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RESUMEN

El campo maduro Shushufindi, tiene como reto principal mantener e incrementar la
produccion de petroleo, siendo el proyecto de inyeccidén de agua en las areniscas U
Inferior y U Superior, uno de los métodos que ha ayudado a cumplir con los objetivos
de produccion. Otra estrategia para el desarrollo del campo ha sido la produccién
conjunta de varios reservorios que en combinacion con el proyecto de inyeccion de

agua representan interesantes retos operacionales.

Los retos operativos y las incertidumbres a nivel de reservorio fueron solventadas a
través de la definicion de un flujo de analisis y seleccion de pozos candidatos para
ejecutar trabajos de produccién conjunta, asi como también la aplicacion de soluciones

técnicas innovadoras y el uso de software como OFM, Pipesim y otros.

En 9 pozos existentes y 5 pozos nuevos se dejaron en produccion conjunta entre 2 y
4 reservorios a la vez utilizando completaciones simples y con Y-Tool en algunos
casos, obteniendo un incremento en la produccion de 8,700 bppd en un periodo de 18
meses, que representan alrededor de 13 MMbls en un periodo de 10 afios de acuerdo

con el analisis de declinacion.

La combinacién de estrategias de maximizacion de produccién, como son la inyeccion
de agua, perforacion de pozos nuevos y produccién conjunta, han permitido vencer la
declinacién natural de los reservorios, incrementar la produccion y optimizar la
inversion en el campo a través de la explotacion de reservas de yacimientos de bajo

potencial que por si solos resultan antiecondmicos.

Palabras Clave: Inyeccion de agua, Produccion conjunta, Optimizacion, Shushufindi.



ABSTRACT

The main challenge for the mature Shushufindi field is to maintain and increase oil
production, being the water injection project in the Lowe and Upper U sandstones, one
of the methods that has helped to meet the production objectives. Another strategy for
the development of the field has been the joint production of several reservoirs that in
combination with the water injection project represent interesting operational

challenges.

Operational challenges and uncertainties at reservoir level were solved through the
definition of an analysis workflow and selection of candidate wells to execute
commingled production jobs, as well as the application of innovative technical solutions
and the use of software such as OFM, Pipesim and others.

In 9 existing wells and 5 new wells, between 2 and 4 reservoirs were brought on
production at the same time using simple completions and Y-Tool in some cases,
obtaining an increase in production of ~8,700 bppd in a period of 18 months, which

represents about 13 MMbls in a period of 10 years according to the decline analysis.

The combination of major production maximization strategies, such as water injection,
drilling of new wells and commingled production, have allowed overcoming the natural
decline of the reservoirs, increasing production and optimizing the investment in the
field through the exploitation of low potential reservoirs that are uneconomical on their

own.

Keywords: Water Injection, Commingled production, Optimization, Shushufindi
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CAPITULO 1

1. INTRODUCCION

El campo Shushufindi se encuentra en la cuenca Oriente de la Amazonia ecuatoriana su

produccion inicio en el afio 1972.

El campo objeto de estudio tiene dos arenas productoras principales, U Inferior y T
Inferior, arenas productoras secundarias, U Superior y T Superior y un reservorio de

prioridad terciaria Basal Tena.

El campo Shushufindi es un campo maduro con 50 afios de historia de produccion donde
es un reto la estrategia de intervencién para que los pozos resulten econémicamente
rentables y poder maximizar el valor actual del campo. La produccion en conjunto permite
un mayor recobro en el presente y la oportunidad de intervenir arenas con bajo potencial,

lo cual no seria factible si se tratara una sola formacién como Unico objetivo por pozo.

1.1 Descripcion del problema

El campo Shushufindi, es un campo maduro donde el principal reto es mantener e
incrementar la produccién de petroleo, siendo el proyecto de inyeccion de agua en las
areniscas U Inferior y U Superior en la zona centro — norte uno de los métodos que ha

ayudado a cumplir con los objetivos de produccion.

Para maximizar el valor actual del campo se requiere el incremento de produccion a
través de soluciones técnicas innovadoras y rentables. La produccidon en conjunto ha
demostrado ser una buena estrategia para el desarrollo del campo, que a su vez
representa interesantes retos operacionales y de reservorio; como la considerable
diferencia de presiones y propiedades petrofisicas entre los reservorios que quedaran en
produccion. Operaciones realizadas en WO anteriores como fracturas hidraulicas y
trabajos a realizar como apertura de formaciones ubicadas a mayor profundidad de los

reservorios actualmente abiertos, son otros de los retos operacionales a considerar.



Otro punto importante para analizar es el flujo cruzado, considerando que tenemos un
proyecto de inyeccion de agua en un reservorio primario que es U Inferior y en un
secundario que es U Superior; para esto, el disefio de los equipos de levantamiento
artificial es crucial. Actualmente, Shushufindi tiene todos sus pozos trabajando con

equipos electrosumergibles.

