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Introduccién

Ubicacion

encuentra ubicado al noroeste

de la Republica Argentina, en la
provincia de Salta, departamento
San Martin, a 25 km de la ciudad de
Tartagal. Pertenece al yacimiento
Aguaragiie del area homénima, que
estd concesionada a la U.T.E. confor-
mada por las empresas YPF S.A., Tec-
petrol S.A. (operador), Mobil, Petro-
bras, C.G.C., Ledesma S.A. Ver figura
1 (Plano de ubicacién).
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Figura 1. Plano de ubicacién
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Geologia

Desde el punto de vista geolégico,
el pozo se encuentra ubicado en el
extremo sur de la Subregién Subandi-
na (Subandino Sur), asimismo en el
extremo sur de la Sierra de Aguaragiie,
que coincide con el desarrollo del eje
anticlinal del mismo nombre.

Los reservorios en las formaciones
Icla y Santa Rosa son areniscas cuarci-
ticas con intercalaciones lutiticas y
limonitas micaceas. Poseen un alto
grado de compactacion y diagénesis
que reduce la porosidad primaria a
valores casi nulos. El volumen poral
se genera a partir de fisuras y microfi-
suras desarrolladas en distintos proce-
sos tales como Soterramiento (com-
pactacion y diagénesis), Transporte
Tecténico, Levantamiento Tecténico
(pérdida de calor y presion litostatica),
y Plegamiento y Fallamiento. La roca
reservorio es de edad Devonica y el
ambiente de depositacién fue Marino
Somero.

Objetivos del proyecto
Desarrollar e investigar, en una

posicion estructural favorable, las

reservas de gas y condensado alojadas
en reservorios de las formaciones

Santa Rosa e Icla, en el anticlinal de la

Sierra de Aguaragiie, a la vez que

maximizar la produccién del pozo y

su acumulada respecto a los perfora-

dos anteriormente.
Con el sidetrack se pretende:

* Perforar la zona de la estructura con
mayor densidad de fracturas y con
mayor diversidad en la orientacién
de éstas, con el objetivo de incre-

mentar la permeabilidad, comunica-
cion entre sistemas de fracturas y
disminuir el posible cierre de fractu-
ras por compresibilidad debido a la
depletacion, tratando de incorporar
sistemas de fisuras con diferentes
orientaciones respecto al maximo
estrés actual.

* Perforar s6lo la Seccion 1 de la for-
macion Santa Rosa, incrementando
el espesor productivo, al menos al
doble, respecto al pozo original Ag
xp-1 en esa seccién.

¢ Sumar los objetivos de las capas 5 y
7 en la formacion Icla y la capa 4 en
la formacién Huamampampa.

* Incorporar la produccién del pozo
original en la completacion del side-
track, evitando ahogar el pozo
durante la realizacién del proyecto
propuesto.

Acondicionamiento previo
a la perforacion

Programa

El acondicionamiento previo del
pozo para adaptar la instalacién de
produccion existente a las condicio-
nes exigidas por la perforacion del
pozo requeriria ademas de la cementa-
cién de los punzados existentes en la
formaciéon Huamampampa (depletada
y acuatizada) a fin de evitar posibles
admisiones durante la perforacién del
pozo lateral. Se seguiria el siguiente
programa:
1. Montaje del equipo de perforacion.

El acondicionamiento del pozo se

realizaria con un equipo de perfora-

cién con el que luego se continua-

ria (una vez finalizado el Acondi-

cionamiento) con la perforacién de
la rama lateral.

2. Cierre de la Sarta Larga —ver figura
2 (Instalacion inicial)- mediante la
colococacién de: a) un tapén en un
niple selectivo en la cola del packer
BWH (aislaba las formaciones Icla y
Santa Rosa); b) un tapén inflable
por encima del anterior, en la cola
del packer BWH. Sobre los tapones
se dejaria un colchén de gel para
mantener la limpieza del punto de
pesca del tapon superior. De esta
forma, se lograria el objetivo de
“evitar ahogar” a las mencionadas
formaciones.

3. Ahogue de la formacién Huamam-
pampa con un fluido base agua
aereado.

4. Librado del packer dual (parte supe-
rior de la instalacion) —ver figura 2
aplicando la tension prevista por el
fabricante y si ello no se lograra se
efectuarian cortes en ambas Sartas
(en la Larga por debajo y por arriba
del packer dual y en la Corta por
arriba de éste), luego se reintentaria
el librado del packer dual.

