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RESUMEN

El Area Agua del cajon, esta ubicada en la provincia de Neuquén, Republica Argentina. CAPEX S.A.
accedié a su explotacion mediante concurso publico en febrero de 1991. Era considerada por su
anterior propietario, la empresa estatal YPF, como un area de interés secundaria, ya que sélo
producia 37 (m/d) de petréleo y 90.000 (Sm3/d) de gas de baja presiéon con 16 pozos en produccion
efectiva.

Existian en explotacién dos yacimientos perfectamente individualizados:

a) El yacimiento Agua del Cajon: yacimiento de petroleo ya depletado y en su Ultima etapa
de produccion por primaria, hoy ya se encuentra en desarrollo un proyecto de
recuperacion secundaria.

b) El yacimiento El Salitral: yacimiento gasifero (gas y condensado), cuyo desarrollo recién
comenzaba. Solamente se encontraban en produccion dos de los cuatro niveles que hoy
producen, el 80 (%) provenia de la Fm. Tordillo y el 20 (%) restante de la Fm. Lajas
Superior. La Fm. Lajas Inferior ya era conocida, pero su desarrollo no habia sido posible
por las bajas producciones y por ultimo la Fm. Molles descubierta por CAPEX S.A. a fines
de 1997.

Todas estas formaciones son heterogéneas y de distinta caracteristicas litolégicas (ya las
describiremos mas adelante), pero tienen en comun la baja permeabilidad de la roca reservorio, por lo
gue una produccién econdmicamente rentable debe asociarse inexorablemente a la estimulacién de
ésta.

Es precisamente del desarrollo del yacimiento El Salitral que realizamos a partir del afio 1991, del que
nos ocuparemos en profundidad.

Un detallado estudio de las caracteristicas petrofisicas y propiedades mecéanicas de las rocas
reservorios en las formaciones productivas y capas limitrofes, ha permitido modificar la metodologia
de desarrollo del yacimiento, en especial el disefio de las fracturas hidraulicas, logrando un fuerte
incremento en la produccién de cada pozo y por consiguiente del Area Agua del Cajon.

El yacimiento El Salitral (descubierto en el afio 1976), que producia en el afio 1991 90.000 (Sm3/dia)
de gas, produce hoy cerca de 3.000.000 (Sm3/dia) y con la incorporacion de la formacion Molles, se
lo piensa llevar a 4.000.000 (Sm3/dia).

En este trabajo nos encargaremos de describir los lineamientos generales, estudios y metodologias
empleadas para poder desarrollar en la forma mas rentable cada formacion gasifera, cuya capacidad
productiva se encuentra fuertemente limitada por la baja permeabilidad.

El objetivo de este trabajo es poder transmitir la experiencia de desarrollo de un yacimiento particular,
con cuatro formaciones de distintas caracteristicas, para que pueda ser tomada como base o como
ejemplo para el estudio de otros yacimientos similares.



INGEPET '99 EXPL-7-GI-03 2

INTRODUCCION

La explotacion de los yacimientos de gas en la Republica Argentina se ha incrementado
notablemente en los Gltimos afios, a partir de la liberacion del mercado energético.

Algunos de los factores econémicos que han contribuido directamente a la blisqueda y explotacién de
nuevos yacimientos de gas, son:

- El buen precio de venta.

- Un mercado de comercializacién local, reducido a las zonas conectadas por ductos, que
independizan su precio del crudo y permiten predecir con mayor precision su precio
futuro.

- El bajo costo operativo de los yacimientos de gas.

Sin embargo tan importante como estos factores econdémicos han sido los aportes técnicos, que hoy
permiten desarrollar yacimientos que tiempo atras resultaban poco atractivos o no viables.

Debido a la alta compresibilidad del gas, la presion de confinamiento es el factor determinante que
dimensiona la capacidad de almacenar gas en un volumen determinado, pues a medida que la
presion del reservorio se incrementa, el factor volumétrico del gas (Bg = volumen que ocupa un
Standard metro cubico de gas en el yacimiento), disminuye en forma proporcional.

