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RESUMEN

TITULO: “ANALISIS COMPARATIVO DE LA PRODUCTIVIDAD EN CAMPO
DINA TERCIARIO A PARTIR DE LA IMPLEMENTACION EN TRABAJOS DE
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO Y TRATAMIENTO MATRICIAL ACIDO”.

*

AUTOR: ISRAEL ANDRES CASTANEDA FIERRO
PEDRO LUIS CANTE BAHAMON **

PALABRAS CLAVES: Fracturamiento hidraulico, Tratamiento matricial
acido, Campo Dina Terciario, Indice de Productividad, Evaluacion
Econdmica.

DESCRIPCION:

Existen diversos factores que deben ser analizados e implementados antes
de realizar un fracturamiento hidraulico o tratamiento matricial acido como
por ejemplo la metodologia usada para la seleccién de pozos a fracturar o
acidificar, otro aspecto fundamental que se tiene en cuenta son los altos
costos que esta técnica implica, para analizar la viabilidad econémica del
proyecto.

En este trabajo se realizara el respectivo andlisis comparativo de los pozos a
los que se le implementaron los dos tipos de estimulacién anteriormente
nombrados, determinando cual de ellos es el mas efectivo y como se
comportan segun el tipo de formacion geoldgica en la que se encuentra,
ademas se estudiara el comportamiento de las curvas de indice de
productividad, de declinacion y de produccion para determinar el incremento
del caudal que es lo que se espera al finalizar el trabajo de estimulacién,
para evaluar si este se paga o no.

* Trabajo de Grado.

**Facultad de Ingenieria, Programa de Ingenieria de Petréleos.
Director: Erich Gasca Gongora
Co-Director: Luis Humberto Orduz



ABSTRACT

TITLE: "COMPARATIVE ANALYSIS OF PRODUCTIVITY IN TERTIARY
DINA FIELD FROM IMPLEMENTATION OF HYDRAULIC FRACTURING
AND ACID MATRIX TREATMENT” *

AUTOR: ISRAEL ANDRES CASTANEDA FIERRO
PEDRO LUIS CANTE BAHAMON **

KEY WORDS: Hydraulic fracturing, matrix acid treatment, Field Dina
Tertiary, Productivity Index, Economic Evaluation.

DESCRIPTION:

Several factors must be analyzed and implemented, before a hydraulic
fracturing, or an acid matrix treatment, such as the methodology used for
selecting wells to fracture or acidification, another important aspect to take
into account, is the high costs that this technigue means to analyze the
economic viability of the project.

In this paper we are going to do a comparative analysis of the respective
wells to which we implemented the two types of stimulation previously
mentioned, determining which one is the most effective and how they behave
according to the type of geological formation in which we are, also we will
study the behavior of the productivity index curves of production decline
and to determine the increase of the flow, which is what is expected from the
job stimulation.

* Trabajo de Grado.

**Facultad de Ingenieria, Programa de Ingenieria de Petroleos.
Director: Erich Gasca Gongora
Co-Director: Luis Humberto Orduz



INTRODUCCION

Actualmente los trabajos de fracturamiento hidraulico y tratamiento matricial
acido son unas de las técnicas de estimulaciébn con mejores resultados y su
éxito se basa en la implementacion de una metodologia que utilice modelos
geoldgicos, petrofisicos, de produccion y pruebas de fluido-fluido y fluido-roca

entre otros.

Uno de los aspectos importantes que se tienen en cuenta a la hora de realizar
un trabajo de estimulacion son los altos costos de inversién que generan este
tipo de operaciones, por ello es muy importante analizar a través de un
estudio econémico la viabilidad del proyecto tomando como parametros el
tiempo de produccidon en que se pagan estos trabajos de estimulacion, de
acuerdo a la ganancia de barriles de aceite obtenidos por medio del trabajo de
estimulacion realizado; generando una serie de recomendaciones que
pretenden servir de ayuda para la ejecucién de trabajos posteriores en campo
Dina Terciario.

Para PETROMINERALES COLOMBIA LTD, son de gran importancia los
resultados de este analisis, ya que se evalGan las técnicas usadas en las
estimulaciones para Dina Terciario, justificando todos los gastos generados
en la inversion, con las ganancias generadas a raiz del éxito proveniente del
incremento de caudal (AQ) debido a los diferentes trabajos realizados a los
pozos durante la campafa aprobada para el contrato de produccion
incremental (CPI), con ECOPETROL.



1. GENERALIDADES DE CAMPO DINA TERCIARIO

El campo Dina Terciario esta ubicado en la cuenca del valle superior del
magdalena, en la sub-cuenca de Neiva, unos 20 Kilémetros al norte de la

ciudad de Neiva en medio de la cordillera central y oriental.

Fué descubierto en el afio 1961 por las compafias Intercol, Tenesse
Colombia y Colbras, dentro de la Concesion Neiva 540, con la perforacion
del pozo Dina-1 el cual fué completado en mayo de 1961 en la Formacién

Monserrate.

El pozo Dina-2 fué completado en febrero de 1963 y probo hidrocarburos en
las Formaciones Barzalosa y Honda. En marzo de 1963 se perford el pozo
Dina-3, el cual probé hidrocarburos en la Formacién Doima-Chicoral. En el
afio 1994 el Campo DT revirtié a la Nacion junto con los otros campos de la
misma concesion. En junio del 2001, Ecopetrol firm6é un contrato de
produccion incremental con PETROMINERALES el cual expira en 2023. (Ver
ANEXO B).

La produccion en campo Dina Terciario inicié en 1963 de las areniscas de la
Formacion Honda (Terciario-Mioceno) y alcanzé el pico maximo de
produccion de aceite en Julio de 2009 con 8071 STB/D.

A 3 de Febrero del 2011, la produccion promedio del campo era de 8100
BOPD.

A continuacion en la figura 1.1 se presenta el mapa de localizacién del

campo Dina Terciario:



Figura 1.1 Ubicacion geografica del campo Dina Terciario.
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Fuente: Petrominerales Colombia LTD.

1.1 Geologiay Petrofisica.

1.1.1 Breve descripcion geoldgica del area del contrato.

El Campo Dina Terciario corresponde a una trampa estructural formada por
un anticlinal con cierre propio, limitado al Este por una falla inversa. La
integracion de la interpretacion sismica 3D junto con la informacion de pozo y
registros dipmeter, permitié definir un modelo estructural mas complejo con
dos fallas inversas (back thrust de la falla que limita el campo al este) con
rumbo norte-sur y una al norte con rumbo E-W que dividen el campo en
varios bloques. Cada uno de estos bloques tienen contacto de fluidos y

mecanismo de produccion diferentes.



El yacimiento productor mas importante del campo DT lo constituyen las
areniscas de la Formacion Honda (Terciario Superior-Mioceno) de donde
proviene aproximadamente el 90% de la produccion del campo a la fecha.
Yacimientos secundarios productores son la Formacion Barzalosa (Terciario-
Oligoceno), Grupo Chicoral (Eoceno), la Formacion Doima (Oligoceno) y la
Formacion Monserrate (K-4) del Cretacico que han aportado el 10% de la
produccion total del campo.

A continuacion se resume en tablas la informacion técnica y formaciones

productoras del campo Dina Terciarios, tabla 1.1 y tabla 1.2

Tabla 1.1 Complemento Informacion técnica del campo Dina Terciario.

| FORMACION
PROPIEDAD Honda Barzalosa Doima-Chicoral Mors errate
Tipo de formacion aena arcillosa| arena arcillosa | Arcillos ay conglomeratica arenk ca
Contenido de arcillas mectita-Cacling  Calolinita caclinita (12 2 30% caolinta (< 10%)
Espes or neto prom (Ples) 50 17 35 25
Profundidad Prom (ft 2300 x0 X x0
Buzamisntozona deinterss Alto Alto
Poz 05 coraz onados OT12-DT33 D748

Fuente: Petrominerales Colombia LTD.

Tabla 1.2 Formaciones productoras del campo Dina Terciario.

ESPESOR TOTAL

FORMACION EDAD PROFUNDIDAD PROMEDIO

Honda Mioceno 32001t 1400 ft

Barzalosa Oligoceno 3300t 50 ft

Doima Chicoral Oligoceno-Eoceno 37001t 300t

Monserrate Cretaceo-Tardio 3500 ft 2001t

Fuente: Petrominerales Colombia LTD.



1.1.2 Breve descripcion del modelo estructural.

Figura 1.2 Esquema estructural del campo Dina Terciario.
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Fuente: Petrominerales Colombia LTD.

Estructuralmente el Campo Dina Terciario a nivel de la Formacion Honda
corresponde a un anticlinal con direccion Norte-Sur como se muestra en la
figura 1.2. El anticlinal tiene cierre propio y se encuentra dividido en bloques
por dos fallas inversas que corresponden a back thrust de la localizada hacia
el este del Campo. Cada bloque tiene sus particulares comportamientos de
mecanismos de produccion y sus diferentes niveles de contactos de fluidos.

Igualmente se identifica una falla con rumbo Este-Oeste al norte del campo.



Figura 1.3 Esquema estructural -x- seccion oeste - este del campo Dina

Terciario.
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Fuente: Petrominerales Colombia LTD.

1.1.3 Breve descripcion del modelo y columna estratigréfica del area.

La Formacion Honda, es la principal Formacién productora del Campo Dina
Terciario en el Valle Superior del Magdalena (aporta aproximadamente 90%
de la produccion acumulada). Esta fue subdividida en 10 unidades
estratigréficas, de base a tope con la siguiente nomenclatura, Th-8, Th-7b,
Th-7a, Th-6, Th-5, Th-4, Th-3a, Th-3, Th-2 y Th-1 (ver figura 1.3). Cada una
de estas unidades corresponde a un yacimiento independiente con sus
respectivos contactos de agua-aceite y gas-aceite, o cual establece para

esta formacion la presencia de multicapas o multiples yacimientos.

Durante el depdsito de la Formacién Honda, hay evidencia de tectonismo sin-
sedimentario, reflejado por el mayor espesor a los flancos este y oeste del

anticlinal y menores espesores en la parte central del mismo.



A continuacion en la figura 1.4 y 1.5 se presenta la columna estatigrafica

para el campo Dina Terciarios y la columna estatigrafica del valle superior del
magdalena respectivamente.

Figura 1.4 Columna estratigrafica del campo Dina Terciario.
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Figura 1.5 Columna estratigrafica generalizada del Valle Superior del

Magdalena.
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1.1.4 Breve descripcion del modelo sedimentario.

La Formaciéon Honda, que es la principal formacién productora y es el
principal objetivo del presente analisis, corresponde a depdsitos fluviales de
ambiente continental con direccion preferencial N-S, representados por ciclos
grano decreciente de canales apilados principalmente. Las arenitas estan
constituidas por granos de tamafio medio con esporadicas variaciones a
tamafio grueso y muy grueso. Los minerales autigénicos (esmectita) se
encuentran formando delgados abrigos alrededor de los granos del armazon.
La porosidad primaria es predominante y es en promedio del 15%-18%.
Hace parte también de esta formacion los complejos de crevasse, con facies
de areniscas bioturbadas, areniscas con laminaciones y ondulitas y areniscas

con estratificacion cruzada y el subambiente de llanura de inundacion.

La Formacién Honda en sus niveles productores de hidrocarburos, se
encuentra sub-dividida en 8 unidades (TH2, TH3, TH3A, TH4, TH5, TH6, TH7
y TH8) con caracteristicas geoldgicas, petrofisicas y de produccion

independientes.

Cada una de estas unidades estratigraficas esta constituida por canales
apilados, y separados de la sobreyacente unidad por llanuras de inundacién
continuas a través del campo. Todas las unidades definidas tienen buena
continuidad a través del Campo. La Unidad TH1 es la Unidad
inmediatamente superior y de alli hacia arriba son productoras de agua
dulce. En la Figura 1.6 se observa un registro de pozo tipo a nivel de la
Formacion Honda indicando la zonificacion estratigrafica de la Formacion

Honda.



Figura 1.6 Modelo sedimentoldgico para la formacién Honda superior.
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Fuente: Petrominerales Colombia LTD.

1.1.5 Breve descripcion del andlisis petrofisico.

El modelo petrofisico que se usa en este andlisis fue desarrollado por
ECOPETROL en el estudio realizado en el 2001. La base de informacién que
sustentd la aplicacion de la metodologia RQI (Rock Quality Index) fueron los
880 datos de porosidad y permeabilidad al aire del pozo Dina-12 medidos en
el afio 1964. Los datos se corrigieron y se llevaron a condiciones de
yacimiento a través y de la correccion de NMS y usando la metodologia de

humedad controlada tomados en los afios 2000 y 2001.
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1.1.6 metodologia usada para la interpretacién petrofisica.

1. Correccidon Klinkenberg a los datos de permeabilidad al aire existentes,

usando las nuevas mediciones realizadas en 2000-2001.

2. Correccion sensibilidad al “Net Mean Stress” para porosidad y

permeabilidad, usando las nuevas mediciones realizadas en 2000-2001.

3. Determinaciéon experimental y correccion “clay bound porosity”, usando las

mediciones realizadas bajo condiciones de humedad controlada.
4. Calculo Vclay a partir de Vshale, analisis DRX-TS y registro GR.

5. Zonificacion del yacimiento en litotipos (tipos de roca) utilizando datos de

corazén, mediante la metodologia de RQI.

6. Determinacion de la permeabilidad segun los litotipos determinadas. Se
realizd la prediccion del FZI (“Flow Zone Indicator’) utilizando analisis

estadistico multivariado, l6gica difusa y redes neuronales

7. Determinacion R40 (principal radio de garganta asociado al flujo) a partir

del andlisis de curvas de presion capilar. Caracterizacion poral.

8. Zonificacion del yacimiento en petrofacies a partir de la informacién de
R40.

9. Determinacion de saturacion de agua irreducible.

10. Determinacion Qv (capacidad volumétrica de intercambio catiénico),

pardmetro requerido en el modelo de saturacién de Waxman-Smits-Thomas.

En la tabla 1.3 se resume las propiedades petrofisicas de las formaciones

productoras del campo Dina Terciarios.
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Tabla 1.3 Propiedades petrofisicas de las formaciones productoras en el

campo Dina Terciario.

FORMACION
Honda Bazalosa Doima-Chicoral Monserate
Catum (pies) TVOss 1600 200 220 200
Presion de Yacimiento actual (Psia)) 1150 1600 1500 145) (D143
Temperatura de Yacimiento °F) 130 128 13 150
Pres ion inicial de yacimignto (Psia) 1249 1560 1560 1600
Prasion de burbuja Psi 1600 1640 1412 185
Sw actual (Fraccion) — — — 048 @ W. CUT=00
Soactual {Fraccion) — — — 0.52@ W. CUT=00¢
Su Pl — — 027
Sw prom inicial(%) 50 (Swi) ¥ ki 30
Parmeabilidad promedia (md) 50 5 i 75
Porosidad promedia (%) 17 15 1 18
Tipo de formacion genaacilosa|arena acillosa| Arcllsay conglomeratica Fkca
Contenido de arcills mectitaCaolinil  Calolinita caolinita (12 2 30%) caolinita {< 10%)
Espas o neto prom (Piss) a0 17 5 25
Profundidad Prom (it 200 350 350 3600

Fuente: Petrominerales Colombia LTD.

Debido a que Petrominerales Colombia LTDA. recibi6é campo Dina Terciarios
mediante el contrato de produccion incremental en el afio 2001, los datos de
saturaciones evaluados en la tabla 1.3 no se encuentran disponibles ya que

la informacion de yacimiento de este campo no se encuentra actualizada a la

fecha de elaboracion del presente documento.
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2. GENERALIDADES TECNICAS

2.1. ESTIMULACION

Una estimulacion se define como el proceso mediante el cual se restituye 6
se crea un sistema extensivo de canales en la roca productora de un
yacimiento que sirven para facilitar el flujo de fluidos de la formacién al pozo

0 de este a la formacion.

Los objetivos de la estimulacion son: para pozos productores, incrementar la
produccion de hidrocarburos; para pozos inyectores, aumentar la inyeccion
de fluidos como agua, gas o0 vapor, y para procesos de recuperacion

secundaria y mejorada, optimizar los patrones de flujo.

El indice de productividad (IP) es un indicador de la capacidad o habilidad de
un pozo para producir fluido del yacimiento; siendo el IP un pardmetro
fundamental en el analisis comparativo de la productividad antes y después
de concluir los trabajos de estimulacion realizados al pozo.

Existe una amplia gama de literatura técnica de los diferentes tipos de
tratamientos que pueden ejecutarse en un yacimiento de acuerdo con sus
caracteristicas. El avance tecnoldgico a través de simuladores y equipo de
laboratorio nos permite detectar pozos candidatos a estimular, diagnosticar
su dafio y proponer los disefios mas adecuados en forma rapida y con mayor

certidumbre.

2.2.  FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

Desde la primera operacion intencional de estimulacion de un yacimiento
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por fracturamiento hidraulico, ejecutada a fines de la década de 1940, los
ingenieros y cientificos han procurado comprender la mecanica y geometria
de las fracturas creadas hidraulicamente. Si bien el incremento de la
productividad o inyectividad de un yacimiento estimulado puede implicar el
éxito de un tratamiento, no necesariamente significa que los modelos de
yacimiento y fracturamiento hayan pronosticado correctamente el resultado.
Siempre deben considerarse las caracteristicas del yacimiento a la hora de

disefar los tratamientos de fracturamiento hidraulico.

El fracturamiento hidraulico es la técnica que consiste en generar en la roca
reservorio una fractura, mediante la inyeccion a alta presion de un fluido
viscoso 0 fluido fracturante, este fluido se introduce por los poros y canales,
de forma tal, que los canales se separen aumentando entre si el espacio
disponible y se conserve abiertos los conductos con un agente apuntalante,
arena natural o sintética; una vez que se haya liberado la presion de
inyeccion. El disefio de fractura generado se comporta como un canal de
alta conductividad entre el yacimiento y el pozo, mejorando significativamente
su capacidad productiva como se muestra en la figura 2.1.

Figura 2.1 Disefio de fractura normal horizontal.

Fuente: Book - Reservoir Stimulation, Schulemberger. (Adaptada)

14



El fluido fracturante consiste basicamente de un gel, dentro del cual se
encuentra disperso el material de soporte. El fluido transporta el material de
soporte y aporta la potencia hidraulica necesaria para fracturar la formacion.
El material de soporte tiene la finalidad, que al liberar la presién de
operacion quede separando las paredes adyacentes a la grieta, de forma tal
que al intentar cerrarse nuevamente la fractura, este material la mantenga

abierta y permita el paso de los fluidos.

2.2.1. CUANDO SE DEBE FRACTURAR.

El momento de fracturar es un factor muy importante para obtener el
maximo beneficio de este tratamiento. Fracturar mientras el pozo produce lo
suficiente es antiecondmico. Hasta tanto el pozo no decline su produccion
por debajo de valores aceptables, la fractura no ayudara a recuperar la
inversion. Por otra parte, cuanto mas tiempo se espere para fracturar después
de que un pozo ha declinado su produccién, mayor sera el tiempo no
rentable. Fracturar en el momento que comienza el declive, generalmente
resulta en una mayor produccién de hidrocarburos antes de llegar a su limite
economico, por ello es de suma importancia identificar los tiempos en que la
declinacion en la produccién se hace severa con el fin obtener un trabajo de

estimulacion positivo.

En general se deben tener en cuenta los siguientes
aspectos:

1. Tipo de Formacion.

2. Pozos Marginales.

3. Zonas de Poco Espesor.

4. Distribucién de los Pozos.
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2.2.1.1. Pozos Marginales. Bajo ciertas condiciones, el fracturamiento de
pozos marginales puede llegar a ser provechoso. Las estadisticas sefalan
gue responden a la estimulacién en un 50 a un 75% de las veces. Si el pozo
estd  produciendo cantidades considerables de agua, deben examinarse
cuidadosamente los costos de la fractura. Mientras que la fractura puede
incrementar la produccion de petroleo, el agua extra producida va a alargar
el tiempo de recuperacién econdémica. Generalmente, los pozos marginales
con formaciones de baja permeabilidad, responden mejor a los tratamientos
de fracturas. Comunmente se encuentra cierta presion de yacimiento en la
formacion, y aunque los niveles mas permeables puedan estar comprimidos,
las fracturas pueden incrementar la produccién apreciablemente, abriendo las

secciones anteriormente cerradas.

2.2.1.2 Zonas de Poco Espesor. El célculo del espesor de la zona es
solamente una manera de expresar el hidrocarburo recuperable, se considera
que un espesor de 5 pies es el minimo rentable. Al considerar zonas
delgadas, debe recordarse que el régimen de produccion no depende del
espesor de la zona Unicamente, sino de la recuperacion final, tipo de fluido,
de la presion y tipo de dafio a la formacion (skin), y de los gastos de
tratamiento. El fracturamiento de zonas delgadas; sin embargo, puede ser
extremadamente beneficioso cuando el espesor de la formacion no es
uniforme, es decir, donde las secciones productoras de petrleo se ensanchan

0 donde no estan bien definidas.

2.2.1.3 Distribuciéon de los Pozos. La separacion entre pozos influye en
la cantidad de petréleo que puede ser producido por un solo pozo. Donde
los pozos estdn muy cerca unos de otros, el tratamiento aumenta los costos
y disminuye el rendimiento de recuperacion. Las fracturas pueden ser

especialmente productivas en pozos viejos que fueron perforados siguiendo
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lineas limites o de otra forma siguiendo trazos irregulares. En tales
yacimientos, el factor de drenaje no es uniforme y las fracturas pueden
ayudar a producir las areas no drenadas.

2.2.2 APLICACIONES DE FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

El fracturamiento hidraulico ha sido empleado para realizar dos tareas

principales: incrementar la productividad y aumentar la inyectividad.

Figura 2.2 Esquema de fracturas, cortas y largas.

Altas perdidas a la formacion -2 B Bajas perdidas a la formacion

Puente de arena

Menor drea de fractura Mayor R e R

Fuente: Book - Reservoir Stimulation, Schulemberger. (Adaptada)

2.2.2.1 Aumento en la Produccién. El aumento en la productividad de un
pozo generalmente se da como consecuencia de la creacion de una fractura,
la cual se convierte en un canal de flujo a través de la zona de
permeabilidad alterada o zona skin; entre mas profunda sea la fractura,
mayor es el aumento de produccién, ya que se conoce que la eficiencia de

drenaje disminuye naturalmente con la distancia de radio de drene, es
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entendible que al extender los canales de flujo en la formacion se permite
que mas hidrocarburo alcance la cara de pozo; un incremento de la
capacidad de flujo de la fractura, genera un incremento del potencial de
produccion; como resultado, el dafio alrededor del pozo cerca de la zona
fracturada tiene un menor efecto en la productividad; pero si el dafio se

presenta en la cara de la fractura, este tiene efecto negativo en la produccion.

Si un yacimiento posee gas o petréleo para producir, y suficiente presion de
formacion para fluir hacia las fracturas, la estimulacion generalmente
incrementa la produccién y se obtiene un rapido retorno de la inversion, pues

las reservas son recuperadas en un breve periodo de tiempo.

