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SINOPSIS

La perforacion de pozos in-fill en campos maduros de secundaria es hoy de suma importancia para
incorporar reservas y produccion. Con el desarrollo del campo la perforacion de este tipo de pozos se ha
incrementado, y con ello a aumentado también la complejidad producto de la necesidad de atravesar tanto
reservorios muy depletados como presurizados por la inyeccion de agua.

El planteamiento elegido es evaluar los datos previos con que cuentan el departamento de perforacion,
ingenieria de produccion y reservorios, con respecto a los inyectores que podrian tener influencia durante la
perforacion. Para esto, es de suma importancia la individualizacion, analisis y desglose de la informacion
recibida, con el fin de considerar cada caso en particular (debido a que la petrofisica, conectividad hidraulica,
propiedades mecanicas de la roca y presiones de formacion seran distinta en cada pozo y horizonte
productivo) para poder tomar efectivas acciones de mitigacion previas que minimicen tanto los costos de
perforacion como las pérdidas de produccion.

Se evaluara las variables de perforacion necesarias, que se deberan tener en cuenta en el momento de
programar la intervencion, de manera de mitigar inconvenientes en el momento de pasar las zonas de
influencias de inyectores, como asi los controles de superficie requeridos, para que ante cualquier
eventualidad se pueda reaccionar en el menor lapso de tiempo posible, evitando el ingreso de fluido de
formacion al pozo. Se podra comparar las curvas de avance, en donde la influencia de inyeccion ha
extendido los tiempos de perforacion, generando un mayor costo y hasta inclusive abandono de pozos.

Se mostrara una comparacion de casos en donde se realizé un estudio detallado de las capas bajo inyeccion
de agua que permitié6 mitigar su influencia contra pozos en los que la falta de cantidad/calidad de
informacion o efectividad en las acciones tomadas provocaron excesos en los tiempos de perforacion.

En conclusién, disponer de informacion en cantidad y calidad, permite preveer las presiones anormales de
formacion, causas que originan las misma y la correcta seleccion en tiempo y forma de acciones de
mitigacion, de manera de minimizar los problemas que se originan durante la perforacion, los costos
operativos, operaciones correctivas y asegura mayor produccion.

INTRODUCCION
PRESION Y CONTROL DE POZOS

Cabe aclarar el siguiente concepto tedrico, que influye de manera directa en los casos que describiremos en
el Desarrollo, la presion, es la fuerza que se ejerce o se aplica sobre una superficie. El control de la presion
de formacion es una de las principales funciones del fluido de perforacion. La presion hidrostatica ejercida
por la columna de fluido es considerada el método mas importante para controlar la presion de formacion.
Cada vez que la presion de la formacion excede la presion total ejercida sobre la formacion, los fluidos
pueden entrar al pozo para producir una surgencia. El reconocimiento temprano de una surgencia y el pronto
inicio de los procedimientos de control son la clave para controlar el pozo exitosamente. Los tipos de presion
que se encuentran en la industria petrolera son: presion de fluidos, presion de formacion, presion de friccion
y presion mecanica. El comprender las presiones es un factor importante para entender el control de pozos.

Con respecto a la presion de fluido, ;Qué es un fluido?, es algo que no es sélido y fluye, como el agua y el
petroleo; para nuestro propdsito, los fluidos el fluido que consideraremos seran los fluidos de inyeccion. El
fluido ejerce presion ; esta presion es el resultado de la densidad, o peso del fluido. Un fluido pesado ejerce
mas presion simplemente porque su densidad mayor que la de un fluido mas liviano. La fuerza que ejerce un
fluido en un punto dado se suele medir en libras por pulgada cuadrada o psi. Para calcular cuanta presion
ejerce un fluido de una determinada densidad, se utiliza gradiente de presion. En general, se expresa como la
fuerza que ejerce el fluido por pie de altura, y se mide en psi/pie.
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La presion hidrostatica es la presion total del fluido en un punto dado del pozo. “hidro” significa agua o
fluidos que ejercen presion como el agua, y “estatica” significa que no esta en movimiento. Por lo tanto, la
presion hidrostatica es la presion ejercida por una columna de fluido estacionaria (que no se esta moviendo).

Porosidad y Permeabilidad: aunque no son presiones, la porosidad y la permeabilidad son importantes para
entender la forma en que actuan algunas presiones. La porosidad es una medida de las aberturas en una roca,
en las que el petréleo, el gas o el agua pueden alojarse. Al efectuar una evaluacién microscopica de un
reservorio de roca, podra observarse que su solidez no es mas que aparente, ya que esa roca posee
pequeiiisimas aberturas, que se denominan poros. Otra caracteristica de los reservorios de roca es que pueden
ser permeables, es decir, que los poros de las rocas deben estar conectados, de manera tal que los
hidrocarburos pueden trasladarse de un poro a otro. A menos que esos hidrocarburos puedan trasladarse o
circular de un poro a otro, quedaran atrapados en su lugar y no podran circular hacia el pozo.

Calidad de permeabilidad de reservorio

Presion de la formacion: es la
que existe dentro de los
espacios porales de la roca de
esa formacién. Esa presion
resulta del peso de la
sobrecarga (capas rocosas)
por encima de la formacidn,
que ejerce presion tanto en
los fluidos porales como
sobre los granos. Los granos
son el elemento so6lido o
material rocoso y los poros
son los espacios entre los granos. Si los fluidos porales tienen libertad de movimiento y pueden escaparse,
los granos pierden parte de ese soporte y se aproximan entre ellos. Este proceso se denomina compactacion.
Las clasificaciones de la presion de formacion se relacionan con la presion de los poros de la roca de
formacion y la densidad del fluido nativo contenido en los espacios porales.

Buena permeabilidad Pobre permeabilidad

Las formaciones de “presién normal” ejerce una presion similar a la que ejerce una columna de “fluido
nativo” desde la formacion hasta la superficie. Por lo general, el gradiente de presion del fluido nativo del
area oscila entre 0,433 psi/pies a 0,465 psi/pie, pero puede variar dependiendo de la region geoldgica.
Generalmente al gradiente de presion de agua dulce de 0,433 psi/pie suele considerarselo “normal”.

Las formaciones con presiones anormales ejercen mayores presiones que la hidrostatica (o gradiente de
presion) del fluido contenido en la formacion. Las formaciones con presiones anormales, se generan porque
durante la fase de compactacion, el movimiento de fluido de los poros se restringe o se detiene, forzando de
esa manera a que la sobrecarga sea soportada mas por el fluido de los poros que por los granos. Esto da como
resultado una “presurizacion” de los fluidos porales, excediendo por lo general los 0,465 psi/pie. Para
controlar estas formaciones puede necesitarse fluidos de mayor densidad.