En general, la presién de confinamiento se relaciona directamente con la profundidad a la que se
encuentra el reservorio, l1os yacimientos de mayores presiones se localizan a mayores profundidades,
pero también es cierto que a medida que descendemos, la roca reservorio es cada vez mas
compacta y su permeabilidad decrece sensiblemente.

Asi llegamos a yacimientos profundos, con grandes reservas, pero de muy baja permeabilidad, cuyo
desarrollo sélo podia realizarse con un importante nimero de pozos profundos, de bajo caudal que
muy pocas veces resultaban rentables y por ello se optaba por no explotarlos.

Un ejemplo de este caso era el yacimiento El Salitral, que desde su descubrimiento hasta el afio 1991
(en 15 afios) s6lo se habian perforado 50 pozos con una acumulada promedio del orden de los 20
(MMSm3). Un cambio en las estimulaciones permitié en los Ultimos ocho afios perforar 50 pozos mas,
pero su acumulada promedio final, sera casi 5 veces mayor en el mismo tiempo de produccion.

DESARROLLO
1) COLUMNA ESTRATIGRAFICA
Los pozos ubicados en el Yacimiento El salitral atraviesan las siguientes formaciones:

a) GRUPO NEUQUEN (0 a 700 mbbp): Compuestas areniscas y conglomerados castafio
Grisaceos de grano mediano y grande, las arcilitas son de color castafio rojizas.

¢) Fm RAYOSO Y Fm. CENTENARIO (700 a 1.600 mbbp): Predominio de conglomerados y
areniscas blanquecinas rosadas con intercalaciones de arcilitas castafio rojizas.

d Fm. AGRIO y Fm. MULICHINCO (1.600 a 1.700 mbbp): Pequefios espesores de
areniscas gris verdosas, separadas por arcillas verdes con algunas intercalaciones de
calizas blanquecinas.

e) Fm. QUINTUCO (1.700 a 1800 mbbp): Amplio predominio de calizas caoliniticas, con
intercalaciones de arcillas verdes y areniscas blanquecinas.

f) Fm. VACA MUERTA (1.800 a 1900 mbbp): Son margas bituminosas de color gris
oscuro, es la principal roca madre de la Cuenca Neuquina.

g) Fm. TORDILLO (1.900 a 1.950 mbbp): Es actualmente el reservorio mas importante del
yacimiento el salitral. Compuesta por areniscas finas, medianas y hasta conglomeradicas
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de color gris verdoso con pequefias intercalaciones de arcilitas gris verdosa, corresponde
a depdsitos continentales asociados a sistemas fluviales del tipo anastomosados.

h) Fm. LAJAS (1.950 a 2.500 mbbp): Es el reservorio de menor interés, esta constituido por
pequefios espesores de areniscas finas y medianas, areniscas conglomeradicas, y
conglomerados finos, con predominio del color rosado; separados por arcilitas castafias y
verdosas que hacia la base se tornan gris oscuras, pasando transicionalmente a las
arcillas negras de la Fm Molles; corresponde a depdsitos marinos costeros (deltas y
playas). Debido a su gran extension vertical y a la diferencia entre las caracteristicas de
las zonas productivas del techo y de la base, para su estudio la dividiremos en Lajas
superior y Lajas inferior.

i) Fm. MOLLES (2.500 a 3.000 mbbp): En esta unidad pueden considerarse tres secciones
distintas. Una seccién superior caracterizada por la presencia de cuerpos arenosos y
conglomeradicos de colores grises anaranjados con intercalaciones de arcilitas gris
oscuro y en menor medida de niveles tobaceos. Dentro de esta seccién se destaca un
importante cuerpo de conglomerado mineralizado de hasta 40 (m) de espesor, que
probablemente corresponda a depésitos fandeltaicos. Por debajo aparece una sucesion
de arcilitas gris oscuras con intercalaciones de areniscas gris claro, cuyo grano varia
desde muy fino a conglomeradico y la relacién arena/arcilla disminuye hacia los niveles
inferiores, esta secuencia corresponderia a depositos marinos profundos con presencia
de abanicos submarinos, donde los cuerpos arenosos fueron depositados por corrientes
de turbidez. Por ultimo aparece una secuencia de arcilitas negras y limolitas gris verdoso
asociadas a los depositos marinos profundos mas distantes.