Los pozos nuevos que son fracturados, a menudo responden en primera
instancia con una productividad de varios cientos de veces la prueba inicial,
en algunos casos este incremento de productividad puede mantenerse.
Cuando el yacimiento aun tiene una presion adecuada, por ejemplo, pozos
viejos en bombeo mecanico como el DT 10, DT 11, generalmente responden
con aumentos de 5 a 10 veces la produccion de aceite. Ninguno de estos
promedios debe considerarse como la dltima palabra en la posibilidad de
incrementar la productividad por medio de fracturas. A medida que las
nuevas técnicas de tratamiento producen fracturas mas extensas y con

mayor conductividad, se obtienen mayores incrementos de produccion.

Si de las pruebas de presion se obtiene, que la presiéon formacién es muy
baja, por ejemplo, un yacimiento maduro, un tratamiento de fracturamiento
hidraulico solo podria incrementar temporalmente la produccion, pero la

misma declinaria rApidamente debido a la baja presiéon que este presenta.
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2.2.2.2 Desarrollo Comercial de Yacimientos con Baja Permeabilidad.
En campos donde la permeabilidad de la formacion es muy baja se utiliza la
técnica de fracturamiento hidraulico masivo, esto implica el uso de 50.000 a
500.000 galones de fluido fracturante y de 100.000 a un 1°000.000 de libras
de material de soporte. El proposito del fracturamiento hidraulico masivo, es
exponer una gran area superficial de la formacion para permitir el flujo hacia
el pozo. Se define una formacién con baja permeabilidad la que tiene una

permeabilidad in situ de 0.1 md o menos.

2.2.2.3 Inyeccion de Fluidos a la Formacion. En yacimientos donde no
hay empuje de gas o de agua, se requiere la implementacion de pozos
inyectores para tratar de mantener la presion de formacién y asi sostener la
produccién en condiciones econdmicamente viables.

En estos tipos de yacimientos las fracturas pueden incrementar los valores

de inyectividad aumentando la capacidad de cada pozo inyector.

2.3 TRATAMIENTO MATRICIAL ACIDO.

El tratamiento matricial acido consiste en la inyeccion de acido a la formacién
a una presion suficientemente alta para generar unos canales o abrir fracturas
ya existentes. Es el método de acidificacion mas usado para estimular
formaciones de carbonatos (calizas o dolomitas).

La estimulacién se obtiene cuando se crean canales de flujo por reaccién del
acido con las paredes solubles de la formacion, creando fracturas en la roca,
las cuales no sellan totalmente los canales irregulares creados por el acido. La
penetracion del acido “vivo” (aun no gastado totalmente) determina la longitud

de fractura que permanecera abierta luego del tratamiento.
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De forma similar a una fractura con entibador, el incremento de productividad

quedard determinado por la longitud y el contraste de la fractura acidificada.

2.3.1 Distancia de penetracion del acido. La distancia que el acido reactivo
recorre a lo largo de la fractura durante el tratamiento es llamada distancia de
penetracion del acido. Naturalmente el fluido utilizado en la estimulacion
matricial acido continuard moviéndose mas alla de la cara del pozo,
convirtiéndose en un acido gastado o reaccionado; por lo tanto el aporte al

incremento de la productividad sera nulo ya que no creara canales de flujo..

2.3.2 Velocidad de reaccidn. La reaccion global entre el &cido y la formacién
comprende dos etapas sucesivas: transparencia del acido desde el seno del
fluido hasta las paredes de la formacion y la reaccion propiamente dicha en la
superficie de contacto entre el acido y la formacion.

En la mayoria de los carbonatos la reaccién superficial es tan rapida que la
velocidad de reaccion global depende de la velocidad de transferencia del

acido hasta las paredes, esta velocidad de transferencia a su vez depende de:

a) Distancia que el acido debe recorrer (proporcional al ancho de la
fractura)

b) Flujo hacia la pared por pérdida de flujo hacia la formacion.

c) Procesos de mezclado: torbellinos (en régimen turbulento) o

conveccién inducida por cambios de densidad derivados de la reaccion.

2.3.3 Velocidad de pérdida de fluido. Cuando el acido ingrese a la fractura
reaccionara con las paredes y podra eliminar el revoque formado por el
reductor de filtrado del colchén viscoso. En adelante, la geometria estara

controlada por las propiedades del acido, si bien no se puede predecir con
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precision cual sera el cambio en la geometria. Es de prever que la fractura
comenzara a cerrarse como resultado del incremento en la velocidad de
pérdida de fluido, y al cabo de un cierto tiempo la geometria puede

aproximarse a la que corresponderia si no se usara colchén viscoso.

El control de filtrado de acido en carbonatos es mucho més dificil que cuando
se fracturan areniscas con fluidos inertes, puesto que el acido disuelve
continuamente la matriz que soporta el aditivo reductor de filtrado. Ademas,
muchos carbonatos estdn naturalmente fracturados o poseen pequefias
cavidades cavernosas que son canales de flujo mas dificiles de obturar con un

aditivo.

2.3.4 Ancho de la fractura. Un incremento en el ancho de la fractura
normalmente aumentara la distancia de penetracion del acido, porque reduce
la velocidad de reaccion global. Si bien el incremento no es directamente
proporcional, es de magnitud sustancial y depende de los otros factores
involucrados como el tipo de formacion, concentracion del &cido utilizado,

velocidad de reaccién, entre otras.

2.3.5 Relacién area/volumen. Este factor es el que mas afecta a la velocidad
de reaccion entre los &cidos y la roca. La relacién entre el &rea mojada por el
acido al volumen de éste, varia en un rango muy amplio, siendo la velocidad
de reaccion directamente proporcional a esta reaccion. Es decir, entre mayor
sea el area de superficie de la roca expuesta al acido, éste se gastara mas

rapidamente.

2.3.6 Temperatura. Cuando la temperatura se incrementa el &cido
reaccionard mas rapidamente con la roca. Esto se debe a dos efectos

principales: a mayor temperatura los efectos de difusion son mas acentuados
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y por lo tanto los iones hidrogenos tiene mayor movilidad y alcanzaran la

superficie del solido mas rapidamente. Asimismo, a mayor temperatura la

viscosidad de la solucién disminuira facilitando por tanto el transporte de los

iones de hidrogeno hacia la superficie del solido.

2.3.7

Tipo de formacion. La velocidad de reaccion en las paredes de la

fractura es una funcion compleja de la composiciéon de la roca, presion,

temperatura, etc. No obstante, se pueden establecer algunas generalidades.

a)

b)

d)

2.3.8

El acido reacciona con dolomitas més lentamente que con calizas. En
consecuencia la penetraciéon aumenta para dolomitas. La diferencia es
mayor a bajas temperaturas.

Rara vez una formacion es caliza pura o dolomita pura. Para mezclas
de ambos carbonatos, se utiliza acido clorhidrico a diferentes
concentraciones segun se desee la longitud de penetracion para dicha
formacion.

Si la formacion contiene arena u otros elementos no reactivos con
acido clorhidrico, es preciso realizar ensayos en nudcleos
representativos.

Normalmente, los trabajos de fracturacion acida que se llevan a cabo
con acido clorhidrico en formaciones siliceas (areniscas, etc.) no
tendran éxito. Por ende se recomienda la utilizacion de &cido

fluorhidrico.

Composicion de la roca. La composicion quimica y fisica de la roca

influencia la reaccion del acido. Por ejemplo, el acido clorhidrico reacciona

generalmente mas lento en dolomitas que en calizas.

La mayoria de las formaciones contienen algunos materiales que son
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insolubles en determinados acidos. Ademas, la distribucion de estos
materiales en contraste con los minerales solubles afectard fuertemente la
velocidad de reaccion. Por ello dos formaciones de la misma permeabilidad,
mineralogia y solubilidad al acido, pueden responder en forma distinta a una

acidificacion.

2.3.9 Viscosidad. La viscosidad afecta el transporte de los iones hidrogeno
hacia la interfase liquido -roca ya que no permite el movimiento de estos para
gue hagan contacto con los minerales de la roca y por lo tanto disminuye la
velocidad de reaccion. Este efecto se ve disminuido a mayor temperatura, por

la disminucién intrinseca de la viscosidad.

2.2.10 Tipo de &cido y aditivos. Si la perdida de fluido del 4cido puede ser
controlada, a veces es factible utilizar acido retardado para maximizar la
penetracion. Se considera que un acido es retardado para su uso en
fracturacion acida, si su velocidad de reaccion global en la fractura es
significativamente menor que la del &cido clorhidrico. Se han propuesto

diversas alternativas:

a) Sistemas acidos viscosos. Incluyen acidos emulsionados y acidos
gelificados con polimeros. El efecto de retardo es principalmente
resultado de la viscosidad elevada, que reduce la velocidad de

transferencia de masa hacia la pared de la fractura.

b) Acidos quimicamente retardados. Por ejemplo aquellos que
contienen surfactantes oleo-humectantes y que forman una delgada

pelicula oleosa sobre las caras de la fractura que retarda la reaccion.

c) Acidos orgéanicos. Tipicamente acido acético y formico.
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d) Espuma &cida. El acido espumado ofrece un notable incremento de
viscosidad y menores propiedades de filtrado. En consecuencia, mejora
sensiblemente la penetracion reduciendo la velocidad de reaccion

global en la etapa controlante.
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3. EVALUACION Y SELECCION DE LOS POZOS A ESTIMULAR.

Todo trabajo de fracturamiento hidraulico tiene como objetivo fundamental
aumentar la rentabilidad actual de la produccion del pozo, lo cual indica que
se debe realizar una evaluacion minuciosa posterior a dichos trabajos. La
evaluacion de las operaciones de fracturamiento hidraulico debe enfocarse
en averiguar si el trabajo fue realmente exitoso, y si no lo fué, la causa de la

falla.

Existen basicamente dos métodos de evaluar los trabajos de fracturamiento
hidraulico, uno desde el punto de vista ingenieria-operacional, el cual tiene
en cuenta la comparacion de la planeacion del trabajo frente a la ejecucion
del mismo, la curvas de capacidad de afluencia (IPR) antes y después y el
monitoreo de pruebas de pozo de rutinas anteriores y posteriores a
trabajos de fracturamiento, criterios tedricos discutidos en capitulos
anteriores. También se deben evaluar los trabajos de fracturamiento
hidraulico desde un punto de vista econdémico teniendo como parametros
basicos, la inversion neta, el valor presente neto, la tasa interna de retorno y

la relacion costo beneficio entre otras, como se muestra en el anexo A.

Se debe tener en cuenta que para efectos de analisis econémicos la tasa de
oportunidad establecida por PETROMINERALES COLOMBIA LTD es de
16%, el costo del barril para los periodos establecidos durante el trabajo fue
de 83,29 délares en relacién a un precio WTI de 98,45 doélares * y el nimero

de periodos a evaluar después de la estimulacion es de 12 meses.

! Se debe aclarar que los precios del barril fueron establecidos por
PETROMINERALES COLOMBIA LTD y ECOPETROL a esa fecha.
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Para este andlisis se toman las 3 formaciones productoras del campo Dina
Terciarios, como lo son: Honda, Doima-Chicoral, y Monserrate, a las cuales
se les realizan trabajos de estimulacion como lo son fracturamiento
hidraulico para las dos primeras y tratamiento matricial acido que se aplica a
esta Ultima.

Como se muestra en la figura 3.1 se presenta la curva de declinacion para el
campo de Dina Terciarios. En ella se aprecia la drastica caida de produccién
que presenta en el periodo del 2002 al 2008 pasando de 4000 BOPD
aproximadamente a 2600 BOPD.

Figura 3.1 Curva de produccion para campo Dina Terciarios.
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Fuente: Petrominerales Colombia LTD.
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Con la figura 3.1 podemos determinar el comportamiento a futuro que
presentara el campo Dina Terciarios y con ello optimizar los trabajos de
recuperacion secundaria y terciaria que brinden mayor tiempo e incremento

en la produccion de hidrocarburos.

Para el afio 2008 PETROMINERALES inicia su campafa intensiva, la cual
consiste en perforar, completar y estimular el pozo, en un mismo
procedimiento para las 3 formaciones de Dina Terciario alcanzando un pico
maximo de produccion para el afio 2010 de 8600 BOPD, segun lo
establecido en el contrato de produccién incremental firmado con
ECOPETROL, (Ver Anexo B).

Para llevar a cabo este analisis comparativo, se realizan los estudios previos,
de los cuales se toma una seleccion de los pozos ubicadas en cada zona
productora por medio de una muestra aleatoria correspondiente al 20% del
total de los pozos presentes por cada formacion.

3.1 EVALUACION DE LOS POZOS DE LA FORMACION HONDA.

Para determinar la declinacion y la tendencia de produccion en la formacion
Honda, se realiz6 un promedio de la produccion con el fin de establecer un
caudal base en relacion a los pozos trabajados con el fin de obtener una
comparacién con el caudal actual, generado por los trabajos de estimulacion

con fracturamiento hidraulico.

El comportamiento de produccion mostrado en la figura 3.2 muestra una
declinaciéon a lo largo de 10 afios, en el cual se aprecia un periodo
relativamente constante en las fechas del 2001 al 2006 con una tasa de

produccion "base de 68 BOPD. Actualmente a la formacién Honda se le
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realizan trabajos de fracturamiento hidraulico con el fin de incrementar la
cantidad de barriles de petréleo. Para el periodo correspondiente del 2006 al
2007 se inician los trabajos de estimulacion alcanzando un incremento
significativo en la produccion y a su vez una declinacion mayor (Linea roja,
figura 3.2), a la que presentaba la formacion sin estimulacion para los afos
anteriores; esta caida tan acelerada se debe a lo depletada que se encuentra

la formacion Honda.

Figura 3.2 Curva de declinacion de la formacion Honda.
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Fuente: Los Autores.

3.1.1 ESTADO DE LOS POZOS ANALIZADOS PARA LA FORMACION
HONDA ANTES DE REALIZAR EL FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

En la Tabla 3.1 se muestran los datos de perforacion y completamiento de
los 3 pozos analizados en el estudio comparativo que se hace para la

formacion Honda.
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Tabla 3.1 Estado de las perforaciones formacion Honda.
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Fuente: Los Autores.
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3.1.2 POZO A

3.1.21 ESTADO DEL POZO DESPUES DE REALIZAR EL
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

El fracturamiento hidraulico del pozo A fué realizado el 16 de Diciembre del
2009 por la empresa SCHLUMBERGER en 13 intervalos de la formacion
Honda, a una profundidad de 4204 ft.

Figura 3.3 Curva de declinacion pozo A post fractura.
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Fuente: autores

Después de este trabajo de estimulacion se observo un rapido incremento en
la produccién tal como se muestra en la figura 3.3, alcanzando un pico
maximo de 275 BOPD para el mes de Enero del 2010, con un corte de agua
del 25%. Entre los dos meses siguientes la produccion declind drasticamente

llegando a 50 BOPD para el mes de marzo.
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Este incremento en su etapa inicial se debe al disefio de la fractura y que el
area de esta se encuentra en contacto directo con la cara productora. Y la
drastica declinacion se debe a que el tipo de fractura usada para este pozo,
fué una fractura corta en longitud, ademas de que campo Dina Terciario, es
un campo maduro y el aporte de presion no es suficiente en los primeros
meses de produccion post fractura. Observando la figura 3.3 en el periodo
correspondiente a mayo y junio, se puede decir que la onda de presion
afecta directamente la fractura y restablece la tasa de produccion para el
pozo, a una cantidad promedio de 160 BOPD con un corte de agua del 24%
en un periodo de 5 meses (Julio — Noviembre).

Figura 3.4 Comportamiento de produccién pozo A.

Fuente: Autores

Comparando el comportamiento de la produccion base de la formacion
Honda sin trabajo de estimulacién con 68 BOPD sacado de la figura 3.2, con
la produccion del pozo A con el trabajo de estimulacion, puestos en la figura
3.4, se observan diferentes picos de incremento que estan por encima de la
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produccion base y que certifican el éxito del fracturamiento para dicho pozo.
La mayor produccion se encuentra en un periodo de 5 meses de Julio a
Noviembre. Para el mes de Diciembre el pozo A entra en declinacion hasta
alcanzar el comportamiento de la produccion base para la formacion Honda.
En la actualidad la produccion incremental acumulada entre los fechas de 8
de enero del 2010 al 12 de julio del 2011 para este pozo es de 26837.436

BOP con el fracturamiento hidraulico.

Figura 3.5 indice de productividad del pozo A.
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Fuente: Autores

Otro aspecto fundamental para realizar la evaluacién del pozo A, fué analizar
el indice de productividad (IPR) después de la estimulacion, que en este
caso se obtuvo un valor de 0.159 BPD/psi, comparando este valor con el
obtenido antes del fracturamiento de 0.080 BPD/psi, se puede analizar que
cambi6 en mayor proporcién, lo que confirma que este trabajo de
estimulacion fué satisfactorio, trayendo una ganancia considerable para los
intereses de PETROMINERALES.
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Comparando los IPR antes y después de la estimulacién en la figura 3.5, se
puede observar que el comportamiento del flujo a la entrada de la formacion
mejoro, el potencial del pozo (maximo caudal) se increment6 en valor
correspondiente al 620% del inicial, y la Pwf tiende a aumentar, estos
aspectos nos muestran que el pozo mejoro las condiciones iniciales, es decir,

el fracturamiento hidraulico en este caso tuvo el efecto esperado de aumentar

la produccion.

Los datos necesarios para calcular el IPR estan resumidos en la tabla 3.2:

Tabla 3.2 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO Unidades | ANTES | DESPUES
Presion de Yacimiento (Pr) Psia 1272 1272
Potencial del pozo (méaximo caudal) Bopd 80 496
Tope de perforados Ft 2032 2032
Base de perforados Ft 4204 4204
Nivel de fluido desde superficie Ft 2024 1292.69
Corte de agua % 11 25
Gradiente Psi/Ft 0.386 0.393
IP actual Bopd/Psi 0.08 0.159
Drawdown Psia 849.902 | 554.197
Pwf Psia 422.098 [ 717.803
Pwf/Pr Adim. 0.332 0.564
Caudal de fluido (Q) BOPD 68 88
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 20
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3.1.2.2 EVALUACION ECONOMICA

Analizando los resultados del estudio econdmico, resumidos en la tabla 3.3,
el trabajo de fracturamiento hidraulico realizado al pozo A es altamente
rentable, debido a que factores tales como: la tasa interna de retorno (TIR %)
es positiva y por ende la relacion beneficio costo (RCB) es alta,
aproximadamente 1,67. Y lo mas importante, el tiempo de recuperacion de la
inversion por parte de PETROMINERALES es de 2,89 meses (87 dias),

tiempo en el cual se considera muy viable para este tipo de proyectos.

Tabla 3.3 Criterios econdmicos evaluados en el pozo A.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 296.545,78
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000,00
COSTOS TOTALES (US$) 386.545,78
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 2.294.546,20
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 3.834.617,56
VPN TOTAL (US$) 1.540.071,35
TIR (%) 21,07
RCB 1,67
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 133.717,53
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 2.89
3.1.3 POZO B

3.1.3.1 ESTADO DEL POzZO DESPUES DE REALIZAR EL
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

El fracturamiento hidraulico del pozo B fué realizado el 8 de Abril del 2010
por la empresa SCHLUMBERGER en 12 intervalos de la formacién Honda, a
una profundidad de 3070 ft.
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Después de este trabajo de estimulacién (ver figura 3.6), se observo un
rapido incremento en la produccion, alcanzando un pico maximo de 216
BOPD para el mes de Mayo del 2010, con un corte de agua del 36%. Entre
los meses siguientes la produccion declind levemente llegando a 110 BOPD
para el mes de Enero del 2011, y ese mismo mes se incrementa la
produccién a un valor estable de 140 BOPD debido a que se realizo un
mantenimiento en superficie al levantamiento artificial PCP aumentando las

revoluciones del motor.

Figura 3.6 Curva de declinacion pozo B post fractura.
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Fuente: autores
Los disefios de estimulacion usados para el pozo B, consisten en fracturas
cortas de longitud y anchas en espesor, obteniendo asi, un mayor contacto

de la fractura con la formacién (ver figura 2.1).

Debido a que la formacién Honda es altamente consolidada, la declinacion

por acumulacion de arena es poco probable, por ello la leve declinacion que
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presenta el pozo B en la figura 3.6, se debe al ritmo de produccién que este
tiene a lo largo del tiempo.

Ademas el pozo B se beneficia por la poca profundidad a la que se
encuentran los intervalos productores (3070 pies) con una presion de

yacimiento correspondiente a 1403 psi.

Situandonos en la figura 3.7, se observa como el comportamiento de la
produccion post estimulacion supera considerablemente el caudal base
estimado para la formacion Honda a lo largo del afio de produccion. La
declinacion que presenta se hace muy leve a lo largo del tiempo que dura el
pozo en desarrollo, comportamiento que aldn no alcanza la produccién base

de la formacion.

Figura 3.7 Comportamiento de produccion pozo B.

Fuente: autores
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En la actualidad la produccion incremental acumulada entre los fechas de 4
de Marzo del 2010 al 4 de Febrero del 2011 para este pozo es de 42228.161
BOP con el fracturamiento hidraulico. (Ver figura 3.7).

Realizando la evaluacion del pozo B en la figura 3.8, por medio del indice de
productividad (IPR) después de la estimulacién, que en este caso se obtuvo
un valor de 0.1107 BPD/psi, en comparacion al valor obtenido antes del
fracturamiento de 0.0548 BPD/psi. Se puede analizar que cambi6é en mayor
proporcion, lo que confirma que este trabajo de estimulaciéon fué muy
satisfactorio, trayendo una ganancia considerable para los intereses de
PETROMINERALES COLOMBIA LTD.

Otro punto considerable es el aumento en el corte de agua pasando de un
11% a 36% para el pozo B. (Ver Tabla 3.4).

Figura 3.8 indice de productividad del pozo B.
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Comparando los graficos de comportamiento de produccion e indice de
productividad del pozo B, se corrobora el excelente trabajo de estimulacion
realizado a este pozo y el buen aporte de caudal, ya que la produccion se

encuentra en un valor por encima al potencial maximo del pozo calculado (ver

tabla 3.4), el cual tiene un valor de 127 Bsl/dia.

Tabla 3.4 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO Unidades | ANTES |DESPUES
Presion de yacimiento Psia 1403 1403
Nivel de fluido desde superficie Ft 2024 1464.93
Tope de las perforaciones Ft 1825 1825
Base de las perforaciones Ft 3070 3070
Corte de agua % 11 36
Gradiente Psi/Ft 0.385 0.399
Pwf Psia 163.399 | 392.124
Pwf/Py Adim 0.116 0.279
Drawdown Psia 1239.6 | 1010.875
IP actual Bopd/Psi | 0.0548 0.1107
Potencial del pozo Bls/dia | 70.403 127.04
Caudal de fluido (Q) Bls/d 68 82
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 14
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3.1.3.2 EVALUACION ECONOMICA

Tabla 3.5 Criterios econdmicos evaluados en el pozo B.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 217.390,97
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000
COSTOS TOTALES (US$) 307.390,97
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 1.824.681,11
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 7.352.302,014
VPN TOTAL (US$) 5.527.625,904
TIR (%) 30,28
RCB 4,03
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 210.401,82
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 1.46

El trabajo de fracturamiento hidraulico realizado en el pozo B que se muestra
en la tabla 3.5, genera mayor rentabilidad mensual y un menor tiempo de
recuperacion de toda la inversidbn 1.46 meses (44 dias) por parte de
PETROMINERALES. Debido a que el tiempo de recuperacion es corto y las
ganancias mensuales son altas, se tiene una tasa interna de retorno (TIR)
del 30,28%.

