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Trabajos técnicos

En los últimos años Repsol YPF empezó a desarrollar en

la Cuenca Neuquina reservorios no convencionales, en

particular la Formación Precuyano, roca volcano

clástico. De 2001 a 2005 se perforaron 9 pozos en la

zona de Cupén Mahuida y se realizaron 21 operaciones

de fracturas. Los resultados de producción han sido

variados, lo que se ha atribuido en parte a la

complejidad del reservorio. 

Para mejorar estos resultados fue necesario hacer un

análisis de todo el proceso de estimulación. La

evaluación se basó en una revisión de la petrofísica,

examen de perfiles de imágenes para estudio de fisuras

naturales, análisis de los minifrac y del comportamiento

de la presión medida durante las fracturas. 

Las conclusiones recomiendan modificar la metodología

de trabajo para la definición de los intervalos

candidatos a fracturar, así como la metodología de

punzar y de fracturar.



Introducción

El Yacimiento Cupén Mahuida,
Formación Precuyano, se encuentra
ubicado en la misma área que el Yaci-
miento Sierra Barrosa, productivo de
gas y petróleo de la Formación Lote-
na. La estructura Sierra Barrosa está
localizada en el sector sud central de
la Cuenca Neuquina, a aproximada-
mente 35 kilómetros de la localidad
de Plaza Huincul en la Provincia de
Neuquén.

Estas secuencias triásico-jurásicas
pertenecientes al Precuyano están for-
madas por un conjunto de depósitos
de orígenes variados y arreglos muy
heterogéneos. Las facies reservorio
corresponden principalmente a depó-
sitos de flujos piroclásticos, tobas de
caída y coladas volcánicas de tipo
ácido. La trampa es de tipo combina-
do. Las acumulaciones de gas se verifi-
can en las partes altas de estructuras
positivas (factor estructural) y es de
primordial importancia el factor estra-
tigráfico, en estos casos dado por la
creación de zonas porosas y permea-
bles por alteración, microfisuramiento
y fracturación de las rocas volcánicas.

La roca madre comprobada de la
zona son las pelitas marinas de la For-
mación Los Molles, depositadas inme-
diatamente sobre las vulcanitas triási-
co-jurásicas.

Como es definido en el trabajo Eva-
luación de formaciones en pozos explora-
torios de reservorios no convencionales
mediante perfiles de ultima generación
presentado por J. Dogliani, R. Domín-
guez y Daniel García, la utilización de

estas herramientas pudo definir para
el primer pozo exploratorio un mode-
lo de reservorios de poros pequeños,
actuando como primarios e interco-
nectados a microfisuras, a modo de
gargantas porales, con porosidades
efectivas de hasta el 12% y bajas per-
meabilidades (cercanas a 1 mD). La
eficacia en la producción de hidrocar-
buros estaría dada por la intercone-
xión de estas bajas permeabilidades,
con un sistema de microfisuras a
modo de gargantas porales, no visibles
en imágenes de pozos, ni identificadas
por los perfiles de porosidad conven-
cionales, por lo que es fundamental
para poder acotarlos la visualización
mediante parámetros dinámicos,
como la movilidad obtenida del NMR
y la perforación en UBD.

Basándose en esta descripción del
reservorio se hicieron los diseños de
fractura como para un reservorio clás-
tico tradicional, como se muestra en
la figura 2.

Generalidades sobre 
operaciones de fractura

En los diferentes pozos terminados
las profundidades del reservorio varí-
an desde 3100 mbbp hasta 3700
mbbp. 

Hasta el presente, las estimulacio-
nes hidráulicas realizadas en los pozos
varían sustancialmente en volúmenes
y tamaños de diseños. Por los estreses
actuales obtenidos del perfil sónico
dipolar, el agente de sostén seleccio-
nado es Sinterball 20/40. Los fluidos
de fractura son base agua de baja
carga polimérica. 

El 47% de los tratamientos de esti-
mulación hidráulica terminaron con
arenamientos prematuros, sin poder
bombear la totalidad de agente de sos-
tén diseñado dentro de la formación.
Pero en los demás pozos las concen-
traciones finales de agente de sostén
en formación son altas: 16 ppg.

La figura 3 de la página 48 detalla
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Figura 1. Mapa de ubicación.

Figura 2. Columna estratigráfica.



la relación entre la cantidad de bolsas
de agente de sostén bombeadas en
formación y la altura de la zona de
interés para cada pozo. El rango de
valores es muy amplio, variando entre
9 y 422 bolsas/m, pero normalmente
el rango es de 100 a 200 bolsas de
arena por metro de zona de interés. 