1.2 Justificacién del problema

La produccién individual de reservorios de bajo potencial no es econémicamente
rentable, por lo que la produccion en conjunto resulta ser una de las mejores estrategias

para maximizar las reservas recuperadas del campo.

1.3 Objetivos
1.3.1 Objetivo General

Optimizar la produccion de petroleo en pozos candidatos influenciados por el método de
recuperacion mejorada de Inyeccion de Agua aplicando estrategias de produccion

conjunta.

1.3.2 Objetivos Especificos

e |dentificar pozos candidatos cuya produccion es influenciada por la Inyeccion de

Agua para trabajos de produccion conjunta.

e Calcular la produccion esperada e incremental por reservorio y por pozo mediante
el uso de software Pipesim y analisis de declinacion hasta el 2027 mediante el uso
de software OFM.

e Establecer las soluciones tecnolégicas para los desafios operacionales de los
trabajos de reacondicionamiento en los pozos candidatos, a través de produccion

conjunta.



1.4 Marco teorico
1.4.1 Geologia general de la Cuenca Oriente

La Cuenca Oriente es una cuenca de antepais de trasarco. En la Cuenca se han definido
tres corredores estructurales-petroliferos (Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2014): la Faja
Plegada y Corrida Subandina, el Corredor Sacha-Shushufindi y el Sistema Invertido

Capiron-Tiputini (Figura 1.1).
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Figura 1.1 Mapay Secci6n estructural de la Cuenca Oriente, con sus tres corredores estructurales-petroliferos.

(Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2014)



El Corredor Sacha-Shushufindi es el mas prolifico de la cuenca y concentra alrededor
del 54% del volumen de POES total de la cuenca (Baby, Rivadeneira, & Barragan, 2014).

En la Figura 1.2 se resume la estratigrafia y los principales eventos que controlan el
desarrollo de la Cuenca Oriente. La seccion cretacica de la Cuenca Oriente esta
constituida por las formaciones Hollin, Napo y Basal Tena, estas areniscas son las

principales productoras de hidrocarburo (Mancilla, et al., 2008).
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Figura 1.2 Columna estratigrafica de la Cuenca Oriente (Mancilla, et al., 2008)

1.4.2 Reservorios Primarios y Secundarios del campo

En el campo Shushufindi, la formacion Napo consta de cuatro reservorios productores:
T Inferior, T Superior, U Inferior y U Superior; y un reservorio terciario de la Formacion
Tena, el miembro Basal Tena. Los principales reservorios son las areniscas T Inferior y

U Inferior que han contribuido con mas del 90% de la produccién total acumulada.

El yacimiento U inferior produce por una combinacion de empuje de gas en solucion y
de empuje hidraulico lateral, el crudo tiene un API entre 16° y 32°, corte de agua entre 1

y 97%, presion de yacimiento entre 800 y 3.000 psi y una presion de saturacién de 1.170



psi. El agua de produccion registra salinidades entre 11.000 y 82.000 ppm CI-, el amplio
rango de variacion se debe a la respuesta favorable del proyecto de inyeccion de agua
en la zona Norte y Central del campo. Segun los analisis de laboratorio, hay un alto
contenido de CO2 en el gas de produccion. Histéricamente, los pozos han tenido
problemas de corrosion en el fondo del pozo.

El yacimiento T inferior produce por una combinacién de empuje de gas en solucion con
empuje hidraulico de fondo activo, el crudo tiene un APl entre 24°y 32°, un corte de agua
entre 40 y 96%, una presion de yacimiento entre 1.800 y 2.500 psi, y una presiéon de
saturacion de 1.050 psi. El agua de formacion tiene salinidades entre 5.000 y 25.000 ppm
de CI-. Segun los andlisis de laboratorio, hay un alto contenido de CO2 en el gas de
produccion. Histéricamente, los pozos han tenido problemas de depositacion de
incrustaciones inorganicas como CaCO3 desde la cara de los intervalos productores

hasta superficie.

Siendo que los reservorios principales producen por empuje hidraulico de fondo activo o
lateral, se espera que los pozos produzcan agua; sin embargo, es importante diferenciar
entre agua buena y agua mala. En el articulo técnico de (Elphick, 2000) menciona que
el agua buena es el agua producida a ratas por debajo del limite econdmico de la relacion
agua-petréleo. La produccion de agua buena ocurre cuando fluyen en conjunto el agua
y petréleo a través de la matriz de la formacién. En el mismo articulo se define el agua
mala como el agua que se produce y no acarrea petréleo o es minimo como para pagar
el costo del manejo del agua en superficie; es decir, que se produce agua por arriba del

limite econémico de la relacion agua-petroéleo.

