003 il = — PRI = —] B’ T_';a b.
e [T = Hl=
— {,- | M2 S : : g 2
e g LB T e ol o ﬁil' 0
INTERVALO DE ARENISCA CON CONTENIDO VARIABLE DE G UCOfDX = §
= - R : 7
3\ \ T e | ¢ / . E 4 g
LA s T LG (¢ -l | { g
, v sl A = B
- nte 1 1 f
3 / H N,
4 C : ' | x Z 2 T 3 —N’,
}réTquroP /
I'”‘“m superior de la Parasecuencsa C l : b /" !

I] Intervalo inferior de la Parasecuencia C

Figura 2.3. Delimitacion de la Parasecuencia C en la Arenisca M2
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Hacia la base de la Parasecuencia C (Intervalo Inferior) se tiene la influencia del
contenido variable de glauconita, lo cual, afecta los valores de resistividad somera

y profunda, que de igual manera enmascara el hidrocarburo entrampado.
2.1.4 Evaluacion petrofisica de la Arenisca M2

En el analisis petrofisico se debe tener en cuenta que, debido a la presencia de alto
contenido de material conductivo como la glauconita y bioturbaciones, la
conductividad de la roca se encuentra afectada, dando valores de resistividad bajos

de entre los 3 y los 22 ohmm, enmascarando la respuesta del hidrocarburo.
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Figura 2.4. Registro eléctrico en el intervalo de M2 en el pozo VHR-08 con delimitacion

de punzados y zonas de interés para el fracturamiento hidraulico
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

42



Ademas, se pudo ver un proceso de invasion entre las curvas ILD y MSFL lo que
ha dado bajos valores de resistividad para la Parasecuencia “C”. Las limitaciones
de los registros eléctricos en estos tipos de ambientes son evidentes, por lo que la
determinacion de zona de pago fue validada por la empresa a cargo mediante el
estudio de nucleos y productividad en los pozos VHR-13 y VHR-09 donde las
condiciones son bastante similares y han sido probadas con éxito.

En la Parasecuencia “A” siete pies hacia la base del reservorio, fue interpretado con
pago debido a la extrapolacion en el modelo petrofisico, se presentaron bajas
resistividades debido a un posible efecto mineraldgico que no se evidencian en el
registro. Hay que tomar en cuenta que los pozos vecinos VHR-19 y VHR-21 en este
mismo reservorio se presentd altas lecturas de gas y en las pruebas iniciales de
produccion del pozo VHR-19 en la misma secuencia estratigrafica a la base del
reservorio arrojaron 360 BPPD y 40% de BSW. Sin embargo, la recomendacion del

personal a cargo fue tener cautela en la interpretacion de este cuerpo.

Tabla 2.2. Tabla de propiedades petrofisicas de M2 en el Pozo VHR-08

Arena M2
Tope 7690.38 ft
Base 7771.42 ft

Espesor Total 81.04 ft

Espesor Neto 17.5 ft

N/G 0.22
Av Phi 0.11
Av Sw 0.45
Av Vd 0.22
Av K 131 mD

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

La evaluacion petrofisica proporcionada por la empresa operadora se presenta en
la tabla 2.2. Se estim¢ el intervalo de prospeccion entre 7690 ft - 7771.42 ft con un
espesor de 81.04 ft, se presenta un espesor neto de 17.5 ft, una relacion de
espesores de 0.22, una porosidad del 11%, saturacion de agua del 45%, porcentaje
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de arcilla de 22% y una permeabilidad de 131 mD, la cual, es validada por la prueba
de restauracion de presion realizada en marzo del 2014 que muestra un valor

semejante.
2.1.5 Analisis de tuberia

La inspeccion de tuberia se basé en la interpretacion del registro de casing, en el
cual se observo buena repetitividad entre las diferentes corridas realizadas (data
consistente), lo cual permitié efectuar un analisis e interpretacion con margen de
incertidumbre aceptable. Los intervalos de interés son: 7695°-7708 (13’) a 5

disparos por pie y 7740’-7748’ (8’) a 5 disparos por pie.
2.1.5.1 Registro para el intervalo 7650°-7750"

Segun el registro de inspeccidén de tuberia realizada el 22 de enero del 2018
presentado en la figura 2.5, aproximadamente desde 7650° hasta los 7750" se
observa dafio en la tuberia. Los dafios internos presentan valores entre 30 y 45%
en su mayoria, es decir, se encuentran categorizados entre dafio grado 2 y 3

respectivamente.
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Figura 2.5. Registro de inspeccion de tuberia en el intervalo 7650°-7750" del
08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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En el intervalo de 7695-7708 podemos ver una reducciéon del dafio interno
aproximadamente del 15 al 20% a mitad del intervalo; sin embargo, al inicio y al

final del mismo posee un dafio grado 3.
En general se presenta un dafo total de grado 2 en toda la tuberia.
2.1.5.2 Vista 3D en el intervalo 7693°-7724"

El registro con modo de vista 3D (figura 2.6), indica un dafio de tuberia muy
posiblemente por la pérdida de material. Lo cual aplica también para el intervalo de
7695’-7708.

Figura 2.6. Vista 3D de la tuberia en el intervalo 7693°-7724" del pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

2.1.5.3 Registro para el intervalo 7740°-7850"

En la pista PAMP y con ayuda del dafio interno presente en la tercera pista de la
figura 2.7, se puede reconocer la zona de punzonados realizados en el workover
13, correspondientes a los intervalos de 7740' a 7748' (8') y de 7758' a 7763' (5").
También se puede apreciar la zona de punzonados correspondientes al workover
10, en la arena Us en el intervalo de 7830' a 7838' (8').

En general se observa un dafio total similar a los dafos internos de entre 20 y 30%

(grado 2) en su mayoria para todo el intervalo de registro.
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Figura 2.7. Registro de inspeccion de tuberia (7740°-7850") del pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

2.1.5.4 Vista 3D en el intervalo 7719°-7750"

En la figura 2.8 se presenta la vista en 3D obtenida a partir del registro de tuberia
en el intervalo 7719°-7750°, donde se puede observar poca presencia de dafio en
el intervalo de interés (7740°-7748’).

De igual manera, en el mismo intervalo se puede corroborar la presencia de puntos
negros, los cuales, corresponden a los punzonados que fueron realizados en el
workover 13.
ST

7
5

Figura 2.8. Vista 3D de la tuberia en el intervalo 7719°-7750" del pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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2.1.6 Analisis de cementacion

Para la evaluacion de cementacion se corrié herramienta (CAST-CBL-MSG-GR-
CCL) entre las profundidades: 5895’ a 7934’ (MD), en un liner de 7” con peso de 26

Ib/ft.

Se observd buena repetitividad entre las diferentes corridas realizadas (data

consistente), lo cual permite efectuar el analisis e interpretacion con un margen de

incertidumbre aceptable. El intervalo de interés es: 7695’-7708’ (13’) a 5 disparos

por pie.

2.1.6.1 Registro de cementacion (7680°-7770")

Del registro de cementacién (figura 2.9) en general:

Se presentan valores de excentricidad menores a 0.2 dando una buena
confiabilidad para realizar la interpretacion.

En base a los valores de amplitud se puede distinguir zonas con buena a
regular adherencia casing-cemento-formacion. Con variaciones de 2 a 10
mV aproximadamente.

La pista del MSG (pista 3), muestra una buena adherencia entre cemento y
formacion en todo el intervalo.

En la pista de impedancia promedio, en su mayoria se presentan
impedancias con valores dentro del rango entre 3 y 6 Mrayls, lo cual indica

adherencia regular.

Del registro de cementacion para el intervalo de interés (7695’-7708’):

De acuerdo a los valores de amplitud que fluctuan entre 4 y 9 mV, se tiene
adherencias que fluctian entre regulares a buenas.

El MSG muestra buena adherencia cemento-formacion.

Respecto a la Impedancia, se puede distinguir una zona de buena
adherencia con valores entre 5 y 8 Mrayls y una segunda zona de regular a
buena adherencia con valores entre 4 y 6 Mrayls.
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Figura 2.9. Registro de cementacion en el intervalo 7680°-7770" del pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

2.1.7 Diseifo de fracturamiento

Una vez que se han seleccionado los componentes para realizar el trabajo de
fractura, es necesario conocer previo a su ejecucion, valores estimados de
tratamiento y de geometria de fractura. Para ello se realiza una simulacién por

software para obtener parametros de fractura preliminares.
2.1.7.1 Presion y geometria de fractura en la simulacion inicial

De la simulacién se obtienen las figuras 2.10 y 2.11, en las cuales se muestra los
parametros preliminares de tratamiento y de geometria de fractura
respectivamente. En la figura 2.10 se presentan los parametros preliminares de
tratamiento como: presiones inmersas, concentracion de propante, tasa de
bombeo; y en la figura 2.11 se presenta la geometria de fractura preliminar en base
a parametros como: longitud la fractura, longitud adecuada, altura total de fractura,
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altura total apuntalada, profundidad maxima de la fractura, profundidad del fondo

de la fractura, ancho promedio de fractura, concentracién media del apuntalante,
conductividad adimensional, etc.

—— Net Pressure (psi)

10000 —— Btm Prop Conc (ppg)

10000

Surf Pressure (psl)

— Slurry Rate (bpm
ProprayConc ((pgg))

20.00

5000
5000
10.00

7

0.0
00 -

/""*—-..\

i \

00 000 9.20 1840 27.60

Time (min)

46.00

Figura 2.10. Pardmetros preliminares de tratamiento obtenidos por simulacion

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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Figura 2.11. Geometria de fractura preliminar obtenida por simulacion

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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2.1.7.2 Minifrac

El pozo previo al fracturamiento hidraulico fue sometido a un proceso de Minifrac,
con el objetivo de determinar y ajustar los parametros mecanicos de la roca y de
inyeccion previstos en la simulacion.

Para el proceso de Minifrac realizado al pozo, se inyecté un total de 4000 gal de
Gel Activado Hybor G 35# a 20 bpm, donde se obtuvo una presion maxima de 3800
psi y una presion estabilizada de 2530 psi. Posteriormente se realizod
desplazamiento con 3000 gal de gel lineal.

Minifrac Events
Time TP CFL
[1] stat  1220:46 279 6904 0.000
— Treating Pressure (psi) A E Shut In 12:30:37 1184 -0.000
. = o
A |— Calcid Friction Loss (psi) A 3] siop 133284 -1.722 WKk g
4000 25
[1] [2]
20
3000+
15
00{ || h t
10
10004 I
_ -5
0].‘-0
12:20 12:25 12:30 12:35 12:40 12:45 12:50
1/29/2018 T|me 1/29/2018

Figura 2.12. Prueba Minifrac en la formacion M2 del Pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Del comportamiento de la presion en el proceso de Minifrac (figura 2.12) se pudo
determinar un ISIP de 1172 psi en superficie, que corresponde a un gradiente de
fractura de 0.59 psi/ft.
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Tabla 2.3. Principales valores obtenidos en el Minifrac del Pozo VHR-08

Presién maxima en superficie (psi) 3850

ISIP en superficie (psi) 1172

2.1.7.2.1 Fricciones en la vecindad del pozo

En la fase de step down se pueden obtener las pérdidas de friccion presentes en

las cercanias del pozo de acuerdo a la grafica de monitoreo obtenida en esta fase.

