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ABSTRACT

Extension and development of low permeability reservoirs in Campo Indio Field, Magallanes Formation
(Late Maastrichtian — Danian), Austral Basin, Argentina

Campo Indio Field is located in Santa Cruz province, 140 km northwest of the City of Rio Gallegos.
It is located in the slope area of the Austral Basin where different types of traps are present in both
Cretaceous and Tertiary reservoirs. The accumulation of gas and condensate found within the M1
reservoir of the Lower Member of Magallanes Fm. that was discovered in 2001 with well Cl.a-23,
reports an accumulated production of 3658 MMm3 of gas. The extensions to the north and east were
relegated since advanced wells showed poor reservoir conditions that yield to initial productivities
below the commerciality threshold (10 to 30 Mm?3/d).

In the northeast sector of the field, M1 reservoir detaches from the traditional frame of Tight sands,
showing low content of clay minerals and very good porosity values (~ 20-28%) but permeability
ranging from 0.03 to 1 mD, which makes conventional development impossible. The trap is purely
stratigraphic limited by lateral changes of facies in the reservoir and by the erosion of the “D4”
unconformity (Post-Danian). The 3D seismic was crucial in order to identify the play, which has an
amplitude anomaly that also shows an AVO class Il effect. Production from the western sector began
in 2002, close to the associated accumulation of Campo Boleadoras Field, where permeability ranges
from 10 to 200 mD and yields to high initial productivity of the wells (150 to 400 Mm3/d of gas and 18
m3/d condensed).

Petrophysical characterization showed that granulometric changes within the reservoir is the main
driver affecting permeability. The arcosic-glauconitic composition of the sandstones together with the
low clay content makes classic analysis techniques unsuitable for the detection of netpay and low
connate waters salinity (8000 ppm CINa) making Sw calculations uncertain, which is estimated higher
than 60% and of irreducible nature due to high capillarity effects.

The integrated analysis of the reservoir and the drilling of stepout wells led to a development strategy
that involved horizontal and deviated “monobore” wells with fractures of > 3000 sand saks per stage.
This in time allowed commercialization through 25 wells drilled since December 2016, which implies
an increase in production of 3000 Mm3/d.
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INTRODUCCION

El yacimiento Campo Indio se encuentra a 140 km de la ciudad de Rio Gallegos, ubicado en
la porcién centro-sur de la Provincia de Santa Cruz, en la regiéon morfoestructural de la cuenca
Austral denominada Talud (Saccavino ez a/, 2005) (Fig.1). Descubierto en el afio 1994 por Quintana
con el pozo CLx-1, el campo produjo inicialmente de la Fm. Springhill (Valanginiano) dejando los
reservorios de la Fm. Magallanes Inferior (Maastrichtiano - Paleoceno) como objetivo secundario.
El aledafio yacimiento Campo Boleadoras constituye el primer descubrimiento comercial de
hidrocarburos de esta unidad en el afio 1985, informalmente denominada M1. Este reservorio
no se puso en producciéon en Campo Indio hasta el afio 2001, afio en el cual se registr una
sismica 3D cuya cobertura abarca gran parte de la acumulacién. Asi se dio inicio a un desarrollo
basado en nuevas perforaciones e intervenciones de pozos previos. Durante la etapa de avanzada y
delineacién de la acumulacidn se identificé un notorio deterioro de las condiciones de reservorio
hacia el Este, lo que resultaba en reservorios de baja permeabilidad (“#ght”) con rastros de gas y
surgencias de gas sin presion. Por ello, el desarrollo inicial se focalizé en el sector Oeste entre
2002 y 2008 (Cagnolatti y Miller 2002; Saccavino et al. 2005), donde las condiciones de reservorio
permitieron la produccién comercial. Durante esta etapa se perforaron pocos pozos en el sector

Este, los cuales quedaron con producciones subcomerciales, suspendidos y abandonados. Estos
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Figura 1. Mapa de ubicacién
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pozos, y en particular algunos con informacion clave (perfiles completos y coronas), permitieron
estudiar el reservorio en detalle e identificar una oportunidad de desarrollo y extension del campo.