Pégina 2 de 25



LA INYECCION DE AGUA EN EL YACIMIENTO CERRO DRAGON

Los proyectos de inyeccion de agua en Cerro Dragén (y en general de la cuenca del Golfo San Jorge) son de
muy alta complejidad
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Corte tipico de un proyecto de secundaria en Cerro Dragon. Las bandas de colores representan las zonas con barrido de agua. T
presion a inyectar. ] .
La mayoria de los proyectos de recuperacion asistida con inyeccion de agua 4
no comienzan con el inicio de la producciéon de petroleo, por lo tanto las 1
presiones al inicio de la inyeccion de agua estin muy por debajo del
gradiente de presion normal. Lo que se busca con la inyeccion de agua no es : 3 > -
volver a las presiones originales, si no efectuar un barrido por i f
desplazamiento inmiscible del petroleo remanente que no se desplaza por su > -
mecanismo de drenaje primario. b > -
Cuando hay continuidad areal y las caracteristicas petrofisicas son buenas, la ) . ~
conectividad hidraulica entre inyector y productores es tal que permite llevar . . _
un proyecto de barrido de agua durante afios sin elevar la presion media del 1500
reservorio mas alla de la que se encontraba al inicio del proyecto. .
Debido a la complejidad antes mencionada, se dan situaciones donde la 3 =
presiones de reservorio pueden llegar a superar el gradiente de presion 7
normal. Los motivos mas comunes que le dan origen son: 4
* Pobre petrofisica y prolongados periodos de inyeccion . * =
* Barreras impermeables que generen discontinuidades 7
inyector/productor i
*  Presion dindmica de produccion elevada _ ® =
* Dafio o falta de punzados en productores asociados. 19.042010

Equema tipico de un pozo inyector con su

* Mallas incompletas hacia un flanco talacion select
mstalacion selectiva.

PERFORACION EN CERRO DRAGON
Pégina 3 de 25



De acuerdo con el objetivo de la compaiiia de alcanzar
mayores valores de produccion reemplazando la
totalidad de las reservas producidas, se han
implementado numerosos proyectos de recuperacion,
por ello la proporcion de pozos perforados de
“secundaria” ha ido incrementado su porcentaje en la
relacion del total de pozos perforados y con ello se ha
incrementado el riesgo de aporte de agua de
secundaria durante la perforacion.

Las estadisticas muestran que sobre el total de pozos
perforados en los ultimos dos afios, el 16% de los
pozos sufrié problemas asociados a la inyeccion de
agua que requirieron medidas de mitigacion durante la
perforacion. Alguno de los cuales ha demandado un
tiempo importante para controlar zonas de admision
severas o desplazamientos, que significaron quedar
con herramientas aprisionadas (con toda la pérdida de
tiempo que ello implica: las mismas, acondicionar
nuevamente el pozo y continuar perforando) o hasta
inclusive abandonar el pozo.

Tipos de pozos perforados en Cerro Dragdn
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O Secundaria O Primaria

Pozos perforados

con aporte de agua |sin aporte de agua de
Afio de secundaria secundaria Total
Cant. % Cant. %
2010 341 18% 160 82% 194
2011 28]  14% 1691 86% 197
Total 62| 16% 329] 84% 391
DESARROLLO

DISTRIBUCION DE PRESIONES ENTRE INYECTOR Y PRODUCTOR

A modo resumen se enumeran los perfiles de distribucion de presion entre el inyector y productor para una
capa particular, su origen, aspectos claves a tener en cuenta para su identificacion, riesgo que implica para la
perforacion de un pozo en las vecindades del inyector y medidas de mitigacion recomendadas. Para
simplificar las escalas de presiones esta se divide por la presion original y se expresa como un porcentaje de

la misma.
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PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN

MUY ALTA

°Piny = °Psup + °Phid

Daiio o falta de punzados en los
productores.

Esta situacion puede darse en
ctapas tempranas de
implementacion de un proyecto
de barrido de agua, donde los
productores no  han  sido
reparados, y es de las mas
riesgosas ya que se puede estar
con un reservorio con mucho
volumen poral, alta permeabilidad
que requiera tanto tiempo para
despresurizar que sea imposible
controlar el aporte durante la
perforacion.

DISTRIBUCION DE PRESIONES

Inyector

Productor e

200% °P Normall

100% P Normal

0% °P Normal

CLAVES PARA LA
IDENTIFICACION

Buen modelado estatico
del reservorio (sismica
3D y correlacion de
detalle) no muestra
presencia de fallas y la
correlacion y mapeo
muestra que la capa se
encuentra en los pozos
vecinos pero no estan
abiertas

En principio la
inyectividad es buena,
pero rapidamente baja
Mientras la capa se
encuentra en inyeccion
existe un claro
desbalance entre la
inyeccion/produccion
En los productores no se
observa respuesta a la
inyeccion de agua

El backflow en los
reservorios de estos
inyectores es de alto
caudal, alta presion y por
un extenso periodo de
tiempo

Fall Off Test: muy lenta o
nula declinacion de la
presion.

RIESGO DE APORTE DE
FLUIDOS AL POZO
DURANTE LA
PERFORACION.

MUY ALTO

medidas de
con mucha

Son  requeridas
mitigacion previas
antelacion

+6 meses

* Despresurizar el pozo a
superficie

* Despresurizar el reservorio en
flujo cruzado con otro
reservorio depletado del mismo
inyector

* Reparar pozos productores de
la malla para poner a producir
el reservorio presurizado.
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PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN

MUY ALTA

°Piny =~ °Psup + °Phid

Barreras impermeables que
generan discontinuidad areal
(Por estratigrafia o fallas).

El reservorio admite inyeccion de
agua durante un relativamente
corto periodo de tiempo, luego los
caudales de inyeccion son bajos o
nulos y la presion de inyeccion
como la presion media del
reservorio son muy altas.

Inyector

200% °P Normal

100% P Normal

0% °P Normal

DISTRIBUCION DE PRESIONES

A

Productor

CLAVES PARA LA
IDENTIFICACION

Buen modelado estatico
del reservorio (sismica
3D y correlacion de
detalle) muestra
presencia de falla o la
capa no aparece en el
productor

En principio la
inyectividad es buena,
pero rapidamente baja
Mientras la capa se
encuentra en inyeccion
existe un claro
desbalance entre la
inyeccion/produccion
En los productores no se
observa respuesta a la
inyeccion de agua

El backflow en los
reservorios de estos
inyectores es de alto
caudal y presion

Fall Off Test: muy lenta o

nula declinacion de la
presion.

RIESGO DE APORTE DE
FLUIDOS AL POZO
DURANTE LA
PERFORACION.

MUY ALTO

medidas de
con mucha

Son  requeridas
mitigacion previas
antelacion

3 a 6 meses

* Despresurizar el pozo a
superficie

* Despresurizar el reservorio en
flujo cruzado con otro
reservorio depletado del mismo
inyector.

Pagina 6 de 25




PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN

MUY ALTA

°Piny =~ °Psup + °Phid

Pobre petrofisica y/o bajo Hk
(Tiempo en inyeccién altos +3
afos)

Presion de inyeccion es muy alta
(baja inyectividad), la presion
media del reservorio es superior a
la normal, productividad y presion
dinamica en el productor baja
(pero alta presion estdtica en el
productor).