Meas'd Btmh Press (psi)

Time (min)

Figura 2.13. Fase de step down en el Minifrac del Pozo VHR-08 para M2
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

En la figura 2.13 se manifiestan las diferentes tasas de inyeccion durante la fase de
step down en el Minifrac, donde se puede observar tres periodos de analisis
definidos. Los datos de monitoreo en la fase de step down se presentan en la tabla
24,

Tabla 2.4. Datos obtenidos en el step down del Pozo VHR-08

Tiempo Gasto #1 Gasto #2 Variaciones de friccion
(min) (bpm) (bpm) (psi)
14.89 20.14 13.15 178
15.17 13.15 6.60 69
15.42 6.60 0.00 254
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Con la modelacioén de software se puede obtener la grafica de pérdidas de presién

resultantes por efectos de perforados y tortuosidad (figura 2.14).

—— Total Fricion psi) ~ —— Est NV Frction (ps)

il

/
1»:«:@’
00

W 60 0 1600
Pumping Rate (bpm}

Figura 2.14. Fricciones en las cercanias del Pozo VHR-08 para M2
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Con respecto a las fricciones, en la figura 2.14 se observa un gradiente de presién
en la vecindad del pozo (curva blanca) de 501 psi, del cual 105 psi se deben a

perforados (curva magenta) y 396 psi a tortuosidad (curva amarilla).

Tabla 2.5. Valores de friccion en las cercanias del pozo VHR-08 en M2.

Fricciones en la vecindad del pozo (psi) 501
Fricciones en los perforados (psi) 105
Fricciones por tortuosidad (psi) 396
Coeficiente de friccidon en perforados Kpert 0.26
Coeficiente de tortuosidad Kiort 88.16
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2.1.7.2.2 Analisis de las curvas de declinacion de presion

= Analisis de la Curva Log-Log
De la Curva Log-Log (figura 2.15), se determiné al tiempo de cierre de 16.94
minutos una presion neta de 1004 psi, correspondiente a una presion de cierre de

3528 psi con un gradiente de esfuerzo minimo de 0.46 psi/ft.

Delta Bottom Hole Calc Pressure (psi)
T Time DBHCP FE
1st Dervative (psi/min) [1] Closure 16.94 1004 1 53.16
BH ISIP = 4532 psi (¥ =10
10004 . =

r=5858) —

[ (3.751, 90.51) |

(2421, 34.33)

rfr=18 .4?)'

10 I T 1 % & T 4] b T 7 5 & 75 I R S

Time (0 = 750.6)

Figura 2.15. Gréfica Log-Log en el Minifrac del Pozo VHR-08 para M2
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

= Analisis de la Curva Funcién G
De la Curva Funcion G presentada en la figura 2.16, se determina una presion de
cierre de 3535 psi, correspondiente a un gradiente de esfuerzo minimo de 0.46
psi/ft.

Bottom Hole Calc Pressure (psi) Al
Time BHCP DP
— Smoothed Adaptive 1st Derivative (psi)
& Closure 2.14 3535 997.2 B
5000 2000
= |
e m—m L] 1800
4000 e =~ S L1600
e —— | |
T -1400
3000 1 1200
1000
2000+ 800
600
1000 400
1 200
0 “+:u‘uqsr. Z7.15] | T T T T T 0
0.5 1.0 15 20 25

G(Time)

Figura 2.16. Grafica Funcion G en el Minifrac del Pozo VHR-08 para M2
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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2.1.7.2.3 Calculo de presiones de tratamiento

Con una densidad de fluido de 8.398 ppg y a la profundidad de 7695,7 ft (tope de

la fractura).

Ph =0.052*p xTVD

Ph = 0.052 % 8.398 * 7695.7
Ph = 3360.93 psi

Con el ISIP de 1172 psi obtenido en el Minifrac, el BHTP es calculado usando la

ecuacion 14.

BHTP = ISIP + Ph
BHTP = 1172 + 3360.93
BHTP = 4532.93 psi

Las fricciones totales son calculadas con la ecuacion 19 a un WHTP promedio de

2660 psi obtenido en la figura 2.12.
APfriceion = WHTP — ISIP
APfriceion = 2660 — 1172

APfriccion = 1488 psi

El coeficiente de friccion en los perforados viene dado por la ecuacion 26 a un

coeficiente de descarga de 0.85.

35
0.852 x 1052 % 0.25%

Kperr = 0.237

Kperg = 0.26 (psi/stb?/d?)

Las pérdidas de presion en los perforados son calculadas con el Kperf y la tasa de

inyeccion de tratamiento de 20.14 bpm.
APyers = 0.26 * 20.142

APperr = 105 psi
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Las pérdidas de presion ligadas a la tortuosidad son calculadas con el Kiort y la tasa
de inyeccién de tratamiento de 20.14 bpm

AP,,,, = 88.16 * 20.14%5
APtOTt S 396 pSi

Con los valores de friccidon por tortuosidad y en perforados, las fricciones en tuberia

pueden ser calculadas.

APfriccien = APpyp + APyy,

APfriccisn = APpyp + APpers + APrpry

APy, = AP friccion — APperf — APyt

AP,,, = 1488 — 105 — 396

APy, = 987 psi

El calculo del gradiente de fractura se obtiene utilizando la ecuacién 17.

__ BHTP

TVD

_ 4532.93
~7701.85

Gf = 0.59 psi

Despejando en la ecuacion 29 y con la presion neta de 1004 psi obtenido de la

figura 2.17 se obtiene la presién de cierre.
FCP = ISIP — P neta

FCP = 4532.93 — 1004

FCP = 3528.93 psi

El gradiente de cierre es obtenido dividiendo la presion de cierre para la profundidad
a mitad de los disparos de 7701.85 ft.

Pc

Ge = ——
“=TvD
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352893
~ 7701.85

Gc
Gf = 0.46 psi

La eficiencia del fluido puede ser obtenida mediante la ecuacién 12 con el valor de
la funcidon G a la presion de cierre y para un k =0.94

212
T = 200.94) + 2.12

= 0.53

2.1.7.2.4 Resumen de presiones Minifrac

El resumen de datos obtenidos en el analisis del Minifrac del pozo VHR-08 se

presenta en la tabla 2.6.

Tabla 2.6. Resumen de datos obtenidos de andlisis en el Minifrac del pozo VHR-08

Parametro Valor Estimado
Presion Hidrostatica (psi) 3360.93
Pre ISIP - Superficie (psi) 2660.00
ISIP Superficie (psi) 1172.00
Fricciones Totales (psi) 1488.00
Fricciones Tuberia (psi) 987.00
Fricciones NWB (psi) 501.00
Fricciéon Perforados (psi) 105.00
Friccion por Tortuosidad (psi) 396.00
ISIP Bottomhole (psi) 4532.93
Gradiente de Fractura 0.59
Tiempo de Cierre (min) 1.26
Presién de Cierre Bottomhole (psi) 3528.00
Gradiente de Cierre 0.46
Eficiencia de Fluido (%) 53
Presion Neta (psi) 1004
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2.1.7.3 Match de presion neta

En el grafico de la figura 2.17 se puede observar el match o ajuste de la presion
neta simulada con el valor obtenido en el Minifrac de 1004 psi en el ISIP, con el fin

de modelar las dimensiones finales de la fractura.

Figura 2.17. Match de la presion neta del Pozo VHR-08 para M2
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

2.1.7.4 Registro de temperatura

El registro de temperatura (figura 2.18) corrido hasta los 7730 ft manifiesta
crecimiento de la fractura hacia la zona de interés en los redisparos (7740’ — 7748’).
Sin embargo, de acuerdo a la tendencia que presentd el registro, era muy probable
que los esfuerzos de cierre no fueran suficientes para contener el crecimiento
vertical de la fractura, por lo que, era muy probable que la fractura sobrepase el

intervalo de interés.

Registro Temperatura VHR - 08
Temperatura (°F)

177.5 180 182.5 185 187.5
7400

I

7500 |

3
g
s

Profundidad (ft)
|

g

L

N

7750 !
T eMpP POSt Minifrac smTemp Pre Minifrac = Intervalo
Pata Mula

Figura 2.18. Registro de temperatura para el pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)



2.1.7.5 Geometria de fractura esperada

En la figura 2.19 se puede observar las geometrias de fractura correspondientes a

las simulaciones ajustadas para 200 y 300 sacos de arena respectivamente.

2 5 7t 100 125 150 175 200 226

Fracture Length (f) 3131
Propped Length () 139.8
re Height

[1300 sacos

g Wi 2
age Proppant Concentration (Ib/) | 0.97
D Conductivi 7

Fracture Conductivity (mD-f)
I - aay
E

Figura 2.19. Geometria de fractura esperada para 200 y 300 sks de arena Carbolite 16/20 —
1 ppg @ 6 ppg
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Fracture Conductivity (mD-ft)

Del analisis de las figuras, se concluy6é que el apuntalamiento tanto en longitud
como para el intervalo de interés de 7740 — 7748 ft, era mas deseado en la
inyeccion con 300 sacos. Sin embargo, como se infirid en el registro de temperatura
era muy probable que la fractura siga creciendo en altura contactando la zona de
agua presente a los 7750 ft, por lo que, finalmente se decidié por una geometria de
fractura generada a partir de 200 sacos, donde, de acuerdo a la simulacién el rango

de altura entre la fractura y la zona de agua era mayor.
2.2 POZO VHR-13

El pozo VHR-13 fue fracturado hidraulicamente en junio del 2018 en el intervalo de
8140 — 8152 ft de la arena productora Ts.

2.2.1 Localizacion y antecedentes

El pozo VHR-013 es un pozo vertical de desarrollo, fue perforado con en octubre
del 2002 con la finalidad de probar acumulaciones de hidrocarburo en las areniscas
U, T, M2y BT. Fue completado en noviembre del 2002, siendo punzado y evaluado

el siguiente intervalo del reservorio Ts:
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Tabla 2.7. Pruebas iniciales del pozo VHR-13

Zona Intervalo | T/P [hrs] | BPPD | BSW | °APIl | Pc [psi] Observacion

26-Nov-02 | “Ts” | 8140’-8152 10 972 | 12% | 31.3 CTK Se tomo6 B'UP

Fuente: (Petroamazonas, 2020)

2.2.2 Historial del pozo

Workover 01 (25-Sep-04)

Punzonaron la arena “Ui”. Evaluaron y completaron para producir por flujo natural.
Workover 02 (30-Abr-05)

Se implementé bombeo electro-sumergible.

Workover 03 (02-Ago-05)

Se reparé el equipo BES.

Workover 04 (01-Jun -08)

Se reparo el equipo BES.

Workover 05 (10-Feb-09)

Se realizé cementacion forzada a “Ui”. Re punzonaron arena “Ui” en los intervalos
de 8018’-8026’ y 8032’-8037’, evaluaron y redisefiaron equipo BES.

Workover 06 (10-Oct-09)

Se dispar6 la arena “Us” en el intervalo de 7987' - 7999', evaluaron y redisefiaron
equipo BES.

Workover 07 (13-Feb-14)

Se aislo con CIBP la arena "Us". Punzonaron M2 en los intervalos de 7830'-7840'

y bajaron equipo BES.
Workover 08 (12-Feb-16)
Se realizé pulling al BES por bajo aislamiento.

Workover 09 (05-Mar-17)
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Se realiz6 pulling al BES por rotura del eje en equipo BES. Se arm6 completacion
de fondo y se bajé equipo BES HAL400.

