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GLOSARIO

ACUIFERO: una zona subterranea de roca permeable saturada con agua bajo
presion. Para aplicaciones de almacenamiento de gas un acuifero necesitara estar
formado por una capa permeable de roca en la parte inferior y una capa
impermeable en la parte superior, con una cavidad para almacenamiento de gas.

AMBIENTE DE DEPOSITACION: el area en la que, y las condiciones fisicas bajo
las cuales, se depositan los sedimentos, incluida la fuente de los sedimentos; los
procesos depositacionales tales como la depositacion por accion del viento, el
agua o el hielo; y la localizacion y el clima, tal como un desierto, un pantano o un
rio.

ANTICLINAL: pliegue en forma de arco, en el que las capas son convexas hacia
arriba. Las capas mas antiguas forman el nucleo del pliegue y las capas menos
antiguas se depositan sobre ellas. Formando asi este pliegue.

API: sigla de American Petroleum Institute, que es una asociacion estadounidense
de la industria petrolera, que patrocina una division de la produccién petrolera en
la ciudad de Dallas, Texas. El instituto fue fundado en 1920 y se constituyo en la
organizaciéon de mayor autoridad normativa de los equipos de perforacion y de
produccion petrolera. Publica cédigos que se aplican en distintas areas petroleras
y elabora indicadores, como el peso especifico de los crudos que se denomina
"grados API".

ARCILLAS: roca sedimentaria detritica de color variable, textura clastica formada
por granos muy finos (1/256 milimetros), compuesta principalmente por minerales
micaceos y cuarzo.

ARENISCA: roca sedimentaria de color variable, su textura generalmente es de
tipo detritica. Su tamafio de grano varia entre 0.062 y 2 milimetros. La roca esta
compuesta principalmente de cuarzo y se podrian encontrar pequefias cantidades
de feldespato y otros minerales.

BARRIL: unidad de medida volumétrica empleada en varios paises, entre ellos
E.E.U.U. Un barril de petréleo equivale a 159, litros, o sea que un metro cubico de
petroleo equivale a 6,29 barriles. Un barril = 35 galones imperiales, 42 galones
US, o 159 litros.

BARRILES POR DIA: en términos de produccion, el nimero de barriles de aceite
gue produce un pozo en un periodo de 24 horas, normalmente se toma una cifra
promedio de un periodo de tiempo largo.
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BASAMENTO: roca ignea o metamorfica deformada que se encuentra por debajo
de los depdsitos sedimentarios.

CABALGAMIENTO: es un desplazamiento horizontal de una gran masa de
materiales debido a la accion de las fuerzas tectonicas del interior de la Tierra. Los
cabalgamientos también son formaciones que evolucionan después de fallas
inversas, cuando las fuerzas de comprension continuadas provocan que uno de
los bloques se desplace sobre el otro.

CABEZA DE POZO: equipo de control instalado en la parte superior del pozo.
Consiste de salidas, valvulas, preventores, etc

CALIZA: roca sedimentaria carbonatada, cuyo su origen puede ser quimico,
biolégico o mixto. Su textura es compacta y rugosa. Estd compuesta por calcita y
los minerales generalmente son silicatos, pirita y siderita.

CAMPO: un campo de petroleo esta formado por un yacimiento con una forma
adecuada para el entrampamiento de hidrocarburos y que se encuentra cubierto
por una roca impermeable o una roca que actia como sello.

CEMENTACION: proceso por el cual se bombea al pozo una mezcla de cemento
que al fraguarse o endurecerse proporciona sustentacion a la tuberia de
revestimiento dando hermeticidad contra la filtracion de fluidos de formacion.

CENOZOICO: era geoldgica que inicia 63 millones de afios Antes de Cristo al
presente. Comprende los periodos Terciario y Cuaternario.

CHERT: es una roca sedimentaria con gran variedad de color, generalmente gris,
verde o marrdn, es de textura amorfa, de grano fino microcristalina, criptocristalina
o microfibrosa, rica en silice.

COLUMNA ESTRATIGRAFICA: representacion grafica utilizada en la geologia,
para especificar y describir la secuencia de rocas de una localizacion determinada.
Las rocas mas antiguas se encuentran en la parte inferior y las rocas mas jovenes
en la parte superior.

CONCORDANCIA: relacibn geométrica entre dos unidades estratigraficas
superpuestas en las que existe paralelismo entre los materiales infra y
suprayacente.

CONCESION: una determinada area concesionada a una compafiia para la
exploracion de aceite y/o gas bajo términos y condiciones especificadas, y por un
periodo de tiempo fijo.
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CRUDO: petroleo que proviene de un yacimiento después de separar cualquier
gas asociado y procesado en una refineria. Los petroleos crudos pueden ser de
base parafinica, asfaltica o mixta. Los crudos de petroleo, segun la densidad, se
clasifican en: a) pesados (10° a 23,3° API). B) medios (22,3° a 31,1° API). C)
livianos (superiores a los 31,3° API).

CUENCA: es la depresion de la corteza terrestre formada por la actividad
tectonica de las placas y la subsidencia, en la que se acumulan sedimentos.

ENERGIA: capacidad para hacer un trabajo o convertir esa capacidad en
movimiento.

ESPESOR: se refiere a la medida del grueso o lo ancho de un cuerpo sélido. Si es
un sélido irregular el espesor puede variar a lo largo de su extension.

EXPLORACION: es la busqueda de yacimientos de petrdleo y gas y comprende
todos aquellos métodos destinados a detectar yacimientos comercialmente
explotables. Incluye el reconocimiento superficial del terreno, la prospeccion
(sismica, magnética y gravimétrica), la perforacién de pozos de exploracion y el
analisis de la informacion obtenida.

ESTRATIGRAFIA: ciencia que estudia las caracteristicas litoldgicas de los
estratos de la tierra, para conocer la historia y la respectiva edad geoldgica de
estos, con el fin de establecer correlaciones que puedan ayudar a corroborar
informacion.

EXPLORACION: es la busqueda de yacimientos de petrdleo y gas y comprende
todos aquellos métodos destinados a detectar yacimientos comercialmente
explotables. Incluye el reconocimiento superficial del terreno, (sismico, magnético
y gravimétrico), la perforacibn de pozos de exploracién y el andlisis de la
informacion obtenida.

FALLA: interrupcion de una secuencia, a lo largo de la cual existe un movimiento
observable entre los dos bloques nuevos que se formaron.

FLUVIAL: de los rios o que tiene relacion con ellos.

FORMACION: unidad litoestratigrafica fundamental. Cuerpo de rocas identificado
por sus caracteristicas litoldgicas y su posicion estratigrafica.

FRAGUADO: el proceso de endurecimiento y pérdida de plasticidad de un fluido,
producido por la desecacion y recristalizacion.
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GELIFRACCION: o gelivacion es un proceso consistente en la fragmentacion de
las rocas debido a las tensiones producidas al congelarse agua contenida en sus
grietas, fracturas y poros.

GEOLOGIA DEL PETROLEO: parte de la geologia que se encarga de estudiar
los aspectos relacionados con la formacién de yacimientos de petrdleo.

GEOLOGIA ESTRUCTURAL: es aquel tipo de geologia que se encarga del
estudio de las estructuras del subsuelo. Por esto, analiza la relacion entre diversas
rocas que conforman la corteza terrestre.

GNEIS: es un tipo de roca metamoérfica, de textura ocelada de grano muy fino
(1/256 milimetros), compuesta por los mismos minerales que el granito (cuarzo,
feldespato y mica) pero con orientacion definida en bandas, con capas alternas de
minerales claros y oscuros.

GRAVEDAD ESPECIFICA: la relacién de la densidad de una sustancia a
determinada temperatura con la densidad de agua a 4°C.

INFRAYACE: hace referencia a que esta por debajo de algo en especifico.

INYECCION: operacién mecanica en la que se introduce una mezcla de arcilla,
agua y ciertos productos quimicos (lodos) de forma continua durante las
operaciones de perforacion para evacuar los materiales residuales, lubricar y
enfriar el trépano, sostener las paredes de los pozos y equilibrar la presion de los
fluidos contenidos en las formaciones.

LECHADA DE CEMENTO: material compuesto por agua, cemento y aditivos que
sirve para sellar permanentemente los espacios anulares entre la tuberia de
revestimiento y las paredes del pozo, también se utiliza para sellar las formaciones
y para el aislamiento de zonas por medio de tapones de desviacidbn o de
abandono.

LIMOLITA: roca sedimentaria de tipo detritico clastico. Su tamafio de grano varia
entre 1/16 milimetros hasta 1/256 milimetros. Estas rocas presentan una
composicion muy variada, pero generalmente contienen o0xido de hierro, calcita,
feldespatos, entre otros.

LITOLOGIA: parte de la geologia que se encarga de estudiar la composicion y las
caracteristicas principales de la roca.

LUTITA: roca sedimentaria formada por la consolidacion de particulas del tamafio
de la arcilla y el limo. Son constituidas por granos muy finos, de menos de 0.062
milimetros. Puede contener materia organica.
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MARCO GEOLOGICO: resumen de la geologia en una localizacion determinada,
donde se incluye la estratigrafia y la geologia estructural asociada a dicha
localizacion.

METRO CUBICO: medida de volumen del petréleo y del gas. En algunos paises
se utilizan el barril o la tonelada. EI metro cubico de petrdleo contiene 6,29
barriles.

MIGRACION: es el proceso del hidrocarburo formado en la roca fuente, que
genera un movimiento hacia la roca reservorio.

PERMEABILIDAD: propiedad de la roca para permitir que un fluido pueda
atravesar sus poros, sin alterar su estructura.

POROSIDAD: propiedad de la roca que esta definida por la relacion del volumen
poroso entre el volumen total de la roca.

POZO: denominacién dada a la abertura producida por una perforacion. Los
pozos, en el lenguaje administrativo, generalmente se designan por un conjunto de
letras y de cifras relativas a la denominacion de los lugares en los que se
encuentran y al orden seguido para su realizacion. Existen numerosos tipos de
pozos, entre ellos de exploracion, de avanzada y de explotacion.

POZO DE INYECCION: pozo a través del cual se inyecta agua para mantener la
presion de un yacimiento en la operacion de recuperacion secundaria.

PRESION: la presion es una magnitud fisica que mide la proyeccién de la fuerza
en direccion perpendicular por unidad de superficie, y sirve para caracterizar cmo
se aplica una determinada fuerza resultante sobre una linea.

PRESION HIDROSTATICA: es la presién a una profundidad especifica ejercida
por unidad de area de una columna de fluido.

PRODUCCION: todo tipo de actividades cuya finalidad es la extraccion de
hidrocarburos y facilidades que permitan su explotacion. Se refiere a los
volumenes de crudo que resultan de los procesos destinados a satisfacer los
insumos de crudo de un proyecto especifico, cuando todavia las facilidades de
procesamiento de dicho proyecto no se encuentran listas para procesarlos.

RECUPERACION PRIMARIA: afluencia natural del petréleo o del gas desde el
seno del yacimiento a la superficie por la diferencia de las presiones. La
circulacién del fluido puede ser natural o por bombeo.
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RECUPERACION SECUNDARIA: operacién que consiste en inyectar agua en el
yacimiento con la finalidad de desplazar mayores volimenes de petroleo a la
superficie. Esta operacion también incluye la combustion "in situ" de los petréleos
pesados. El método permite recuperar hasta un 25% mas de petréleo.

RESERVAS: las reservas se definen como aquellas cantidades de hidrocarburos
que se prevé serdn recuperadas comercialmente de acumulaciones conocidas a
una fecha dada.

RESILIENCIA: es la propiedad de los materiales que acumulan energia cuando se
someten a situaciones de estrés como las rupturas. Los materiales resilientes,
después de un momento de tensién no son dafiados por tener la capacidad de
volver a la normalidad. Es una magnitud que cuantifica la cantidad de energia por
unidad de volumen que almacena un material al deformarse elasticamente debido
a una tension aplicada.

ROCA FUENTE: es una roca sedimentaria, normalmente arcillas negras con una
alta concentraciéon de materia organica, debido a la incorporacion de restos de
organismos vivos (algas, fragmentos de plantas terrestres, etc.) durante el
depdsito de la roca.

RESERVORIO: serie de rocas impermeables superpuestas a las rocas almacén
qgue impiden el escape de los hidrocarburos y su dispersion hacia la superficie del
suelo.

ROCA RESERVORIO: es aquella roca sedimentaria, que a modo de esponja,
absorben y expulsan fluidos, debido a sus mayores caracteristicas que deben ser
la porosidad y la permeabilidad.

ROCA SELLO: es un tipo de roca impermeable que impide que el hidrocarburo se
escape de forma natural hacia la superficie o hacia otro lugar donde no se puede
entrampar el petroleo.

SEDIMENTOS: son los granos no consolidados de minerales, materia organica o
rocas preexistentes, que pueden ser transportados por el agua, el hielo o el viento,
para luego ser depositados.

SINCLINAL: pliegue en forma de arco al revés, en el que las capas son convexas
hacia abajo. Las capas menos antiguas forman el nucleo del pliegue y las capas
mas antiguas se depositan sobre ellas. Formando asi este pliegue.

TRAMPA: estructura geoldgica en la que se acumulan hidrocarburos para formar
un campo de aceite 0 gas. Se caracteriza por la presencia de rocas porosas y

25



permeables conocidas como roca almacén, donde se acumulan los hidrocarburos
bordeados de capas de rocas impermeables o rocas sello que impiden su
migracion.

TRAMPA ESTRUCTURAL: una variedad de estructura geologica sellada con
capacidad para retener hidrocarburos, tal como una falla o pliegue.

WASHOUT: una zona ensanchada de un pozo. Un derrumbe en un tramo
descubierto es mas grande que le tamafo original del pozo o el tamafio de la
barrena de perforacion.

YACIMIENTO ANTICLINAL: yacimiento formado en un plegamiento de las capas
superiores de las rocas similares a un arco en forma de domo. Las anticlinales son
excelentes para perforacion puesto que el crudo en los depdsitos se elevara en
forma natural al punto mas alto de la estructura, en virtud de que tiene una
gravedad especifica menor que la del agua.
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RESUMEN

El desarrollo de este proyecto de grado se realiz6 con la empresa petrolera
Occidental de Colombia, empieza con una descripcién de las generalidades del
Campo La Cira Infantas y la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, seguido, se
explican los tipos de completamiento de pozos productores del campo y adicional
se muestra un ejemplo de un completamiento de un pozo productor completado
por medio de un sistema de levantamiento artificial electrosumergible.

Se hace una descripcion de los tipos de aislamientos de zonas con problemas de
arenamiento, produccion de agua y diferenciales de presion de pozos productores,
gue se han implementado en el campo y a partir de estos, se lleva a cabo el
desarrollo del disefio de la matriz teniendo en cuenta diferentes variables, como lo
son la longitud del diametro a aislar, permeabilidad, entre otras.

Se implementa la matriz en el Pozo Productor Cira TO15, el cual presenta
problemas de arenamiento y produccién de agua y a partir de los resultados que
arroja la matriz se realiza el programa de aislamiento.

Finalmente se muestran los resultados de la implementacion del trabajo de
aislamiento y se hace un analisis financiero a partir del valor presente neto (VPN).

PALABRAS CLAVES:

e Disefio matriz

e Método aislamiento

e Campo La Cira Infantas

e Formacion Mugrosa

e Formacion Colorado

e Cuenca Valle Medio Magdalena.
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INTRODUCCION

Los pozos productores del Campo La Cira Infantas estan presentando problemas
de produccién de arena, produccion de agua y dafios en el revestimiento, lo que
genera disminucion en la produccion de petréleo, mayores costos por
intervenciones al pozo y tratamientos en superficie del agua producida.

Para la solucion de estos problemas, se debe realizar un aislamiento zonal de los
pozos, sin embargo los aislamientos que se han realizado en el campo no han
sido exitosos, la matriz de aislamientos se desarrolld para la seleccion del tipo de
aislamiento que se debe realizar.

Para el desarrollo de esta, se tuvo en cuantas variables operativas tanto del pozo
como de la formacion, tales como: Diametro interno final, longitud a aislar,
permeabilidad, entre otras; para la seleccion final del tipo de aislamiento se hacen
estudios técnico-financieros con los costos, Run Life y tiempos de entregas de las
tecnologias.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Disefiar una matriz para la seleccion del método de aislamiento de zonas en
Pozos Productores del Campo La Cira Infantas.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1.

2.

Describir las generalidades geologicas del Campo La Cira Infantas.

Describir de manera general los tipos de completamiento de Pozos
Productores en el Campo La Cira Infantas.

Caracterizar los métodos de aislamiento existentes en el Campo La Cira
Infantas a nivel técnico, herramientas utilizadas y procedimientos,
determinando causas o variables de falla a partir de aislamientos realizados
previamente.

Desarrollar el disefio de la matriz de aislamiento, incluyendo variables
operativas, procedimentales a condiciones de pozo y yacimiento.

Disefar programa de trabajo de aislamiento en el Pozo Productor Cira TO15, a
partir de los resultados obtenidos en la matriz.

Implementar el disefio del trabajo de aislamiento en el Pozo Productor Cira
TO015 en el Campo La Cira Infantas.

Analizar los resultados del trabajo de aislamiento realizado en el Pozo

Productor Cira TO15, en cuanto a nivel operacional y de produccion de aceite,
agua y arena.
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En este capitulo, se lleva cabo una descripcion general del Campo La Cira
Infantas en los siguientes aspectos: historia, localizacion, marco geologico, historia
de produccién.

1.1 DESCRIPCION HISTORICA DEL CAMPO

La historia del Campo La Cira Infantas se remonta al afilo 1905 cuando el
Gobierno Colombiano decide firmar los primeros contratos de concesion con
personas naturales, entre los cuales se encontraba Roberto De Mares, con quien
se firmd concesion para terrenos ubicados en el Departamento de Santander
(aproximadamente 1000 Hectareas). Asi nacié la “Concesion de mares”, la cual
mas adelante pasaria a manos de la empresa Norteamericana Tropical Oll
Company, la cual era propiedad de la Standard Oil Company.

En 1917, se inicid la perforacion de los dos primeros pozos exploratorios en la
zona: Infantas | e Infantas II. EI 27 de Abril de 1918 se completé el Pozo Infantas |l
en la zona C de la formacién Mugrosa y también fue el primero que produjo en la
zona B de la formacién Mugrosa Superior, convirtiéndose en el pozo descubridor
del campo el cual alcanz6 una profundidad de 1.580 pies; el 11 de Noviembre de
1918, se completd el Pozo Infantas I, también productor, el cual alcanzé una
profundidad de 2.285 pies y es declarado el campo como comercial y en Febrero
de 1925, se perfora el Pozo LC-58 completado en la zona A de la Formacién
Colorado, donde se prueba la existencia de hidrocarburos en el Anticlinal de La
Cira.

El 25 de Agosto de 1951 la Concesién de Mares revertié a la nacién y su manejo
pasé a la empresa Colombiana de petréleos, ECOPETROL, la cual asumié el
mando de las operaciones de explotacion del campo.

En Julio de 2003 la empresa Occidental Petroleum Corporation (OXY) fue
seleccionada para firmar un mutuo acuerdo con el objetivo de realizar un proyecto
de aplicacion de nuevas tecnologias y aumento en el recobro de la produccién del
campo, desde este momento las operaciones del campo siguen siendo lideradas
por Ecopetrol y Occidental de Colombia, siendo Ecopetrol la compariia operadora
del campo.

El 31 de Diciembre de 2016 el campo logro la maxima produccion en la historia del
mismo, gracias a la campafia que se desarroll6 desde septiembre de este mismo
ano, la cual incluyo la perforacion de 20 nuevos pozos y la realizacion de 139
trabajos de acondicionamiento de pozo (workover).

A Mayo de 2017 el campo cuenta con area de 160 km?, continla siendo operado
por Ecopetrol y se encuentra activo y en produccion por medio de inyeccion de
agua como método recobro mejorado.
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1.2 LOCALIZACION GEOGRAFICA

El Campo La Cira Infantas estd ubicado en Colombia, en el Departamento de
Santander, en la Ciudad de Barrancabermeja, corregimiento ElI Centro, a una
distancia de 250 km al noroccidente de la ciudad de Bogota.

Para acceder al Campo La Cira Infantas desde Bogotd se debe llegar a
Barrancabermeja ya sea por via terrestre o aérea, desde alli se debe tomar la via
terrestre Barrancabermeja — Troncal Magdalena (Ruta 45) hacia el Sureste por un
trayecto de aproximadamente 25 km, atravesando el corregimiento El Centro, ver
Figura 1.
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Figura 1. Localizacion Campo La Cira Infantas, Cuenca Valle Medio del Magdalena, Colombia.
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1.3 MARCO GEOLOGICO

El Campo La Cira Infantas se encuentra geoldgicamente ubicado en la Cuenca del
Valle Medio del Magdalena, la cual se caracteriza por tener una compleja
evolucion geoldgica, se describen la estratigrafia, geologia estructural y del
petréleo.

1.3.1 Columna Estratigrafica Generalizada. En la Figura 2 se presenta la
columna estratigrafica generalizada para la Cuenca del Valle Medio del Magdalena
y Campo La Cira Infantas.
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada de la cuenca de Valle Medio del

Magdalena y Campo La Cira Infantas.
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1.3.2 Estratigrafia. Teniendo en cuenta como fuente primaria para las edades de
las formaciones lo reportado por M. Julivert!, a continuaciéon se describen las
formaciones presentes en el Campo La Cira Infanta, las cuales van desde el
Jurésico hasta el Nedgeno.

1.3.2.1 Basamento. Rocas meta sedimentarias polimetamorfizadas de edad
Proterozoico tardio y rocas metasedimentarias de edad Devénico a Cambrico.
Expuestas en la Cordillera Central y el Macizo de Santander incluyen gneis,
anfibolitas y estas rocas cristalinas fueron la fuente de sedimentos durante las
fases de cuenca de antepais y cuenta intramontana.

e Formaciéon Girén. De edad Jurasico?’. Se compone de areniscas rojas y
limolitas, estas Ultimas intercaladas con tobas. Su espesor varia entre 9840 y
14760 ft, se hace mas espesa hacia el Occidente del Campo y se adelgaza
hasta estar ausente en el Oriente. Su ambiente de deposicion fue continental
fluvial. Esta formacién infrayace concordantemente a la Formacion Tambor y
suprayace discordantemente sobre el Basamento.

e Formacion Tambor (Los Santos). Esta formacién se considera depositada en
el Cretacico®, desde el Hauteriviano hasta el Valanginiano. Litolégicamente se
compone por shales y conglomerados rojos y areniscas; hacia la parte alta, se
encuentran algunas capas de caliza. El espesor de esta formacién es de 2.133
pies, aunque regionalmente es muy variable. Las areniscas, de base a tope de
la unidad, fueron depositadas en ambientes de corrientes de meandros,
llanuras deltdicas e intramareales. La Formacion Tambor se encuentra en
contacto discordante con la Formacion Girdn que la infrayace, y en contacto
concordante con la Formacién Rosablanca que la suprayace.

e Formacién Rosablanca. Fue depositada en el Cretacico?, desde el
Hauteriviano hasta el Barremiano. Litolégicamente estd compuesta por calizas
bituminosas grisaceas oscuras. Su espesor es de 1.395 pies en el Rio
Sogamoso, aunque puede ser muy variable. Su ambiente de depoésito es
marino. La Formacion Rosablanca se encuentra en contacto concordante con
la Formacion Tambor que la infrayace, y en contacto concordante con la
Formacion Paja que la suprayace.

1 JULIVERT, Manuel. Léxico Estratigréfico de Colombia. Paris. Centre National de la Reserche Scientifique:
1968, p.562.

2 JULIVERT, Manuel. Léxico Estratigrafico de Colombia. Paris. Centre National de la Reserche Scientifique:
1968, p.562.

3 |bid., p. 448 - 450

4lbid., p. 419 - 421

35



Formacion Paja. Segun Morales®, esta formacion fue depositada en el
Cretacico, desde el Barremiano hasta el Aptiano. Litologicamente esta
compuesta por una sucesion de shales negros ligeramente calcareos,
micaceos Yy limosos. El espesor promedio de esta formacién varia entre un
minimo de 410 pies y un maximo de 2.000 pies. El ambiente de depositacion
es considerado como continental fluvial. La Formacion Paja se encuentra en
contacto concordante con la Formacion Rosablanca que la infrayace, y en
contacto concordante con la Formacion Tablazo que la suprayace.

Formaciéon Tablazo. Esta formacién fue depositada en el Cretacico®, desde el
Aptiano hasta el Albiano. Litologicamente consiste en una sucesion de calizas
duras, azuladas, muy fosiliferas y margas con predominio de las calizas hacia
el tope. El espesor de esta formacion varia entre 490 y 1.070 pies. El ambiente
de depositacion corresponde a condiciones neriticas, poco profundas. La
Formacién Tablazo se encuentra en contacto concordante con la Formacion
Paja que la infrayace, y en contacto concordante con la Formacion Simiti que
la suprayace.

Formacion Simiti. Fue depositada en el Cretacico’ durante el Albiano.
Litol6gicamente consiste en shale gris o negro, localmente calcéarea y
concrecionaria. Los ndédulos son generalmente fosiliferos y localmente
contienen petroleo. Cerca al techo de la formacion, se encuentran capas
delgadas de conglomerados. Su espesor varia entre 820 y 2.133 pies. Las
condiciones paleoambientales fueron neriticas de aguas intermedias a
profundas. La Formacion Simiti se encuentra en contacto discordante con la
Formacion Tablazo que la infrayace, y en contacto concordante con la
Formacion La Luna que la suprayace.

Formacion La Luna. Esta formacion fue depositada en el Cretacico Superior®
durante el Turoniano. Esta formacion representa el intervalo generador mas
importante de la cuenca. La formacion se encuentra subdividida en tres
miembros que de abajo hacia arriba son: Salada, Pujamana y Galembo. O.
Renz®, definié litol6gicamente al miembro inferior indicando que consiste en
caliza de color gris oscuro, laminada, densa y de grano fino y las tipicas
concreciones de caliza. EI miembro superior consiste predominantemente en
ftanita negra rica en foraminiferos pelagicos. Los miembros Galembo y Salada
corresponden a las facies calcareas con posibilidades de acumulacién de

5> MORALES, L. G. General Geology and oil occurrences of Middle Magdalena Valley, Colombia, citado por M.
Julivert. Léxico Estratigrafico. Francia. 1968. p. 363 - 364

6 JULIVERT, M. Léxico Estratigrafico. Francia. 1968. p. 446 - 447

7 |bid., p. 437

¢ |bid., p. 301 - 303

9 RENZ, O. Geologia de la parte Sureste de la Peninsula de la Guajira (Republica de Colombia), citado por M.
Julivert. Léxico Estratigrafico. Francia. 1968. p. 302
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hidrocarburos. El miembro Pujamana consiste principalmente de shales
negros, masivos, duros y compactos, localmente con fosiles de gaster6podos y
escamas de pescado. Su espesor varia entre 900 y 1.970 pies. El ambiente de
depositacion es marino de aguas someras. La Formacién La Luna se
encuentra en contacto concordante con la Formacién Simiti que la infrayace, y
en contacto discordante con la Formacion Umir que la suprayace.

e Formacién Umir. Esta formacion fue depositada en el Cretacicol?, desde el
Campaniano hasta el Maestrichtiano. Litolégicamente se compone en su parte
inferior por lutitas en ldminas delgadas, de color gris oscuro, gris azuloso a
negro, con delgadas laminas carbonaceas y micaceas; caracterizada por capas
delgadas, lentes y pequefias concreciones ferruginosas. En la parte superior
consta de lutita blanda, gris oscura, en capas delgadas con numerosas
laminitas de carbodn, laminas delgadas de mineral hierro, arenisca de grano fino
y limonita. El espesor aproximado de esta formacion varia entre 2.850 a 4.400
pies. El ambiente de depositacion ha sido interpretado como neritico. La
Formacion Umir se encuentra en contacto discordante con la Formacion La
Luna que la infrayace, y en contacto concordante con la Formacion Lisama que
la suprayace.

e Formacién Lisama. Esta formacion fue depositada en el Cenozoico'! durante
el Paleoceno. Litologicamente describe su composicion de shales abrigarrados
de color rojo, pardo, gris, con intercalaciones de areniscas masivas grisaceas,
de grano medio a fino que se hace mas grueso hacia la parte superior de la
formacién. Su espesor puede llegar a ser hasta de 4.020 pies. Su ambiente de
depositacion se dio bajo condiciones lagunares y deltaicas. La Formacion
Lisama se encuentra en contacto concordante con la Formacion Umir que la
infrayace, y en contacto discordante con la Formacion Esmeraldas — La Paz
que la suprayace.

e Formacién La Paz. Esta formacion es de edad Paleoceno — Eoceno medio??.
Litol6gicamente esta compuesta por una alternacién variada de arcillas grises y
azules, areniscas duras amarillas y micaceas. Su espesor aproximado es de
2.000 pies. El ambiente de depositacion es de origen continental. La Formacion
La Paz se encuentra en contacto discordante con la Formacién Lisama que la
infrayace, y en contacto discordante con la Formacion Esmeraldas que la
suprayace.

e Formacion Esmeraldas. Fue depositada desde el Eoceno Medio hasta el
Superior'3. Litolégicamente describi6 a esta formacién como areniscas y

10 JULIVERT, M. Op. Cit., p. 458 — 459

11 DE PORTA, J. Léxico Estratigrafico. Francia. 1974. p. 326
12 |bid., p. 303

13 |bid., p. 197
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limolitas compactas dispuestas en capas muy delgadas o laminas, micaceas,
de grano fino y de color gris, que alternan con shales gris oscuras que
localmente pueden presentarse moteadas de rojo, purpura y marrén. El
espesor de la formacion es de 3.940 pies. El ambiente de depositacion es de
origen continental de corrientes trenzadas. La Formacion Esmeraldas se
encuentra en contacto discordante con la Formacion La Paz que la infrayace, y
en contacto discordante con la Formacion Mugrosa que la suprayace.

e Formacion Mugrosa. Esta formaciéon es de edad Eoceno Superior —
Oligoceno'“. Litolégicamente describe que la parte inferior de la formacion
consta de areniscas de grano medio a fino, raramente grueso o con cantos,
que estan intercaladas con shales de color azul o gris. La parte media consta
de shales masivos moteadas con algunas intercalaciones de areniscas de
grano fino. En la parte superior se encuentran areniscas a veces con cantos
gue se intercalan con shales moteadas. En las areas productivas de la
Concesion de Mares estas partes corresponden respectivamente a las Zona C,
parte inferior de la Zona B y parte superior de la Zona B, todas de la Formacion
Mugrosa. El espesor de esta formacion es variable; de unos 2.300 pies en el
Campo Colorado a unos 1.640 pies en el Campo de Llanito. Su ambiente de
depositacion es continental fluvial. La Formaciébn Mugrosa se encuentra en
contacto discordante con la Formacién Esmeraldas que la infrayace, y en
contacto concordante con la Formacion Colorado que la suprayace.

e Formacion Colorado. Esta formacién fue depositada desde el Oligoceno y
hasta el Mioceno Inferior®. Litolégicamente consta predominantemente de
arcillas de colores gris claro, purpuras y moteados de rojo, con intercalaciones
de areniscas en bancos de espesor variable con estratificacion cruzada. La
parte superior de la formacion consta de unos 330 pies de arcillas de color gris
y negro, carbonaceas, con areniscas de grano medio y poco potentes. En su
seccion tipo la Formacién Colorado tiene un espesor de 3.940 pies, pero éste
varia considerablemente y aumenta alcanzando hasta 8.200 pies al pie de la
Cordillera Oriental. Su ambiente de depositacion es continental fluvial. La
Formacién Colorado se encuentra en contacto concordante con la Formacion
Mugrosa que la infrayace, y en contacto discordante con el Grupo Real que la
suprayace.

e Formacion La Cira Esta formacion representa la parte superior de los que
actualmente se conocen como Formacion Colorado. La edad es Oligoceno —
Mioceno Inferior'®. La formacién representa los 850 pies superiores de la
Formacion Colorado. Se compone de un complejo de arcillolitas azulosas
alternadas con areniscas, capas margosas o calizas impuras. El contacto con

14 bid., p. 372
15 |bid., p. 141
16 DE PORTA, J. Léxico Estratigrafico. Francia. 1974. p. 320
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la formacion infrayacente con la Formaciéon Colorado y su contacto
suprayacente con la Formacion Real se presenta de manera discordante. Esta
formacion se deposité en un ambiente fluvial de rios meandriformes.

e Grupo Real. Fue depositado durante el Mioceno Medio'’. Este grupo incluye
las Formaciones Real Inferior, Medio y Superior, separadas entre si por
inconformidades. Esta compuesta principalmente por conglomerados,
areniscas conglomeréticas y arcillolitas grises depositadas en ambientes
continentales. Su espesor aproximado es de 2.630 pies. Fue depositada en
ambiente de abanico aluvial proximal y medio y varia lateralmente hacia facies
de canales trenzadas. El Grupo Real se encuentra en contacto discordante con
la Formacién Colorado, y en contacto concordante con el Grupo Mesa.

e Grupo Mesa. La edad de este grupo se considerada como Plio —
Pleistoceno?®, la formacién compuesta por gravas de escasa cementacion,
arcillas negras, arcillas friables y conglomerados. El espesor es de unos 820
pies, El ambiente de depositacién es de tipo continental. La formacion ya
discordante sobre el Grupo Real.