Principalmente, se han definido diez problemas asociados a la produccion de agua mala
en la industria petrolera, donde se incluyen problemas asociados a manejo de agua en
reservorios que tienen operaciones de inyeccion de agua como método de recuperacion
secundaria. Algunos problemas pueden resolverse mecanicamente y otros se requiere
de soluciones mas complejas debido al movimiento de agua a nivel de reservorio como

se describen en el articulo técnico de (Elphick, 2000).



'é

~ Casing, tubing or
packer leaks.

~ Flow behind casing.

~ Moving oil-water contact.

* Poor areal sweep.

Injector
Producer
Q

[

Fault

~ Fractures or faults between an injector and
a producer.

~ Fractures or faults from a water layer
(vertical well).

~ Fractures or faults from a water layer
(horizontal well).

L

1

il

# Coning or cusping.

* Gravity-segregated layer.

A Watered-out layer with crossfiow.

Figura 1.3 Problemas de produccién de agua segun (Elphick, 2000)

1.4.2 Recuperacion Secundaria a través de Inyeccion de agua

La recuperacion secundaria por inyeccion de agua es uno de los métodos mas populares

utilizados en la industria para incrementar la presion de reservorio y la eficiencia de

barrido (Paredes & Fonseca, 2017).

Este tipo de proyectos generalmente tienen un gran impacto en el desarrollo de un campo

hidrocarburifero, por lo que es importante analizar minuciosamente todas las etapas del

proyecto de tal manera de minimizar los principales riesgos e incertidumbres.
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Figura 1.4 Flujo de Trabajo de un Proyecto de Inyeccién de Agua

El analisis de este tipo de proyectos inicia con un entendimiento adecuado de las
caracteristicas de reservorio como el mecanismo de empuje, la calidad de petréleo,
propiedades petrofisicas y continuidad del reservorio.

Una vez que se ha realizado un analisis integral de reservorios, que incluye la parte
geoldgica, petrofisica y el modelo dindmico ajustado a la realidad del campo; se debe
definir el tipo de arreglo de pozos o patrones en superficie con el que se obtendra la
mejor eficiencia de barrido y por ende el mayor factor de recobro; un simulador

matematico puede ser una gran herramienta que ayude a definir este punto.
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Figura 1.5 Disefio de Patrones de Inyeccion (Department of Petroleum Engineering, 2019)

No siempre es posible ejecutar en campo el mejor arreglo de patrones de inyeccion de
agua que nos arroja el andlisis de reservorio avalado por un simulador, sobre todo en
campos maduros que han sido desarrollados sin considerar a futuro la implementacién

de proyectos de extraccion secundaria; en este tipo de casos, los técnicos tratan de



arreglar los patrones de inyeccion con lo existente en campo y considerando inversion

por lo que es importante un analisis técnico — econémico.

Otro de los aspectos relevantes en el disefio e implementacion de un proyecto de
inyeccion de agua es determinar la fuente de agua para inyeccién, su tratamiento quimico
y la compatibilidad con el agua de formacion. Normalmente no se recomienda el uso de
agua dulce o fresca, puesto que puede generar problemas de incompatibilidad con el
agua de formacion, acelerar problemas de corrosion en el campo y en muchos casos

existen regulaciones gubernamentales que prohiben su uso.

El tratamiento del agua resulta ser un punto clave a nivel de reservorio, o que se busca
es evitar intervenciones costosas para recuperar la inyectividad de los pozos inyectores
qgue puede verse afectado por acumulacion de solidos e hidrocarburos que se acarrea
en la corriente de agua (dependiendo de cual fuera la fuente). Otro problema que se
puede desencadenar de un mal tratamiento del agua es la acumulacion de sdlidos en las
lineas de superficie lo que causa que se requiera de mayor presion para inyectar un
mismo volumen de agua, o en el peor de los casos que se tenga que reducir
considerablemente la rata de inyeccidn necesaria para el mantenimiento o incremento

de presion del reservorio afectando en los resultados del proyecto.

Una vez que el analisis técnico-econémico ha arrojado buenos resultados, inicia la fase
de implementacién del proyecto, a lo largo de la vida de este se debe considerar
adquisicién de datos periédicos de tal manera de entender si el proyecto esta acorde con
lo disefiado y planificado o caso contrario tomar las acciones necesarias para redirigir el
proyecto hacia los resultados que se buscan tomando en cuenta las lecciones

aprendidas.