2) FORMACION TORDILLO

2-1) GEOLOGIA

Estructuralmente estd formada por un faldeo monoclinal que se adosa en la parte sur a una
gran falla de rumbo que integra la llamada dorsal Neuquina. El buzamiento promedio es de 4
o 5 grados en la direccion Norte, conformando una trampa combinada estructural
estratigrafica (ADJ N° 1).

En general es una Unica arena de un espesor promedio de 40 (m), con pequefias
intercalaciones arcillosas.

2-2) PARAMETROS PETROFISICOS

2-2-1) POROSIDAD

La porosidad promedio es del orden del 12 (%), con valores maximos del orden del 17 (%) vy
Minimos no inferiores al 9 (%). Los valores mayores se localizan en la parte superior e inferior
de la arena, en el centro se localiza la mayor arcillosidad.

2-2-2) SATURACION DE AGUA

En general se determind en laboratorio, analizando las coronas, que la saturacion de agua
irreductible es del orden del 35 (%). Para estipular el valor de la saturacién de agua en todos
los puntos de la estructura, se recurrié a la ecuacion de Euler, aplicando a la terna de
valores(gi, Rti, Swi), para determinar los pardmetros M, N y a de la ecuacion de Archie para
minimizar el error cuadratico medio.

Sw = (Rw/Rtxg™9)%

2-2-3) PERMEABILIDAD

La capacidad de aporte de gas desde la formacién hacia el pozo, es directamente
proporcional a la permeabilidad relativa al gas, este parametro es el que mayor dificultad
presenta para obtener valores representativos, ya que depende de la roca reservorio, de la
saturacion de gas, agua y petréleo y de la distribucion de fluidos en el medio poroso (que
varia durante la explotacion).
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Se pueden obtener valores de permeabilidad relativa en laboratorio a partir de testigos corona
o testigos laterales, con la limitacion de ser datos puntuales de una formacion heterogénea, la
Unica manera de promediar este parametro para un volumen significativo de roca, es a través
de los ensayos de pozos

TESTIGOS CORONAS: Se analizaron humerosos ensayos sobre coronas, los valores de
permeabilidad absoluta al aire son heterogéneos (n = 0,78) con valores minimos de 2 (mD) y
méaximos de 20 (mD), la misma dispersion se observa en las curvas de permeabilidad relativa
al gas.

ENSAYOS DE POZO: A diferencia de las mediciones realizadas sobre coronas, los valores
de permeabilidad efectiva al gas obtenida por medio de ensayos de pozos son homogéneos
con un valor promedio de Kg = 0,6 (mD), con valores maximo no superiores a 1 (mD) y
valores minimos de 0,25 (mD) que se encuentran en la parte baja de la estructura, donde se
incrementa la saturacion de agua o en la parte mas alta donde las formaciones se acufian
hasta desaparecer.

2-3) FLUIDOS

2-3-1) GAS: Es el H.C. de mayor reserva, no tiene presencia de S2 y el contenido de CO2 y
N2 es minimo, es gas humedo de poder calorifico del orden de las 9.100 (Kcal/Sm3).

2-3-2) PETROLEO: El halo petrolifero es muy pequefio y en algunas zonas del yacimiento no
esta desarrollado (contacto gas-agua), se trata de petréleo muy liviano (40 API), por ello su
produccién es factible en tan baja permeabilidad.

2-3-3) Hay muy poca agua libre (s6lo en la parte baja de la estructura) y es de elevada
salinidad (+ de 100 gr/lts de CI-) lo que facilita su deteccion en los perfiles resistivos.

2-4) PROPIEDADES MECANICAS

2-4-1) Se realizaron estudios de propiedades mecanicas sobre coronas y se cotejaron con los
valores obtenidos por medio de los perfiles sonicos, llegandose a los siguientes valores

GRADI ENTE MODULO DE RELACI ON Kg
ZONA FRACTURA YOUNG DE PO SON

(psi/ft) (10%psi) (D)
VACA MUERTA 0.78 6. 40 0. 30 0. 00
ARENA SUPERI OR 0.55 4. 80 0.21 0. 65
ARENA VEDI A 0.57 5. 20 0.24 0. 45
ARENA | NFERI OR 0. 56 5. 00 0. 22 0. 60
ARCI LLA 0.72 6. 10 0. 29 0. 00

Como puede observarse, tanto la Fm. V. Muerta como las arcillas de la base de la Fm
Tordillo, son mecanicamente mas duras que la zona arenosa mineralizada.