1.3.3 Geologia Estructural. En la Cuenca del Valle Medio del Magdalena
(VMM) los pliegues y fallas presentan rangos de orientacion predominante NNE-
SSW, y su origen es asociado con la evolucion tecténica de los caracteres que
limitan regionalmente la cuenca, es decir, las Cordilleras Central y Oriental. Estos
rasgos son principalmente caracterizados por la vergencia este u oeste de los
cabalgamientos y la transpresion a lo largo de las principales zonas de fallas de
rumbo de Palestina y Bucaramanga-Santa Marta. Para el caso del Campo La Cira-
Infantas, las estructuras mas relevantes corresponden a los anticlinales de La Cira
e Infantas.

1.3.3.1 La Cira. El Anticlinal de La Cira es un anticlinal asimétrico de caracter
regional con eje en direccién N-S, presenta cabeceo hacia el Ny hacia el S, y esta
cortado al E del eje por la Falla La Cira. Hacia el E de esta falla, la estructura se
hunde un poco en forma de U a manera de sinclinal hasta la Falla de Infantas.
Esta estructura tiene una longitud aproximada de 9 km y un ancho de 6 km. Los
buzamientos de la estructura hacia el N y el W son de aproximadamente 10° a
15°.

1.3.3.2 Infantas El Anticlinal de Infantas es asimétrico, elongado, cerrado en
ambos extremos y cortado a lo largo de su cresta por una falla inversa mayor (la

7 |bid., p. 412 - 416
18 DE PORTA, J. Léxico Estratigrafico. Francia. 1974. p. 322
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Falla Infantas.’® ). Se encuentra dividido en blogues por fallas normales de
direccion aproximada E-W y buzamientos entre 80° y 90°, y desplazamiento
promedio entre 50 y 150 pies; algunas de estas fallas tienden a desplazar la Falla
de Infantas. El desplazamiento a lo largo de la zona de la falla es de
aproximadamente 1.000 a 1.200 pies, pero disminuye hacia el Norte. En términos
generales se puede considerar que el flanco occidental del anticlinal presenta
mayores buzamientos que el flanco oriental.

1.3.4 Geologia del petroleo. En esta seccion se describen los principales
paradmetros asociados con el sistema petrolifero del Campo La Cira Infantas, el
cual se encuentra ubicado en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena.

A continuacioén, se describe el sistema petrolifero del Campo La Cira Infantas.

1.34.1 Roca Generadora. El petroleo in situ del Campo La Cira Infantas,
proviene de calizas, lutitas negras y delgadas capas de liditas, las cuales
conforman las formaciones Tablazo, Simiti y La Luna. Estas rocas tuvieron un
ambiente de depositacion anoxico. La informacién geoquimica disponible permite
identificar las formaciones La Luna y el intervalo de las formaciones Tablazo —
Paja, de la secuencia cretacica, como las principales rocas generadoras de la
cuenca?, la Formacién La Luna presenta valores (2 - 4 % TOC), la informacion
disponible, respecto al tipo de materia organica, presenta un predominio de
kerégeno tipo Il, potencial generador de aceite, principalmente.

En cuanto a madurez de la Formaciéon La Luna, los promedios de reflectancia de
vitrinita (% Ro), corresponden a ventana de aceite. La extrapolacion de estos
valores de madurez a la Formacion Tablazo, la ubican en la ventana de
generacion de aceite y condensado.

1.34.2 Roca Reservorio. Las Limolitas de la Formacién Mugrosa (Zona B), y
las areniscas de las Formaciones Colorado (Zona A), Formacion Mugrosa (Zona
C), y Formacién Esmeraldas (Zona D), son las rocas reservorio del Campo. Es
importante precisar que la Zona C es el reservorio mas relevante de los
mencionados anteriormente, cuyas propiedades petrofisicas varian dependiendo
la distribucién zonal del campo, pero se pudo hacer una aproximacion de estas las
cuales arrojaron como resultado, un valor aproximado de porosidad del 22% al
25%, un valor aproximado de permeabilidad de 250 mD a 500 mD y un espesor
aproximado de arena neta petrolifera de 800 a 1200 ft.

1.3.4.3 Migracion. Se cree que el crudo se generd desde la roca fuente en
alguna zona del oriente de la Cuenca y migré a lo largo de toda la Cuenca hacia el
flanco occidental del Valle del Magdalena durante inicios del Terciario. (Dickey,

1 ROLON. L, et all. Role Of Extensional Structures In Development Of The Middle Magdalena Valley Basin-
Colombia. P. 150-155.
20 ANH. Informe Final Cuenca VMM. P. 63 y 64,
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1992). La migracion del crudo, hasta que lograra quedar entrampado, ocurrio
antes de que se diera el fallamiento de las estructuras.

A nivel del campo, se han detectado tres tipos de migracion que son:

e Migracion de tipo vertical se dio de manera directa, moviéndose los
hidrocarburos generados de la Formacion La Luna hacia la discordancia del
VMM.

e Migracion de tipo lateral en las areniscas pertenecientes al Eoceno.

e Migracion de tipo vertical a lo largo de las superficies de fallas en sitios donde la
Formacion La Luna no esta en contacto con la discordancia del Valle Medio del
Magdalena.

1.34.4 Roca Sello. Para la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, las
formaciones que actian como roca sello corresponden a las Formaciones Tablazo
y La Luna. Se tienen niveles lutiticos que actian como sello intraformacional a lo
largo de toda la columna estratigrafica, relacionados a los niveles productores. En
el Campo La Cira Infantas, la roca sello es de tipo intraformacional y corresponde
a los niveles lutiticos que supra e infrayace los niveles arenosos productores. La
roca sello varia segun las zonas del Campo: lodolitas masivas (Zona A), arcillas de
varios colores (Zona B), lodolitas con ambiente de depositacion en llanuras
fluviales (Zona C) y lutitas grises claro y verdosas (Zona D).

1.345 Trampa. La trampa del Campo La Cira Infantas es de tipo
estructural. Como se expuso anteriormente, las estructuras de Infantas y La Cira
son anticlinales de tipo fallado. Las fallas mas caracteristicas son la Falla La Cira y
el sistema completo de fallas de Infantas, todas de tipo sellante.

1.4 DESCRIPCION DEL YACIMIENTO

Los yacimientos del campo, se han dividido en cuatro zonas productoras
denominadas de tope a base de la columna como Zonas A, B, C y D como se
observa en la Figura 2, esta Ultima solo esta presente en algunas partes del
campo., la Zona A, conforma la parte inferior de la Formacién Colorado. Esta
compuesta por los siguientes conjuntos de arenas: arenas 244, arenas 116 y
arenas 58, la Zona B, forma la parte superior de la Formacién Mugrosa. Tiene un
espesor  que oscila entre los 1000 a 1200 pies la Zona C, compone la parte
inferior de la Formacion Mugrosa. En el Campo La Cira Infantas se han definido
cuatro intervalos de arenas productoras conocidas como subzonas C1, C2, C3y
CA4.

La subzona C4 es aquella que suprayace la Formacién Esmeralda y a la vez es la
base de la zona C. Las subzonas C1 y C2 son llamadas “arenas superiores”,
mientras las subzonas C3 y C4 son denominadas “arenas inferiores”, el espesor
de esta unidad esta entre 500 y 600 pies. El grupo de las arenas superiores
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(subzonas C1 y C2) es el mayor productor de todo el campo y esta conformado
por una secuencia litolégica de areniscas grises claras, pardas de grano medio a
grueso, friables; arcillolitas grises claras, pardas y pardo rojizas y limolitas verdes.
Hacia el tope de la zona, se encuentran un nivel de areniscas saturadas de aceite,
con un buen contenido de chert negro, que marca el contacto con la zona B. En
relacion al grupo de arenas inferiores (subzonas C3 y C4), esta conformado por
areniscas y arcillolitas intercaladas y alternadas, con caracteristicas similares al
grupo superior, pero con menores porosidades y saturaciones de aceite.

La zona D, corresponde a la Formaciéon Esmeralda dentro del Campo La Cira
Infantas. Esta compuesta por una serie de arcillolitas masivas y arenosas
marrones y azules, con poca cantidad de capas intercaladas de areniscas. Las
intercalaciones de arcillolitas en estas son de grano fino y no productoras. Esta
zona cuenta con un espesor aproximado de 500 pies.

1.5 HISTORIA DE PRODUCCION DEL CAMPO

A continuacién, se presentan las caracteristicas mas importantes de la historia de
produccién del Campo La Cira Infantas, en los siguientes aspectos: métodos de
produccion, tiempo de produccién, numero de pozos Yy caracteristicas del
yacimiento:

Métodos de produccion. El comienzo de la produccion del Campo La Cira
Infantas, se realizé por flujo natural. Posteriormente se cambi6 al sistema de
levantamiento Gas Lift, el cual fue desarmado en 1935 para implementar el
bombeo mecénico, convirtiéndose este en el sistema de levantamiento que
predomina en el campo. Actualmente, el campo cuenta con tres sistemas de
levantamiento artificial. Bombeo Mecénico (BM), Bombeo de Cavidades
Progresivas (BCP) y Bombeo electro-sumergible (BES).

Tiempo de Producciéon. Segun Ecopetrol S. A2t , el primer pozo productor del
campo fue Infantas 2 en el aflo 1918. A la fecha de mayo de 2017, el campo
continda activo y produciendo, alcanzando 99 afios de produccion.

En la actualidad el Campo La Cira Infantas tiene una produccién de alrededor
40.000 BOPD y 362.000 BWPD, con una produccion promedio por pozo de 40
BOPD, 370 BWPD y 98% de corte de agua. Toda la produccion es operada por
siete estaciones (dos descalificadas y cinco facilidades de tratamiento) distribuidas
a lo largo del campo, las cuales cuentan con una capacidad instalada de 567.000
Barril Fiscalizado por Dia (BFPD).

La inyeccion promedio por pozo es de 1.140 Barriles de agua inyectados por dia
(BWIPD) para un total de 480.000 BWIPD en todo el campo. El 95% de los pozos
inyectores tienen instaladas sartas selectivas de inyeccion y los 5% restantes
cuentan con sarta simple. Para el tratamiento e inyeccion de agua existen 3

21 ECOPETROLS. A., Evaluacion Integrada de Yacimientos del Campo La Cira-Infantas. Bogota. 1999. p. 2
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plantas de inyeccion de agua en el campo, con una capacidad instalada de
700.000 BWIPD?,

La produccion acumulada del campo se muestra en la Grafica 1, donde la linea
azul y la linea roja corresponden a la produccion e inyeccibn de agua
respectivamente en BWPD, la linea verde corresponde a la produccion de petréleo
en BOPD.

Gréfica 1. Produccién acumulada del Campo La Cira Infantas.
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Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, Histérico Produccion Campo La Cira, 2015.

Numero de Pozos. El Campo La Cira Infantas cuenta en la actualidad con un total
de 975 pozos productores de los cuales el 100% produce bajo efecto de inyeccién
de agua, la cual es realizada por medio de 420 pozos inyectores distribuidos en
400 patrones?3.

Propiedades de los fluidos. Las propiedades de los fluidos son diferentes en
cada area y zona del campo. En el Cuadro 1 se muestran los valores de las
propiedades mas importantes.

22 CEPEDA, Félix Andrés; GRIMALDOS, Franklin Aldemar. Propuesta metodoldgica para la seleccién de
valvulas reguladoras de flujo en pozos inyectores usando analisis nodal. Tesis de postgrado. UIS.
Bucaramanga, 2015

23 CEPEDA, Félix Andrés; GRIMALDOS, Franklin Aldemar. Propuesta metodoldgica para la
seleccion de valvulas reguladoras de flujo en pozos inyectores usando andlisis nodal. Tesis de
postgrado. UIS. Bucaramanga, 2015
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Cuadro 1. Propiedades de los fluidos del Campo La Cira Infantas.

Propiedad | Area INFANTAS LA CIRA
Zona B iC A B C
Tr(°F) 85 95 92 98 105
Ps (psi) 500 945 640 715 1570
Bo@ Psy Py
(RB/STB) - 1 1 1.075 1.08
Rs (SCF/STB) 93 200 70 93 181
=AP| 25 24-28 18-24 20-27 16-25
11.4@98°F y 11.4 @98°F | 19 @105°F y
 (gP) 650 psi 5.5 58 @100°F v 650 psi 1570 psi
15000~ 15000- 20000~
salinidad NaCl (ppm) 25000 20000-40000 | 10000-15000 25000 40000
Tipo de crudo Naftenica. -Parafinice Nafignica,

Fuente: Tomado y modificado de CEPEDA, Felix Andrés; GRIMALDOS, Franklin Aldemar.
Propuestas metodolégicas para la seleccién de valvulas reguladoras de flujo de pozo inyectores

usando andlisis nodal. Tesis de postgrado. UIS. Bucaramanga 2015. Modificado por los autores.
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2. COMPLETAMIENTO DE POZOS PRODUCTORES DEL CAMPO LA CIRA
INFANTAS

En este capitulo se describen los completamientos llevados a cabo en el Campo
La Cira Infantas de manera general y la descripcion de los tipos de levantamiento
mas comunes presentes en el campo.

2.1 COMPLETAMIENTO GENERAL

Se entiende por completamiento o terminacién de pozos al conjunto de trabajos
que se realizan en un pozo después de la perforacidbn o durante la reparacion,
para dejarlos en condiciones de producir eficientemente los fluidos de la
formacion. El completamiento puede incluir el revestimiento del intervalo productor
con tuberia lisa o ranurada, la realizacién de empaques con grava o el cafioneo
del revestimiento y finalmente la instalacion de la tuberia de produccion.

Los pozos son la Unica manera de comunicacion entre el yacimiento y la
superficie, el completamiento debe ser disefiado para obtener la maxima
rentabilidad en el campo, algunos de los factores a considerar en el momento del
completamiento son:

Tasa de produccion requerida.

Tipo de fluido.

Reservas de zonas a completar.

Mecanismos de produccion en los yacimientos a completar.
Necesidades futuras de estimulacion.

Requerimientos para el control de arena.

Posibilidades de futuros proyectos de recuperacion.
Inversion requerida.

Consideraciones para el levantamiento artificial.

2.2 TIPOS DE COMPLETAMIENTO

A continuacién, se explican los tipos de completamiento, explicados de manera
general, de acuerdo a su edad geoldgica en la Figura 3.
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Figura 3. Tipos de completamiento.
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2.2.1 Hueco abierto. Se realiza en zonas donde la formacion esta altamente
compactada, siendo el intervalo a completar grande 100 a 400 pies y homogéneo
en toda su longitud.

Consiste en correr y cementar el revestimiento de produccién hasta el tope de la
zona de interés, seguir perforando hasta la base de esta zona y dejarla sin
revestimiento. Este tipo de completamiento se realiza en yacimientos de arenas
consolidadas, donde no se espera la produccién de agua y gas, ni tampoco de
arena o derrumbes de la formacion. Caliza o dolomita.

2.2.1.1 Ventajas. A continuacién, se presentan las ventajas de este tipo de
completamiento.

e Se elimina el costo del cafioneo.

e Existe un maximo diametro del pozo en el intervalo completado.

e Puede convertirse en otra técnica de completamiento; con revestimiento
cafloneado.

e Lainterpretacion de registros o perfiles de produccion no es critica.

e Se adapta facilmente a las técnicas de perforacion con el fin de minimizar el
dafio a la formacién dentro de la zona de interés.
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2.2.1.2 Desventajas. A continuacion, se presentan las desventajas de este tipo de
completamiento.

No hay forma de regular el flujo hacia el hueco.

No se puede controlar efectivamente la produccion de gas o agua.
Es dificil tratar los intervalos productores en forma selectiva.
Puede requerirse la limpieza periodica del hueco.

El completamiento a hueco abierto permite empacar el pozo con grava, asi
aumenta su productividad y controla la produccion de arena en formaciones no
consolidadas. Este tipo de completamiento es comun en formaciones de caliza
debido a su consolidacion.

2.2.2 Tuberia ranurada. Este tipo de completamiento se utiliza mucho en
formaciones no compactadas debido a problemas con la produccion arenas de la
formacion.

Es un completamiento con liner, el revestimiento se asienta en el tope de la
formacion productora y se coloca un liner en el intervalo correspondiente a la
formacion productora.

2.2.2.1 Ventajas. A continuacion, se presentan las ventajas de este tipo de
completamiento.

Se reduce al minimo el dafio a la formacion.

No existen costos de cafioneo.

La interpretacion de los perfiles no es critica.

Se adapta facilmente a técnicas especiales para el control de arena.

2.2.2.2 Desventajas. A continuacion se presentan las desventajas de este tipo de
completamiento.

¢ Dificulta futuras reparaciones.

¢ No se puede estimular selectivamente.

e La produccion de agua y gas es dificil de controlar.

e Existe un didmetro reducido frente a la zona o intervalos de produccion.

2.2.3 Hueco revestido y cafioneado. Es el tipo de completamiento que mas se
usa en la actualidad, ya sea en pozos poco profundos 4.000 a 8.000 pies, como en
pozos profundos 10.000 pies en adelante.

Consiste en correr y cementar el revestimiento hasta la base de la zona
objetivo, la tuberia de revestimiento se cementa a lo largo de todo el intervalo
0 zona a completar, cafioneando selectivamente frente a las zonas de interés
para establecer comunicacién entre la formacion y el hueco del pozo.
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2.2.3.1 Ventajas. A continuacion, se presentan las ventajas de este tipo de
completamiento.

e La produccién de agua y gas es facilmente prevenida y controlada.

e La formacion puede ser estimulada selectivamente.

e Permite llevar acabo completamientos adicionales como técnicas especiales
para el control de arena.

e El didmetro del pozo frente a la zona productora es completo.

e Se adapta a cualquier tipo de configuracion mecénica.

2.2.3.2 Desventajas. A continuacion, se presentan las desventajas de este tipo de
completamiento.

e Los costos de cafioneo pueden ser significativos cuando se da en intervalos
grandes.

Se reduce el diametro efectivo del hueco y la productividad del pozo.

Pueden presentarse trabajos de cementacion.

Requiere buenos trabajos de cementacion.

La interpretacién de registros o perfiles es critica.

En el completamiento a hueco revestido y cafioneado puede ser; completamiento
sencillo o completamiento multiple.

El completamiento sencillo es una técnica de produccién mediante la cual las
diferentes zonas productivas producen simultaneamente o lo hacen en forma
selectiva por una misma tuberia de produccion.

Este tipo de completamiento se aplica donde existe una o varias zonas de un
mismo yacimiento. En completamientos de este tipo, todos los intervalos
productores se cafionean antes de correr el equipo de completamiento. Ademas
de producir selectivamente la zona petrolifera, este tipo de completamiento ofrece
la ventaja de aislar zonas productoras de gas y agua. En caso de que la zona
petrolifera no tenga suficiente presion como para levantar la columna de fluido
hasta superficie se pueden utilizar métodos de levantamiento artificial.

Completamiento sencillo convencional, se realiza para la produccién de una sola
zona a través de la tuberia de produccion como se ve en la Figura 4.
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Figura 4. Completamiento sencillo convencional.

Tuberia de
produccion
Empaque

Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

El completamiento sencillo selectivo, consiste en separar las zonas productoras
mediante empaques, produciendo a través de mangas o valvulas de circulacion,
como se ve en la Figura 5.
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Figura 5. Completamiento sencillo selectivo.
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Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

El completamiento multiple, se utiliza cuando se quiere producir simultaneamente
varios yacimientos en un solo pozo sin mezclar los fluidos, generalmente reduce el
namero de pozos a perforar desarrollando los yacimientos de forma acelerada y a
menor costo.

Algunas de las ventajas que obtienen con este completamiento son:

e Se obtiene tasas de produccién mas altas y menores tiempos de retorno de
capital invertido.

e Separan zonas que poseen distintos indices de productividad, con el fin de
evitar que las zonas de alta productividad inyecten petroleo en las zonas de
baja productividad.

e Separa yacimientos con distintos mecanismos de produccidén, pues es
indeseable producir yacimientos con empuje por agua con uno de empuje por
gas.

e Tiene en control apropiado del yacimiento con el fin de evitar zonas drenadas
de petréleo que estén produciendo agua o gas.

Las desventajas de este completamiento son:

e Requiere una inversion inicial alta para la tuberia de produccion, empaques y
equipos de guaya finas.

e Posibilidades de fugas a través de la tuberia de produccion, de empaques y
sellos.
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e Probabilidades muy altas que se originen pescados durante y después del
completamiento, lo que eleva los costos por equipos de pesca, servicios y
tiempos adicionales.

En el completamiento doble con una tuberia de produccion y un empaque de
produccion, la zona superior produce a través del espacio anular, mientras que la
zona inferior produce a través de la tuberia de produccién. Se aplica donde la
zona superior no requiera levantamiento artificial y no presenta problemas de
arena. Figura 6.

Figura 6. Completamiento doble con una tuberia de produccién y empaque.
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Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

Mediante el completamiento doble con tuberias de produccion paralelas y
multiples empaques de produccion, se pueden producir varias zonas
simultAneamente y por separado a través del uso de tuberias de produccion
paralelas y empaques dobles. No se usa el espacio anular para el retorno, como
se puede ver en la Figura 7.
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Figura 7. Completamiento doble con tuberias de produccion paralelas y multiples
empaques de produccion.
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Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

Se utiliza el completamiento de tres zonas con dos o tres sartas, cuando se
requiere produccién vertical independiente de tres estratos se opta, por la
terminacion triple. La seleccién del embalaje de las tuberias de produccion
depende naturalmente de las condiciones de flujo natural de cada yacimiento.
Generalmente puede decidirse por la insercion de dos sartas para dos estratos y
el tercero se hara fluir por el espacio anular, otra opcion es la meter tres sartas de
produccién como se puede observar en la Figura 8.
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Figura 8. Completamiento de tres zonas con dos o tres sartas.
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Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

2.3 SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO IMPLEMENTADOS EN EL CAMPO LA
CIRA INFANTAS

A continuacion, se describirdA los sistemas de levantamiento artificial
implementados en el Campo La Cira Infantas en la actualidad.

2.3.1 Bombeo mecéanico. El yacimiento que produce por este sistema de
levantamiento tiene cierta presion, suficiente para que el petréleo alcance un cierto
nivel dentro del pozo. Por tanto el bombeo mecanico no es mas que un
procedimiento de succion y transferencia casi continua del petréleo hasta la
superficie.

El balancin imparte el movimiento de sube y baja a la sarta de varillas de succion
gue mueve el pistdbn de la bomba, colocada en la sarta de produccion, a cierta
profundidad del fondo del pozo como se puede ver en la Figura 9.
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Figura 9. Bombeo mecanico.
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Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

La valvula fija permite que el petrdleo entre al cilindro de la bomba, en la carrera
descendente de las varillas, la valvula fija se cierra 'y se abre la valvula viajera para
gue el petréleo pase de la bomba a la tuberia de produccion.

En la carrera ascendente, la valvula viajera se cierra para mover hacia la
superficie el petréleo que esta en la tuberia y la valvula fija permite que entre el
petréleo a la bomba.

A continuacién, se muestran las aplicaciones donde puede ser implementado el
bombeo mecénico.

e Pozos con profundidades de hasta 8.000 pies.

¢ No es recomendable implementar en pozos que producen altos volimenes de
gas.

e Puede realizar levantamientos de crudos a altas temperaturas, asi como de
fluidos viscosos.

e Aplicable en cualquier tipo de crudo.
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2.3.2 Bombeo por cavidades progresivas (BCP). Son maquinas rotativas de
desplazamiento positivo, compuestas por un rotor metalico, un estator cuyo
material es elastbmero generalmente, un sistema motor y un sistema de acoples
flexibles, como se puede observar en la Figura 10.

Figura 10. Bombeo por cavidades progresivas (BCP).
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Electrico Mecanico
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Fuente: Arrieta, M. (2010). Completamiento de pozos petroleros. Recuperado de
htts://profesormario.files.wordpress.com/2010/04/completacic3b3n-de-pozos.pdf

El efecto de bombeo se obtiene a través de las cavidades sucesivas e
independientes que se desplazan desde la succiéon hasta la descarga de la bomba
a medida que el rotor gira dentro del estator. El movimiento es transmitido por
medio de la sarta de varillas desde la superficie hasta la bomba, empleando para
ello un motor.

Este tipo de bombas se caracteriza por operar a bajas velocidades, permite
manejar altos volumenes de gas, solidos en suspension y cortes de agua. Asi
como también son ideales para manejar crudos de mediana y baja gravedad API,
es aplicable en pozos de 800 a 6.000 pies de profundidad.

2.3.3 Bombeo electrosumergible (BES). El sistema basico de este bombeo es
transmitir en forma de presion, la energia de un motor eléctrico sumergida en el
fluido del pozo.
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La unidad se encuentra suspendida de la tuberia de produccion, sumergida en el
fluido del pozo y conectada hasta la superficie a través de un cable para
suministrar energia eléctrica al motor, como se puede ver en la Figura 11.

Figura 11. Bombeo electrosumergible (BES).
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Fuente: Soluciones ABB para bombas electrosumergibles (BES). Recuperado de
https://es.slideshare.net/carlpatt/bombeo-electrosumergible-jrpoc

Es de tipo centrifugo multietapas, cada etapa consiste en un impulsor rotativo y un
difusor fijo. EI nimero de etapas determina la capacidad de levantamiento y la
potencia requerida para ello. EI movimiento rotativo del impulsor imparte un
movimiento tangencial al fluido que pasa a través de la bomba, creando la fuerza
centrifuga que impulsa el fluido de forma radial, es decir, el fluido viaja a través del
impulsor en la resultante del movimiento radial y tangencial, generando al fluido
direccién y sentido del movimiento.

A continuacién, se muestran las aplicaciones para ser implementado el bombeo
electrosumergible.

Se utiliza para manejar grades volumenes de crudo.

Pozos de con producciones desde 1.000 BPD hasta 100.000 BPD.
Pozos con revestimientos pequefios.

Pozos con baja y alta viscosidad.

Pozos con altas temperaturas en fondo 500°F.

Pozos con baja relacion de gas.
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2.4 TRABAJO DE COMPLETAMIENTO REALIZADO EN POZO PRODUCTOR
CIRA TO18

El Pozo productor Cira TO18 se encuentra ubicado en el area Cira Sur, el pozo fue
completado con un casing de 7 pulgadas y con un sistema de levantamiento
artificial electrosumergible; en la Tabla 1 se presenta la informacion del pozo y
produccion de fluidos después de su completamiento.

Tabla 1. Informacién del Pozo Cira T018 y fluidos producidos.