A partir de 2016, se inicia una nueva etapa de desarrollo en el sector Este y una etapa de
avanzada hacia los mérgenes septentrionales del Campo. Por un lado se buscé detectar los limites
geoldgicos del campo y por otro definir la estrategia y las técnicas que permitirian un desarrollo
comercial de estos reservorios cerrados.

En el presente trabajo se presentan los resultados de la actividad llevada a cabo desde fines
del 2016, que resultd en la perforacién de 38 pozos, descubriendo extensiones al Norte que
permitieron duplicar el area de explotacion y quintuplicando la produccion de Campo Indio, de
600 Mm?/d a fines de 2014 a 3 MMm?3/d en marzo de 2018 (Fig. 2).
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Figura 2. Evolucion de la produccién del yacimiento Campo Indio. A partir del afio 2015 CGC toma la operacion del bloque

MARCO GEOLOGICO

El reservorio M1 se encuentra en la porcién media del Miembro Inferior de la Fm. Magallanes
(Cagnolatti y Miller, 1999; Saccavino et al., 2005), la cual representa el relleno de Antepais de
la cuenca Austral (Cagnolatti y Miller, 2002), con una columna sedimentaria que localmente
presenta un espesor de aproximadamente 400 metros. A nivel regional el Miembro Inferior de
la Formacion Magallanes yace sobre la paleogeografia labrada por una discordancia regional de

caracter erosivo (D3-Maastrichtiano tardio) (Fig. 3). La sucesion sedimentaria es dominantemente
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marina somera y clastica en un ambiente de plataforma interna —Shoreface medio a distal-, con
poca participacion de carbonatos, los cuales se disponen como niveles bioclasticos y/o cemento
de niveles arenosos. Es notoria la presencia de niveles de wackes glauconiticos. Esta Formacién
en subsuelo fue subdividida en secuencias de 2do orden (Sullivan et al, 2005), las cuales
contienen a los informalmente denominados reservorios M1, M2 y M3. Los reservorios fueron
numerados de mds joven a mas antiguo, asignando al Maastrichtiano Superior los reservorios
M3 y M2, y al Daniano el reservorio M1. Inicialmente este ultimo se interpretaba como un
cortejo sedimentario transgresivo (Cagnolatti y Miller, 2002), pero posteriormente se reinterpreto
como un cortejo sedimentario de mar alto (Saccavino et a, 2005). Sobreyaciendo el reservorio se
observa una inundacién marina que generd una superficie erosiva irregular y en partes canalizada
(“ravinement”) en este sector de la cuenca, mientras que hacia el noroeste presenta un caricter
mas erosivo obliterando completamente a la Fm. Magallanes. Esta discordancia se denominé
tradicionalmente como D4 y se asigné al techo del Daniano (63 Ma). Posteriormente se produce
la depositacién de las secuencias basales de la Fm. Rio Turbio/Man Aike, las cuales presentan un

notable arreglo de sigmoides progradantes desde el Noreste (Fig. 3).
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Figura 3. Perfil tipo de la Formacién Magallanes en el sector de la cuenca Austral tratado en el presente trabajo
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Localmente el espesor de la secuencia M1, productiva en Campo Indio, estd fuertemente
controlado por la discordancia D4. Los bordes Este y Oeste del Campo se desarrollan de manera
neta erosiva por canales sinuosos que escurrieron desde el Nor-Noreste y Este-Noreste. Distanciado
de 2 a 5 km al Oeste de Campo Indio se encuentra el yacimiento Campo Boleadoras, ambos
parcialmente conectados por un relicto del reservorio M1 elongado en direcciéon Noroeste-Sureste.
El nivel de erosion de D4 en Campo Boleadoras es menor, dejando preservado un mayor espesor
de la secuencia M1, la cual presenta facies cuya permeabilidad es superior en uno o dos 6rdenes
de magnitud a las de Campo Indio. De este modo, ambas acumulaciones responden a trampas
netamente estratigrificas compuestas de relictos erosivos.