3.1.4 POZO C

3.14.1 ESTADO DEL POZO DESPUES DE REALIZAR EL
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

Al pozo C perteneciente a la formacion Honda se le realizé trabajo de
estimulacién por fracturamiento hidraulico el 9 de Febrero del 2010 por parte
de la empresa SCHLUMBERGER en 11 intervalos productores a una
profundidad de 3608 ft.
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Figura 3.9 Curva de declinacion del pozo C post fractura.
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Fuente: Autores.

El resultado de este fracturamiento hidraulico mostrado en la figura 3.9,
presenta un alto incremento en la produccién para el mes de Febrero,
inmediatamente después de realizada la estimulacion, alcanzando el pico
maximo en el mes de Marzo con 270 BOPD. Sin embargo, para este mismo

periodo se inicia una fuerte declinacién en el caudal, obteniendo valores de

produccion para el mes de Abril de 148 BOPD.

Los meses finales del 2010 fueron estables en la produccién y con muy poca
declinacion, teniendo un promedio de 130 BOPD, con cortes de agua del 35
y 40%. Para comienzos del 2011 la produccion ha declinado hasta alcanzar

el comportamiento del caudal base para la formacion a una tasa promedio de

70 BOPD.
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Figura 3.10 Comportamiento de produccion del pozo C.

Fuente: Autores.

En la actualidad la produccion incremental acumulada entre las fechas de 19
de Febrero del 2010 al 19 de Febrero del 2011 para este pozo es de
24920.05 BOP con el fracturamiento hidraulico.

Figura 3.11 Indice de productividad del pozo C.
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Analizando la figura 3.11 de indice de productividad (IPR), se observa lo
positivo del fracturamiento hidraulico realizado al pozo C, que en este caso
se obtuvo un valor de 0,107 Bpd/dia, en relacion al IP antes de la
estimulaciéon el cual era de 0,05 Bpd/dia. De igual manera se incrementa
considerablemente el corte de agua, el cual pasa del 11 al 40% en un corto
periodo de tiempo.

El pozo C después de la estimulacion alcanza una produccién maxima de
270 BOPD, valor que esta muy por encima del potencial del pozo calculado
el cual es de 140 Bsl/dia. Pero este comportamiento solo ocurre durante el
mes de Febrero del 2010, ya que de Marzo hasta Agosto la produccion toma
valores cercanos al potencial del pozo calculado para el pozo C y que se

pueden observar en la tabla 3.6.

Tabla 3.6 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO C Unidades | ANTES [DESPUES
Presion de yacimiento Psia 1631 1631
Nivel de fluido desde superficie Ft 2024 | 1487.513
Tope de las perforaciones Ft 1870 1870
Base de las perforaciones Ft 3608 3608
Corte de agua % 11 40
Gradiente Psi/Ft 0.385 0.401
Pwf Psia 275.868 | 502.097
Pwf/Py Adim 0.1691 0.3078
Drawdown Psia 1355.13 | 1128.902
IP actual Bpd/psi | 0.0501 0.1071
Potencial del pozo Bls/dia | 72.088 | 140.271
Caudal de fluido (Q) Bls/d 68 121
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 53
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3.1.4.2 EVALUACION ECONOMICA

Tabla 3.7 Criterios econdmicos evaluados en el pozo C.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 270.395,96
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000
COSTOS TOTALES (US$) 360.395,96
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 2.139.320,164
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 4.703.482,005
VPN TOTAL (US$) 2.564.161,84
TIR (%) 23,87
RCB 2,19
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 124.164,149
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 2,9

El fracturamiento hidraulico realizado al pozo C fué exitoso y se demuestra
con la evaluacion econOmica realizada y resumida en la tabla 3.7. El tiempo
de recuperacion de dicha inversion es de 2.9 meses (87 dias), tiempo corto
para recuperar los costos del proyecto. Debido a que el tiempo de
recuperacion es relativamente corto y las ganancias mensuales son altas, se
tiene una tasa interna de retorno (TIR) del 23,87%. Ademas es un pozo que

dura cerca de 6 meses con una produccion promedio de 140 BOPD.

3.2 EVALUACION DE LOS POZOS DE LA FORMACION DOIMA-
CHICORAL

Doima-Chicoral es la segunda formacion geolégica de mayor produccion y
trabajos de perforacion en campo Dina Terciario. Las operaciones de
estimulacién usadas en esta formacién corresponden a fracturamiento
hidraulico con disefios de fracturas anchas en espesor y cortas en longitud;
con limpiezas en la cara de la formacion debido a la gran cantidad de arena

gue alli se deposita.
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Figura 3.12 Curva de declinacion de la formacion Doima-Chicoral.
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Fuente: Autores.

Como se observa en la figura 3.12, la curva de declinacion para Doima-
Chicoral es muy suave a lo largo de un periodo de 4 afios de produccion, sin

embargo presenta varias caidas y aumentos en la produccion.

Para determinar la declinacion y la tendencia de produccion para la
formacion Doima-Chicoral, se realizé un promedio de la produccién mostrado
en la figura 3.12, con el fin de establecer un caudal base de 125 BOPD en
relacion a los pozos trabajados para obtener una comparacion con el caudal
actual de cada pozo analizado, generado por los trabajos de fracturamiento

hidraulico.

Como se observa en la figura 3.12, la curva de declinacion para Doima-
Chicoral es muy suave a lo largo de un periodo de 4 afios de produccion, sin

embargo presenta varias caidas y aumentos en la produccion.
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Para determinar la declinacion y la tendencia de produccion para la
formacién Doima-Chicoral, se realizdé un promedio de la producciéon mostrado
en la figura 3.12, con el fin de establecer un caudal base de 125 BOPD en
relacion a los pozos trabajados para obtener una comparacion con el caudal
actual de cada pozo analizado, generado por los trabajos de fracturamiento

hidraulico.

3.2.1 ESTADO DE LOS POZOS ANALIZADOS PARA LA FORMACION
DOIMA-CHICORAL ANTES DE REALIZAR EL FRACTURAMIENTO
HIDRAULICO.

En la Tabla 3.8 se muestran los datos de perforacion y completamiento de
los 3 pozos analizados en el estudio comparativo que se hace para la

formacién Doima-Chicoral.
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Tabla 3.8 Estado de las perforaciones formacion Doima-Chicoral.
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3.2.2 POZOD

3.22.1 ESTADO DEL POZO DESPUES DE REALIZAR EL
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

El fracturamiento hidraulico del pozo D fué realizado el 6 de Julio del 2009
por la empresa SCHLUMBERGER en 5 intervalos de la formacién Doima-
Chicoral, a una profundidad de 4500 ft. Con un seguimiento de produccion

desde la estimulaciéon hasta la fecha.

Después de este trabajo de estimulacion se observo un rapido incremento en
la produccién, alcanzando un pico maximo de 656 BOPD para el mes de
Agosto del 2009, con un corte de agua del 28%. Entre los cuatro meses
siguientes la produccién declind drasticamente llegando a 250 BOPD para
finales del mes de Diciembre como se muestra en la figura 3.13.

Figura 3.13 Curva de declinacion del pozo D post fractura.
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La drastica declinaciéon en la produccion se puede presentar por la
acumulacién de sedimentos que arrastra el fluido en su camino tortuoso a la
cara del pozo, ademas, como el disefio que presenta la fractura es de corta
longitud, esta se puede taponar con mayor facilidad. Sin embargo el aporte
de presion calculado es relativamente bueno (Pwf= 900 psi), por lo qué, el
taponamiento de las arenas conglomeradas de Doima-Chicoral provocan que
la produccion caiga nuevamente hasta las condiciones de Caudal base de

125 BOPD calculado para la formacion.

Figura 3.14 Comportamiento de produccién del pozo D.

Fuente: Autores

Comparando el comportamiento de la produccion base, es decir, el
comportamiento de la formacion Doima-Chicoral sin trabajo de estimulacion
alguno, con la produccién del pozo actual, ya con la estimulacién, a lo largo
de un afio, se observa un gran incremento que esta por encima de la

produccion base y que certifica el éxito del fracturamiento hidraulico para el
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pozo C, (ver figura 3.14). La mayor produccién se encuentra en un periodo
de 5 meses, presentando luego un declive de caudal hasta alcanzar los 125

BOPD que corresponden al comportamiento base para la formacion.

En la actualidad la produccion incremental acumulada para el pozo A es de
70.491,88 BOP, con el fracturamiento hidraulico.

Figura 3.15 indice de productividad del pozo D.
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Un aspecto fundamental en la comparacion de la produccion del pozo D, es
analizar el indice de productividad (IPR) después de la estimulacion la cual
me determina un potencial de aceite a ganar o perder, (ver figura 4.15).
Para este caso se obtuvo un valor de 0.4748 BPD/psi con el pozo
estimulado, y 0.0677 BPD/psi con el pozo sin estimular. De alli podemos
confirmar lo exitoso que fué este trabajo de estimulacién por fracturamiento
hidraulico, ya que se puede observar que el comportamiento de flujo a la
entrada de la formacion mejord, el potencial del pozo (maximo caudal) se

incrementd en un valor correspondiente al 533% del inicial, y la Pwf tiende
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a aumentar como se muestra en la tabla 3.9; estos aspectos nos muestran

que el pozo C mejoro las condiciones iniciales, es decir, el fracturamiento

hidraulico en este caso tuvo el efecto esperado de aumentar la produccion.

Los datos necesarios para calcular el IPR estan resumidos en la tabla 3.9:

Tabla 3.9 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO D Unidades | ANTES |DESPUES
Presion de Yacimiento (Pr) Psia 1995 1995
Potencial del pozo (maximo caudal) Bopd 127,51 682,15
Tope de perforados Ft 4010 4010
Base de perforados Ft 4500 4500
Nivel de fluido desde superficie Ft 3886 1799,75
Corte de agua % 54 28
Gradiente Psi/Ft 0.4086 0,3948
IP actual Bopd/Psi | 0.0677 0.4748
Drawdown Psia 849.902 | 554.197
Pwf Psia 150,78 969,43
Pwf/Pr Adim. 0.0755 0.4859
Caudal de fluido (Q) BOPD 125 487
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 362

3.2.2.2 EVALUACION ECONOMICA

Analizando los resultados del estudio econémico, resumidos en la tabla 3.10,

se determina que el trabajo de fracturamiento hidraulico realizado al pozo D

es altamente rentable, debido a que factores tales como: la tasa interna de

retorno (TIR %) es positiva y por ende la relacion beneficio costo (RCB) es

alta, aproximadamente 5.55, lo cual se debe al gran cantidad del valor
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presente neto de los ingresos (VPN). Y lo mas importante, el tiempo de
recuperacion de la inversién por parte de PETROMINERALES es de 1.34
meses (40 dias), tiempo en el cual se considera muy viable para este tipo de

proyectos.

Tabla 3.10 Criterios econdmicos evaluados en el pozo D.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 380.648
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000,00
COSTOS TOTALES (US$) 470.648
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 2.793.779,255
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 15.508.869,9
VPN TOTAL (US$) 12.715.090,64
TIR (%) 33,81
RCB 5,55
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 35.1225,7909
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 1,34
3.2.3 POZOE

3.23.1 ESTADO DEL POZO DESPUES DE REALIZAR EL
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

El fracturamiento hidraulico del pozo E fué realizado el 11 de Junio del 2009
por la empresa SCHLUMBERGER en 7 intervalos de la formacién Doima-
Chicoral, a una profundidad de 4970 ft.

Después de este trabajo de estimulacion se observo un rapido incremento en
la produccién, alcanzando un pico maximo de 437 BOPD para el mes de
Julio del 2009, con un corte de agua del 40% como se muestra en la figura

3.16. En el mes siguiente la produccién declin6é drasticamente llegando a 59
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BOPD para el mes de Agosto del 2009, y en este mismo mes se incrementa
la produccion a un valor estable de 131 BOPD. De alli en adelante la
produccion comienza a fluctuar manteniendo el ritmo de declinacion hasta la
fecha, llegando a tasas de produccién de 30 BOPD con cortes de agua del
44% para Julio del 2011.

Figura 3.16 Curva de declinacion del pozo E post fractura.
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El pozo C ha sido uno de los pocos en donde el fracturamiento hidraulico ha
sido un fracaso, dandonos un indicativo de la baja eficiencia del pozo para

producir.
Analizando la figura 3.17, el comportamiento de la produccién actual con

estimulacion ha caido por debajo del caudal base calculado de 125 BOPD

para Doima-Chicoral, mostrando la poca ganancia producida en barriles de
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aceite por medio del fracturamiento hidraulico. La mayor tasa de produccion
se presento solo en los dos meses siguientes después del fracturamiento.

Figura 3.17 Comportamiento de produccion del pozo E.

:r.;‘:.m i
! E':L,-E:

i T
SR

Fuente: Autores.

En la actualidad la produccion incremental acumulada para el pozo E es de
1.583,85 barriles de aceite a lo largo de 2 afios de vida del pozo. (Ver Figura
3.17), lo cual certifica el fracaso del fracturamiento.

Realizando la evaluacion del pozo E, por medio del indice de productividad
(IPR) después de la estimulacién mostrado en la figura 4.18, para este caso
se obtuvo un valor de 0.2055 BPD/psi, comparado con el valor obtenido
antes del fracturamiento de 0.0713 BPD/psi; se puede considerar que
practicamente se triplico el IP tedrico, pero lo que sucede en realidad es la
disminucion del caudal post fractura, mostrado en la figura 3.18. Otro punto
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considerable es la disminucion en el corte de agua pasando de un 54% a

40% para el pozo E.

Figura 3.18 indice de productividad del pozo E.
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Fuente: Autores.

Comparando los graficos de comportamiento de pozo E, e indice de
productividad del pozo E, se puede observar el comportamiento negativo del
caudal de aceite, ya que el valor del potencial maximo calculado para este pozo
con fracturamiento es de 399,34 Bls/dia, pero la tasa de produccion se
encuentra por un valor menor o igual al potencial maximo del pozo sin el

fracturamiento de 125 Bls/dia como se muestra en la tabla 3.11.
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Tabla 3.11 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO E Unidades | ANTES | DESPUES
Presion de yacimiento Psia 2000 2000
Nivel de fluido desde superficie Ft 3886 4314
Tope de las perforaciones Ft 4022 4022
Base de las perforaciones Ft 4970 4970
Corte de agua % 54 40
Gradiente Psi/Ft 0.4086 0.4012
Pwf Psia 249.258 | 73.0184
Pwf/Py Adim 0.1246 0.0365
Drawdown Psia 1750,74 | 1926,98
IP actual Bpd/psi | 0.0713 0.1811
Potencial del pozo Bls/dia | 129.85 399.34
Caudal de fluido (Q) Bls/d 125 396
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 271

3.2.3.2 EVALUACION ECONOMICA

El trabajo de fracturamiento hidraulico realizado en el pozo E, genera
desventajas en la rentabilidad mensual como se aprecia en la tabla 3.12, ya
gue en el analisis econémico la cantidad de ingresos son menores a los
egresos, por ellos el valor presente neto total es de -606.633,4254 dolares.
El tiempo de recuperacion que es un factor importante en la determinacion

del éxito de la estimulacién es demasiado alto 56.55 meses (4.7 afos),

haciendo de este un proyecto no viable y de mucho fracaso.

Debido a que el tiempo de recuperacion de la inversion es alto y las
ganancias mensuales son bajas 7.851,5269 dolares, se tiene una tasa

interna de retorno (TIR) del 13,51%, y una relacién costo beneficio (RCB)
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muy baja, confirmando el fracaso del trabajo de fracturamiento hidraulico al

pozo E.

Tabla 3.12 Criterios economicos evaluados en el pozo E.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 356.269,59
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000
COSTOS TOTALES (US$) 446.269,59
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 2.649.068,354
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 2.042.434,93
VPN TOTAL (US$) -606.633,4254
TIR (%) 13,51
RCB 0,77
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 7.851,526961
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 56.55

3.2.4 POZO F - POZO HORIZONTAL

3.24.1 ESTADO DEL POZO DESPUES DE
FRACTURAMIENTO HIDRAULICO.

REALIZAR EL

El pozo F, declarado en desarrollo, perteneciente a la formaciéon Doima-

Chicoral se le realizo trabajo de estimulacion por fracturamiento hidraulico el
29 de Mayo del 2010 por parte de la empresa SCHLUMBERGER en 8

intervalos productores a una profundidad de 5611 ft.

En la figura 3.19 se observa el resultado del fracturamiento hidraulico

realizado al pozo F, el cual muestra un alto incremento en la produccion para

el mes de Junio, alcanzando el pico maximo de 321 BOPD. Sin embargo en

este mismo mes se inicia una fuerte declinacion en el caudal, obteniendo

valores de produccion para este mismo mes de 214 BOPD. Para los meses
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de Agosto y Septiembre del 2010 la produccion se incrementa nuevamente a
una tasa de 325 BOPD y para Octubre la declinacién se hace gradualmente
hasta llegar por debajo del limite de la produccién base de Doima-Chicoral y

mantenerse constante en estos valores.

Figura 3.19 Curva de declinacion del pozo F post fractura.
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Figura 3.20 Comportamiento de produccion del pozo F.

Fuente: autores

En la actualidad la produccion incremental acumulada para el pozo F es de
17435.64 barriles de aceite en el periodo comprendido entre el 15 de Junio
del 2010 al 15 de Junio del 2011. (Ver figura 3.20).

Figura 3.21 Indice de productividad del pozo F.
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Analizando la figura 3.21 de indice de productividad (IPR) se observa lo
positivo del fracturamiento hidraulico realizado al pozo horizontal F, que en
este caso se obtuvo un valor de 4,1940 Bpd/dia, en relacion al IP antes de la
estimulacién el cual era de 0,0865 Bpd/dia. De igual manera se disminuye
considerablemente el corte de agua, el cual pasa del 54 al 38% en un corto

tiempo.

El pozo F después de la estimulacion alcanza una produccion maxima de
322 BOPD, valor que esta muy por debajo del potencial del pozo post
fractura calculado el cual es de 4677,826 Bsl/dia, pero aun esta muy por
encima del caudal base y potencial méximo para el pozo sin el fracturamiento
el cual es de 140,626 Bls/dia, como se aprecia en la tabla 3.13. Sin embargo
este comportamiento solo ocurre durante dos meses y luego inicia la
declinacién tipica sufrida por la formacién Doima-Chicoral hasta llegar a
niveles inferiores o iguales a la produccion base de la formacion en un

tiempo no superior a 4 meses.

Tabla 3.13 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO F Unidades | ANTES | DESPUES
Presion de yacimiento Psia 1973 1973
Nivel de fluido desde superficie Ft 3886 441
Tope de las perforaciones Ft 4750 4750
Base de las perforaciones Ft 5611 5611
Corte de agua % 54 38
Gradiente Psi/Ft 0.4086 0.4001
Pwf Psia 528.958 | 1896.463
Pwf/Py Adim 0.268 0.9612
Drawdown Psia 1444.04 76.53
IP actual Bpd/psi 0.0865 4194
Potencial del pozo Bls/dia 140.626 | 4677.826
Caudal de fluido (Q) Bls/d 125 321
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 196
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3.2.4.2 EVALUACION ECONOMICA

El fracturamiento hidraulico realizado por SCHLUMBERGER para el pozo
horizontal F, fue satisfactorio. Y a pesar de que el potencial calculado es muy
alto, la tasa de produccion no supera los 350 BOPD y los ingresos no se

muestran suficientemente altos. Sin embargo tampoco se registran pérdidas.

El tiempo de recuperacion de dicha inversion es de 6.98 meses (210 dias),
tiempo relativamente alto para recuperar los costos del proyecto. Debido a
gue al tiempo de recuperacion la relacion costo beneficio (RCB) baja 1.27, y
la tasa interna de retorno (TIR) es de 18.34%. (Ver tabla 3.14).

Tabla 3.14. Criterios econémicos evaluados en el pozo F.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 486.681,17
COSTO DEL LIFT (US$) 120.000
COSTOS TOTALES (US$) 606.681,17
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 3.601.275,831
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 4.577.712,35
VPN TOTAL (US$) 976.436,52
TIR (%) 18.34
RCB 1.27
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 86.873,1072
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 6.98
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3.3 EVALUACION DE LOS POZOS DE LA FORMACION MONSERRATE

Debido a su composicion geoldgica la estimulacion hecha a la formacion
Monserrate se basa en el tratamiento matricial acido. Un beneficio adicional
para este tipo de estimulacion es la profundidad a la que se encuentra la
formacién Monserrate la cual comprende zonas entre 3500 y 4000 ft.

Al igual que las dos formaciones anteriores, se realizO un promedio de
produccion para la formacion Monserrate y con ello se determiné la
declinacion con el fin de establecer un caudal base de 152 BOPD en relacion
a los pozos trabajados para obtener una comparacion con el caudal actual,
generado por los trabajos de estimulacion. En la figura 3.22, se observa
como la produccién tiene un comportamiento creciente y decreciente el cual
representa la poca cantidad de pozos en desarrollo que se encuentran en la

formacion Monserrate, y el corto tiempo que estos llevan de produccion.

Figura 3.22 Curva de declinacion de la formacion Monserrate.
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Los resultados demuestran que durante esta campafia la formacion
Monserrate ha generado excelentes ganancias, haciendo del tratamiento
matricial acido algo muy exitoso para PETROMINERALES COLOMBIA LTD.

3.3.1 ESTADO DE LOS POZOS ANALIZADOS PARA LA FORMACION
MONSERRATE ANTES DE REALIZAR EL FRACTURAMIENTO
HIDRAULICO.

En la Tabla 3.14 se muestran los datos de perforacion y completamiento de
los 2 pozos analizados en el estudio comparativo que se hace para la

formacién Monserrate.
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Tabla 3.15 Estado de las perforaciones formacion Monserrate.
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3.3.2 POZO G
3.3.2.1 ESTADO DEL POZO DESPUES DE REALIZAR EL TRATAMIENTO
MATRICIAL ACIDO.

El tratamiento matricial acido del pozo G fué realizado el 4 de Abril del 2010
por la empresa SCHLUMBERGER en 5 intervalos de la formacion
Monserrate, a una profundidad de 3885 ft.

Figura 3.23 Curva de declinacion del pozo G post tratamiento matricial acido.
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Fuente: Autores.
Después del trabajo de estimulacion mostrado en la figura 3.23, se observé
un rapido incremento en la produccion, alcanzando un pico maximo de 458

BOPD para el mes de Abril del 2010, con un corte de agua del 18%. Para
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finales de este mismo mes la produccién cae drasticamente a valores de 350
BOPD, continuando con una declinacion que se acerca a la del caudal base
para la formacion Monserrate de 150 BOPD para el mes de Junio. Entre los
dos meses siguientes la produccién inicia un ascenso, llegando a tasa de
320 BOPD para el mes de Agosto. A partir de alli la produccion entre en
declive hasta encontrar nuevamente el comportamiento promedio de la

produccion de la formacion Monserrate.

Figura 3.24 Comportamiento de produccion del pozo G.