Gravedad del petroleo 24° API
Corte de agua, % 84.5
GOR, scf/STB 150
Temperatura de fondo, °F 120
Temperatura superficie, °F 90
Impurezas de gas, N2, H2S, CO2, % 0
Presion de burbuja, psia 164,5
IPR, BFPD/psi 1,06
Presion estatica, psi 779
Drawdown, psi 749
Presion en cabeza, psi 120
Tension en las terminales del motor, V 978
Corriente del motor, A 28.61
Rango temperatura motor, °F 190-350
Velocidad del fluido a través del motor, ft/s 0,715
Consumo del sistema ESP, kWh 42,9
Frecuencia arranque, Hz 42
Diametro externo del casing, in 7
Presion en la linea de flujo, psi 120
Viscosidad del petréleo, cP 25

En la Tabla 2 se muestra el estado mecanico del Pozo T018 del Campo La Cira
Infantas con un sistema de levantamiento artificial electrosumergible y en la
Figura 12 se ve la informacion del estado mecanico del mismo pozo.
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Tabla 2. Descripcion completamiento Pozo T018

Tuberia 3 1/2" +
Niplesilla 3 1/2" +
Crossover27/8a31/2"
Cable plano #6 Nuevo Galvanizado
3085,21
Bomba productora Nuevo Acero al carbon 3108,71 4,00
134 Flex17.5 SXD H6 Flujo mixto
Bomba manejadora d.e ga}s Nuevo Acero al carbon 4,00
16 GINSPH SXD H6 Flujo mixto
3115,71
Separador de gas Nuevo Acero al carbén 4,00
400 GSTHVEX H6
3120,00
Sello Superior Nuevo Ferritico 4,00
FSB3 XUT FER SSCV PFS CL5HL
3125,56
Sello Inferior
Nuevo Ferritico 3131,12 4,00
FSB3 XLT FER SSCV CL5
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Tabla 2. (Continuacion)

Motor

Nuevo Ferritico 4,50
450XPX 88 Hp-1240 volt-46amp
3143,22
Sensor "
well Lift N Nuevo Ferritico 4,50
3145,12

Casing 7"26 Ib/pies ID 6.276"

TD 3390’
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Figura 12. Informacion estado mecanico pozo T018.

Long. oD Peso 1ope Fondo Condicio - Compaiiia

(pies) (puig) (b)) P*S  (Gesmp) n B Responsable
1 |Tubing Hanger 1,00 Oxy-Ecopetrol
2 |Cable de potencia Cable plano #6 3083 |3083,09 4408,8 Nuevo Galvanizado Oxy-Ecopetrol
3 |Tuberia de produccién 31/2" 103 |3083,09 28672,7| 0,00 3083,09 Oxy-Ecopetrol
4 |Niplesila Niplesila 3 1/2" 1 1,00 10,00 | 3083,09 | 3084,09 Oxy-Ecopetrol
5 |Cross over 27/8a31/2" 0,5 0,50 10,00 | 3084,09 | 3084,59 Oxy-Ecopetrol o Baker Hughes
6 |Descarga 2 7/8" EUE B8RD 1 0,62 11,00 | 3084,59 | 3085,21 Baker Hughes
7 |Bomba productora 134 Flex17.5 SXD H6 Flujo mixto 1 23,50 | 4,00 | 710,00 | 3085,21 | 3108,71 Nuevo Acero al carbon Baker Hughes
8 |Bomba manejadora de gas 16 GINSPH SXD H6 Flujo mixto 1 7,00 4,00 | 105,00 | 3108,71 | 3115,71 Nuevo Acero al carbdn Baker Hughes
9 |Separador de gas 400 GSTHVEX HE 1 4,29 4,00 | 150,00 | 3115,71 | 3120,00 | Nuevo Ferritico Baker Hughes
10 |Sello Superior FSB3 XUT FER 55CV PFS  CLS HY 1 5,56 4,00 | 158,00 | 3120,00 | 3125,56 Nuevo Ferritico Baker Hughes
11 |(Sello Inferior FSB3 XLT FER SSCV CLS 1 5,56 4,00 | 158,00 | 3125,56 | 3131,12 Nuevo Ferritico Baker Hughes
12 |MLE KLHT # 05 Next Generation 1 61,91 41,32 Nuevo Maonel Baker Hughes
13 |Guardacables Guardacables 100 599 0,00 | 2532,00 | 3131,12 MNuevo Acero inoxidable Oxy-Ecopetrol
14 |Motor 450XPX 88 Hp-1240 volt-46amp 1 12,10 | 4,50 618 3131,12 | 3143,22 Nuevo Ferritico Baker Hughes
15 |(Sensor Well Lift N 1 1,90 4,50 87,00 | 3143,22 | 3145,12 Nuevo Ferritico Baker Hughes

Dentro de perforados 613
Intervalo de perforados 2532,00 | 3209,00

Longitud Total Equipo ESP 59,91| pies
Peso Total Equipo ESP 3.110 Lb

Peso Total Equipo ESP, sarta y cal 36.202 Lb

Tope de perforados, ft 2532 |MD
Fondo de perforados, ft 3209 |MD
Mitad de perforados, ft 2870,5 |MD
D 3350 [MD
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Finalmente se muestra el perfil del Pozo Cira TO18 en la Figura 13, se puede
observar tope (20 pies MD) y base (3369 pies MD).

Figura 13. Perfil Pozo Cira TO18.
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Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, LLC. Estado Mecanico Pozo T018, 2014.
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3. METODOS DE AISLAMIENTOS IMPLEMENTADOS EN EL CAMPO LA
CIRA INFANTAS

En este capitulo, se encuentra una descripcion de las tecnologias de aislamiento
implementadas en el Campo La Cira Infantas, llevando a cabo una comparacion
con el método de mayor uso durante la historia del campo, el cual es, cementacion
remedial. Adicionalmente se realiza la revision de algunos de los aislamientos
realizados previamente, determinando causas o variables de falla de dichos
aislamientos.

3.1 DESCRIPCION DE LOS METODOS DE AISLAMIENTOS IMPLEMENTADOS
EN EL CAMPO LA CIRA INFANTAS

A continuacion, se presentan los tres métodos de aislamientos aplicados en el
Campo La Cira Infantas, cementacion remedial, quimicos y mecanicos.

3.1.1 Cementacion remedial. Es el proceso de forzar una lechada de cemento
dentro de huecos en el casing y cavidades detras de este, formando de esta
manera un tapon de cemento que previamente puede ser perforado.

Los tapones de cemento pueden ser situados en hueco abierto o entubado, siendo
de mayor dificultad el primero por las irregularidades en el didmetro del hueco
(washout).

La implementacién de un tapén de cemento presenta un gran problema pues la
cantidad de volumen de cemento que se utiliza es muy pequefia comparada con el
volumen del fluido del pozo y puede contaminarse facilmente.

Cuando se va a aislar una zona, los espesores, profundidades y numero de
tapones son dados por las condiciones del pozo y varian dependiendo del nUmero
de intervalos a aislar y las presiones encontradas, entre otros factores.

Existen dos técnicas para aislar zonas de pozos con cemento: cementacion
forzada (squeeze) y tapon balanceado.

3.1.1.1 Cementacion forzada (squeeze). Consiste en desplazar un volumen
especifico de lechada de cemento a alta presion, hasta la zona a aislar o la zona
cafloneada, el cemento entra dentro de los orificios de los disparos como se
observa en la Figura 14, debido a la alta presion que se efectua.
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Figura 14. Squeeze.

Cemento rd

Fuente: Perfoblogger, Oil Well Cementing. 2013.

3.1.1.2 Tapones balanceados. Se dice balanceado cuando, la presion
hidrostéatica al final de la tuberia es la misma que la observada en el espacio
anular; se debe realizar los respectivos céalculos de volumen de lechada de
cemento para saber cuanto debe bombearse hasta lograr el balance en la tuberia
y en el anular, como se observa en la Figura 15.

Es necesario desplazar barriles de mas (normalmente que cubran 10 pies por
encima del tapdn), para permitir que el cemento caiga cuando se estd sacando la
tuberia fuera del hueco, y que esta no quede por debajo del tope deseado.

Figura 15. Tapon balanceado.
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Fuente: Perfoblogger, Oil Well Cementing. 2013.
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e Espaciadores. Es un fluido se desplaza antes y después de la lechada de
cemento, como se observa en la Figura 16; normalmente los espaciadores de
cemento son agua o fluido de perforaciéon, sin embargo, estos pueden llegar a
contaminar el cemento haciendo que este no frague.

La funcion de este, es generar un sello mientras el cemento entra a la
formacion y se fragua, evitando asi que este se contamine o migre a otros
estratos. Un ejemplo de este espaciador es el X-Linked?* .

Figura 16. Ubicacion espaciador de cemento.
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Fuente: Perfoblogger, Venezuela Febrero 2015.

3.1.2 Quimicos. Son sustancias que se bombean al pozo de la misma manera
como se realiza un tapén de cemento, a diferencia del cemento, estas sustancias
tienen ciertas propiedades fisicas y quimicas que mejoran el aislamiento, las
cuales se explican a continuacion.

24 BAKER HUGHES. X-Linked cement spacer system. Houston 2013.
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3.1.2.1 Polimeros Organicos. son fluidos que desarrollan un gel polimérico
estable capaz de penetrar la matriz antes de su activacion. La activaciéon se da al
estar expuesto a condiciones especificas de temperatura, el uso principal de este
liguido es sellar las zonas de agua. Existen dos tecnologias de polimeros
organicos, el OrganoSeal y el H2Zero.

e OrganoSeal®®. Puede ser de bajo o alto peso molecular (OrganoSeal-R vy
OrganoSeal-F) respetivamente. En la Figura 17 se puede observar el polimero
organico ya fraguado.

A continuacion, se describen las caracteristicas del Polimero Organico de bajo
peso molecular:

Facil penetracion en la matriz.

Tiempo de gelifraccion controlado temperaturas de fondo de 325°F.
Activador orgénico no toxico.

Estable en presencia de CO2y H2S.

A continuacioén, se describen las caracteristicas del Polimero Organico de alto
peso molecular:

o Gel fluido para el control de flujo en reservorios naturalmente fracturados.

o Alta penetracion en fracturas y fisuras.

o Tiempo de gelifraccion controlado hasta en temperaturas de fondo de
325°F.

o Reduce sustancialmente la permeabilidad.

o Activador organico no toxico.

Figura 17. Gel OrganoSeal.

Fuente: Schlumberger, Well service. Bogota Septiembre 2016.

25 SCHLUMBERGER. Well intervention catalog. Vol1. Houston 2015
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e H2zero?®. es un sistema capaz de sellar permanentemente la zona objetivo,
formando un gel rigido tridimensional. EIl quimico es bombeado como una
solucion de baja viscosidad (30 cP incluso en superficie) dentro de la formacion
alrededor del pozo y a través de la matriz para cubrir el radio de penetracion de
acuerdo con el disefio del trabajo, como se puede observar en la Figura 18.

A continuacion, se describen sus caracteristicas:

e Tiempo de bombeo predecible y adecuado a la temperatura de fondo estatica
del pozo.

e Térmicamente estable, resiste hasta 400°F.

e No es sensible a la litologia y fluidos contenidos en la formacion y/o metales
pesados.

e Facil de bombear, la inyectividad no presenta problema.

En el ANEXO A se puede observar la ficha técnica de del OrganoSeal y en el
ANEXO B la del H2Zero.

Figura 18. Aplicacion de sistema HzZero.

(a) (b) (c) (d)

Fuente: Halliburton, Sale of Halliburton products and services, Houston 2014.

Descripcién de laimagen:

a. Zona con fluido de produccion no deseado (agua o gas).

b. Aplicacién del Hz2Zero con empaques hinchables, la inyeccién se hace en el medio.
c. Limpieza del pozo despues de la etapa del cierre.

d. Restauracién de la produccién.

3.1.2.2 Resina. Es una red de polimero resilente capaz de sellar zonas
problematicas, como se puede observar en la Figura 19. Es quimicamente

26 HALLIBURTON. Stimulation, Cost effective porosity — fill sealant for wéter and gas shutoff. Houston 2014.
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resistente y compatible con el agua, la resina crea una pelicula en la formacion y
el casing resultando en un incremento en la resistencia al esfuerzo cortante. La
resina WellLock 2 no es un sistema de cemento, por el contrario, la relaciéon de
Poisson de la resina WellLock es mas cercana a la del caucho, mientras que el
cemento estd mas cerca de la del vidrio. En otras palabras, el cemento es
intrinsecamente rigido y esta resina es inherentemente flexible. Algunas
formulaciones de resina WellLock han alcanzado una resistencia a la compresion
de hasta 48.500 psi.

La resistencia a la adherencia por cizallamiento del cemento es generalmente del
10% de la resistencia a la compresion (100-900 psi); Y la resistencia de unidn por
corte de la resina WellLock esta consistentemente por encima de 1000 psi.

En transicién de la resina WellLock de un liquido a un sélido empieza a formarse
una red tridimensional no porosa, la resina continla transmitiendo presion
hidrostéatica a la formacién hasta que se forma una barrera impermeable de. Se ha
observado que un pie de resina resiste un diferencial de presion de 1.000 psi.
Tanto las moléculas reticuladas como la transferencia continua de la presion
hidrostatica a lo largo del tiempo establecido, crean una resistencia a la
canalizacion de liquidos o gases. En el ANEXO C se puede observar la ficha
técnica del Well Lock.

Figura 19. Sello de zonas con Resina Well Lock.
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Fuente: Halliburton, Cementing inovation time line, Houston 2014.

27 HALLIBURTON. Cementing inovation time line. Houston 2014.
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e Mezcla de resina con cemento. De la adicion de resina al cemento como se
ve en la Figura 20, resultan de mejores propiedades mecéanicas en
comparacion con el cemento base solo, la resina transmite ventajas de
rendimiento a largo plazo incluyendo una mayor resistencia a la compresion,
una mayor ductilidad y un aumento en la resistencia a los esfuerzos de
cizallamiento.

A continuacion, se describen sus caracteristicas:

- Resina (<30% en Volumen)

- Se puede mezcla con cualquier tipo de cemento.

- Rango de Temperatura 40°F - 225°F (4°C - 107°C).
- Aumenta la fuerza de adhesion.

- Reduce la permeabilidad.

- Aumenta Compresibilidad.

A continuacién, se presenta un ejemplo de las diferentes concentraciones de
resina con cemento LockCem?2,

Figura 20. Diferentes concentraciones de resina con cemento.

100% Cement 95:05 75:25 05:95 100% Resin

Fuente: Halliburton, Brochure, Bogota Noviembre 2016.
En el ANEXO D se puede observar la ficha técnica del LockCem.

3.1.3 Mecanicos. Son empaques que se bajan como parte de la tuberia de
produccion o como completamiento del pozo. Pueden ser hinchables, inflables y
expandibles, los cuales se explican en la Cuadro 3.

28 HALLIBURTON. Resin emerging as alternative to cement. Houston 2013.
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Cuadro 3. Aislamientos mecéanicos.

Sistema Tipos Activacion Descripcion Caracteristicas
Consiste en una tuberia ciega e |deal para pozos
Sistema de e Wirelene. gue va ubicada en la zona no desviados.
doble e Slickline. deseada que se va aislar y dos e Grandes
empaque e Coiled empaques inflables en los reducciones de
tubing. extremos. diametro
Ver Figura 21 interno(0.7” a 17)
e Bajos costos.
e Facil operacion.
- Presion Se ejecuta como parte integral | -No requiere fluido de
Empaque hidrostética. del revestimiento para inflado.
Inflables inflable - Mecénica. proporcionar una barrera entre - Integridad a largo
- Explosion el casing y el pozo, utiliza un plazo.
Ver Figura 22 eléctrica. elemento de empaquetado - No tiene restriccion
inflable. de espaciamiento.
Proporciona aislamiento de la | - No es tan sensible a
Zzoha con o0 sin cemento. las condiciones del
pozo.

69




Flgura 21. Slstema Repacker29

Fuente Baker Hughes BrochureBogota Octubre2016

Figura 22. Sistema MPass®.

Run In

Set

™ T T —T

Fuente: Baker Hughes, Brochure. Bogota Octubre 2016.

29 BAKER HUGHES. Openhole feed-through packers. Houston 2016.
30 BAKER HUGHES. Liner systems and wellbore isolation video. Houston 2010.
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Cuadro 3. (Continuacion)

Sistema Tipos Activacion Descripcion Caracteristicas
Empaque -Wireline. Es un elemento inflable que va | - Ideal para pozos con
inflable - Slickline. unido a la junta de la tuberia. alto dafio en el
externo - Coiled tubing. Proporciona un sello revestimiento.
adaptandose a las paredes del
Figura 23 pozo.
Cuias -Wireline. Sistema compuesto por cuiias -No requiere nueva
Expandibles metalicas - Slickline. metalicas en los extremos y un perforacion, ni
expandibles - Coiled tubing. tubo en medio el cual no se cementacion.
expande, pero cumple con la - Reduccion de
Figura 24 funcion de extension. diametro (0.7” a2 0.8”)
Puede ser utilizado en
pozos productores e
inyectores.
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Figura 23. Sistema ECP3.

Fuente: Baker Hughes, Liner Hanger Systems. Houston 2010.

Figura 24. Sistema X-Span®?,

Fuente: Weatherford, Brochure. Houston 2007.

31 BAKER HUGHES. Liner hanger systems. Houston 2010.
32 WEATHERFORD. Solid expandible systems. Suiza 2015.
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Cuadro 3. (Continuacion)

Sistema Tipos Activacion Descripcion Caracteristicas
Es un tubo de metal que cuenta -Espesor (0.254” a
Tuberia -Presion con un cono en la punta que 0.375”).
metalica hidraulica. expande el metal y se adhiere - Reduccion den el
expandible sobre el casing durante los diametro del casing
primeros cinco pies y el (0.6”a 0.8")
Figura 25 restante, se expande con - Resistente a la
tension aplicada por el equipo. corrosion.

Fuente: Weatherford, Brochure. Houston 2007.
Baker Hughes, Brochure. Bogota Octubre 2016.
Baker Hughes, Liner Hanger Systems. Houston 2010.

En el ANEXOS E y ANEXO F se pueden observer las fichas tecnicas de los sistemas expandibles y el MetalSkin.
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Figura 25. Sistema Metal
Skin,

Fuente: Weatherford, Brochure. Houston 2007.

3.2 COMO DETERMINAR LOS PROBLEMAS E INTERVALOS DE
AISLAMIENTO

A continuacion, se hace una breve explicacion de como se determinan los
problemas que presenta el pozo y los intervalos que se van a aislar.

e Analisis teoricos:

e En el Campo La Cira Inafantas a diferencia de otros campos, no se corren
registros de produccion debido a que la mayoria de los pozos del campo
presentan un completamiento por Bombeo Mecanico, con este sistema no es
posible correr algun tipo de registro.

e Los pozos completados por medio de Bombeo Electrosumergible no se tienen
con YTool que permita correr un registro.

Por ende, al no tener informacion directa, todo se hace por correlacion de los
pozos inyectores, los cuales, si tiene trazabilidad y registros, se correlaciona cada
patron de inyeccion y se compara el agua inyectada en cada arena (tanto la
inyeccion presente como la inyeccion pasada) y el corte de BS&W de los pozos
productores. Se revisan los volumenes porosos inyectados (cantidad de agua
total) y apartir de esto se toman decisiones sobre cual es la posible arena que esta
generando la alta produccién de agua o arena.

33 WEATHERFORD. Solid expandible systems. Suiza 2015.
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Durante las intervenciones en los pozos inyectores cercanos a cada pozo
problema, se hacen pruebas de suabeo selectivo, donde las arenas problema se
les muestrea y se les hace andlisis. Estos datos son en varias partes del campo y
permitencorrelaciones segun la necesidad.

e Determinacion del problema:

e Arenamiento: cuando el pozo tiene indice de falla alto por arenamiento y
taponamiento del sistema de levantamiento artificial.

e Dafo en el revestimiento: cuando se encuentran restricciones y colapsos
durante intervenciones previas.

e Produccion de agua: cuando la medicién directa de BS&W es superior a lo
esperado.

Estos puntos se verifican con en analisis tedricos anteriormente meancionados,
segun esto, se vuelve un proceso ciclico, hasta que se definen candidatos y
posibles grupos de arenas que son las que generan problema y que al final se van
a aislar.

3.3 REVISION HISTORICA DE LOS AISLAMIENTOS REALIZADOS EN  EL
CAMPO LA CIRA INFANTAS

A continuacién, se realiza la revision de algunos de los aislamientos realizados
previamente, determinando causas o variables de falla de dichos aislamientos.

La campafa de aislamientos aparecié como necesidad operativa en el campo en
el 2015 mas que todo por los elevados valores de BS&W que se presentaron en
pozos del campo y se encontrd el fendmeno de dafios en el revestimiento, a partir
de este momento se planteo la campafa para cada afio, debido a esto la data de
aislamiento es muy reciente, se llevar6n a cabo aislamiento en afios anteriores,
pero como trabajos especificos pozo a pozo y no como una necesidad general.

3.3.3 Tabla revision histérica de los aislamientos realizados. En el Cuadro 2

se presenta una revision histérica de algunos de los aislamientos realizados en el
Campo La Cira Infantas.
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Cuadro 4. Revision histoérica de los aislamientos.

Fecha de Longitud a | Permeabilidad Tipo de Resultados B5&W antes - . .
HEay trabajo aislar (ft) {mDj} Eni=a aislamiento operativos después (%) Al CITrErERTS
El pozo disminuye BSEW y Rraallzu prueba de |n'?.n?e-:t|l..'|dud =in Ewderlucllar
Diferencial o rivel da produccidn de incremento de presion en cabeza. Reslizo
TOO 03/08/2015 50 800 - 1400 d e Sguesze Bueno 958 -82 it to da 40 squeere forzado combinando cemento clase G
= presian celle aumento o 70% (14bbl} y FineGem 30% (5bbl). Fermitié 40
BOFPD A44 BOPD _
hrs de fraglie por paro de la US0.
Al inicie del trabajo se
observo descenso del BEW Comelaciond con GR-CCL. Bajo
(2 primeros meses), sin " .
’ embargo, schamart, o | CoTPSamini cen shpsaues feves
Produccion - 5 " ' ubicados =MD 2 = distancia
LCoo 221012015 28 250-1100 de agua Scah Liner Deficients 852 mmpo!'tamlerda del pozo es del primer intervalo y @ 3235-3245 5 2 # de los
el mismo que antes del R R .
. intervalos inferiores a separar. Probo empagues
trabajo. Aciuslmente en .
diferids, hs tenido 4 fallas por anulzr con 500 psi OK
posterior al sislamiento
Realizd prueba de inyectividad hasta 4 bpm con
una presion maxima de 160 psi, zona de alta
sdmisibiidad. Reslizd SCZ forzade con CR y
BF bombeandc 20 bbls de lechada (sin
Fozo mejora BEW de B4% a | especificar), probd SQF sin éxita. Repitid SQZ
Producsitn 20%. Increments fluidos bombeando 22 bbls de lechada combinando
LCoo2 121002015 11 700 de arena Sgueeze Mo exitoso 34.8-91.8 producidos y disminuys cemento clase G con cemento fino con una
nivel. Cambio de FCF a presidn de 20 psi; decide bombear 15 bbls
ESP adicionales con la misma presicn. Al final
realiza hesitation logrando presidn final de
1220-670 psi. Probd SQZ sin éxite. Realizdé un
tercer 502 bormbeando 30 bbls de cemento
combinzdo, probd S0F sin éxito
Trabajo de Metal Skin
Produccion y Excelente (2do exitoso, disminuyd BSEW Instalo completamiento MetslSkin posterior &
! - - C L ) }
TOo3 1512203 =5 1000 - 1200 de arens Metsl Skin aislamiento) 100 -85.2 18%, pasc de un BOPD de trabajo de 507 fallido
0a 30.
. Disminuyo BESEWVY 43% _ - -
Produccion § Excelente (2do - Instalo completamiento MetalSkin posterior a
TO04 2122015 18 200-2500 de sgus Metal Skin sislamienta) 100 - 54 e515b|||zadoEaErDDF' de0a frabajo de aislamiento quimics (H2Zers) fallide
Realizd trabajo de sislamiento tipo SQZ
BradenHead en dos oporiunidades. El primer
BSW se mantiens igual/por trabajo de SQF fue fallido debido a ls aits
o . encima que los valores sdmisibilidad de Iz zona, ne se logrd presion de
LCOD4 | 19022016 Y| 2500 D“"? =n Et' Squesze Tembe' frabajo 951-987 | reportsdos antes del trabajo | SQZy la formacitn admitié |2 totalidad del
revestimiente uena de sislamiento. Pozo dela cemento. En el segundo 50F de los 20 bbls
zona de gas bombesdos, se forzaron 8 a la formacion y se
logrd presién de SOF de 810 psi. Prusba de
presion positiva con 500 psi OK
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Cuadro 4. (Continuacion)

p Fecha de | Longitud a | Permeabilidad c Tipo de Resultados | BS&W antes - Revision ING c tari
oz trabajo aislar (ft) (D} ausa aislamiento operativos después (%) evision omemntanos
Realizd prueba de inyectividad hasta 2 bpm
P ©ON una presicn maxma de 1333 psi.
— g‘?:mm d'.i;"'”“”"’” =n "75 Reslizd SQZ forzado con BF y CR
LCODS | 01/0372015 28 1800 - Sgqueaze Mo exitose 04- 077 UICOS ProcUnies, R SON 8| b ambesnde lechads combinada de camento
precipitsdas misma tendencia en BEW que i
tes del rabaio de aislamiento fino (10 bbls) y cemento clase G (10 bbls)
&ntes os! lrahayn o= alsiamien realizande hesitstion. Probé SQZ con 300
psi Ok
Reslizd prugbas de inyectabilidad a los
intervalos de interés: Zona | (3752 - 3821'
MO presicén incrementa hasta 550 psi con un
maximo de 3 BPM). Zona |l (3806 - 3831 ft
El BS&W aumenta, sin embarge, MO presion increments hasta 1100 psi),
! Produccion B el pozo no ha vuelto a producir Zona Il (3752 - 3723 ft MD presion
TOO5 | 060372018 48 2000 de arena Equesze Bueno 85-07.3 arena. al BODP disminuys de 54 | increments hasts 1480 pi). Mo se aleanzé
228 presion de S0F en el primer intervalo,
mientras que en el segundo intervalo se
ohservo prasicn da SOZ DE 1000 PSI,
reglizd pruebas de integridad para los SQZ,
=in éxito para el primero.
Dafio en &l E=zcelents Trabsajo de 507 exitoso. Sa
TODGE 22052018 37 2000 revestimients Squesze (Jer 100 legra disminucion de BS&W y un
Aislamienta) sumento en BODP de 40 8 43
En el primer y segundo trabajo
Dafic en el Squesze - Bueno (3er o Sriae?nlrgn:i;?ijﬂ::ﬁgf:mz “7% | S= cbservaun mejor amportamiento en |
Too7 16/02/2018 7 1300 revestimiento Scabliner aislamiénlu::] produccion del pozo, se obta por PoZ0 con tmtfsp de Equegze forzado que
_ con bos dos primeros trabajos de Scabliner
un trabajo de SQF forzado, pozo
en estabilizacién.
ToOE | 16M02016 18 1200 Froduceion Squeeze | Estsbilzado | 95.6- 856 Bl poze no presants ningun
de agua cambio

3.3.4 Descripcion trabajos realizados en Pozo T006. En esta parte, se presenta el caso del Pozo T006 el cual es
un ejemplo de porque se decide llevar a cabo la matriz, el pozo contaba con un BS&W de 100% por esta razén se
decide hacer la intervencion de este, se aplicaron tres tecnologias de aislamiento diferentes (tratamiento quimico
con H2Zero, trabajos de cementacion forzada y tapén balanceado y finalmente aplicacion de tecnologia MetalSkin)
de las cuales dos fueron fallidas. En la Tabla 3 se puede observar la informacion del pozo, en la Figura 26 el perfil
del pozo, y en la Figura 27 los datos del perfil del pozo y de los perforados.
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Tabla 3. Informacion Pozo Cira TO06 e hidrocarburos producidos.

Gravedad del petréleo, API 24
GOR, Scf/Stb 150
Presion de burbuja, psi 150
Viscosidad del petréleo, psi 25
Presion de la linea de flujo, psi 120
Presién casing, psi 20
TVD, pies 3960
MD, pies 4319
BS&W, % 100
Intervalo a aislar, pies 3873-3880

Figura 26. Perfil Pozo Cira T006.

Hole | Cement Opening ;

Depths | Depths | Depths Schematic (1/30/2015)

160R | 160R(TOC)

16.0f(TOC)

36301 35301
3894 .00
389800 ‘
380200 ‘
350900 ‘
392200 ‘
3926.00 ’
353100 )
393400 ‘
356800 ‘
397200 ‘
4016.00 ‘
401900 ‘
402000 ‘
403100 ‘
4050.00 ‘
4057 00 ‘
410200 1
410500 ‘
416700 ‘
417600
422100
422400
423400
423000

439500 4311.00 ‘
431900 1

Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, LLC. Estado Mecéanico Pozo T006, 2015.
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Figura 27. Informacion perfil Pozo Cira TO06 y perforados.