A nivel del reservorio tratado en el presente trabajo, la estructura estd dada regionalmente
por una suave pendiente de medio grado que inclina hacia el sur (Fig.4). La misma se encuentra
alterada por suaves espolones generalmente Norte-Sur asociadas a estructuras Jurasicas profundas
que afectaron y controlaron la acumulacién de la “Serie Tobifera”, generando sus depocentros en
un marco tectonico distensivo de syn-rift. Durante la acumulacion de las sucesiones pertenecientes
al Cretacico Superior y Terciario Inferior, estos altos actuaron en parte modulando la subsidencia
flexural y, por otra parte, acentuando la subsidencia por carga sedimentaria (compactaciéon
diferencial). Los sistemas de fallas extensionales que afectan el reservorio son secundarios, en
general de poco relieve, predominantemente de orientaciéon NO-SE y si bien en ocasiones

conforman algin limite de acumulacién, no juegan un rol importante.
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Figura 4. Mapa estructural en profundidad de la discordancia post-Daniano (D4) que constituye el techo del reservorio M1
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DESCRIPCION DEL RESERVORIO

El reservorio M1 fue descripto en detalle por Cagnolatti y Miller (2002) para el yacimiento
Campo Boleadoras. Posteriormente Saccavino et al. (2005) extendieron esa descripcion hacia el
yacimiento Campo Indio, afiadiendo un detallado modelo de facies y mostrando la variacién
lateral que produce un empobrecimiento en sus cualidades petrofisicas. Dichos autores asignaban
estos cambios a variaciones en el contenido de limos y arcillas, tamafio de grano de las arenas y
porcentaje de glauconita.

Litologicamente, el reservorio M1 se compone de areniscas finas a muy finas de composicion
liticofeldespéticas y liticas. Estas tltimas suelen describirse en ocasiones como Arenitas
Glauconiticas, enfatizando el rol preponderante de la glauconita en la fraccién litica. Cabe destacar
el contenido de limos y de arcillas en el sistema, los cuales pueden ser dominantes o participar
como matriz y pseudomatriz de niveles arenosos.

A pesar del alto contenido de fracciones limo y arcilla, en general el volumen total de arcilla
detectado a través de estudios de DRX es menor al 10%, pudiendo llegar a 20% en los términos de
peor calidad del reservorio. Es decir, el mayor control sobre la calidad del reservorio se encuentra
principalmente en la proporcion relativa de la fraccion Limo.

Mineraldgicamente, la fraccion cléstica se compone en su mayoria de feldespatos —plagioclasas-
y de liticos, entre los cuales alternan predominancia los de origen volcaniclastico y la glauconita.
Esta ultima suele presentarse con geometria lobada y con tamafos que van de limo a arena mediana.
Puede representar entre un 5 y un 25% del contenido clastico. Estudios en detalle realizados
sobre testigos corona con especial énfasis en la descripcidén y andlisis de las icnofacies presentes
sugieren que el origen de la glauconita corresponderia a pellets fecales que sufrieron procesos de
glauconitizaciéon (Ponce y Carmona, 2017). Esto es coherente con la intensa bioturbacién que
se observa a lo largo de todo el intervalo y con los niveles de menor permeabilidad, en donde el
predominio de la fraccién limoarcillosa es preponderante.

La cuantificaciéon de la glauconita es un objetivo que aun no se ha podido definir con
exactitud, en parte porque su sefal en el espectro de DRX se superpone con el de la Illita, no
siendo posible discernir entre uno y otro, y en parte por presentarse como fragmentos liticos los
cuales escapan la correcta cuantificacion a través de modelos multiminerales que consideran la
Glauconita principalmente como cemento arcilloso.

Se observa también un considerable contenido de Pirita — usualmente framboidal-, pudiendo
representar un 3% de la muestra total. Se encuentra asociada a la glauconita sobre todo dentro de
las excavaciones verticales y horizontales de organismos suspensivoros debido a las condiciones

reductoras presentes en ese medio (Ponce y Carmona, 2017).
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ANALISIS PETROFIiSICO

Los primeros datos obtenidos del reservorio en la zona Este del yacimiento ya demostraban
la dificultad de producir gas en caudales comerciales sin estimulacién hidraulica debido
principalmente a una disminucién en la permeabilidad causada por una reduccién de tamafio de
gargantas y espacios porales. La reciente extension del desarrollo hacia estas zonas aportd nuevos
datos que permitieron delinear una estrategia de desarrollo ajustada a esas caracteristicas.