DISTRIBUCION DE PRESIONES

Inyector

200% °P Normall

100% P Normal

0% °P Normal

Productor

CLAVES PARA LA
IDENTIFICACION

Perfil a pozo abierto
(mala petrofisica)

La inyectividad es baja en
todos los pozos

Las presiones estaticas en
los pozos nuevos estan
cerca de la original

Si la capa no se estimula,
la productividad es muy
baja

La inyectividad es
siempre baja y no cambia
en el tiempo

La capa no admite el
caudal de inyeccion
requerido

Fall Off Test:
Generalmente se
observan fracturas
inducidas por la
inyeccion sin declinacion
de la presion

El back flow es de muy
bajo caudal, por un
mayor periodo de tiempo,
y la presion estatica del
reservorio tiene a una
presion mayor a la
original.

RIESGO DE APORTE DE
FLUIDOS AL POZO
DURANTE LA
PERFORACION.

MUY ALTO

medidas de
con mucha

Son  requeridas
mitigacion previas
antelacion

+6 meses

* Despresurizar el pozo a
superficie

* Despresurizar el reservorio en
flujo cruzado con otro
reservorio depletados del
mismo inyector

* Parar definitivamente la
inyeccion en toda la capa.
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PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN

ALTA

°Phid < °Piny < °Psup + °Phid

Pobre petrofisica y/o bajo Hk
(Tiempo en inyeccion corto 1-2
afos)

Presion de inyeccion es muy alta
(baja inyectividad), la presion
media del reservorio es normal,
productividad y presion dinamica
en el productor baja.

DISTRIBUCION DE PRESIONES

Inyector Productor
\ 4
200% °P Normal
\
\
\
~
S~ o
100% PNormal —————— TSI~
i N
LN
\
\
\
0% P Normal )

CLAVES PARA LA
IDENTIFICACION

Perfil a pozo abierto
(mala petrofisica)

La inyectividad es baja en
todos los pozos

Las presiones estaticas en
los pozos nuevos estan
cerca de la original

Si la capa no se estimula,
la productividad es muy
baja

La inyectividad es
siempre baja y no cambia
en el tiempo

La capa admite total o
parcialmente el caudal de
inyeccion requerido

Fall Off Test:
Generalmente se
observan fracturas
inducidas por la
inyeccion y declinacion
de la presion

El back flow es de muy
bajo caudal, por un bajo
periodo de tiempo y la
presion estatica del
reservorio tiende a la
original.

RIESGO DE APORTE DE
FLUIDOS AL POZO
DURANTE LA
PERFORACION.

BAJO

No son requeridas medidas de
mitigacion previa.
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PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN

ALTA

°Phid < °Piny < °Psup + °Phid

Dafio en los punzados del
inyector

El  reservorio tiene  buena
conductividad hidraulica, pero

existe muy alta pérdida de carga
en las cercanias del inyector. Por
ello la presion de inyeccion es
muy alta, baja presion media del
reservorio, baja presion dinamica
de produccion.

DISTRIBUCION DE PRESIONES

Inyector Productor
\ 4
200% °P Normal
100% P Normal ‘\\— —————————————————————————
~
~ -~ -
______ -
N
0% °P Normal %

RIESGO DE APORTE DE

CLAVES PARA LA FLUIDOS AL POZO
IDENTIFICACION DURANTE LA
PERFORACION.
Perfil a pozos abierto MUY BAJO

(Buena petrofisica)

La inyectividad es baja
solo en algun punto de
inyeccion

Lo productividad en
general es buena

Fall Off test: se observa
dafio, y la presion declina
Presiones estaticas en
pozos nuevos por debajo
de la presion normal

La inyectividad puede
haber sido buena y haber
ido mermando

La capa admite total o
parcialmente el caudal de
inyeccion requerido.

No son requeridas medidas de
mitigacion previas.
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PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN

ALTA
°Piny < °Psup + °Phid

Presion dinamica de produccion
elevada

Esta situacion se da cuando los
niveles dindmicos de produccién
son altos y ello obliga a
incrementar la  presion  de
inyeccion. La presion media del
reservorio puede llegar a superar
la original.

DISTRIBUCION DE PRESIONES

Inyector

\ 4

A

200% °P Normal

100% PNormal F——————————————————————= i

0% °P Normal

CLAVES PARA LA
IDENTIFICACION

 Informacion actualizada
de niveles de fluido en
pozos productores

* Los pozos productores
rapidamente "ven"
cuando se cierran los
pozos inyectores

* Inyectividad buena, pero
las presiones de
inyeccion son altas

RIESGO DE APORTE DE
FLUIDOS AL POZO
DURANTE LA
PERFORACION.

MODERADO

Requieren medidas de mitigacion
sin mucha anticipacion

2 dias a 1 Semana

* Cegar el mandril de la zona en
cuestion

* Cerrar desde superficie el
inyector.
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PRESION DE INYECCION Y
SU ORIGEN
ALTA
°Piny < °Psup + °Phid
Malla incompleta hacia un

flanco

La inyeccion se realiza tipo "line
drive", donde en el flanco donde
hay productores vecinos, las
presiones estan por debajo de la
normal pero hacia el otro flanco
pueden ser mas altas que las
normales.

BAJA

°Piny <<< °Psup + °Phid

BUENA CONDUCTIVIDAD
HIDRAULICA

Bajas presiones de inyeccion, y
menores aun presiones medias de
reservorio.

Inyector
\ 4
200% °P Normal
L T\
o \
100% P Normal [f———————————— -—S O
\ —
-—-—=
\

\

[
0% °P Normal

Inyector Productor
\ 4

200% P Normal

100% ? Normal F——————"""F""———"—"—"—"—(——————— — —

™~
-~ ~ -
-—-_ -
0% °P Normal =N

DISTRIBUCION DE PRESIONES

CLAVES PARA LA
IDENTIFICACION

Productor e Identificacion de pattern

tipo “line-drive” en sub-
superficie

* La productividad e

inyectividad de los capas
es alta.

* Back flow de bajo caudal,

baja presion y muy corto
tiempo.

* Alta productividad y muy

baja presion estatica en
los productores

* Capas continuas, abiertas

en todos los productores
de la malla

* La capa admite durante la

perforacion y admite con
presiones cercanas a la
hidrostatica

RIESGO DE APORTE DE
FLUIDOS AL POZO
DURANTE LA
PERFORACION.

ALTO

Requieren medidas de mitigacion
con moderada anticipacion

1-2 meses

* Cegar el mandril de la zona en
cuestion

* Cerrar desde superficie el
inyector.

NINGUNO

No son requeridas medidas de
mitigacion previas.
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DETERMINACION DE PRESIONES DE INYECCION Y MEDIDAS DE MITIGACION PREVIAS A LA
PERFORACION

Las elevadas presiones de inyeccion de agua en los inyectores y altas presiones medias de formacion en
proyectos de secundaria son una situacién no conveniente, pero muchas veces inevitables para realizar un
completo barrido de las capas de interés.

Existen diferentes metodologias para determinar estas presiones, cada una con sus ventajas y desventajas. En
la tabla adjunta se resumen las mismas.

METODOLOGIA

VENTAJAS

DESVENTAJAS

Medicién de presion en el
inyector con una valvula ciega
porta memory alojada en el
mandril durante un corto
periodo de tiempo ( 2-4hs.)