2-4-2) A presiones de confinamiento del orden de las 2500 (psi), no se observa visualmente
empotramiento del agente sostén.

2-5) ESTUDIOS REALIZADOS

Los caudales efectivos logrados en los pozos en produccion, eran inferiores a los que
tedricamente podian obtenerse, localizandose la causa principal, en el bajo rendimiento que
se obtenia en las estimulaciones, fracturas hidraulicas de muy corta longitud y alta
conductividad. Con el objetivo de optimizar los tratamientos que se venian aplicando, se
realizaron algunos estudios esenciales sobre las coronas, en los cuales se determinaron:

2-5-1) La matrix tiene un elevado contenido de arcillas, con distribucién heterogénea.
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2-5-2) La matrix es muy compacta, sin embargo los finos, principalmente caolin, illita y
clorita, tienen muy escasa sujecion y su movilizacién es probable incluso a régimen
de produccion moderado.

2-5-3)

Los poros son de tamafio muy reducido, con una distribucion muy heterogénea, el

promedio poral se ubica en el orden de 35 (mm), la tortuosidad es alta y el tamafio
medio de las gargantas porales, no supera los 5 (hm).
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2-5-4)

Las presiones capilares son muy altas, como consecuencia de esto, cualquier fluido

gue invade la formacioén, provoca una reduccién de la permeabilidad relativa al gas,
que dificilmente se puede recuperar.

2-6) DISENO DE FRACTURA

Se recurrié a dos modelos, uno bidimensional (PERKINS) vy otro tridimensional (FRACPRO),
como la Unica arena de la formacién es de gran espesor (40 m) y esta delimitada por estrato
de mayor dureza, los resultados no fueron muy diferentes (ADJ N 2).

DISENO POR FRACPRO

ESPUMA CO2 70 (%)
CAUDAL 30 (bbl/min)
TOTAL ARENA: 1.000 (Bolsas)
LONGITUD = 110 (mts)
CONCENTRACION 0,69 (Ibg/ft3)
ANCHO MAXIMO 0,15
ALTURA MAXIMA 60 (m)

DISENO POR PERKINS

ESPUMA CO2 70 (%)
CAUDAL 30 (bbl/min)
TOTAL ARENA: 1.000 (Bolsas)
LONGITUD = 130 (mts)
CONCENTRACION 0,78 (Ibs/ft3)
ANCHO MAXIMO 0,17"
ALTURA MAXIMA 40 (m)

2-6-1) Para poder seleccionar el disefio de fractura, se realizaron varias simulaciones sobre
una capa representativa, tanto en sus parametros petrofisicos, como en sus propiedades

mecanicas.

GRAFICO 2-6-1
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En el grafico se puede observar, que no se obtiene un incremento significativo en la
extraccion del pozo, si se superan las 1.200 bolsas de arena (para 40 m de espesor).

2-6-2) Independientemente del espesor de la capa productiva, la longitud de fractura, para un
distanciamiento de pozos de 700 (m), no debe ser inferior a los 80 (m), ya que la pérdida de
produccion seria significativa, pero tampoco superior a los 120 (m) ya que se encareceria el
tratamiento, sin lograr incremento en la produccién.

GRAFICO 2-6-2
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2-6-3) Se realizaron numerosos ensayos de pozos (Build-up), con el objeto de confirmar que
los resultados obtenidos fueran los que se habian programado.

Concluyéndose que en general, tanto la longitud de fractura como su conductividad, siempre
resultaron levemente inferiores a lo programado, aunque se registraron algunas excepciones
donde esta disminucion era, del orden del 50 (%).