El factor principal que domina el comportamiento como reservorio cerrado (“#ight”) de M1
en el sector Este es la configuracién del sistema poral. Nuevos datos obtenidos de testigos corona
asi como de testigos rotados evidencian un predominio de microporos (0.004-0.062mm) por
sobre los mesoporos (0.062-0.25 mm) y macroporos (0.25-1 mm) que dominan las facies mas
convencionales en el Oeste. Esto se debe a un considerable aumento en el porcentaje de tamafios
de grano de arena fina inferior, limos y arcillas en el sistema con respecto a la fraccién de arena
fina superior y arena fina. En menor medida se observan cementos arcillosos que también aportan
a este efecto. Como consecuencia, la permeabilidad del sistema es severamente afectada, aunque
no asi la porosidad. Datos de laboratorio indican que de valores de mas de 100 mD presentes
en las facies mis convencionales se pasa lateralmente a valores que no superan 1 mD y que
mayoritariamente se encuentran en el rango de 0.1 a 1 miliDarcy (Fig. 5).

La porosidad siempre presenta valores por encima de 15%, pudiendo llegar hasta 32-35%,
desviandose asi de las concepciones mas clasicas de reservorios cerrados ("#ght”). Si bien puede
observarse correlacion con la permeabilidad, el deterioro de esta ultima por el factor granulométrico
puede ser de hasta tres 6rdenes de magnitud para un mismo valor de porosidad. En estudios de
laboratorio, el contraste entre la porosidad estimada visualmente a partir de cortes delgados con
la obtenida a partir del porosimetro de helio es evidencia directa de la microporosidad aportada
por el contenido limoso/arcilloso, que escapa la cuantificacién a través del microscopio. Es esta
porosidad presente en la fraccidén limosa/arcillosa la que mantiene los valores altos en los registros
de pozo, aln en zonas de muy baja permeabilidad.

Cabe destacar la presencia de niveles con intensa cementacion calcdrea en donde la porosidad
si registra caidas drasticas, aunque estos no presentan extensiones areales considerables y alternan
su posicién vertical dentro del intervalo a veces constituyendo niveles nodulares.

La importancia de la fraccién Limo en adicién al volumen de arcilla hace que el tradicional
método de determinacién de volumen de arcilla (“Vcl”) no sea representativo a la hora de describir
el reservorio, debiendo recurrir a la busqueda de herramientas para determinar el volumen de
limos y arcillas en conjunto (“Vsh”). La determinaciéon de “Vsh” en Campo Indio resulta un
desafio debido a que la fracciéon limo presenta una mineralogia similar a la de las fracciones de
arena muy fina y fina. Adicionalmente, la glauconita presente como matriz y como liticos, afecta

la lectura de los perfiles claves, tanto por su elevada densidad (2.95 gr/cm?) asi como también
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por su contenido de Fe que afecta los perfiles conductivos. La presencia de Potasio -tanto en los
feldespatos como en la glauconita- limita enormemente el uso del rayo gama como indicador de
arcillosidad. A su vez, el contenido de Pirita también afecta los perfiles conductivos y de densidad.
En consecuencia, la metodologia para determinar el “Vsh” en Campo Indio se basa principalmente
en el par densidad-neutrén (a través de la curva Neu-Den, Fig. 6), y se complementa con el perfil

de invasién como indicador de las zonas més permeables.
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Figura 5. Comparacién de datos de petrofisica basica obtenidos de testigos corona donde se observa como la zona Oeste (CI-
26d) presenta dos 6rdenes de magnitud mas de permeabilidad que el Este (CI-28) y su relacidon con el sistema poral.