Estrategia de completación
y punzados

Los pozos fueron completados con
liners de 5” de 18 lb/ft. Los tubing nor-
malmente utilizados son de 3-1/2”,
9,3 lb/ft. El sistema de punzados utili-
zado está seleccionado primeramente
por las restricciones existentes en la
completación, esto significa que el
tipo de cañoneo óptimo es aquel que
puede pasar sin riesgos a través de la
cañería de completación y por el 
packer de producción. 

Generalmente el cañón utilizado es
el de 2” con cargas de 6,5 gr, a 6 tiros
por pie y con un ángulo de 60°. El
diámetro promedio de los orificios es
de 0,17”, sin embargo los orificios van
de 0,09” en el caso más desfavorable a
0,22” en el caso óptimo. Esto implica
que si bien todos los punzados pue-
den admitir fluido, sólo el 50% podrá
admitir agente de sostén (20/40) a
concentraciones superiores de 6 PPA.

Análisis de perfiles e 
interpretación de minifracs

El análisis de perfiles con paráme-
tros indirectos pero dinámicos, como
la resonancia magnética nuclear
(NMR), esencialmente dinámicos,
como el ensayador modular de forma-
ciones (MDT) en conjunto con imáge-
nes de pozos (FMI, UBI, CBIL), sónico
dipolar (DSI, XMAC) y perfiles con-

vencionales (resistividad de alta reso-
lución, densidad, neutrón, SP, GR),
mud log, es fundamental para el estu-
dio petrofísico y la selección de inter-
valos de interés, como así también
para el correcto diseño de la estimula-
ción hidráulica. 

Es clave conocer el tipo de reservo-
rio y el mecanismo de drenaje al cual
nos enfrentamos a la hora de diseñar
óptimamente una estimulación
hidráulica.

De los cinco minifracs disponibles
para la evaluación, cuatro de los análi-
sis de declinación de presión señalan
la presencia del efecto de Pressure
Dependent Leakoff (PDL). La diferencia
entre la presión de cierre de fisuras
naturales de formación (Pfo) y la pre-
sión de cierre de la formación o frac-
tura generada hidráulicamente (Pc)
nos indicará la severidad y compleji-
dad que podremos esperar en las ope-
raciones de fractura hidráulica. Los
valores de las diferencias observadas
son de aproximadamente 200 psi. Esta
poca diferencia hace que las condicio-
nes de operación sean difíciles, y tal
efecto debe ser tomado en cuenta para
optimizar los diseños y controlar la
pérdida de fluido que las fracturas
naturales abiertas naturalmente o
hidráulicamente generarán.
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Figura 4. Ejemplo de PDL.

Figura 3. Agente de sostén vs. altura de interés.
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En la imagen de pozo del caso
ejemplo graficado en la figura 4 de la
página 48 no se observan fisuras natu-
rales, sin embargo el minifrac nos
indica que éstas están presentes. Una
de las causas de este fenómeno es que
la imagen de pozo tiene un radio de
investigación del orden de pocas pul-
gadas, cuando en el minifrac estamos
hablando de un radio de investiga-
ción de metros.

Esto recalca la importancia de reali-
zar siempre un minifrac antes del bom-
beo del tratamiento principal para
conocer el mecanismo de pérdidas de
fluidos, calcular fricciones extras en el
sistema a nivel de punzados y nivel de
reservorios (tortuosidades), ajustar
estreses, evaluar el comportamiento del
fluido, y precisar así el diseño.

Interpretación de los 
resultados de producción

En lineamientos generales se puede
establecer que la producción obtenida
corresponde a por lo menos tres meca-
nismos de drenaje diferentes o combi-
nación de estos. La figura 5 muestra la
relación entre la producción post frac-
tura hidráulica y la cantidad de bolsas
bombeadas a formación considerando
los casos estudiados.

Interpretando los resultados pode-
mos establecer como mínimo los tres
casos base siguientes de comporta-
mientos en la Formación Precuyano

en el ámbito del Yacimiento Cupén
Mahuida.

•• CCoonnddiicciioonneess ddee rreesseerrvvoorriioo AA
Buena petrofísica y presencia de

fisuras naturales conductivas en la
imagen de pozo.

En el ejemplo siguiente (figura 6) y
en la figura 7 de la página 52, pode-
mos observar que el porcentaje de
fluidos libres es alto y que la porosi-
dad ronda el 14 por ciento. El GR se
ve limpio. La altura de la zona de
interés es de aproximadamente 7
metros. La diferencia entre las curvas
de resistividad profunda y la somera
nos indicaría presencia de buena per-
meabilidad en la capa (invasión).

La imagen de pozo detalla valores
de resistividad mayores. Se pierde un
poco la estratificación, siendo mayor-
mente masivas. Se observan fracturas
naturales conductivas en conjunto con
buenas cualidades petrofísicas (porcen-
taje mayor al 5% de fluidos libres y
porosidades mayores al 10 por ciento).