Fuente: Autores.
Comparando el comportamiento de la produccion base para la formacién

Monserrate sin trabajo de estimulacién alguno, con la produccion del pozo
actual ya con la estimulacion en la figura 3.24, se observan diferentes picos
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de incremento que estan por encima de la produccion base y que certifican el
éxito del trabajo de estimulacién matricial &cida. La mayor produccion
registrada para el pozo G se encuentra en el periodo entre agosto del 2010 a
Julio del 2011, presentando luego un comportamiento de declinacion del
caudal hasta el comportamiento de la produccion base. En la actualidad la
produccion incremental acumulada entre los fechas de Abril del 2010 - Abril
del 2011 para este pozo es de 39769.635 BOP con el trabajo de

estimulacion matricial acido.

Figura 3.25 indice de productividad del pozo G.
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Fuente: Autores.

Determinando el indice de productividad (IPR) después de la estimulacién
para el pozo G, se obtuvo un valor de 1.7803 BPD/psi con el pozo
estimulado, en relacion al valor obtenido antes de la estimulacion de 0.3895

BPD/psi, se puede analizar que cambié en mayor proporcién, lo que indica
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un gran potencial de caudal en la produccion (méximo caudal) para el pozo
como se muestra en la figura 3.25; confirmando que este trabajo de
estimulacién fue satisfactorio, y trayendo consigo una ganancia considerable
para los intereses de PETROMINERALES.

Otro criterio importante en este analisis y que se resume en la tabla 3.16, es
el incremento de la Pwf, la cual mejora las condiciones de flujo en la cara
productora; la disminucién en el corte de agua, pasando de un valor del 50 al
18% después de la estimulacion. Estos aspectos nos muestran que el pozo
mejoro las condiciones iniciales, es decir, el tratamiento matricial acido en

este caso tuvo el efecto esperado de aumentar la produccion.

A continuacion se presentan los datos necesarios para calcular el IPR en la
tabla 3.16:

Tabla 3.16 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO G Unidades | ANTES [DESPUES
Presion de Yacimiento (Pr) Psia 1389 1389
Potencial del pozo (maximo caudal) Bopd 308.51 | 1482.84
Tope de perforados Ft 3427 3427
Base de perforados Ft 3885 3885
Nivel de fluido desde superficie Ft 2024 680
Corte de agua % 50 18
Gradiente Psi/Ft 0.4065 0.3895
IP actual Bopd/Psi | 0.3422 1.7803
Drawdown Psia 449,985 | 229.729
Pwf Psia 939.015 | 1159.271
Pwf/Pr Adim. 0.676 0.8346
Caudal de fluido BOPD 154 409
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 255
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3.3.2.2 EVALUACION ECONOMICA.

Analizando los resultados del estudio economico, el trabajo de tratamiento
matricial &cido realizado al pozo G es altamente rentable como se aprecia en
la tabla 3.17, debido a que factores tales como: la tasa interna de retorno
(TIR %) es positiva 30,85%y por ende la relacion beneficio costo (RCB) es
alta, aproximadamente 4,24. Y lo mas importante, el tiempo de recuperacion
de la inversion por parte de PETROMINERALES es de 1,32 meses (40 dias),
tiempo de recuperacion en el cual se considera muy viable realizar este tipo

de proyectos.

Tabla 3.17 Criterios econémicos evaluados en el pozo G.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 173.242,43
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000,00
COSTOS TOTALES (US$) 263.242,43
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 1.562.614,18
VPN DE LOS INGRESOS (US$) 6.633.286,05
VPN TOTAL (US$) 5.070.671,86
TIR (%) 30,85
RCB 4,24
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 198.152,21
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 1.32
3.3.3 POZOH

3.3.3.1 ESTADO DEL POZO DESPUES DE REALIZAR EL TRATAMIENTO
MATRICIAL ACIDO.

El tratamiento matricial acido del pozo H, fué realizado el 20 de Noviembre
del 2010 por la empresa SCHLUMBERGER en 13 intervalos de la formacion

Monserrate, a una profundidad de 3799 ft.
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Figura 3.26 Curva de declinacion del pozo H post tratamiento matricial acido.
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Fuente: Autores.

Después llevar a cabo el trabajo de estimulacion en el pozo H, se observo un
rapido incremento en la produccion post tratamiento de 276 BOPD,
alcanzando un maximo de 216 BOPD para el mes de Diciembre del 2010, y
consecutivamente otro nuevo incremento alcanzando el pico maximo con
671 BOPD para el mes de Febrero del 2011 como se muestra en la figura
4.26, con un corte de agua del 3%. En este mismo mes la produccion entra
en un cabeceo declinando y aumentado, llegando al mes de Marzo con 282
BOPD, pero aun muy por encima del caudal base para la formacion
Monserrate de 152 BOPD.

Los pozos de dicha formacion han sido de los de mejores en cuanto a
produccion se habla, por ende los resultados con el tratamiento matricial
acido para la formacion de Monserrate. EI mayor inconveniente que presenta
este pozo es tiempo en que declina la produccion, ya que en un periodo de 3

meses la produccion cae entre un 60 y 70%, la razon puede encontrarse en

69



la composicion geoldgica de la formacion ya que esta no es de matriz

consolidada.

Figura 3.27 Comportamiento de produccion del pozo H.

Fuente: Autores.

Comparando el comportamiento de la produccién base en relacién con la
produccion del pozo actual, (Ver figura 3.27), se observa un comportamiento
muy por encima del caudal base calculado con una producciéon mayor desde
el momento en que se puso a producir el pozo H hasta las fechas de Julio del
2011 en donde el caudal alcanza nuevamente la cantidad estimada como

base para la formacion de 152 BOPD.

Realizando la evaluacion del pozo H, en la figura 3.28, por medio del indice
de productividad (IPR) después de la estimulacién, que en este caso se
obtuvo un valor de 1.9559 BPD/psi, comparando este valor con el obtenido
antes del tratamiento matricial acido de 0.3425 BPD/psi, se puede analizar

gue cambié en mayor proporcion, lo que confirma que este trabajo de
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estimulacién fue altamente satisfactorio, trayendo una ganancia considerable
en el corto periodo que lleva de produccion el pozo H en la formacion

Monserrate.

Figura 3.28 indice de productividad del pozo H.
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Fuente: Autores.

Comparando los graficos de comportamiento de productividad e indice de
productividad del pozo H, se corrobora el excelente trabajo de estimulacion
realizado y el buen aporte de caudal que el pozo presenta, condicidn que se
debe a las buenas condiciones de presion que este presenta, incrementando el
caudal considerablemente. De la declinaciéon podemos decir que se debe al
taponamiento que se presenta en la cara productora y en la matriz acidificada

por parte de sedimentos que alli se depositan.

Otro punto considerable es la alta disminuciéon en el corte de agua que
presenta este pozo, pasando de un 50% a 3%, como se aprecia en la tabla

3.18, en donde se resumen datos caracteristicos del pozo H.
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Tabla 3.18 Variables para calcular el IPR.

DATOS DEL POZO H Unidades | ANTES | DESPUES
Presion de yacimiento Psia 1387 1387
Potencial del pozo Bls/dia | 308.354 | 1578.535
Nivel de fluido desde superficie Ft 1346 387
Tope de las perforaciones Ft 3505 3505
Base de las perforaciones Ft 3799 3799
Corte de agua % 50 3
Gradiente Psi/Ft 0.4065 0.3816
Pwf Psia 937.389 | 1245.89
Pwf/Py Adim 0.6758 0.8982
Drawdown Psia 449.611 | 141.11
IP actual Bpd/psi | 0.3425 1.9559
Caudal de fluido Bls/d 154 276
Diferencial de caudal (AQ) BOPD 122

3.3.3.2 EVALUACION ECONOMICA.

El trabajo de tratamiento matricial &cido realizado en el pozo H, genera una
mayor rentabilidad mensual y un menor tiempo de recuperacién de toda la
inversion equivalente a 0.71 meses (22 dias) como se muestra en la tabla
3.19. Debido a que el tiempo de recuperacion es corto y las ganancias
mensuales son altas, se tiene una tasa interna de retorno (TIR) del 30,28% y
una relacion costo beneficio de 14.73, lo cual es muy bueno para el proyecto

realizado.
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Tabla 3.19 Criterios econdmicos evaluados en el pozo H.

COSTO DE ESTIMULACION (US$) 183.722,88
COSTO DEL LIFT (US$) 90.000
COSTOS TOTALES (US$) 273.722,88
VPN DE LOS EGRESOS (US$) 820.918,83

VPN DE LOS INGRESOS (US$)

12.096.111,36

VPN TOTAL (US$)

11.275.192,52

TIR (%) 37.12
RCB 14,73
GANANCIA PROMEDIO MENSUAL (US$) 383.917,06
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 0.71

Dichos resultados expuestos en la tabla 3.19, representan un logro en los
disefios y operaciones de las estimulaciones con tratamiento matricial acido
por parte de PETROMINERALES y SCHLUMBERGER quien es la empresa

encargada de ejecutar la operacién, ya que con poca inversion las ganancias

son supremamente mayores.
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3.4 ANALISIS GENERAL POR FORMACION DE LOS POZOS

SELECCIONADOS.

3.4.1 ANALISIS GENERAL DE LOS POZOS DE LA FORMACION HONDA

Tabla 3.20 Pardmetros para el analisis de los pozos de la formacién

Honda
POZO A |POZOB| POZO C
No. INTERVALOS CANONEADOS 8 11 11
PRESION DE YACIMIENTO (psia) 1272 1403 1631
POROSIDAD (%) 14.61 14.5 14.36
PERMEABILIDAD (mD) 17.625 17 16.8
Pwf (Psia) 717.8 392 802.1
IP (Bpd/psi) 0.159 0.11 0.107
TIR (%) 21.07 30.28 23.87
RCB 1.67 4.03 2.19
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) 2.89 1.46 2.9
DIFERENCIAL DE CAUDAL (AQ) 20 14 53

Los pozos pertenecientes a la formacion Honda se encuentran produciendo a
través de un yacimiento multicapa dividido en 8 intervalos referenciados
como TH1, TH2, TH3, TH4, TH5, TH6, TH7, THS8, los cuales se encuentran
separados entre si por medio de barreras , las cuales son espesores de capa

de formacion arcillosa.

Del analisis correspondiente a los 3 pozos seleccionados se puede concluir
que los trabajos de estimulacion presentaron un comportamiento positivo
debido al trabajo de cafioneo y estimulacion por fracturamiento hidraulico
realizado a los 8 intervalos productores que conforman la formacion Honda.
Ademas la porosidad en la cara productora presenta un incremento por

encima del 15% con la aplicacion del fracturamiento hidraulico realizado, ya
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que se utiliza como agente sostén arena otawa sandstone 12/20, obteniendo
una reorganizaciéon de los granos y canales que forman los conductos
permeables de la cara productora. Con ello se obtiene un disefio de fractura
corta de longitud y ancha de espesor con lo cual se genera una ganancia en

las propiedades petrofisicas de la roca como permeabilidad y porosidad.

Esta ganancia se ve representada en el incremento de caudal (AQ) obtenido
durante el tiempo que dura la integridad de la fractura creada por la
estimulacién, la cual comprende un periodo promedio de 5 meses; siendo
este el tiempo que gasta en taponarse los espacios porosos de la fractura

nuevamente.

Para la formacion Honda el tiempo de recuperacidbn economica de la
inversién de los tres pozos analizados (pozos A, B y C), son cortos y muy
similares entre si, (ver tabla 3.20); presentando una respuesta positiva, ya
que los trabajos de estimulacion fueros pagados en un periodo menor al
propuesto por la empresa de tres meses. De igual manera la tasa interna de
retorno (TIR) de los tres pozos (pozos A, B, y C) es mayor a la tasa de
oportunidad de la empresa del 16% lo que hace de este, un proyecto

econdmicamente rentable
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3.4.2 ANALISIS GENERAL DE LOS POZOS DE LA FORMACION DOIMA-

CHICORAL

Tabla 3.21 Parametros para el analisis de los pozos del a formacion

Doima-Chicoral

POZOD |POZOE| POZOE
No. INTERVALOS CANONEADOS 7 7 8
PRESION DE YACIMIENTO (psia) 1995 2000 1973
POROSIDAD (%) 13.84 9.2 6.75
PERMEABILIDAD (mD) 20 20 20
Pwf (Psia) 969.43 | 73.02 | 1896.5
IP (Bpd/psi) 0.471 0.18 4.19
TIR (%) 33.81 | 13.51 18.34
RCB 5.55 0.77 1.27
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) | 1.34 56.55 6.98
DIFERENCIAL DE CAUDAL (AQ) 362 271 196

Los pozos seleccionados para el analisis de los trabajos de fracturamiento
hidraulico a la formacion Doima-Chicoral, presentan un comportamiento
regular ante los trabajos de estimulacion realizados. Si bien, la presion de
yacimiento es alta en comparaciéon con los demas pozos y formaciones
analizadas, no significa que el potencial del pozo IP sea positivo en relaciéon
al trabajo de estimulacion realizado; la razon principal para que se genere
una mala eficiencia en estos pozos, se debe al elevado corte de agua que

ellos presentan equivalentes a un 54% del fluido producido.

Otro factor de interés en el analisis, es la baja porosidad que presenta la
formacion, y con ellos se debe tener en cuenta, que en la diferentes pruebas
de fluidos realizadas al crudo de la formacion Doima-Chicoral, este presenta
un incremento considerable de arenas y sélidos suspendidos; de lo cual se

puede deducir que la depositacion en la cara productora y a lo largo del
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yacimiento puede incrementar el taponamiento del poro y por ende la
disminucién en la porosidad. Estos factores hacen que el tiempo de
recuperacion econOmica para los trabajos de estimulacion se salga de los
pardmetros aceptables para este tipo de proyectos, haciendo de ellos algo no

viable para la empresa.

El tiempo de recuperacién para la formacion Doima-Chicoral varia entre pozo
y pozo (pozos D, E y F), haciendo viable el trabajo de estimulacion realizado
al pozo D el cual se encuentra por debajo del tiempo planeado para recobrar
la inversion (3 meses), con un periodo de 1.34 meses, lo que significa que se

pago por completo el trabajo de fracturamiento.

El pozo E presenta resultados negativos frente a la estimulacion realizada, ya
que las altas caidas de presion afectan al transito de fluido en el medio
poroso, por ello el tiempo de recuperacion se encuentra muy por encima de
todos los valores aceptados por Petrominerales, haciendo de este un
proyecto dificil de pagar con un tiempo de 56.55 meses y una tasa interna de
retorno por debajo del 16 % aceptado por la empresa.

El pozo F, con disefio horizontal presenta un porosidad baja de 6.75% en
relacion a los pozos D y E, los cuales presentaron un comportamiento
inestable a los periodos de recuperacion. En la tabla 3.21 se puede observar
que la tasa interna de retorno se encuentra por encima se la tasa de
oportunidad de Petrominerales del 16% lo cual hace de este un proyecto
econdémicamente rentable a pesar que presenta un periodo de recuperacion
alto de aproximadamente 7 meses. Con ello se concluye que para el pozo
horizontal F el trabajo de fracturamiento hidraulico se paga por completo y

genera rentabilidad debido al aumento de caudal (AQ)
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3.4.3 ANALISIS GENERAL DE LOS POZOS DE LA FORMACION
MONSERRATE

Tabla 3.22 Parametros para el analisis de los pozos del a formacion

Monserrate
POZO G |POZOH

No. INTERVALOS CANONEADOS 8 5

PRESION DE YACIMIENTO (psia) 1389 1387
POROSIDAD (%) 19.01 22.16
PERMEABILIDAD (mD) 15 15

Pwf (Psia) 1159.27 | 1245
IP (Bpd/psi) 1.78 1.95
TIR (%) 30.84 37.12
RCB 4.24 4.73
PERIODO DE RECUPERACION (MESES) | 1.32 0.71
DIFERENCIAL DE CAUDAL (AQ) 255 122

Los trabajos de tratamiento matricial acido realizados a las arenas de la
formaciébn Monserrate son los que presentan mayor rentabilidad en
comparacion con los trabajos de fracturamiento hidraulico realizados a las
otras dos formaciones. La creacion de canales de fractura generados por el
acido permiten el incremento de la porosidad y permeabilidad de la
formacién, aspecto que es muy favorables ya que los valores iniciales de
estos parametros son los mas altos entre las 3 formaciones, condiciones que

colaboran al mayor flujo de fluidos de interés del yacimiento hacia el pozo.

Otra gran ventaja para este analisis se ve representada en la profundidad
media de los perforados de los pozos de la formacion Monserrate, la cual
corresponde a 3500 ft y permite tener un menor nimero de problemas

referente a las condiciones del pozo y mayor eficiencia en el levantamiento
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artificial PCP instalado, ya que la corta distancia hace més facil el ascenso
del fluido a superficie.

Debido a las altas tasas de produccién obtenidas (AQ), y mostradas en la
tabla 3.22 el tiempo de recuperaciéon de los trabajos de estimulacién
aplicados se pagan en un promedio menor de dos meses, haciendo de este
un proyecto economico altamente viable, con una tasa interna de retorno

muy por encima del 16% permitido por Petrominerales.

El mayor inconveniente se presenta en la caida drastica de produccion para
la formacion Monserrate en un periodo comprendido de 4 meses
aproximadamente, lo cual se debe al taponamiento ligero de los canales de
fractura por la sedimentacion de arenas y soélidos en las caras de la fractura
creada por el acido; por ello es recomendable realizar constantemente
trabajos de limpieza para remover el dafio por la depositacion de arenas y

sélidos en la cara productora del pozo.
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CONCLUSIONES

El analisis tanto de produccion como econdmico mostré que las
formaciones productoras de Campo Dina Terciario: Honda, Doima-
Chicoral y Monserrate, representan buena respuesta a los trabajos de
estimulacién realizados, como lo son el fracturamiento hidraulico y
tratamiento matricial &cido; evidenciando la efectividad en este tipo de
operaciones como las realizadas al pozo B correspondiente a la
formacion Honda, el cual, en la actualidad presenta una produccion
incremental acumulada a lo largo de un afo de 42228.161 Barriles de
aceite.

La formacion Monserrate presenta un total en sus ganancias mucho
mayor que las formaciones Honda y Doima-Chicoral. Los tiempos de
recuperacion y el costo de la inversion en las estimulaciones con
tratamiento matricial acido son mucho mas rentables que las
estimulaciones con fracturamiento hidraulico aplicado al resto de

campo Dina Terciario.

El tiempo de declinacién en el caudal post fractura de la formacién
Honda es mucho mas lento en comparacion con el tiempo de
declinacién de las otras dos formaciones, por encima de los 6 meses,
ya que al ser un yacimiento no volumétrico, mantiene la presion del
yacimiento y con ello la tasa de produccion de fluido. En relacién a la
formacion Monserrate la cual presenta la mayor produccién por dia, y
exhibe una declinacion correspondiente a un periodo de 3 a 4 meses,

debido a los problemas por sedimentacion de sélidos en los canales
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de fractura, ya que estd constituida por areniscas ligeramente
consolidadas

El fracaso que presentd el pozo E para la formacion Doima-Chicoral
posiblemente se debe a problemas de mala limpieza después del
fracturamiento hidraulico, incrementando el taponamiento por finos y
sedimentos en la cara productora, disminuyendo la produccion, tal
como se comprobd con un analisis de fluido realizado a una muestra
de crudo correspondiente a dicho pozo, lo cual trajo consigo pérdidas

econdémicas y un trabajo de estimulacion fallido.

Las técnicas en los trabajos utilizadas por SCHLUMBERGER, como
son fracturamiento hidraulico por el método skin by pass frac, la cual
consiste en sobrepasar zonas de barrera constituidas por intervalos de
zonas arcillosas que separan bloques productores y tratamiento
matricial &cido el cual se encarga de remover depdésitos de carbonatos
y arcillas sin sobrepasar la presion de fractura del yacimiento, han sido
Optimos y satisfactorios para los objetivos propuestos por
PETROMINERALES durante la campafia realizada segun el contrato

de produccién incremental realizado con ECOPETROL.
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RECOMENDACIONES

Teniendo en cuenta que el escenario planteado, esta sujeto al precio
del crudo, se recomienda reevaluar el analisis economico y por
consiguiente la viabilidad del proyecto, dependiendo del

comportamiento del precio del barril de crudo en un futuro.

Con los resultados obtenidos con estos trabajos de estimulacion se
puede generar una curva de aprendizaje que muestre la importancia
de un andlisis exhaustivo al momento de escoger los mejores
candidatos a fracturar o acidificar en trabajos futuros para el campo

Dina Terciario.

Es importante la correlaciéon de pozos nuevos con pozos antiguos, en
parametros como propiedades y caracteristicas del pozo, mecanica de
rocas, registros y petrofisica, historia de produccion, estudios que
generardn mayor confianza y certeza al momento de utilizar un trabajo
de estimulacion, bien sea por fracturamiento hidraulico o tratamiento

matricial acido.

Debido a los buenos resultados obtenidos durante la campafa
propuesta por PETROMINERALES COLOMBIA LTD, y a los
resultados obtenidos en el estudio correspondiente a este andlisis
comparativo de la productividad en campo Dina Terciario a partir de
estimulaciones por fracturamiento hidraulico y tratamiento matricial
acido, se recomienda seguir implementando esta técnica a todos los
pozos de Campo Dina Terciario, como un meétodo eficiente para

incrementar la produccion de crudo durante el tiempo que resta del
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contrato de produccion incremental, ya que los analisis econémicos

arrojaron valores positivos frente a la inversion realizada.

Dina Terciario es un campo petrolero puesto en produccion desde el
afio de 1961, lo cual hace de este un campo maduro; geolégicamente
se encuentra dividido por dos fallas inversas, que conforman distintos
blogues productores; de los cuales la formacién Honda posee un
comportamiento de yacimiento no volumétrico y las formaciones
Doima-Chicoral y Monserrate poseen un comportamiento de
yacimiento volumétrico. Por lo tanto la produccion del yacimiento ha
declinado considerablemente haciendo de este un campo maduro, eso
se demuestra con las diferentes curvas de produccion realizadas en el
desarrollo de este analisis de los pozos, la cual cambia drasticamente
con el paso del tiempo. Por tal motivo y con el fin de aprovechar al
méaximo la efectividad de las estimulaciones por fracturamiento
hidraulico y tratamiento matricial acido se recomienda pensar en un
método de recobro como por ejemplo la inyeccién de agua, que ayude
a incrementar la energia del yacimiento y recuperar la produccion,
permitiendo cambiar la declinacion para los pozos productores de

campo Dina Terciario.
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ANEXO A
INDICE DE PRODUCTIVIDAD?

El indice de productividad es una relacion que modela el comportamiento
del influjo del pozo, es decir la capacidad que posee un pozo para aportar
fluidos, este término es conocido como productividad o indice de productividad
(IP 0 J).

El indice de productividad se deriva de la ley de Darcy para flujo radial de
fluidos incompresibles en estado continuo; tedricamente al graficar el
caudal de produccion contra su correspondiente presion de flujo
(drawdown), resulta una linea recta (Figura A.1) y el indice de productividad
del pozo es el inverso de la pendiente de dicha recta; esto ocurre cuando la
presion de flujo estd4 por encima de la presion de burbuja, por ello el indice

de productividad (J) se expresa de la siguiente forma:

g [BPD (EQ. A1)
]_P*—ow PSI ¢-4
Drawdown = Ap = P* — P, (EQ. A.2)

Donde:

J es el indice de productividad (BPD/PSI)

O es el caudal del fluido producido (BPD)

P es presion estética del yacimiento

Pw  es de fondo fluyendo (psi)

El indice de productividad especifico, Js, es el numero total de barriles de

liquido, a condiciones de almacenamiento producidos por dia por cada psi de
2 NIND, T. E. W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros.