Los parametros o datos basicos que se deben adquirir en los pozos inyectores son las
ratas de inyeccion por cada reservorio en caso de tener completaciones selectivas, uno
de los métodos de medicion mas comunes son los Registros de Inyeccion; para
completaciones sencillas las mediciones pueden ser directas en superficie. Los datos de
caudales de inyeccién deben ser analizados en conjunto con datos de presion en
superficie y fondo si fuera posible, asi como también con datos de temperatura si hubiera

disponibilidad.
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Figura 1.6 Analisis de gréfica Hall Plot, (Paredes & Fonseca, 2017)

El comportamiento de los pozos productores resulta ser clave en el monitoreo de
resultados del proyecto de inyeccion de agua, entre los parametros mas importantes
estdn los caudales de produccién y cortes de agua, potenciales o indices de
productividad, salinidad del agua de produccién, presiones en todo el sistema de

produccion y desempefio de los equipos de levantamiento artificial utilizados en el

campo.
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Figura 1.7 Identificacién de un pozo productor a la inyeccién de agua, (Paredes & Fonseca, 2017)

Como se ha detallados en los péarrafos anteriores, un proyecto de inyeccién de agua
necesita y genera gran cantidad de informacién relevante siendo el gerenciamiento de
datos uno de los requerimientos imprescindibles en este tipo de proyectos que busca
maximizar no solamente el recobro a nivel de reservorio sino también maximizar la

eficiencia de los ingenieros a cargo del proyecto y de todos los involucrados.



El monitoreo en tiempo real ha sido una de las herramientas que ha brindado beneficios
importantes en el manejo de datos de diferente latencia y de diferentes fuentes. El
principal objetivo es reducir el tiempo que toma la busqueda de informacion,
consolidacion y actualizacion dando prioridad al analisis técnico como tal a través de
tableros de mando personalizados para cada proyecto o incluso area, tal como lo

describen en el articulo técnico (Paredes & Fonseca, 2017).
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Figura 1.8 Tablero de Monitoreo de un Proyecto de Inyeccion de Agua, (Paredes & Fonseca, 2017)

Si bien un proyecto de recuperacion secundaria por si solo ayuda a maximizar el recobro
de un yacimiento, otra manera de aprovechar el potencial de un campo y reducir los
costos operativos es la combinacién de varios proyectos como la produccién conjunta de
varios reservorios inclusive con aquellos en los que se desarrolle un proyecto de
inyeccion de agua. Este tipo de proyectos si bien generan mayores beneficios

econdmicos, también traen retos mas complejos que enfrentar y encontrar solucion.

1.4.3 Produccion Conjunta

Produccion conjunta significa produccién de petréleo y gas de mas de un reservorio a

través de un sistema de produccion comun o linea de flujo sin medidas separadas de
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produccion de cada yacimiento (Canada Oil and Gas Drilling and Production Regulations,

2013).

De acuerdo con el concepto de produccién conjunta detallado en el parrafo anterior, la
principal ventaja es la produccion de varios yacimientos a través de un mismo pozo lo
gue permite acelerar la extraccion de produccién a un costo menor comparando con el
caso del desarrollo convencional de abrir un reservorio a la vez y producirlos hasta la

tasa econdémica donde se requeririan varias intervenciones costosas.

En el articulo técnico de (Ferrer, 1998) se detalla una metodologia de calculo del indice
de productividad de un pozo con produccion conjunta a partir de los potenciales de cada

reservorio abierto corroborando la ventaja de la aceleracion de produccion.
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Figura 1.9 Curvas de indice de Productividad Compuesta, (Ferrer, 1998)

Con respecto de las desventajas de la aplicacion de este tipo de metodologias para el
desarrollo de un campo, una de las mas importantes es la imposibilidad de medir la
produccion de cada reservorio; sin embargo, este punto se ha convertido en un reto en
la industria que ha impulsado la creatividad de los ingenieros, varias metodologias de
estimacion de produccion han sido desarrolladas, unas mas complejas que otras y
aplicables a diferentes reservorios como la aplicacion de Geoquimica. En la parte
mecanica y adquisicion de informacion también se registran desarrollos importantes,
podemos mencionar las completaciones selectivas, completaciones inteligentes y las
completaciones con Y-Tools que permiten tomar registros de produccion conocidos

como PLT por sus siglas en inglés (Production Logging Tool).
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Figura 1.10 Completacion Selectiva & Completacion con Y-Tool

Ahora bien, la medicién o estimacion de produccion de cada reservorio abierto no es el
unico reto de esta metodologia, las mismas caracteristicas petrofisicas de cada
reservorio, los indices de productividad, la calidad del crudo, las presiones de reservorio
y la tendencia fisicoquimica del agua son otras variables que hay que tener en cuenta. A
continuacion, una breve descripcion de los problemas que se pueden generar:

e Flujo Cruzado: El flujo cruzado en un pozo de petréleo se produce cuando dos
zonas con diferentes caracteristicas de presidon se comunican durante la
produccion. El fluido fluye desde la zona de mayor presion hacia la zona de baja
presion segun explican en (TRENCHLESSPEDIA, 2022). Para evitar este
problema es posible que se requieran de equipos de levantamiento artificial como
los equipos electrosumergibles con los que se pueden generar considerables
diferenciales de presion de tal manera de operar con presiones de fondo fluyentes

menores a las presiones de reservorio de cada zona. En condiciones estaticas
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inevitablemente se tendria flujo cruzado hasta alcanzar una ecualizacion de
presiones en fondo.