PERFORATIONS
Start Date: 1/26/2015 00:00 Contractor: SETIP INGIENERIA S.A
Method: Conveyed: WIRELINE
Date Top MD (ft) Bottom MD (ft) | Shot density (shot/t) Gun Type Gun Size (in) Charge Desc Interval Type
1/27/2015 00:00 3,894.0 3,898.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 3,902.0 3,909.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 3,922.0 3,926.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 3,931.0 3,934.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 3,968.0 3,972.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 4,016.0 4,019.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 4,020.0 4,031.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/27/2015 00:00 4,050.0 4,057.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/26/2015 00:00 4,102.0 4,105.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/26/2015 00:00 4,167.0 4,176.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/26/2015 00:00 4221.0 42240 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/26/2015 00:00 42340 4,239.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
1/26/2015 00:00 4,311.0 4,319.0 6.00 SCALLOP 3.375 SDP-3375-411NT4 PERFORATED
CASINGS
SURFACE CASING
Component Name Top MD (ft) | Btm MD (ft) Jts | OD(in) | Weight (ppf) | Grade | Connection | Nominal ID (in) | Drnft ID (in)
PUP JOINT 16.0 224 1 9.625 | 36.00 K-55 BTC 8.921 8.765
CASING JOINT(S) 224 351.2 8| 9.625 (36.00 K-55 BTC 8.921 8.765
FLOAT SHOE 351.2 352.7 1 9.625 | 36.00 K-55 BTC 8.921 8.765
PRODUCTIONCASING
Component Name Top MD (ft) [ Btm MD (ft) Jts | OD(in) [ Weight (ppf) | Grade | Connection | Nominal ID (in) | Drift ID (in)
CASING JOINT(S) 16.0 241 1 7.000 | 23.00 N-80 BTC 6.366 6.151
CASING JOINT(S) 241 32648 82| 7.000 | 23.00 N-80 BTC 6.366 6.151
FLAG JOINT 3,264.8 3,284.0 1 7.000 | 26.00 N-80 BTC 6.276 6.151
CASING JOINT(S) 3,284.0 4,395.0 30 | 7.000 | 26.00 N-80 BTC 6.276 6.151
FLOAT COLLAR 4,395.0 4,396.0 1 7.000 | 26.00 N-80 BTC 6.276 6.151
CASING JOINT(S) 4,396.0 4,4325 1 7.000 | 26.00 N-80 BTC 6.276 6.151
FLOAT SHOE 4,4325 4,434.0 1 7.000 | 26.00 N-80 BTC 6.276 6.151
WELLBORE EQUIPMENT
TUBING STRING
Component Name Joints | Top MD (ft) | Btm MD (ft) | Nominal OD (in) | Nominal ID (in) | Grade Connection Weight (ppf) Condition
TUBING HANGER 1 16.0 16.8 7.062 NEW
TUBING JOINT(S) - INT COATED39 16.8 1,220.9 3.500 2,992 | J-55 Extemal-Ups 9.30 NEW
TUBING JOINT(S) 95 1,220.9 4,215.0 3.500 2.992 | J-55 External-Ups 9.30 NEW
TUBING COUPLING 1 4,215.0 42155 3.500 NEW
SEATING NIPPLE 1 42155 4,216.1 3.500 NEW
TUBING JOINT(S) 1 4,216.1 4,247.7 3.500 2.992 | J-55 Extemal-Ups 9.30 NEW
ROD STRING
Component Name Joints [ Top MD (ft) | Btm MD (ft) | Nominal OD (in) [ Nominal ID (in) | Grade Connection | Weight (ppf) Condition
POLISHED ROD il 4.0 44.0 1.500 NEW
COROD 1 44.0 4,114.0 1.000 SER6 NEW
SHEARCOUPLING 3 41140 41151 2.000 NEW
SINKER BAR 4 41151 4,2151 1.625 NEW
PUMP 30-175-RHAC-24-3-1-1 1 42151 4,242.1 1.750 NEW
WELLBORE OBSTRUCTIONS
Date I Type ] Desc.

Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, LLC. Estado Mecanico Pozo T006, 2015.

e Operaciones de cafoneo del Pozo Cira T0O06:
El 26 de Enero de 2015 a las 16:00 horas, se realiza instalacion y prueba de
BOP’s (7 1/16°) en el pozo, se probd integridad del casing y se instalé plataforma
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de trabajo, a las 19:30 horas se inicia programa de cafioneo, a partir del mismo dia
hasta el siguiente, se arman, detonan y sacan a superficie 9 cafiones:

- Cafon#l para intervalo (4311°-4319’)

- Cafdn#2 para los intervalos (4234°-4239’ y 4221°-4224’)

- Cafon#3 para intervalo (4167°-4176’)

- Cafnodn#4 para intervalo (4102’-4105’)

- Cafnon#5 para intervalo (4050’-4057’)

- Cafdén#6 para los intervalos (4020°-4031’ y 4016’-4019’)

- Cafon#7 para intervalo (3968’-3973’)

- Cafnodn#8 para los intervalos (3931°-3934’ y 3922’-3926’)

- Cafon#9 para los intervalos (3902’-3909’ y 3894°’-3898’)

A las 5:25 horas se desinstala equipo de control y se inicia corrida de sarta de
produccion, se sienta sarta de produccion con punta de tuberia a 4247’.

e Bombeo tratamiento quimico H2Zero y BackStop:

El 7 de mayo de 2015 OXY decide realizar programa de aislamiento por medio de
tratamiento quimico con H2Zero y BackStop, el siguiente dia se instala BOP’s,
mesa de trabajo, planchada y herramientas de manejo, se levanta sarta de
produccion, el 10 de mayo se posicion6 y asentd empaques para aislar zona I,
intervalo (3968°-4319’), el 11 de mayo se realiza operaciones de swabbing en zona
| recuper6 71.5 bls de fluido (52 bbls de formacién + 19.5 bls carga) en 34 viajes,
determiné propiedades quimicas:

- BS&W final = 90%

- Cloruros = 20000 ppm

- pH=7

Se posiciond y asentdé empaques para aislar zona |l intervalo (3894’-3934’), se
realizé operaciones de swabbing en zona I, intervalo (3894'-3934"), recupero 37.8
bls de fluido (22.8 bls de formacién + 15 bls carga) en 21 viajes. Determind
propiedades quimicas:

- BS&W final = 100%

- Cloruros = 24000 ppm
- Sedimentos = 2.8

- pH=7

El 15 de mayo se realizan pruebas de inyeccién para tratamiento quimico como se
muestra en la Tabla 4.

Tabla 4. Prueba de inyeccién para tratamiento quimico.

CAUDAL PRESION
(BPM) (PSI)
0,18 130
0,2 198
0,21 237
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Tabla 4. (Continuacion)

0,24 317
0,3 463
0,38 1020
0,49 1080
0,53 1110
0,63 1130

Verificd potencial de inyeccion de la arena C3-C Q = 0.41 bpm, P= 1080 psi,
intervalo (3873'-3880").

Se me mezcld 10 bls de H2Zero y 5 bls de BackStop y se bombed a 0.03 y 0.06 a
bpm con una presion maxima de bombeo de 1080 psi, el tratamiento se desplaza
con 16 bls de agua industrial. Se relajo presion, retiro conexiones, desasentd
empaque Yy retiro sarta, se esperé 18 horas fragiie de tratamiento, se circul6 en
reversa 35 bls de agua fresca a 2 bpm para limpieza de tuberia hasta retorno
limpio, sent6 empaque FB HD @ 3863’ realizé prueba integridad zona |, intervalo
(3873'-3880") (7') desde 400, 600 y 800 psi sin pérdida de presion a 1000 psi
presenta perdida hasta 480 psi, se reinicia la prueba nuevamente con resultados
similares.

Retird unidad de bombeo de Halliburton.
Instalé unidad de Swabing de Setip.

Inicié achicamiento de Tubing de 2 7/8" n-80 6.5# desde superficie hasta 1800' en
7 corridas, apartir de la # 8 el nivel de fluido subié a 950' y finalizo en la carrera #
10 a 700" recupero la capacidad del Tubing 22.7 bls de agua aceite. Realizd 3
viajes adicionales recuperando 8.64 bls total recuperados 31.32 bls, nivel de fluido
final a 680" se toman 3 muestras y decide suspender achicamiento.

Retiré unidad de Swuabing de Setip y desasentd FB a 3863' RBP a 3887', se
corrié para realizar prueba de integridad, senté RBP a 3862'y HD FB a 3833'.

Instalo unidad de prueba de Halliburton y conexiones de superficie, probo lineas
con 2000 psi y prueba ciega con 1500 psi, desasentdé empaque HD, pescé y
desasent6 empaque RBP.

Bajo 15 juntas adicionales de 2-7/8" EUE, reubicO y sentd RBP a 4333 saco 15
juntas de 2-7/8" EUE y senté Packer HD @ 3887' aislando zona c (intervalo 3887’
- 4319’) llen6 anular con 9 bls, con unidad Halliburton inicio prueba de inyeccion a
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0.05 BPM alcanzando 1000 psi con 0.3 bls bombeados, relajo presion reinicio la
prueba obteniendo los mismos resultados y libero Packer HD.

Intento circular fluido en directa presurizandose a 1000 psi con 0.3 bls bombeados,
realizo conexiones y bombeo en reversa 15 bls sin registrar presion ni retornos,
decidié sacar Packer HD para retirar posible restriccion.

Rig Down unidad de bombeo de Halliburton, sacé Packer HD FB, la niplesilla y el

pin de paro salieron taponado con back stop y arena, limpié niplesilla, pin de paro

y Pup Joint, arm6 BHA# 2:

- Llave pescante + Pup Joint 2 7/8" n-80 6.5# +FB HD PKR + pin de paro +
niplesilla + Pup Joint 2 7/8" longitud= 25.23'

Bajo BHA # 2, lleno anular con 8 bls, realiz6 prueba de integridad con 500 psi ok,

liberé HD FB, bajo 15 jtas adicionales de 2 7/8" EUE hasta 4333', desasent6 RBP

a 4333' se corrid y sent6 a 3944' HD FB 3883'.

Aislé zona |l intervalo 3934’ - 3894’ lleno anular con 10 bbls e inicio prueba de
comunicacién como se muestra en la Tabla 5.

Tabla 5. Prueba comunicacion Pozo T006.

caudal presion

(bpm) (psi)
0,1 0
0,5 0
Reinicié prueba
01 56
15 155

Evidenciando retorno con un volumen total de 16.6 bbls.

Movié empaques para aislar y probar los cafioneos del back stop (3880-3873)
posiciond empaques RBP: 3887 FT FB: 3863 ft, se realiza prueba de inyectividad
como se muestra en la Tabla 6.

Tabla 6. Prueba inyectividad 1 Pozo TO06

caudal presion

(bpm) (psi)
15 450
2 670
2,6 950

Rig Down unidad de pruebas de Halliburton.
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Desasentd6 empaques HD y RBP, acondicioné plataforma de trabajo, llave
hidraulica, instalo rack y planchada, sacé juego de Packer HD FB Y RBP con 129
jtas 2 7/8" n-80 + llave pescante + 1- Pup Joint de 2 7/8" EUE x 5.76' + pin de paro
+ niplesilla + 1 - Pup Joint x 6', el empaque FB sali6 tapado con de arena, desarmé
BHA de prueba con set.

Bajo Chafland 2 7/8" x con 141 jtas 2 7/8" n-80 hasta 4378' CF 4396' FILL 18,

instald y prob6 preventor anular con 800 psi, establecié circulacién con 15 bbls,

limpid por circulacion en directa hasta 4396' avance de (18'), circulé hasta retornos

limpios con 150 bbls de agua industrial.

Saco Chafland y armo BHA de inyectividad para tratamiento de back stop y bajo:

- Packer RBP csg 7" + llave pescante + Pup Joint x 2-7/8" x 4 ' + Packer FB csg
7" con valvula igualadora + Pup Joint x 2-7/8" x 4 ' + pin de paro + niplesilla

Sent6 Packer RBP a 3800 y FB a 3766’ probd integridad con 1500 psi, ok,
Reubicé RBP @ 3887'y FB @ 3860 aislo zona lll intervalo (3873’ - 3880°)

Rig up unidad de pruebas de inyeccion de Halliburton, probé lineas con 3000 psi,
llené anular con 3 bls y se probd con 1000 psi, con unidad Halliburton realizé
pruebas de inyeccién srt tasa matricial como se muestra en la Tabla 7.

Tabla 7. prueba inyectividad con srt tasa matricial.

CAUDAL PRESION

(BPM) (PSI)
0,13 950
0,22 610
0,33 560

Se decide realizar subeo de la zona para mejorar inyectividad.

Instal6 unidad de Swabing de Setip con RBP@ 3887'y FB @ 3860' se inicia a
suabear la zona lll intervalo (3873’ - 3880’) atrancando a 281’ de superficie se bajo
sin gomas hasta 3000’ sin restriccion alguna, se cambia e instala goma rebajada
presentado el mismo resultado anterior.

Desasentd FB, sacO y reviso jtas la # 10 presento restriccion cerca al Coupling con
unidad de Swabbing bajé con calibrador, luego bajé gomas rebajadas y tranco
nuevamente a 490', se calibran dentro del pozo 59 jtas' sin ninguna restriccién, se
retira unidad de Swuabing de Setip se calibran en superficie 65 jtas de las cuales
37 no le paso la goma, se reemplazaron y se bajan nuevamente total 124jtas de 2
7/8" n-80 de las cuales 87 son usadas y 37 son nuevas.

Senté Packer axis FB @ 3860' lleno anular con 3 bls probé integridad con 1500
psi, ok .

Instalé unidad de Swabbing de Setip con RBP sentado @ 3887'y FB @ 3860' se
finaliza de subear la zona lll intervalo (3873’ - 3880’) con nivel estabilizandose en
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700' total recuperado 65.3 bls agua en 23 corridas de los cuales 42.3 son de
formacion, 23son del Tubing.

Retiré unidad de Swabbing y armo unidad Halliburton, se probé lineas con 3000
psi, lleno pozo con 5 bls, realizo pruebas de inyeccion srt tasa matricial como se
muestra en la Tabla 8.

Tabla 8. prueba inyectividad con srt tasa matricial 2.

CAUDAL PRESION

(BPM) (PSI)
0,6 230
0,8 540
11 750
1,2 950

Después de 14 bls bombeados presion se estabilizo en 1000 psi.

Mezclo y preparo 5 bls de H2Zero y 5 bls de BackStop y bombe6 mezcla a 0.03 y
0.06 a BPM presion max. de bombeo = 1080 psi, se desplaza tratamientos con 16
bls de agua industrial.

Rebajo presion retird conexiones de superficie desasenté empaque FB axis @
3860', levanto sarta WS= 30 klbs des-instalo dos jta de 2 7/8" n-80 6.5# , circuld
en reversa 40 bls de agua fresca, limpio tuberia, dejo pozo lleno.

Aseguré pozo, se deja en fragle el tratamiento quimico H2Zero y BackStop
durante 48 horas, registro presiones:

- CHP=0
- THP=0 psi

Retir6 conexiones de superficie, verifico tope de tapon de H2Zero hasta cabeza
RBP 3887 circulo en reversa 46 bls agua industrial con retornos de BackStop.

Movié y sentd6 empaque FB @ 3860' RBP 3887' probo integridad con 1000 psi,
realizd prueba integridad zona Il intervalo (3873'-3880") inicial 100, 230, 400
estabilizandose en 350 psi, suspende prueba, relajo presion.

Retir6 unidad de prueba de Halliburton.

Instal6 unidad de Swabing de Setip realizo operacibn de Swabbing desde
superficie hasta 1240’, recuperando 16.7 bls en 8 viajes con espera de media
hora, encontro nivel a 670'.

Desinstalo unidad de Swabing y Packer FB 3680' - RBP 3887' .

Acondicioné mesa de trabajo, llave hidraulica instalé rack y planchada y saco
juego de empaques y desarmé BHA de prueba.
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Se recibe orden de asegurar pozo, se bajan 10 jtas de 3 1/2" j-55 - EUE + Tubing
Hanger 7 1/16 x 3 1/2" EUE longitud =305' sienta sarta WS = 3 klbs y retiro BOP’s
7 1/16 x 5000.

Conecto Tubing Rotator Integral RIl con motor eléctrico, baj6é 4 Sinker bar de 1-
5/8" + barra lisa de 1 1/2" x 40' con stufing box y grapa.

Realiz6 conexiones de superficie y encerramiento del pozo.

e Operaciones de cementacion remedial pozo TO06

Siendo las 00:00 horas del 7 de octubre de 2015 se recibe equipo PTW155 para
iniciar operaciones en el pozo T006, realizo reunién preoperacional y de seguridad
para la divulgacién del plan de trabajo.

Efectud conexiones de superficie, midio.

- CHP =285 psi
- THP=85 psi

Descarg6 pozo a través del Poor Boy quemando abundante gas en la tea hasta
obtener.

- CHP=THP=0 psi.

Retird Stuffing box + barra liza de 1 1/2" x 40 ft + 4 sinker bar de 1 5/8" x 25 ft (200
ft), Pumping Tee + rotador de tuberia eléctrico, instalo set de BOP's 7 1/16" 5m,
conecta mangueras del acumulador y presuriza el sistema.

Asegura pozo y alinea al Choke Manifold para registrar presiones midio:
- CHP =185 psi

Instal6 parrilla de trabajo, vistio mesa con Jtas de manejo.

Probo set de BOP's asi:

- Pipe Rams 1500 psi
- Preventor anular 800 psi.

Pooh & ID Tubing Hanger + 10 jtas de Tubing de 3 1/2" EUE Yy retirdé planchada,
cufias y campana, ubico unidad de Wire Line e inici6 Rig Up Jtas y equipos, probo
equipo de presion Setip ingenieria con 700 psi por 20 min. ok.

Realiz6 corrida de calibracion con canasta de 5.95" maximo OD, tocando fondo a
4.358'. CF: 4,395'.

Armo, bajé y senté composite Brigde Plug 5 3/8" a 3,888' y Cement Retainer de 5
3/8" a 3,862' correlacionando con RBT, intervalo squeeze (3873'-3880"). Realizd
Rig Down de unidad Wireline de Setip, acondiciond parrilla, llave hidraulica y
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herramientas para tuberia DP 2 7/8" IF, instalo Flow line y realiz6 cambio de pipe
rams de 31/2"a 2 7/8".

Armdé BHA # 1 con Stinger asi:
- Stinger + centralizador+ CrossOver 3 1/2" a 2 7/8" IF. longitud = 5.58 FT

Armo cabeza de circulacion y circuld pozo en directa a 2 bpm , 150 psi con 50 bbls
de agua fresca para desplazar crudo y gas presente en el pozo, bajé circulando a
0.5 bpm y determiné punto neutro probando tuberia 2 7/8" DP con 1000 psi, aplicé
8 klbs de peso sobre el CR y colocé marca para el Sting in, posiciond Stinger 2 FT
arriba del CR, verificé circulacion y colocé marca para el Sting Out.

Rig Up de la unidad de cementacion de Halliburton y Lineas de superficie.

Reunion preoperacional para realizar la operacion de cementacion-squeeze,
realizé prueba de lineas con 500 y 3300 psi.

Realiz6 prueba de inyectividad como se muestra en Tabla 9.

Tabla 9. Prueba de inyectividad 2 Pozo
TO06. Caudal (bpm) Presién (psi)
0,4 877
0,5 896
0,6 921
1 1017 y cae a 690
15 1030

Total volumen inyectado = 15 bbls.

Operaciones OXY decide bombear 18 bbls de cemento 15.8 ppg clase g y 10 bbls
de Mud Flush como lavador.

Realiz6 squeeze asi:

- Bombed 10 bbl de MudFlush 11l 8.4 ppg a 3 bpm + 18 bbls de lechada clase g
(15.8 ppg) a 3 bpm, realiz6 Sting in después de bombear 15 bbls de lechada de
cemento, la presion cae de 1440 psi a O psi al realizar el Sting in.

- Se realizé desplazamiento con 16.9 bbls de agua fresca asi: 2.2 bbls de agua
inicialmente a 0.5 bpm/ 15 psi, incremento tasa a 1 bpm donde la presion sube
gradualmente hasta 910 psi con 14.8 bbls desplazados.

- Desplazé 14.8 bbls y realiz0 hesitation a 0.5 bpm en varias oportunidades
hasta alcanzar presion de squeeze a 1018 psi, total volumen desplazado 16.9
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bbls, cemento entre retenedores: 1 bls, cemento en la tuberia: 0.5 bls, cemento
forzado a los intervalos (3873'-3880"): 16.5 bbls.

- Verific6 comportamiento de la presion: cae de 1018 psi a 930 psi en tres
minutos, realizé Sting Out y reversé con 40 bbls de agua fresca hasta retornos
limpios de cemento.

Rig Down unidad de cementacion.

W.0.C. sac6 110 jtas de tuberia 2 7/8" DP a la torre + 11 jtas a los racks, ID BHA#
1 con Stinger, esper6 fragle de cemento por 10 horas para iniciar a bajar.

Armé y bajé BHA# 2

- Con broca trc 6 1/8" usada + bit sub de 3 1/2" REG box x 3 1/2"IF pin + 10 DC
de 4 3/4" 3 1/2" IF PXB + CrossOver 3 1/2" IF pin x 2 7/8" IF box.

Rig Down Power Swivel.
Molié6 Cement Retainer desde 3862' hasta 3864' con:

- WOB: 8-9 klbs

- 100 RPM

- Q:3BPM

- 80 SPM

- P: 360 psi

- TQ: 1500 LB-FT

Realiz6 Drill Out desde 3864' hasta 3884' con los siguientes parametros:

- WOB: 2-4 KLBS
- 100 RPM

- Q:3BPM

- 80 SPM

- P:360PSI

- TQ: 1700 LB-FT

Inicia a circular hasta retornos limpios con 3 bpm, 360 psi y bombeé 15 bls de
pildora viscosa y circulé hasta retornos limpios con 3 bpm, 360 psi.

Levantd sarta 5 pies hasta 3,879 PIES-MD, cerré anular y realiz6 prueba del
squeeze al intervalo (3873'-3880") con éxito aplicando 520 psi durante 10 min. ok.

Realiz0 conexion de la junta # 113, nuevamente se presenta falla del Power
Swivel. Desinstald y retiré jta # 113 a los racks y sac6 1 parada a la torre.

Instalé nuevo Power Swivel y realizé conexiones, establecio circulacién a 2 bpm.
Realizo pruebas de giro y torque ok.

Continué Drill Out de cemento desde 3884' hasta 3888' con los siguientes
paradmetros:
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- WOB: 2-4 KLBS
- 100 RPM

- Q:3.2BPM

- 83 SPM

- P: 400 PSI.

- TQ: 1700 LB-FT

Encontr6 composite Brigde Plug a 3888' y molié desde 3888’ hasta 3890' con los
siguientes parametros:

- WOB: 9-10 KLBS
- 100 RPM

- Q:3.2BPM

- P: 400 PSI.

- TQ: 2000 LB-FT

La sarta bajo libre hasta 3895', luego avanzd con rotacién y circulacién hasta
3975' debido a chatarra del Brigde Plug, retird Power Swivel y conexiones,
contindia bajando libre BHA# 2.

- (Broca 6 1/8") con 125 jts de tuberia 2 7/8" DP desde 3975' hasta tope de
arena a 4316'. CF: 4395'. sucio: 79'".
- Cabeza de circulacién, linea y conexiones de superficie.

Limpié arena con circulacién desde 4316' hasta CF: 4395' con 4 bpm, 600 psi y
bombed 15 bbls de pildora viscosa y circuld hasta retornos limpios con 3.2 bpm,
400 psi, desplazo todo el fluido del pozo con 170 bbls de agua fresca.

Inicia a sacar tuberia 2 7/8" DP a los racks.

Armo y bajé BHA# 3 con empaques RBP y FB, con 103 jts de tuberia 3 1/2"EUE
combinada 17 jts TK-70, 77 jts TK-15 y 24 jts j-55 hasta 3851'-MD desde los racks.

Sentdé empaques RBP a 3851'y FB a 3836', arriba de perforados para realizar
prueba de integridad con 1500 psi en directa, desasenté empaque FB a 3836' y
RBP a 3851', continué bajando BHA# 3 con 127 jts de tuberia 3 1/2" EUE.

Sent6 empaques RBP a 3915'y FB a 3886' aislando intervalos (3894'-3909") inicia
instalacion arbol de suabeo y lubricador.

Inicia swabbing de intervalos c3c entre (3894'-3909') van recuperados 15 bbls de
carga con 17 viajes, nivel inicial: 150, nivel actual: 2050, se observa baja
eficiencia en el suabeo debido a combinacién de diferentes tuberias, (TK-70, TK-
25y J-55). La carga se escurre debido a copas de menor diametro.

Retir6 arbol de suabeo y lubricador, desasentd empaques, sacO juntas para
reemplazarla por tuberia y asi dejar un solo tipo de tuberia para suabear.

Bajoé nuevamente BHA# 3 adicionando 33 jts de 3 1/2" TK-70 usadas, para dejar
un total de 125 jts de tuberia revestida en el pozo.
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Sentd nuevamente empaques, aislando intervalos c3c (3894'-3909") corrié y corto
400 ft de cable del Sand line por encontrarse el alma dafiada. RealizO magnolia
nuevamente.

Instalé arbol de suabeo y lubricador, realizé6 nuevas marcas al cable del Sand line.
Realiz6 swabbing de intervalos c3c entre (3894'-3909') recuperando 30.1 bbls del
volumen de la tuberia, donde se queda sin nivel, espero aportes por 1 horay con 2
viajes adicionales recuperé 3.2 bbls de formacion, nuevamente se queda sin nivel.
Intervalos (3894'-3909") aportan 3.2 bbls/hr, se suspende el suabeo.

Recibe instrucciones de OXY para mover empaques, aislando intervalos del
squeeze (3873'-3880"), disminuyd volumen de carga de la tuberia (18.8 bbls con
17 viajes, maxima carga 200" nivel inicial: 1215'. Nivel final 3700'.

Espero aportes por 1 hora mientras se reforzaban marcas al cable, realiz6 3 viajes
adicionales encontrando que empieza a subir el nivel hasta 1114' recuperando
adicionalmente 5.38 bbls de agua con trazas de cemento.

Monitoreo comportamiento del nivel para el intervalo del squeeze (3873'-3880"): El
nivel subié desde 3700' hasta estabilizar en 309' en 3 horas.

Retiro arbol de suabeo y lubricador. Realizé prueba de inyectividad como se
muestra en la Tabla 10.

Tabla 10. prueba de inyectividad 3 Pozo T0O06.

Caudal Presién

(bpm) (psi)
0,37 50
0,52 180
0,75 320
0,93 500
1,12 980

Se detiene la bomba y la presion cae de 980 psi a 0 psi en 90 segundos, total
volumen inyectado 19 bbls.

Desasenté empaque, bajo y encontré 4 ft de arena por encima del RBP, realiz6
conexiones en superficie y circulé removiendo arena hasta pescar RBP a 3888,
bajo y reposicioné empaques a 4260' y FB a 4205' aislando intervalos c5 inferior
(4221'-4239").

Instalé arbol de suabeo y lubricador y realizé swabbing de intervalos entre (4221'-
4239") recuperando 37.1 bbls (30.3 bbls de carga + 6.8 bbls de formacion), se
gueda sin nivel, nivel inicial: 716" - nivel final 4100'.

Espero aportes por 2 horas para recuperar nivel, intervalos (4221'-4239",
encontrandolo a 3767 ft, continuo swabbing de los intervalos (4221'-4239")
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realizando 3 viajes adicionales donde se recuperaron 3.1 bbls mas de formacién y
nuevamente los intervalos (4221'-4239") se quedan sin nivel, realizd 4 viajes mas
secos.

Suspende suabeo por bajo aporte. Se recuperaron en total 30.3 bbls de carga +
10 bbls de formacion, ultima muestra:

- 90 % BSW visualmente.

Retird arbol de suabeo y lubricador, saca BHA# 3, Flow Line, Cufia neumética y
Campana.

Rig up de unidad Wireline de Setip y probo6 con 600 psi por 10 min. ok.

Armé composite Brigde Plug 5 3/8" en superficie y se baja con GR-CCL Tool para
realizar correlacion, armo, bajé y senté composite Cement Retainer de 5 3/8" a
3,888’ correlacionando con RBT, intervalo squeeze primera etapa (3,894' — 3,934").

Armé BHA# 4 con Stinger asi:

- Stinger + centralizador+ CrossOver 3 1/2" a 2 7/8" IF inicia a bajar BHA# 4 con
Stinger.
- Bajo con un total de 122 jts 2 7/8" DP desde los racks.

Rig Up de la unidad de cementacion de Halliburton e instal6é Lineas de superficie
para realizar squeeze a intervalos (3894'-3934") y realiz6 pruebas de lineas con
600 y 3000 psi durante 10 min. Ok.

Llen6 pozo con 9.5 bbls a 2 bpm, 570 psi y colocé marca para el Sting Out, aplico
8 klbs de peso sobre el Cement Retainer y colocé marca para el Sting in,
posiciond Stinger 2 FT arriba del CR, baj6 circulando a 0.5 bpm en busqueda del
punto neutro y no se encontrd, por un lapso menor a 1 minuto se pierde la
circulacién y nuevamente hay retornos por el anular, se aplicé 8 klbs de peso
sobre el Cement Retainer y continua la comunicacion, intervalos superiores (3873'-
3880, intentd hacer la prueba de inyectividad a diferentes tasas pero continua
flujo por el anular,

- QMAX: 3 BPM
-  PMAX: 550 psi
- Total inyectado: 22 bbls

Desinstald valvula en cabeza y lineas de superficie de Halliburton.

Saco BHA# 4 a la torre para revisar empaquetaduras del Stinger, se encontraron
en buen estado, BHA# 4 baja con punta abierta tuberia DP 2 7/8" con 122 jts
tuberia DP 2 7/8" hasta 3888 ft, saco sarta de trabajo con punta abierta.

Instalé y bajo BHA# 4 con Stinger asi:
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- Stinger + centralizador+ crossover 3 1/2" a 2 7/8" IF con un total de 122 jts 2
7/8" DP desde los racks hasta 3888’ profundidad del Cement Retainer.

Rig up de la unidad de cementacion de Halliburton e instal6 lineas de superficie
para realizar squeeze a intervalos (3894'-3934"), realiz6 prueba con 600 y 3000 psi
durante 10 min. Ok.

Llen6 pozo con 8 bbls a 2 bpm y colocdé marca para el Sting Out, realizé prueba de
inyectividad a intervalos (3873'-3880") por encima del CR como se muestra en la
Tabla 11.

Tabla 11. Prueba de inyectividad 4 Pozo T0O06.
Caudal (bpm) Presion (psi)

0,4 350
0,7 680
1 1040

Total volumen inyectado 6.4 bbls.

Bajo circulando a 0.5 bpm y determino punto neutro probando tuberia 2 7/8" DP
con 1300 psi, aplicé 8 klbs de peso sobre el CR y colocdé marca para el Sting in,
intentd realizar prueba de inyectividad a intervalos (3894'-3934") a 0.4 bpm pero la
presion incrementa inmediatamente hasta 1100 psi, total inyectado 0.1 bls,
encontrando muy baja admisibilidad de los intervalos (3894'-3934"). nota: OXY
decide cancelar squeeze a intervalos (3894'-3934") por baja admisibilidad.

Levanté Stinger a 3884' por encima del Cement Retainer y realiz6 tapon
balanceado de cemento asi:

- Bombe6 10 bbls de MudFlush Il 8.4 ppg a 4 bpm + 20 bbls de lechada
SqueezCem 15.8 ppg a 3 bpm y desplazé con 13.5 bbls de agua fresca a 2
bpm.

Sacé 11 paradas de tuberia DP 2 7/8" a la torre hasta 3190', reversé con 30 bbls
de agua fresca hasta retornos limpios de cemento, forzé 1.1 bbls de cemento a los
perforados (3873'-3880") hasta alcanzar 1370 psi.