La granulometria del reservorio descripta tiene impacto en otro pardmetro clave de la
caracterizacion, la determinacién de la saturacién de agua. La presencia dominante de microporos
-70% de la fraccién poral- en una roca de buena porosidad resulta en un volumen de agua
importante y de cardcter irreductible, ya que el campo no produce agua de formacién. Para el
calculo de la saturacién se considera que la misma posee una salinidad de 8000 gr/l de CINa

equivalente, que a una temperatura de reservorio de 150°F resulta en un Rw de 0.3 ohmm, acorde
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a los datos obtenidos de agua proveniente de los reservorios M2 y M3 de la misma unidad. La
baja salinidad del agua connata sumada a la mineralogia descripta tienen un fuerte impacto en los
perfiles conductivos, de los cuales los modelos de Sw son altamente dependientes (Fig. 6).

Si bien se han probado la mayoria de los métodos convencionales para obtener la Sw
(i.e. Simandoux, Indonesian, Dual Water), se opté por un modelo de Archie que permite una
modificacién mis simple y validable de los pardmetros eléctricos de manera empirica, tomando
como base estudios realizados en reservorios similares (Sneider,R.M. and Sneider, J.S., 1998;
Worthington, 2000). Actualmente se usan los siguientes rangos para los exponentes y coeficientes
involucrados en la ecuacion: a=0.8-0.82, m=1.4-1.6 y n=1.4-1.6, los cuales estan en el orden de
los datos obtenidos en ensayos sobre testigos corona. Los rangos de Sw obtenidos se validan con
el comportamiento de produccién de los pozos y con los resultados de ensayos de presiones
capilares realizados en testigos corona, a pesar de las limitaciones que cada uno de los métodos
utilizados presenta para reservorios de baja permeabilidad (Newsham et al., 2004). Los resultados
fueron a su vez validados con el volumen de Sw obtenido de resonancia magnética nuclear. Estos
ultimos no se utilizan como rutina ya que presentan varias limitaciones, como la baja resolucién
vertical y una alta relacién costo/beneficio, pero los casos estudiados demuestran que zonas con

Sw de hasta 80% tienen la capacidad de producir bajos caudales de gas sin movilizar el agua de
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EXPRESION SiSMICA DEL RESERVORIO

El desarrollo inicial del reservorio M1 en Campo Indio (2001-2003) fue guiado por la sismica 3D
adquirida en el 4rea en el afio 2001. Esta permitié orientar la busqueda hacia las mejores posiciones
prospectivas para estos reservorios que mostraban un entrampamiento complejo, netamente estratigrafico,
identificado a través de extracciones de amplitud sismica (Fig. 8). El reservorio estd representado
predominantemente por un evento negativo (valle) que se amplifica y/o aumenta su frecuencia en
condiciones de mayor espesor. El espesor total de 20 a 35 m estd generalmente dentro o levemente por
encima del espesor de “tunning” (18 a 20 m, Fig. 9). Esto provoca que la relacién entre el espesor del evento
y los atributos sismicos sea compleja. Por otra parte, los limites del reservorio no siempre coinciden con
el pico de amplitud del evento negativo que permite su identificacién sismica. Sismogramas sintéticos
muestran que en algunos sectores del yacimiento el pico negativo coincide con el techo del reservorio
mientras que en otros con la base. Asimismo, el positivo subyaciente coincide en algunos sectores con
la base del reservorio, pero en las zonas de menor espesor puede ser equivalente a niveles por debajo del
mismo. En los primeros mapeos sismicos del campo se tuvieron en cuenta tanto las amplitudes como

los espesores sismicos del valle negativo para identificar zonas a delinear (Saccavino ez al., 2005).
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Figura 8. Extraccion de la maxima amplitud negativa del evento que representa el reservorio, donde se observan los sectores A)
Campo Boleadoras, B) Campo Indio Oeste, C) Campo Indio Este o “#ight” y D) Campo Indio Norte. Obsérvese los limites Este
y Oeste de la acumulacion son netamente erosivos
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Figura 9. Arriba: detalle del par negativo-positivo que representa el reservorio M1. Abajo: analisis de tunning donde se observa
un espesor de tunning de 17 ms, que equivalen a 20 m de espesor

Con el objeto de evaluar exhaustivamente la zona Este y Norte del yacimiento en busca de
extensiones y nuevas oportunidades de desarrollo, se interpreté en detalle el evento representativo
(Fig.9), con especial énfasis en la expresion sismica de la discordancia D4 que define el techo del
reservorio M1, controlando su espesor. Esta superficie erosiva tiene marcados relieves locales en
forma de canales que dejan relictos aterrazados, en general de definicidén subsismica, por lo que
su interpretacién fue resuelta conjugando el andlisis de amplitudes con el de geometrias sismicas.