* No requiere interpretacion
alguna

* Dato preciso

* Se puede tomar en cualquier
momento durante la vida del
inyector.

¢ Relativamente costoso

» Extenso en tiempo (no se lo puede
hacer en todos los mandriles de un
pozo)

* No se puede determinar la presion
media del reservorio.

Fall Off Test en el inyector
con una valvula ciega porta
memory alojada en el mandril
durante un mayor periodo de
tiempo (12-36hs.)

* Dato preciso

* Interpretandolo se puede
obtener la presion media del
reservorio, permeabilidades,
fracturas inducidas, etc

* Sin interpretarlo se puede
obtener una muy buena
estimacion de la capacidad del
reservorio de difundir la
presion

* Se puede tomar en cualquier
momento durante la vida del
inyector.

* Muy costoso

* Muy extenso en tiempo (solo se lo
puede hacer en algunos mandriles)

* Para interpretarlo se requieren
condiciones que no siempre se
obtienen (Perfecta hermeticidad de
packers, historial de inyeccion de la
capa, detalle de maniobras previas,
etc)

Medicion de variaciones de
caudales y presiones de
inyeccion al pescar las VRF
de los mandriles.

* Barato

* Es una operacion normal
durante la intervencion de los
pozos inyectores con equipos
de wireline o slickline

* Dato abundante que se puede
seguir su evolucion en el
tiempo.

* No se obtienen datos de presion,
son de inyectividad y
cualitativamente se estima la de
presion de inyeccion

* Se requiere un buen conocimiento
previo de la zona de parte de quien
lo interprete

* Esta informacion suele no estar
actualizada al momento de la
evaluacion.

Calculo de presiones de
inyeccion y media de
formaciéon (con datos de
variaciones de caudal vy
presion al mover VRF)

* Barato

* Se obtiene un valor de presion
(dato cuantitativo)

* El célculo se puede realiza
para toda la historia de
movimientos de valvulas del
mandril y graficar su
evolucion en el tiempo.

» Requiere de un correcto ensayo de
Step Rate Test para determinar
inyectividades por encima y debajo
de la presion de fractura

» El dato obtenido aunque bien
calculado puede no ser actual

Medicion de presion estatica
de formacion durante el
perfilaje a pozo abierto (RFT
o SFT)

* Medicion realizada en un
punto alejado del pozo
inyector.

 Esta informacion no suele ser actual
y/o representativa al momento de la
evaluacion

* Para el punto de medicion solo se
cuenta con un dato en el tiempo

* Radio de investigacion muy
pequeiio.
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METODOLOGIA

VENTAJAS

DESVENTAJAS

Medicion de presion estatica
en pozos productores
parados.

La medicion se realiza al
conjunto de las capas abiertas,
por lo tanto es una
pseudopresion estatica. Lo que
se alcanza es un punto de
equilibrio entre el aporte de las
capas de mayor presion y la
admision de capas depletadas,
por ello el no observar presion
en boca de pozo no es
condicion  suficiente  para
asegurar que no hay presiones
de formacion por encima del
gradiente normal.

* Cuando el nivel "estatico"
alcanza la boca de pozo y se
puede medir presion por la
entrecolumna, es un alerta
inobjetable de presiones de
formacion superiores a la
normal

* Se puede determinar con muy
buena precision las densidades
de ahogo y presiones de
formacion equivalente

* Se pueden determinar
presiones dinamicas y caudal
de desplazamiento
despresurizando la
entrecolumna a una tanqueta
(ensayo en condicione
dinamicas)

Es imposible determinar solo con
este dato cual es el reservorio de
mayor presion

Tener el pozo productor parado
tiene un costo asociado en
produccién

El flujo cruzado dentro del pozo
puede enmascarar una presion
andmala

Para capas de baja permeabilidad o
dafiadas puede llegar a requerirse
mucho tiempo para que el nivel
alcance la boca de pozo (2-4
semanas)

No existe un método “mejor” que otro. Es la resultante de la combinacion simultanea de los mismos. Solo
una profunda compresion de las condiciones dindamicas de inyeccion y produccion, permitirda estimar y
prever las presiones de formacion que se encontraran durante la perforacion del pozo.

DETERMINACION Y CALCULO DE PRESIONES DE FORMACION CON DATOS OBTENIDOS DEL

MOVIMIENTO DE VRF EN INSTALACIONES SELECTIVAS

Cuando los pozos inyectores son intervenidos por equipos

de Wireline o Slickline, normalmente es necesario retirar E 4
las VRF que se encuentran en los mandriles. s 5
S o
Estas VRF tienen la funcion de generar una pérdida de 5 §
carga variable tal que permita que el caudal de inyeccion & Q
se mantenga constante en un valor deseado. Al momento ;:T &
de retirar la VRF, se comunica toda la presion disponible 3 :
de inyeccion con la formacion. Como rutina, cada vez que ©
se retira o coloca una valvula, se registran las variaciones i
de caudal y presion de inyeccion en boca de pozo. Estos : . >
datos son de suma importancia para determinar A°P minimo para que la VRF AP generado porla VRE
comience a regular (hasta 200K gf/cm2)

cualitativamente y cuantitativamente la admision de las

capas como las presiones de inyeccion y formacion. FUNCIONAMIENTO DE LA VRF
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Para poder determinar cuantitativamente estas
presiones, es necesario contar previamente con un
buen ensayo de inyectividad o Step Rate Test (SRT),
de no contar con este de todas formas tendremos
“idea” de las presiones en juego y obtener
informacion cualitativa. No desarrollamos aqui la
metodologia de calculo ya que no es el objetivo
principal de este trabajo.

Para capas que se encuentran inyectando por debajo
de la presion poral normal, al retirar la VRF, se
observa un gran incremento de caudal de inyeccion,
y una disminucioén de la presion de boca de pozo
(producto de pérdidas de carga adicionales que se
generan en la red de inyeccion aguas arriba). En esta
situacion se esta inyectando por encima de la presion
de fractura, por ello los grandes incrementos de
caudal. Podemos estimar que la VRF esta generando
una perdida de carga de varias decenas de kgf/cm?
(Los calculos y mediciones indican superiores a 100
kgt/cm?)

o —o o o
P inyeccion — P superficie+ P hidroestatica = AP VRF

En el caso de estar frente a una capa muy
presurizada o con baja admision, al retirar la VRF,
no hay practicamente variacion de presion en
superficie y el caudal aumenta poco o nada. Esto
quiere decir que la presion de inyeccion en la cara
de los punzados es practicamente toda la presion
disponible

o ~ 0 —o o
P inyeccion =~ P disponible ™ P superﬁcie+ P hidroestatica

VREF alojada

erequerido @
o

Requerida

»
»

A°P: Pérdida de carga adicional
aguas arriba de la boca de pozo
por incremento de caudal

+8 Kgf/em2

Presion de
Inyeccion

Mandril libre
leibre @ oPlibre
en el mandril
A°Q:
Incremento de
caudal de
inyeccién por
remocion de la
VRF

+700 m3/d

°P

\4

Formacion

Caudal de Inyeccién'

°P

SRT y ESQUEMA DE PRESIONES Y CAUDALES EN CAPA DE
ALTA ADMISION

>
>

Presion de
Inyeccion

Mandril libre
leibre @ oPlibre

A°P: Pérdida de
carga adicional
aguas arriba de la
boca de pozo por
incremento de

Formacién

VREF alojada caudal
en el mandril 0 ~ 2 Kgf/cm?
erequerido @ oPRequerida

A°Q: Incremento de caudal de
inyeccion por remocion de la VRF
0 ~ 150 m¥/d

Caudal de Inyeccic’)n'

SRT y ESQUEMA DE PRESIONES Y CAUDALES EN
CAPAS DE BAJA ADMISION
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MEDIDAS DE MITIGACION PREVIAS A LA PERFORACION

Operativamente existen diferentes medidas de mitigacion previa a la perforacion con el objeto de minimizar
el riesgo de aporte de fluido de formacion durante la perforacion. En la tabla siguiente se describen las

principales.