5. Cementacién de la formacién Hua-
mampampa. Se deberian cementar
89 metros punzados, distribuidos
en un intervalo de 176,5 metros,
optandose por balancear un col-
chén de cemento para luego forzar
la admision por medio de presion.

6. Limpieza del pozo y calibracién
para la bajada de la “Completacion
Inferior”. Luego de cementar se
rotaria el cemento, se calibraria el
pozo y se bajaria la Completacion
Inferior. Esta constaria de:

a) Un vinculo con el packer existen-
te (“BWH"), para posibilitar la
recuperacion de los tapones que
se dejaron en la cola de este pac-
ker con el objeto de aislar las for-
maciones Icla y Santa Rosa en la
rama vertical. Este vinculo seria
un stinger que se insertaria en el
packer BWH y tubing en canti-
dad necesaria para conectarse
con el packer permanente “D” y
Sus accesorios.

b) Un packer permanente “D” con
su Seal Bore, el que serviria de
asiento para la Whipstock o cufia -
que se usaria para perforar la
rama lateral.
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Pozo Aguaragiie xp-1

INSTALACION INICIAL
Octubre 17, 2005

Casing 10 3/4"
P-11065.7 # (100 m)

109 m «— Casing 30"

1,133 m <«— Casing 24"

«— Casing 18 5/8"

«— Liner 11 3/4"

3,806.7 m

3807m — J

Swivel Joint 3 12" (2992" ID) —--mmmmmmmmmmmm
=~ Packer dual recuperable BHD

9 5" 47-53.5#
(2.885" ID larga - 2.820" ID corta)

Niple “R" 3 12" (2.313" ID) —=-=-=""""""" )
Tubing perforado 3 /2* 9.2# (2.992" ID) - .-~

Niple “RN" 3 1" Packing Bme ID: .-~ | =5
2.188", No Go ID: 2.010”

"""" > Blastjoint 3 ¥ (3.000" ID)
Punzados Huamampampa
(3,853-3,882 my 3,913-4,029.5 m)
,» HLT 7" x 9 %" (6.501" ID)
Guia de cafién direccional
Gun Catcher

«— 4,190 m
Casing 9 */" 53.5# (8.535" ID)

Mandril de gas-lift 3 12" (2.992" ID)
Flow coupling 3 2" (2.688" ID)
Camisa de circulacion (2.562" ID)
Packer permanente BWH

PR, 2 "
7" 32-38° (4.000" ID)

4,264 m
4,270.67 m

i Conjunto de sellos -stinger-4" (2.97" ID)

===+ Flow coupling 3 " (2.688" ID)

Niple "R" 32" (2.313" ID)
Niple *R" 3 2" (2.188" ID)

Niple *"RN" 3 /2" Packaging Bore
ID: 2.188. No Go ID: 2.010"

™ Tubing perforado 3 12" 9.2# (2.992" ID)

o=

Fo—
L

E‘““-- Pata de mula- guia de wire line

Punzados Icla ¥ 312" (2.992" ID)

(4,335-4,524 my 4,638-4,647 m)

\

4,684 m >~ Tubing 3 ¥2" 9.2# (2.992" ID)

Flow coupling 3 2" (2.688" ID) s, Puploint 397 S8 (S SHEIR)

el N ( ‘ Packer permanente BWH
4,701 m 7" 32-384# (4.000" D)
Punzados Santa Rosa (4,775-4,984 m/ “‘Cg_qiunto de sellos-stinger-4* (2.97" ID)
4,992 m /( - Liner 7 32# (6.094" ID)

5,027 m

Liner 5" 18# (4.276" ID)

Punzados Santa Rosa (5,028-5,291 m) /'
5331 m

Figura 2. Instalacién inicial.
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Operacion

1. El cierre de la Sarta Larga se cum-
plié de acuerdo con lo programa-
do, mediante la colocaciéon con
Slickline de un tapon en el niple
“R” 2.313” y posteriormente de un
tap6n inflable en el tubing ubicado
inmediatamente por encima. La
hermeticidad del tapén “R” 2.313"
fue probada por vaciado (el tapén
inflable qued6é como backup del
tapon “R”).

2. El ahogue de la formacién Huamam-
pampa se realizo de acuerdo con lo
programado con un fluido base
agua aereado, densidad 800 g/I.