e Aseguramiento del Flujo: Principalmente se refiere a las soluciones técnicas para
combatir problemas inherentes a corrosion, formaciéon y depositacion de
incrustaciones inorganicas o minerales, depositaciones organicas como parafinas
y asfaltenos e inclusive hidratos. Estos problemas pueden acelerarse o agravarse
cuando se tiene en produccion varios reservorios a la vez con fluidos de diferente
tendencia fisicoquimica, es decir produccion conjunta. En general tratamientos
quimicos a fondo con inhibidores resultan ser efectivos para controlar la mayoria

de los problemas mencionados.

Corrosion Incrustaciones Inorganicas Incrustaciones Organicas

Figura 1.11 Principales problemas de Aseguramiento de flujo en pozos de hidrocarburos

Finalmente, la ejecucion de intervenciones con rig en pozos con produccion conjunta que
resulten en trabajos econdmicamente viables es otro gran reto. Para garantizar el aporte
de todos los reservorios se deben analizar individualmente de tal manera de encontrar
la mejor solucion para maximizar el recobro de cada yacimiento, esto representa, que se
deban ejecutar diferentes trabajos a nivel de cada reservorio, como cafioneos, fracturas
hidraulicas, estimulaciones acidas u otros; lo que vuelve las operaciones mucho mas
complejas de lo convencional. La aplicacion de tecnologias probadas puede ser una
buena estrategia para cumplir con el objetivo de cada reservorio sin generar un dafio

colateral en otro.

1.4.4 Tipos de completaciones y levantamiento artificial

El tipo de levantamiento artificial y de completaciones elegido para cada pozo o campo
es primordial para minimizar fallas mecanicas en el sistema de produccion que impacten
en los indices de intervenciones o vida Gtil promedio del campo y por ende en los costos
operativos y produccion. El disefio debe considerar produccién conjunta, potenciales

estimados actuales y a futuro considerando respuesta de proyectos de extraccion
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secundaria y declinacién natural de reservorios, aseguramiento de flujo y presiones de

cada reservorio y a lo largo del sistema de produccion.

Centrandonos en el levantamiento artificial con equipos electrosumergibles, podemos
decir que son equipos robustos que se pueden disefiar para los diferentes retos de
aseguramiento de flujo mencionados en lineas anteriores. Otra ventaja es que manejan
un amplio rango de produccion por cada tipo de bomba y geométricamente se pueden
usar en pozos verticales, desviados e inclusive en horizontales y en diferentes tipos de
completaciones. Para la aplicacion de este tipo de método necesariamente se debe tener

una fuente eléctrica cercana de tal manera de optimizar costos operativos.

Surface power enters = - Wellhead X-Tree
through wellhead using —e\ . | Step up
vsSD - transformer
Power cable. ) | I ¥
Run with tubing string ——3 Fluid level
banded to tubing |
Pump

Hung below fluid level
by discharge head

Pump intake

Advanced gas handler Fluid enter system

Avoid gas locking in the
pump

Motor
Mounted above
perforation for cooling

Sensor
For monitoring bottom
hole parameter

Perforations

Figura 1.12 Tipica configuracién de Bombas Electro-sumergibles (Nufiez & Rodriguez, 2014)

14



CAPITULO 2

2. METODOLOGIA

La metodologia que se utilizara para la seleccién de pozos candidatos para produccion
conjunta y que se encuentren localizados en el area de influencia del proyecto de

inyeccién de agua es la siguiente:

1. Seleccion de pozos candidatos:

a. Revision de subsuelo: Andlisis de registros eléctricos a hueco abierto,
continuidad de arenas a través de correlaciones estratigraficas de registros
eléctricos, registros de cemento, saturacion y otros. Andlisis petrofisico y
correlacion con pozos del area. Presion de reservorio. CAP originales y
actuales.

b. Revision del actual método de recuperacién por inyecciéon de agua,
identificar la zona de influencia del método. La seleccion de candidatos se
realizara en el area influenciada por la inyeccion.

c. Revision de antecedentes de produccion: Revisidn histérica de trabajos de
reacondicionamiento, historial de produccion por reservorio, andlisis de
comportamiento de agua, intervalos abiertos y analisis fisico-quimico.

d. Determinacion de principales trabajos a ejecutarse en cada reservorio:

Secuencia operativa y aplicacion de soluciones tecnoldgicas.