ENSAYO BUIL-UP

Qg = 180.000 (Sm3/d)
Tpr = 744 (Hs)
TG = 240 (Hs)
Kg = 0,7 (mD)
XF = 80 (m)

2-6-4) En general las producciones obtenidas en los pozos, coincidieron con las curvas
tedricas que se habian trazado, luego de ajustar los pardmetros petrofisicos y el disefio de
fractura segun lo reflejado por el build-up.

GRAFICO 2-6-4 DECLINACION DE LA PRODUCCION
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3) FORMACION LAJAS

Tiene un espesor de mas de 500 (m), sin embargo las zonas productivas son pobres (con excepcion
de la parte alta, contra la falla, donde limita con la formacién Vaca muerta), estan localizadas en el
techo y la base de la estructura, separadas por una larga extension de arcillas de hasta 300 (m) y son
de caracteristicas muy diferentes.

Solamente aporta el 20 (%) de la produccién actual del yacimiento y en ella se almacenan igual
porcentaje de las reservas totales.

Nos limitaremos a realizar s6lo una descripcion somera de sus principales propiedades, ya que la
tomaremos como una zona de transicion entre la formacion Tordillo, muy similar al techo de la
formacion Lajas, a la que llamaremos Lajas Superior y la formacion Molles comparable con la base y
a la que denominaremos Lajas Inferior.

3-1) FORMACION LAJAS SUPERIOR
3-1-1) ANALOGIAS CON LA FORMACION TORDILLO.

- Su estructura es un monoclinal, cortado en su extremo sur por la Dorsal Neuquina.

- La porosidad promedio es del orden del 12 (%), aunque la dispersion es mayor

- El tamafo de los poros y de las gargantas porales son practicamente los mismos.

- La saturacion de agua irreductible es ligeramente mayor, del orden del 38 (%).

- El gas tiene la misma composicion.

- La produccion de agua es muy reducida y de elevada salinidad.

- Las arenas son muy “blandas” comparada con las arcillas que se intercalan o las limitan.

3-1-2) DIFERENCIAS CON LA FORMACION TORDILLO

- Mientras que en la formacion Tordillo tenemos una Unica capa productiva de unos 40 (m)
de espesor, la zona mineralizada de la Fm. Lajas Superior, generalmente esta constituida
por dos o tres arenas separadas por intercalaciones arcillosas que llegan a tener hasta 15
(m) de espesor.

- La permeabilidad relativa al gas es sensiblemente menor, el valor promedio es del orden
de 0,5 (mD) y por ser la roca mas heterogénea, su variancia es mayor (n = 0,82).

3-1-3) DISENO DE FRACTURA

Si realizamos el mismo analisis que efectuamos para la formacion Tordillo, llegaremos a
resultados muy similares, los Unicos puntos que merecen resaltarse son los siguientes:

- Sitenemos dos 0 mas capas separadas por intercalaciones arcillosas de escaso espesor
(menores a 5 m), se debe trabajar para el disefio de la estimulacion como si se tratara de
una Unica capa, cuyo espesor total sera la suma de los espesores de las capas y las
intercalaciones arcillosas.

Como el gradiente de fractura puede ser ligeramente desigual entre las arenas, y las
intercalaciones arcillosas son de una dureza considerablemente mayor (se han registrado
casos en que 5 m de arcillas sirvieron de sello para fracturarlas), es recomendable punzar
todas las arenas con baja densidad de punzados y estimular a alto caudal (1 bbl por
orificio).

- Si en cambio estamos ante una 0 mas arenas separadas por intercalaciones arcillosas de
mas de 5 (m), se las debe tratar como capas independientes.

En este caso es recomendable trabajar con un modelo bidimensional para el disefio de
las estimulaciones, ya que segun los modelos tridimensionales, la estimulacion se
propagaria a las capas vecinas, y en la practica hemos podido verificar que esto no es asi
(marcando el agente sostén con resina radioactiva, a través de perfiles de temperatura o
trazadores radiactivos).
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Lo recomendable es trabajar con colchones reducidos y bajos caudales, para minimizar la
tendencia de la fractura de propagarse en alto.