3. Se maniobro para librar el packer
dual BHD sin resultado, lo que
determiné que se realizaran cortes
en la Sarta Larga por encima y por
debajo del packer dual y en la Sarta
Corta por encima del packer dual
—ver figura 3-. Se recupero la insta-
lacién por encima del packer dual.

4. Se bajo pescador con drill pipe, se
pesco la Sarta Larga y se maniobrd
para librar el packer dual sin resultado.

5. Se realizaron varias carreras con
zapato calzado para rotar el packer
dual. Se recuperd el packer dual
rotado —ver figura 4-.

6. Se realizaron varias carreras de recu-
peracion parcial de ambas Sartas
hasta el corte realizado en la Sarta
Larga en 4252 mbbp (4262.5
mbkb) —ver figura 5-.

7. Se cementaron los punzados de la
formacion Huamampampa. En el
programa se contemplaron una
operacion de cementacién princi-
pal y tres operaciones correctivas
hasta alcanzar la hermeticidad de
los punzados (se probarian con
2000 psi). Alcanzar los valores pro-
gramados de resistencia a la pre-
sién requirioé de ocho operaciones
de cementacion correctivas ademas
de la operacion principal, ello oca-
siond que esta etapa del acondicio-
namiento del pozo se realizara en
aproximadamente tres semanas en
lugar de la semana originalmente
programada.

8. Se realizé la limpieza y calibrado
del casing de 9 5/8” y posterior-
mente se corrieron los siguientes
perfiles: a) Gamma Ray, b) de
cemento, ¢) de corrosién y d) Gyro.
La finalidad de los perfiles realiza-
dos fue determinar: a) la calidad
del cemento y la integridad meca-



Pozo Aguaragiie xp-1

Punzados Huamampampa
(3,853-3,882my
3,913 - 4,029.5 m)

LI

Sarta Larga, corte inferior
en 4,252 mbbp

4,264 M —eoennn
4,270.67m -

Niple "R* 34" (2.313% 1D) ...
Niple "R* 312 (2.188° D) ————_—1

Niple "RN" 3 2" Packing Bore .....-
ID: 2.188", No Go ID: 2,010"

Figura 4. Recuperacion del packer dual.

_____ Tapon inflable

S Packer permanente BWH
7" 32-38# (4.000" ID)

formaciones Santa Rosa e Icla, las
que fueron ahogadas por la circula-
cién con salmuera de Formiato de
Sodio.

11. Se saco el stinger del packer BWH
y se circuld el pozo con salmuera,
densidad 1137 g/l.

12. Se bajo la Completacion Inferior
de acuerdo con el siguiente disefio:

Guia de reentrada con 1/2 pata de mula de

31/2” SEC Cr-13 (sup)

Extension

Locator No-Go (parte inferior)
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Packer Permanente Halliburton “"BWH" de

7" 32/38# Incoloy 925 105 MY

Parte del stinger afuera del packer

Locator No-Go (parte superior)

Tubing 3 1/2" SEC L-80 9.2# Cr-13,

cantidad: 1 jt

Tubing 3 1/2" SEC L-80 9.2# Cr-13,

cantidad: 1 jt

Tubing 3 1/2" SEC L-80 9.2# Cr-13,

cantidad: 1 jt

Tubing 3 1/2" SEC L-80 9.2# Cr-13,

cantidad: 1 jt

Tubing “perforado” 3 1/2" SEC L-80 9.2#

Cr-13, cantidad: 1 jt

Crossover 3 1/2” SEC N-80 pin - 3 1/2"
EUE pin més cupla EUE N-80

Landing Niple mod. “F" 2.75"

Crossover 3 1/2” EUE N-80 pin - 3 1/2"
SEC pin

Cupla SEC L-80

Tubing 3 1/2" SEC L-80 9.2# Cr-13,
cantidad: 1 jt

Tubing 3 1/2"” SEC L-80 9.2# Cr-13,
cantidad: 1 jt

Tubing 3 1/2” SEC L-80 9.2# Cr-13,
cantidad: 1 jt

Pup Joint 3 1/2"” SEC L-80 9.2# Cr-13
Bottom Sub 4.75" Stub Acme box (Packer)
x 3 1/2" 9.2# SEC pin, 13-Cr, 80 Ksi Mys
Seal Bore Extension (10 ft). Uniones Stub
Acme pin x pin. 13-CR, 80 Ksi Mys
Packer permanente mod. “D" 190-42,
unién Stub Acme box down. 13-Cr, 80 Ksi
Mys —Parte superior—