Estatus pre fracturamiento

Casing 10 %4’ Csg Superficial, J-55, 40.5 Ibs/pie, 56 Tubos
Casing 77 Csg Produccién, C-95, 26 Ibs/pie, BTC, 178 Tubos
Tubing de 3 2" Tbg EUE, 238 Tubos (Clase "B")

CIBP: @ 7890’ ; 8009’ ; 8080°

COTD @ 8073 WO 06

PT @ 83671

Tipo de hoyo: Vertical

Elevacién mesa rotaria: 30’

Workover 10 (13-Jun-19)

Se corri6 registros eléctricos. Se re dispard y realizd fracturamiento hidraulico en la

arena "Ts" en los intervalos:
Fracturamiento: 8140’-8152’ (12)
Punzonan: 8172°-8177" (5')

2.2.3 Descripcion de los reservorios de interés

Los principales reservorios se encuentran en las areniscas U. Reservorios
secundarios, corresponden a la arenisca M2 y T Superior de la formacién Napo. Asi

como también Basal Tena de la formacion Tena.

En el pozo VHR-13, la arenisca T litolégicamente se encuentra conformada por
depdositos de arenisca cuarzosa que, de acuerdo a varios estudios, se divide en dos
secciones: T Superior y T Inferior. La seccion correspondiente a T Superior
presenta buenas caracteristicas en cuanto a desarrollo, continuidad lateral y calidad
de reservorio; por lo que fue considerada objetivo principal con un intervalo desde
los 8140’ MD hasta los 8152’ MD.
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2.2.3.1 Seccion estructural y pozos de correlacion

El pozo VHR-13 ha sido perforado con direccion N — S hacia el eje principal de la
estructura. Con respecto al nivel de marcador sismico Base Caliza A, se encuentra

mas alto que los pozos vecinos VHR-005 y VHR-003.

Estructuralmente esta zona se caracteriza por estar entre 7010' TVDSS y 7100’
TVDSS con un cierre estructural aproximado de 90' TVDSS. En direccion W - E, el
ancho aproximado es de 1.2 Km. En el Anexo 2 se presenta la correlacion
estructural a nivel de la arenisca T, entre los pozos productores cercanos (VHR-
002, VHR-003 y VHR-005).

2.2.3.2 Correlacion estructural de la Arenisca T Superior para el pozo VHR-13

La interpretacion de la arquitectura de la arenisca T Superior ha sido realizada en
base a la descripcion litologica de ripios de perforacion, registros eléctricos y
nucleos de corona, con lo cual, ha sido dividida desde su base hasta el tope en dos
parasecuencias (Ver anexo 3). Parasecuencias A y B, siendo la Parasecuencia B
la que presenta mejores caracteristicas en cuanto al entrampamiento de

hidrocarburo se refiere.

La Parasecuencia A, corresponde a la seccidon desde el tope de T Inferior hasta un
maximo de inundacion relacionado al comportamiento de la curva GR cuando esta
incrementa, presenta depositos de sedimentos con un arreglo granodecreciente.
Aunque litolégicamente esta conformada por depdsitos de arenisca de grano fino a
medio con abundante contenido de arcilla en la matriz, intervalos de lutita e incluso
facies heteroliticas; esta parasecuencia en el pozo VHR-13 presenta mejores
caracteristicas y buena calidad de reservorio con presencia de hidrocarburo con
respecto a pozos cercanos, especialmente hacia la base de la parasecuencia.

La Parasecuencia B, localizada entre |la base de la Caliza B hasta el tope de la
Parasecuencia A, presenta depdsitos de arenisca de grano fino a medio con
contenido de glauconita, partes de cemento calcareo diagenético y pequefios
intervalos de lutita con ciertas facies heteroliticas. Al no presentar gran contenido
de arcilla, esta parasecuencia presenta entrampamiento hidrocarburifero, que ha

sido corroborado en diversos cafioneos de pozos con resultados favorables.
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2.2.4 Evaluacion petrofisica de la Arenisca Ts

De la evaluacién del registro eléctrico presentado en el anexo 4, para el reservorio
de Ts se caracterizd dos zonas presentes en la Parasecuencias A, con valores en
la curva de GR entre 48 y 50 API, resistividades de 40 a 80 ohmm, densidades
desde los 2.29 hasta los 2.35 gr/cc y PEF entre los 3.10 y 3.65, los cuales, hicieron
de estas zonas objetivos principales en el trabajo de fracturamiento. Las
caracteristicas petrofisicas que fueron obtenidas de la evaluacion en el intervalo de
interés se presentan en la tabla 2.8, asi como también para todo el intervalo de la

arena Ts.

Tabla 2.8. Tabla de propiedades petrofisicas de Ts en el Pozo VHR-13

Arena Ts
Tope 8138.95 ft
Base 8181.35 ft

Espesor Total 42.40 ft

Espesor Neto 11.5t

N/G 0.27
Av Phi 0.16
Av Sw 0.45
Av Vd 0.10
Av K 592 mD

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
2.2.5 Analisis de tuberia

La inspeccion de tuberia se basé en la interpretacion del registro de casing posterior
al cafioneo en el intervalo de interés (8140°-8152’) presentado en el anexo 5, en el
cual, se puede observar que por la tendencia que experimenta el maximo radio
antes y después del intervalo, la tuberia present6 buena integridad; los incrementos
que presenta el maximo radio en el intervalo se deben a los disparos realizados. El

analisis del minimo radio, no mostro sefiales de colapso en la tuberia.
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2.2.6 Analisis de cementacion

Del analisis del registro de cementacion presentado en el anexo 6, la evaluacion de
cementacion para el intervalo de interés (8140°-8152’) presento valores de amplitud
que fluctuan entre 4 y 6 mV, fuertes actividades de onda en la pista del MSG y
valores promedios entre 4 y 10 Mrayls en el mapa de impedancia, lo cual, indica

que la adherencia casing-cemento-formacién fue buena.

2.2.7 Diseno de fracturamiento
2.2.7.1 Minifrac

Para el proceso de Minifrac realizado al pozo, se bombed en directa 1260 gal de
fluido de control de 8.4 Ipg en la arena "Ts" a 15 bpm. Del comportamiento de la
presion en el proceso de Minifrac (figura 2.20), se determind una presion maxima
de 8127 psi y una presion estabilizada de 7586 psi. En la figura 2.20, se puede
identificar el momento correspondiente al ISIP en los 3370 psi, equivalente a un
gradiente de fractura de 0.65 psifft.
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Figura 2.20. Prueba Minifrac en la formacion Ts del Pozo VHR-13
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

2.2.7.1.1 Resumen de presiones Minifrac

El resumen de datos obtenidos en el analisis del Minifrac del pozo VHR-08 se

presenta en la tabla 2.9.
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Tabla 2.9. Resumen de datos obtenidos de andlisis en el Minifrac del pozo VHR-13

Parametro Valor Estimado
Presion Hidrostatica (psi) 3531.00
Presion de Fractura (psi) 7095.00
ISIP Superficie (psi) 3370.00
Fricciones Totales (psi) 3377.00
Fricciones Tuberia (psi) 1200.00
Fricciones NWB (psi) 2177.00
Fricciéon Perforados (psi) 1323.00
Friccion por Tortuosidad (psi) 854.00
ISIP Bottomhole (psi) 6901.00
Gradiente de Fractura 0.65
Presion de Cierre Bottomhole (psi) 5733.00
Gradiente de Cierre 0.54
Presién Neta (psi) 2821
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CAPITULO 3

ANALISIS DE RESULTADOS DEL FRACTURAMIENTO

3.1 ANALISIS DE RESULTADOS PARA EL POZO VHR-08
3.1.1 Analisis de fractura

Se realizo el Fracturamiento Hidraulico para el intervalo 7695.7 — 7708 ft con fluido
de fractura Hybor G 35#. Donde el caudal se mantuvo constante a 20 bpm con una
presion promedio de 2660 psi y una presion maxima registrada de 3450 psi (ver
figura 3.1). Se inyectd en total 840 gal de sistema NVSO, 3900 gal de CW Frac,
15834 gal de Hybor G 35# y 2940 gal de Gel Lineal base Hybor 35#. Se bombed
un total de 1500 Ibs de arena carbolite 20/40 en el PAD + 22100 Ibs de arena
Carbolite 16/20 a concentraciones de 1.0 a 5.5 Ib/gal, de las cuales 23000 Ibs

quedan en formacién y 600 Ibs en el pozo.

Treating Pressure (psi) A
Slurry Rate (bpm) B Slurry Proppant Conc (lb/gal) C
A | BH Proppant Conc (Ib/gal) C B C
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0 T : ;| — 0 0
06:10 06:20 06:30 06:40 06:50

13062018 ] 173002018
Time

Figura 3.1. Tratamiento de fractura en la formacion M2 del Pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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3.1.1.1 Geometria de fractura obtenida

En la figura 3.2, se presenta la geometria de fractura final posterior al trabajo de

fracturamiento realizado a la formacién M2 del Pozo VHR-08.

25 5 75 100 125 150 178 200 225

Fracture Conductivity (mD-f)

260 400 obo  sbo 1000 1200 1400 1600 1800

Figura 3.2. Geometria de fractura final de la formacion M2 del Pozo VHR-08
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

3.1.1.2 Cotejo de fractura propuesta vs obtenida

De los resultados obtenidos en la simulacién tanto en la geometria de disefio para

200 sacos de arena (figura 2.19) como en la geometria simulada al final del

fracturamiento (figura 3.2), se realizo el cotejo de geometria presente en la tabla

3.1.

Tabla 3.1. Cotejo de geometria de fractura de el pozo VHR-08

Geometria Propuesta | Obtenida % Error
Parametro

Longitud media de la fractura (ft) 272.9 221.0 23.48
Longitud media apuntalada de la fractura (ft) 116.1 136.5 14.94
Altura de la fractura (ft) 73.0 80.1 8.86
Profundidad al tope de la fractura (ft) 7676.1 7667.9 0.10
Profundidad a la base de la fractura (ft) 7749.1 7748.0 0.01
Ancho promedio de fractura (in) 0.087 0.092 5.43
Concentracion promedio de apuntalante (Ib/ft?) 0.76 0.80 5
Conductividad adimensional 5.344 6.892 22.46
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Del analisis de resultados mostrados en el cotejo de fractura mostrado en la tabla
3.1, se observa que parametros como conductividad, longitud apuntalada y
concentracion arial son mejores a los propuestos. Ademas, se consiguié una mayor
altura de fractura sin llegar a los limites de los 7750 ft, por lo que, se obtuvo en la
fractura una geometria mucho mas deseable que desde el punto de vista netamente

de la geometria se infiere que el fracturamiento fue exitoso.
3.1.2 Analisis de pruebas de presion
3.1.2.1 Analisis previo al fracturamiento hidraulico

El analisis la ultima prueba de restauracién de presidon para M2 realizada el 22 de
marzo del 2014, considerando un almacenamiento constante, reservorio

homogéneo y una frontera infinita.

De la prueba de Build U’p previa al fracturamiento, se obtienen las figuras 3.3 y 3.4.
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Figura 3.3. Prueba Build U’p del pozo VHR-08 en M2 previo al fracturamiento
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

En la figura 3.3 se presenta dos etapas: la primera de 66 horas donde el pozo se
mantiene fluyendo a 480 bls/dia, la segunda etapa representado por el cierre del
pozo durante aproximadamente 25.72 horas, obteniéndose una restauracion de
presion rapida como se muestra en la curva de color verde posterior a las 66 horas,

donde en un tiempo de 2 a 3 horas se llego a la presién del yacimiento.
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Figura 3.4. Modelo de la curva tipo: grafico log-log en la prueba Build Up del pozo VHR-
08 en M2 previo al fracturamiento
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

La figura 3.4 muestra la curva de la derivada, la cual permite visualizar el cambio

de la presion y la derivada del cambio de la presion respecto al logaritmo del tiempo.