MEDIDA DE
MITIGACION

VENTAJAS

DESVENTAJAS

Cierre del pozo inyector en
superficie

El mismo se realiza cerrando
el pozo desde el manifold o
puente inyector. Al
desaparecer la presion de
superficie, los reservorios
solo se encuentran frente a la
presion de la columna de
agua, que siempre es menor
que la de inyeccion, y al
contar las valvulas
reguladoras de fondo con
una retencion que impide el
backflow hacia la instalacion
selectiva, la presion de
inyeccion se disipa hacia la
formacion.

* Sin costo directo

» Rapida implementacion

* No requiere preplanificacion

* Se evita el backflow hacia la
selectiva (impidiendo el
ensuciamiento de la misma)

¢ Al cerrar todo el pozo, se

asegura que todos los reservorios

en inyeccion comienzan a
depletarse

¢ No requiere modificacion de las

instalaciones de superficie.

* No permite monitoreo presiones
* Por una o dos zonas presurizadas se
debe cerrar todo el pozo
* Se puede llegar a habilitar el pozo
indebidamente
* Genera un desbalance de fluido en
las instalaciones de superficie
* Tiene impacto en la produccion de
fluido de los productores asociados
que es proporcional al tiempo que se
encuentre cerrado y al caudal total
cerrado (Si el tiempo de cierre es
corto, normalmente no se alcanzan a
ensayar los productores para medir la
merma de produccion). Este impacto
es considerable en capas que se
encuentran bajo inyeccion de agua
pero con bajas presiones de
formacion
El tiempo requerido para que la
formacion se despresurice a un valor
dado, es siempre de esta manera el
mas prolongado.

Cegado del mandril de una
zona en particular

Con una intervencion de WL
o SL se puede alojar una
VRF cegada que impida la
inyeccion a los reservorios
que se encuentran entre los
packers.

¢ La accion solo se lleva a cabo en

la zona con presion andmala
minimizando el impacto en
produccion

* Costo relativamente bajo

* Se resguarda la integridad de la

instalacion selectiva.

¢ Aseguramiento del cierre (Solo

se puede volver a habilitar la
inyeccién con una nueva
intervencion de WL o SL)

* Desbalance minimo en las
instalaciones de superficie

¢ No requiere modificacion de las

instalaciones de superficie.

No permite monitoreo presiones

Se requiere tener determinada que
zona es la presurizada

Requiere preplanificacion

En caso que la zona presurizada
tenga previamente nula o muy baja
admision, no se puede verificar la
hermeticidad del mandril cegado a
través de mediciones de caudal en
superficie y son requeridos trazadores
para verificarlo

El tiempo requerido para que la
formacion se despresurice a un valor
dado, es siempre de esta manera el
mas prolongado.
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MEDIDA DE VENTAJAS DESVENTAJAS
MITIGACION
Liberacion de los | * Se pueden alcanzar los menores * Es absolutamente necesario contar

mandriles dejando el pozo
cerrado (Despresurizacion
por flujo cruzado)

Con una intervencion de
WL/SL se retiran VRF
alojadas en lo mandriles
correspondientes a zonas con
presurizadas y otras con baja
presion y alta inyectividad,
permitiendo de esta manera
la produccién de las capas de

mayor presion que es
admitida por las capas
depletadas.

tiempos de despresurizacion (de
contar con capas muy depletadas
para admitir el agua)

* Se puede monitorear la presion
desde superficie

* No requiere modificacion de las
instalaciones de superficie.

con una capa que pueda admitir

* Impacto en produccion moderado
por depletacion de reservorios bajo
inyeccion de agua y tiempo requerido
para presurizar nuevamente

* Requiere preplanificacion

* Se requiere tener determinada que
zona es la presurizada y cual lo
admitira

* El backflow puede ensuciar la
instalacion selectiva y ser necesario
posteriores intervenciones con Coiled
Tubing

* Riesgo de integridad/hermeticidad de
instalacion selectiva.

Produccion de las zonas
presurizadas.

Se interviene el pozo con
WL/SL, se retiran las VRF
solo de las zonas
presurizadas, dejando el
pozo fluir hacia la superficie.

¢ Se pueden alcanzar los menores
tiempos de despresurizacion

* Se puede monitorear la
evolucion de la presion como el

caudal.

* Se requiere tener determinada que
zona es la presurizada

* Requiere pre planificacion

* Costoso debido a que requiere
modificacion de las instalaciones de
superficie

* Genera el mayor desbalance en las
instalaciones de superficie, que puede
generar impacto en la produccion por
problemas operativos

* Alto impacto en la produccién por
despresurizacion de zonas
presurizadas y falta de barrido en
zonas con presiones normales de
inyeccion

* Los caudales pueden llegar a ser muy
altos, y superar los limites de disefio
de las instalaciones de superficie,
siendo necesario despresurizar el
pozo a un caudal menor a costa de un
tiempo mayor

* Se requiere un método de
disposicion del agua producida.

* El backflow puede ensuciar la
instalacion selectiva y ser necesario
posteriores intervenciones con Coiled
Tubing.

* Riesgo de integridad/hermeticidad de
instalacion selectiva.
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MEDIDA DE VENTAJAS DESVENTAJAS
MITIGACION
Incremento de la | « Impacto en produccion positivo * Mayores tiempos de
produccion  de capas | e Solucion que perdura en el despresurizacion (meses-afios)
presurizadas en tiempo * Requiere mucha preplanificacion
productores asociados. | « No requiere modificacion de * La intervencion de los productores

Se puede depletar la capa
presurizada, incrementando

instalaciones de superficie
¢ Genera minimo desbalance en
las instalaciones de superficie.

la tasa a la cual se eroga
fluido de la misma, ya sea
estimulando la misma o
incrementando el régimen de
extraccion.

genera downtime

* Disponibilidad de fondos para
invertir

* Son requeridos otros métodos de
monitoreo de la presion de inyeccion

* No aplicable para todos los origenes
de presiones anormales.