W.O.C. esper6 fragiie de cemento con el pozo presurizado, monitoreo presion en
el Choke como se muestra en la Tabla 12.

Tabla 12. Prueba de inyectividad 5 Pozo T0O6.

Hora Presion (psi)
19:50 1350
20:50 1330
21:50 1300
22:50 1220
23:50 1120
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00:50 1080
01:50 1060
02:50 1040

W.O.C Terminé fragiie de cemento por 8 horas con el pozo presurizado, verifico
testigos de cemento a las 6 horas de fragliie encontrandolos sin consistencia,
descarg6 presion por el Choke desde CHP: 1040 psi hasta O psi, sin observar
retornos al tanque, verificd THP: 0 psi. ok.

Sac6 BHA # 4 a los racks.

Bajoé con punta abierta 22 jtas de tuberia DP 2 7/8" que estaban en la torre, instald
Tubing Hanguer rotador.

Retird parrilla de trabajo y herramientas de manejo de tuberia y BOP’s

Instald rotador eléctrico de tuberia y adapter BOP integral y herramientas para
manejo de varilla, baj6 4 sinker bar 1 5/8" y aseguro pozo con barra lisa 1 1/2"x 40'
+ stuffing box, instalo lineas de produccion.

Liber6 equipo PTW-155 a las 18:00 horas del 17 octubre de 2015.

e Trabajo de aislamiento Pozo Cira TO06 por medio de sistema MetalSkin.

Instalé herramientas para manejo de varilla y retird barra lisa 1 1/2" x 40" + 4 sinker
bar que aseguraban el pozo y rotador de tuberia eléctrico y Flow Tee Pumping y
probé apertura y cierre componentes BOP Stack 7 1/16" -3m, ok.

Instal6 parrilla de trabajo, planchada, racks y herramientas de manejo para tuberia
de 3 1/2" EUE, campana, Flow line y llave hidraulica de tuberia, sacé y retiro
Tubing Hanger.

Realiz6 prueba de preventoras asi:

- Pipe rams y Blind rams con 2000 psi x 10 min, ok.
- Preventor anular con 800 psi x 10 min, ok.

Realizo cambio de herramientas para manejo de Drill Collars 4 3/4", se ubicaron y
midieron 10 DC x 4 3/4" + 64 juntas de Drill Pipe en los racks.

Armé y bajé BHA# 1 con 96 jts 2 7/8" DP hasta tope de cemento a 3357'.
Se realiz6 instalacion del Power Swivel.
Molié tapon de cemento desde 3450' hasta 3888’ con los siguientes parametros:

- 3.5BPM

- 80RPM

- 6-8 KLBS

- TQ: 2500 LB-FT
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Bombeod 20 bbls de pildora viscosa y circulé hasta retornos limpios a 3.5 bpm,
molié Cement Retainer a 3888' con los siguientes pardmetros:

- 3.5BPM
120 RPM
10 KLBS
TQ: 2900 LB-FT

Moli6 Bridge Plug a 3945' con los siguientes parametros:

- 4BPM
120 RPM
10 KLBS
TQ: 3200 LB-FT

Retira Power Swivel e instalé elevador y llave hidraulica de tuberia, circuld pozo
con 170 bbls de agua fresca a 2 bpm , p=450 psi, quemod abundante gas en la tea,
verifico presiones THP:

- CHP: 0 psi.

Instalé cabeza de circulacion y trabajo sarta arriba y abajo logrando avanzar desde
4131' hasta 4320' donde no avanza mas.

Sac6 116 juntas de tuberia 2 7/8" DP a la torre y 10 juntas a los racks.
Armo6 BHA# 2 de calibracion asi:

- 6.213" Taper mill con 3 1/2" REG + 4 3/4" bit sub 3 1/2" REG- 3 1/2" IF + 6,213"
Water melon + 43/4" Cross Over 3 1/2" if - 2 7/8"IF, long=9.38 FT y se baja con
un total de 118 jts 2 7/8" DP hasta 3,775 FT-MD

Circuld pozo a 3,393' con 120 bbls de agua fresca y desplaz6 crudo y gas.
Instalé Power Swivel.

Inicia a calibrar casing 7" con BHA# 2 desde 3,775 FT-MD hasta 3,807 FT-MD con
50 rpm.

Retiro Power Swivel, inicia a sacar BHA# 2, saco en total 54 juntas a los racks sin
presentar desgaste, se destorqueo CrossOver necesario para la sarta interna de
Weatherford.

Retird llave Hidraulica del equipo, planchada y racks, reunion de seguridad, AR y
divulgacion procedimiento y corrida Metal Skin Cased Hole Liner.

Instalé llave hidraulica not marking computarizada de wft, elevador, herramientas
de manejo, lifting subs, cufias y collarin para liner 5 1/2" OD, conecto 98.54 FT de
liner expandible de 5 1/2" OD con torque 6ptimo de 2000 LB-FZ/FT asi:
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- 1 x integral joint 5 1/2" MCL FODC OR CT box, 17#, 37,58 FT [con cono de
expansion para 26 #/ft; OD: 5,488" y GS-Spear receiver]+ 1 x Standar joint 5
1/2" MCL FODC OR CT pin-box, 17#, 37.57 FT + 1 x isolation Joint 5 1/2" MCL
FODC OR CT pin-box, 17#, 21.54 FT + top entry joint 5 1/2" MCL FODC OR
CT box, 17#, 1,85 FT

Retird llave hidraulica de WFT e instalo llave hidraulica BJ del equipo PTW-143
instal6é mesa falsa, alistdé herramientas y corrio sarta interna asi:

- 4,63" gs-spear + 4,5" debris catcher + 3,75" xo 31/2" EUE p - 2 3/8" REG b +
3,13" x0 2 3/8" REG p - 2 7/8" HTPAC b + 1 x 3 1/8" short drill collar 2 7/8"
HTPACc + 2 x 2 7/8" HTPAC + xo 2 7/8" HT PAC - 2 3/8" REG b + 3,13" profile
sub

Conecto el Hydraulic Jack Setting Tool a la sarta interna y corrié dentro del liner y
engancho el gs-spear al spear sub receiver, verificO correcto enganche, ok.
Conect6 Wash pipe protector, hold down y cross-over 2 7/8" EUEp - 2 7/8" IF,
conecto 3 juntas de 3 1/2" IF DP , lleno con fluido limpio y aplico tapon de grasa.

Levantd y conecté Slide valve y bumper sub. x-0 2 7/8" EUE pin x 2 7/8" IF box + 1
jt 2 7/8" DP, baj6 BHA de Metal Skin con 37 paradas de 2 7/8" IF drill pipe hasta
2,614 PIES-MD.

Corri6 20 pies de cable principal del malacate, termin6 de bajar BHA Metal Skin y
sarta interna, maniobr6 sarta y cerro Slide valve.

Reunion de seguridad con personal de WFT y HLB para divulgar procedimiento de
sentamiento y expansion Metal Skin y analisis de riesgos.

Rig up unidad de cementacion de HLB, llend tuberia, revis6 anclajes de la torre,
instal6 y probd lineas de alta con 6000 psi.

Realiz6 procedimiento de anclado hidraulico presurizando hasta 4500 psi, continuo
la expansion mecéanica de 98.54 ft de Metal Skin (liner de 5 1/2") con overpull entre
80-105 klbs, aislando intervalo [3,873’- 3,934].

Rig Down lineas de alta y unidad de cementacion de HLB.
Saco los racks, BHA con sarta interna y Setting Tool del Metal Skin.
Realiz6 limpieza del Catch Tank

Ubico tuberia 2 7/8" EUE en los racks, seleccion6 y midié 16 juntas de tuberia 2
7/8" EUE ( 10 nuevas+ 6 usadas) y 60 jts de 3 1/2" EUE.

Baj6 1 jta 2 7/8" EUE como cola presentandose una burbuja de gas:
- CHP:10 psi. descargo gas a la tea.

Continua bajando sarta de produccion, realizé prueba de tuberia con 1500 psi, se
presenta nuevamente un influjo de gas por el anular:
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e CHP:5 psi. descarg6 gas a la tea.

Termino de bajar sarta de produccion con tuberia combinada y probé integridad de
la tuberia con 1500 psi en las juntas 3 1/2" EUE# 60 y # 90.

Instalé equipo lubricador para uso del Sand line, bajé y pescé Hold Down a 4240
pies, retiro equipo lubricador para uso del sand line, campana, flow line, llave
hidraulica de tuberia, herramientas de manejo, parrilla de trabajo y stack de BOP's

Instalé flanche 7 1/16" rotador con motor eléctrico y adapter BOP integral y
acondicion6 herramientas para manejo de varillas, asegur6é pozo con bomba 25-
150-rhac-24-3 + 4 barras de peso 1 5/8 + barra lisa de 1 1/2" y stufing box.

Retiro encierros perimetrales, descargo 200 psi THP, posiciono fire blade y unidad
FB 001y TMX.

Retir6 stuffing box y barra lisa, instalé y probé BOP.
Se realizé conexiones a CHP.

Realiz6 soldadura pin end inferior de la sarta, pin end 1" x 1" ser, armd cabeza
inyectora, set de guias con guaya lider, rih pin end inferior de sarta @ boca de
poZzo.

Renovo PDT, rih shear coupling de 1 x 50 klbs + 4096 pies corod mer 6, toco
fondo @ 4200 pies realizdé espaciamiento con 12" , desconté longitud de la barra
lisa de 1 1/2 x 40 pies, realiz6 corte, corod final 4052 pies mer, ubico sarta en boca
de pozo, desarmo set de guias, retird cabeza inyectora, retird set de BOP y parrilla
de trabajo.

Rig Down unidades FB 001 y TMX 001, organiz6 area.

En el ANEXO G, ANEXO H y ANEXO I, se puede observar un resumen de los
trabajos realizados en el Pozo Productor Cira T0O15 y en el ANEXO J, ANEXO K y
ANEXO L los costos para cada uno.
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4. DESARROLLO Y DISENO DE LA MATRIZ PARA LA SELECCION DEL
METODO DE AISLAMIENTO

En este capitulo se realiza una presentacion del desarrollo y los criterios de
seleccion implementados en la matriz incluyendo los problemas presentes, con los
cuales se desarrolla la matriz, como variables operativas, procedimentales y la
aplicacion de las tecnologias mencionadas en el capitulo anterior, para la solucion
de dichos problemas.

4.1 PROBLEMAS

A continuacion, se presentan los problemas que se encuentran en la matriz, por
los cuales se aislan zonas de pozos productores del Campo La Cira Infantas.

4.1.1 Dafio en el revestimiento. Esto se presenta por fisuras en la tuberia, se
rompe, se ensancha, reducciones de didmetro interno, presenta corrosién o en
casos extremos cuando colapsa; estos dafios se deben principalmente a fatigas
del material que se origina al someterlo a esfuerzos compresivos que este no
puede soportar, también se puede presentar por un peso inadecuado del fluido de
perforacion, mala cementacion primaria o a fluidos con altas concentracion de CO:
y H2S generando corrosion.

4.1.2 Produccién de arena. La produccion de arena es proveniente de
formaciones con presencia de arenas no consolidadas, las cuales son mas débiles
y terminan produciéndose en superficie o en el fondo del pozo, las altas
velocidades de perforacion superiores a 100 pies/hora, también generan que las
rocas poco consolidadas se debiliten mas, el aumento en la caida de presion
entorno al pozo en la etapa de produccion genera esfuerzos efectivos que pueden
acceder la resistencia de la roca, produciendo arena. La produccion de arena
genera taponamientos y abrasion en las partes internas del pozo, en el
revestimiento y en tuberias de produccion.

4.1.3 Produccion de agua. El agua producida es un término usado en la industria
petrolera para describir el agua que sale a superficie junto con el petréleo. Los
yacimientos de petrdleo tienen capas de agua natural, ademas, para lograr una
maxima recuperacion de petréleo en los pozos, se inyecta agua adicional por
medio de pozos inyectores, para ayudar al petréleo a llegar superficie. el agua
superficial mas el agua inyectada, termina produciéndose en superficie en
conjunto con el petréleo incluso en cortes por encima del 90% o0 en casos
extremos hasta con un corte del 100% de agua.

Las trabajos de levantamiento, separacion, filtrado, bombeo, reinyecciéon o
tratamiento para vertimiento del agua producida, se suman a los costos totales de
operacion, haciendo que la extraccion de petrdleo no sea econOmicamente
rentable; adicional a esto en agua puede ocasionar problemas de erosion y
corrosion en los equipos y tuberias.
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4.2 VARIABLES

En esta parte se explica el significado de cada una de las variables que se
tuvieron en cuenta como criterios de seleccion para el desarrollo de la matriz.

4.2.1 Diametro interno final (ID final). Es el diametro interno que queda de
tuberia o empaque después de aplicar la tecnologia de aislamiento, solo aplica
para aislamientos de tipo mecénico, en aislamientos quimicos el diametro final es
igual a la inicial.

4.2.2 Longitud. Es el espesor en pies de la zona que se va a aislar.

4.2.3 Integridad de casing. Es el estado en el cual se encuentra el casing de la
zona que se va a aislar, este se clasifica en bueno, regular y malo. Es la variable
de mayor importancia.

4.2.4 Permeabilidad. Es la capacidad de un material para dejar pasar un fluido en
él, en este caso el material seria el del empaque o tuberia para los aislamientos de
tipo mecanicos o gel o polimero para los quimicos.

4.2.5 Diferencial de presion. Es el cambio de presion en fondo que se presenta
una vez es aplicada la tecnologia de aislamiento.

4.3 RELACION PROBLEMAS - VARIABLES PRESENTES EN LA MATRIZ

En esta parte se comparan las variables una a una dependiendo de cada
problema.

Se le da una valoracion para la comparacion de cada una de las variables
descritas anteriormente en un rango de uno a cinco (siendo uno el valor con
menos importancia y cinco el de mayor importancia), seguido, se suman todos los
valores de cada una de las variables y se dividen entre el total, generando un peso
en porcentaje, de acuerdo con la importancia de las variables segun el tipo de
problema.

La relacion se hizo para cada uno de los problemas, siendo de mayor importancia
el dafo de revestimiento, seguido la produccion de arena y finalmente y con
menor importancia la produccion de agua.

Los valores que se le dan a cada una de las relaciones fueron definidas por un
grupo de trabajo asignado al proyecto, en compaifia de los desarrolladores del
mismo, adicional de la revision histérica de los aislamientos que se han realizado y
de la experiencia de los ingenieros en el Campo La Cira Infantas. Los valores
asignados son unicamente validos para el este campo.
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4.3.1 Relacién dafio de revestimiento — variables. En la Figura 28 se muestra
la relacion de cada una de las variables con respecto al dafio en el revestimiento,
como se observa, después de realizar la comparacion de cada una de las
variables, sumarlas y dividirlas entre el total da como resultado que para el dafo
en el revestimiento la variable mas importante con un peso del 32% es la
integridad del casing y los de menor relevancia son la permeabilidad y el
diferencial de presién con un peso de 11%.

Figura 28. Relaciéon dafio de revestimiento — variables.

OBJETIVO: Daiio de Revestimiento
Variables
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Para este caso las variables mas importantes son longitud y dafio de
revestimiento. Estas variables priman sobre las demas aun intentando tener el
mejor ID posible. Acé se reconoce que la prioridad es recuperar la estabilidad del
pozo aun asi se sacrifique la produccion.

Las variables delta de presién y permeabilidad no son importantes debido a que
100% de este tipo de aislamiento son mecanicos y no incluyen bombeo de
quimicos o cementos.

4.3.2 Relacion produccion de arena — variables. En la Figura 29 se muestra la
relacion de cada una de las variables con respecto a la produccion de arena, como
se observa en la figura, después de realizar la comparacion de cada una de las
variables, sumarlas y dividirlas entre el total da como resultado que para aislar
arena la variable mas importante con un peso del 25% es el diferencial de presion,
esto se debe a que como se menciond anteriormente, uno de los principales
causantes de la produccion de arena es el aumento en la caida de presion, puesto
gue genera mayores esfuerzos efectivos entorno al pozo que pueden exceder la
resistencia de la roca haciendo que esta se debilite. EI de menor relevancia es la
integridad del casing con un peso de 14%.

Figura 29. Relacién produccion de arena — variables.

OBIETIVO: | Aislar Arena
Variables A B C D E Suma Weight
1D Final 3 2,5 3 3 11,5 23%
Longitud (ft) 2 2,5 1 1 6,5 13%
Integridad Csg Zona Aislar 2,5 2,5 1 1 7 14%
K(md) 2 4 4 2,5 12,5 25%
AP 2 4 4 25 12,5 25%
50

mo|o|e| s
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Para este caso las razones son muy similares a las del caso en produccion de
agua, variando un poco el peso en el porcentaje ya que los pozos con problemas
de arenamiento generan cavernas detras del revestimiento, generando mayores
espacios para taponar estas zonas. Esto significa que a mayor longitud se
aumentan costos y riesgos operativos, entonces, en conclusion, sigue siendo mas
importante el ID final, pero la longitud gana un peso adicional por la razén antes
mencionada.

Asi mismo para la relacion ID final y Dafio de Revestimiento, esto porque a pesar
de que para el campo la prioridad sea la produccion de aceite, para los pozos del
Campo La Cira Infantas con arenamiento aumenta la tendencia a dafio de
revestimiento. Por esta razén, el Dafio de Revestimiento gana peso para los pozos
productores de arena.

En el caso de la permeabilidad y el delta de presiones las razones son las mismas
que las mencionadas mas adelante en la produccion de agua.

4.3.3 Relacién produccién de agua — variables. En la Figura 30 se muestra la
relacion de las variables con respecto a la produccién de agua, como se observa
en la figura, después de realizar la comparacion de cada una de las variables,
sumarlas y dividirlas entre el total da como resultado que para la produccién de
agua, la variable de menor peso con 10% es la longitud y el de mayor peso con
28% es el ID final.

Figura 30. Relacién produccion de agua — variables.

OBIETIVO: | Aislar Agua
Variables A B C

1D Final 4 4

Longitud (ft)

Integridad Csg Zona Aislar
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14 28%
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6 12%
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La variable més importante es el ID final para este tipo de pozos. Esto porque es
prioritario para el proyecto LCI, la produccion de aceite. Tener restricciones en el
ID final, significa generar limitaciones sobre el sistema de levantamiento artificial a
instalar y perder niveles de produccion al tener que instalar estos sistemas a tope
de perforados. El 90% de los pozos de LCI, tienen el sistema de levantamiento
dentro de la zona de perforados.

En segundo nivel, son importantes tanto la K como el delta de presion. Esto
debido a que los aislamientos por produccion de agua pueden ser realizados en su
mayoria por sistemas hidraulicos, cementacion forzada y procesos quimicos, estas
dos variables son vitales en el disefio de estos sistemas. Pozos con alto cambio
de presion o con permeabilidad alta, limitan el bombeo de este tipo de fluidos
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como se ve en el pozo fallido, donde se hicieron dos aislamientos por este método
y fueron fallidos.

Las dos variables de menos importancia son longitud e integridad del casing ya
gue estos pozos del Campo La Cira Infantas que presentan alta produccion de
agua, en su historico no presentan problemas de revestimiento. Asi mismo, las
tecnologias de aislamiento para produccion de agua no tienen efecto si son 50
pies o si son 500 pies. Los costos claramente son mas altos, pero son viables
operativamente, en otras palabras, estas dos variables no me restringen el
aislamiento de las arenas que se desea.

4.4 RELACION VARIABLES - TECNOLOGIAS

En esta parte se pasa a hacer una descripcion de la relacion de las variables que
se explicaron anteriormente y las tecnologias las cuales se explicaron en el
capitulo 3.

4.4.1 Criterios de seleccion

Antes de pasar a comparar las variables con las diferentes tecnologias de
aislamiento, se le debe dar un puntaje a cada una de las variables, como se
muestra en la Figura 31, el puntaje va en un rango de 0 a 10, donde el rango de
(0 a 3) se considera malo, de (3.1 a 6) se considera medio, y el rango de (6.1 a
10) se considera bueno.

Adicional cada variable tiene su propio rango, como caso de ejemplo; para la
variable ID Final, si este es menor a 3.9 pulgadas después de aplicar la
tecnologia, este se considera malo y se le da un puntaje en el rango de 0 a 3,
suponiendo que fuera un ID de 5 % pulgadas, este se considera bueno y se le da
un puntaje de 10.

Figura 31. Puntajes variables.

Marking criteria
Puntaje ID Final Longitud (ft) : Integridad Csg Zona Aislar K(md) AP
0-3 <3.9 <20ft Mala 0-300'mD <90%
3.1-6 3,9 20-30 Regular 300 - 1000 'mD 90-95%
6.1-10 >3.9 > 30 ft Buena >=1-D >95%

4.4.2 Tecnologias. En el Figura 32 se muestran las tecnologias de aislamiento
gue se escogieron para el desarrollo de la matriz, las cuales ya se explicaron en la
primera parte del Capitulo 3.
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Figura 32. Tecnologias de aislamiento matriz.

Dafio Revestimiento

Tecnologia Froveedor Sisterma DObjetivo Rango K md Rango T.P Tipo AP RL Casing ID Post
/ /
Metal Skin WTF Sistema Expandible Corte de Agua / Arena Todos 9900 PS Mecanico =10 afios | 7'-51/2 |5.20 @5.72"/ 4.05 @4.39"
Dafio Revestimiento
/ /
X-Span WTF Sistema Expandible Corte de Agua/Arena /g4 Mecanico sGafios | T'-51/2 | 525@5.75"/3.92 @4
Dafio Revestimiento
Mpas BAKER Sitema Inflable Corte de Agua / Arena No Limit 300°F/6000 PSI : Mecanico: Ver Carta 14 Afios : 5-1/2" - B-5/8"
REPacker BAKER Sistema Hinchable Corte de Agua / Arena Mo Limit 300°F/10000PSI | Mecanico:  Simulador 9 afios All Size
ECP-External BAKER Sistema Inflable Corte de Agua/Arena | Nolimit | 300°F/5000PSI :Mecanico: VerCarta i 40afios | All Size
Casing Packer
Fas Drill HLB Tapones Corte de Agua [ Arena / Mo Limit 5000 PSI{ 250 F : Mecanico 4-1/2 - 18"
X-LINKED BAKER Espaciador Corte de Agua / Arena 200°F Quimico : radio de pent. All Size MA
! !
WellLock HLB Polimero Sellante / Aditivo Cemento | COte de Agua / Arena 200°F/18000 PSI | Quimico | dinnanorte | > 10 afios | Al Size NA
Dafio de Revestimiento
LockCem HLE Palimero Sellante / Aditivo Cemento :  Corte de Agua / Arena 40°F - 225°F Quimico =10 afios All Size A
H2ZERO HLB Polimero Sellante (Alta Permeabilidad); Corte de Agua/ Arena | mayor a 1 md : 400°F/Mo limit PSI : Quimico 2600 [psit =10 afios All Size NA,
Organo SEAL SLB Paolimero Sellante (Alta Permeabilidad): Corte de Agua { Arena =25 325°F/2000PS| Quimico = 10 afios All Size MNA,
/ /
Squeeze Squeeze Corte de Agua / Arena | 120 320°F/2000PS >10afos | Al Size NA

101




4.4.3 Relacion criterios de seleccion — variables — tecnologias. Después de
darle los puntajes a las variables y describir las tecnologias, si se puede pasar a
compararlas.

En la Figura 33 se relacionan las variables mencionadas anteriormente, con las
tecnologias; estas relaciones deben realizarse para cada uno de los problemas, ya
sea dafo en el revestimiento, produccion de agua o produccion de arena. En este
caso se presenta como ejemplo las relaciones de las variables vs tecnologias para
dafo en el revestimiento.

En la parte de las filas van cada una de las tecnologias que aplican para cada
problema y en las columnas estan ubicadas cada una de las variables, los
puntajes se ubican en las casillas del medio. En la primera fila estan los pesos de
las variables explicados en el punto 4.3, en las casillas grises se ubicaron los
puntajes que se explicaron en el punto 4.4.3 los cuales se fijan con respecto a
cada una de las tecnologias y en las casillas blancas esta el resultado de la
multiplicar los pesos de la primera fila con cada uno de los valores que se fij6 para
cada tecnologia, donde hay espacios con ceros quiere decir que la tecnologia no
aplica para ese problema; como ejemplo tomamos la tecnologia “Polimero
Sellante de Alta K”, el valor de toda la fila es 0 puesto que para dafo en el
revestimiento no es efectivo aplicar un polimero.

En la ultima columna se muestra la suma de las filas de las casillas en blanco,
este valor corresponde al peso final de la tecnologia para cada tipo de problema,
el mayor peso corresponde a la mejor tecnologia a aplicar, para cada problema en
especifico; en este caso, para dafio en el revestimiento la mejor tecnologia a
aplicar es el Sistema Inflable (Scab Liner) con un puntaje final de 9,52.
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Figura 33. Relacion variables — tecnologias.

ID Final Longitud (ft) Integridad Csg K(md) AP
0,24 022 0,32 011 0,11
Sistema Expandible 10,00 10,00 6,00 10,00 10,00 TOTAL
240 220 1,92 1,10 1,10 872
Sistema Inflable 3,00 10,00 10,00 10,00 10,00
0,72 220 3,20 1,10 1,10 8,32
Sistema Hinchable (Scab liner) 8,00 10,00 10,00 10,00 10,00
1,92 220 3.20 1,10 1,10 9,52
Polimero Sellante K (Alta) 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Polimero Sellante K (Baja) 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Aditivos Cemento 10,00 10,00 5,00 8,00 6,00
240 220 1,60 088 0,66 7,74
Espaciador 10,00 10,00 5,00 6,00 6,00
240 220 1,60 0,66 0,66 752
Squeeze 10,00 10,00 5,00 6,00 6,00
240 220 1,60 0,66 0,66 7,52

4.4.4 Seleccion final. Una vez se hace relacion de criterios de seleccion,
variables y tecnologias se muestra una nueva tabla donde se clasifican los
sistemas con el peso final obtenido como se ve en la Figura 34.

Figura 34. Clasificacion final.

Isolation System
Sistema Expandible 1000
Sistema Inflable 748
Sistema Hinchable (Scab liner) 793
Polimero Sellante K (Alta) 0
Polimero Sellante K (Baja) 0
Squeeze + Aditivos Cemento 800
Squeeze 775

Teniendo estos valores, de acuerdo a su peso se pasa a una nueva tabla donde
se seleccionan las tres tecnologias con mayor peso, como se ve en la Figura 35,
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Figura 35. Tecnologias con mayor peso.

Ranking Isolation System
1 Sistema Expandible 1000
2 Squeeze + Aditivos Cemento 800
3 Sistema Hinchable (Scab liner) 793

Paso seguido se pasa a evaluar nuevos factores para la seleccion final como se
muestra en la Figura 36, donde se ve la vida Gtil de la herramienta, los tiempos de
entrega y los costos de cada una de los sistemas de aislamiento seleccionados
previamente.

Figura 36. Factores de seleccion final.

Sistema Expandible

Market Technologies Run Life Delivery Time Cost (USD$)
Metal Skin > 10 afos 3 3 145,321
X-Span > 5 afios 3 94.383

Sistema Hinchable (Scab liner)
Market Technologies Run Life Delivery Time Cost (USD$)
REPacker =10 afios $ 83.760,53

Polimero Sellante K (Alta)
Market Technologies Run Life Delivery Time Cost (USD$)
Organo SEAL 2 afios $ 131.586,89

Por ultimo se hace un andlisis financiero con respecto a las tecnologias que arroja
la matriz, en la Figura 37 se muestran los costos de los tres sistemas que arrojo la
matriz para este caso.
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Figura 37. Costos de sistemas de aislamiento.

1. Metal Skin

2. X-Span
Cost Detail Metal Skin Cost Detall 2016 Cost Detail Xspan RETIRANDO RSU Cost Detail 2016
Total Cost Rig Service $31.854 49 Total Cost Rig Service $2.857,43
Total Cost Sickine Service S - Total Cost Sickine Service §5.627,12
Total Cost Surface E S > Total Cost Surface E S -
Total Cost Rig Supervisor $1.405.37 Total Cost Rig Supervisor S -
Total Cost Downhole S - Total Cost Downhole Equipment $ -
Total Cost Wirelne Service $4.067,80 Total Cost Wireline Service $4.067,80
Total Cost Rental Trucks §2.103,93 Total Cost Rental Trucks $ -
Total Cost Coded Tubing s - Total Cost Colled Tubing S -
Total Cost Inyectivity Testing S - Total Cost Inyectivity Testing S -
Total Cost Flush By $ - Total Cost Flush By $ -
Total Cost Stimul S - Total Cost Sti S -
Total Cost isolation i $87.498,00 Total Cost isolation $70.240,00
Total cost Calbration $610,17 Total cost Calbration S -
Taxes $17.771,54 Taxes $11.590,93
Cost Detail Total $145.321,30 Cost Detail Total $94.283,28
15. Squeeze
Cost Detail M-Pas Cost Detail 2016

Total Cost Rig Service $ 30.229

Total Cost Sicidine Service S 6.300

Tolal Cost Surface Equipment

Total Cost Rig Supervisor $ 3365

Total Cost Downhole Equipment

Total Cost Wireline Service

Total Cost Rental Trucks N T

R T

Total Cost Inyectivity Testing

Total Cost Flush By

Total Cost Stir

Total Cost k S 33.100

Tolal cost C

Taxes S 14232

Cost Detail Total $ 29.761
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5. PROGRAMA DE TRABAJO DE AISLAMIENTO EN EL POZO PRODUCTOR
CIRA TO15 EN EL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En este capitulo, se muestra la informacién del Pozo TO15, con su respectivo
programa de completamiento, también se lleva a cabo la implementacion de la
matriz y se hace el disefio del programa de aislamiento.

5.1 DESCRIPCION DEL POZO

En esta parte se hace una descripcion del Pozo T0015, el cual es el pozo al cual
se le va a aplicar la matriz y en el cual se implementa el trabajo de aislamiento que
arroje la misma, se puede observar una informacion general del pozo y los fluidos
que el mismo produce y mas adelante se hace una descripcion del
completamiento.