La regién de tiempos tempranos, ETR, representa la presion en las cercanias del
pozo. La linea de color azul marca la tendencia del flujo radial normal que debe
mantener la curva roja de la derivada, debido a que la regidn posterior al flujo radial
tiene una elevacion, el pozo podria presentar dafio. El skin puede ser calculado
mediante la ecuacion 7, reemplazando los valores obtenidos en la prueba (Anexo
7).
_ 40.42 x 136 * 8
141.2 « 480 x 1.1237 * 2

El valor de skin calculado es de:
S =10.28
Del analisis de la prueba de presion se obtuvo que la formacién tenia un dafio

promedio calculado de S = 0.28, considerado como un dafio minimo, por lo que, en

este caso el justificativo de efectuar el fracturamiento no estuvo muy influenciado

por el skin que presentaba el pozo en M2.
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3.1.2.2 Analisis posterior al fracturamiento hidraulico

Es importante realizar un analisis post fracturamiento para determinar la eficiencia
del mismo, el aumento de la produccién y la mejoria en las condiciones que

presenta el pozo.

Las figuras 3.5 y 3.6 son obtenidas de la prueba de restauracion de presion

posterior al trabajo de fracturamiento.
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Figura 3.5. Prueba Build U’p del pozo VHR-08 en M2 posterior al fracturamiento
(Petroamazonas E. P., 2020)

La figura 3.5 muestra un cierre del pozo por aproximadamente 26.20 horas y una
duracion total de prueba de 65 horas, donde el flujo estabilizado antes del cierre es

de 500 bls/dia, ademas se puede observar las presiones en las diferentes etapas

de la prueba.
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Figura 3.6. Derivada de la presion en la prueba Build U’p del pozo VHR-08 en M2

posterior al fracturamiento
(Petroamazonas E. P., 2020)
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De la grafica de la derivada (figura 3.6) obtenida en la prueba de presion realizada
después de la fractura, se identifico la region de tiempos tempranos, ETR, la linea

segmentada marca el inicio del flujo radial en la regidon de tiempos medios, MTR.

En base a los datos de la prueba de restauracion de presion posterior al tratamiento
(ver anexo 8), se analizo la eficiencia de flujo y el skin en la formacion como un
indicativo de la efectividad del fracturamiento. La eficiencia de flujo puede ser
obtenida reemplazando los valores presentes en el anexo 8, mediante la ecuacion
8.

_ 2119 — 1550 — (—1308)
N 2119 — 1550

EF =3.26

El skin post fractura se lo presenta a continuacion, mediante la ecuacion 7

anteriormente usada y utilizando los valores del anexo 8.

B —1308 * 35 % 17.5
" 141.2 500 * 1.236 * 1.54

S =-595

Del analisis de la prueba de presién post fractura se obtuvo que el valor del skin
calculado en la formacién es de -5.95, indicativo de que el trabajo de fracturamiento
fue exitoso y la formacion se encuentra estimulada, esto se corrobora con el dato
calculado de la eficiencia de flujo mayor a uno, valor caracteristico en formaciones

estimuladas.
3.1.3 Analisis de produccion

El 30 de marzo del 2014 al finalizar el workover 13, el pozo empezé a producir de
la arena M2 presentando considerables producciones de petréleo el primer mes.
Como se puede observar en la figura 3.7, la produccion fue declinando poco a poco
hasta llegar a estabilizarse a finales del afio 2014.

Para el afio 2015 el pozo siguié produciendo de la arena M2 presentando BSW's
entre 22 y 24%, con lo cual, la produccién de petréleo se mantenia por sobre la del
agua. Sin embargo, la produccién que entregaba la arena era muy baja con
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producciones maximas de entre 83 y 72 BPPD (5 de marzo al 9 de abril) y con

variaciones de produccion entre 60 y 70 BPPD en casi todo el resto del afo.

En la figura 3.7 se muestra la produccion mensual promedio del pozo VHR-08 en
el reservorio M2, iniciando produccién en marzo del 2014 reportando: 476 BFPD,
227 BPPD y 52% BSW. La ultima tasa reportada fue el 25 de octubre del 2015 con
60 BFPD, 45 BPPD y 24% BSW.
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Figura 3.7. Historial de produccion del pozo VHR-08 para los afios 2014 y 2015
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Para el ano 2016 se decidié producir de Ui, debido a las bajas producciones que
entregaba M2. La produccion del pozo para el afio 2016 aproximadamente a partir
del mes de noviembre se empezo a estabilizar con una produccion de 209 barriles
de petroleo por dia, la cual, durante principios del afio 2017 se mantuvo cercana y
al alza hasta estabilizarse con una produccion de 220 barriles por dia

aproximadamente.

A partir del 18 de abril del 2017 empezé a declinar la produccion de petréleo con
aumentos de BSW progresivos de 88% hasta 90%, llegando a estabilizarse
aproximadamente el 25 de abril del mismo ano con una produccién de petréleo de
157 barriles por dia que se mantuvo hasta el 28 de noviembre del 2017. En fechas
posteriores se presentaron problemas por las que el pozo se mantuvo cerrado

(posible rotura de eje) hasta el comienzo de operaciones pos fracturamiento. La
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ultima produccion reportada fue de 1599 BFPD, 160 BPPD, 90% BSW, WHP: 130
PSI, PIP: 2219 PSI el 6 de diciembre del 2017 del reservorio U Inferior.

Durante estas fechas de produccién el pozo estuvo produciendo de la arena Ui
(figura 3.8), presentando altos porcentajes de BSW incluso llegando a valores de
90%, por lo que, la produccién de agua que entregaba la arena era demasiada alta,
dando como resultado mayores labores en las Facilidades, altos costos de

operacion, problemas de corrosion, escalas, entre otros.
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Figura 3.8. Historial de produccion del pozo VHR-08 para los afios 2016 y 2017
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Del historial de produccion posterior al fracturamiento (figura 3.9) donde se re
disparo y fracturé M2, se puede evidenciar una mayor produccion de petroleo con
intervalos de producciones estabilizadas entre 150 y 140 BPPD que declinan en
cada intervalo en relacién al aporte que la misma arena entregaba en 2015 (70 y
60 BPPD). Ademas, aunque las producciones estabilizadas de M2 posterior al
fracturamiento se asemejan al aporte que el pozo entregaba cuando producia de
Ui (160 — 140 BPPD); al producir nuevamente de la formacion M2 se obtuvo una
menor produccién de agua (205 — 187 BWPD) con respecto a las grandes
producciones de agua que entregaba Ui en el 2017 (1440 — 1400 BWPD). De las
producciones post fractura presentadas en la figura 3.9, se concluye desde el

enfoque de la produccién que fracturar la arena fue acertado.
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Figura 3.9. Historial de produccion del pozo VHR-08 posterior al fracturamiento
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

3.1.4 Analisis IPR

A través de datos de produccion en la prueba B’Up posterior al fracturamiento, se
desarroll6 la curva de oferta del pozo post fracturamiento. En el desarrollo de la
curva IPR se aplico la teoria de IPR Compuesto.
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Figura 3.10. IPR Compuesto para el Pozo VHR-08 Post Fractura

En la figura 3.10 se observa la nueva oferta del pozo después de haber sido

fracturado hidraulicamente. En la tabla 3.2 se presentan los valores de presion de
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fondo fluyente con sus respectivos gastos de produccién para el pozo VHR-08
estimulado hidraulicamente.

Tabla 3.2. Valores de presion de fondo fluyente y caudal de la figura 3.10.

Presion de fondo | Caudal total
fluyente Pwf (psi) (bls/dia)
2119,00 0
1855,76 200
1724,14 300
1460,90 500
1329,28 600
1066,04 800
480,00 1245,25
460,39 1260
433,08 1280
404,81 1300
375,40 1320
344,56 1340
311,88 1360
276,70 1380
237,85 1400
192,79 1420
93,90 1447,85
92,93 1448
80,00 1450
47,67 1455
15,34 1460
0,00 1462,372

Al no contar con una prueba de produccion y/o de presion en el mismo afio o en
fechas cercanas previo a la estimulacién de la arena, el analisis se lo realizé en
base a la curva de oferta presentada en el anexo 9, la cual, fue obtenida de la ultima

prueba de presion realizada a la misma formacion en 2014.

Del analisis de la curva IPR para la arena M2 en el pozo VHR-08 después del

trabajo de fracturamiento, se infiere muy claramente el incremento que presenté la
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formacion en su oferta después de su estimulacién, con un caudal maximo de
petroleo de 1462 bls/dia con respecto a los 750 bls/dia que presentd la curva de
oferta de la arena en el 2014 (ver anexo 9), avalando el trabajo de fracturamiento

realizado a la formacion.
3.2 ANALISIS DE RESULTADOS PARA EL POZO VHR-13

3.2.1 Analisis de fractura

Se realiz6 el fracturamiento hidraulico para el intervalo 8140 — 8152 ft con inyeccién
de 3150 Ibs de arena malla a 8 bpm y una presion maxima de inyeccion de 4890
psi, alcanzando una concentracion maxima de 2 Ibs/gal. Se observé que todo el
apuntalante ingresé a la formacién. El tiempo de declinacion de la presion hasta 0

psi fue de 30 min.
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Figura 3.11. Tratamiento de fractura en la formacion Ts del Pozo VHR-13
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

3.2.1.1 Geometria de fractura obtenida

LA i= Lot Proppant Concentration (Ib/ft2)

-

Figura 3.12. Geometria de fractura final de la formacion Ts del Pozo VHR-13
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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3.2.1.2 Cotejo de fractura propuesta vs obtenida

Los resultados obtenidos en la geometria simulada al final del fracturamiento, se

presenta en la tabla 3.3.

Tabla 3.3. Cotejo de geometria de fractura del pozo VHR-13

Geometria Obtenida
Parametro
Longitud media de la fractura (ft) 30.7
Longitud media apuntalada de la fractura (ft) 45
Altura de la fractura (ft) 55
Ancho promedio de fractura (in) 0.20
Concentracién promedio de apuntalante (Ib/ft?) 1.53

Al no contar con valores de geometria propuestos en el disefio previo, no se pudo
presentar un cotejo de fractura que indique las variaciones entre lo planeado y lo
obtenido, por lo que, aunque los valores presentados en la tabla 3.3 con respecto
a la longitud y concentracion de apuntalante son bastante buenos, la unica forma
de corroborar que estos parametros fueron deseables sera en el analisis de

productividad.
3.2.2 Analisis de pruebas de presion

El analisis se resume en la tabla 3.4, en la cual, se presentan los calculos realizados

para corroborar el dafo e indice de productividad en el pozo VHR-13.

Tabla 3.4. Cotejo de skin y eficiencia de flujo del pozo VHR-13

Skin previo al fracturamiento hidraulico 35
Skin post fracturamiento hidraulico 10
Eficiencia de flujo 1.54

Del analisis se obtuvo que el pozo VHR-13 previo al fracturamiento se encontraba

dafiado con un skin de 35, considerado como un dafio muy alto, por lo que, en este
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caso el fracturamiento estuvo muy influenciado por el skin que presentaba el pozo

enTs.