México: Limusa. 1987
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drawdown y por cada pie de espesor de la formacion productora. Es decir:

Js

/ d BPD] EQ. A.3

"k n(p —ow)[psi

Donde h es el espesor de la capa productora, medido en pies. Si el valor del
IP se toma como constante, independiente de la produccién actual del pozo,

entonces la ecuacion A.2 se expresa como:
q=] *AP EQ.A.4

En donde AP es el drawdown. De acuerdo a esta expresion, la relacion entre qy AP

es una linea recta que pasa por el origen y tiene una pendiente J (Ver Figura A.1).

Figura A.1 Gréfica de la Tasa de produccién contra el Drawdown

/
/
/

0
DrawDown (psi) Ps

Tasa Total de Produccion (BPD)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros
(Adaptada).

Para un momento de la vida del yacimiento, Ps tiene un valor especifico, por
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lo que si J es una constante, al graficar Pwf contra q se obtiene una linea
recta (Figura A.2). El angulo que forma esta linea con el eje de presion es tal
que:

t H—AB EQ.A.5
an =1C Q.A.

Figura A.2 Representacion grafica del IP.

Ps

Pwf=Ps

BN

q'=JPs

Presion de Fondo Fluyendo (psi)

DrawDown (psi)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccidon y mantenimiento de pozos petroleros (Adaptada).

El valor de q en el punto B, es decir JPs, se llama potencial del pozo y se
representa con el simbolo de ¢'. Cabe resaltar que el comportamiento en la
Figura A.2 se refiere al comportamiento de la formacion, es decir, a la
reaccion de la formacion a un drawdown de presién en un pozo, de tal
manera que al referirse al potencial del pozo, estamos hablando en realidad
de potencial de la formacion, lo que se presenta cuando la Pwf es cero.

Sin embargo, cuando el comportamiento del IP no es una recta sino una
curva Figura A.3 (Empuje por gas en solucion), las pendientes varian a
medida que el pozo produce. En estos casos se habla de un IPR (Inflow
Performance Relationship) que es la relacién entre la rata de flujo y el caudal.

(Concepto que se explicardA mas adelante.) Para entender mejor el
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comportamiento del IP en las diferentes clases de yacimientos, a

continuacion se explica cada uno detalladamente.

Figura A.3 Relacion del comportamiento del flujo a la entrada (IPR).

Ps

Presion de Fondo Fluyendo (psi)

Qf (BPD)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros
(Adaptada).

1. IP Para Diferentes Tipos de Yacimientos.

Para un empuje con acuifero activo, en el cual la presion permanece por
encima del punto de burbuja (Pb), el IP permanece constante y para un
mecanismo de gas en solucion en el cual la presion de flujo esta por debajo
del Pb, el IP cambia rapidamente. Si se construye una curva de IP en
cualguier momento de la vida del yacimiento, la curva Q vs Pwf
probablemente sera una linea recta para un mecanismo de acuifero activo y
curva para un mecanismo de gas en solucion.

Para un mejor entendimiento del comportamiento del influjo, se hara una
breve discusion de los tipos de reservorios con una mas detallada

informacién del comportamiento del influjo en estos.
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1.1

Gas en Solucién. El manejo de este tipo de reservorio puede
también ser referido como unempuije interno de gas, empuije por deplecion ylo
comportamiento volumétrico. Algunas de las caracteristicas asociadas
son:

Un volumen constante. Esto significa que no hay cambio en el
tamanio inicial del yacimiento. No hay intrusiéon de agua para este tipo
particular de mecanismo de empuije.

Existe flujo en dos fases a presiones por debajo del Pb. En otras
palabras, el gas no fluye en solucion con el aceite.

El gas sale de la solucion pero no se mueve a la parte superior para
formar una capa de gas. Las burbujas de gas formadas en la fase del
aceite, permanecen en la fase del aceite, resultando un flujo simultaneo
de aceite y gas.

La Produccién de aceite es el resultado de la expansion volumétrica
de la solucién de gas y la expulsion volumétrica de aceite.

Este tipo de mecanismo de empuje aprovecha un proceso rapido de

liberacién de gas.

En la corta vida de produccién del yacimiento, el aceite es reemplazado por el

gas en volumenes bésicos iguales, pero la presién declina, y se desarrolla

una gran fase gaseosa.

1.2.

Empuje por Intrusién de Agua. El mecanismo por empuje de agua
puede también ser referido como agua de intrusion o control
hidraulico. Algunas de las caracteristicas asociadas son:

El volumen del yacimiento para el aceite ho remanente es constante.
La intrusion de agua genera cambios en el volumen inicial del
reservorio.

Hay un desplazamiento del aceite por
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agua.
e Esta clase de reservorio podria tener también una fase de gas,

resultando en una combinacién de manejo de la deplecion de agua.

Habria una éptima tasa de produccién para este tipo de reservorio.

1.3. Expansion por Capa de Gas. La clase de mecanismo manejada en
estos reservorios puede también ser referida como a una
segregacion o drenaje gravitacional. El reservorio esta en un estado
de segregacion una zona de aceite desplazada por una capa de gas.
El manejo puede ser mas clasificado como para que sea 0 no gas
obtenido de solucion en los fluidos del reservorio para la capa de gas.
Un manejo de segregacion con conteo de flujo tendria gas obtenido
de la soluciéon y moviéndose a la capa de gas. Como procedimiento
de produccién, la expansion de la capa de gas generaria un
movimiento hacia abajo, resultando en el manejo de la capa de

expansion de gas.

El manejo de la segregaciéon con conteo de flujo aprovecha un diferencial en
el proceso de liberacion de gas, definido como un proceso en el cual los

gases son liberados de la solucion en el aceite.

2. PREDICCION DEL IPR.

Dado que la mayoria de los campos maduros y en especial el campo donde
se realizara la evaluacion, presentan gas en solucion como mecanismo de
sostenimiento de presion, en la presente seccion se trabajara precisamente
sobre este tipo de empuje para explicar los métodos de prediccion del IPR
para un campo, lo cual, es de gran utilidad para el fin de este trabajo de

grado.
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Existen dos problemas diferentes por resolver. El primero es la forma de la
curva de presién contra tasa en un momento determinado, es decir, en una
etapa particular de la extraccion. El segundo es la manera en que el IPR

decrece a medida que continda la produccion.

2.1. Método de VOGEL. Vogel ® ha desarrollado una ecuacién empirica
para la forma del IPR de un pozo productor en un yacimiento con
empuje por gas disuelto en el cual la presidon media del yacimiento es

menor que la presion en el punto de burbuja.

Esta ecuacion es:

P Pur\’
% =1-02 (Pl_f) ~038 (Pl_f) EQ.A.6

g' es el potencial del pozo (BPD)
P~ es la presién media del yacimiento

Si el IPR fuera una linea recta medido a la produccién maxima q', usando la
ecuacion A.2, junto con la definicién de (', se demuestra que g/ g' seré igual
a [1 - (Pwf/ P)]. Por lo tanto, la diferencia entre el valor de q derivado de la
Ecuacion A6 y el valor tomado de la "linea recta” de q es:

o[1-02(2) 00 () ~1+ ()] 2000 () (1-22) a7

Este valor nunca llega a ser negativo. Desde luego, la diferencia es siempre

® VOGEL, J. V. Inflow Performance Relationships for Solution-Gas Drive Wells. J. P. T.

1968.
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cero en los extremos definidos por Pwf = 0y Pwf = P, y es positiva para todos
los valores intermedios de Py, alcanzando el valor maximo cuando Pwf =

P/2. Entonces, se concluye que la ecuacion de Vogel define realmente un

IPR que tiene la forma general de la Figura A.3

En un anélisis posterior, Standingn* reescribié la ecuacién A.6 como:

r= (-7 (1+0872)
_(1- 1 EQ.A.
" o2 ) (1+ 087 Q.A.8

De la ecuacion A.1 se obtiene:

= (1+0857)
=—|1+08— EQ.A.9
J=5=(1+0852 Q

Esto se obtiene siempre y cuando cualquier diferencia entre P- y Pg sea
despreciada. Siendo J* el valor inicial de J, es decir, el valor de IP para
drawdowns bajos (Figura A.7), al tender Pwf hacia el valor P-, la ecuacién A.9

se convierte en:

_ 1,8q

* = EQ.A.10
J'= Q

* STANDING, M. B. Concerning the calculation of Inflow Performance of Wells

producing from Solution Gas Drive Reservoirs. J. P. T. 1141 p. 1971
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Figura A.4 Valor inicial del IP.

Presion de Fondo Fluyendo (psi)

Tasa Total de Produccién (BPD)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros
(Adaptada).
Las ecuaciones A.9 y A.10 dan:

1,8/
J=—7 EQ.A.11

ow
(1 + 0,8 P__>

Que permite calcular J* a partir de un valor medido de J.

Alternativamente, J* puede calcularse con la ecuacion de flujo radial. Si se usa

por ejemplo la ecuacién A.10, se tiene:

0,007082K,h
I = EQ. A.12

Bouo [ln (:_vi) - 3/4]

Donde ko, poy Bo son tomados a la presion media (y saturacion promedio de fluido)

en el volumen drenado.

Un valor futuro de J*, notado como J*f se puede calcular a partir del valor
presente

(J*p) con la ecuacion A.10 para J*f y J*p, y dividiendo después. El resultado
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es:

(Km/ Bouo>
f

=iy
( ro/BoUo)

p-

EQ.A.13

Finalmente, si g se elimina de las ecuaciones A.6 y A.10, la curva del IPR

futuro se puede trazar utilizando la ecuacion A.14.

*p — 2

—JrPr |4 _gpfws_ Pwr

4o =12 [1 027~ 08 (Pf_) l EQ.A.14

2.2. Método LOG-LOG. El segundo método para definir la forma de la
curva IPR es modificar la ecuacién A.4 para obtener:

qo = J(AP)" EQ.A.15

En la cual el exponente n no es necesariamente igual a la unidad. Bajo esta
consideracion, el potencial del pozo es, de tal manera que un IPR en linea
recta podria conducir una produccion de [1 - Pwf - Ps] a una FBHP (flowing
bottom hole presure) de Pwf. Se infiere que la relacion entre la produccion
dada por la ecuacion A.15 a la produccién obtenida con el IPR en linea recta

al mismo drawdown es:

. _ J(Ps=Pwp)’ _ (Ps=Pyp\*1
Relacién de caudal = e ( P ) EQ.A.16
Pg

Esta relacion es siempre menor oigualalsin> 1, eslaunidadsin=1y

esmayoroigualalsin<l.

Notese de la ecuacion A.15 que:
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PWf =

Figura. A.5 Curva de IPR futuro.

2000

1500

1000

500

Presion de Fondo Fluyendo (psi)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros

(Adaptada).

Por ejemplo, si n = % la diferencia maxima se presenta a Pwf = % Psg;

cuando n = 2/3; ocurre a Pwf = 19/27 Psy sin=2, a Pwf=0,5 Ps.

Las curvas tipicas para la formula q = J(AP)" en una gréfica regular P - g se

muestran en la Figura A.9 y, en el caso de n < 1, puede contrastar con la

iz

1
n /(n-1)

Curva Futura IPR

100 200 300 400 S00 600

Tasa Total de Produccion (BPD)

curva mas simétrica de Vogel.

EQ.A.18

Figura A.6 Curvas tipicas de tasa de produccion Vs. Presion obtenida con la

ecuacion A.15

Presion de Fonda Fluyendo (psi)

“Aq =P

TasaTotel de Praduccion (BPD)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccion y mantenimiento de pozo petroleros
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Bajo el andlisis matemético de la ecuacion A.15, el simbolo J ya no
conserva significado fisico alguno que pudiera relacionarse con la ecuacion

de mecanica de yacimientos, como en el caso con el método de Vogel.

En vez de esto, se debe recurrir a los datos de campo en un esfuerzo por
desarrollar una correlacion para J y n. De ser asi, entonces se puede
establecer una malla en una grafica Log-Log de q contra AP (Figura A.7);
obsérvese aqui que los diferentes valores de n dan las pendientes de las
lineas, mientras que los de J son valores de los q correspondientes a un AP
igual a 1.

Con objeto de usar esta malla para tener una extrapolacion hacia el futuro,

es conveniente usar el procedimiento descrito a continuacion.

Figura A.7 Tasa de produccion contra una malla de drawdown.

10000

1000

L0
=

100

=
(=)

Presiande Fondo Fluyendo (psi)

1 10 100 1000
Tasa Total de Procuccion (BPD)

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros
(Adaptada).

Cada vez que se mide la tasa de flujo y el drawdown de un pozo fluyente, el

resultado se grafica en la malla (punto A). Este punto define la linea del IPR

98



para el pozo en ese tiempo (mostrado por una linea discontinda). Se
selecciona algun drawdown como referencia conveniente, quiza 100 psi, y se
gréfica la produccion q 100 que corresponderia a ese drawdown (punto B de

la Figura A.7). Para cada pozo se hace una grafica como esta.

Para obtener el IPR futuro de un pozo, se pueden extrapolar (lo mejor
posible) los puntos de la Figura A.8 y estimar asi la produccion para un
drawdown de referencia en un tiempo futuro requerido (o acumulativo del

p0zo).

Figura A.8 Extrapolacion usando una "tasa de produccién con un drawdown

de referencia.

TesaTotal de Produccion (BPD) a un
Drawdown,dado de referencia

Tiempode Produccion Acumulative

Fuente: NIND, T.E.W. Fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos petroleros
(Adaptada).

Grafiquese este valor en la malla (punto C de la Figura A.7.) y tracese
entonces la linea por C que ajuste la malla (linea de punto en la figura A.7).
Esta linea define J, ny, por lo tanto, el IPR del pozo en un tiempo futuro que

se desea.

Grafiquese este valor en la malla (punto C de la Figura A.7.) y tracese

entonces la linea por C que ajuste la malla (linea de punto en la Figura A.7).
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Esta linea define J, ny, por lo tanto, el IPR del pozo en un tiempo futuro que

se desea.

Es evidente que el método Log-Log es relativamente complejo cuando se le

compara con el método desarrollado por Vogel y Standing.

2.3. Método de FETKOVICH. Fetkovick ha desarrollado un método que,
de varias formas combina la aproximacion de Vogel con la
consideracion Log-Log. El método tiene como punto de partida la
ecuacion de Evinger y Muskat para un flujo bifasico, ¢ n un Unico pozo
de radio rny que esta drenando un yacimiento horizontal homogéneo de
radio re. Esta ecuacion es:

_0.007082Kh [Pe f(P)dpr EQ.A.19
Qo = in("e/y,,) “Pwr

Donde f(P) es una funciébn de la presion. Se pueden usar diferentes
expresiones para f(P) seguln sean los casos, por ejemplo, flujo bajo régimen
estable en una sola fase a presién constante Pe en la frontera externa; flujo
en una sola fase bajo régimen pseudo-estable sin flujo a través de la frontera

externa,; flujo en dos fases con diferentes consideraciones de frontera externa.

Fetkovich hace la consideracion clave de que, con un buen grado de

aproximacion, la expresién kro / HoBo es una funcién lineal de P, en la que la

linea recta pasa por el origen, en cualquier caso.

Si Pi es la presion inicial de la formacion, en el caso bajo consideracion el

valor de Pi es bastante aproximado al de Pe por lo que ambos valores se

pueden ser intercambiados; entonces, la consideracion de linea recta

conduce a la expresion:

100



EQ.A.20

Al sustituirse la ecuacion A.20 en la ecuacion A.19 se obtiene:

_0,007082kh[km 1 (b7 —p,,?) Fo.A21
T~ ln(r_e) uoBl2p, Nt W i

rW
O bien:

Qo = Joi" (Pi* = Pus?) EQ.A.22
Donde:

*_0,007082kh kyo L

Jo" =0 =] o5 EQ.A.23

Es interesante comparar la ecuacion A.22 con la ecuacion estandar que
define el IP, la ecuacion A.4, y observar que la forma de Fetkovich se aplica
al flujo de gas limpio y seco (se requieren las potencias de 2 en este Ultimo
caso para explicar la compresibilidad del gas). La ecuacion A.22 conduce a
una grafica del IPR del tiempo "esperado”, que se ilustra en la Figura A.7. Se
puede apreciar mas claramente la derivar la ecuacion A.22 con respecto a

Pwf, obteniendo:

dq,
dP, s

= _Zjoi*ow EQ.A.24

Lo anterior implica que la razon de cambio de qo con respecto a Pwf es

negativa y el cambio de qo que acompafia un incremento particular en Pwf es

. ., . 5
menor para los valores bajos de la presion del fluido de entrada -
® FETKOVICH, M. J. The Isochronal Testing of Oil Wells. Articulo SPE N°. 04529. 1973.
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ANEXOS B.
CRITERIOS ECONOMICOS PARA EVALUACION DE PROYECTOS.

1. INVERSION NETA O INICIAL °

La inversion neta o inicial, se define como la suma total de los costos de
desarrollo, promocion y construccion del proyecto. Existen dos escenarios
distintos en los que la inversion inicial puede ser calculada: el primero es
aguel en que el desarrollo fisico del proyecto no existe y el segundo aquel

gue existiendo, va a ser modificado.

Para el calculo de la inversion inicial se suman los costos que van a incurrir
en el desarrollo del proyecto. Se pueden considerar los siguientes puntos
asociados con el proyecto como: el valor de la infraestructura, los costos de
instalacion, los gastos de entrenamiento entre otros y el beneficio o pérdida
fiscal ocasionado por la venta de bienes que ya han estado en uso. La

ecuacion que representa la inversion inicial es la siguiente:

Inversion neta o inicial = [(Costos de desarrollo + Costos de
Promocién + Costos de construccion + Costos de
Instalacion + Gastos de entrenamiento) - Ganancia

Neta por la venta del bien usado]

(EQ.B.1)

6 COLORADO CARLOS, Augusto afanador — DELGADO GONZALES, Luis Eduardo
Pinzén viabilidad técnica y econdmica de la perforacién under balance aplicada al

campo escuela Bucaramanga 2008.
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2. FLUJO DE EFECTIVO.

El flujo de efectivo, es la secuencia de entradas y salidas de capital durante
el tiempo de ejecucidon del proyecto. A fin de representar esta operacion,
suelen presentarse tales valores sobre un segmento de recta que tenga
como longitud el tiempo que dure la operacién medido en periodos, como se

observa en la figura B.1.

En la estimacion del flujo de efectivo, se deben considerar factores como los
ingresos, los gastos generados por la inversién, los costos de operacion, el
beneficio fiscal asociado a la depreciacion y los impuestos asociados al

desarrollo del proyecto.

FiguraB.1 Representacion del flujo efectivo

Ingresos

o 1 2/ 3 4[....,.,10

V] e

Inversion

Fuente: VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacién Financiera de Proyectos de

inversion"

Los ingresos es el dinero que le esta entrando al proyecto, como ganancia o
produccion, dinero recibido por venta de equipos, exportaciones, entre
otros; mientras que los egresos es el dinero gastado por el proyecto o que se
debe pagar como son compra de equipos, mantenimiento y operacion,

impuestos, regalias, efc.

103



La ecuacion que representa de mejor manera un flujo de efectivo es la

siguiente:

Flujo de caja = Ingresos - Egresos - Impuestos - Depreciacion (EQ.B.2)

3. COSTOS

Para realizar el analisis econémico de un proyecto, se debe hacer un
estudio minucioso de cada una de las variables que influyen en el mismo.
Una variable muy importante a la hora de invertir en un proyecto son los
costos, los cuales varian en funcién del nivel de uso o de produccion. Costo
es el sacrificio, o esfuerzo econdmico que se debe realizar para lograr un
objetivo. Es necesario clasificar los costos de acuerdo a categorias o grupos,
de manera tal que posean ciertas caracteristicas comunes para poder
realizar los calculos, el andlisis y presentar la informacion que puede ser

utilizada para la toma de decisiones de inversién del capital ’.

3.1. Segun el Area Donde se

Consumen.

e Costos de Produccién: Son los costos que se generan en el
proceso de transformar la materia prima en productos terminados.
Entre estos costos se pueden encontrar los costos de la materia prima
y materiales que intervienen en el proceso productivo, los sueldos y
cargas sociales del personal de produccién, las depreciaciones del
equipo, el costo de los servicios publicos, y los costos de

almacenamiento, depdsito y expedicion.

! McCRAY, Arthur Petroluem Evaluations and Decisions Prentice Hall, 1975
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3.2.

3.3.

Costos de Distribucion: Son los que se generan por llevar el producto

0 servicio hasta el consumidor final.

Costos de Administracion: Son los generados en las areas

administrativas de la empresa. Se denominan gastos.

Costos de financiamiento: Son los que se generan por el uso de
recursos de capital. Son los correspondientes a la obtencién de
fondos aplicados al negocio, entre estos estan: los intereses
pagados por préstamos, las comisiones y otros gastos bancarios y

los impuestos derivados de las transacciones financieras.

Segun su ldentificacion.

Directos: Son los costos que pueden identificarse facilmente con el
producto, servicio, proceso o departamento. Son costos directos: El
material directo y la mano de obra directa. Por lo general se asimilan a

los costos variables.

Segun Control Que se Tiene Sobre su Consumo.

Costos Controlables: Son aquellos costos sobre los cuales la
direccion de la organizacion (ya sea supervisores, subgerentes,
gerentes, etc.) tiene autoridad para que se generen o no. Ejemplo: el
porcentaje de aumento en los salarios de los empleados que ganen

mas del salario minimo, es un costo controlable para la empresa

Costos no Controlables: Son aquellos costos sobre los cuales no

se tiene autoridad para su control. Ejemplo el valor del arrendamiento
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a pagar es un costo no controlable, pues dependen del duefio.

3.4. Segun su Importancia en la Toma de Decisiones.

e Costos Relevantes: Son costos relevantes aquellos que se modifican
al tomar una u otra decision. En ocasiones coinciden con los costos
variables.

e Costos no Relevantes: Son aguellos costos que independiente de la
decision que se tome en la empresa permaneceran constantes. En

ocasiones coinciden con los costos fijos.

3.5. Segun su Comportamiento.
e Costos fijos: Son aquellos que a corto plazo permanecen
practicamente constantes, sin afectarse por los cambios en el nivel

de operacion o de produccién, como se observa en la figura B.2.

Figura B.2 Comportamiento de un costo fijo respecto a la produccion.

Costos Fijos

Produccion

Fuente: VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacién Financiera de Proyectos de

inversion"

Los costos fijos, tal como estan establecidos, incluyen entre otros los
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siguientes: administracion general, impuestos, mantenimiento de
instalaciones, seguros, vigilancia, depreciacion de equipos, intereses
sobre deudas de capital y arriendos. Generalmente los costos fijos se
puedes afectar al largo plazo si ocurren cambios en la actividad o en

la operacion, de apreciable magnitud.

e Costos Variables: Normalmente son directamente proporcionales a
los volimenes de produccion o a los niveles de operacion, como se

observa en la figura B.3.

Figura B.3 Comportamiento de un costo variable con respecto a la produccion.