2. Analisis de perfil de produccion: Célculo de produccion incremental, perfil de
produccion, reservas, mejora en factor de recobro.
3. Andlisis econdmico: Costos y tiempos estimados de los trabajos y servicios para

reacondicionamiento y analisis econdmico a un tiempo determinado.

A continuacién, se detalla el trabajo realizado en cada uno de los puntos mencionados.



2.1 Seleccion de Candidatos a Workover

La seleccion de candidatos a workover es un proceso multidisciplinario donde se debe
constar con la colaboracion de distintas areas como: geologia, ingenieria de reservorios,

ingenieria de produccion, facilidades de superficie, entre otros.

Geologia

Monitoreo Petrofisica

Integridad Y

Reservorios
de Pozo

Produccioén

Figura 2.1 Flujo de trabajo Multidisciplinario

2.1.1 Revision de Subsuelo

Para desarrollar una seleccién de candidatos a Workover, se debe iniciar con una
revision a nivel de subsuelo. El primer paso es la revision de los registros eléctricos
disponibles en el pozo, en base a los registros basicos ya existentes en el pozo, se tiene
un modelo petrofisico donde obtenemos la porosidad, permeabilidad, teniendo asi una
referencia del tipo de roca de los reservorios de interés.

Una vez confirmado el potencial a nivel de pozo, se considerd el modelo estratigréafico
de la zona. Se realizaron cortes estratigraficos y estructurales para definir de esta manera
la continuidad areal del reservorio. El uso de mapas de espesor de reservorio
provenientes del modelo estatico ayuda a identificar la extension del tanque a producir y
a identificar pinchamientos estratigraficos.
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Figura 2.2 Correlacién de pozo, como fondo se tiene el modelo de facies de los reservorios candidatos

Siguiendo con el flujo, se realiza una interpretacion del Contacto Agua-Petroleo Actual,
realizando un mapeo sectorial del CAP en base a la informacion mas reciente del campo:
pozos nuevos, registros de saturacion detras de Casing y produccion actual de los pozos

en el area. En la Figura 2.3 se muestra un ejemplo para uno de los candidatos.
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Figura 2.3 Interpretacién CAP Actual en el pozo candidato
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Mediante el uso del modelo dindmico se obtiene las reservas remanentes de los
reservorios del pozo candidato, realizando la simulacion del objetivo en caso de que haya
producido en el pasado o en el caso que se abrird una zona nueva. De esta manera se
confirma el potencial de la zona a fin de descartar que los pozos vecinos hayan drenado

las reservas del area.

En el caso de no contar con informacion suficiente, se debe incluir un registro para

adquirir informacion y corroborar la saturacion de petréleo en el candidato.

Otro factor que toma gran importancia en el analisis a nivel de subsuelo es la presion de
reservorio actual. Se debe tener presente la presion de cada uno de los reservorios de
interés en el pozo, teniendo conocimiento de estos datos se podra planificar la mejor
estrategia para poner en produccién dos o mas reservorios de un pozo. Para llevar a
cabo este paso se realiz6 una recopilacion de datos de presion actuales de los pozos del
area de interés siendo estos: puntos de presion obtenido con la herramienta XPT en
pozos nuevos y pruebas de restauracion de presién en pozos productores; este ultimo
también nos brinda informacién acerca del Skin, o dafio de formacién que tiene el

reservorio en el pozo, limites de reservorio, permeabilidad, entre otros.
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Figura 2.4 Mapa de tendencia de presion de los reservorios U Inferior y U Superior
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Como ultimo punto, se estimo el potencial del reservorio mediante el factor kh, este es el
producto de la permeabilidad, k, y el espesor de reservorio, h, conocido como la

capacidad de flujo. Un andlisis de Permeabilidad x Espesor de reservorio.

En base a este resultado, con el andlisis de Dafio en el reservorio (Skin), el CAP y corte
de agua actual y esperado se decide cual es la mejor opcion para cada yacimiento, entre
estimular, cafonear, fracturar o reducir intervalos invadidos por agua, trabajo conocido

como Water Shut-off en inglés.

De acuerdo con lo revisado en la teoria, para evitar el flujo cruzado se han disefiado los
equipos electrosumergibles de tal manera de generar una presién de fondo fluyente a la
profundidad de cada reservorio menor a su presion de reservorio considerando el
potencial estimado. El software Pipesim ha ayudado a realizar analisis de sensibilidades
para los casos bajo, medio y alto de acuerdo con el manejo de incertidumbres y riesgos

visualizados a nivel de reservorio y mecanicos.
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Figura 2.5 Analisis Nodal en Pipesim de un pozo con produccién conjunta de 3 reservorios

2.1.2 Estado Actual del Proyecto de Inyeccion de Agua

El proyecto de inyeccion de agua en la zona Centro-Norte se inici6 como un proyecto

piloto en noviembre de 2014 en la arena U Inferior, cuyo objetivo principal fue presurizar
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la zona y mejorar el barrido de petréleo a los pozos productores que estan cerca de los
inyectores. El proyecto constaba de tres pozos inyectores y una presion inicial del
yacimiento de 1.500 psi. Hasta junio de 2022, la presion ha incrementado hasta 2.500

psiy se logré una produccion incremental de petroleo de 109 MMbbls.