Aunque el valor del skin post fractura indica que el pozo aun presenta dafio en la
formacion, en la tabla 3.4 se puede constatar que el valor de skin en el pozo se
redujo significativamente y al presentar una eficiencia de flujo mayor a uno, se
puede concluir que el pozo se encuentra estimulado y bajo el enfoque de pruebas

de presion el trabajo de fracturamiento fue exitoso.
3.2.3 Analisis de produccion

En la figura 3.13 se presenta la produccién del pozo VHR-13 durante los afos 2014
al 2018, anos en los cuales el pozo se mantuvo produciendo de M2. Como se puede
observar la produccion diaria de petréleo representada por la curva de color verde,
a fines del 2018 era baja con altos cortes de agua que hicieron inviable la

produccion en el pozo.
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Figura 3.13. Historial de produccion del pozo VHR-13 entre los afios 2014 y 2018
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Con respecto a la produccion concerniente a la arena Ts en el pozo, en la figura
3.14 se presenta las producciones correspondientes a los aflos donde esta arena
se mantuvo operativa en el pozo, reportandose sus ultimas producciones con
alrededor de 187 barriles de fluido, 92 barriles de petréleo y 49% de BSW'’s. El
motivo de estas producciones bajas, se debié principalmente al dafio que
presentaba la arena Ts como se corrobord en la tabla 3.4, principalmente a nivel de

la cara de la formacion.
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Figura 3.14. Historial de produccion del pozo VHR-13 en Ts entre los afios 2002 y 2004
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

El historial de produccién posterior al fracturamiento donde se re disparé y fracturo
Ts, se presenta en la figura 3.15 donde se puede evidenciar un incremento en la
produccion de petréleo de aproximadamente 126 BPPD con respecto al aporte que
el pozo entregd durante los afios 2016 al 2018 (125 — 62 BPPD). De igual manera
se puede evidenciar una mejora notable en la capacidad de aporte de la arena Ts
(250 — 188 BPPD) con respecto a los 92 BPPD reportados al ultimo afio donde se
mantuvo operativa la arena (ver figura 3.14), lo cual, es congruente con los datos
de skin e indice de productividad presentados en la tabla 3.4. En general, al cotejar
las producciones pre y post fracturamiento se observa que al fracturar Ts, el pozo
alcanzo producciones entre los +/-300 BPPD durante el 2019 (figura 3.15), por lo

gue se concluye desde el enfoque de la produccion, que el trabajo de fracturamiento

fue exitoso.
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Figura 3.15. Historial de produccion del pozo VHR-13 en Ts posterior al fracturamiento
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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3.2.4 Analisis IPR

En la figura 3.16 se presenta las curvas IPR del pozo antes y después de haber

sido fracturado hidraulicamente.
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Figura 3.16. IPR Compuesto para el Pozo VHR-13 Pre y Pos Fractura

En la tabla 3.5 se presentan el cotejo de los valores de presién de fondo fluyente

con sus respectivos gastos de produccion.

Tabla 3.5. Valores de presion de fondo fluyente y caudal de la figura 3.16.

Pre Fractura Post Fractura
Pwf (psi) Qt (bls/dia) Pwf (psi) Qt (bls/dia)
2880,00 0 2880,00 0
2781,74 100 2733,33 50
2388,70 500 2586,67 100
1897,39 1000 2000,00 300
914,78 2000 1413,33 500
620,00 2300 533,33 800
280,00 2646,017 280,01 886,36
246,41 2680 269,31 890
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236,44 2690 254,56 895
226,41 2700 239,71 900
206,19 2720 209,67 910
185,65 2740 194,42 915
164,63 2760 178,95 920
142,77 2780 163,18 925
131,22 2790 146,93 930
118,57 2800 129,77 935
112,01 2804,32 112,02 939,39
103,05 2810 109,15 940
87,29 2820 85,61 945
21,07 2862 62,08 950
10,11 2880 15,01 960
0 2886 0 963

Del cotejo de curvas IPR para la arena Ts en el pozo VHR-13 antes y después del
trabajo de fracturamiento presentado en la tabla 3.5, se observa claramente el
incremento en la oferta que presenta el pozo en la formacién después de su
estimulacién con 2886 bls/dia con respecto a los 963 bls/dia que presentd antes de
haber sido fracturado, lo que avala la consideracion de que el tratamiento realizado

a la formacién fue acertado.
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CAPITULO 4
ANALISIS TECNICO ECONOMICO

4.1 ANALISIS DEL PRECIO DE PETROLEO ECUATORIANO - WTI

El West Texas Intermediate por sus siglas WTI, es una clase de petroleo que sirve
como referencia para obtener un valor estandar con respecto al precio de
comercializacion entre paises y sus crudos, principalmente entre los paises cuyo
comprador inmediato es los Estados Unidos. Para el caso de Ecuador el WTl es el
marcador de referencia usual para la comercializacion de crudo. En la figura 4.1 se
muestra los precios promedios anuales que experimento el crudo WTI segun cifras

del Banco Central del Ecuador.

m $/bbl

46,02

2018 2019 2020

Figura 4.1. Precio promedio del WTI para los afios 2018, 2019 y 2020 (enero-marzo)
Fuente: (Banco Central del Ecuador, 2020)

Para estimar los ingresos se debe tener presente el costo de comercializacion por
barril de crudo ecuatoriano tomando en cuenta el castigo que percibe con respecto
al crudo WTI.

Tabla 4.1. Precio promedio del Crudo Oriente en los afios 2018, 2019 y 2020

Precio del Crudo Ecuatoriano 2018 2019 2020 Unidad
Precio del petréleo WTI $64,9 $57,03 46,02 USD/bls
Diferencial Crudo -$1,7 +$1,35 -$3,49 | USD/bls
Precio crudo ecuatoriano $63,2 $58,38 $42,53 | USD/bls

Fuente: (Banco Central del Ecuador, 2020)
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4.2 ANALISIS ECONOMICO DEL POZO VHR-08

4.2.1 Producciones pre fractura y post fractura

Los indicadores econdémicos fueron realizados tomando en cuenta las producciones
fiscalizadas (tabla 4.2) mas no las pronosticadas (figura 4.2), puesto que, de esta

manera se tiene un enfoque mucho mas ajustado a la realidad.
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Figura 4.2. Declinacion de produccion estimada para la arena M2 del Pozo VHR-08
Fuente: (Banco Central del Ecuador, 2020)

Debido a que el estudio se realizé en fechas posteriores a las intervenciones en el
pozo, se cuenta con las producciones fiscalizadas reales por dia que produjo el
pozo. Por lo que, en el presente analisis las producciones mensuales presentadas
en la tabla 4.2 seran el resultado de la sumatoria de las producciones por dia de
cada mes hasta agosto del 2019, fecha hasta la cual se cuenta con datos de
produccion. Posterior a esto se realizd una declinacidon exponencial de las
producciones tomando una tasa de declinacion anual del 34.33%, factor y método

que fue recomendado por la empresa operadora en el prondstico de producciones.

Tabla 4.2. Producciones del Pozo VHR-08 en M2 para los afios 2014, 2015, 2018 y 2019

Prod. Oil Pre-frac Prod. Oil Post-frac

Ao |Mes| BPPM |Afo |Mes| BPPM | Afio |[Mes| BPPM | Afo [Mes| BPPM

2014 1 2015| 1 [2211,827|2018] 1 2019| 1 |4040,771
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1952,764

2440,411

4971,819

2133,588

4973,769

2164,992

3444,789

2123,003

3545,447

2152,401

3383,153

2050,748

2744,677

1918,841

10

2754,407

10

1112,479

11

2094,611

11

12

2306,488

12

2 |2299,681 2 |3583,811
3 |7567,991 3 |7567,991
4 |8160,022 4 |3099,594
5 [6526,318 5 [3057,877
6 |4756,896 6 |2878,065
7 |4584,746 7 2962,653
8 [4616,859 8 [2356,479
9 | 4415,57 9 12290,019
10 | 4195,44 10 |2225,434
11 |4023,664 11 12162,670
12 14116,303 12 [2101,676

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

4.2.2 Descripcion de costos involucrados

Para la estimacién de los costos fijos relacionados a los trabajos realizados al pozo,

se tomo en cuenta no solo el valor del trabajo de fracturamiento, sino también, los

costos asociados al pozo para que el mismo vuelva a producir.

Tabla 4.3. Costos del trabajo de fracturamiento del Pozo VHR-08

Servicio o producto

Costo / Unidad
(USD)

Servicio de pozo:

Fractura Hidraulica Convencional

$1.163.846,00

Pruebas de pozo:

(BES)

$111.619,00
Pruebas de pozo con torre
Completacion de pozo:
Sistema de levantamiento Artificial $487.561,00

Total:

$1.763.026,00

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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Para la evaluacion de los costos variables inmersos en el proceso de produccion
se debe tener presente los diversos acuerdos de ley y parametros legales vigentes
para la empresa operadora o a su vez los parametros que rige la empresa

operadora para un determinado activo, en este caso el activo Cuyabeno.

R\ PETROAMAZONAS EP
Costo de Produccion

Enero 2018 Febrero 2018 Marzo 2018 Abril 2018 Mayo 2018 Acumulado

842 B3 T8 B4 1o 1708

Figura 4.3. Costo de produccion por barril de petroleo
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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Figura 4.4. Costo operativo por activo
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

Tabla 4.4. Costo total de produccion por barril para el Campo VHR

Costo Total de Produccioén Precio Unidad
Costo de amortizacién 7,46 USD/bbl
Costo operativo 9,6 USD/bbl
Ley CTEA-40 2,31 USD/bbl
Transporte 1,06 USD/bbl
Comercializacion 0,05 USD/bbl

Costo total| 20,48 USD/bbl

Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)
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4.2.3 Analisis economico considerando la rentabilidad de la empresa operadora como inversionista

MESES 1 2 3 s | s | & | 71 8 9 10 11 12
TEMS / (UNIDADES) INGRESOS
Prod. Petroeln Post Frac BRI 229968 756799 8180,02 652632 475690 458475 481686 41557 4195 44 4023688 411830
Precio del crudo ecutoriano | USDIBIs £3.20 £3.20 6320 6320 8320 £320 £3.20 6320 6320 63,20 £3.20
ingresos Totales UsD 14533084 | 47820703 | S1571330 | 41248330 | 30083583 | 28075595 | 20178549 | 27906402 | 26515181 | 25429558 | 28015035
EGRESOS
Inversion de Fractura UsDh 1763026
Costo total de produccion USD/Bls 2043 2048 2048 2043 2043 2043 2048 2043 2043 2043 2043
Costo de produccion mensual | USD 09747 | 15499246 | 16711725 | 13%65899 | 971D 93895 60 94553.27 9043087 8502261 82404 64 3430189
FLUJO NETO DE CAJA
FINC UsD 1763026 0204237 | 32330458 | 4850614 | 27880430 | 20321460 | 19588035 | 19723222 | 18863315 | 17022020 | 17180093 | 17584846
FNC (Aumulado) UsD 763026 | 186478363 | 134147005 | 00288291 | 71407881 | 51088401 | 31500368 | 77744 | 7086171 | 25000090 | 42198183 | 59783029
VAN al803% UsD 1763026 0761206 | 31916931 | 34192043 | OMT7IS | 19677870 | 18844054 | 18854205 | 17918570 | 16014182 | 16117580 | 16382854
MESES 13 14 15 16 7 | w# | w | = 2 2 B ] TOTAL
TEMS / (UNIDADES) INGRESOS
Prod. Petroelo Post Frac BPPM | 404077 358331 756799 309959 305738 2878,07 296265 235,43 229002 2295 43 6267 210168
Precio del crudo ecustoriano | USDBls| 58,38 53,38 53,38 58,38 58,38 53,38 58,38 53,38 58,38 58,38 53,38 58,38
ingresos Totales USD | 23590021 | 20922289 | 44181931 | 18095430 | 17851886 | 16802143 | 17205988 | 13757124 | 13369132 | 12992083 | 12625667 | 12769586 | 573018513
EGRESOS
Inversion de Fractura k3]
Costo tofal de producciin USDBE| 2048 2043 2043 2042 2048 2048 2043 2043 2048 2043 2048 2043
Costo de produccion mensual | USD | 8275499 730645 | 15499246 | 6347969 £2625,32 5304277 B0675,13 4826069 46399,59 45576,89 4429148 904233 | 191673406
FLUJO NETO DE CAJA
FNC USD | 15314522 | 13587644 | 28682686 | 11747481 | 11589354 | 10907866 | 11228455 | 8931055 379173 84343 94 §1965,19 79653,53
FNC (Aumulado) USD | 75097551 | 88680195 | 117362881 | 129110342 | 140699696 | 151607562 | 162836017 | 171767073 | 180446246 | 183880640 | 197077159 | 205042512
VAN al3,03% USD | 476175 | 12482382 | 26211088 | 1oeee294 | 10455225 | G77i2d3 | 10000079 | 7902978 7630817 73680,28 71142,88 6369287 | 182111524
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Se ha realizado el presente analisis economico tomando en consideracion las
producciones posteriores al fracturamiento, a una tasa de interés efectiva
referencial para el sector publico del 8.03% (Banco Central del Ecuador, 2018)

equivalente a una tasa mensual del 0.64%.