Anilisis preliminares de AVO mostraron anomalias Clase III en las zonas prospectivas del
Norte y el Este, aumentando las perspectivas de perforar pozos de avanzada. Datos provenientes
de nuevas perforaciones obligaron a refinar este anélisis utilizando como base un nuevo reproceso
sismico y modelando también efectos de AVO a escala de pozo. Estos altimos muestran una
mayor variedad de respuestas, observindose Clase III en la porcién mas austral, Clase II en el
centro y Clase I hacia el norte. Sin embargo, el dato sismico no logra replicar estos resultados
debido a la falta de resolucion (Fig. 10).

Por otra parte, una baja saturacion de gas en facies limosas con muy alto contenido de agua
irreducible es capaz de dar lugar a anomalias de AVO, como se observé en el pozo Cl.a-1005,
el cual manifestd gas durante la perforacién pero resulté improductivo. Actualmente se estd
estudiando la posibilidad de diferenciar efectos de AVO asociados a reservorios comerciales de
aquellos generados por bajas saturaciones de gas. Por tal motivo, la identificaciéon de zonas de
mayor espesor y mejores facies de reservorio sigue siendo principalmente guiada por el analisis de

geometrias sismicas a escala del reservorio (Fig. 11y 12).
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Figura 10. Detalle de las distintas respuestas de AVO identificadas en el analisis a escala de pozo y su correlacién con la
extraccion de una traza para cada offset (cercano-medio-lejano).

REJUVENECIMIENTO DEL DESARROLLO

El desarrollo inicial del reservorio M1 en la Formaciéon Magallanes se centr6 en la parte mas
espesa y de mejor calidad del campo, presente en el yacimiento Campo Boleadoras asi como en
la seccién occidental de Campo Indio. A partir del afio 2015 CGC toma la operacién del bloque
implementando un plan para desarrollar los reservorios de baja permeabilidad -y por ende de baja
productividad- detectados previamente en el sector Este, pero dejados de lado por su condicién
“tight”. Este plan tenia como objetivo acotar el problema desde dos perspectivas: optimizacién
de costos y aumento de la productividad por pozo. A su vez, en paralelo, se definié un plan de
pozos de avanzada para probar las potenciales extensiones de Campo Indio Este hacia el Norte, en
donde se preveia la predominancia de reservorios de iguales caracteristicas pero de menor espesor.

Para la optimizacién de costos de perforacién y equipamiento se probaron dos geometrias de
pozo. Los pozos verticales se replantearon como pozos desviados desde una misma locacién tipo
“pad’ con 3 bocas de pozo, cada cual alcanzando el reservorio con inclinaciones no mayores a 10°

y un distanciamiento en fondo entre ellos de 700/750 metros. Se equiparon tipo “Monobore”, es
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Figura 11. Arriba: Mapa de espesor de la secuencia Calafate 2 (Saccavino ¢f a/, 2005) donde se observa la correlacion entre las
distintas acumulaciones y el mayor espesor preservado. Abajo: Seccidn sismica estratigrafica donde se observan las terminaciones
que guiaron la prospeccion de nuevas extensiones.

decir con la cafieria de aislacién funcionando a su vez como instalaciéon de producciéon (didmetro
de casing de 3 1/, pulgadas), permitiendo asi terminaciones sin equipo (“zigless”) (Fig. 13). Desde
finales del 2016 hasta comienzos del 2018, se perforaron 21 pozos con esta geometria.