El Pozo Cira TO15 se encuentra ubicado en el area la Cira Norte, fue perforado y
completado en Marzo de 2015 con un sistema de levantamiento por Bomba de
Cavidades Progresivas (PCP), en el Tabla 13 se puede observar la informacién
del pozo y fluidos.

Tabla 13. Informaciéon del Pozo T015.

BFPD 509
Corte de agua, % 99
BOPD 6

Tope de perforados, pies 4.448

Rango de salinidad, ppm 9.000 — 10.000
Nivel de fluido, pies 2.000

Presidn estética, psia 928

Gravedad del petrdleo 24°API
Presion de burbuja, psi 150

En la Gréfica 2 se puede observar el historico de produccion del Pozo Cira TO15,
desde sus inicios hasta finales del 2016, la linea verde representa la produccién
de aceite, con un promedio de 6 BOPD, la linea azul representa la produccién de
agua que es significativamente mayor que la del petréleo, en promedio 500 BWPD
y la linea negra representa la produccion de fluidos en BFPD. En la Figura 38 se
muestra el perfil del mismo.
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Gréfica 2. Histérico de producciéon del Pozo Cira TO15.
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Figura 38. Perfil del Pozo Cira T0O15.

Hole | Cement |Opening
Depths | Depths | Depths

160f | 16.0R(TOC)
16.0ft(TOC)

350.0ft 345 0ft

Schematic (4/1/2015)

428701
42050
4310
431401
42201
42501
43300t
433401
433801
434101
43501
43520t
43560t
436701
43790
43880t
4310f
43301
4450t
443701
444301
44490t
44610t
44680t
453301
45480t
463801t
46440t
473601
47450
474701
47490
47520
47540t
47590t
476301
4767.0f
5237.0ft | 5196.0f 47700

Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, LLC. Estado Mecanico Pozo T015, 2015.

En la Figura 39 se puede ver la informacion del perfil mostrado anteriormente y de
los perforados, los cuales se realizaron el 29 de Marzo de 2015 con un Casing
Gun, el tope y base de los perforados se encuentran a una profundidad de 4287 y
4770 pies respectivamente.
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Figura 39. Informacion del perfil y perforados del Pozo T015.

PERFORATIONS
Start Date: 3/29/2015 00:00 Contractor: HALLIBURTON LATIN AMERICA SA LLC
Method: Conveyed: WIRELINE
Date Top MD (ft) | Bottom MD (ft) | Shot density (shot/t) Gun Type Gun Size (in) Charge Desc Interval Type
3/29/2015 00:00 4,287.0 4,295.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,311.0 43140 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 43220 4,325.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,330.0 43340 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,338.0 4341.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,345.0 43520 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,356.0 4367.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,379.0 4,388.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,391.0 4,393.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,425.0 4,437.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 44430 4,449.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4.461.0 4,468.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,533.0 4,548.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,638.0 46440 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,736.0 4,745.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4.747.0 4,749.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,752.0 47540 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,759.0 4,763.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
3/29/2015 00:00 4,767.0 4,770.0 6.00 CASING GUN 3.375 HMX MILLENIUM PERFORATED
CASINGS
SURFACE CASING
Component Name Top MD (ft) | Btm MD (ft) Jts | OD(in) [ Weight (ppf) | Grade | Connection [ Nominal ID (in) | Drift ID (in)
CASING HANGER 16.0 225 1 9.625 | 36.00 8.921 8.765
CASING JOINT(S) 225 343.0 8| 9.625(36.00 K-55 8.921 8.765
FLOAT SHOE 343.0 3445 1 9.625 | 36.00 K-55 8.921 8.765
PRODUCTION CASING
Component Name Top MD (ft) [ Btm MD (ft) Jts | OD(in) [ Weight (ppf) | Grade | Connection [ Nominal ID (in) | Drift ID (in)
CASING HANGER 16.0 243 1 7.000 | 23.00 6.366 6.151
FLAG JOINT 243 440 1 7.000 | 23.00 N-80 6.366 6.151
CASING JOINT(S) 44.0 33472 82 | 7.000 | 23.00 N-80 6.366 6.151
CASING JOINT(S) 3,347.2 4,034.7 17 7.000 | 26.00 N-80 6.276 6.151
FLAG JOINT 4,034.7 4,054.4 1 7.000 | 26.00 N-80 6.276 6.151
CASING JOINT(S) 4,054.4 5,152.8 27 | 7.000 | 26.00 N-80 6.276 6.151
FLOAT COLLAR 5,152.8 5153.8 1 7.000 | 26.00 N-80 6.276 6.151
CASING JOINT(S) 5,153.8 5,194.0 1 7.000 | 26.00 N-80 6.276 6.151
FLOAT SHOE 5,194.0 5,195.5 1 7.000 | 26.00 N-80 6.276 6.151
WELLBORE EQUIPMENT
TUBING STRING
Component Name Joints | Top MD (ft) | Btm MD (ft) | Nominal OD (in) | Nominal ID (in) | Grade Connection Weight (ppf) Condition
TUBING HANGER 1 16.0 17.3 7.062 2.992 EUE NEW
T JOINT(S) - INT COATED 134 17.3 4,201.8 3.500 2.992 EUE 9.30 NEW
SEATING NIPPLE 1 4,201.8 4,202.3 3.500 2.810 EUE NEW
SWIVEL JOINT 1 4,202.3 4,204.2 5.000 2.992 EUE NEW
PUP JOINT 1 42042 42122 3.000 2.992 EUE 9.30 NEW
STATOR 52-1800 1 4,212.2 42425 4.500 EUE NEW
NO-GO 1 42425 42453 3.000 2.750 EUE NEW
TUBING JOINT(S) - INT COATED 1 4,2453 4,276.7 3.500 2.992 EUE 9.30 NEW
ON-OFF TOOL 1 4,276.7 42775 5.000 2.990 EUE NEW
ROD STRING
Component Name Joints | Top MD (ft) | Btm MD (f) | Nominal OD (in) | Nominal ID (in) | Grade Connection | weight (ppf) Conditiod
POLISHED ROD 1 8.0 48.0 1.500 NEW
COROD 1 48.0 1,648.0 1.156 SER 8.5 NEW
COROD 1 1,648.0 4,110.0 1.156 SER 85 NEW
SHEARCOUPLING 1 4,110.0 4,111.0 2.000 NEW
COROD 1 4,11.0 4,211.0 1.156 SER 8.5 NEW
ROTOR 1 4,211.0 4,240.2 2.000 NEW
WELLBORE OBSTRUCTIONS
Date | Type I Desc.

Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, LLC. Estado Mecéanico Pozo T015, 2015.

A continuacién, se hace una descripcion del completamiento del Pozo Cira TO15,
en la Figura 40 se muestra la configuracion y cada una de las partes del
completamiento
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El pozo fue completado en Marzo de 2015 con un casing de 7 pulgadas y con un sistema de levantamiento por
bomba de cavidades progresivas.

Figura 40. Completamiento Pozo Cira TO15.

EQUIPO DE SUPERFICIE PROVEE
A CABEZAL WFT MGX (Rel Recomendada 5.1:1) CIRA T0015
B ELECTRIC MOTOR 50HP CIRA T0015
C INTEGRAL BOP-FLOW T CIRA T0015
D VSD 50HP ABB CIRA T0015
E TUBING ROTATOR ELECTRICO CIRA T0015
E TUBING HEAD CIRA T0015

REVESTIMENTO Y TUBING

TIPO oD PESO ROSCA JTS DE HASTA
CSG 7 23# LBS/FT BTC SUP 5237
TBG 3-1/2" 9,3 LBS/FT EUE 136 14,90 4204,10
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Figura 40. (Continuacion)

Fuente: OCCIDENTAL DE COLOMBIA, LLC. Completamiento T015, 2015.

A continuacion en la Tabla 14 se muestra la de la sarta de produccion de Pozo
CiraTO15y en la Tabla 15 la descripcién de la sarta de varillas del mismo.
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Tabla 14. Descripcion Sarta de produccion Pozo Cira T015

ITEM QT DESCRIPCION SARTA DE PRODUCCION OD (IN) | ID (IN) LOF'\th' FOﬁDO PROVEE
ELEVACION MESA 14,00
13 1 |TBG HANGER 3-1/2" EUE + MANDRIL ROTADOR 7,063 | 2,992 | 0,90 1490| CIRATO015
12 1 PUP JOINT 3-1/2" EUE (ajuste de profundidad) 3,500 | 2,992 14,00 28,90 (0).4'%
12 136 | TUBING 3-1/2" EUE BOX-PIN(Long Prom 30.7 ft) 3,500 | 2,992 |4175,20 | 4204,10 (0).4%
11 1 | SEATING NIPPLE 3 1/2 EUE 3,625 | 2,750 | 1,10 | 4205,20 OXY
10 1 |DOWNHOLE SWIVEL 3-1/2" EUE BOX-PIN 4,500 | 3,000 | 1,87 | 4207,07 HQE
9 1 | PUPJOINT 3-1/2" EUE x 4 FT 3,500 | 2,992 4,00 | 4211,07 OXY
9 1 | CROSSOVER 4" NU x 3 1/2 EUE" 4,500 | 3,625 0,55 | 4211,62 HQE
8 1 |TUBO DE EXTENSION 4" NU PIN X PIN 4,000 | 3,356 | 560 | 421722 HQE
7 1 | COUPLING 4" UN 4,500 | 4,000 0,56 | 4217,78 HQE
6 1 |ESTATOR NTZ 400*20DT66 4" N.U PIN x PIN 4,000 | N/A 30,25 | 4248,03 HQE
5 1 | COUPLING 4" UN 4,500 | 4,000 0,48 | 424851 HQE
4 1 | NIPLE ESPACIADOR 4" NU PIN x PIN 4,000 | 3,356 1,11 | 4249,62 HQE
3 1 TAG BAR 4" NU BOX x 31/2 EUE PIN 4,500 N/A 0,46 4250,08 HQE
3 1 | TUBING 3-1/2" EUE BOX-PIN (Long Prom 30.8ft) 4,500 | 2,992 | 30,80 | 4280,88 OoXY
2 1 |ANCLA ANTITORQUE TORQUESTOPER TX7-3 5000 | 3000 | 141 | 428229 REfO(l:éRA
n 1 g:ENPARADOR GAS CENTRIFUGO LO 5-1/2" x 3-1/2" EUE BOX x 2500 | na 400 | 428620 CIRATOLS
1 COUPLING 3-1/2" EUE BOX-PIN 4500 | 2,992 | 0,48 | 4286,77| CIRATO15
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Tabla 15. Descripcién Sarta de varillas Pozo Cira T015.
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5.2 CORRIDA DE MATRIZ PARA POZO CIRA TO15

En esta seccion se presenta la implementacion de la matriz para el pozo objeto, Cira T015 el cual se describi6 en la
seccién anterior, presenta problemas de arenamiento y produccion de agua superior a 99%, el pozo fue completado
con un casing de 7”.

Lo primero que se hace es abrir la matriz e ingresar los datos del pozo y oprimir el botén SAVE y NEXT, como se ve
en la Figura 41.

Figura 41. Recoleccion datos del Pozo Cira T015.

RECOLECCION DE DATOS

POZO e
: CASING, IN:

DANO DE REVESTIMIENTO

5 PRODUCCION ARENA

BS&W, %:

Pk TIPO DE COMPLETAMIENTO:
TEMPERATURA, *F
w PRESION, PSI:

LONGITUD A AISLAR, f:

%
_—_———————————————— &) A
e’
LA CIRA-INFANTAS
."'bl‘;'nm | Pl CH{BORL |::,..-_.-,..-.l£: |
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Luego se selecciona la opcion: “2. Aislar Arena (casing 7”’)” como se observa en la Figura 42, aunque el pozo tenga
problema de agua y arena, se le da prioridad a la arena porque se ve afectada la produccion, reduciendo las
ganancias y generando mayores problemas operativos por lo cual se debe intervenir mas veces el pozo, de igual
manera este tipo de dafio puede llevar a uno mayor como el generar dafios en el revestimiento, mientras la
produccion de agua me afecta la produccion directamente generando solo perdidas de inversion.

Figura 42. Seleccion tipo de casing y problema para el Pozo Cira TO15

AISLAMIENTOS

Aislar Agua (Casing 7") Aislar Agua (Casing 5 - 1/2")
Aislar Arena (Casing 7") Aislar Arena (Casing 5 - 1/2")

Dario de Revestimiento (Casing 7") Dario de Revestimiento (Casing 5 - 1/2")

DATA

POST-AUDIT - LCI

)

LA CIRA-INFANTAS

p— .
CEPETROL Una oportunidad para crecer XY
2 . L =

-
I3
&
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Al seleccionar esta opcion, los resultados que nos arroja la matriz para este pozo
son: Sistema Expandible, Squeeze + Aditivos cemento y Squeeze como se puede

ver en la Figura 43.

Figura 43. Resultados matriz para Pozo Cira TO15.

N Aislar Agua (Casing 7")

% Operations Team - La Cira Infantas
Martha Fldrez - Fernando Garcla

1. Auslar Agua casing T

Ranking

1 Sebama B panibia

(5 ]

Bl Mo Babia (S

3 Falamia

i el

Gl K [Aka)

Bolabon System

Basck

]
ALERTA: revisar longitud !
&n pies para aislamiento X
mecanico :

B |

Naut Stap

Estos resultados se toman de la matriz que se muestra en la Figura 44 la cual ya
se explicé anteriormente en la Capitulo 4, se toman los 3 resultados mas altos que

arroja la matriz.

Figura 44. Relacion variables — tecnologias para Pozo Cira T0O15.

ID Final :Longitud (ft) Integridad Csg K(md) :AP
0.23 0.13 0.14 0,25 0.25 TOTAL
Sistema Expandible 10 10 10 10 10
2 1 1 3 3 1000
Sistema Inflable 3 3 10 10 10
1 0 1 3 3 748
Sistema Hinchable 1 10 10 10 10
0 1 1 3 3 770
Polimero Sellante K (Alta) 0 0 0 0 0
0 0 0 0 0 0
Polimero Sellante K (Baja) 0 0 0 0 0
0 0 0 0 0 0
Squeeze + Aditivos 10 10 10 B &
2 1 1 2 2 800
Squeeze 10 10 10 5 6
2 1 1 1 2 775

Finalmente pasamos al botén que dice: “Next Step” como se observa en la Figura
45, para ver las tecnologias que hay para cada tipo de sistema de aislamiento.
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Figura 45. Siguiente paso.

Ranking Isolation System _
Sistema Expandible 1000 ’ Next Step
Sgueeze + Aditivos Cemento 800 —
Squeeze 773

Como sistema expandible se tiene la tecnologia Metal Skin y X-pan, como se
observa en la Figura 46.

Figura 46. Sistema Expandible.

Siztema Expandible
Market Technologies Run Life Delivery Time Cost (USDS)
Metal Skin =10 anos 5 145.321
A-Span =5 anos & 94 383

Finalmente se pasa a hacer un estudio técnico- financiero teniendo en cuenta el
Run Life y los tiempos de entrega, para seleccionar entre estas 3 tecnologias cual
es la ideal para aplicar en el pozo objeto.

En el caso del Pozo Cira TO15, se hizo un analisis financiero y tecnolégico con
ingenieros expertos de la empresa y se llegd a la conclusiébn de aplicar la
tecnologia: Squeeze, en el Capitulo 8 se explica en analisis financiero, en la
Figura 47 se pueden observar los costos de cada una de las tecnologias que
arroja la matriz para este pozo.
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Figura 47. Costos tecnologias matriz Pozo Cira T015

1. Metal Skin

2. X-Span

___ CostDetallMetaiSkin | Costbetai2016 Cost Detail Xspan RETIRANDO RSU CostDetail 2016 |
Total Cost Rig Service $31.854,49 Total CostRig Service | $285743 ;
Total Cost Sickine Service s - Total Cost Sickine Service |
Total Cost Surface Equipment iS o3 | Total Cost Surface Equipment )
TotalCostRgSupervisor L ... $140537 1 [Total Cost Rig Supervisor s
Total Cost Downhole Equipment 230 | Total Cost Downhole Equipment s
Total Cost Wielne Service 4T $406780 | [Total Cost Weine Service
Total Cost Rental Trucks i $2.103,93 | Total Cost Rental Trucks s
Total Cost Coded Tubing S - q ToulCostColedTubng o is
Total Cost Inyectivity Testing ‘s - i Total Cost hyectiiy Testng 1S
JOMCOR MR EY. e B8 L T2 Total Cost Flush By s
_‘f&l'g'l'_'c_ost_ Stimulation S i Total Cost Stimulation S -
Total Cost isolation Total Cost isolation $70.240,00 |
R e % i e e e e e e ’
Taxes S17.771.54 | Taxes R i $11.590,93 |

__CostDetaitTotal | $Ws3% | [ CostbetailTotal | $9438328 |

15. Squeeze

.. CostDetalM-Pas  : CostDetal 2016
Total Cost Rig Service . LA 30.229
Total Cost Sickiine Service S 6.300

Totsl Cost Surface Equipment
Total Cost Rig Supervisor

Total Cost Downhole Equbnient
Total Cost Wieine Servics
Total Cost Rental Trucks

Total Cost Colled Tubing
ToulCos! Inyeciivity Testing
Total Cost Flush By

Total Cost Stimulation

Total Cost Isolation S 33.100
Total cost Calbeation ) - R
Toxes s 14332

CostDetsiiTotal s #8161

En la siguiente seccion se explica detalladamente como se va a llevar a cabo la
implementacion de esta tecnologia en el pozo.

5.3 PROGRAMA GENERAL A DESARROLLAR

A continuacion, se muestra el programa de cementacion llevado a cabo en el Pozo
Cira TO15 del Campo La Cira Infantas.

5.3.1 Objetivos del servicio de cementacidén. Aislar las arenas C1Ab-C y C2-C,
en los intervalos perforados 4,425 — 4,468 pies-MD, como se ve en el Tabla 16
con el fin disminuir problemas de arenamiento e incremento en el BSW en el
disefio bomba PCP.
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Tabla 16. Arenas a aislar.

Aislamiento Intervalos CIRA T015
Arena/ .
Intervalo No. Tope (MD) Base (MD) Unidades Espesor (ft) @ promedio
10 4.425 4.437 C1Ab-C 12 0,175
11 4.443 4.449 C2-C 6 0,180
12 4.461 4.468 C2-C 7 0,160

Fuente: Occidental de Colombia LLC.Programa de squeeze Pozo T015. 2017.

5.3.2 Criterios de medicion y evaluacion del servicio. A continuacion, se
especifica el objetivo especifico y el criterio de evaluacion para la cementacion
remedial:

Trabajo: Cementaciéon Remedial.

Objetivo especifico de cementacion: Por medio de cementacion remedial
generar un aislamiento hidraulico en las arenas C1Ab-C y C2-C, en los perforados
(4,425 — 4,468").

Evaluacion de cemento y mediciones: Aislamiento Hidraulico, prueba de
presion.

5.4 DISENO DE CEMENTACION

El programa de cementacion fue ajustado con la informacion suministrada el cinco
de Enero de 2017 por el departamento de Operaciones de Occidental Andina — La
Cira - Infantas:

Estado mecanico

Squeeze program - Occidental

Gradiente de Temperatura: 1.22 grados/100 ft

Tuberia de trabajo Tubing 2 7/8” 10.4 Ibm/ft, ID: 2.151”

Para Intervalo Cafioneado 4,425 — 4,468 ft-MD: CR @ 4410’, BP @ 4480’
Gradiente de fractura: 0.85 psi/ft

5.4.1 Parametros de disefio y sistemas de fluidos propuestos. A continuacién
se muestra de manera detallada los parametros de disefio y sistemas de fluido.

e Lechada: Se propone el uso de una lechada de 15.8 ppg disefiada con
controlador de filtrado y tiempo de bombeabilidad adecuado para garantizar la
ejecucion del trabajo de manera segura.

Las propiedades requeridas de la lechada son:
- Tiempo de Bombeabilidad = 3:30 — 4:00 hr con tiempo de Seguridad
- Control de filtrado < 100 cc/30min
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Reologia = Asegurar jerarquia reologica con el fluido de completamiento del
pozo.

Resistencia a la compresion > 2000 psi en 24 horas

Agua libre = 0%

Preflujos: Se recomienda bombear 20 bbl de lavador quimico Mudflush lIl,
como preflujo con la intencion de separar el cemento del fluido del pozo,
realizar limpieza del mismo y evitar contaminacion del cemento.

Soporte: se tendr& un Bridge Plug y un Cement Retainer, donde
posteriormente se conectard con un stinger para realizar el forzamiento del
cemento.

Prueba de Inyeccién: Con la tuberia posicionada y posterior a la realizacion
del sting in, se debe realizar una prueba de inyeccion en cada etapa para
verificar la admision del intervalo a ser aislado, y asi determinar el volumen
requerido de lechada para ejecutar el aislamiento.

La prueba de inyeccion define los parametros de la cementacion remedial, tasa
de bombeo, volumen de cemento y comportamiento de la presion, se debe
verificar durante la prueba que no haya comunicacion entre los perforados
superiores de CR, en caso de que exista comunicacion se tendra que reevaluar
los parametros para realizar la cementacion.

Para ambas operaciones se recomienda realizar esta prueba de inyectividad a
0.5, 1.0, 1.5, 2.0, 2.5 y 3.0 bpm, verificando estabilizacion de la presion para
cada una de las tasas de bombeo, sin sobrepasar la presion en superficie
maxima de acuerdo al gradiente 0.85 psi/pie. En caso de observar baja
admision para el intervalo intermedio realizar bombeo de fluidos en posicion
Sting Out y conectarse al llegar el cemento a la punta de la sarta.
OCCIDENTAL ANDINA, LLC LA CIRA T015 - Cementacion Remedial.

Desplazamiento: El desplazamiento es realizado con la unidad de
cementacién con Agua asegurando un control fisico del volumen bombeado.

5.5 PROFUNDIDAD PERFORADOS POZO CIRA T015

A continuacién se muestra la profundidad de los perforados del Pozo T015 a una

profundidad desde 4287’ hasta 4770’.
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CASING 7" DE 26# N-80
RADIO DE PENETRACION A LA FORMACION 2.5 FT

GRADIENTE DE FRACTURA: 0.70 PSI /FT

=4287 - 4295
4311° - 4314’
4322’ - 4325’
=4330" - 4334’
=4338' - 4341
4345"- 4352’
4356’ - 4367
= 4379 - 4388’
= 4391’ - 4393

CR @ 4410’

| islami CIRA TO15

Arena/

= 4425’ - 4437’ Intervalo No. Tope (MD) Base (MD) Unidades

= 4443’ : 4449’ 10 4.425 4.437 C1Ab-C 12 0,175

Espesor (ft) @ promedio

= 4461’ - 4468’ 1 4443 4449 2 6 0,180

12 4.461 4.468 c2-Cc 7 0,160

=4533’ - 4548’
=4638' - 4644’
4736’ - 4745’
4747 - 4749
=4752' - 4754’
= 4759 - 4352’
= 4356’ - 4763
= 4767 - 4770’

s | CF @ 5152.8 pies

Zapato @ 5194 pies
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5.6 INTERVALOS DEL POZO CIRA TO15.

A continuacion, se muestran los intervalos en la Tabla 17 del Pozo Cira T0O15
desde superficie.

Tabla 17. Intervalos del Pozo Cira TO15.

Casing Superficie 9 5/8” 0 pies — 344.5 pies (MD)
Diametro Externo 9.625 pulgadas
Diametro Interno 8.921 pulgadas

Peso Lineal 36 Ibm/pie-K55
Tipo de Rosca BTC/K55
Casing Intermedio 7” 0 pies — 5194 pies (MD)
Diametro Externo 7.000 pulgadas
Diametro Interno 6.276 pulgadas
Peso Lineal 26 Ibm/pie
Tipo de Rosca BTC / N-80
Tubing27/8” 0 pies — 4410 pies (MD)
Diametro Externo 2.875 pulgadas
Diametro Interno 2.151 pulgadas
Peso Lineal 10.4 Ibm/pie
OD upset 3.594 pulgadas
CR 4410 pies (MD)
Intervalos cementacion remedial 4425 — 4468 pies (MD)
BP 4480 pies (MD)

Fuente: Occidental de Colombia LLC. Programa de Squeeze. 2017

5.7 CALCULOS VOLUMETRICOS

A continuacion, se muestra los calculos para la realizacién de la cementacion
remedial desde 4425 pies hasta 4468 pies.

- Volumen de lechada de cemento de 15.8 ppg.

El volumen de cemento a bombear y la técnica usada seran definidos de acuerdo
a la prueba de inyectividad realizada antes de la ejecucién del trabajo.
Preliminarmente se realizar las siguientes consideraciones:

Volumen entre BP— CR; CSG 7pulgadas: 6.276” (4410 pies - 4480 pies) 70 pies,
Cap 0.0382632 bbl/pie 2.67 bbl

Volumen a inyectar 10.33 bbl

Volumen de seguridad en DP 1.0 bbl

Volumen Lechada a Bombear (80 S x Cemento clase “G”) 14.0 bbl

- Volumen de desplazamiento
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En caso de baja admision se bombea los fluidos con la sarta desconectada hasta
tener la lechada a 1 bbl de la punta, luego de conectar el stinger se continta
desplazando y forzando hasta completar los volumenes indicados. En caso de
buena admision se bombea los fluidos con la sarta conectada, segun el volumen
de desplazamiento indicado, dejando 1.0 bbl de lechada en el DP.

Volumen DP 3 %" (ID: 2.151”)

bbl
(4410 pies * 0.004494E) = 19.81 bbl

Subdesplazamiento = 1.0 bbl
Volumen de desplazamiento = 18.81 bbl
Presidn maxima en superficie (Prueba de inyeccion)

Profundidad perforada superior = 4425 pies MD

Gradiente de Fractura = 0. 855—;:

Presion de Fractura @4425 pies = (4425 pies = 0.85 ZT“,C‘:) = 3761.25 psi

Presion Hidrostatica salmuera = (4425 pies * 8.33 ppg * 0.05195) = 1917 psi

Maxima presion en superficie durante prueba inyeccion = (3761 psi — 1917 psi) =
1844 psi

Méaxima presion en superficie durante la prueba de inyectividad no debera exceder
1800 psi para evitar inducir a fractura (Gradiente 0.85 psi/pie).

- Presién maxima en superficie (Forzamiento)
El punto critico corresponde, cuando se encuentra todo el cemento en el DP

14bbl  _

Altura de cemento dentro DP = — =
0004494%

3115.26 pies MD

Altura de Salmuera = (4410 pies - 3115.26 pies) = 1294.74 pies

Presion Hidrostatica cemento dentro DP = (3115.26 pies * 15.8 ppg * 0.052) =
2559.49 psi

123



Presion Hidrostéatica salmuera = (1294.74 pies * 8.33 ppg * 0.052 = 560.82 psi

Maxima presion en superficie con volumen total lechada en DP= [3761 psi —
(2559.5 + 561)psi] = 640 psi

A continuacion, se muestra de manera grafica el resultado ver Gréfica 3.

Gréfica 3. Volumen desplazado vs presion maxima.

Con 14 bbls de Slurry 15.8 PPG

000

1600

1600

1400

000

Presion Maxima

200

00

400

Desplazamiento

Fuente: Occidental de Colombia LLC. Programa squeeze Pozo T015. 2017.

A continuacion, se muestra en la Tabla 18 los datos de volumen desplazado vs
presion maxima.

Tabla 18. Datos de volumen desplazado vs presion maxima.

Volumen Presién maxima
desplazado

Inicio 0 659
Cemento en la punta de EZ 5.8 659
Con cemento en perforado primero 6.4 697
Con cemento en perforado fondo 8.0 803
Al final de desplazamiento 19.8 1822
Forzando 14 bbls mas 21.8 1842

Fuente: Occidental de Colombia LLC. Programa squeeze Pozo T015. 2017.
5.8 PROCEDIMENTO DE TRABAJO

A continuacion, se muestra el procedimiento que se debe llevar a acabo para la
cementacion remedial intervalo 4425 — 4468’
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1. Una vez el pozo este circulado, limpio y calibrado proceder correr y sentar BP
@ 4480 pies y CR @4410 pies.

2. Bajar Sarta de Trabajo asi: Stinger + Safety Joint +Tubing 2 7/8”.

3. Ubicar punta de tuberia a 2 pies sobre el retenedor y circular para homogenizar
columnas y verificar flujo normal.

4. Realizar Reunién Pre Operacional y de HSEQ
5. Probar Lineas de 2" de Halliburton con 500/3500 psi
6. Bajar y tocar Cement Retainer y marcar tuberia.

7. Ubicar nuevamente en punto de circulacion a 2 pies del retenedor y bajar con
bombas Halliburton a 0.5 bpm. Determinar Punto Neutro, probar tuberia de trabajo
con 1000 psi. Marcar tuberia. Probar anular con 1000 psi.

8. Liberar presién hasta 500 psi y aplicar 15 Klbs de peso sobre el Cement
Retainer. Marcar tuberia. Cerrar BOP’s (Pipe RAM’'S) y mantenerlas en esta
posicion durante toda la operacién hasta finalizar el bombeo del tratamiento.

9. Realizar prueba de inyeccién a diferentes caudales de bombeo: 0.5, 1.0, 1.5,
2.0, 2.5, bpm registrando la presién de admision en cada etapa.

10. Definir el volumen de cemento a bombear de acuerdo a la prueba de
inyectividad.

11. En caso de Alta admision bombear los fluidos con el stinger en posicion In, si
la admision es baja bombear hasta que el lavador se encuentre a 1 bbl de la punta
del stinger en posicion out, realizar Sting In y continuar con la operacion.

12. Bombear preflujos: 20 bbl Lavador.
13. Bombear lechada: 14 bbl de Lechada de cemento de 15.8 ppg

14. Iniciar desplazamiento con 19.0 bl de Agua @ 1.0 — 3.0 bpm. Si se presenta
restriccion, se realizara forzamiento con presién maxima de 450 psi, verificando
fisicamente no sobrepasar el volumen de desplazamiento.

15. Realizar Sting out y levantar lentamente la punta de la sarta 10 ft.

16. Circular en Reversa con las bombas del taladro 1.5 veces la capacidad de la
tuberia maximo caudal. (Todo el tiempo moviendo la sarta, Rotando vy
Reciprocando).