Considerando los indicadores econdmicos para el analisis en donde la inversionista
del proyecto es la empresa operadora podemos concluir que el proyecto es
aceptable desde el punto de vista econdmico, en donde, para un tiempo estimado
de 23 meses a partir del trabajo de estimulacién se obtienen ganancias netas de
1'821.115,24 millones de dolares.

Indicadores Econédmicos

Tasa de interés mensual= 0.64%

VAN = $1.821.115,24 > 0 El proyecto es aceptable
TIR=10% >i El proyecto es aceptable
PRI =7 meses 18 dias El proyecto es aceptable
RCB =2,03> 1 El proyecto es aceptable

4.2.4 Calculo de la tarifa de pago al consorcio por inversion

El calculo de la tarifa correspondiente al consorcio por actividades comprometidas
a trabajos de fracturamiento se establece de acuerdo a lo establecido por ley en
funcién a los acuerdos contractuales establecidos entre la operadora y el consorcio

(ver figura 5.4).

Tarifa

($/bbl)

S75
7 WTI ($/BBL)

Figura 4.5. Tarifa de pago al consorcio por actividades en el Campo VHR
Fuente: (Petroamazonas E. P., 2020)

La tarifa de pago sera el resultado de calculo de acuerdo a las siguientes férmulas:
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Valor de Pm (USD/Bbl) TAC (USD/Bbl)
Pm <40 TACm = Tmin

40 <Pm<75 TACm = a+(b x Pm)
Pm>75 TACm = Tmax

Donde:

TACm = Tarifa por actividades en ddlares por barril para el mes de facturacion.
Pm = Promedio simple de los precios del crudo WTI al mes del trabajo.
Tmin = Tarifa minima equivalente a 11,75 dolares por barril.

Tmax = Tarifa maxima equivalente a 36, 99 délares por barril.

a = Intercepto en el eje de las ordenadas, el cual tiene un valor de -17,0957

ddlares por barril.
b = Pendiente de la ecuacion, la cual tiene un valor de 0,7211.

Para un precio del crudo promedio WTI al mes de febrero del 2018 de 63,70 USD

(Banco Central del Ecuador, 2020) entonces:

TACm =a + (b x Pm)

TACm = (-17,0957) + (0,7211 x 63,70)

TACm = 28,84 USD/ Bbl

Con lo cual, el pago de tarifa al consorcio es de 28,84 USD/Bbl.

Tabla 4.5. Costos de produccion incluida la tarifa del consorcio

Costo Total de Produccién Precio Unidad
Pago de tarifa al consorcio 28,84 USD/bbl
Costo de amortizacion 7,46 USD/bbl
Costo operativo 9,6 USD/bbl
Ley CTEA-40 2,31 USD/bbl
Transporte 1,06 USD/bbl
Comercializacién 0,05 USD/bbl

Costo total | 49,32 USD/bbl

87



4.2.5 Analisis economico considerando la rentabilidad para la empresa operadora tomando como inversionista al consorcio a cargo

MESES 1 | 2 | 3 | 4 | 5 | 6 | 7 ] ] 10 11 12

ITEMS | (UNIDADES) INGRESDS

Prod. Petroelo Post Frac BPPH 229958 756799 3160,02 6526,32 4756,90 458475 451686 441557 419544 402366 4116,30

Precio del crudo ecuatoriano | USDVBls 53,20 83,20 §3,20 53,20 53,20 53,20 53,20 §3,20 53,20 53,20 §3,20

Ingresos Totales usD 145339 84 47829703 515713,39 412463 30 300635,83 28975595 29178549 279064,02 285151,81 254295 56 260150,35
EGRES0S

Costo total por barril USD/Bls 4932 49,32 4932 4032 49,32 4932 49,32 4932 4932 49,32 4932

Costo de produccion mensual usD 113420,27 37325332 402452,79 321878,00 234810, 11 226119,67 29770349 21777591 206919,10 19844711 203016,06

FLUJO NETO DE CAJA

FNC UsD 0 31919 57 105043,72 113261,11 90585,29 6502572 6363627 54032,00 51283,11 5323271 55343,45 5713429

FNC (Aumulado) usD 3191957 136963,29 25022439 340809,69 408835 40 47047168 £34553 63 95341 79 55407450 70992235 767057 24

VAN al 8,03% usD 31714,78 103700,14 111085,05 33282,33 5393465 6122553 51253,81 58212,11 5495519 52366,93 5322894

MESES 13 14 | 15 | 16 | 17 | 15 | 19 [ 20 21 2 23 24 TOTAL

ITEMS | {UNIDADES) INGRESOS

Prod. Petroelo Post Frac BPPH 404077 353381 755799 3099,59 305788 287807 2962,65 235548 229002 2205 43 216267 2101 88

Precio del crudo ecuatoriane | USDVBIs 53,38 £33 53,38 53,38 53,38 53,38 53,38 53,38 53,38 £33 53,38 53,38

Ingresos Totales usD 235000,21 209222 29 441219,31 13095430 178518,28 163021,43 172958 83 137571,24 133691,32 129920 33 126258 67 12269535 £730185,18
EGRESOS

Inversion de Fractura uso

Costo total por barril USD/Bls 49,32 4932 4932 49,32 4932 4032 40,32 4932 49,32 4932 4932 49,32

Costo de produceion mensual usD 199290,33 176753 58 37325332 15287198 15081449 14194617 145118,05 116221,54 11294375 109758 40 108562,38 103654 87 4515384 95

FLUJO NETO DE CAJA

FNC usD 36509,39 32459,33 53566,00 28082,32 27704,37 26075,27 26841 64 2134970 20747 57 2016243 1959379 19041,19

FNC (Aumulado) uso 203656 83 835135 95 904701,35 93278427 350483 64 925553 51 101340554 | 103475524 | 105550282 | 107586525 | 109525904 | 111430023

VAN al 8,03% usD 33888,17 29863, 62657 59 25497,79 2489323 23372,63 23905,20 13892,08 13241,43 17613,28 17008,71 16421,04 105232721

El analisis econdmico enfocado a la rentabilidad que generd la empresa operadora cuando el inversionista fue el consorcio a cargo

nos muestra que el proyecto es aceptable; con una rentabilidad de 1°052.327,21 millones de ddlares a diciembre del 2019.

Indicadores Econémicos

Tasa de interés mensual= 0.64%

VAN = $1.052.327,21 >0

El proyecto es aceptable
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4.2.6 Analisis economico considerando la rentabilidad del consorcio como inversionista

MESES 1 | 2 3 4 s | s ] 7 8 9 10 M | n

[TEMS | (UNIDADES) INGRESOS
Prod. Pefroeo Post Frac BRI 129958 1567 98 316002 856,22 475,91 458475 461635 1557 49544 402366 411630
Precio del crudo ecuatoriano | USDIBls B B By BY B B B3 B3 B B By
ngresos Totales Us Be3280 | 06 | 23933503 | tesnet | 1amisese | 13m2407 | S0 | 127Ms0d | 12099649 | 1104247 | 1METM418

EGRESOS
Inversion dé Fractura | usp | 1763026 | | | |

FLUJO NETO DE CAJA
FNC UsD AT63026 | 6630 | 20826085 | 23533503 | eeze | 13migess | 13m407 | 1MS021 | 127Ms04 | 12099649 | 11604247 | 11871418
FNC (Aumulado) UsD AT6026 | 169670320 | -147B44234 | AOTH | 05408829 | -917eR41 | TS 4 | 6523513 | SpdsB009 | 40398360 | 28794113 | -16322695
VAN al8 03% UsD AT6026 | eseros | 2isdesr | 23083438 | 18M3483 | 1aea4nd | 122501 | 1272845 | 12085369 | 11418643 | 10880862 | 11059961
MESES 13 | 16 17 e | w | w 21 2 3 M| TOTAL

[TEMS | (UNIDADES) INGRESOS
Prod. Pefroeo Post Frac BRRN | 077 3583 81 156798 3099 58 305738 287807 26285 8% 48 29002 254 26267 210168
Precio del crudo ecuatoriano | USDIBls | 2884 B3 B B BY BY B BH B3 B3 B B
resos Totales UsD | messsd | o3t | oeoe08s | smame2e | aeeer7 | s300330 | ss9r | eroe0ss | eeMdte | ee1mst | e2aMi40 | e0R1234 | 26981509

EGRESOS
Inversion de Fractura | usp | | | | |

FLUJO NETO DE CAJA

FNC UsD | 1esas@4 | to3ret | 2e2608 | 8939220 | saee7 | 8300339 | o491 | 67E0Es | GeldtE | ea1st | 62340 | 6061234
FNC (Aumulzdo) USD | 5269111 | S0BGG00 | 26002685 | 3583115 | 44G50832 | 5295172 | 61495463 | GB2BSAB | 74895964 | B13M115 | a7Se25s | 93612499
VAN al 8 03% anual USD | 107e73se | 9s0e0Et | 1994538 | i1e5t5 | 7essag2 | 740029 | 7609559 | 6UMITA1 | Sa06E9 | G000 | S4f366 | 52183 | 76eTeR0s
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Del estudio de los indicadores econdmicos para el analisis de rentabilidad generada
por el consorcio a cargo se concluye que el proyecto es aceptable desde el punto
de vista econémico, donde, los cuatro parametros primordiales para que el proyecto

sea rentable muestran valores bastante favorables.

Indicadores Econémicos

Tasa de interés mensual= 0.64%

VAN = $768.788,03 > 0 El proyecto es aceptable
TIR=4.73% > El proyecto es aceptable
PRI =12 meses 15 dias El proyecto es aceptable
RCB =1.50>1 El proyecto es aceptable

4.3 ANALISIS ECONOMICO DEL POZO VHR-13

Se ha realizado el presente analisis econdmico tomando en consideracion las
producciones posteriores al fracturamiento, a una tasa de interés efectiva
referencial para el sector publico del 9.25% (Banco Central del Ecuador, 2019)
equivalente a una tasa mensual del 0.73%.

4.3.1 Resumen del analisis econémico considerando la rentabilidad de la empresa

operadora como inversionista

Considerando los indicadores econdmicos obtenidos del analisis del flujo neto de
caja (FNC) presente en el anexo 13, para el analisis en donde la inversionista del
proyecto es la empresa operadora podemos concluir que el proyecto es aceptable
desde el punto de vista econdmico, en donde, para un tiempo estimado de 16
meses a partir del trabajo de estimulaciéon se obtienen ganancias netas de
1'041.329,34 millones de ddlares.