El diseño deberá incluir fracturas
anchas, volúmenes medios (300 sx a
800 sx), concentraciones medias de

Figura 6. Perfil combinado caso A.

Figura 5. Producción vs. bolsas de agente de sostén.





agente de sostén bombeado. Objeti-
vos: bypasear el daño, dejar conducti-
vo el sistema de fisuras naturales de la
formación. Buscar ancho de fracturas
en caso de altas permeabilidades.

•• CCoonnddiicciioonneess ddee rreesseerrvvoorriioo BB
Pobre petrofísica y presencia de

fracturas naturales en la imagen de
pozo. La porosidad (8% a 10%) y la
altura de la zona de interés es media y
con baja permeabilidad.

El objetivo del diseño será bypasear
el daño. Se intentará diseñar fracturas
largas, pero la falta de contrastes en
estreses entre la zona de interés y las
capas superiores e inferiores que se
observa generalmente en este yaci-
miento será un limitante en la defini-
ción del volumen del tratamiento.

•• CCoonnddiicciioonneess ddee rreesseerrvvoorriioo CC
El tercer caso está dado por condi-

ciones de petrofísica pobre (baja poro-
sidad o/y baja permeabilidad) y sin
presencia de fracturas naturales con-
ductivas en la imagen de pozo, y sin
variación de amplitud entre ∆T com-
presional y ∆T shear y sin incremento
del ∆T Stoneley, obtenidos del sónico
dipolar, que serían indicadores de
zonas naturalmente fisuradas. Para

este caso el reservorio responde como
un clástico, de condiciones petrofísi-
cas regulares a malas.

En el ejemplo siguiente se observa
una petrofísica regular, con valores
de porosidad del 12%, NP 12 m; en
el MREX se observan valores bajos
de fluidos libres (figura 8). La ima-
gen de pozo infiere una ignimbrita,
con tamaño de grano pequeño y
relativamente homogéneo (figura 9,
de página 53).

Se observan fisuras inducidas
(dirección máximo estrés, plano prefe-

rencial de fractura) con dirección
NNW-SSE. No se observan en la ima-
gen fracturas naturales conductivas.

Del análisis de la declinación de
presión (minifrac), la función “G”
sugiere un comportamiento de pressu-
re dependent leakoff, lo que indicaría
que, aunque no se observan fisuras
naturales conductivas o abiertas en la
imagen de pozo, algunas fisuras per-
meables existen y se abren al superar
su presión de cierre. La presencia de
estas fisuras no significa que sean
reservorio. Sin hacer un minifrac no

Petrotecnia • octubre, 200652 I

Figura 7. Perfil de imágenes caso A.

Figura 8. Perfil de imágenes caso C.

Condición Porosidad Proppant Fisuras PLT - 10 mm Producción
[sx] [m3/d] %

C 10%< 0 SÍ 83.000 22%

A 14% 1.396 SÍ 171.000 46%

C 10% 700 NO 69.000 18%

C 12% 2.103 NO 52.000 14%



tendríamos conocimiento de la exis-
tencia de estas microfisuras naturales.

•• CCoommppaarraacciióónn ddee pprroodduucccciióónn
La tabla de la página 52 detalla en

resumen los resultados obtenidos para
los diferentes intervalos de un mismo
pozo versus su clasificación.

Para el caso de este pozo, como
para el resto de los pozos productores
de la Formación Precuyano, en el
ámbito del Yacimiento Cupén Mahui-
da vemos que la producción no res-
ponde al tamaño de estimulación
hidráulica realizada, sino a condicio-
nes de reservorio y tipo de mecanis-
mos de drenaje.

Conclusiones 
y recomendaciones

• Podemos clasificar la calidad del
reservorio Precuyano entre tres cate-
gorías, cada cual con un lineamien-
to de diseño de fractura. Para esta
clasificación es necesario hacer un
análisis en detalle de los perfiles
convencionales junto con perfiles
avanzados, como son la resonancia

magnética, el sónico dipolar
y las imágenes de pozos.
• Se recomienda la realiza-
ción de minifrac antes del
bombeo de la estimulación
hidráulica principal en cada
una de las capas a estimular.
Esto permitirá conocer el
mecanismo y severidad de
pérdidas de fluidos.
• Se recomienda la utiliza-
ción en los colchones de
agente de sostén de peque-
ña granulometría (malla
100) para el control de pér-
dida de fluido en las fisuras
naturales. 
• Los diseños no necesitan
superar alta concentración
de agente de sostén bombe-
ado con valores de hasta 8
ppa se obtendrán resultados
similares. Se puede termi-
nar la operación con un
slug a mayor concentración,
pero con el objetivo de

dejarlo dentro de la zona de los
punzados.
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Figura 9. Perfil de imágenes caso C.
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