3-2) FORMACION LAJAS INFERIOR

Es la zona de produccion mas pobre, generalmente se reduce a pequefias arenas de 5 a 15
metros de espesor, con intercalaciones arcillosas de igual magnitud; su permeabilidad relativa
al gas es del orden del de 0,2 (mD), la porosidad rara vez llega el 12 (%) , la saturacion de
agua irreductible es muy variable y con un valor promedio superior al 40 (%). Desde el punto
de vista mecanico, tanto la roca reservorio, como las intercalaciones y los sellos arcillosos
tienen una dureza similar.

Por tener caracteristicas muy similares a la formacion Molles, se utilizan los mismos métodos
de fractura y de evaluacion que esta formacion.

3) FORMACION MOLLES

4-1) GEOLOGIA

No tiene una estructura definida a lo largo de todo el yacimiento, presentando un
entrampamiento combinado estructural, estratigrafico.

El rasgo estructural mas importante estd dado en el sector oriental, por la antigua falla directa
de rumbo E-O y buzamiento al N, que en su momento controlé la deposicion de arenas y
conglomerados correspondiente a su bloque bajo ubicado en ese entonces al norte, una
posterior inversion tectonica, convierte a este antiguo bloque bajo en un méaximo
estructural.

A este perfil principal, se le suma la existencia de una falla directa de rumbo N-S y bloque
bajo al Oeste (ADJ N 3).

4-2) PARAMETROS PETROFISICOS

4-2-1) POROSIDAD

La porosidad promedio es baja y se ubica en el 9,5 (%). En raras ocasiones se pueden
encontrar valores superiores al 12 (%) y la porosidad minima llega al 5 (%).

Si consideramos en general todos los niveles productivos, la dispersién es muy grande, ya
gue hay mucha variacion de una capa a la otra, sin embargo las capas de mayor espesor
mantienen una valor de porosidad muy regular ubicado entre el 8 y el 10 (%).

El tamafio poral es muy pequefio, por este motivo, los perfiles de resonancia magnética
determinan una porosidad efectiva menor al 6 (%).

4-2-2) SATURACION DE AGUA

La saturacién de agua irreductible es muy variable y guarda una estrecha relacién con la
porosidad efectiva de la muestra.

Swi (%) g (%)
minima 24 12
promedio 45 9
maxima 58 5

No se tienen actualmente suficientes datos como para obtener mediante un método
estadistico, los valores de M, N y a, por ello usaremos los valores sugeridos por ARCHIE

‘SW = (0,62 x Rw/ Rt X g2,15)0,5‘
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4-2-3) PERMEABILIDAD

La zona productiva de la formacion Molles se halla localizada s6lo en una parte del
yacimiento, pero su espesor productivo es muy grande, llegando a tener hasta 120 (m.) de
desarrollo.

En general la parte productiva inferior, son agrupaciones de arenas delgadas (de 3 a 10 m.)
separadas por intercalaciones arcillosas de distintos espesores (de 2 a 30 m), que van
ganando en espesor hacia el techo de la formacion, donde se encuentran las capas mas
importantes, una de las cuales supera los 40 (m) de espesor.

La permeabilidad es muy baja, Tanto los estudios realizados sobre testigos coronas, como
los ensayos de pozos, coinciden que la permeabilidad efectiva al gas siempre es menos a 0,1
(mD).

La variansa de la permeabilidad es grande en las capas delgadas (n = 0,78), pero se reduce
notablemente en las capas superiores de mayor espesor (n = 0,5).

Es importante destacar la relacion lineal que se mantiene entre la porosidad y la
permeabilidad absoluta en cada una de las capas productivas.

4-3)FLUIDOS

4-3-1) GAS: Es el Unico tipo de hidrocarburo que satura el reservorio, Al igual que en las
formaciones superiores, su contenido de CO2 y N2 es muy pequefio y no se ha detectado S2,
sin embargo la composicion del gas difiere bastante, es muy seco (97 % entre metano y
etano) y el poder calorifico no supera las 8.600 (Kcal/m3).

4-3-2) PETROLEO: No se ha detectado en forma libre en el reservorio, en superficie
condensa una gasolina muy liviana (75 API) en una relacién gas-liquido mayor a 70.000
(m3/Sm3).

4-3-3) AGUA: Los pozos producen muy poco liquido y con un porcentaje de agua inferior al 5
(%), la salinidad es alta (Cl- > 100 g/l), lo que permite detectar facilmente las arenas
acuiferas.