CASOS
CASO A, POZO P-1

Para la planificacién de este pozo, se requiere del Unico pozo inyector en primera linea la siguiente

informacion:
* Esquema del pozo inyector con la & INIECTOR
ubicacion  (profundidad) de los | '@ °
mandriles. @ SHUT-IN-OIL

» Capas que se encuentran inyectando con
el ultimo registro que poseen de presion
y caudal de cada una y si poseen el
movimiento de valvulas.

En caso de observar capas sobre presurizadas o
depletadas, se calcula el porcentaje de presion
hidrostatica de las mismas, si este es elevado y
presenta cierta antigliedad, se requiere
actualizar los datos de presion con una nueva
intervencion de wireline.

SHUT-IN-WATER

v
e (]
12 o
— o
S——“ U T
590 mts -
P-1 ]g
280 m:\I'l
& ° SO
(] ® AN
e Y
o g °

De los datos recibidos del inyector I-1, segiin los movimientos de valvulas previos realizados con wireline,
no se observan zonas presurizadas, ya que al pescar las mismas, los mandriles poseian de moderada a muy
alta admision, excepto por los #1 y #2 que fueron sacados de inyeccion en Jun-2010.

Fecha Mandril Al pescar Al fijar Diferencia Admision
Q[m*d] | Plkg/cm?]| Q[m*d] | P[kg/cm?]] Q[m?/d] | P[kg/cm?]
10/6/10 5 1380 150 322 170 1058 -20 muy alta
10/6/10 3 453 165 313 170 140 -5 baja
10/6/10 2 375 169 271 171 104 -2 muy baja (Sacada de inyeccion)
10/6/10 1 360 170 238 172 122 2 muy baja (Sacada de inyeccion)
11/6/10 5 1392 153 330 168 1062 -15 muy alta
1/3/11 6 792 165 288 174 504 -9 moderada
1/3/11 8 748 166 285 174 463 -8 moderada
2/3/11 3 680 165 278 174 402 -9 moderada
8/9/11 8 984 158 260 170 724 -12 alta
8/9/11 5 1320 150 271 170 1049 -20 muy alta

Con esta informacion se decidio perforar el pozo sin cerrar el Inyector. Pero en el momento que se esta
perforando en 1805 mts, comienza a observa hidrocarburo por zaranda, se realiza flow check y el pozo
comienza a desplazar 200 Its/minuto. Se cierra el pozo y comenzamos a tomar valores de presiones por

anular y directa, luego

de transcurridas ocho horas, se corta la circulacion y la herramienta queda

aprisionada. En este momento nos encontrabamos con 9.2 ppg de densidad.
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CURVA DE AVANCE POZO P-1
o 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26

Perforando en 1804 mts, comienza a desplazar pozo, cierra pozo, e Programada
mide presiones, Pdirecta: 110 psi, Panular: 400 psi. Prepara 20 m3 —Real

a 11.3 ppg para equilibrar densidad del circuito a 9.6 ppg (densidad
de ahogue), comienza a circular normal con hta libre, y una vez
que se observa salir por anular el volumen bombeado hta queda

Real SIN NPT

500 L . . . .
aprisionada y corta circulacion, se maniobra para librar con

resultado (-), se intenta librar hasta quedar sin volumen de succion.
A partir de las 03 hs, prepara 50 m3 (10 m3 de tapon oburante)

1000

Se acondiciona lodo, densidad entrada y salida en 11.1
ppg, realiza folw chek ok, hta libre en fondo, comienza
a sacar, traccionando desde 1695 mts hasta 940 mts,
saca total, desarma estabilizadores, MDF y Proshot,
baja conjunto liso para acondicionar, cambia tijera y
coloca trepano 8 3/4".

1500 A

Realiza maniobra cambio
de trepano por poco
avance.

2000 A

PROE g

2500 A

En la curva de avance se puede visualizar que no solo se presentd una demora por la maniobra de librado de
herramienta y acondicionamiento de pozo (9.83 dias), también la pendiente de avance del ultimo tramo del
pozo se vié disminuida por trabajar con un lodo de densidad 11.1 ppg con 18% de solidos. El tiempo
programado era de 13.65 dias y el real fue de 25.79 dias.

La informacién previa con la que se contaba no permitio tomar medidas de mitigacion previstas en la
planificacion del pozo, como perforar con mayor densidad al ingresar en la zona sobrepresurizada o el haber
preparado un volumen de Kill Mud para poder mitigar en un menor tiempo lo ocurrido. Al manifestarse el
inyector, preparar un volumen para levantar densidad y controlar el pozo requiere un tiempo de preparado,
por la cantidad de producto para densificar (8hs por cada preparado). Por otro lado si los volimenes
disponibles de pileta para el kill mud no son importantes, la maniobra se extiende aumentando el riesgo de
pegado de la herramienta por presion diferencial. Una vez reestablecida la circulacion, el lodo en retorno
debe ser descartado por baja densidad, debiendo prepararse nuevamente el lodo con la densidad requerida.
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CASO B, POZO P-2

En este caso, poseiamos dos pozos | O ®RBANDONED-INIECTOR

. . , ABANDONED-OIL

inyectores en primera linea, a los cuales o
, . AR ‘@’ INJECTOR

se le habia realizado medicion de ® o

presion con memory. Al inyector 1-3, se |

le habia medido presion en las capas que \ .
se esperaba que estuvieren \
sobrepresurizadas: \\\

e K-6a: 4720psi, 155% °P normal SO
e J-3:4600psi, 162% °P normal
* E-1:4095psi, 185% °P normal

El pozo comenzaria a despresurizar con
lo mandriles libres con un dia de
anticipacion previo al comienzo de la

perforacion del P-2. El tiempo con el L S
que se solicitd la informacion para planificar la perforacion y medidas de mitigacion no fue suficiente como
para decidir, por ejemplo, transportar hacia otro pozo, si es que al dejar libres las valvulas, se tomen presion
y las mismas contintien siendo altas.

Al mismo tiempo, en el inyector I-4, se iba a medir presion de una sola capa que estimaba sobrepresurizada,
luego se decidiria las acciones a seguir. Poseiamos muy buena informacion de las capas que se consideraban
sobrepresurizadas, pero no del total de las capas.

Como parte de medidas de mitigacion durante la perforacion se solicitd control geoldgico (iniciado en 1350)
control de niveles de pileta de entrada y salida por compaiiia de cabina, sensor en trip tank y monitoreo a
distancia de parametros (que podiamos visualizar en trailer del company).

Al ir perforando en 1377 mts se observa desplazamiento por zaranda, control geologico registra 300.000
ppm de gas, se realiza flow chek y pozo desplaza, observando abundante recorte por zaranda. Se cierra BOP
y deriva al choke manifold para controlar presiones, la herramienta queda aprisionada, se comienza
maniobrar para librar y se intenta circular en forma parcial. En este momento nos encontrabamos perforando
con 9.2 ppg de densidad de lodo.