El proyecto de inyeccion de agua se extendio 8 km hacia el sur para cubrir un area de
9,050 acres, proporcionando soporte de presion a 57 pozos productores en la Ul, como
objetivo principal, y en U Superior como objetivo secundario. La ampliacién del proyecto
comprende la inyeccion periférica desde el flanco oeste del anticlinal hacia la falla
regional del este. De acuerdo con la ubicacién de los pozos inyectores y la respuesta de

los pozos productores se han establecido 4 sectores, que se muestran en la Figura 2.6.
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Figura 2.6 Mapa de Sectores de Inyeccién de agua en el Campo Shushufindi - Aguarico

En la zona centro — norte existen un total de 89 pozos productores activos, de los cuales
actualmente un total de 57 pozos se encuentran en la zona de influencia del proyecto de
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inyeccion de agua en las arenas U Superior y U Inferior, la respuesta de estos pozos al

proyecto de inyeccion de agua se ha corroborado a través de seguimiento, adquisicion

de datos y analisis de las siguientes variables principalmente:

Presion de reservorio: A través del andlisis de pruebas de restauracion de presion
0 toma de datos de presién durante la perforacién de pozos nuevos en la zona,
denominados XPT por sus siglas en inglés (Pressure Xpress Tool). Este punto
ayuda a analizar la eficiencia de presurizacion de las zonas de acuerdo con las

tasas de inyeccion y drenaje de los pozos productores.

Produccion: El seguimiento de produccion y corte de agua periodicos a través de
pruebas de separador o medidor multifasico (Vx), ayuda a determinar si se ha
incrementado el aporte como respuesta de la inyeccion de agua. Este analisis se
ha realizado con la ayuda del software OFM (Oil Field Manager) que permite

mapear en una misma gréfica varios parametros.
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Figura 2.7 Historial de Produccién de un pozo del campo en OFM

Con respecto de la produccion de agua y la tendencia en el tiempo, se analiza a
través de los graficos Relacion Agua Petroleo — Produccion neta acumulada o
WOR — Np por sus siglas en inglés, que también se pueden plotear en el software
OFM. Este andlisis permite entender el comportamiento del agua de tal manera
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de conocer si se trata de agua mala o buena; en caso de detectar posible
produccion de agua mala, trabajos de adquisicion de informacion y remediacion

del problema se consideran dentro del programa de WO.
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Figura 2.8 Grafico de Diagndstico de produccion de agua

Salinidad del agua de produccion: Se realizan analisis de laboratorio peridédicos
de tal manera de determinar el avance de agua de inyeccidén hasta los pozos
productores. La salinidad caracteristica de la arena U Inferior esta en el rango de
50,000 y 70,000 ppm CI-, mientras que la arena U Superior, en general no tiene
produccion de agua. Generalmente se ha registrado que la salinidad de la arena
U Inferior declina en el tiempo desde su salinidad caracteristicas hasta valores
aproximados de 20,000 ppm CI-. Para referencia, la salinidad del agua de
inyeccion de la planta de tratamiento esta alrededor de 30,000 ppm CI-; mientras
qgue el agua de inyeccién que proviene de pozos productores del agua de la
formacion Hollin tiene una salinidad aproximada de 5,000 ppm CI-.
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Figura 2.9 seguimiento de Salinidad del agua de produccién de los pozos influenciados

e Parametros eléctricos de los equipos electrosumergibles: Las variables de presion
de entrada y descarga de las bombas, asi como también la corriente que consume
el motor son las principales variables que permiten estimar incrementos de
produccion en el pozo, cambios en el corte de agua, problemas de aseguramiento
de flujo u otros; el andlisis a partir de estos parametros debe ser complementado
con el seguimiento y analisis de las variables mencionadas en los puntos

anteriores.
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Figura 2.10 Monitoreo de los parametros eléctricos de las bombas electro-sumergibles

Asi como es importante realizar seguimiento a los pozos productores para determinar su
respuesta a la inyeccion de agua; también es imprescindible realizar un seguimiento a

los pozos inyectores de agua, de tal manera de entender los resultados del proyecto en
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el corto, mediano y largo plazo. Para alimentar el andlisis de los pozos de ha establecido
un cronograma de adquisicion de informacion a partir de Registros de Inyectividad en
pozos con completaciones selectivas y el monitoreo diario de los parametros mapeados

en tiempo real.