4-4) PROPIEDADES MECANICAS

Con el fin de poder determinar las principales propiedades mecéanicas de las rocas
reservorios y de las que sirven de sello hidraulico; se obtuvieron coronas no sélo de arenas y
conglomerados, sino también de las arcillas vecinas.

Los resultados obtenidos de estos estudios, sirvieron para confirmar o ajustar las valores que
habia arrojado la interpretacién de los perfiles sénicos de onda completa.

GRADI ENTE MODULO DE RELACI ON Kg
ZONA FRACTURA YOUNG DE PO SON

(psi/ft) (10%psi) (D)
ARCI LLA SUPERI OR 0.76 5. 90 0. 30 0. 00
ARENA SUPERI OR 0.62 4. 80 0.21 0.08
ARCI LLA MEDI A 0.72 5.40 0.31 0. 00
ARENA NMEDI AS 0. 66 4.90 0. 22 0. 10
ARCI LLA | NFERI OR 0.73 5.50 0. 30 0. 00
ARENA | NFERI OR 0.70 5. 00 0.19 0. 05
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4-5) ESTUDIOS REALIZADOS

Desde los primeros pozos profundos, se comenzo6 con el estudio de la roca por medio de
perfiles y la extraccidn de coronas, sobre las que se hicieron algunos analisis que permitieron
determinar:

4-5-1) La granulometria varia entre arena muy fina y grava (0.079 a 9,12 mm), con un
predominio de términos correspondientes a arena media (0,33 a 0,44 mm).

4-5-2) Predominan las texturas grano-sostén, el contenido de material fino es escaso
(3 al 9 %), abundando las arcillas autigénicas o la matriz detritica.

4-5-3) El cemento es en general abundante; en su composicion predominan silice y
carbonatos.

4-5-4) La mayor parte de los poros se hallan comprendidos en el rango de los mesoporos
(62,5 a 250 pm); las gargantas porales son muy escasas Yy tienen un diametro medio
comprendido entre los 9y 16 (um).

4-5-5) La tortuosidad es grande, al igual que la relacién entre el tamafio del poro y las
gargantas porales (siendo muy bajo el nUmero de gargantas por poro).

4-5-6) En la composicion de los argilominerales predomina la illita, con escasas cantidades
de caolin, clorita y muy escasa smectita.

4-5-7) Practicamente no existe posibilidad de empotramiento ni en las arenas, ni en los
conglomerados productivos

4-6) DISENO DE FRACTURAS

El pozo profundo Sa-1046, mostré a la formacion Molles con potencial productivo. Al efectuar
la terminacion de este pozo, las capas punzadas no tuvieron ningun tipo de entrada de fluido,
por lo que las estimulaciones fueron pequefias y con el solo objetivo de confirmar la presencia
de gas en esos niveles.

4-6-1) Una vez comprobada la presencia de gas, y con muy escasos datos, las fracturas
fueron disefiadas por un método bidimensional, pero los resultados estuvieron muy lejos de
ser los esperados.

Recién al comprobar que la dureza de las arenas, es apenas inferior que las arcillas vecinas,
por lo que el alto de fractura estaba muy lejos de confinarse al espesor de la arena, se
recurri6 a modelos tridimensionales que permitieron mejorar sensiblemente los resultados
(ADJ N 4).

4-6-2) Como puede observarse en el grafico, para un distanciamiento de pozo de 500 (m), la
longitud de fractura no deberia ser inferior a 120 (m), zona donde la pendiente de la curva de
productividad en funcién de la longitud de fractura, es elevada.

VARIACION DEL INDICE DE PRODUCTIVIDAD

GRAFICO 4-6-2
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4-6-3) La productividad de los pozos coinciden en gran medida con las curvas teéricas, si se
toma la geometria de fractura que predice el programa tridimensional, aunque la
estabilizacién final, siempre es menor al caudal esperado

GRAFICO 4-6-3 CURVA DE PRODUCCI ON
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CONCLUSIONES

I) La baja permeabilidad no debe ser un impedimento para el desarrollo de un yacimiento de
gas, los avances técnicos en las estimulaciones hidraulicas, permiten lograr caudales
econémicamente rentables en reservorios de muy baja capacidad de flujo (h Kg / ug).