5 10 15 S000 10000 15000 S000 10000 15000

FTrep 2 a0

E Diam: 8 34", Hog:
F4x1B/32" 1

Csg: 9 518", Prof. Zto: 517.16 mbmr, pr=

F 05/{0/20 1

SRR R SR L

Registro de geologia: _

300.000 nnm

AR s

[

E Pozo én surgéncia

.
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CURVA DE AVANCE POZO P-2
o 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30

0 L . L L L L . .
F Perforando en 1377 mts, obs. Desplazamiento de pozo. Cierra pozo y deriva por manifold. Panular:

0 psi. Prueba cierre HCR y V.Manual, ok. Mide presion por cza de pozo, panular: 0 psi. Abre pozo.
Maniobra hta, con indicios de aprisionamiento bombea lodo a 23 GPM, sin circulacion. Mbra hta,
saca 21 mts, bombea a 25 GPM, sin circ. Mbra hta traccionando 75 kLbs sobre el peso. Obs. mov de
hta y posterior desplazamiento. Cierra pozo, lee presiones, panular: 125 psi. Levanta niveles,
bombea lodo, obs circ parcial y mov de hta con recorrido de 4 mts, libre con rotacion. Levanta nivel,
mbra hta y saca a 1290 mts. Prepara lodo a 11,5 ppg, bombea con circ parcial. Cierra pozo, panular:
300 psi, levanta nivel. Abre pozo, obs, lodo diluido a 8,9 ppg. bombea lodo a 11,5 ppg, con circ.
Cierra pozo, panular: 170 psi. Levanta niveles, circula y normaliza.Saca a 800 mts. Circ y
normaliza. Cierra pozo. panular: 0 psi, dsondeo: 0 psi. Saca al zto. Circ y normaliza. panular: 0 psi,
psondeo: 0 psi. Saca total. Cambia cjto y baja. Circ en zto, levanta niveles.Cierra pozo: panular: 0
psi, psondeo: Opsi. Abre pozo, no obs desplazamiento. Baja hta al zto. Circ. Baja a 800 mts, no circ.
Saca a 630 mts, no circ. Saca al zto. Desarma bs. Baja repasando a 1377 mts.

alla 1, 340

500 A

Iialla 2,670

10001 gal1a 3, 1050

13000 RO, RIVADAVIA, 1540 Programada

=== Real

Real S/NPT

Falla 4, 1950
2000 A

2500 4

PROF. FINAL, 2510

En la curva de avance se puede visualizar que nos lleva 8.3 dias el poder librar la herramienta, sacar a

superficie, acondicionar pozo y poder continuar perforando normal, y sobre esto al prolongarse los tiempos

de perforacion se debe realiza nuevamente la prueba de BOP por cumplirse 14 dias con loa cual nos demora

1.6 dias mas sobre el programado ya que debemos sacar BHA total a superficie. El tiempo programado era
de 19.2 dias y el real ha sido de 28.16 dias.

Cuando se observo el desplazamiento en dicha
profundidad, correspondia a una capa que no
tenia antecedentes de sobrepresion. En los
inyectores I-5 ¢ I-3 con alta admision, en el 1-4
no se encontraba en inyeccion. Para mitigar el
aporte del pozo se libro los mandriles del
inyector -5 (que se encontraba a 750mts) y se
dej6 despresurizando en flujo cruzado. A partir
de la manifestacion del pozo y con los nuevos
datos de presion, se confirm6 la vinculacion
hidraulica entre el P-2 ¢ [-5, que en la
preplanificacion no se tuvo en cuenta.

Mapa arena sobrepresurizada
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CASO C. POZO P-3

En la etapa de planificacion del
pozo P-3, se midieron presiones
en el inyector I-6 (270m de
distanciamiento), encontrandose
sobrepresiones, de hasta el 190%
de la presion normal.

A partir de estos valores se
comienzan los trabajos de
mitigacion para despresurizar en
flujo cruzado las capas y al mismo
tiempo se conecta una linea en
boca de pozo a una pileta para
acelerar el proceso. También se
modifico el cronograma
postergando en 3 meses la
perforacion para llegar valores de
presion que se pudieran contralar
con de densidad del lodo de hasta

(J ABANDONED-INJECTOR
]@’ INJECTOR

® OL

¢ SHUT-IN-OIL

[ [ —
® P-3
o
/270mts
1-7 L6
SO
(

11.ppg. Adicionalmente se requiridé durante la perforacion servicios de control geoldgico, de control de
volimenes de entrada y salida, sensor de trip tank, como asi también se incorporo una pileta adicional de
30m3 donde ya se contaba con el lodo de ahogue (Kill Mud) a una densidad determinada por las presiones
esperadas

Estado inicial Estado final c
Capas Densidad Densidad esp:F:dsas
Inyector I{ Profundidad| Presion % Presion | equivalente |  Presion % Presion | equivalente roductor Profundidad
6 [psi] normal de ahogue [psi] normal de ahogue P P3
[PPG] [PPG] )
D-8 1450 3270 159% 13.7 2750 133% 11.5 D-8 1400
D-9 1465 Sin dato de Presion D-9 1418
E-4a 1520 4215 196% 16.8 2820 130% 11.3 E-4a 1470
E-4ab 1537 4300 197% 17.0 2885 132% 11.4 E-4ab 1487
E-5 1545 4300 197% 16.8 2885 132% 11.3 E-5 1500
F-6 1625 1240 54% 4.6 1950 84% 7.3 F-6 1577
F-8 1641 3800 163% 14.0 2640 113% 9.7 F-8 1593
G-6ab 1733 3375 137% 11.8 2785 113% 9.7 G-6ab 1685
I-1a 1859 Sin dato de Presion I-1a 1805
1-4 1908
J-3 1983
K-6 2110
L-4a 2182 Desvinculados por una falla
L-9 2235
M-4 2310
M-9 2390

En este caso, se realizo un trabajo de planificacion con tiempo que permitié tomar las acciones correctas
previas a ingresar a perforar el pozo. Aunque se observa en la curva de avance retrasos asociados al control
del desplazamiento del pozo, finalizando el pozo con una densidad de 11.5ppg, este pudo terminar con éxito.
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CURVA DE AVANCE POZO P-3
01 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33

0 L L L L L L L L L L L L L

En 1716 mts observa desplazamiento de pozo, 2400 lts/hr, circula
y densifica a 9,7 ppg, obs despl de 1700 lts/hr. Cierra pozo, mide

presiones, Panular: 175 psi, Pdirecta: 140 psi. Abre pozo. Circula == Programada
= y densifica a 10,3 ppg, obs despl de 1200 It/hr. Cierra pozo, mide
presiones, Pdirecta: 90 psi. Abre pozo y perfora = Real

500 1

1000 Perfora a 1820 mts, obs pozo, desplaza 1330 Its/hr, d: 10,3 ppg, perfora a
1859 mts (rotura de bomba N°1), circula. Cierra pozo, obs presiones,
Pdirecta: 25 psi, Panular: 50 psi. Circula y densifica a 10,6 ppg. Obs pozo,
despl 911 lts/hr, cierra pozo, mide presiones Pdirecta: 46 psi, Panular: 80
psi. Abre pozo, circula y densifica a 10,7 ppg, obs pozo, despl: 935 Its/hr.