Indicadores Econémicos

Tasa de interés mensual= 0.73%

VAN = $1.041.329,34 >0 El proyecto es aceptable
TIR=11,41% > i El proyecto es aceptable
PRI = 4 meses 29 dias El proyecto es aceptable
RCB =1,59 > 1 El proyecto es aceptable
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4.3.2 Resumen del analisis econdmico considerando la rentabilidad para la empresa

operadora tomando como inversionista al consorcio a cargo

El analisis econdmico a partir del FNC del anexo 14, enfocado a la rentabilidad que
genero la empresa operadora cuando el inversionista fue el consorcio a cargo
muestra que el proyecto es aceptable; con una rentabilidad de 255.794,21 millones
de dodlares a septiembre del 2020.

Indicadores Econdmicos

Tasa de interés mensual= 0.73%
VAN = $255.794,21 > 0 El proyecto es aceptable
RCB=2,13>1 El proyecto es aceptable

4.3.3 Resumen del analisis economico considerando la rentabilidad del consorcio como

inversionista

Del estudio de los indicadores econdmicos obtenidos a partir del FNC en el anexo
15, para el analisis de rentabilidad generada por el consorcio a cargo se concluye

que el proyecto es aceptable y genera ganancias.

Indicadores Econémicos
Tasa de interés mensual= 0.73%
VAN = $785.535,13 >0 El proyecto es aceptable
TIR=7.55% > i El proyecto es aceptable
PRI =7 meses 4 dias El proyecto es aceptable
RCB=1.44>1 El proyecto es aceptable
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CAPITULO 5
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES
5.1.1 POZO VHR-08

e La evaluaciéon petrofisica en el reservorio M2 mostré6 una saturacion de
petroleo (55%) enmascarada por minerales presentes en la roca,
bioturbaciones y zonas apretadas, por lo que, el pozo se presentdé como un
fuerte candidato para intervencion a WO donde se cafioned un nuevo
intervalo y se realizd fracturamiento hidraulico para aumentar la

conductividad en las vecindades del pozo y reducir el dafio de formacion.

e El analisis del skin en la arena sin estimulacién, mostré que la formacion no
presentaba un dafo considerable (S=0.28), por lo que, el justificativo de

efectuar el fracturamiento no estuvo muy influenciado por esto.

e La permeabilidad de la arena M2 para el pozo VHR-08 se encuentra en un
valor de 136 mD similar a la permeabilidad de la arena para todo el campo;
este parametro con respecto a las demas arenas (tabla 1.1) es muy bajo;

condicion para la intervencion por fracturamiento.

e Se pudo corroborar que en el intervalo de fractura se tuvo presencia de
tuberia con rangos de dano aceptables (grado 2 y grado 3), acompanado de
una adherencia entre casing y formacion de regular a buena, por lo que,

existido poca probabilidad de posibles colapsos durante el fracturamiento.

e Los valores finales de conductividad (6.89), longitud apuntalada (136.5 ft) y
concentracion arial (0.80 Ib/ft?) obtenidos en la geometria de fractura
difirieron en un rango aceptable con respecto a los valores propuestos, lo
cual no afecté de manera negativa el tratamiento, por el contrario, se obtuvo

en la fractura una geometria mucho mas deseable.

e El obtener parametros de geometria de fractura final diferentes a los

planteados en el disefio no necesariamente implica un trabajo de fractura
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poco exitoso, por el contrario, en algunos casos puede derivar en mejores

resultados de tratamiento.

El analisis del skin post fractura (S=-5.95) mostré que la formacion quedd
estimulada, lo cual, fue corroborado con la eficiencia de flujo mayor a uno,

valor caracteristico en formaciones estimuladas.

Del analisis de produccion, se observa que las producciones estabilizadas
post fractura (150 - 140 bbl/d) son mayores que las producciones
estabilizadas que se tenian antes de la fractura en la misma arena (70 bbl/d),
por lo que, se concluye que la arena presenta una produccidon de petroleo

mucho mas rentable que la que presenté en el afio 2015.

Si bien la produccion estabilizada post fractura se asemeja a las
producciones que entregaba el pozo en la arena Ui antes del fracturamiento
(160 — 140 bbl/d), al producir nuevamente de la formacion M2 se obtuvo una
menor produccidn de agua con respecto a las grandes producciones de agua
que entregd Ui en el 2017, manteniendo la rentabilidad de la formacion con

el plus de reduccion de costos de operacion relacionados a los altos BSW's.

Los indicadores econdmicos para el analisis en donde la inversionista del
proyecto es la empresa operadora concluyen que el proyecto es aceptable
desde el punto de vista econdmico, en donde, para un tiempo estimado de
23 meses a partir del trabajo de estimulacion se obtienen ganancias netas
de 1’821.115,24 millones de ddlares.

Los indicadores econdmicos enfocados a la rentabilidad que generaria la
empresa operadora en el caso de que el inversionista sea el consorcio a
cargo muestra que el proyecto es aceptable; con una rentabilidad de
1'052.327,21 millones de ddlares a diciembre del 2019.

Los indicadores econdmicos para el analisis de rentabilidad generada por el
consorcio a cargo como inversor concluyen que el proyecto es aceptable
desde el punto de vista econdmico, donde, los cuatro parametros
primordiales para que el proyecto sea rentable muestran valores bastante
favorables.
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5.1.2 POZO VHR-13

e La seccion correspondiente a Ts presentd buenas caracteristicas en cuanto
a desarrollo, continuidad lateral y calidad de reservorio; por lo que fue

considerada objetivo principal en el trabajo de fracturamiento.

e El skin de que presenté la arena Ts en el pozo VHR-13 previo al
fracturamiento (S=35), manifest6 que el pozo se encontraba altamente
dafiado, por lo que, en este caso el fracturamiento fue realizado en gran

parte por el skin que presentaba el pozo en la arena.

e De acuerdo a la tendencia que experimento el maximo radio antes y después
del intervalo de fractura en el registro de casing, se infirid que la tuberia

presenté buena integridad antes de trabajo de fracturamiento.

e El analisis post fractura del skin, manifesté que el pozo aun presentd dano
después de su estimulacién (S=10), sin embargo, se pudo evidenciar que el

dafio en el pozo redujo en un 71% su skin inicial.

e Las producciones post fractura que entregd el pozo fueron mejores en
comparacioén a las producciones que entregaba en pozo entre los afios 2016
y 2018.

e Se pudo evidenciar una mejora notable en la capacidad de aporte de la arena
Ts con respecto a anos anteriores donde se mantuvo operativa, lo cual, es

congruente con los datos de skin e indice de productividad post fractura.

e Los indicadores econdmicos para el analisis en donde la inversionista del
proyecto es la empresa operadora concluyen que el proyecto es aceptable
desde el punto de vista econémico, en donde, para un tiempo estimado de
16 meses a partir del trabajo de estimulacion se obtienen ganancias netas
de 1°041.329,34 millones de ddlares.

e Los indicadores econémicos enfocados a la rentabilidad que generaria la
empresa operadora en el caso de que el inversionista sea el consorcio a
cargo muestra que el proyecto es aceptable; con una rentabilidad de

255.794,21 millones de délares a mediados de septiembre del 2020.
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Los indicadores econdmicos para el andlisis de rentabilidad generada por el
consorcio a cargo como inversor concluyen que el proyecto es aceptable
desde el punto de vista econdmico, con una rentabilidad de 785.535,13

millones de dodlares.

5.2 RECOMENDACIONES

Antes de someter a pozo a fracturamiento hidraulico, se recomienda un
riguroso estudio (analisis presentados en capitulos anteriores) para estar

seguros de que la estimulacién es requerida.

Si bien, comunmente se utilizan métodos indirectos para inferir parametros
de geometria de fractura como el modelado de geometria por software
mediante el analisis de la presion neta, cantidad de apuntalante inyectado,
entre otros; se recomienda implementar técnicas de diagndstico de fractura,
las cuales permitan tener una medida directa de sus dimensiones y de esta

manera tener una mayor certeza de las dimensiones de la fractura.

Se recomienda siempre tener un adecuado conocimiento de los trabajos de
fracturamiento realizado en los pozos, con el fin de que los equipos o
personal de la empresa operadora o consorcios a cargo puedan aumentar la
efectividad en tratamientos de estimulacion futuros y asi poder recuperar los

hidrocarburos de una forma mas eficiente.

Aunque el analisis econdmico se realizd con la premisa de que se acercara
lo mas posible a la realidad; parametros como tasas de interés, costos
asociados y demas parametros fueron considerados bajo la perspectiva del
autor, por lo que, bajo ningun concepto se recomienda tomar este estudio

como una realidad en su totalidad.
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ANEXO 1: Relacion de didmetros para en el calculo del coeficiente de
descarga

Flow DT
— g D,

-

Fuente: Modificado de Willingham et al., (1993)

ANEXO 2: Correlacion estructural a nivel de la Arenisca T entre los pozos
VHR-005, VHR-003, VHR-013, VHR-002, VHR-015 y VHR-001
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Fuente: Petroamazonas E. P.



ANEXO 3: Divisién de parasecuencias de la Arenisca Ts del Pozo VHR-13
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Fuente: Petroamazonas E. P.

ANEXO 4: Registro eléctrico en el intervalo de T en el pozo VHR-13 con
delimitacion de punzados y zonas de interés para el fracturamiento hidraulico
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Fuente: Petroamazonas E. P.



ANEXO 5: Registro de tuberia en el intervalo 8100°-8160" del pozo VHR-13
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Fuente: Petroamazonas E. P.
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ANEXO 6: Registro de cementacion en el intervalo 7900°-8200" del pozo
VHR-13
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ANEXO 7: Prueba B'Up del Pozo VHR-08 en M2 (afio 2014)
Tabla A7.1. Valores de la prueba de produccion

Prueba de produccion
Parametro Valor Unidades
Qo 230 BPPD
Qw 250 BAPD
Qt 480 BFPD
BSW 52 %
Pwf 1057.8 psi
Pb 480 psi

Tabla A7.2. Parametros de roca y fluido

Parametros de roca y fluido

Parametro Valor Unidades

h 8 ft

¢ 16 %

Tw 0.29 ft

Ty 205 °F

Bo 1.1237 By/Bn
po 2 cp

Ct 6.66781E-01 psi-1

GOR 52 scf/stb

g 1.5

Tabla A7.3. Parametros principales del modelo

Parametros principales del modelo

Parametro Valor | Unidades
K absoluta 136 mD
Ko 65.2 mD
kh 1090 mD.ft
Delta P 40.419 psi
M -226.204 psi
P@1lhr 2277.97 psi

Fuente: Petroamazonas E. P.
Realizado por: Milton Cérdova




ANEXO 8: Prueba B'Up post fractura del Pozo VHR-08 en M2
Tabla A8.1. Valores de la prueba de produccion

Prueba de produccion
Parametro Valor Unidades

Qo 275 BPPD
Qw 225 BAPD
Qt 500 BFPD

BSW 45 %

Pwf 1550 psi

Pb 480 psi

Tabla A8.2. Parametros de roca y fluido

Parametros de roca y fluido

Parametro Valor Unidades

h 17.5 ft

¢ 11 %

Tw 0.34 ft

Ty 210 °F

Bo 1.236 By/Bn
po 1.54 cp

Ct 4.35001E-01 psi-1

Tabla A8.3. Parametros principales del modelo

Parametros principales del modelo

Parametro Valor Unidades
K absoluta 34.9 mD
Ko 8.11 mD
kh 611 mD.ft
Delta P -1308 psi