13. Con Slickline se bajo un tapon
“FSG"” que se alojo en el niple “F”
2.75” (item 13 del disefio) con el
fin de garantizar hermeticidad de la
rama vertical durante la perfora-
cion del pozo lateral; luego se
cubri6 la instalacién de fondo con
un gel para impedir el acceso a la
misma del debris que se pudiera
originar durante la apertura de la
ventana y la posterior perforacion
de la rama lateral.

14. Se perforé una rama lateral hasta
aproximadamente 5353 mbbp MD
(5037 mbbp TVD).

Sistema de
entubacién lateral

La tecnologia adoptada para la
entubacion lateral garantiza el acceso
con herramientas, tanto a la rama
lateral como a la vertical, a la vez que
establece un vinculo permanente
entre el pozo original y el pozo late-
ral. El elemento central de este siste-
ma se denomina “Hook Hanger”, que
es un tubular con una ventana y un
gancho (“hook”) que estd ensamblado
en el liner que entuba el pozo lateral.
El Hook Hanger a través de la ventana
establece una vinculacién con el pozo
principal y con el gancho mantiene
un nexo permanente con el casing del
pozo principal —ver figura 6-.

Una vez instalado el liner con el
“Hook Hanger”, se debera bajar la
OTS (Orientation Transfer Sleeve).



Pozo Aguaragiie xp-1

Punzados Huamampampa
(3,853-3,882my
3,913 - 4,029.5 m)

(L1

LI

Sarta Larga, corte interior ---------
en 4,252 mbbp

Niple *R" 3 2" (2.313" ID)
Niple "R* 3 2" (2.188" ID)

Niple "RN* 3 '/2" Packing Bore ...
ID: 2.188", No Go ID: 2.010*

Figura 5.

P I Packer permanente BWH
7" 32-38# (4.000" ID)

..... Tapén inflable

Esta es una camisa que se instala en el
Hook Hanger, se baja con drill pipe v,
una vez que entra en el Hook Hanger,
se autoorienta por medio de unos per-
files helicoidales existentes en el
mismo, de forma tal que la ventana
de la OTS sea coincidente con la ven-
tana del Hook Hanger. La OTS orienta
el LEN o Niple de Entrada Lateral; éste
es un elemento de la Completacion
que permite el ingreso selectivo a cada
rama independientemente.

En el disefio original de la entuba-
cién se habia previsto que el liner
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para entubar la rama lateral fuese de 5
17,”, debiendo llevar en la punta un
“bent joint” o tubular “doblado” que
permitiera el ingreso en la ventana del
casing de 9 5/g” una vez recuperada la
cuna o Whipstock. Cuando se finalizo
la perforacién de la rama lateral se
realizé una carrera de prueba con la
sarta de perforacion y un bent joint
de 5 1/,” a fin de probar el grado de
dificultad que tendria la entubacién.
Este intento resulto fallido, determi-
nandose que la causa de esta dificul-
tad seria la falta de rigidez del bent

joint de 5 175", lo que motivé que se

realizaran dos carreras de prueba adi-

cionales. La primera, con un bent
joint de 7” que alcanzé una profundi-
dad de 4940 mbkb MD y una segunda
con un bent joint de 4 1/,” que alcan-
z6 el fondo del pozo. Esto motivé una
modificacion del diseno original, que
consideraba:

1. Que luego de la recuperacion de la
Whipstock se entubaria un liner de
7" hasta 4800 mbkb MD, en este
liner iria ensamblado el Hook Han-
ger. El liner de 7” se fijaria en el
casing de 9 5/8” con su correspon-
diente colgador y packer.

2. A continuacién se entubaria por
dentro del liner de 7" un liner 4
1/2" para cubrir el resto de la rama
lateral hasta su fondo.