CRO. RIVADAVIA, 1400 . . . ; o
Cierra pozo y obs presiones, Pdirecta: 46 psi, Panular: 75 psi. Circula

1500 A

Flow check en 1974 mts, desplaza 782 Lts/hr, dens: 10,7ppg

Falla 1, 1853 Perfora a 2104 mts, densificando a 10,9 ppg. Realiza
2000 - / flow check, ok. Realiza mbra de calibre programada.

+==EL CARMEN, 2140

2500
D-129, 2850 N
PROE. FINAL, 2900 -
3000
° | 4
CASO D, POZO P-4 A e @

. . DRILLING-OR-TESTING
Durante la etapa de planificacion, se detectd una & INJECBOR

zona sobrepresionada. Se estim6 que el origen | @ OLL
de la misma correspondia a la mala petrofisica
de la capa y no se manifestaria durante Ia
perforacion. A pesar de ser la presion de

inyeccion superior al 58% de la presion normal, ¢
se decidi6 perforar el pozo sin cerrar el inyector.

Por el movimiento de valvulas reguladoras de | ]
fondo en I-8, sabemos Mandril 1  (1721.5/24 | —

mbnm) se encuentra sobresurizada. Al retirar la
VRF del bolsillo del mandril de la instalacion
selectiva, no se observa una disminucion de la
presion de inyeccion en superficie y el caudal de

inyeccion se incrementa solo 90 m3/d, indicando
que la presion normal de inyeccion en fondo de esa capa esta en el orden de 5000 psi. Con este antecedente,
se hubiera recomendado cerrar el pozo inyector, pero adicionalmente a esta informacion contadbamos también
con otras fuentes de informacion:

Fecha Mandril Al pescar Al fijar Diferencia Admision
Q[m?/d] | Plkg/cm?]| Q[m?/d] | P[kg/cm?]] Q[m?/d] | P[kg/cm?]
28/2/11 5 s/d 139 170 150 -11 alta
28/2/11 3 1260 130 158 150 1102 -20 muy alta
28/2/11 1 247 150 161 150 86 0 muy baja
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* La capa se encontro previamente en un pozo productor vecino, se le midio la presion en fondo
durante el perfilaje, siendo esta 3246 psi (7.8 ppg), luego se punzd y ensayo arrojando un caudal de
175 litros/hora sin nivel.

* Por perfiles la capa tiene pobre petrofisica (baja porosidad y permeabilidad), y observando el mapa
de la arena, esta tiene un pobre desarrollo.

* Ya se contaba con antecedentes de perforacion en la malla sin cierre del inyector.

Estos datos nos permiten determinar que el origen de la presion no es a un desbalance entre la inyeccion y la
produccion sino a las bajas permeabilidades que presenta la capa.

CURVA DE AVANCE POZO P-4

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25

0 L L L L L L L L L L L L L L L L L L L L L L L L
PERFORANDO EN 1792 MTS SE CORTA CIRC, PREPARA

TAPON CON OBTURANTE, BOMBEA Y REPASA AL FONDO,
CONTINUA PERF CON CAUDAL REDUCIDO.

500 1 EN 1840 MTS PERDIDA TOTAL, PREPARA 10 M3 DE
TAPON CON BENTONITA GRANULADA, DEJA EN
REPOSO Y SACA HTA HASTA EL ZTO, SE UTILIZARA
COMO MANIOBRA DE CALIBRE (PROGRAMADA ERA

1000 4 EN 1879 mts PREPARA TAPON CON OBTURANTE,
LEVANTA NIVEL EN PILETAS Y CONTINUA
PERFORANDO CON PARAMETROS CONTROLADOS

1500 A EN 2317 MTS CORTA CIRCULACION TOTAL,
PREPARA TAPON CON OBTURANTE,
PERFORA CON PARAMETROS
CONTROLADOS.

CRO. RIVADAVIA, 1620

Falla 1, 1845

2000 === Programada
=REAL

REAL S/NPT

===EL CARMEN, 2442
2500 A

PROF. FINAL, 2640
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RECOMENDACION DE METODOLOGIA DE TRABAJO

Fecha estimada de comienzo de la
perforacion en zona con inyectores

Movimiento de VRF

D inacion d . dias de f . Mediciones de presion
eterminacion de presiones medias de formacion Fall Off Test

(riesgo de aporte de fluidos
durante la perforacion?

Perforacion del
pozo en fecha

(Es necesario
despresurizar los

Cierre de inyectores
vecinos durante la

perforacion

Despresurizacion de los reservorios

(Tiempos para despresurizar
compatibles con fechas de
perforacion?

(Se puede programar la
perforacion para otra
fecha?

Monitorear presiones y
programar la perforacion
en funcion de su
evolucion.

Perforar el pozo en fecha prevista
utilizando mitigacion durante la
perforacion
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CONCLUSIONES

Uno de los objetivos del departamento de perforacion es optimizar los tiempos de perforacion y otro de
ingenieria de recuperacion secundaria es maximizar la produccion. En principio estos parecian no conectados
o incluso contrapuestos entre si. “;Podes cerrar todos los inyectores vecinos?... no por que voy a perder
produccion”. Esta situacion significaba tomar medidas que no siempre parecian llevar los valores de riesgo
de aporte de fluidos a puntos aceptables. Algunas veces las medidas eran excesivas e innecesarias o
directamente no lograban el objetivo minimizar el riesgo y los tiempos de perforacion se extendian por
aporte de fluidos al pozo.

Para la perforacion de pozos que atraviesen capas bajo recuperacion secundaria, se deben considerar los
siguientes puntos:

* Estudio de las zonas a perforar con la suficiente antelacion que permita implementar medidas de
mitigacion de ser necesario y/o modificar cronograma de perforacion. Por ejemplo:

(0]

(0]

(0]

(0]

(0]

Estructura y correlacion de las capas, para identificar discontinuidades y barreras hidraulicas
Identificacion de desbalance de inyeccion/produccion

Antecedentes de desplazamiento en otras intervenciones de pozos vecinos (Perforacion,
workover y pulling).

Presion maxima de inyeccion disponible

Evolucion de la inyeccion

* Estimacion actualizada de presiones de todos los reservorios que estan en inyeccion y seran
atravesados. Fuentes de datos:

(0]
0]
0]
0

(0]

SFT/RFT
Fall off test
Niveles estaticos y dindmicos de productores.

Variaciones de presion y caudal en movimientos de véalvulas de instalaciones selectivas
usados en conjunto con Step Rate Test

Estimacion del perfil de presion Inyector-Productor dentro del reservorio.

*  Contar con equipo adecuado/volumen en superficie en caso de preveer zonas sobrepresurizadas

(0]

(0]

(0]

Piletas adicionales para preparar Kill Mud (Minimizar el tiempo de respuesta frente a una
surgencia)

control de los niveles de pileta de entrada y salida

control de nivel de trip tank (durante maniobra)

* Los minimos tiempos de despresurizacion se consiguen dejando el pozo en flujo cruzado y
desplazando a superficie.

Una planificacion, tardia o mal hecha, tiene como posibles consecuencias, retrasos e incrementos de costos
de perforacion, imposibilidad de perfilar a pozo abierto, malas cementaciones e incluso la pérdida del pozo.
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