En paralelo se comenzé a probar la viabilidad de pozos horizontales. Inicialmente se hicieron
con longitudes de drenado de 800 m que luego se aumentaron a 1200 metros, crucial para mejorar
la economicidad en los sectores donde el espesor neto cae por debajo de los 8 metros. Estos pozos
se equiparon con cafierias de produccién sin cementar, dividiendo los segmentos a fracturar con

packers que adhieren directo a la formacion (Fig.13). El drea de drenaje de estos pozos equivale al
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Figura 12. Esquema ilustrativo de como el grado de erosion de la discordancia post-Daniana controla las facies preservadas.
Las nuevas perforaciones en el Norte -Cl.a-1004 y Cl.a-1005- permitieron entender mejor estd dindmica por afuera de las
acumulaciones principales.

de 3 6 4 pozos verticales segun la longitud del tramo horizontal, con el beneficio de interceptar
una gama mas variada de calidades de reservorio de las que se accede a través de un pozo vertical.
La estrategia de desarrollo con pozos horizontales tenia ademds varios alicientes: ausencia de
agua libre, un espesor total alto (20 a 35 m), profundidad media de 1450 m y muy bajo grado de

estructuracion.
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Figura 13. Esquemas de los pozos desviados y horizontales implementados para la optimizacion del desarrollo en la zona Este
del yacimiento.
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Tomando datos de imagenes microresistivas y acusticas, perfiles sénicos con dipolos cruzados
y un detallado analisis de los eventos de perforacion, se determiné a través de un estudio de
geomecanica las direcciones de los esfuerzos principales y una estimacién de su intensidad
para poder establecer la direccién de navegacién éptima. Si bien se determind una orientacién
del esfuerzo horizontal maximo de N72°E en base a breakouts incipientes, en general los datos
evidencian una zona casi isétropa en cuanto a los esfuerzos horizontales principales, acorde a
la poca deformacién tectdnica a nivel del reservorio y a la ausencia de anisotropias determinada
a través de los dipolos cruzados. No obstante, para el inicio de este desarrollo se opté por una
direccion de navegacién perpendicular a dicha orientacién a fines de acotar riesgos en el desarrollo
de las fracturas hidrdulicas.

Parala optimizacién de la produccién inicial y la performance futura de los pozos se evolucioné
en el disefio de fracturas hidrdulicas, quintuplicando los volimenes de propante utilizados. Desde
las 25 bolsas por metro de reservorio utilizadas en las fracturas de la zona Oeste se escalé hasta
125 bolsas/metro, lo que equivale a mas de 2000 bolsas por pozo. Por otra parte, se limitd la
extension de los punzados para poder focalizar el inicio de propagacion de la fractura, evitando la
competencia entre distintos focos de generacion.

En el caso de los pozos horizontales inicialmente se realizaron 10 etapas de fractura
equidistantes entre si y posteriormente se fue incrementando ese numero llegando hasta 16 etapas
por pozo en aquellos 1200 m de longitud de drenado. Se han probado distintos volumenes de
arena por etapa, desde 800 hasta 2300 bolsas. Se realizaron estudios de trazadores de agua y gas
para estudiar el aporte de cada etapa, permitiendo corroborar que todas las etapas de fractura tenian
aporte al pozo, pero no se registrd una correlacion lineal entre el volumen de arena utilizado y el

aporte de cada etapa (Fig. 14).

DELINEACION DE LA ZONA NORTE

Una vez comprobada la viabilidad del desarrollo de las facies mas “#ght”, el foco se puso en
delinear los extremos de esta acumulacién asi como también en buscar nuevas oportunidades en
zonas que aun permanecian sin perforar. A través del andlisis de la amplitud sismica vinculada
al reservorio se detectaron nuevas dreas con potencial (Fig. 7), pero pozos previos demostraban
que la relacién amplitud/espesor y amplitud/permeabilidad no siempre evidenciaba correlaciones
favorables. Por ello, el andlisis tanto de amplitudes como de AVO fue complementado, controlado
y validado con el andlisis de pozos. Se identificaron asi zonas de mayor interés que presentaban
alguno o varios de los siguientes aspectos sismicos: buen nivel de amplitud del evento, buen
espesor del mismo y/o geometrias sismicas que se interpretan como afinamientos y erosion del

mismo.
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Figura 14. Resultados obtenidos de los trazadores utilizados en las fracturas de un pozo horizontal en el que se variaron los
volumenes de propante por etapa. No se observa relacion entre la cantidad de propante y el caudal aportado por cada etapa, pero
se corrobora que cada una aporta a la produccion del pozo.