Este diseno de entubacion se encuen-
tra esquematizado en la figura 7.
Los elementos del liner de 7” son

los siguientes:

Liner Top Packer ZXP 7 5/8" x 9 5/8"
New Vam box down

Liner hanger Flex Lock I

New Vam pin - pin

1 Casing joint 7 5!8” 29.74# drift: 6.75"
New Vam box up - pin down

X Over 7 5/8" 29.7# New Vam box up x
Butt box down

Hook Hanger modelo “S" 7 5/8" x 9 5/8"
(pin - pin)

X Over 7" 29# Butt box up x SEC pin down

Pup Joint 7" long: 10 ft - 29# SEC

T- Swivel New Vam box - pin

Pup Joint 7" long: 10 ft - 29# SEC

X Over 7" 29# SEC box up x 7" 29# TBL
pin down

Casing Joint 7" 294# TBL

Bent Joint 7" 29# TBL
Zapato Gufa 7"/ Profundidad final: 4750
mbkb MD

La entubacion del liner de 4 i.fz” se
encuentra esquematizada en la figura 8.

Completacion Multilateral

La Completacién de este pozo se
divide en dos secciones bien defini-
das, ellas son:

1. Completacion Inferior, la que ya se
ha descripto y que tiene las
siguientes funciones:



Figura 6. Cuna desviadora

a) Respaldo o asiento de la cufa des-
viadora o Whipstock. En el packer
permanente “D” se asento la cufia
desviadora para posibilitar la per-
foracion de la rama lateral.

b) Vinculacién con la rama vertical
(existente) y los elementos rema-
nentes de la Completacion origi-
nal (packer 4269,7 mbbp) para
permitir el ingreso en la Comple-
tacién Superior de la produccién
de la rama vertical.

=20

. La Completacion Superior es el siste-

ma que recibe y evacua la produc-
cion de ambas ramas (vertical u ori-
ginal y lateral o nueva). Este sistema
consta de los siguientes elementos:
Locator Seal Assembly Baker modelo G-
22 S, con Espaciador de 8 ft y dos
unidades de sellos V-Ryte; 3 1/2" 9.2#
New Vam box

Pup jt de 3 1/2” 9.2# SEC L-80 13-Cr x
20.66 ft, cantidad: 1, necesario para
cubrir la distancia entre el packer “D" y

ca € Iesgo ﬁxmlorato ro

Inversion

know how

) 2

Procesamiento Convencional 2D-3D / PSTM / PSDM /

Calibrz

6n de pozos / Impedancia Acustica / Estimacion de

Densidad / Prediccion de Porosidad / Volumenes pLp,

Impedancia Elastica / AVO

WWW. datasoiamic.eom.ar
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el Hook Hanger.

LEN (Lateral Entry Niple) 3 /2" (long.:
275.75", ID: 2.75"), New Vam box x
pin, con separation sleeve insertada.
Tubing 3 /2" 9.2# SEC L-80 13-Cr
Crossover 4 1/2" 12.6# SEC box x 3 1/2"
9.2# SEC pin.

Tubing 4 1/2" 12.6# SEC L-80 13-Cr
Niple “F" 4 1/2" x 3.688", 12.6#New
Vam box x pin

Tubing 4 1/2” 12.6# SEC L-80 13-Cr
Packer “Premier” Cut Release
Removable, 831-387 (9 5/8" 47-53.5#)
Tubing 4 1/2" 12.6# SEC L-80 13-Cr
Retrievable Packer Bore Receptacle 80-
48 x 20ft, 4 1/2" 12.6# New Vam

Pup jt 4 1/2” 12.6# SEC L-80 13-Crx 10 ft
Camisa deslizable “CMD", 4 1/2" x
3.750", 4 1/2" 12.6# New Vam, con
Check Valve FB-2" 3.750" colocada.
Tubing 4 /2" 12.6# SEC (6 11.6# TBL,
de acuerdo con la disponibilidad) L-80
13-Cr, cantidad necesaria para llegar a
aprox. 30 m de la superficie.

Vélvula de Seguridad de Subsuperficie
10,000 psi y Tubing 4 1/2" 12.6# SEC L-
80 13-Cr, cantidad necesaria para llegar
a la superficie

Funcién de algunos elementos de
la Completacion Superior:

e Locator Seal Assembly: se conecta
con el packer “D” (que a su vez esta
vinculado con el packer BWH de la
Completacién original).

e LEN o Niple de Entrada Lateral (ver
figura 9): este elemento posibilita el

DATA
SEISMIC

Geophysical Services



(PBR): es un receptaculo de paredes
pulidas que, en conjunto con un
stinger, permite el movimiento de la
sarta de produccion debido a cam-
bios de temperatura y presion.