Costos Variables

/
e

Produccion

Fuente: VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de

inversion"

Estos costos también cambian con el nivel de actividad de la
empresa, es decir, si no hay producciéon no hay costos variables y si
la produccion aumenta, el costo variable es alto. Algunos costos
variables pueden ser: las materias primas, los salarios directos, la
supervision directa, el almacenamiento, las regalias y los impuestos,

si estos se hacen en base a la produccion. El costo incremental se
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reconoce como el costo importante que permite decidir sobre el

aumento o no de la produccién.

e Costos Semi-variables: Son aquellos costos que se componen de
una parte fija y una parte variable que se modifica de acuerdo con el
volumen de produccion. Hay dos tipos de costos semi-variables. Los
primeros son los costos mixtos, que son los que tienen un
componente fijo basico y a partir de éste comienzan a incrementar
(ver figura B.4), los segundos son los costos escalonados, los cuales
son constantes en cierto nivel, pero luego crecen hasta un nivel
determinado, donde permanecen constantes otra vez y asi

sucesivamente (ver figura B.5).

Figura B.4 Comportamiento de un costo semi-variable mixto respecto a la

Produccién.

/ Costos Semi-Variables

Produccién

Fuente: VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de

inversion"

108



Figura B.5 Comportamiento de un costo semi-variable escalonado respecto

a la Produccioén.

Costos Semi-Variables Escalonados

Produccion

Fuente: VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de
inversion"
4. INGRESOS
En un proyecto petrolero los ingresos provienen directamente de la venta de
crudo, la cual es determinada por la produccion del campo y el precio del
petréleo (Ver figura B.6).
Figura B.6 Diagrama de célculo de los ingresos

INGRESOS

| PRODUCCION | | PRECIO DEL CRUDO |

| INGRESOS= PRODUCCION* PRECIO DEL CRUDO |

e Fuente: EROSSA, Victoria Eugenia. Proyectos de inversion en ingenieria.

109



La produccion, se evalia mediante simulacion numérica o por los métodos
analiticos existentes para inyeccién de vapor; y el precio del petroleo se

puede predecir por métodos estadisticos o por simulacion gaussiana.

5. VALOR PRESENTE NETO. (VPN)

El valor presente neto (VPN), es un procedimiento que permite calcular el
valor presente de un determinado namero de flujos de caja futuros (ver figura
B.7). El método consiste en calcular el valor presente (VP) del flujo de
ingresos que se espera genere el proyecto, menos el costo asociado con
llevarlo a cabo y que se asume se paga al inicio del proyecto. Este método,
ademas, descuenta una determinada tasa o tipo de interés igual para todo el

periodo considerado.

Figura B.7 Representacion del valor presente

ValorFuturo

ValorPresente

|
o 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

Fuente: VANEGAS, Oscar. "Criterios de Evaluacién Financiera de Proyectos de

inversion"

Dado el flujo de caja de un proyecto o alternativa de inversion, se define el

valor presente (VP) como la forma de valorar todos recursos econdémicos
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gastados y generados a lo largo de la vida util de un proyecto y de comparar

.. 8
los costos y beneficios actuales con los futuros .

Los factores que deben tenerse en cuenta al calcular el valor presente de un
proyecto son: la vida util del proyecto, el flujo de caja, es decir el valor
presente de los ingresos y egresos en el tiempo, valor comercial o ingreso
que se obtiene al final de la vida util del proyecto y una tasa de descuento o
tasa de oportunidad, la cual puede ser constante o variable, ya que en esta

tasa esta presente de alguna manera, el factor de riesgo y el de liquidez.

La ecuacion general para hallar el valor presente neto de un proyecto es:
VPN =VPI —VPE (EQ. B.3)

Dénde:

VPN es el valor presente neto.

VPI es el valor presente de los ingresos
VPE es el valor presente de los ingresos

Utilizando como féormula;

F

Donde.
P es el valor presente
F es el valor futuro

i es latasa de interés (16%)
8 oPEP: Organizacion de paises exportadores de petroleo
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n es el numero de periodos considerado (el primer periodo lleva el nimero 0,
no el 1) El tipo de interés es i, que es igual al porcentaje al que esta
invertido un capital en una unidad de tiempo. Entre menor es la tasa de
interés, mayor es el valor presente neto y asi, entre mayor es este, mas
conveniente sera el proyecto para inversion. La aceptacion o rechazo de un
proyecto depende directamente de la tasa de interés que se utilice. Cuando
el valor presente neto es positivo, el proyecto es viable ya que cubre la

inversidon y genera beneficios adicionales.

Cuando el valor presente neto es negativo, el proyecto debe rechazarse ya
gue los beneficios esperados no cubren la inversion inicial. Cuando el valor

presente neto es igual a cero es indiferente aceptar o no el proyecto.

6. TASA INTERNA DE RETORNO (TIR).

El TIR es un método que considera el valor del dinero en el tiempo y
determina la tasa de rendimiento, en la cual el valor presente neto de un
proyecto es igual a cero, es decir, la tasa que equilibra el valor presente de

los ingresos con el valor presente de los egresos
El célculo del TIR se lleva a cabo hallando la tasa de interés, en la cual la

suma del valor presente de los flujos de caja, es igual a la inversién inicial.

La ecuacion que representa esto es:

N
F
0=—C E - EQ. B.5
+ L+ TIR)" Q
n=

Donde C es el valor inicial de la inversion.
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La tasa interna de retorno es utilizada con frecuencia en la evaluacion de
alternativas de inversion. El criterio para la aplicacion del TIR en la seleccion
de alternativas es: Si el TIR es mayor que la tasa de oportunidad, el
proyecto se acepta, si el TIR es menor que la tasa de oportunidad el
proyecto se rechaza y si el TIR es igual a la tasa de oportunidad el proyecto
es indiferente aceptarlo o rechazarlo; siendo la tasa de oportunidad la tasa
de oportunidad del inversionista, que es una tasa netamente personal o
individual, que depende exclusivamente de la persona o entidad inversionista

y no del flujo de caja de la inversion.

7. RELACION BENEFICIO COSTO (RBC).

Representa las ganancias extraordinarias en dineros de hoy que se
producen por encima de la tasa de oportunidad por cada dolar invertido. Y se

calcula de la siguiente manera °.

1. Se calcula el valor presente de los ingresos asociados con el proyecto
en cuestion.

2. Se calcula el valor presente de los egresos del
proyecto.

3. Se establece una relacion entre el VNP de los ingresos y el VPN de
los egresos, al dividir la primera cantidad por la segunda se obtiene el

valor del RBC que se representa como:

RCB — VP de los Ingresos EO.B.6
~ VP delos egresos Q-B.

9 o — . iy
Vanegas, Oscar. “Criterios de Evaluacion Financiera de Proyectos de Inversiéon”
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Esta relaciébn es una funcion de la tasa de interés que se emplea en los
calculos a del VPN de los ingresos y egresos.
e CuandoelRBCes>1 El VPN es > 0 El proyecto es atractivo y el
TIR es > a la Tasa de Oportunidad
e CuandoelRBCes=1 El VPN es = 0 El proyecto es indiferente y el
TIR es = a la Tasa de Oportunidad
e CuandoelRBCes<1 El VPN es < 0 El proyecto no es atractivo y

el TIR es < ala Tasa de Oportunidad

8. PERIODO DE RECUPERACION

Este método se utiliza para conocer el niumero de periodos en que se
recuperara una inversion.

El periodo de recuperacion representa el nimero de meses en que la
inversion se recupera via facturacion, cobranza o utilidades; se debe
considerar que para este caso el término inversion considera a la suma total
de activos del proyecto.

Como los proyectos de inversion implican una serie de riesgos, la evaluacion
por este método es recomendable para casos en que las empresas tratan
de reducir el tiempo de recuperacion de su inversion.

Tiene la ventaja de rapidez en el céalculo y la factibilidad en la interpretacion.
Sin embargo no toma encuentra la vida probable de la inversion, ni tampoco
refleja ninguna base de comparacién con los indices de rentabilidad del

proyecto.

Inversion Total

Periodo de Recuperacion = (EQ.B.7)

Utilidad promedio anual
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ANEXO C.

CONTRATO DE PRODUCCION INCREMENTAL — CPI DINA TERCIARIO

Presentacion de los detalles de los contratos

ok~ 0N e

o

Numero de Contrato: 2207

Nombre del Contrato: NEIVA (PIJAO-POTRERILLO)

Tipo de Contrato: Produccion Incremental

Campos asociados al Contrato: Dina Terciarios

Porcentaje de Participaciones de acuerdo al Contrato después de las

Regalias: 31% (ECP) y 69% (PCL)

Fecha de Inicio del contrato: 31-May-01

Ultima fecha de terminacién del contrato: 30-May-23

Informacién de Regalias

a. Porcentaje por volumen de produccion: NA

b. Porcentaje por curva base negociada: 20%

c. Porcentaje sobre la curva base negociada: (8%-25%) Ley 756 de
2002

d. Otros: La participacion de PCL corresponde al 69% de la

produccion incremental después de regalias.
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ANEXO D

CALCULOS ECONOMICOS.

En este anexo se mostrara la manera en que se llevaron a cabo los
calculos econémicos solo para el pozo D, de la misma forma se aplican los

mismos pasos para hallar los resultados de los demas pozos.

Se debe tener en cuenta que para efectos de analisis econémicos la tasa de
oportunidad de Petrominerales Colombia Ltd. es de 16%, el costo del barril
para los 12 periodos fue de 89.29 dodlares y el costo de produccién por
barril en este campo es de 29.5 délares (se debe aclarar que este precio
fue establecido por Petrominerales Colombia Ltd. a esa fecha) y el nimero

de periodos a evaluar después de la estimulacion es de 12 meses.

e Valor presente neto de los ingresos.

Teniendo la produccion incremental durante los 12 meses a evaluar,
procedemos a hallar el valor de ese crudo a ese tiempo, después llevamos
el valor de cada mes al final de los 12 periodos mediante la ecuacién de
VPN, por ultimo realizamos la sumatoria de todos los VPN de los ingresos y
el total de esta suma se considera el valor presente neto de los ingresos,
que para este caso dio un valor de 15.508.869.90 US (Ver tabla D 1).
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Tabla D 1. Resultados economicos para el pozo D.

PRODUCCION DINERO VPN VPN
FECHA | INCREMENTAL | ) apeg) | INGRESOS) | (INGRESOS)
(BOPD) (DOLARES) | (DOLARES)
17-jul 15352.9 917,949.39 | 5,448,972.42 |2,793,779.26
17-ago 13817.0 826,121.08 | 4,227,480.25
17-sep 9472.3 566,349.85 | 2,498,415.58
17-oct 8350.3 499,263.22 | 1,898,678.70
L7-nov 6123.9 366,148.95 | 1,200,388.16
17-dic 5038.1 301,226.67 | 851,332.77
16-ene 2152.6 128,702.51 | 313,570.32
16-feb 1447.1 86,519.65 | 181,720.83
16-mar 1396.1 83,475.58 | 151,144.17
16-abr 2002.7 119,738.76 | 186,899.75
16-
may 2701.8 161,542.15 | 217,371.11
16-jun 2637.1 157,671.68 | 182,899.15
TOTAL 70491.9 4,214,709.49 | 15,508,869.90 | 2,793,779.26

e Valor presente neto de los egresos.

Teniendo el total de todos los costos que implica el fracturamiento hidraulico

(Ver Tabla D 3) en la fecha que se efectia la inversion, procedimos a llevar

ese dinero a la fecha de evaluacion por medio de la ecuacion B.4.
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Tabla D 2. Costos totales pozo D.

Costos Por Estimulaciéon (Délares) 380.648.00

Costos Por levantamiento (Délares) 90.000.00

COSTOS TOTALES (Ddlares) 470,648.00

F=Px(1+i0)"=470648 % (1 + 0.16)2 = 2793779.3 dolares

Para este caso dio un valor de 2.793.779,3 Doélares.

e Valor presente neto total.

Segun la ecuacion B.3 se debe restar el valor presente neto de los ingresos

menos el valor presente neto de los egresos.

VPN =VPI —VPE = 15.508.869,9 — 2.793.779,3 = 12.715.090,64
e Calculo tasa interna de retorno (TIR).

Aplicando la ecuacién B.5 tenemos
N
0= —ct Y "
B (1 + TIR)"
n=0

1

12
) —1=33,81%

1
TIR = <VPN ingresos >ﬁ B (15508869,9
~ \ INVERSION ~\ 470648
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e Calculo relaciéon benéfico costo (RCB)
Aplicando la ecuacion B.6 tenemos:

VP de los Ingresos  15508869,9

RCB = = =
¢ VP de los egresos 2793779,3 >

e Calculo periodo de recuperacion.

Aplicando la ecuacion B.7 tenemos:

Inversipon total 479648
utilidad promedio mensual ~ 351225,8

Periodo de Recuperacion =

= 1,34 meses
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ANEXO E

CONSTRUCCION CURVAS IPR POZO D

En este caso solo se mostrara la manera en que se llevo a cabo la
construccion de las curvas IPR para el pozo D, de igual forma se aplican los
mismos pasos para hallar las curvas IPR de los demés pozos.

Para la construccion de las curvas IPR se necesito la siguiente informacion:
presion de yacimiento, nivel de fluido desde superficie, topes de las
perforaciones, base de las perforaciones, fondo del pozo, caudal del fluido y
corte de agua. Con informes de diagramas sonolog, datos de produccion e
historial del pozo se obtuvo esta informacién antes y después de la
estimulacién respectivamente, para realizar el analisis antes de la
estimulacion se realizd un promedio del comportamiento de cada formacion.

Esta informacién proporciono los siguientes datos:

Tabla E 1. Datos 1 para la construccion de IPR pozo D.

ANTES | DESPUES

Presién de yacimiento Psia |1995 |[1995
Nivel de fluido desde
superficie Ft 3886 [1799.75

Tope de las perforaciones Ft 4010 4010
Base de las perforaciones Ft 4500 4500
Caudal de fluido Bls/d | 125 487
Corte de agua % 54 28

Con la siguiente ecuacion se procede a hallar el gradiente de formacion.
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Gradiente = 0,433 * corte de agua + 0.38 * (1 — corte de agua) (EQ E — 1)
Después procedemos a hallar la Pwf de la siguiente manera:

_ |(base perfo + tope de perfo)

P
wf >

— nivel de fluido| * Gradiente

Después procedemos a hallar la relacion de pwf con la presion de
yacimiento.

Pwf

Pr

Con los datos anteriormente hallados antes y después de la estimulacién, y
la ecuacion A.6 procedimos a hallar el POTENCIAL DEL POZO o caudal

maximo.

Tabla E 2. Datos 2 para la construccion de IPR pozo D.

ANTES DESPUES
Gradiente Psi/Ft |0.40862 0.39484
Pwf Psia 150.78 969.43
Pwf/Py Adim |0.0755 0.4859
Drawdown Psia 1844.21 1025.56
IP actual Bpd/psi|0.0677 0.4748
Potencial del pozo |Bls/d |127.51 682.15

Se discretiz6 la presién desde la presion de yacimiento hasta una presion
igual a 0 y para cada rango de presion se halla el caudal segun la ecuacién

A.6, dando los siguientes valores:
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Tabla E 3. Datos para la construccion de IPR pozo D.

P 1995|1695 1395 [1095 |795 [495 |195 |O
ANTES TASA |0 32.21 [59.80 |82.78 |101.1 |114.9 |124.0 |127.5
DESPUES | TASA |0 172.3 1319.9 |[442.8 |541.1 |614.7 |663.6 |682.1

Se procede a graficar los datos anteriormente hallados:

Figura E 1. Curva IPR antes y después de la estimulacién pozo D.
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Fuente: Los Autores.
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ANEXO F.
DESCRIPCION DE LOS POZOS SELECCIONADOS PARA EL ANALISIS.

Los pozos seleccionados para la muestra del andlisis del proceso de
Fracturamiento hidraulico y estimulacion matricial acida son: Pozo "B", Pozo
"D"; Pozo "H", un pozo por cada formacion productora, esto se realiza con el
fin de hacer menos extenso el documento ya que todos los pozos de las tres
diferentes formaciones se le estan realizando similares trabajos de
estimulacion. Por razones de confidencialidad no se dard a conocer el
nombre real del pozo ya que esta informacion es de uso privado de
Petrominerales Colombia LTDA. La informacion aqui presentada corresponde
a los informes de completamiento realizados a los pozos seleccionados por

parte de Petrominerales Colombia LTDA.
e POZO B - FORMACION HONDA.

La perforacion de este pozo se inicié el 17 de Diciembre de 2009 y terminé
el 25 de Diciembre de 2009 alcanzando una profundidad total medida de
3674

El 20 de Febrero de 2010 se empez6 la operacion de Fracturamiento

Hidraulico, de la siguiente forma:

1. CALIBRACION DEL REVESTIMIENTO Y CORRIDA DE REGISTROS.

Se armo y se midié BHA # 1 para calibrar revestimiento asi: 1 broca 6-1/8”
Open bearing+ 1 scrapper para csg de 77 OD + 1 bit sub 3 2" Reg x 3 7%’
EUE y corrié con sarta 3 2" EUE N-80 9,3 Ibs/ft, midiendo, calibrando ID y

levantando junta por junta de los soportes, toco tope de cemento @ 3575ft,
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collar flotador @ 3591 ft, 16 ft. Se ubico rotating head 7 1/16-3M y equipo de

rotacion con power swivel.

Se reverso pickline con bomba del equipo desplazando con 30 bls fluido de
control Nacl de 8,4 Ipg filtrado y tratado a 1,0 bpm 100 psi, continuo
desplazando agua fresca del pozo por fluido de control Nacl de 8,4Ipg filtrada
y tratada. A 3,9 bpm y 100 psi. Se sac6 sarta con BHA #1 raspador Bilco
para csg de 7” con 114 tubos de 3 72" EUE N-80 desde 3522 ft.

Se realizé rig up, se Tomd registros eléctricos. Slb armando sonda USIT-
CBL-VDL-GR-CCL Yy realizo evaluacion del cemento con registro USIT-CBL-
VDL-GR-CCL con 1000 psi de presion, desde 3546’ hasta 712 ft (zapato del
Casing de 9-5/8”), tomo seccion repetida desde 3500 ft hasta 3300 ft, se
observé cemento de buena calidad frente a intervalos que se van a cafonear

y se fractura con las siguientes lecturas:

Tabla F 1. Intervalos a fracturar.

Profundidad (Ft)

3060’ 3070’ 1,3 mv
2976’ 2996’ 2,5 mv
2920’ 2930’ 2,5 mv
2828’ 2838’ 2 mv
2723 2738 1,3 mv
2563’ 2583’ 1 mv
2445’ 2460’ 4,2-12 mv
2360’ 2375’ 1,5 mv
2240 2255’ 1,2 mv”
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Se retiré sonda USIT-CBL y Armo sonda MSIP-Gr (SONIC SCANNER)

Se tomé registro SONIC SCANNER desde 3573 ft hasta 712 ft a una
velocidad promedio de 700 ft/min. Se registrd seccion repetida desde 3573 ft
hasta 3273 ft. Con el fin de comparar el estado de la formacién antes y

después del fracturamiento hidraulico.

2. FASE DE CANONEO.

Se realiz6 cafioneo de la primera fase, con cafiones casing gun 4 2" OD, 5
SPT, 60°, carga HSD-L 4505 HMX, sin manifestacion en superficie.

Tabla F 2. Zonas cafioneadas.

RUN | TOPE | BASE | ESPESOR | UNIDAD | TRATAMIENTO
6 2563 | 2583 20° TH-4 Cafoneo
5 2723 | 2738 15’ TH-5 Cafnoneo
4 2828 | 2838 10° TH-6 Cafoneo
3 2920 | 2930 10° TH-7 Cafoneo
2 2976 | 2996 20° TH-7B | Cafoneo
1 3060 | 3070 10° TH-8 Cafoneo

Espero por manifestacion en superficie en cada corrida sin resultado,
cafiones 100%  detonados. Se corri6 raspador y reciprocd frentes

perforados.
Se armo, se midio y se calibro BHA asi:

1 Landing nipple 2, 75 Model F (sin Standing valve).
1 Pup joint 3 72" EUE.
1 Xover 2 7/8x 3 V2" EUE pin-box
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1 Empaque RTV modelo EA para Rev 7”7 23-29 Lbs/ft
1 Retrieving head model L

1 Empaque RBP model GA para Rev 7” 23-29 Lbs/ft
99 Tubos de 3 %2 “ EUE N-80, 9,3 Ibfit.

3. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO AL INTERVALO 3060’-3070° DE
LA UNIDAD THS.

Con el empaque sentado: RBP a 3100 fty RTV a 3016 ft. Se realiz6
fracturamiento hidraulico al intervalo 3060°’- 3070’ (10°) de la unidad TH-8 de

la formacion Honda, obteniendo los siguientes resultados:

e Arena en formacion: 10.430 Lbs
e Arena Total: 12.440 Lbs

e Pre-isip: 1.189 psi.

e Isip: 736 psi

e Presion maxima: 1.609 psi.

e Presién neta: 560 psi

e Ppromedio : 1.142 psi.

e Caudal 12.0 bpm.

e Slurry: 142,8 bbls.

e liquido limpio: 129,57 bbls

e PAD: 26 bbls.

e Concentracion 5,0 ppa en fondo.
e Tipo de arena 12/20 Jordan-unimin
e Tipo de fluido YF 120 RGM.
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Figura F 1. Comportamiento de la presion durante el fracturamiento.
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Fuente: PETROMINERALES

4. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO AL INTERVALO 2976’- 2996’
TH-7B DE LA FORMACION HONDA.

Con el empaque sentado: RBP a 3100 ft arenado hasta 3010 fty RTV a
2941 ft. Se realiz6 fracturamiento hidraulico al intervalo 2976’- 2996’ de la

unidad TH-7b de la formacion Honda, obteniendo los siguientes resultados:

e Arena en formacion: 12.411 Lbs
e Arena Total: 13.814 Lbs

o Pre-isip: 1.481 psi.

e Isip: 649 psi

e Presion maxima: 1.731 psi.

e Presion neta: 634 psi

e Ppromedio : 1.368 psi.

e Caudal 17.0 bpm.
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e Slurry: 157,7 bbls.

e liquido limpio: 143,1 bbls

e PAD: 30 bbls.

e Concentracién 5,0 ppa en fondo.

e Tipo de arena 12/20 Jordan-unimin
e Tipo de fluido YF 120 RGM.

Figura F 2. Comportamiento de la presion durante el fracturamiento.
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Fuente: PETROMINERALES.

5. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO AL INTERVALO 2920’- 2930’ DE
LA UNIDAD TH-7 DE LA FORMACION HONDA.

Con el empaque sentado: RBP a 3100 ft arenado hasta 2935 fty RTV a
2859 ft. Se realizé fracturamiento hidraulico al intervalo 2920’- 2930” de la

unidad TH-7 de la formacion Honda, obteniendo los siguientes resultados:

e Arena en formacién: 14.858 Lbs

e Arena Total: 16.707 Lbs
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e Pre-isip: 1.414 psi.

e Isip: 849 psi

e Presion maxima: 1.785 psi.

e Presion neta: 615 psi

e Ppromedio : 1.265 psi.

e Caudal 14,0 bpm.

e Slurry: 186,6 bbls.