Se identificaron extensiones y nuevos relictos de erosién del reservorio M1, todos con
saturacion de gas aunque cada uno de ellos con patrones faciales distintos. El pozo Cl.a-1004
identific6 una nueva zona con un espesor grosero de M1 de 36 m que preserva facies convencionales
similares a las presentes en Campo Boleadoras, convirtiéndose asi en el mejor pozo de la campaiia
con una produccién inicial de 400 Mm?3/d. Los pozos offset mostraron la gran variabilidad de
espesores y facies en este nuevo satélite del campo. Apenas a 1400m al Oeste del Cl.a-1004, el
pozo CI-1006 —el cual presentaba valores de amplitud similares- encontr6 una ausencia total de
las facies productivas, habiéndose erosionado unos 20 metros (Fig. 11).

Estos resultados reforzaron la estrategia prospectiva guiada por geometrias sismicas y
complementada con el andlisis de amplitud, permitiendo refinar el mapeo del espesor neto para
vincular las distintas zonas del yacimiento (Fig. 15), el cual arealmente guarda cierta relaciéon con
el espesor de la secuencia Calafate 2, pero a escala de pozo presenta variaciones inherentes a la

variabilidad lateral de facies.
CONCLUSIONES

El yacimiento Campo Indio habia entrado en una etapa madura de desarrollo, con 4 pozos
perforados desde el 2009 al 2015. Desde ese entonces se comenzd la reactivacién del campo
mediante la delineacién del sector oriental que presentaba reservorios subcomerciales de tipo
“tight sands” y descubriendo nuevas acumulaciones satélites hacia el Norte.

El desarrollo de las zonas de baja permeabilidad fue posible gracias a la aplicacion de técnicas
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especificas de este tipo de “plays® como fracturas de gran volumen, pozos desviados “monobore”
y pozos horizontales. Se lograron optimizar los costos con respecto a las operaciones previas,
reduciendo el costo por pozo a menos de la mitad, tanto en perforaciéon como en completacion.

El descubrimiento de nuevos frentes de desarrollo fue guiado inicialmente por la interpretaciéon
sismica de detalle y toma de riesgo en pozos de avanzada. La presencia del reservorio esta dictada
por el relieve erosivo de la discordancia D4 (post-Daniana), dejando preservados relictos de la
unidad M1 (Miembro Inferior de la Fm. Magallanes, Maastrichtiano Superior-Paleoceno Inferior)
en aquellos lugares donde tuvo menor erosién. Los limites erosivos del reservorio asi como los
cambios faciales configuran la trampa de Campo Indio.

El mapeo de detalle es crucial en este play estratigrafico. La activa campafia de perforacién y

la continua revisién de la sismica 3D son la guia para sostener el desarrollo.

T
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Figura 15. Mapa de espesor neto consolidado a través de datos de pozo y de la interpretacion de terminaciones sismicas.

Tanto la implementacion del desarrollo “#ght” como las nuevas zonas descubiertas constituyen
el frente de desarrollo mas importante de actividad en los tltimos afios.
Dadas las condiciones adversas para un desarrollo convencional, este bloque ha sido

redesignado como “Area de Explotaciéon No Convencional Campo Indio Este” por la Provincia
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de Santa Cruz y la Secretaria de Energia de la Nacion, y se constituye asi en la primera concesién

de este tipo fuera de la Cuenca Neuquina.

Entre 2017 y 2018 se habrin perforado 40 nuevos pozos desviados y unos 12 pozos
horizontales. Esto ha permitido llevar la produccién desde 600 Mm3/d de gas a 3 MMm?/d,

convirtiendo a Campo Indio en el yacimiento con mayor produccién actualmente en el sector

terrestre (“onshore”) de la Cuenca Austral.
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