17. Bombear en directa una pildora abrasiva para garantizar limpieza de la tuberia.
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18. Sacar toda la tuberia del pozo y esperar fragiie 24 Horas (Verificar prueba de resistencia a la compresion UCA).

5.9 ANALISIS DE RIESGO OPERACIONAL

A continuacioén, en la Cuadro 4 se muestra los riesgos asociadnos, consecuencias y planes de contingencia al
momento de realizar la operacion de cementacion remedial.

Cuadro 4. Riesgos operacionales.

Riesgos Asociados

Consecuencia

Planes de Mitigacion y Contingencia

Pega de Tuberia

Actividades no programadas,
pérdida parcial de sarta de
trabajo, NPT, actividades
adicionales y pérdida de tiempo.

Realizar la operacion en el
tiempo estimado de acuerdo a
pruebas de laboratorio, evitar
tiempos estaticos,
comunicacion efectiva.

Dar buen manejo durante la operacién a los
voliumenes de bombeo, tiempos de sacada
y longitud de sacada. Disefio de laboratorio
con tiempo de seguridad y aditivos de
campo.

Se recomienda que durante la operacion de
cementacién ir verificando el nivel del fluido
con el registro Sonolog. (Real Time) con el
fin de evitar atrapamiento de la tuberia.

Incorrecto  volumen
de desplazamiento

Sobre desplazamiento de la
lechada, retorno de fluido por
Drill Pipe, contaminacién de la
lechada, tope mas debajo de lo
esperado, lechada
contaminada.

Considerar el diametro efectivo
de la tuberia a utilizar en el

trabajo, revisar los célculos
con el Co-Man en campo.

El volumen final de
desplazamiento sera

determinado con el nivel de
fluido del pozo previo al
trabajo.

Realizar prueba de Sonolog para verificar
el nivel del pozo previo al trabajo.

Dafio en la tuberia
de trabajo

Fraglie prematuro de la lechada
de cemento taponando la
tuberia de trabajo, NPT y dafio a
los equipos de terceros.

Realizar la operacion con el
tiempo estimado de acuerdo a
la prueba del Ilaboratorio
teniendo en cuenta un tiempo
de seguridad, evitar tiempos
estaticos adicionales a lo
planeado.

Después de bombear la lechada se
recomienda desplazar 2 bbl de agua
viscosa, Y circulacion para limpiar la tuberia
de acuerdo a los tiempos disefiados.
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Cuadro 4. (Continuacion)

Riesgos Asociados

Consecuencia

Planes de Mitigacion y Contingencia

Contaminacion de lechada con
aditivos o agua o fluidos del
pozo.

Fragle prematuro de |Ia
lechada, retardar mucho la
lechada y perder esfuerzo
compresivo

Realizar medicién de
propiedades del agua en pozo,
usar lavadores para espaciar la
lechada de otros fluidos, pesar
la quimica.

Asegurar el control del pozo
mientras el fraglie de cemento.

Verificar el peso y las
propiedades del agua de
acuerdo a las pruebas vy
recomendaciones de
laboratorio.

Verificar de ser posible el fluido
del pozo para evitar riesgo de
contaminaciéon de fluidos o
incompatibilidades.

Utilizar lavador con surfactante
para evitar la contaminacion de
la lechada

No circulacion ni
acondicionamiento del fluido del
pozo

Flash set de la lechada por
fluido desconocidos del pozo e

incompatible, generando
contaminacion de la lechada
alterando sus propiedades.

Pobre homogenizacién del perfil
de temperatura del fluido en
pozo

Correr las pruebas con tiempo
de seguridad e Incluir un
preflujo como espaciador entre
el fluido del pozo y la lechada.

De ser posible se recomienda
que previo al trabajo se cuente
con muestra del fluido de pozo
para realizar pruebas de
compatibilidad en el pozo y
tener registro de la temperatura

del pozo.
Asegurar el control del pozo
durante los trabajos de

cementacion.

Perdida de fluido no controlada
del cemento por baja presion de
pozo

Aislamiento zonal no logrado o
deficiente.

Considerar bombeo de lechada
liviana con alto esfuerzo
compresivo. Tener contemplado
bombear varios tapones de
cemento teniendo en cuenta la
limitante de presion de pozo.

Realizar prueba de admision
previo al trabajo y corroborar
datos de presién de formacién y
tope del fluido.

Manejar un exceso de cemento
teniendo la baja presion del
pozo vy adicionalmente la
perdida de presion hidrostatica
bombeado de agua para limpiar
la tuberia.

Fuente: Occidental de Colombia LLC. Programa Squeeze Pozo T015. 2017.
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5.10 PERSONAL Y EQUIPOS REQUERIDOS

A continuacion, en la Cuadro 5 se muestra el personal necesario, ocupacion,

funciones y equipos a cargo para la operacion.

Cuadro 5. Personal, ocupacion, funciones y equipos a cargo.

Personal Requerido

Ocupacioén

Funciones/Equipos a cargo

Supervisor de Cementacion

Z7Z08-ESG-Svc
Supv I-Cementing

Coordinar y supervisar el trabajo
de cementacién en el pozo,
proveyendo la planeacion
necesaria para la operacion
incluyendo las instrucciones a la
cuadrilla y asegurando la
preparacion de los equipos que
van a ser usados.

Ingeniero de Cementacion

K941-ESG-Sr Tech
Prof.-Cementing

Disefiar el trabajo de cementacion,
dar soporte en el pozo, y realizar
el analisis post operacional al
cliente.

Operador Unidad
Cementacion

de

Z704-ESG-Svc
Operator -
Cementing

Operar todas las unidades de
cementacién con sistema ADC
(Automatic Density Control),
equipos de mezcla (Batch Mixer),
de suministro de cemento y
almacenamiento de fluidos, y tiene
el conocimiento para usar
correctamente las cabezas de
cementacién. Operador Unidad de
Cementacion.

Asistente de Cementacion

ZZ03-ESG-Svc
Operator I-
Cementing

Rig up y Rig down de equipos en
localizacion, preparacion de
fluidos incluyendo espaciadores y
agua con los aditivos requeridos
para cada lechada, conocimiento
de los planes de contingencia y
emergencia tanto operacionales
como en HSE. Operador Bulk
Trailer 660 para el suministro de
cemento.

Fuente: Occidental de Colombia LLC. Programa squeeze Pozo T015.

A continuacion, en la Tabla 19 se muestra los equipos necesarios para la
cementacion remedial y sus especificaciones técnicas.

128




Tabla 19. Equipos requeridos.

Item Equipo Foto Especificaciones técnicas
Las unidades de cementacién CPT-Y4 y ELITE estan disefiadas
1 Unidad de Cementacion para mezclar y bombear lechadas de cemento de modo confiable
ELITE en complejos ambientes de trabajo de campo con minimo

mantenimiento y en rango de temperatura desde -40°F to 122° F
(-40° C to 50° C). La unidad de bombeo esta disefiada con los
siguientes componentes.
- Dos motores Caterpillar 3406 DITA con 460 BHP
(343KW), o equivalente
- Dos transmisiones autométicas Allison HT-750, o
equivalente
- Dos bombas triplex Halliburton HT-400
- Untanque combinado de desplazamiento y RCM llI
- Un mezclador RCM llI
- Sistema automatico de control de densidad (FLECS)
- Una bomba centrifuga de agua de mezcla de 4” X 4”
- Una bomba centrifuga de recirculacion de 6” X 5”
- Un densimetro Micro-Motion (no radiactivo)
- Consola de operacion
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Tabla 19. (Continuacion)

Iltem

Equipo

Foto

Especificaciones técnicas

Trailer Neumético de
Transporte de Cemento

PESO: (sin compresor)

Kingpin 4,500 Ib

Eje Trasero 11,860 Ib (5379 kg)

TOTAL 16,360 Ib (7420 kg)

TASAS APROXIMADAS DE DESCARGA.:

Arena hacia el Mountain Mover® 20 sk/min (0.56 m3/min)
Cemento al tanque de almacenamiento 35 sk/min (1.00 m3/min)
Arena al embudo 25 sk/min (0.71 m3/min)

Cemento al embudo 80 sk/min (2.26 m3/min)

Cemento to RCM 50 sk/min (1.42 m3/min)

Chasis

22,000 Ib (9977-kg) ejes con 44,000-Ib (19 958-kg) resorte,
llantas 11 R 22.5, SAE standard 2.0-in. kingpin

Tanques Neumaéticos

Dos 330-ft3 (9.35-m3), 36-psi (248-kPa)

presion de trabajo

Manifolding de descarga

5-in. (127-mm) del tanque al mezclador 5-in. drenaje nominal y
limpieza de barrido

Manifolding de Llenado

4-in. (102-mm) manifold de llenado terminando en 5 1/2-in.
WECO nut half para el cargue de tanques de modo neumatico; y
4-in. Venteo terminando con 4-in. WECO media unién para
conectar al collector de polvo de la planta

Sistema de compresor:

Compresor Gardner-Denver APOD , CAT 3054 CNA motor
diesel refrigerado por agua con tanque de combustible de 30-gal
(114-L) y arranque eléctrico.

Fuente: Occiedental de Colombia LLC. Programa de cementacion Pozo T015. 2017.
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6. IMLEMENTACION DEL TRABAJO DE AISLAMIENTO DEL POZO
PRODUCTOR CIRA T015 EN EL CAMPO LA CIRA INFANTAS

A continuacion, se presenta un paso a paso detallado del trabajo que de
aislamiento del Pozo Productor Cira TO15, de acuerdo al plan de trabajo propuesto
en el Capitulo 5.

6.1 OBJETIVO DEL PROGRAMA

Aislar intervalos 10 (4425 — 4437’), 11 (4443’ -4449’) y 12 (4461’ -4468’) del Pozo
Productor Cira T015, con el objetivo de disminuir la produccién de agua y de arena
y de esta manera aumentar la produccion de aceite.

6.1.1 Implementacion plan de trabajo de aislamiento. EIl siguiente plan de
trabajo se llevo a cabo en conjunto con los ingenieros de Occidental de Colombia
y Halliburton, siguiendo los debidos procesos de cementacion remedial por medio
de SQUEEZE.

Se movilizé unidades FB T 803 — TMX 03 al pozo.
Se registré y descargo presiones.

Se realiz6 RIG UP de equipo, se realiz6 conexiones de superficie y se inyecto en
directa 5 Bbls de agua dulce para prueba de integridad del Tubing con 500 psi.

Tensiono sarta progresivamente con 45000 Ibs, liberando rotor de estator, WS
15000 Ibs, Over Pull 30000 Ibs, retiro cabezal PCP MGX 1.5. + barra lisa de 1
1/2"x40" instalo mesa de trabajo, RIG UP unidad TMX 03.

Realizo Pulling sarta de varilla Corod SER 8.5 calibrando sarta C/D 25', asi: 4062’
Corod SER 8.5, sacando 1 Shear Coupling de 1"x40 klbs (W.O. 5570219) + 100
cuello de ganso SER 8.5 + rotor 52-1800 longitud 26.2 S/N 155952.

RIG DOWN unidad TMX 03.
Aseguro pozo con rotor + barra lisa de 1 1"x40" + cabezal PCP MGX 1.5

Rig Down unidad Flush By T 803, limpio y recogié herramientas, instalo encierros
perimetrales.

Conecto lineas, registro presiones:
- THP= 30 psi

- Anular = 60 psi.

Conecté lineas y descargd @ 0 psi.

Retird0 conexiones, retird tornilleria, levanto cabezal y retir6 Pumping Tee 7-1/16
3m.

Instald set de preventoras 7-1/16 3m, probo apertura y cierre.
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Instalo parrilla, equipo levante, llave, conecto lineas en directa, bombe6 en directa
40 bls de agua sin observar incremento significativo en presion. El pozo no
retornd. Levantd sarta de produccion. Retiré6 Tubing Hanger 7-1/16 x 3-1/2 EUE.
Sacé quebrando sarta de produccion 3-1/2 SEC encontrando tuberia anclada y
con desgaste interno a partir de la junta # 10 hacia abajo, instal6 Lifting Sub.

Desarmé6 BHA asi:

- Cross Over 3-1/2 SEC x 3-1/2 EUE, bueno + niplesilla de 3-1/2 EUE + Swivel 3-1/2
con pines sin reventar (la Swivel no trabajé causando anclamiento a la tuberia) + Pup
Joint 3-1/2 EUE x 8' bueno internamente + estator 52-1800 (sin desprendimiento de
elastomero, sin rastros de arena) + 1 pin de paro, bueno + una junta de 3-1/2 EUE +
ancla 3-1/2 (funciona bien, realizd prueba en superficie).

Bajé una junta de 3-1/2 EUE al pozo, instalé arbol de suabeo, lubricador con
barras de peso y sistema hidraulico de control. Bajé y detect6 fondo @ 5150' con
Sand Line.

Armo6 BHA 1 asi:

- 1 Bull Nose 4-3/4 + 1 Watermelon 6-1/8 OD + 4 drill collar 4-3/4 + Cross Over 3-1/2 IF
x 2-7/8 IF. longitud = 130,84". peso = 10 k lbs y bajé desde 130" hasta 4920' donde
detect6 fondo con 2k Ibs.

Llen6 pozo con 58 bls de agua industrial a 2 bpm y 250 psi. Circul6 hasta retornos
limpios con presencia de abundante crudo.

Limpié pozo en reversa con caudal promedio de 4 bpm y 400 psi en cabeza
observando retornos de arena de formacion fina. Bajé desde 4920' hasta 5152
Fondo limpio. Rat Hole: 382'. Circul6 hasta retornos limpios.

Armé unidad de Wire Line. Instalé poleas, Flange y lubricador. Prob6 con 300 psi
durante 10 min y bajé con canasta para calibracion de 5.95" + CCL hasta 4700'".
Ubico cuello corto entre 4038'-4057".

Bajo Bridge Plug y Cement Retainer tope @ 4479.5’ y 4410' respectivamente.
Desarmo equipo de Wire Line.
Armo BHA asi:

- Stinger + Cross Over 2-7/8 EUE pin x 2-7/8 IF box. Corrié con tuberia de trabajo 2-7/8
DP hasta 4232'.

Realiz6 reunion pre operacional: PROCEDIMIENTO DE CEMENTACION.

Bajo sarta (desde 4370’ hasta 4410’) y toc6 CR instalando 3 Pup Joint de DP de 2-
7/8" de 9.58,7.78 y 5’ y la jta DP de 2-7/8" IF # 137.
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Instalé unidad de cementacion de Halliburton y lineas.

Realiz6 prueba de inyectividad como se muestra en la Tabla 20.

Tabla 20. Prueba de inyectividad Pozo Cira TO15.

VELOCIDAD  CANTIDAD PRESION

(BPM) AGUA (psi)
(Bls)

0.5 4 0

1 5 170

1.5 8,5 400

2 10,5 650

25 12,5 900

3 24,5 1130

TOTAL 65

Se ubicé un gas tank, se prepard volumen de agua de mezcla para preparar 20
bbls de lechada de cemento de 15.8 ppg.

Se bombeo:

- 10 bbls de lavador quimico a 2 bpm con 450 psi en bomba.

- Lechada de cemento de 15.8 ppg al vuelo a 2 bpm con 230 psi y se sube la presién a
1000 psi, se baj6o la tasa de bombeo a 1 bpm con 360/600 psi en bomba hasta
completar 20 bls de lechada de cemento de 15.8 ppg.

Se alcanz6 a desplazar 1.3 bls de agua subiéndose la presion hasta 1300 psi, esto
se realiza en 4 ciclos, se decide suspender la cementacién para reversar el
cemento a superficie.

Se realiza Sting Out. Se retiran lineas y se intenta reversar el cemento sin éxito.
La presién sube a 1300 psi sin obtener retornos.

Retird la jta # 137 a los racks. Realiz6 conexiones y circulé pozo en directa con
bomba de Halliburton a 4 bpm con 1000/850 psi en bomba circulando 200 bls en
total observando retornos de cemento al Gas Tank.

Saco tuberia a la torre desde 300’ hasta superficie y quebréo BHA# 2 observando el
Stinger operativo.

Armo BHA# 3 asi:

- Empaque T-Squezze de 7" 26 #/ft x 2-7/8" EUE + valvula iguaraladora de 2-7/8" EUE
+ Cross Over 2-7/8" eue pin x 2-7/8" IF box longitud = 7.65 desde 7.65’ hasta 4270’
con 14 k Ibs de peso y 11 k Ibs de Over Pull.
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Llen6 pozo con 0,5 bls de agua, presurizé con 0,5 bls de agua a 400 psi apaga
bomba y baja la presién a 300 psi en 10 minutos. Presuriz6 a 500 psi apaga
bomba y cae la presion a 450 en 10 minutos.

Retir6 lineas de superficie, aplicO 3 klbs de peso al empaque por 5 min para
igualar columnas por la valvula igualadora. Aplico 1/2 vuelta a la izquierda y
levanta sarta para desasentar el empaque T-Squezze de 7" 26 #/ft, esperd
relajamiento de gomas.

Retiro punta Corod carrete # 183 con varilla Prorod 960m de 1 1/8" y alined con
unidad Fire Blade.

Sacé tuberia DP de 2-7/8” IF en paradas a la torre desde 4270’ hasta superficie y
quebro empaque T-Squezze de 7" 26 #/ft este salid operativo.

Instalé Flow Line y campana. Levanté mesa de trabajo.
Armo6 BHA# 4 asi:

- Junk Mill de 6-1/8" x 3-1/2" REG + Junk Basket de 5" + bit sub de 3-1/2" REG x 3-1/2"
IF + 6 DC de 4-3/4" x 3-1/2" IF + Cross Over de 3-1/2" IF pin x 2-7/8" IF box. Longuitud
=197.49 ‘peso = 11 klbs y bajo 97.49’ tocar fondo a 4380,74’

Instalé Power Swivel.

Moli6é y limpié cemento desde 4380,74’ hasta 4410,5’, con 4 bpm, 1-5 klbs de
peso, 400 psi en bomba, 1500-2000 Ib-ft de torque. (Sin lograr avance en este
punto).

Desinstalé Power Swivel.

Saco tuberia DP de 2-7/8” IF en paradas a la torre desde 4410’ hasta 197.49’ y
quebré BHA# 4 asi:

- Junk Mill de 6-1/8" x 3-1/2" REG +Junk Basket de 5" + bit sub de 3-1/2" REG x 3-1/2"
IF + 6 DC de 4-3/4" x 3-1/2" IF + Cross Over de 3-1/2" IF pin x 2-7/8" IF box. Longuitud
=197.49, peso = 11 klbs

Armoé BHA# 5 asi:

- Broca Triconica (h2206300; RC 217; 5256128) de 6-1/8" x 3-1/2" REG + Junk Basket
de 5" + bit sub de 3-1/2" REG x 3-1/2" IF + 6 DC de 4-3/4" x 3-1/2" IF + Cross Over de
3-1/2" IF pin x 2-7/8" IF box. Longitud =195.14’ peso = 11 kibs y profundizé.

Bajo 1 tubo de 2-7/8" IF en sencillo. Instalé6 Power Swivel con 1 tubo de 2-7/8"
adicional quedando dentro del pozo 132 jts de tuberia de Drill Pipe de 2-7/8" IF por
encima del BHA #5 de molienda.
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Bajé y toc6 Cement Retainer a 4409'. Llendé el pozo con 11 bls de agua.
Establecio parametros de perforacion:

- 3.5 bpm.

- 50psi

- 90 rpm

- 3k - 4klbs de WOB
- 2200 Ib-ft de torque.

Perfor6 Cement Retainer desde 4409' hasta 4474'. Circulo en directa 20 bls de
pildora viscosa de arrastre y desplazd con agua industrial hasta evidenciar retorno
limpio.

Desinstalé Power Swivel y retird 4 tubos de 2-7/8" IF de Drill Pipe a los racks, saco
tuberia DP de 2-7/8” IF y quebré BHA# 5 asi:

- Cross Over de 3-1/2" IF pin x 2-7/8" IF box + 6 DC de 4-3/4" x 3-1/2" IF + bit sub de 3-
1/2" REG x 3-1/2" IF + Junk Basket de 5" (con residuos de cementacién) + broca
triconica de 6-1/8" x 3-1/2" REG.

Movié y ubicé planchada y racks de tuberia. Retir6 protectores de tuberia y midié y
calibré tuberia de produccion para realizar Swabeo.

Armoé BHA# 6 asi:

- Empaque T-Squezze de 7" 26 #ft x 2-7/8" EUE + valvula iguaraladora de 2-7/8" EUE +
pin de paro de 2-7/8" EUE + Cross Over de 2-7/8" EUE pin x 3-1/2" EUE box +
niplesilla de 3-1/2" EUE (con holdown anclado) + Pup Joint de 3-1/2" EUE x 6'.
longitud = 17.60’ y profundizo total dentro del pozo 144 jts de tuberia.

Realiz6 primera prueba de tuberia con 2000 psi, prueba OK.

Instald lubricador e instald6 Over Shot para pescar pin de 3/4"/ 7/8" con Sand Line,
recuperod holdown. Sacé y desarma lubricador.

Senté empague subiendo sarta, gird sarta media vuelta a la derecha, aplico 4 klbs
de peso. Tension6 12 klbs de Over Pull. Empaque quedd @ 4405'.

Llend tuberia por gravedad con 2 bbls de agua Industrial (manteniendo nivel) y
probd integridad del Squeeze con 900 psi durante 1 hora como se muestra en la
Tabla 21, en la Grafica 4 se puede observar la caida de presion para la prueba.

Los tiempos se ven en la Figura 48 hasta la Figura 52.
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Tabla 21. prueba integridad de Squeeze Pozo Cira TO15.

Tiempo presion  Ver.
hora (psi)

7:37:00 a. m. 0

7:38:00 a. m. 970 Figura 48
7:48:00 a. m. 920 Figura 49
8:07:00 a. m. 900 Figura 50
8:21:00 a. m. 890 Figura 51
8:42:00 a. m. 860 Figura 52
8:45:00 a. m. 855

Figura 48. Presion para prueba de integridad 1.
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Figura 50. Presion para prueba de integridad 3.
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Gréfica 4. Caida de presion para prueba de integridad del Pozo Cira TO15.

CAIDA DE PRESION VS. TIEMPO
Prueba al Squezze (4425' - 4468')
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Retiré lineas de flujo. Desasenté empaque.

Sacé 1 tubo de 3-1/2" EUE j-55. Realiz6 maniobra de asentamiento de empaque
subiendo sarta, gir6 sarta media vuelta a la derecha, aplic6 4 klbs de peso,
tension6 12 kibs de Over Pull. Empaque quedd @ 4375'.

Llend tuberia por gravedad con 2 bls de agua industrial (manteniendo nivel) y
probé integridad de los intervalos entre (4379' - 4388") 800 psi durante 1 hora.
Presion cae 110 psi en 1 hora.

Retir6 Lineas de flujo. Desasenté empaque.

Saco 2 tubos de 3-1/2" EUE j-55. Realiz6 maniobra de sentamiento de empaque
subiendo sarta, gir0 sarta media vuelta a la derecha, aplico 4 klbs de peso,
tensiond 12 klbs de Over Pull. Empaque qued6 @ 4316'.

Saco en sencillo en total 144 jts de tuberia de 3-1/2" EUE j-55 convencional
nuevas a los racks.
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Desarmo6 BHA#6 asi:

- Pup Joint de 3-1/2" EUE x 6’ + Cross Over 3-1/2" EUE box x 2-7/8" EUE pin + pin de
paro de 2-7/8" EUE + valvula iguaraladora de 2-7/8" EUE + empaque T-Squezze de 7"
26 #/FT x 2-7/8" EUE y unidad Fire Blade y cambio de Pipe Rams.

Calibré, armé y bajé BHA#7 de molienda asi:

- Broca tricdnica de 6-1/8" x 3-1/2" REG + Junk Basket de 5" + bit sub de 3-1/2" REG X
3-1/2" IF + 6 DC de 4-3/4" x 3-1/2" IF + Cross Over de 3-1/2" IF pin x 2-7/8" IF box.
Longuitud =195.14’, peso = 11 klbs y profundiz6 en total 134 jts de tuberia.

Instald6 Power Swivel quedando dentro del pozo 134 jts de tuberia de drill pipe de
2-7/8" IF por encima del BHA#7 de molienda.

Bajo y toco tope de cemento por encima del BP a 4474' lleno el pozo con 5 bls de
agua.

Establecié parametros de perforacion:

- 3.5 bpm

- 50psi—

- 90 rpm

- 3k -4k Ibs de WOB
- 2200 Ib-ft de torque.

Perfor6 cemento desde 4474' hasta 4480'. Continio moliendo Bridge Plug hasta
4482' hasta que la mitad del Bridge Plug se fue a fondo.

Desinstalé Power Swivel y retir6 1 tubo de 2-7/8" IF de Drill Pipe dejando 133
tubos por encima del BHA#7 de molienda.

Continud6 profundizando BHA#7 de molienda con 22 jts de tuberia drill pipe de 2-
7/8" IF desde la torre hasta tocar tope de Bridge Plug a 5149'.

Instalé Power Swivel quedando dentro del pozo 155 jts de tuberia de Drill Pipe de
2-7/8" IF por encima del BHA#7 de molienda.

Establecio parametros de perforacion:

- 3.5 bpm

- 50psi

- 90 rpm

- 3k -4k Ibs de WOB
- 2200 Ib-ft de torque.

Perfor6 Bridge Plug desde 5149' hasta 5152'. Collar flotador.
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Prepar6 25 bls de pildora viscosa y bombe6 en directa. Desplazd con 200 bls de
agua hasta evidencia salida de la totalidad de la pildora viscosa.

Desinstalé Power Swivel y retir6 1 tubo de 2-7/8" IF de Drill Pipe dejando 154
tubos por encima del BHA#7 de molienda.

Sacé en sencillo 124 jts de Drill Pipe a los racks y quebré BHA# 7 asi:

- Cross Over de 3-1/2" IF pin x 2-7/8" IF box + 6 DC de 4-3/4" x 3-1/2" IF + bit sub de 3-
1/2" REG x 3-1/2" IF + Junk Basket de 5" (con residuos de cementacién) + broca
tricénica de 6-1/8" x 3-1/2" REG.

Retir6 parrilla de trabajo y herramienta de manejo de tuberia. Retiré planchada y
tuberia de los racks y descargd mangueras y retird6 conexiones y BOP.

Aseguro pozo con valvula master de 7-1/16" x 3m. Instalé encerramientos y realizd
limpieza a la locacion.

Ubicé unidad FBT, armo conexiones de bombeo y probo linea.
Realiz6 prueba de integridad del lubricador con 500 psi ok.
Retird conexiones para bombeo, limpidé area de trabajo, retiré unidad FBT.

Rig Up equipo RSU 05 de Colpetroleum, avance de arme de equipo 100% y reviso
equipo, agua periféricos, anclajes polos a tierra entre otros. Realizé reunion pre-
operacional, divulgando el programa de trabajo y los requerimientos de seguridad
de la operacion a ejecutar, posibles riesgos a ser encontrados, consideraciones
generales de seguridad del personal, los equipos y medio ambiente.

Registro presiones
- THC/CHP =0 psi.

Retiré valvula master 7-1/16"x 3.

Levanté y monté conjunto de BOP's de dos cuerpos (arietes ciegos + arietes de
tuberia) 7 - 1/16" x 5m. Apret6 juego de tornilleria. Conecté lineas hidraulicas y
verifico apertura y cierre de las BOP's y probé (Blind Rams 300 & 1500 psi, Pipe
Rams 300 & 1500 psi). OK.

Instalé llave hidraulica y herramientas de manejo para tuberia de 3-1/2".,
herramientas de levante para manejo de tuberia, mesa de trabajo, racks de tuberia
y camino.

Armé BHA PCP en superficie y probé la integridad del mismo con 1000 psi, OK.
Baj6é BHA PCP asi:
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- Cuello de 3-1/2" EUE + separador de gas centrifugo lo 4-1/4"x 3-1/2"EUE + ancla
antitorque TX 7-3 de 5" x 3-1/2" EUE + Tubing 3-1/2" EUE new + Tag Bar 4" NU x 3-
1/2" EUE + niple espaciador 4" NU + Coupling 4" NU + estator NTZ 400x20 DT 66 4"
NU + Coupling 4"NU + tubo de extension 4" NU + Cross Over 4" NU + Pup Joint 3-1/2"
EUE x 4 FT + Down Hole Swivel 3-1/2" EUE + niplesilla de 3-1/2"EUE. (longitud de
BHA PCP = 79.53").

Movid, organizé en los racks tuberia de 3-1/2" EUE nueva, realizé Tally de tuberia
de limpieza y bomba desarenadora.

Finalizé de bajar BHA PCP + 139 jts de 3-1/2" EUE j55 Conv New. Inicialmente se
bajo lento para asegurar los pines de la Swivel. Senté Tubing Hanger de 7-1/16".
w/s: 38 klbs + W/blq: 4 kibs.

Retir6 herramientas de levante, mesa de trabajo, racks, planchada y BOPs 7
1/16"x3m.

Levant6 0.5' sarta y sentd ancla antitorque con personal de Weatherford.

Halé rotador Rodecc de 7 1/16"x3m eléctrico con Pumping te integrada. Conect6
lineas de superficie y ajusté conexiones universales.

Bombeo 30 galones de inhibidor de corrosion en directa y desplazé con 35 bbls de
agua.

Asegurd pozo con rotor 200DT66 de pin 1-1/8"new + Subcoupling de 1-1/8" x 1"
PR API + barra lisa 1-1/2"x 40" New + Stuffing box.

Ubic6 y armoé unidad FBT.

Retird Stuffing box del cabezal PCP y barra lisa nueva 1-1/2" x 40', instalé y probo6
Safety Brake y BOP de varilla, sacd, midié y bajé rotor 200-dt-66 S/N 166MI x
33,2'.

Ubicé y armé unidad TMX, instal6 inyector y set de guias

Conectdé punta de varilla con el rotor, bajé 100" de cuello de ganso Prorod 960m 1-
1/8" del carrete # 189.

Instald y torqued Shear Coupling nuevo Though Torq 1-1/8"x50 klbs WO#5576919
x 1.1

Bajo 835' Prorod 960m 1-1/8" del carrete #189.
Realiz6 proceso de soldadura de empalme varilla Prorod 960m 1-1/8".

Continué bajando con 3272' de Prorod 960m 1-1/8" del carrete # 205, hasta tocar
pin de paro.