¢ liquido limpio: 168,6 bbls

e PAD: 35 bbls.

e Concentracion 5,0 ppa en fondo.
e Tipo de arena 12/20 Jordan-unimin (Nueva)
e Tipo de fluido YF 120 RGM.

Figura F 3. Comportamiento de la presion durante el fracturamiento.
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Fuente: PETROMINERALES.
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6. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO AL INTERVALO 2828-2938’ DE LA
UNIDAD TH-6 DE LA FORMACION HONDA.

Con el empaque sentado: RBP a 3100 ft arenado hasta 2848 ft y RTV a
2745 ft. Se realiz6 fracturamiento hidraulico al intervalo 2828’- 2838’ de la

unidad TH-6 de la formacion Honda, obteniendo los siguientes resultados:

e Arena en formacion: 15.206 Lbs
e Arena Total: 17.000 Lbs

e Pre-isip: 883 psi.

e ISip: 277 psi

e Presion maxima: 1.503 psi.

e Presion neta: 76 psi

e Ppromedio : 790 psi.

e Caudal 16,0 bpm.

e Slurry: 188,1 bbls.

¢ liquido limpio: 170 bbls

e PAD: 37,4 bbls.

e Concentracion 5,0 ppa en fondo.
e Tipo de arena 12/20 Jordan-unimin (Lavada)
e Tipo de fluido YF 120 RGM.
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Figura F 4. Comportamiento de la presion durante el fracturamiento.
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Fuente: PETROMINERALES.

7. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO AL INTERVALO 2723’-2738’ (15°)
DE LA UNIDAD TH-5 DE LA FORMACION HONDA.

Con el empaque sentado: RBP a 3100 ft arenado hasta 2780 fty RTV a
2609 ft. Se realiz6 fracturamiento hidraulico al intervalo 2723’- 2738 de la

unidad TH-5 de la formacion Honda, obteniendo los siguientes resultados:

e Arena en formacion: 14.314 Lbs
e Arena Total: 17.061 Lbs

e Pre-isip: 1.087 psi.

e |Isip: 403 psi

e Presion maxima: 1.682 psi.
e Presion neta: 290 psi

e Ppromedio : 1.043 psi.

e Caudal 16,0 bpm.

e Slurry: 180,5 bbils.

¢ liquido limpio: 162,2 bbls

e PAD: 51 bbls.
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e Concentracién 5,0 ppa en fondo.
e Tipo de arena 12/20 Jordan-unimin (Lavada)
e Tipo de fluido YF 120 RGM.

Figura F 5. Comportamiento de la presion durante el fracturamiento.
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Fuente: PETROMINERALES

8. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO AL INTERVALO 2563’. 2583’ (20’)
DE LA UNIDAD TH-4 INF DE LA FORMACION HONDA.

Con el empaque sentado: RBP a 3100 ft arenado hasta 2706 fty RTV a
2485 ft. Se realizé fracturamiento hidraulico al intervalo 2563’- 2583’ de la
unidad TH-4 inf. de la formacion Honda, obteniendo los siguientes

resultados:

» Arena en formacion: 20.123 Lbs
» Arena Total: 20.923 Lbs

* Pre-isip: 1009 psi.

* Isip: 512 psi

* Presion maxima: 1502 psi.
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* Presion neta: 246 psi

* Ppromedio : 1008 psi.

» Caudal 18,0 bpm.

* Slurry: 243,4bbls.

* liquido limpio: 221 bbls

* PAD: 50 bbls.

» Concentracion 5,0 ppa en fondo.

* Tipo de arena 12/20 Jordan-unimin (Lavada)
* Tipo de fluido YF 120 RGM.

Figura F 6. Comportamiento de la presion durante el fracturamiento.
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9. LIMPIEZA DE ARENA.

Se retir6 cabezal de fracturamiento, se abrid0 by pass de empaque RTV a
2485 ft. Se circuld con 40 bls de fluido de control a 3,9 bpm 150 psi. Se retird
conexiones de circulaciéon y bajo hasta 2675 ft tope de arena. RBP a 3100 ft.
425 ft de arena. Se lavo arena desde 2675 ft hasta 3100 ft. tope de
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empaque RBP Con fluido de control Nacl de 8,4 Ipg a 150 psi. Se circul6 a
limpio, pesco RBP a 3100 ft, y desasentd. Se sacé sarta de tuberia con set
de empaques RBP-RTV desde 3100 ft. Estos se observan en buen estado

fisico y operativo.

10.SUABEO PARA INDUCCION A PROPPANT FLOW BACK

Se retird sarta de frac con set de empaques RBP-RTV, se calibro, se armo y
se baj6o Empaque R-3 para csg de 7” OD, Hasta 1805 ft. Se sent6 con 10000
Ibs de peso, se probd por el anular con 500 psi. Se armé equipo de suabeo,
arbolito, lubricador y barras de peso, instalo marcas nuevas. Se reposicioné
Empaque R-3, se realiz6 suabeo para inducciéon a proppant flow back,
verificando aporte de arena cada 20 viajes con Slick line, profundidad del
collar flotador 3575 ft, tope de cemento 3551 ft.
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11.ESTADO MECANICO POZO B

Figura F 7. Estado Mecanico pozo B.
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e POZO D - FORMACION DOIMA-CHICORAL.

La perforacion de este pozo se inicié el 31 de Mayo de 2009 y terminé el 11

de Junio de 2009 alcanzando una profundidad total medida de 4892'.

El 7 de Julio de 2009 se empez0 la operacion de Fracturamiento Hidraulico,

de la siguiente forma:

1. CORRIDA CON BROCA DE 6 1/8” Y RASPADOR PARA
REVESTIMIENTO DE 7”.

Se instalo set de preventoras arreglo RRA asi:

e Blind rams de 7 1/16" * 3M psi
e Pipe rams de 7 1/16" * 3M psi
e DSA71/6"3M*7 1/16" 5M psi
e Anularde 7 1/16" * 5M psi.

Se arm6 BHA para calibracion de revestimiento de 7" N-80 23 Ibs/ft de la

siguiente manera:

e Broca tricénica de 6-1/8" Open Bearing.
e Scrapper para Casing de 7”.
e Crossover 3-1/2" Reg x 3-1/2" EUE.

Se bajo sarta de tuberia de 3-1/2" EUE N-80 9.3 Lbs/ft parando en sencillos
desde los racks de tuberia midiendo, calibrando y colocando teflébn en los
pines intermedios hasta determinar fondo firme @ 4808 ft (float collar @
4838 ft segun medidas de perforacion) con una diferencia de 30 ft, se coloco
hasta 7000 Ibs de peso.

Se realiz6 Rig up de unidades de Schlumberger e hizo pick line @ 4792 ft de
tuberia bombeando 6 bls de HCI al 33% y desplazando con 31 bls de agua
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@ 1 bpm con 100 psi de presién en la bomba, reverso acido con bomba del
rig @ 1.2 bpm hasta obtener el 4cido en superficie; se cambio fluido de pozo
(agua fresca) por salmuera de KCI de 8.8 Ipg bombeando a 3 bpm con 150

psi de presion en la bomba en total 175 bls de salmuera.

Se saco sarta de tuberia de 3 1/2" EUE con BHA de calibracion desde 4792
ft hasta superficie.

2. CORRIDA REGISTRO CBL-VDL-CCL

Se corrio registro para evaluacion de cemento con sonda CBL-VDL-GR-CCL.
Tomando registro desde 4406 ft donde se encontré fondo hasta 1400 ft con
presion en el revestimiento de 1000 psi. Se realizé seccion repetida desde
1700 ft @ 1400 ft. Se observé buena calidad de cemento con amplitudes de
entre 1 & 6 mv a lo largo de toda la seccion de Doima-Chicoral y lecturas
entre 10-20 mv a lo largo de la formacién Honda con buena adherencia al

Casing.

3. CANONEO DE LAS FORMACIONES DOIMA-CHICORAL.

Se cambié cabeza eléctrica de registro CBL-VDL-GR-CCL por cabeza
detonante para Casing Gun y se realiz6 cafioneo a los intervalos 4490 ft —
4500 ft, 4390 ft — 4400 ft, 4280 ft — 4290 ft, 4100 ft — 4120 ft, 4010 ft — 4030
ft con cafones de 4 1/2", 6 SPF, 60° phasing en Doima-Chicoral. Sin

presentar manifestacion en superficie en ningun intervalo.

Se realizé Rig Down de unidad y aparejos de registro y cafioneo. Se armo
BHA para calibracion de revestimiento de 7" N-80 23 Ibs/ft de la siguiente

manera:
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e Broca triconica de 6-1/8" Open Bearing.
e Scrapper para Casing de 7".
e Crossover 3-1/2" Reg x 3-1/2" EUE.

Se bajo sarta de tuberia de 3-1/2" EUE N-80 9.3#/ft en paradas desde la

torre hasta 4546' repasando todos los intervalos cafioneados.
4. CORRIDA DE SARTA DE FRACTURAMIENTO.
Se midid, se calibré y se armé BHA para fractura de la siguiente forma:

e 1 Pup Joint de 3-1/2" EUE N-80

e 1 Seatting Nipple Modelo F 2,75" (con Standing Valve instalada)
e 1 Crossover de 2-7/8" x 3-1/2" EUE

e 1 Empaque RTV para 7" 23 #/FT.

e 1 Pup Joint de 2-7/8" EUE N-80.

e 1 Llave pescante para RBP.

e 1 Empaque RBP Para Casing de 7" 23#/FT

Se baj6 BHA de fractura con empaques RBP y retrievamatic para
revestimiento de 7" - 23 Ibs/ft con sarta de tuberia de 3 1/2" EUE, 9.3 Ibs/ft,
N-80 conejeando y aplicando teflon desde superficie hasta 4578 ft. Se
realizaron pruebas de integridad de tuberia contra Standing Valve 2.75"

modelo F con 2500 psi.

Se realizo Rig up de unidad y aparejos de Slick Line, se bajé con Pulling de
3" JDC y recupero Standing Valve 2.75 F @ 4529 ft. Saco a superficie e hizo

Rig Down de aparejos y equipos.
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5. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO DEL INTERVALO 4490 ft - 4500 ft
(10 ft) DE LA FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Se posiciond y se sentd con 15M Ibs de peso y 15M Ibs de tension empaque
RBP para Casing de 7" - 23 Ibs/ft @ 4544 ft subid y senté empaque RTV a
4527 ft y probé integridad en ciegos con 1000 psi; se subi6 y se reposiciond
empaque Retrievamatic @ 4437 ft, se sentd con 16000 Ibs de peso. Se dejo
empaquetado el intervalo 4490 ft - 4500 ft (10 ft) para hacer fracturamiento

hidraulico.

Bombed 30 bbls de sistema acido DAD 75/25 a 4 bpm y desplaz6 con 40 bls

de salmuera KCI 2% a tasa de fractura 18 bpm.

Figura F 8. Comportamiento de Presion durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se espero declinacion de presion en superficie hasta que existio cierre de de

la formacion.
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Se realizdé Fracturamiento hidraulico al intervalo 4490 ft — 4500 ft con 16300
Ibs 16/30 en formacion asi:

e Vol. Tratamiento 388 bls

e Pre-ISIP (Superficie) 1813 psi

e |ISIP (Superficie) 868 si

e Presion Promedio 1899 psi

e Presién Maxima 3563 psi

e Caudal Promedio 18,0 bbl/min
e Caudal Maximo 19,7 bbl/min

e Total Arena Bombeada 17323 Ibs
e Total Arena en Formacion 16300 Ibs
e Concentracion Fondo 3,5 PPA

e Gradiente al ISIP 0,67 psi /ft

Figura F 9. Comportamiento de Presién durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se esper6é rompimiento de del Gel y declinacién de presion desde 868 psi
hasta 200 psi, se desasent6 empaque RTV a 4437'y se bajo a verificar fondo
encontrandolo a 4470 ft. (20" arenados sobre intervalo 4490 ft — 4500 ft).
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6. FRACTURAMIENTO HIDRAULICO DEL INTERVALO 4390 ft - 4400 ft
(10 ft) DE LA FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Se posicioné empaque RTV a 4317 ft donde senté con 16000 Ibs de peso,

realiz6 prueba de sello por anular con 400 psi.

Se bombed 30 bbl de sistema &cido DAD 75/25 al intervalo 4390'-4400' a 4
bpm y se desplaz6 con 40 bls de gel crosslinkeado a tasa de fractura de 17

bpm.

Figura F 10. Comportamiento de Presion durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se espero6 declinacion de presion en superficie hasta que existio cierre de la

formacion.

Se realiz6 DATA frac al intervalo 4390 ft — 4400 ft con 80 bls de gel
YF130LG crosslinkeado asi:
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e Vol. Tratamiento 80 bls
e Pre-ISIP (Superficie) 2461 psi

e |SIP (Superficie) 1160 psi

e Presion Promedio 2508 psi

e Presion Maxima 2876 psi

e Caudal Promedio 15,5 bbl/min
e Caudal Maximo 18 bbl/min

o Leak off 6x10"-3

o Eficiencia del fluido 18%

e Gradiente al ISIP 0,69 psi /ft

e Presion de cierre fondo 2430 psi

Se ajusto el disefio quedando de la misma forma con un fluido de 30#/Gal.

Figura F 11. Comportamiento de Presién durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se espero declinacion de presion y con fondo de arena a 4470 ft y empaque
RTV a 4317 ft intento fracturar el intervalo 4390 ft — 4400 ft arenandose en la
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etapa de 1 PPA llegando a una presion de 7000 psi logrando meter a la
formacién 1800 Ibs de arena 16/30.

Figura F 12. Comportamiento de Presion durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

7. REFRACTURAMIENTO HIDRAULICO DEL INTERVALO 4390 ft - 4400
ft (10 ft) DE LA FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Se circul6 pozo en reversa con 90 bls de salmuera de 8,9 ppg a 3,7 bpm con
500 psi en la bomba, se verificé fondo limpio encontrandolo a 4451 ft, se lavo
arena con circulacion en reversa pesco RBP y se posiciono a 4432 ft con
15000 Ibs de peso y tension; senté empaque RTV para casing de 7” 23 Ibs/ft
a 4317 ft con 16000 Ibs de peso. Se repotencio fluido de 30#/gal a 35#/gal,
preparando asi 1000 bls de gel repotenciado YF135LG.

Con el empaque RBP a 4432 ft y RTV a 4317 ft realizo refracturamiento
hidraulico al intervalo 4390 ft — 4400 ft con 21652 Ibs 16/30 en formacion asi:

e Vol. Tratamiento 582 bls
e Pre-ISIP (Superficie) 1939 psi
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e |SIP (Superficie) 727 psi

e Presion Maxima 5622 psi

e Presion promedio 2732 psi

e Caudal Maximo 21,2 bbl/min
e Caudal Promedio 19,8 bbl/min
e Total Arena Bombeada 22742 Ibs

e Total Arena en Formacion 21652 Ibs

e Concentracion Fondo 5,6 PPA

e Gradiente al ISIP 0,61 psi /it

Figura F 13. Comportamiento de Presion durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se espero declinacion de presion desde 727 psi hasta 200 psi,se controlo
pozo con salmuera KCL de 9.0 ppg, se bajo a verificar fondo encontrandolo
a 4410, se decide limpiar hasta recuperar y reposicionar empaque RBP, se

lavd arena con circualcion en reversa hasta 4432' tope del RBP.
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8. FRATURAMIENTO DEL INTERVALO 4280 ft — 4290 ft (10 ft) DE LA
FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Se reposicion6é empaque RBP a 4344 ft donde sent6 con 16000 Ibs de peso
y tension, posiciond empaque RTV a 4140 ft donde sent6 con 15000 lbs de

peso, se probd por anular con 500 psi.

Se bombeé 30 bls de sistema &cido DAD 75/25 al intervalo 4280 ft — 4290 ft
a 4 bpm y se desplazé con 41 bls de gel crosslinkeado a tasa de fractura de
20 bpm.

Figura F 14. Comportamiento de Presiéon durante el fracturamiento
Hidraulico.

" [—
FracCAT Tr.Press Sros2

DAD-RMA stage 3

INIC DAD-RMA

ulwy|qq - a1y

8 3000 INIC \VF135
a

Vdd - ul

2000

Time - hh:mm:ss

Schlumbepger

Sehlumberger 1994 2007

Fuente: PETROMINERALES.

Se esper6 declinacién de presion y con empaque RBP a 4344 ft y RTV a
4140 ft intentd realizar Fracturamiento hidraulico al intervalo 4280 ft — 4290 ft
arenandose en la etapa de 0.5 ppa dejando en la formacion 1200 Ibs, se
alcanzaron a desplazar 17 bls de 41 de flush debido a que una bomba se

cayo.
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Figura F 15. Comportamiento de Presion durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se esperd declinacion de presion hasta 50 psi, se baj6é a verificar fondo
limpio encontrandolo a 4310' (20' abajo del intervalo a refracturar), se
posicion6 nuevamente empaque RTV a 4140 ft y se sentd con 14000 Ibs de

peso, se probo sello con 500 psi por anular.

9. REFRACTURAMIENTO DEL INTERVALO 4280 ft — 4290 ft (10 ft) DE
LA FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Con empague RBP a 4344 ft y RTV a 4140 ft se realiz6 Refracturamiento al
intervalo 4280 ft — 4290 ft con 31996 Ibs de arena 16/30 asi:

e Vol. Tratamiento 855 bls (bombed slug de 1000 Ibs de arena
20/40)

e Pre-ISIP (Superficie) 1731 psi

e ISIP (Superficie) 959 psi

e Presion Maxima 6744 psi
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e Presion promedio 2152 psi

e Caudal Maximo 20,9 bls/min
e Caudal Promedio 19,5 bls/min
e Total Arena Bombeada 32481 Ibs

e Total Arena en Formacion 31996 Ibs
e Concentracion Fondo 3,5 PPA

e Gradiente al ISIP 0,67 psi /ft

Figura F 16. Comportamiento de Presiéon durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Se espero declinacion de presion desde 959 psi hasta 0 psi.
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10. FRACTURAMIENTO DEL INTERVALO 4100 ft — 4120 ft (20 ft) DE LA
FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Se posiciond empaque RTV a 4167 ft y se senté con 15000 Ibs de peso y
tensién, y empaque RTV para Casing de 7”7 23#/ft a 4051 ft donde se sento
con 15000 Ibs de peso, se realizé prueba de sello por anular con 400 psi.

Se bombe6 30 bls de sistema acido DAD 75/25 al intervalo 4100 ft — 4120 ft
a 4 bpm y desplaz6 con 36 bls de gel lineal YF135LG a tasa de fractura de
20 bpm.

Con empaque RBP a 4167' y RTV a 4051'se realiz6 Fracturamiento
hidraulico al intervalo 4100'-4120' con 54605 Ibs de arena 16/30 asi:

e Vol. tratamiento 1195 bls

e Pre-ISIP (Superficie) 2032 psi
e |SIP (Superficie) 759 psi

e Presion Maxima 3357 psi

e Presion promedio 2644 psi

e Caudal Maximo 21 bbl/min
e Caudal Promedio 20,2 bbl/min
e Total Arena Bombeada: 56734 Ibs
e Total Arena en Formacion 54605 Ibs
e Concentracion Fondo 4,5 PPA

e Gradiente al ISIP 0.63 psi /ft
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En el PAD se bombed de la siguiente forma: 60 bls fluido limpio, 700 Ibs de
20/40, 164 de fluido limpio, 700 Ibs de malla 20/40, 209 bls de fluido limpio.

Figura F 17. Comportamiento de Presion durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente:PETROMINERALES.

Se esperd relajacion de presiones desde 750 psi hasta 250 psi donde
estabilizd. Abri6 by-pass del empaque retreivamatic @ 4051 ft. Reverso
fluidos de fractura con bomba del rig a 2 bpm y 150 psi con salmuera KCI 9
ppg hasta obtener retornos limpios de salmuera 9 ppg KCI. Se verifico THP

con 50 psi

Se controlé pozo bombeando 130 bls de salmuera 9,2 ppg con bomba del rig

a 3,0 bpmy 180 psi. Se verifico pozo controlado.

11. FRACTURAMIENTO DEL INTERVALO 3910 ft — 3930 ft (20 ft) DE LA

FORMACION DOIMA-CHICORAL.

Se bombed 30 bbl de sistema acido DAD 75/25 al intervalo 4010'-4030 a 4
bpm y se desplaz6 con 37 bls de gel lineal YF135LG a tasa de fractura de 20
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bpm con 1312 psi de presion promedio

Con los empaques RBP a 4077'y RTV a 3931’ realiz6 Data Frac al intervalo
4010'-4030' asi:

e Vol. tratamiento 111 bls

e Pre-ISIP (Superficie) 2205 psi

e |SIP (Superficie) 343 psi

e Presion Maxima 2341psi

e Presion promedio 1952 psi

e Caudal Maximo 21,1 bbl/min
e Caudal Promedio 19,7 bbl/min
e Gradiente: 0,45

e Total Arena Bombeada: 700 Ibs

Figura F 18. Comportamiento de Presién durante el fracturamiento
Hidraulico.
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Fuente: PETROMINERALES.

Con empaque RBP a 4077'y RTV a 3934" realiz6 Fracturamiento hidraulico
al intervalo 4010'-4030' con 76513 Ibs de arena 16/30 asi:
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e \ol. tratamiento 1280 bls

e Pre-ISIP (Superficie) 1792 psi

e |SIP (Superficie) 1024 psi

e Presion Maxima 2458 psi

e Presion promedio 1990 psi

e Caudal Maximo 20,8 bbl/min
e Caudal Promedio 20,3 bbl/min
e Total Arena Bombeada: 76513 Ibs

e Total Arena en Formacion 75941 Ibs

e Concentracion Fondo 6,2 PPA

e Gradiente al ISIP 0.7 psi /it

En el PAD se bombe6 de la siguiente forma: 100 bls fluido limpio, 700 Ibs de
20/40 a 0,5 ppa, 100 de fluido limpio, 1300 Ibs de 20/40 a 0,75 ppa, 227 bls

de fluido limpio.

12.SUABEO DE TODOS LOS INTERVALOS FRACTURADOS 4285ft -
4295ft, 4235ft - 4245ft, 4180ft - 4190°, 4090ft — 4110ft, 3910ft — 3930ft.
FLUJO NATURAL Y TOMA DE REGISTRO PLT.