II) La baja permeabilidad en general estd asociada a poros de reducido tamafio y de
distribucion heterogénea, pero principalmente debe atribuirse a un reducido numero de
gargantas porales o muy delgadas.

[Il) Poros y gargantas pequefias traen aparejado fendmenos capilares de importancia, con
altas saturaciones de agua irreductible y de petréleo y gas residual.

IV) Como consecuencia de las altas presiones capilares, cuando un poro inicialmente
ocupado por gas, es invadido por otro fluido (agua o petréleo), es imposible desalojarlo
completamente y provocara una reduccion en la permeabilidad efectiva al gas (dafio).

V) Para poder medir el dafio que provoca en la formacién la invasion de un fluido extrafio, se
debe hacer un ensayo de contraflujo GAS-FLUIDO-GAS (como el de la figura 2-5-3), si el
dafio es de importancia, el disefio de estimulaciones debe hacerse con espumas de alta
calidad (poca agua) o fluidos de baja tensién superficial (Metanal). El fluido base petréleo no
debe usarse.

VI) En general las formaciones de permeabilidad reducida son compactas por lo que el
empotramiento del agente sostén es minimo, sin embargo es recomendable hacer un ensayo
de este tipo sobre un trozo de corona de la formacién productiva y de las intercalaciones
arcillosas.

VIl) A diferencia de los pozos de petroleo en los que se trata de extraer el maximo caudal
posible, la produccion de los pozos de gas deben adaptarse a la demanda momentanea (en
nuestro caso de una central térmica), lo que provoca continuas aperturas y cierres de pozos,
Estos cambios de presiones favorecen el empotramiento y provocan rotura del agente sostén
en las cercanias del pozo, por ello se recomienda al disefiar la fractura utilizar una Ultima
concentracion alta de un agente sostén, de elevada dureza (ceramico o bauxita).

VIl) Para una correcta seleccion del volumen éptimo de la estimulacion, se debe trazar una
curva que muestre el incremento del indice de productividad, en funcion del largo de fractura.
En nuestro caso podemos observar dos resultados totalmente distintos:
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En la formacién TORDILLO (gréafico 2-6-2), la longitud de fractura debe ser mayor de 90 (m),
pero no superior a 120 (m), ya que el incremento de produccion es practicamente nulo por
encima de este largo de fractura.

En la formacion Molles la longitud minima puede estimarse en 120 (m), pero la longitud
maxima es dificil de determinar ya que la curva (grafico 4-6-2) contindia creciendo hasta
practicamente alcanzar una longitud de fractura del orden del radio de drenaje; el limite
superior lo tendremos que buscar con la ayuda de un analisis econémico.

VIII) En cuanto a la geometria de la fractura, se debe tener presente que la movilidad del gas
en la formacion es muy baja, por ello no es necesario lograr fracturas de alta conductividad; la
productividad del pozo estara limitada por la capacidad de aporte desde la formacién hacia la
fractura y no desde la fractura hacia el pozo.

IX) En formaciones de baja permeabilidad y con grandes estimulaciones, los pozos tienen un
tiempo importante de produccidon en régimen transitorio, donde los caudales llegan a ser
hasta 10 veces el caudal del pozo estabilizado. Con el fin de evitar movimiento de finos que
obstruyan las delgadas gargantas porales, es necesario limitar la produccion
contrapresionando correctamente el pozo durante ese tiempo (que llega a ser de 45 dias).

X) Si bien los métodos clasicos bidimensionales para disefiar tratamientos de fractura, son
optimistas, al limitar el alto de fractura al espesor de la arena; los programas tridimensionales
(de mayor precision) a veces resultan pesimistas, pues hemos podido comprobar un mejor
confinamiento por parte de las arcillas vecinas de las que estos métodos pronosticaban (en
particular si sus espesores son delgados).
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ADJ N° 1) ESTRUCTURAL FORMACION TORDILLO
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ADJ N° 3) ESTRUCTURAL FORMACION MOLLES
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