Fuente: Petroamazonas E. P.
Realizado por: Milton Cérdova




ANEXO 9: Curva IPR del Pozo VHR-08 para M2 en el afio 2014

IPR Compuesto
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Fuente: Petroamazonas E. P.
Realizado por: Milton Cordova

ANEXO 10: Prueba B'Up pre fractura del Pozo VHR-13 en Ts
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Tabla A10.1. Valores de la prueba de produccion

Prueba de produccion
Parametro Valor Unidades
Qo 30 BPPD
Qw 270 BAPD
Qt 300 BFPD
BSW 90 %
Pwf 2000 psi
Pb 280 psi

Tabla A10.2. Parametros de roca y fluido

Parametros de roca y fluido

Parametro Valor Unidades
h 12 ft
¢ 17.7 %
Tw 0.375 ft
Bo 1.2691 By/Bn
po 343 cp
Ct 6.E-06 psi-1

Tabla A10.3. Parametros principales del modelo

Parametros principales del modelo

Parametro Valor | Unidades
K absoluta 714.49 md
kh 8573.92 md.ft
Delta P 752.72 psi
Pi 2879.51 psi

Fuente: Petroamazonas E. P.
Realizado por: Milton Cérdova
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ANEXO 11: Prueba B'Up post fractura del Pozo VHR-13 en Ts
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Tabla A11.1. Valores de la prueba de produccion

Prueba de produccion
Parametro Valor Unidades

Qo 552 BPPD
Qw 598 BAPD
Qt 1150 BFPD

BSW 52 %

Pwf 1750 psi

Pb 280 psi

Tabla A11.2. Parametros de roca y fluido

Parametros de roca y fluido

Parametro Valor Unidades
h 12 ft
¢ 17.7 %
Tw 0.375 ft
Bo 1.2691 By/Bn
po 343 cp
Ct 6.E-06 psi-1

150



Tabla A11.3. Parametros principales del modelo

Parametros principales del modelo
Parametro Valor | Unidades
K absoluta 958.91 md
kh 11506.9 md.pie
Delta P -614,27 psi
Pi 2860.48

Fuente: Petroamazonas E. P.
Realizado por: Milton Cérdova

ANEXO 12: BHA de fractura para los pozos VHR-08 y VHR-13

VHR-08

VHR-13

12inhole  E 10-3i4-in Cemented CasinglEq | BN
Top depth: 0.0 Topdepth: 00f F0
Bottarm depth: 2003.0f N | i Bottorn depth: 2003.0#
Diameter: 12.0001n | Inner diameter: 10,050 in

Dt S Outer diameter: 10.750in

P Grade: 55 L 1000

= Weight: 40.50 Ib/ft
- 2000

3-1{2-in Tubing B3| ~ 3000
Top depth: 0.0 ~ 4000
Bottam depth; 7650.0f
Inner diameter. 2.392in - 4000
Quter diameter: 3.5001in
Gradle: N80 e
Weight: 9.30 Ib/ft 7000

6-1/4-in Packer &
Top depth: 76400
Bottom depth: 7650.0 ft
Inner diameter: 2,992 in
Outer diameter. 6.276in
Grade: Unspec
“Weeight: 9.30 Ib/ft

0.25-in PerforationsEy
Top depth: 769501

Bottom depth: 7708.01
Diameter: 0.2501n
Number Of Perfe: 105

- 8000

Top depth; 0.0
Bottom depth: 8263.0f
Inner diameter. B.276 in
Outer diameter: 7.000in
Grade: C-45
Weight: 26.00 b/ft

8-1/2inhole B3
Top depth: 200301
Bottorn depth: 8263.0 ft
Diarmeter. 8500in

& (8]0} ID Longitud
# Descripcion de la herramienta i i
n n n
1 Roll On Type Connector
1 Maxima tension (fhf) 52,000
1.690 0.750 3.84
Presion {psi) 12,000
Dual Back Pressure Valve
2 Maxima tension (Ibf) 75,000
1.690 0690 1548
2 Presién {psi) 15,000
Hydraulic Disconnect
3 Maxima tension (fbf) 52,00
1.890 0.450 17.16
Presicn (psi) 12,000
3 Spiral Abrassive Perforator
4 Maxima tensidn (fbf) 52,00
2,000 0430 22.58
Presidn (psi) 12,000
Ball Seat Wash Nozzle
4 5 Méxima tension (fbf) 52,00
2.000 NA 372
Presion {psi) 12,000
Las esh
Maximo OD (inf 1630 ]
Minime [T (inj 0430
5 Longitud Total(in] 62.76
Longitud Total {ft 5.23

Fuente: Petroamazonas E. P.




ANEXO 13: Flujo neto de caja considerando la rentabilidad de la empresa operadora como inversionista (VHR-13)

MESES 4 5 6 i | 8 | 9 10 11 12

ITEMS / (UNIDADES) INGRESOS

Prod. Petrdelo Post Frac BPPM 1065837 12686.68 10312.10 799142 6094 .92 (324,24 631117

Precio del crudo ecuatoriano | USD/Bls 58,38 53,38 58,38 53,38 58,38 53,38 58,38

Ingresos Totales ush 622235 .64 740648 38 602020.40 46653910 3565821.43 36920913 368446 10
EGRESOS

Inversion de Fractura usph 1763026

Costo total de produccidn USD/Bls 21.35 21,35 21,35 21,35 21,35 21,35 21.35

Costo de produccidn mensual Uush 22755620 270860 62 22016334 170616,82 130126.54 135022 52 134743 48

FLUJO NETO DE CAJA

FMNC ush -1763026 394679 44 469787 76 38185706 295922 28 225694 89 234186 61 233702 63

FMNC {Aumulado) Uusph -1763026 -1368346 56 -898558.80 51670174 -220779 45 4915 43 239102 04 472804 67

VAN al 9.25% usph -1763026 39178041 46291166 373504 18 28732308 217526.81 224053 29 221947 92

MESES 13 14 15 16 | 17 [ 18 19 20 21

ITEMS / (UNIDADES INGRESOS5

Prod. Petrielo Post Frac BPPM 502236 3961,37 427119 1039 42 2708.81 3936,92 411579 418674 2968.81

Precio del crudo ecuatoriano | USD/Bls 42 53 42 53 42 53 42 53 42 53 42 53 42 53 42 53 42 53

Ingresos Totales usph 21360097 168477.07 181653.71 4420653 115205.69 16743721 175044 55 178062 05 126263.49
EGRESOS

Inversion de Fractura Uso

Costo total de produccion USD/Bls 21,35 21,35 21,35 21,35 21,35 21,35 21,35 21,35 21,35

Costo de produccidn mensual usph 107227.39 8457525 91189.91 22191 62 57833.09 84053 24 4787212 89386.90 63384.09

FLUJO NETO DE CAJA

FMC usph 106373.58 83901.82 90463.60 2201492 5737260 83383.97 ar172.43 8B8675.15 62879.40

FNC (Aumulado) Ush R79178.25 663080,07 753543 .87 T75558.79 832931.,38 916315.35 1003487.78 1092162 94 1155042 33

VAN al 9.25% usph 100281,19 78515 48 34034 38 2030006 5251496 75763,38 78623.82 79391,71 55883.01




ANEXO 14: Flujo neto de caja considerando la rentabilidad para la empresa operadora tomando como inversionista al
consorcio a cargo (VHR-13)

MESES 5 | £ [ 7 | 8 | 9 10 11 12

ITEMS / (UNIDADES) INGRESOS

Prod. Petréelo Post Frac BPPM 10658,37 12686,68 10312,10 799142 6094,92 6324 24 631117

Precio del crudo ecuatoriano | USD/Bls £8.38 08,38 03,38 03,38 £B.38 £B.38 £B.38

Ingresos Totales USD 622235 64 740648 38 60202040 466539,10 355821 43 36920913 36844610
EGRESOS

Inversian de Fractura JSD 0

Costo total por barril USD/Bls 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19

Costo de produccion mensual | USD 534943 59 636744 47 51756430 401089,37 30590403 317413 61 31675762

FLUJO NETO DE CAJA

FNC USD 8729205 10390391 8445610 65449 73 4991739 51795 53 51688 48

FNC (Aumulado) UsSD 87292 05 19119596 275652,06 34110179 39101918 442814.71 494503,19

VAN al 9,25% USD 86650.87 10238311 82608.67 63547 83 48110,84 49554 32 49088,67

MESES 13 14 | 15 | 16 | 17 | 18 19 20 21

ITEMS / (UNIDADES INGRESOS

Prod. Petréelo Post Frac BPPM 502236 3961,37 427119 1039,42 270881 393692 411579 4186.74 2968.81

Precio del crudo ecuatoriano | USD/Bls 42 53 42 53 42 53 4253 42 53 42 53 42 53 42 53 4253

Ingresos Totales USD | 21360097 168477,07 18165371 44206,53 11520569 167437 21 175044 55 178062,05 126263,49
EGRESOS

Costo total por barril USD/Bls 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19 50,19

Costo de produccion mensual | USD | 252072.25 19882116 214371,03 5216349 135955 17 197594.01 206571,50 210132,48 14900457

FLUJO NETO DE CAJA

FNC USD -38471,28 -30344,09 -32717,32 -7961,96 -20749 48 -30156,81 -31526,95 -32070,43 -22741,08

FNC (Aumulado) USD | 456031.91 42568782 392970,50 38500855 364259.06 334102 25 302575.30 270504,88 247763.79

VAN al 9,25% USD -36267,89 -28396,06 -30392,04 -7341.76 -18992,66 -27400,73 -28435 24 -28712,96 -20210,76




ANEXO 15: Flujo neto de caja considerando la rentabilidad del consorcio como inversionista (VHR-13)

MESES 5 | 6 7 [ 8 [ 9 10 11 12

ITEMS / (UNIDADES) INGRESOS
Prod. Petrdelo Post Frac BPPM 10658,37 12636,68 10312,10 799142 609492 6324,24 631,17
Precio del crudo ecuatoriano | USD/Bls 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84
Ingresos Totales UsD 307387.39 365883.85 297400,96 230472.55 17577749 182391,08 182014,14

EGRESOS
Inversidn de Fractura | ush | 1763026 | | |

FLUJO NETO DE CAJA
FNC uUsD -1763026 307387,39 365883,85 297400,96 23047255 175777 49 182391,08 182014, 14
FNC (Aumulado) UsD 1763026 145563861 | -1089754.76 | -792353.79 56188124 -386103.75 -203712 67 -21698,52
VAN al 9.25% anual UsD 1763026 305129 54 360528 55 290895 51 223775.26 169415 96 174498 97 17285925
MESES 13 14 | 15 16 | 17 | 18 19 20 21

ITEMS / (UNIDADES INGRESOS
Prod. Petrdelo Post Frac BPPM 5022,36 3961,37 427119 103942 2708.81 3936,92 411579 4186.74 2968.81
Precio del crudo ecuatoriano  |USD/Bls 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84 28,84
Ingresos Totales UsD 144844 86 114245 91 123181,12 2997687 78122,08 113540,77 118699,38 120745 58 8562043

EGRESOS
Inversidn de Fractura | usD | | | |

FLUJO NETO DE CAJA

FNC UsD 144844.86 114245 91 123181,12 29976.67 78122,08 113540.77 118699,38 120745 .58 8562048
FNC (Aumulado) usD 123146,34 237392,25 360573.37 390550.24 468672,32 582213.09 700912 48 821658.06 907278 54
VAN al 9,25% anual uUsD 136549,09 106911,54 114426 41 27641,82 71507 63 103164.10 107059,06 108104,67 76093.76