Se realiz6 proppant flow back con el empaque retreivamatic sentado @ 3663
ft en conjunto a todos los intervalos fracturados (4490'-4500',4390'-
4400',4280'-4290',4100'-4120',4010'-4030’)
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13. ESTADO MECANICO POZO D

Figura F 20. Estado mecénico pozo D.

v
Weatherford
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PERFORADOS

10" - 4030"
100" - 4120°
1260° - 4290

90" - 4400"

90" - 4500

COMPLETAMIENTO DEFINITIVO PCP

COMPARIA: [PREPARADC POR TELEFOND: FECHA
PETROMINERALES J. CORONEL 313 284 55 68 12-Jul-2009
POZO: LOCACION: CAMPO: PAIS: DEPARTAMENTO: Nuevo / Mtto. | X
DT - 112 DINA TERCIARIO COLOMBIA HUILA Warkover |
CASING oD WEIGHT GRADE THREAD |LONG DEFTH (i1)
958" 6% K-55 BTC [From Super [Tor |
CASING oD WEIGHT GRADE THREAD |LONG DEPTH (1)
7 23% K-55 [From Swper. TTor |
oD WEIGHT GRADE THREAD |LONG DEPTH (1)
LINER |
To
[ oD WEIGHT GRADE THREAD |LONG
312" 93¢ N-80 EUE Tre
oD WEIGHT GRADE THREAD |LONG
TUBING |
To.
EQUIPO DE SUPERFICIE
CANT DESCRIPTION
MODELD SN LONGITUD REL POLEAS
DRIVE HEAD WEATHERFORD (USED FROM DT-108)
MGX 60" a4t
MARCA SN POTENCIA |AaMPERIDS
MOTOR ELECTRICO (USED FROM DT-108)
EMERSON 50 HP 58 Amp
INTEGRAL BOP FLOW T, 1-1/2" RAMS, 3°LP TOP, 3"x2"LP FLOW LINES,7  [MARCA SN LONGITUD
1/16" 3M R-45 X 3 1/8" 3M. R-31 IFT 2z
» MARCA SN POTENCIA
VARIASLE FREQUENCY DRIVE F7U 4030 (USED FROM DT-108)
YASKAWA 50 HP
SARTA DE PRODUCCION
CANT DESCRIPTION SN o oD LENGTH FROM TO
Couping 3 1/2° EUE NA 4.50 0.48 4500.70 4601.18
Non Turn Anchor Torq Stopper 3 1/2° EUE x CSG 7" 2,992 5.00 114 4599.56 4500.70
1 |Backstop pin 3 1/2" EUE x 4"NU BOX NA 4,50 0,42 4599,14 4599,56
Extansion infarior 4° NU. 3.50 4,00 11 4598.03 4599.14
Couping 4 NU NA 4.50 0.48 4597.55 4592.02
1 |Estator 24.40 1500 NBRA NUEVO NA 4,00 2285 457470 4597.55
Coupiing 4" NU. NA 4.50 0.48 4574.22 4574.70
Extansion superior 4° NU. 3.50 4,00 9,46 456476 4574.22
Cross Ovar 4" NUx3 172" NA 4.50 0.54 4564.22 4564.76
Pup Joint 3 1/2 EUE z.992 4.50 210 4560,12 4564.22
Junta de Seguridad x 30k Lbs (6 pines Parte Inferior). z.992 4.50 0.34 4559.78 4560.12
Junta do Seguridad x 30k Lbs (6 pines Parte suparior) 2,992 4.50 0.29 4553.89 4559.78
1 |Seatting Nipple 3 1/2” EUE Pin x Pin 2,75 4,50 AT 4557,72 4558,89
146 |3 1/2" ELE Tubing 9,3% N-80 (OD coupling - 4.57) 2.992 450 454206 15,65 455772
Tubing Hanger 7-1/16"x 3-1/2" EUE z.992 7.00 0.66 15,00 15,66
ELEVACION DE MESA ROTARIA 15,00 0 15,00
BHA 1345
PUMPING STRING
CANT DESGRIPTION SN ) LENGTH FROM i)
Espaciamiento 5,20 453,50 4592,80
1 |ROTOR 24-40 - 1500 STD (NUEVO) 25,00 4568,60 4592,60
3 Sucker Rod 17 Grado Electra x 25 2,188 75,00 4493850 4568,60
1 [shear Goupling 1" SH x 30000 Ibs 2,00 112 449248 4493,60
41 |Sucker Rod 1" Grado Electra x 25' 2,188 1025,00 2467 48 4492,48
Sucker Rod 1" Grado Electra x 25' W/ Centralizer PL-5 1" o 5 N
T |08 contalimon PLE. 2095 2790 46148 2006,00 3467 48
78 Sucker Rod 1" Grado Electra x 25" 2,188 950,00 56,00 20086,00
Pony rod Grado E 1" 2,188 10,00 46,00 56,00
Bara Lisa 1-1/2" x40 PIN1 1.50 35,00 7.00 46,00
Diferancia de mesa Rolaria 7,00 0,00 7.00
| ULTIMO SERVICIO | FECHA: | POZO RECIEN PERFORADO |
| ULTIMO FONDO ENCONTRADO | FECHA: | | PROFUNDIDAD: |

OBSERVACIONES:

1. Se instala bomba GEREMIA 24.40 - 1500 con elastémera NBRA (Nominal 3 BFPD/RPM) que cumple con los requerimientos de caudal y presién correspondientes al pozo DT-112, de
acuerdo con la informacién suministrada por Petrominerales Colombia Limited.
2. Se instald sarta de varilla convencional 1° Grado Electra con centralizacién en las zonas donde el DLS y consecuentemente las cargas de contacto tuberia / coupling son mayores, es
[decir, en el siguiente framo:2006 ft - 3467 ft.
3. Se realizé espaciamiento del sistema con 62 pulgadas correspondientes a 5,2 pies, de acuerdo con los resultados obtenidos mediante el software C-Fer Versién 2.695.

Fuente: PETROMINERALES
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e POZO H-FORMACION MONSERRATE.

La perforacion de este pozo se inicio el 8 de Octubre de 2010 y terminé el
22 de Octubre de 2010 alcanzando una profundidad total medida de 3674'.

El 21 de Noviembre de 2010 se empezé la operacion de Fracturamiento
Hidraulico, de la siguiente forma:

1. CORRIDA CALIBRACION DE REVESTIMIENTO Y PICK LINE.

Se instalo set de BOP's asi:
1 BOP blind ram's doble ariete 7 1/16" x 3M psi
1 Pipe rams de 3 1/2"-7 1/16-3M

1 BOP anular Hydrill 7 1/16" 5 M.

Se calibro ID, OD, se midi6 y se arm6é BHA #1 para calibracion de

revestimiento 7" 23# asi:

1 Broca triconica 6 1/8" open bearing
1 Scraper para csg 7" OD

1 Bit sub 3 1/2” Reg x 3 1/2" EUE

1 pup joint 3° x 3 1/2" x EUE N-80

RIH sarta de calibracion para revestimiento 7" OD 23-29# con tuberia de 3
1/2" EUE N-80 midiendo, calibrando ID y dando torque optimo con 3,200 Ibf-
ft. Se levanto junta por junta de los soportes. Se verifico fondo firme de pozo

a 4472' pozo con 6' de relleno para llegar hasta 4478' collar flotador, por
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rathole de 384' se decide no limpiar. Se probd revestimiento con 1000 psi por

5 min con cero fugas.

Se acoplo cabezal de pozo y se probé lineas con 1000 psi por 10 min y se
armo lineas de descarga. Se bombeo tratamiento para pick line de tuberia
con 8 bbls de DAD (80% HCI, 20% Orgéanico), a 1 bpm y 60 psi, desplazando
con 29 bbl de agua fresca para llevarlo hasta la punta de la de sarta y
reverso tratamiento con fluido de control NaCl de 8,4 Ipg a 1 bpm y 100 psi.
Para reemplazar el agua fresca del pozo. Se neutralizo acido retornado en

superficie y retiro lineas de tratamiento. W/U 32y W/D 28 kib.

2. REGISTROS PARA LA EVALUACION DE CEMENTACION.

RIH sarta para tomar registros CBL, VDL, GR, CCL para evaluacion de
cementacion. Con Sonda a 840" para llegar hasta 4472' fondo del pozo,
realizando calibracion y verificando lecturas de la herramienta en tuberia

libre.

Continuo RIH sarta para tomar registros CBL, VDL, GR, CCL para evaluacién
de cementacion, tocando fondo de pozo a 4452’, reportado con tuberia 4472
(Con 20' de diferencia con tuberia), se tom6 seccién repetida de 4452' a
4200', se bajé y se tomd4 seccion principal desde 4452' hasta 709' tope
cemento, el registro se tomé con 1000 psi de presidon en el revestimiento,

factor de correlacion con registro open well 5,5'.

Se sac6 sonda a superficie, personal de WTF proceso registro y se envid a
ingeniero encargado de pozo. La cementacion en términos generales es de
buena calidad, presentan sello hidraulico con lecturas inferiores a 10mV en

zonas de interés.
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3. CORRIDA DE SARTA, DE CANONEO Y CALIBRACION DE
REVESTIMIENTO.

Se armo, se midid y se calibro sarta de cafiones#1 con Casing Gun 4-1/2” 6
spf 60° Phasing carga Power Jet 4505 (APl RP 19 Pen =54" Entry Hole
=0,4"), distancia CCL a la primera bala 2,60', RIH sarta de cofiones,
correlaciono, posiciono y cafioneo 9 intervalos todos en la formacion

Monserrate

Tabla F 3. Intervalos para acidificar.

Profundidad (Ft)

4078 4088 (109
4061' 4066' (5"

3799' 3818 (20")
3745 3760 (159
3673 3693 (209
3645 3660 (159
3620 3630 (209
3548 3568 (209
3505' 3515' (10"
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Se espero en todas las corridas por manifestacién en superficie sin resultado,
los cafiones salieron 100% detonados.

Se acoplo BHA # 1(medido y calibrado) para calibracion de revestimiento asi:
1 Broca triconica 6 1/8" open bearing

1 Scraper 6 11/16”

1 XOver 3 1/2 REG X 3 1/2" EUE

1 Pup joint 3 1/2" EUE

RIH con sarta 3 1/2" EUE N-80 9,3#. Avance 80% a 32708’ para llegar a
4088’ base perforados. "

RIH BHA #1 para calibracion de revestimiento 7" 23# asi: Broca triconica 6
1/8" open bearing + Scraper para csg 7" OD + 1 Bit sub 3 1/2" Reg x 3 1/2"
EUE + 1 pup joint 3'x 3 1/2" x EUE N-80 y se corrioé con sarta 3 1/2" EUE N-

80, hasta 4050". Reciprocando frente a perforados. y saco ha superficie.

4. CORRIDA SARTA DE ESTIMULACION.
Se midi6, se calibroy se armé BHA #2. Ver Tabla E 4.

Se posiciono y se sentdé empaque RBP para Rev 7" OD 23# a 4139' con
14000 Ibs y probo con 10000 Ibs de tension. Se sentdé RTV a 4118' con
16000 kIb y se probé integridad sarta con 1500 psi por 5 min. Se reposiciono
y se sentdé RTV a 4072"' con 18000 Ibs para dejar aislado el intervalo 4078'-
4088’ de la formacion Monserrate. W/U 32, W/D 28 Kib.
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Tabla F 4. Descripcién de herramienta usada.

COMPONENT DESCRIPTION BHA | OD ID | LONG | CUMLENGTH

DMR 5,00 5,00

130 Juntas 3 1/2" EUE N-80 9,3# | 3,500 | 2,99 | 4.041,8 4046,83

Landing Nipple 2,75” F 3-1/2” EUE. | 4,500 | 2,75 | 1,10 4047,93
Pup joint 3-1/2” EUE x 4 ft (manejo) | 3,500 | 2,99 | 6,08 4054,01
Gauge carrier con memorias para
_ 5000|250 | 2,23 4056,24
tubing y anular.
Pup joint 3-1/2” EUE x 4 ft (manejo) | 3,500 | 2,99 | 6,10 4062,34
Crossover 3-1/2” box * 2-7/8” pin 4,500 | 2,44 | 0,75 4063,09
Empaque RTV para Rev. 7" 23 #/FT | 6,075 | 2,44 | 3,35 4066,44
x 2-7/8" EUE
Empaque RTV para Rev. 7" 23 #/FT | 6,075 | 2,44 | 2,91 4069,35
x 2-7/8" EUE
Retrieving Tool del packer RBP. 5,000 | 2,43 | 5,32 4074,67
Empaque RBP para Rev. 7" 23 #/FT | 6,070 | N/A | 1,61 4139,00
x 2-7/8" EUE
Empaque RBP para Rev. 77 23 #/FT | 6,070 | N/A | 3,06 4142,06

x 2-7/8” EUE
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5. SUABEO INTERVARLO 4078’-4088° DE LA FORMACION
MONSERRATE

Se suabeo con empaque RBP para rev 7" OD 23# sentado a 4139'y RTV
para rev 7" OD 23# a 4072' aislando mecanicamente el intervalo 4078'-
4088' de la formaciéon Monserrate, para inducir a flujo y evaluar parametros

del pozo obteniendo los siguientes resultados:

* BSW: 100%

* Nivel inicial 300

* Numero de viajes 50

* Carga de fluido: 500’

* Total horas suabeo: 15,5 hrs

» Capacidad de la tuberia. 35 Bls

* Volumen de fluido recuperado: 150 bbls
« Salinidad 2100 ppm

*PH7

Nota: Llama de 1 metro.

6. SUABEO INTERVALO 4061’-4066° DE LA FORMACION
MONSERRATE.

Se continud suabeo con empaque RBP para rev 7" OD 23# sentado a
4072' y RTV para rev 7" OD 23# a 4035' aislando mecanicamente el
intervalo 4061'-4066' de la formacion Monserrate, para inducir a flujo y

evaluar parametros del pozo obteniendo los siguientes resultados:

« BSW: 100%
* Nivel inicial 400’
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* Numero de viajes 18

* Carga de fluido: 500’

* Total horas suabeo: 12,5 hrs

» Capacidad de la tuberia: 35 bbl

* Volumen de fluido recuperado: 30 bbl
* Peso de la muestra 8,3 Ipg

+ Salinidad 3100 ppm.

Nota: sin quemar gas, intervalos secando nivel a 4000' y esperando una
hora para cada viaje, restaurando nivel a 3700, (aumentando 300).

7. STEP RATE TEST Y ESTIMULACION INTERVALO 3799'-3819 DE
MONSERRATE

Con empaque RBP@ 3874’ y RTV @ 3769 ft: aislando mecanicamente los
intervalos relacionados anteriormente, Realizo SRT de la siguiente manera
PBreakdown: No se observo presién de fractura

ISIP: 1311 psi

FG estimado: 0,65 psi/ft

Méaxima presion de trabajo: 860 psi
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Figura F 20. Comportamiento de Presion durante el tratamiento matricial
acido.

= TR_PRESS
— AN_PRESS
= SLUR_RATE

8. ESTIMULACION ACIDA INTERVALO 3799'-3819 DE LA FORMACION
MONSERRATE.

6.0 bpm 2623 psi

5.0 bpm 1847 psi

4.0 bpm 1263 psi

3.7 bpm 1148 psi

1A - 9V AuiS

2.0 bpm 629 psi

1.0 bpm 219 psi

Fuente: PETROMINERALES.

Con el empaque RBP@ 3874’ y RTV @ 3769 ft se realiz6 estimulacién acida
al intervalo referenciado de la formaciébn Monserrate, obteniendo los

siguientes los resultados: (Ver tabla F 22).

e P promedia: 622 psi
e P final 850psi
e ISIP: 624 psi
e Total Slurry: 162 bls

9. ESTIMULACION ACIDA INTERVALO 3745'-3760’ DE LA FORMACION
MONSERRATE.

Con el empaque RBP@ 3792’y RTV @ 3729 ft se realizo estimulacion acida
al intervalo referenciado de la formacion Monserrate, obteniendo los

siguientes los resultados: (Ver Tabla F 22).

160



e P promedia: 706 psi
e P final 657psi
e |SIP: 522 psi
e Total Slurry: 117 bls

Figura F 22. Comportamiento de Presion durante el tratamiento matricial
acido.

—— TR_PRESS
— AN_PRESS
== SLUR_RATE

8
Cambio a Fluido de Control en Superficie
+000 RMA en fondo
NH4Cllen fondo
Y HCl-Aceticq_en fonde o,
B 3
i Puso peso en la sarta 2
[ 3
NH4CI eq fondo
=00

T}

Fuente: PETROMINERALES.

10. SUABEO PARA INDUCCION A FLUJO E IDENTIFICACION DE
FLUIDOS INTERVALO 3799'-3819’ y 3745'-3760° DE FORMACION
MONSERRATE.

Se inici6 suabeo al intervalo 3799-3819' y 3745-3760 de formacion
Monserrate para inducir flujo e identificar fluidos y evaluar parametros del

pozo con empaque RBP sentado a 3874’y RTV a 3730'.
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11.ESTADO MECANICO POZO H (Fuente PETROMINERALES)
Figura F 23. Estado mecanico pozo H.

November 28, 2010 PETROMINERALES COLOMBIA LTD ORIGINAL COMPLETION
Dates
[ kB[ 14108 |Gr| 14258 | KbGr| 15 |Country Colombia [Contract CPI DINA Spud date [ 17-nov-10 |
~ )
SURVEY tiAGRAM [Region | HUILA | cords. B1a] [u | 664,045 57 m |Enhh Drl. [ ot | - X
Fiold | DINA | [ 56421500 m On Prod. [ | i
X-Mass Tree
Equipmant Dascription
[C-22 11" - 3 - R&3 x 9-6/8° BTC PIN SOLDADO, 1 EA SALIDA LATERAL CON VALVULA 2116 x 2K x 2 LP
CSG HEAD SPOOL (SECCION
11" - 2K - R53 x 7-1/16" - 2K - R44, 2 SALIDAS LATERALES CON VALVULA 2-1/16" x 3K X 2" LP
TBG HEAD SPOOL (SECCION "B}
[INTEGRAL BOP FLOW T, FEPCO, 1-1/4" RAMS, 3" x 2" LP FLOW LINES, 7 1/16" 381 X 3 /6" 3M, W/ SEAL COUPLING
TEE PUMPING (SECCION “C")
[HANGER TIFO FP-TC 14, 71 1116 3 172" EUE. BORE 3.39
[DRIVEHEAD WEATHERFORD MGX. STUFFING BOX 1 /4" FLANGE CONECTION 318" X 3K_ RING GASKET R-31
DRIVE HEAD MINI GX SN 27402915
[VARIADOR YASKAWA FTU 4022 SN 1W00G57754530029 40 HP 60 AMP.
OTOR SN_D02003 IMOTOR ELECTRICO US MOTOR 40 HP_ 1190 RPM_ 460V 46 AMP.
Equipment.
Equipment bl Pt Orift From To Leng: | ong Description, Waigth, Grade, Thraads, New, Used
quipm "
(inch) | (inch) | finch) ) 0] I
|SEPARADOR DE GA 4250 | WA 4125 | 3889,770 3872,54 277
[NON TURN ANCHOR TORQUESTOPPER 3 12" EUEX CS0 7| 5000 289 4,875 3868630 3869,77 114
[BACK STOP PIN 3 1/2"EU PIN X 4NUBOX 4,500 259 4375 3868,210 3868,63 042
SPACCER NIPPLE 4" UNPIN X PIN 390 | WA | 3565 | 3seroso 3866,21 112
P —— 3500 | 4.00 3,375 | 3866610 3867,09 048
[STATOR WTF 28.40.1500 NBRA 4" UN 4,000 NiA 3,875 384,910 3866,61 2.7
coupt G vy 3500 | 400 | 375 | ssaan 544,91 048
[UPPER EXTENTION § UNPEN X PI 4000 | 380 | 2875 | 3emsen oa4.43 945
e T |CROSS COUPLING 4NU X 3 12" EU 4500 | 350 4375 | 3834440 3834,98 054
|SETTING NIPPLE 3.12" X 273 TIFOF as00 | 27% 4375 | 3633340 383444 11
{ e — asoo | 289 | asrs | sezizen 3633.34 508
691’ MD / &687T'T 121 ITASTUBERIA DE PRODUCCCION 312 " EUSIIBSFT | 4500 | 299 4375 15,000 3527.26 381226
[DAER 15
[Hodamii @ 780"
‘ Honda TH5 @ B0ST
SARTA DE VARILLA
DESCRIPCION CANTIDAD 00 | LENGTH FROM 0
m;‘ g“j 2258" . 8,00 0,00 8.00
' BARRA LISA DB 1 14" X 0 FT PN T 1250 | 390 8.00 750
Po—— 7 2,000 =3 37,90 Ed
Honda TH4 & 2630° UCKER ROD 78" GRADO ELECTRA X 15T 7 =3 =0 XD 73.28
o, Beac A8 R 1 0575 | 3664,00 EF 373128
[, 1 2,000 110 373728 373838
i TR @ F910 LD | | | T 0875 | 100,00 HEED 383,38
MD, 2897.40" TVD | | 7 7000 Az 363838 838,80
| | 7 7362 =0 363,80 3863.90
Honda TH.7 § 3188
‘ MD, =S [EsPacianmENTO w 475 3663 90 3068,65
Honda TH ® 3308'
MD, 3292.27 TVD
CASING DATA
ight Up 26.000 Type Size
‘ 3370’ o.. 10, wit Grd DRIFT [Threadd# Joints Burst
MD, 3353.80" TVDL Weight Down 20.000 |SURFACE L 891 36 K55 5241 BTC 2% 3830 / 6340
. FrODUCTION s vz 4500 5 P 621 BIC | 103 | ssnsea0
VILLETA S 4380° WD, o
35053615 | ] Ferforations Data =—  oen | TNSOLATED
Formation Unit Inervals Thickness | SPF un Type Technique Date Remarks
TONSERRATE 05 FIESE AT SSTET1 07, AP AP 43,33 grm Casing Gun 1172070 i
SERRATE 3548 o] 3568 A 537311 07, APIRF 43,23 grm Casing Gun 71172010 Trsto Organico-acido
- [ nowserRATE ® 3505° THOHSERRATE 3620 EIEE A S375.311 08 AP R 4333 gm 0] Casng Gun GG Tisto Organicoacwo |
MD, 3487.4° TVD. [~ MONSERRATE EEH ] 3660 50 5575911 07, &R &5 73 gma| __Casing Gun 2010 Trsto Organico-acido |
MONSERRATE 3673 0] 3693 A 331311 0P, A AP 43,23 grm Casing Gun Fii72010 Troto Organica-acido
| = WONSERRATE St To| 3788 AT S5TE311 0 AP 43,33 grm Casing Gun TIAT2010 Trato Organica-acida
MONSERRATE 3799 o 315 4G 5375311 07, APIRF 43,23 gm 5| Casing Gun TAV2010 Troto Organico-acido
TONSERRATE 4061 TO[ 4066 AG 5975311 0P APIRP 43,23 am BD] _ Casing Gun TIAVE00 Tiato Organico acida_|
<] = —oaerRATE 1078 o 0 2 s37eaTI oF APRP a3 3 omm0]  Casing Gun TTA12010 Tisto Organico-acida |
- >
37453760 | == =
37993819 | =] [
BRGE UG EZ
L. WIFQ s TOTAL INTERVALOS 125
SPECIALS WORKS
_4066" # Date Type of Work
.’ Realiza tratamiento de on de la formacion MOJ en los intervalos sefialados en el cuadro superno, bajo raspador hasta collar flador a 4472'
4078 4088 = 1 | 281112010 | comeLETIONS |£omd registros para Ia evaluacion de la cementacion, cementacion de buena calidad, cafioneo 9 i en el recy efectuo
estimulacion acida a todos los intervalos subclasificados segun especificaciones de PCL, aislo zona 4061-4066 y 4078-4088 con empaque Bridge plug a 4047
BHA PGP comio Corod 78" v esnacio con 47°
fotaderd ULTIMO FONDO @ 477
o J— R
Tup 31 MD1 450288 | [iakeD BY [HAROLD SILVA/ EDIER SALINAS [oaTe Jozr11:2010
. o e
I [APROBED |TGSE JGSE ROMERD SOLANG [FTROWORKS 107

Fuente: PETROMINERALES
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