Bajada de la
Completacion Superior

* Armar y bajar con drill pipe el con-
junto de OTS (Orientation Transfer
Sleeve).

» Continuar con la bajada hasta que
el perfil de la OTS contacte con el

Huamampampa
Capa IV el
4200-4245 mbmr o
Capa V icla

4340-4390 mbmr Capa VI
4412-4500 mbmr

Figura 7. Entubacion en 7".

ingreso selectivo a cada una de las
ramas mediante el uso de dos herra-
mientas denominadas “diverters”,
que se bajan y recuperan con Slic-
kline. Mediante la colocacion de los
diverters se puede ingresar a cada
rama con Coiled Tubing, Wireline o
Slickline (ver figura 9a. LEN).
 Niple “F” 4 1/2" x 3.688": Por medio Icla
de un tapén o de una standing valve Capa V
: - 4340-4390 mbmr
asentado en este niple de produccion
se puede presurizar la tuberia de pro- Icla
duccién para fijar el packer “Pre- Capa VI
mier” (de fijacién hidraulica). 4412-4500 mbmr
* Packer “Premier”: es un packer de Santa Rosa
produccion removible. 4841-Fondo mbmr

» Retrievable Packer Bore Receptacle Figura 8. Entubacién en 41/,"

Sistemas de Refrigeracion de Gas Natural

£ e Presion de trabajo de 1 a 100 Kg/cm2
GAS_CHILL o Capacidades de hasta 142 MSM3GD
o Temperatura de trabajo regulable por operador
e Alta recuperacion de NGL
e Operacion simple y bajo mantenimiento
¢ Robustas y disefiadas para la industria petrolera
e Unidades en skid de facil transporte

»
SFS EQUIPMENT pistribuidor Exclusivo para América Latina

Texas, USA Tel 1-832-295-0948 Fax 1-832-252-9302 info@sfs-us.com www.sfs-us.com
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perfil del Hook Hanger y luego

g L 11 e = i 1 e e e R
| P = Pl | * Sobretensionar para liberar el run-

ning tool de la OTS.

¢ Bajar el Conjunto de Fondo con
Tubing 4 1/2" 12.6# SEC.

* Probar en la bajada cada una de las
uniones.

* Colocar a 100 ft de la superficie la
SSSV (Valvula de Seguridad de Sub-
superficie).

* Continuar bajando la herramienta
para localizar el LEN dentro del per-
fil del OTS.

* Presurizar para fijar el packer Pre-
mier.

¢ [nstalar el tubing hanger.

* Armar Arbol de Surgencia.

* Con equipo de Coiled Tubing bajar
desplazando del interior del tubing
el Fluido de Perforacion con Nitro-
geno hasta que el pozo fluya.

Figura 9 a. LEN.

Conclusiones

La finalidad del presente trabajo
fue presentar la experiencia de la
construccion de un pozo multilateral
a partir de un pozo existente. Tal
como se ha tratado de mostrar, el
acondicionamiento de un pozo exis-
tente no siempre es una tarea sencilla
y es conveniente realizar una exhaus-
Figura 9 b. LEN instalado en el Hook Hanger. tiva y correcta evaluacion de los ries-
gos involucrados en esta tarea, ya que
puede constituirse en una limitaciéon

Port of Houston - Puerto Deseado

* Drilling Systems, Masts/Sub-Structures & Well Servicing Rigs.

* Drill Pipe, Drill Collars, Kelly, HWDP & Mud Motors - All Tubular Products in stock, NDT/API Inspected w/ Mill Certs.
* Electrical Power Systems, AC/DC Motors, SCR Houses & Industrial Engines (CAT - MTU DD - CUMMINS).

* Allison {5/6000s Oilfields Series), Blocks/Hooks, Swivels, Mud Tanks & Triplex Pumps (800/1300/1600hp) in stock.

¢ Annular/Double RAM BOP (Hydril - Shaffer - Cameron). Accumulators & Choke Manifold Systems (API Certified).

* Warehousing, Freight-foward and Export/Import Svs. (Facilities include a 14-acre Rig-up/Repair Yard in HOU).

* Complete Intermaodal Logistics (INLAND-RAIL-OCEANFREIGHT) EXW / CIF / FOB - PORT/PORT SVS.
* Pre-Delivery Technical Inspections, QA/QC Procurement & Mechanical/Structural/Electrical Engineering Services.