Realiz0, espaciamiento con técnico de HQE con 48 ", descont0 barra lisa y realizo
corte de varilla y ubicé punta en Fire Blade.
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Realiz6 proceso de soldadura por fusion pin End superior de sarta Prorod.

Desarmo set de guias, guardé inyector, retiré Safety Brake y BOP de varilla, Rig
Down unidad TMX 03.

Se baj6 2 varillas de 1 x 25 ft y verificO espaciamiento con 48", compard con barra
lisa OK.

Técnico HQE verificé espaciamiento con 48", instal6 cabezal PCP Weatherford,
apreto grapa de barra lisa, descargd sarta sobre cabezal.

Realiz6 Rig Down unidad FB T 803

Instal6 encierros perimetrales, limpié herramientas y area de trabajo.
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7. ANALISIS DE RESULTADOS DEL TRABAJO DE AISLAMIENTO DEL POZO
PRODUCTOR CIRA T015 EN EL CAMPO LA CIRA INFANTAS

En este capitulo se analiza los resultados obtenidos en el trabajo de aislamiento
realizado en el Pozo Productor Cira TO15 a nivel operacional y de produccion de
aceite, arena y agua.

7.1 INFORMACION DEL POZO

El Pozo Cira TO15, es un pozo productor del Campo La Cira infantas el cual tuvo
una notable disminucion en la produccion de aceite, debido a produccion de arena
y un aumento en el BS&W. A continuacion, se muestra las etapas del pozo.

e Perforacion y Completamiento del pozo. El Pozo productor Cira T015 del
Campo La Cira Infantas se perfora en Marzo de 2015 y se completa el mismo
mes con un casing de 7” y con un sistema de levantamiento por Bomba de
Cavidades Progresivas (PCP).

e Objetivo

Aislamiento en las arenas C1Ab-C y C2-C en un espesor neto de 25 pies, para
obtener una produccion incremental de 6 a 30 BOPD e incorporar 59.1 KBO de
reservas del area de drenaje.

7.2 COMPORTAMIENTO DEL POZO PRODUCTOR CIRA T015

A continuacion, se presenta un analisis de la produccion del pozo, en la Grafica 5
se puede observar el comportamiento de produccién del pozo desde sus inicios en
2015, sin haber sido intervenido hasta 2017, cuando se le aplico la matriz y fue
intervenido con un sistema de aislamiento de la zona productora de agua y arena.

e Andlisis produccién del Pozo Productor Cira T015 antes de ser
intervenido. El pozo desde que inicia su produccién en Marzo de 2015,
muestra una produccion promedio de aceite de 18 BOPD y una produccion
promedio de agua de 580 BWPD.

143



Gréfica 5. Historico de produccién para Pozo Productor Cira TO15 antes y después de la implementacion de la
matriz de aislamiento.
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En la Grafica 5 se pudo ver, como, para después de Julio del mismo afio, el pozo
presenta una drastica disminucién de produccion de aceite, bajando a valores de 6
BOPD y aumenta la produccion de agua en un promedio 600 BWDP,
aproximadamente 99% y estaba presentado problemas de arenamiento en las
arenas C1lAb-C y C2-C, generando mayores costos de produccion para la
empresa, debido al tratamiento de agua que se genera en superficie y a la mayor
intervencion que se le debe hacer al pozo para mantenimiento por produccion de
arena; por esta razon se decide cerrar el pozo y hacer un trabajo de aislamiento
de las zonas productoras de arena y agua.

e Resultados de la implementacién de la matriz de aislamiento para Pozo
Productor Cira T0O15. A finales de 2016 se decide llevar a cabo el desarrollo
de la matriz de aislamientos, a raiz de que en el Pozo Productor Cira TO06
(ver Capitulo 3, numeral 3.2.2) se llevd a cabo tres diferentes tipos de
aislamientos para arenas que estaban produciendo 100% agua, de los cuales
dos con resultados negativos.

Después de realizar la matriz de aislamiento, se decide implementarla en el
Pozo Productor Objeto de estudio: Cira TO15.

e Corrida de matriz. A continuacion, se muestran los resultados que arroj6 la
implementacion de la matriz en el Pozo T015 y el analisis que se llevo a cabo
para la seleccién del tipo de aislamiento a realizar en el pozo.

Después de ingresar los datos del Pozo T015 y seleccionar la opcidon “Aislar
Casing 7” “la matriz arroja los resultados que se muestran en la Figura 53, en
la Figura 54 se pueden ver los costos para cada tecnologia de los resultados.

Figura 53. Resultados de la matriz para Pozo Cira TO15.

“ . . "
axy AislarArena(Casing 7%)

... Operations Team - La Cira Infantas

Ranking Isolation System
Sistemna Expandible 1000
4 Squeeze + Aditivos Cemento 800
Sistema Hinchable (Scab liner) 733
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Figura 54. Costos resultados de la matriz para Pozo Cira T015.
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En este momento se pasa a hacer el andlisis financiero (ver Capitulo 8), y se
decide implementar la tecnologia “squeeze” para aislar las arenas C1Ab-C y C2-C.

e Resultados de trabajo de aislamiento por medio de Squeeze en el Pozo
Productor Cira T015. Después de mantenerse el pozo cerrado por seis
meses, en Enero de 2017 se decide implementar el sistema de aislamiento por
medio de squeeze, en el capitulo 6 se muestra detalladamente la
implementacion de este sistema.

En la Grafica 6 se puede observar los resultados obtenidos en cuanto a
produccién de agua después de la implementacion del trabajo de Squeeze.
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Gréfica 6. Produccion de agua Pozo Cira T015
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Fuente: Occidental de Colombia LLC. Produccién del Pozo Cira TO15.

En un principio para 2015 el pozo tenia un corte de agua entre casi del 100%, para febrero de 2017 el pozo bajo a
tener un corte de agua menor al 95% y se estabilizé en 96,5%.

En la Grafica 7 también se puede observar el comportamiento del Pozo T015 antes y después de la implementacion
del trabajo de aislamiento.
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Gréfica 7. Comportamiento del Pozo Cira TO15 antes y despues de la implementacion del aislamiento.
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Fuente: Occidental de Colombia LLC. Produccién del Pozo T015.
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7.3 ANALISIS FINAL

Con base en lo anterior y lo visto en las Graficas 5, 6 y 7 se puede afirmar que el
aislamiento realizado en las arenas C1Ab-C y C2-C en un espesor neto de 25
pies, para obtener una produccion incremental de 6 a 30 BOPD en el Pozo T015
cumplié con los objetivos propuestos.

La matriz de seleccion fue exitosa para el ahorro en costos operativos y la
disminucién de intervenciones al pozo, se observa una disminucion en el corte de
agua de 99% a 95% y un aumento en la produccion de aceite debido a la
disminucién en la produccion de arena.
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8. ANALISIS FINANCIERO

En la actualidad el Pozo Cira TO15 presenta problemas en la tasa de produccion
de petroleo lo cual se origina en el aumento en un 99% del BSW y esto a su vez
genera arenamiento, debido a esto se hace necesario seleccionar y aplicar un
método de aislamiento que disminuya al 94% el BSW y elimine el arenamiento que
este pozo presenta y asi incrementar las tasas de produccion de petroéleo.

Para realizar la evaluacion financiera de este proyecto se tiene en cuenta como
unidad monetaria de valor constante el dolar Americano, una Tasa de Interés de
Oportunidad (TIO) del 15% efectivo anual, que es comunmente utilizada para los
proyectos de inversion desarrollados por la empresa Occidental Petroleum, el
periodo de evaluacién es de dieciséis afios y como indicadores financieros se
emplearon el Valor Presente Neto (VPN) y la Tasa Interna de Retorno (TIR),
adicionalmente se debe realizar un analisis de costos de inversion, operacion y de
ingresos, con el objetivo de establecer la viabilidad financiera del proyecto.

En el presente analisis se determinaron los costos de inversion para el proceso
actual de produccién sin aislamiento y para el propuesto, se establecieron los
costos de operacién a partir de los barriles producidos en cada escenario, luego
de esto se obtuvieron los ingresos y finalmente se con estos valores hallados de
establecio el Valor Presente Neto y la Tasa Interna de Retorno para demostrar la
viabilidad financiera del proyecto.

8.1 ANALISIS DE INVERSION (CAPEX)
En este analisis se hace referencia a la inversion inicial que debe realizarse con el
fin de adquirir o mejorar los bienes de capital de una compafiia, a partir de esto se

espera obtener una rentabilidad en periodo determinado.

En la Tabla 22 se ilustra la inversion requerida en el escenario actual de
produccion sin aislamiento de zonas.

Tabla 22. Inversion requerida para el escenario actual.

Descripcién de inversion Inversion en délares
Costo intervencién 115.500,00
Inversion Total 115.500,00

En la Tabla 23 se presenta la inversion realizada en el escenario actual a lo largo
de los 16 periodos evaluados.
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Tabla 23. Inversion realizada en el escenario actual.

Periodo (Af0) Inversion en délares
0 115.500,00
1 0,00
2 115.500,00
3 115.500,00
4 115.500,00
5 115.500,00
6 115.500,00
7 115.500,00
8 115.500,00
9 115.500,00
10 115.500,00
11 115.500,00
12 115.500,00
13 115.500,00
14 115.500,00
15 115.500,00
16 0,00

En las Tablas 24 y 25se presentan las inversiones requeridas para el proceso de
produccion propuesto con aislamiento de zonas, cabe indicar que como para el
proceso actual, para este estas inversiones son realizada en diferentes periodos y
valores a lo largo de los 16 afios evaluados.

Tabla 24. Inversion requerida para el escenario propuesto.

Descripcién de inversion Inversion en dolares
Costo intervencion 201.261,00
Inversién Total 201.261,00

Tabla 25. Inversién requerida para el escenario propuesto.

Descripcién de inversion Inversion en délares
Costo intervencién 115.500,00
Inversion Total 115.500,00

En la Tabla 26 se presenta la inversion realizada en el escenario propuesto a lo
largo de los 16 periodos evaluados.

151



Tabla 26. Inversion realizada en el escenario propuesto.

Periodo (Afio) Inversion en dolares
0 201.261,00
1 0,00
2 115.500,00
3 115.500,00
4 0,00
5 115.500,00
6 115.500,00
7 115.500,00
8 0,00
9 115.500,00
10 115.500,00
11 0,00
12 201.261,00
13 115.500,00
14 115.500,00
15 0,00
16 115.500,00

8.2 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)

“Son los desembolsos asociados con la ejecucion de un proyecto, tales como lo
son: el mantenimiento de equipos, gastos de consumibles, remediacién de
trabajos y otros gastos de funcionamiento necesarios para la operacién de dicho
proyecto”34,

El analisis de costos de este proyecto se enfoca en determinar los costos de
produccion de los barriles extraidos en el Pozo Cira TO15 por el escenario actual y
el propuesto.

Para establecer los costos de produccién de petréleo es necesario conocer el
valor del lifting cost del Campo La Cira el cual fue suministrado por la empresa y
corresponde al valor de 14 doélares por barril y la produccion anual para cada
escenario son 5.400 bbl, a continuacién, se presentan estos costos para el
escenario actual y el propuesto.

Costos de operacion para el escenario actual. En la Tabla 27 se observan los
costos de produccion para este proceso los cuales fueron obtenidos al realizar la
multiplicacion de los barriles producidos anualmente y el valor del lifting cost
mencionado anteriormente.

34 ENCICLOPEDIA FINANCIERA. Opex. Disponible en: http://www.enciclopediafinanciera.com/
definicion-opex.html. Consultado en: 8 de Junio de 2016.
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Tabla 27. Costos de produccién para el escenario actual de produccion.

Periodo (Afio) Produccion anual Costo por barril en Costo total de
(bbl) délares produccion
1 5.400 14 75.600,00
2 5.400 14 75.600,00
3 5.400 14 75.600,00
4 5.400 14 75.600,00
5 5.400 14 75.600,00
6 5.400 14 75.600,00
7 5.400 14 75.600,00
8 5.400 14 75.600,00
9 5.400 14 75.600,00
10 5.400 14 75.600,00
11 5.400 14 75.600,00
12 5.400 14 75.600,00
13 5.400 14 75.600,00
14 5.400 14 75.600,00
15 5.400 14 75.600,00
16 5.400 14 75.600,00

Costos de operacion para el escenario propuesto. La Tabla 28 presenta los
costos de produccion obtenidos para el escenario de produccion propuesto con
asilamiento de zonas, estos costos fueron determinados de igual forma que para
los actuales.

Tabla 28. Costos de produccién para el escenario de produccion propuesto.

Periodo (Afio) Produccién anual Costo por barril en Costo total de
(bbl) délares produccion
1 6.450 14 90.300,00
2 6.600 14 92.400,00
3 6.600 14 92.400,00
4 6.600 14 92.400,00
5 6.600 14 92.400,00
6 6.600 14 92.400,00
7 6.600 14 92.400,00
8 6.600 14 92.400,00
9 6.600 14 92.400,00
10 6.600 14 92.400,00
11 6.600 14 92.400,00
12 6.600 14 92.400,00
13 6.600 14 92.400,00
14 6.600 14 92.400,00
15 6.600 14 92.400,00
16 6.600 14 92.400,00
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8.3 ANALISIS DE INGRESOS

Dentro de esta seccion se deben determinar los ingresos que puede percibir la
empresa durante los dieciséis periodos evaluados a partir de la venta de los
barriles de petréleo producidos por el Pozo Cira T 015 con el escenario actual y el
propuesto, para establecer los ingresos es necesario considerar los siguientes
aspectos:

e Precio de venta del crudo. Para efectos de este proyecto el precio de venta
del crudo que utiliz6 la compafiia para determinar sus ingresos fue de 55
dolares por barril para todos los dieciséis periodos.

e Regalias. Para determinar la produccién neta de petrdleo en cualquier campo
de Colombia, es necesario descontar las regalias que el Estado debe recibir
por la utilizacién del subsuelo para la explotacion de los hidrocarburos. El valor
de las regalias se establece de acuerdo a la produccion y clasificacion del
campo Yy a las reservas halladas; igualmente puede ser calculada a partir de la
produccion diaria promedio de petréleo por campo; segun la ley 756 de 2002,
las regalias se aplican como lo ilustra la Tabla 29 presentada a continuacion.

Tabla 29. Distribucion para el pago de regalias petroleras en Colombia.

Produccion (BOPD) Regalias (%)
Hasta 5.000 8
De 5.001 a 125.000 X
De 125.001 a 400.000 20
De 400.001 a 600.000 Y
Mas de 600.000 25

Fuente: AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Las regalias en el sector de los hidrocarburos. 2008.
p.7. Modificado por los autores.

El porcentaje de regalias para este proyecto corresponde al valor del 8% sin
descuento debido a que por ser un crudo mediano con gravedad “API promedio de
27 no se encuentra en los rangos de descuento, por otra parta la produccién diaria
promedio del Campo La Cira es cercana a los 1.000 barriles por dia y como se
observa en la Tabla 29 los campos que reporten una produccién menor o igual a
5.000 barriles se les debe descontar un porcentaje de regalias igual al 8%.

En las Tablas 30 y 31 se presentan los ingresos obtenidos para cada escenario de
produccion propuesto.
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Tabla 30. Ingresos para el escenario actual.

Periodo  Produccién Regalias Produccion Precio de venta Total de
(Afo) anual (bbl.) 8% neta (bbl.) en dolares ingresos en
délares
1 5.400 432 4,968 55 273.240,00
2 5.400 432 4,968 55 273.240,00
3 5.400 432 4,968 55 273.240,00
4 5.400 432 4,968 55 273.240,00
5 5.400 432 4.968 55 273.240,00
6 5.400 432 4,968 55 273.240,00
7 5.400 432 4.968 55 273.240,00
8 5.400 432 4,968 55 273.240,00
9 5.400 432 4,968 55 273.240,00
10 5.400 432 4,968 55 273.240,00
11 5.400 432 4,968 55 273.240,00
12 5.400 432 4,968 55 273.240,00
13 5.400 432 4,968 55 273.240,00
14 5.400 432 4,968 55 273.240,00
15 5.400 432 4.968 55 273.240,00
16 5.400 432 4,968 55 273.240,00

Tabla 31. Ingresos para el escenario propuesto.

Periodo Produccion Regalias Produccién Precio de Total de
(AR0) anual (bbl.) 8% neta (bbl.) venta en ingresos en
délares délares
1 6.450 516 5.934 55 326.370,00
2 6.600 528 6.072 55 333.960,00
3 6.600 528 6.072 55 333.960,00
4 6.600 528 6.072 55 333.960,00
5 6.600 528 6.072 55 333.960,00
6 6.600 528 6.072 55 333.960,00
7 6.600 528 6.072 55 333.960,00
8 6.600 528 6.072 55 333.960,00
9 6.600 528 6.072 55 333.960,00
10 6.600 528 6.072 55 333.960,00
11 6.600 528 6.072 55 333.960,00
12 6.600 528 6.072 55 333.960,00
13 6.600 528 6.072 55 333.960,00
14 6.600 528 6.072 55 333.960,00
15 6.600 528 6.072 55 333.960,00
16 6.600 528 6.072 55 333.960,00

8.4 EVALUACION FINANCIERA

Para realizar la evaluacion financiera de este proyecto se tienen en cuenta los
costos de inversion, operacion y de ingresos obtenidos anteriormente, a partir de
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esto conocer la viabilidad financiera por medio del indicador Valor Presente Neto
(VPN) y la Tasa Interna de Retorno.

Valor Presente Neto (VPN). “Es el equivalente en ddlares ($) actuales de todos
los ingresos y egresos, presentes y futuros, que constituyen el proyecto”®,

La Ecuacion 1 ilustra el método indicado para el calculo del Valor Presente Neto
(VPN) para este proyecto.

Ecuacién 1. Valor Presente Neto (VPN).

VPN (i) = Z —A+(F/1+ DY

Fuente: BACA, Guillermo. Ingenieria econdmica. Bogoté: Fondo educativo
panamericano, 2005.p.197.

Dénde:

VPN corresponde al Valor Presente Neto a encontrar.

A corresponde a la inversion realizada.

F corresponde al valor del flujo de caja neto.

i corresponde a la tasa de interés de oportunidad (TIO) la cual es la tasa de
retorno que se necesita sobre una inversion, esta tasa es la encargada de
descontar el monto capitalizado de interés del total de ingresos a percibir en el
futuro.

n corresponde al numero de periodos que existen para la evaluacion del
proyecto.

A continuacion, se describe el significado del VPN cuando es mayor a cero, menor
que cero e igual a cero.

VPN > 0, indica que el proyecto es bueno porque, en délares de hoy, los
ingresos son mayores que los egresos.

VPN < 0, indica que en délares de hoy los ingresos son menores que los
egresos y por lo tanto el proyecto no debe realizarse.

VPN = 0, indica que los ingresos seran iguales a los egresos y financieramente
le seran indiferente al inversionista.

Para calcular el Valor Presente Neto (VPN) de este proyecto se establecio una
Tasa de Interés de Oportunidad (TIO) del 15% la cual es empleada en los
proyectos de inversion de la comparfiia, como se menciono al inicio del capitulo, se

35 BACA, Guillermo. Ingenieria econémica. Bogota: Fondo educativo panamericano, 2005.p.197.

156



utiliza como unidad monetaria el délar americano y un tiempo de validez de 16
anos.

e Flujo de Caja. Es la representacion grafica de los ingresos y egresos en una
linea horizontal correspondiente a un periodo de tiempo determinado, donde se
ubican los ingresos en la parte superior de la linea y los egresos en la parte
inferior de la linea. Para este proyecto el flujo de caja representa las ganancias
obtenidas en los 16 periodos de tiempo al ser implementado el proyecto.

Valor Presente Neto para el escenario actual. En la Figura 55 se observan los
flujos de caja para el proceso actual de produccion sin el aislamiento de zonas.

Figura 55. Flujo de efectivo para el escenario actual de produccion sin
aislamiento.
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En la Figura 56 se pueden observar los flujos de caja netos los cuales son
obtenidos a partir de la resta de los ingresos y los egresos; de igual forma dentro
de este numeral se presenta la operacion matematica desarrollada y el resultado
obtenido para este proceso.

Figura 56. Flujo neto de caja para el proceso actual de produccién.
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VPN (15%) = —115.500 + (198.000,00) * (1 + 0.15)~* + (83.000,00) = (1 + 0.15)72
+ (83.000,00) * (1 + 0,15)~3 + (83.000,00) = (1 + 0,15)~*
+(83.000,00) * (1 + 0,15)> + (83.000,00) * (1 + 0,15)°
+ (83.000,00) * (1 + 0,15)~7 + (83.000,00) * (1 + 0,15)8
+ (83.000,00) * (1 + 0,15)° + (83.000,00) * (1 + 0,15)710
+ (83.000,00) * (1 + 0,15)"* + (83.000,00) * (1 + 0,15)~*2
+ (83.000,00) * (1 + 0,15)"*3 + (83.000,00) * (1 + 0,15)~ 14
+ (83.000,00) * (1 + 0,15)"*> + (198.000,00) * (1 + 0,15)~1¢

= 490.990,94 Délares

Valor Presente Neto para el escenario de produccién con aislamiento de
zona propuesto. En la Figura 57 se presentan los flujos de caja obtenidos para
este escenario de produccién propuesto.

Figura 57. Flujo de efectivo para el escenario de produccion propuesto.

B %D TOTAL
VENTAS DE CRUDO 326 333 333 333 333 333 333 333 333 333 333 333 333 333 333 333 5.335
' - & -~ - & 3 h - - 3 & & [ -
1 2 3 4 H & T ] E] b i1 12 13 W [IF s Ao
L4 w L4 r L4 ¥ L v
BVERSKN 201 115 115 115 201 115 115 115 201 11511 115 1638
L4 L] v w l W L F ¥ L J L 3 W L W w w
CosTOSDEPROOUCCION 30 33 32 32 32 321 33 31 3% 32 31 32 31 32 31 31 1.470
TOTAL EGRESOS 201 90 208 208 92 208 294 208 92 208 208 92 294 208 208 92 208 3.108

En la Figura 58 se pueden observar los flujos de caja netos los cuales son
obtenidos restando los ingresos y los egresos, tambien se presenta la operacion
matematica y el resultado obtenido del Valor Presente Neto.
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Figura 58. Flujo neto de caja para el escenario de produccién propuesto.
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VPN (15%) = —201.261,00 + (236.000,00) * (1 + 0.15)~* + (125.000,00)
* (14 0.15)72 + (125.000,00) * (1 + 0,15)~3 + (241.000,00)
*(1+0,15)™* + (125.000,00) * (1 + 0,15)~° + (39.000,00)
*(1+40,15)7° + (125.000,00) * (1 + 0,15)~7 + (241.000,00)
* (14 0,15)"8 + (125.000,00) * (1 + 0,15)~° + (125.000,00)
% (14 0,15)71° + (241.000,00) * (1 + 0,15)"** + (39.000,00)
* (14 0,15)"12 + (125.000,00) * (1 + 0,15)"*3 + (125.000,00)
*(1+0,15)" + (241.000,00) * (1 + 0,15)"*> + (125.000,00)
*(140,15)716

= 729.719,07 Délares

Conclusion de la evaluacion financiera desde el punto de vista del VPN.
Desde el punto de vista financiero el proyecto para la empresa Occidental de
Colombia, es rentable, debido a que representa a délares de hoy una ganancia del
48,62% (238.728,13 Ddlares) con respecto al escenario actual de produccion sin
aislamiento de zonas, esto es originado por el aumento de las tasas de produccion
de petroleo.

Tasa Interna de Retorno (TIR). “Es la tasa de interés, que hace que el valor
actual de los flujos de ingresos sea igual al valor actual de los flujos de egresos”36.

La Tasa Interna de Retorno es calculada con la Ecuacién 2 presentada a
continuacion.

Ecuacién 2. Tasa Interna de Retorno (TIR).

YRt
1+t 0

VPN (i) =

Fuente: BACA, Guillermo. Ingenieria Financiera, Octava Edicién. Bogota D.C. 2007. p.197. Modificado por el
autor.

3 FERNANDEZ, E, Sal. Los proyectos de inversién. 2007. p. 132.
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Doénde:

e t Corresponde al tiempo del flujo de caja.

e i Corresponde a la Tasa de Interés de Oportunidad (T10).
e Rt Corresponde al flujo neto de efectivo.

La TIR es utilizada como indicador de la rentabilidad de un proyecto, a mayor TIR,
mayor rentabilidad; para decidir sobre la aceptacién o rechazo de un proyecto de
inversién la TIR se compara con la Tasa de Interés de Oportunidad (T10). Sila TIR
es mayor que la TIO se considera atractiva la inversion; en caso contrario, no
cumple con las expectativas de los inversionistas.

Tasa Interna de Retorno para cada escenario. A continuacion se presentan las
Tasa Internas de Retorno obtenidas para cada escenario, iniciando con el actual y
posteriormente con el propuesto.

La TIR obtenida para el proceso actual de produccién es mostrada a continuacion.

TIR = 127,96 %

La TIR obtenida para el proceso propuesto de produccién con asilamiento es
mostrada a continuacion.

TIR = 92,27%

Conclusion de la evaluaciéon financiera desde el punto de vista de la TIR.
Desde el punto de vista financiero de la TIR la implementacién del proyecto es
atractivo para la compafiia ya que presenta una Tasa Interna del 92,67%
(729.719,07 USD) anual sobre el valor de la inversion, superior a la TIO utilizada
por la empresa del 15% (490.990,94 USD), adicionalmente obtendria como
resultado de la comparacion de los dos escenarios una rentabilidad del 35%
(238.728,13 USD) anual.
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9. CONCLUSIONES

Es importante precisar que la Zona C se considera la mas importante debido a
que es la zona que mas produce del campo con un valor aproximado de
porosidad del 22% al 25%, un valor aproximado de permeabilidad de 250 mD a
500 mD y un espesor aproximado de arena neta petrolifera de 800 a 1200 ft.

El completamiento mas utilizado en la actualidad para pozos productores del
Campo La Cira Infantas, es el de hueco revestido y cafioneado, ya sea en
pozos poco profundos 4.000 a 8.000 pies, como en pozos profundos 10.000
pies en adelante.

De los sistemas de levantamiento existentes, los que se utilizan para pozos
productores del Campo La Cira Infantas son: Bombeo mecanico, bombeo por
cavidades progresivas (PCP) y bombeo electro sumergible (BES).

Con la implementacion de un método de aislamiento zonal, es posible
solucionar los problemas de arenamiento, altos cortes de agua y dafios en el
revestimiento.

Antes de realizar un aislamiento zonal se deben tener en cuenta variables
operativas como: longitud a aislar, diametro interno final, permeabilidad, el tipo
de completamiento, el didmetro de casing y el problema que este esta
presentado; para que el aislamiento no resulte fallido.

La matriz de aislamiento se desarrollo, debido a que en el Pozo Problema T006
expuesto en Capitulo 3, se implementaron tres tipos de aislamientos de los
cuales dos fueron fallidos (squeeze y tratamiento quimico con OrganoSeal y
H2Zero) y uno fue exitoso (sistema expandible Metal Skin), a raiz que no se
tuvo en cuenta desde un principio las variables operativas.

Haciendo una revision histérica de los aislamientos realizados en el Campo La
Cira Infantas a partir del afio 2015 y hasta el momento en el que se desarrollo
la matriz (ver Cuadro 2), solo el 18.2% de los pozos, tuvierén un resultado
operativo bueno, al 55.5% de los pozos se les realiz6 mas de un tipo de
aislamiento debido a una mala eleccion del mismo y el 27,3% de los pozos
tuvieron un resultado operativo negativo.
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Una de las variables operativas mas importante al momento del desarrollo de
la matriz, es el diametro final después de la implementacion de la matriz (ver
Capitulo 4), debido a que para un ingeniero, es indispensable poder seguir
interviniendo el pozo, incluso después de realizado el aislamiento.

El Pozo objetivo TO15 presentaba problemas de arenamiento y produccion de
agua del 99%, se decidio correr la matriz para este pozo, seleccionando la
opcion produccion de arena como prioridad por encima de la del agua, debido
a que, cuando se produce arena se deben hacer mas intervenciones al afio en
el pozo, generando mas costos de operacion, es decir que la produccion de
arena es un problema mas grave que la produccion de agua.

Se corrid la matriz de aislamiento en el Pozo T015, la cual arrojo como mejores
tipos de aislamientos a realizar: el sistema expandible con un puntaje de 1000,
el sistema squeeze mas aditivos con un puntaje de 800 y squeeze con un
puntaje de 775 como se puede ver en la Figura 42.

Al realizar el analisis financiero y de acuerdo con el Run Life de los tres tipos
de aislamientos que arroja la matriz para el Pozo T015, se decide llevar a cabo
en el pozo el aislamiento por medio de squeeze, (ver costos en Figura 52).

Desde el punto de vista financiero de la TIR la implementacion del proyecto es
atractivo para la compafia ya que presenta una Tasa Interna del 92,67%
(729.719,07 USD) anual sobre el valor de la inversion, superior a la TIO
utilizada por la empresa del 15% (490.990,94 USD), adicionalmente obtendria
como resultado de la comparacion de los dos escenarios una rentabilidad del
35% (238.728,13 USD) anual.
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10. RECOMENDACIONES

Implementar la matriz en pozos distintos al de estudio en este trabajo de grado
se deben tener en cuenta las diferentes variables operativas, la cuales son. ID
final, longitud, integridad del casing, permeabilidad y diferenciales de presion.

Hacer una muy buena limpieza del pozo antes implementar la tecnologia
seleccionada.

Tener en cuenta la escala de importancia de cada dafio que se puede
presentar, teniendo como prioridad el dafio en el revestimiento, seguido de
arenamiento y por ultimo la produccion de agua.

Aplicacioén la matriz en cual quien pozo productor del Campo La Cira Infantas
gue presente algun tipo de dafio similar.

Tener en cuenta los costos de cada tipo de aislamiento, el Run life y los
tiempos de entrega, para tomar una decision

Incluir mas variables operativas dentro de la matriz tales como: calidad del
pozo, radio de penetracion, geometria del pozo entre otras.

Cuando la matriz de como resultado realizar un aislamiento de tipo mecénico,
se debe tener en cuenta los pies de longitud que se van a aislar.
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