Contact Sebastian Monsalve (281) 678-1260

OK LEASING LATIN AMERI

| Lo
Tampa FL 3

76 | Petrotecnia * diciembre, 2007



Esquema Completacion

3,807m —,

Packer "Premier" 9 5/8"_________.

Punzados Huamampampa
(3,853-3,882my
3,913 - 4,029.5 m)
cementados

LEN (Lateral Entry Niple) ...

Packer permanente BWH
7" 32-38# (4.000" ID)

Punzados Icla [
(4,335-4,524 m y 4,638-4,647 m)

e
Punzados Santa Rosa [ e
(4,775-4,984 m)
4992m ——  ____» 4 i

5,027 M ——p

( 3

5331 M —nuwp

Figura 10. Pozo completado.

Casing 10 3/4" P-110 65.7# (100 m)

“"=--._ Casing 30"

bt

“>~-.. Casing 24"

S S Casing 18 5/8"
11_.. Camisa de Circulacién 4 1/2" ("3.750 ID)
11--- PBR

S Liner 11 3/4"

_--- Tubing 4 1/2" 12.6#
(3.958" ID, 3.833" Drift)

_____ Niple "F" 4 1/2" (3.688" ID)
_______ Casing 9 5/8" 53.54# (8.535" ID)

!

Liner agujereado de 7"

i msman e

Liner agujereado 4 1/2"

Fondo aprox. 5,353 m

s Liner 7" 32# (6.094" ID)

Fioeh Liner 5* 18# (4.276" ID)

importante (técnica y economica)
para alcanzar un resultado exitoso.

El caso que hemos presentado tiene
una etapa de “Acondicionamiento” con
un grado de complejidad que pudo
determinar el abandono del proyecto.

A continuacion haremos algunas
observaciones preliminares acerca del

Sistema de Entubacién Lateral deno-

minado “Hook Hanger” (por el ele-

mento que lo distingue y caracteriza):

1. El sistema ofrece una opcién simple
para la realizacion de un multilate-
ral Nivel 3 (rama lateral entubada
sin cementar).

2. Se requiere de un preciso sistema de

orientacion de la herramienta en la

bajada del liner con el Hook Han-

ger, a fin de lograr el correcto posi-
cionamiento de la ventana y el
gancho del Hook Hanger; si ello no
se lograra podria fracasar el ensam-
ble del Hook Hanger con la venta-
na del casing (pozo principal).

3. Aunque se cumpliera con la condi-
ci6én enunciada en el item anterior,
si la ventana del casing (pozo prin-
cipal) estuviese deformada o debili-
tada (por alguna contingencia ocu-
rrida durante la perforacién) tam-
bién podria fracasar el intento de
vinculacién entre el Hook Hanger y
el casing del pozo principal.

4. Si ocurrieran los eventos descriptos
en los items 2 y 3 aun se podria
obtener un resultado aceptable,
garantizando el acceso a ambas
ramas (aunque no la vinculacién
mecanica de éstas a través del gan-
cho del Hook Hanger), si se lograse
un correcto posicionamiento del
Hook Hanger en profundidad y
orientacién. A tal fin se recomien-
da posicionar mediante una marca
radioactiva (registrando posterior-
mente con Gamma Ray): a) la cufia
desviadora o Whipstock, ya que
ésta determinard la posicion de la
ventana que se debe realizar en el
casing del pozo principal; b) en la
sarta de bajada del liner que lleve
ensamblado el Hook Hanger (en
una union lo mas préxima posible
al Hook Hanger). Disponiendo de
ambas marcas se puede lograr una
correcta correlaciéon entre el Hook
Hanger y la ventana del casing del
pozo principal. La orientacién se
determina por alguno de los siste-
mas usuales (Gyro, MWD).

En un andlisis previo a la adopcién
de un sistema multilateral se debera
tener en cuenta:

» El costo de perforar y completar
un pozo lateral versus perforar y
completar un pozo nuevo.

e Los riesgos sefalados y las difi-
cultades potenciales que podrian
presentarse.

* La forma de minimizar riesgos
mediante una correcta evalua-
cion de éstos.

Un sistema multilateral puede ser
una solucién para reducir los costos
aunque se debera analizar en cada
caso propuesto su factibilidad técnico-
econdOmica. |