e Registros de Inyectividad: Se ha establecido la toma de registros de medicion del
volumen de agua diario que admiten los pozos inyectores en cada zona
anualmente, este punto es aplicable para pozos con completaciones selectivas;
el objetivo es determinar el comportamiento de los reservorios o unidades de flujo

en el tiempo.

e Caudales y presiones: Los graficos de Hall han resultado ser una herramienta
sumamente Util para determinar el comportamiento de los reservorios inyectores,
nos permite saber si el indice de Inyectividad de ha mantenido, ha declinado o se

ha estimulado en el tiempo.
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Figura 2.11 Hall Plot de los pozos Inyectores del Campo
La importancia de conocer y entender las condiciones actuales y la respuesta de los
pozos productores influenciados por el proyecto de inyeccion de agua en las areniscas

U Inferior y U Superior en el campo, asi como la proyeccion a futuro del proyecto radica

en el disefio de los equipos electrosumergibles para pozos con produccién conjunta e
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influenciados de tal manera de minimizar los costos operativos y maximizar la produccion

de los pozos a medida que se registre respuesta.

2.1.3 Antecedentes de los Pozos a ejecutar

Una vez elegido el pozo candidato por su alto potencial a nivel de subsuelo y estar en la

zona de interés, siendo esta la zona de influencia por inyeccion de agua se procede a

revisar el historial de intervenciones con rig y principales problemas de aseguramiento

de flujo en la zona. A continuacién, una descripcion detallada:

Intervenciones con Rig y Rig-less: Basicamente nos ayudo para conocer si existe
alguna limitacién mecanica en el fondo del pozo que pueda complicar la ejecucién
del trabajo de intervenciéon con rig planteado para dejar el pozo en produccién
conjunta; esto puede incluir operaciones de acondicionamientos de casing,
pescas, remediacion de cemento, aislamiento mecanico o quimico de zonas no
prospectivas actualmente, entre otros. Operaciones complejas como pescas
resultarian contraproducentes en pozos con objetivo de produccion conjunta,
sobre todo si se tiene mas de un reservorio abierto ya que se pueden generar

dafos en reservorios de buena calidad que son dificiles de remover.

Problemas de aseguramiento de Flujo: En el campo basicamente existen 3
principales problemas, cada reservorio tiene su caracteristica, asi, la arena U
Inferior en general produce agua y gas con tendencia corrosiva. Las arenas T
Inferior y T superior producen agua con una severa tendencia a formar
precipitaciones inorganicas de carbonato de calcio (CaCOs3), en algunos pozos los
depositos se forman desde la cara del reservorio, en otros pozos a nivel del equipo
electrosumergible, tuberia de produccion o superficie en la linea de flujo. El
manejo de fluido emulsionado sobre todo en pozos que manejan un corte de agua
entre 30 y 70% es otro de los problemas que se registran en el campo.

Es importante considerar que estos problemas se pueden potenciar una vez que
los pozos quedan produciendo en conjunto de las arenas que registran problemas
como corrosién o escala individualmente segun lo descrito.

En el campo hemos aplicado tecnologia personalizada para los problemas de

aseguramiento de flujo que detallaremos mas adelante.
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SOLID SAMPLE ANALYSIS

PARAMETERS VALUES |
Solids (g ) ‘ 50 |
Solids delivery to the laboratory (g) | 50.0 \
‘Amount of sample analyzed (g) | 150 |
1% Hydrocarbon content | 40% \
% Carbonates | 96.0%
% Iron salts | 0.0% |
(% Insoluble in HCI | 0.00% |

% Calcinable matter
% Non-calcinable inorganic matter (sand, silica, etc.)

Presence of phosphonates NO

[Presence of HS | NO
Sample taken from the engine and protectors of the ESP

|
\
|
\
% Presence of magnetics | ‘
|
|

Figura 2.12 Andlisis de Laboratorio de una muestra de incrustaciones (Paredes M. , 2020)

2.1.4 Secuencia Operativay Soluciones Tecnoldgicas

Una vez que se ha realizado el analisis de subsuelo y del pozo como tal segun con lo
descrito en lineas anteriores, el siguiente paso es la definicion del programa de
intervencién con rig y las tecnologias que se aplicardn. Dependiendo de los retos
operativos, se analizaron varias alternativas técnicas que fueron complementadas con el

analisis economico de tal manera de elegir la mejor solucion.

Los principales retos con los que nos encontramos fueron:

e Obturacion o aislamiento de arenas fracturadas en intervenciones pasadas con el
objetivo de realizar un trabajo de estimulacion &cida o fracturamiento hidraulico en
yacimientos mas profundos: Para encarar este reto hemos utilizado unas pildoras
anti-pérdidas en base a una combinacion de carbonatos organofilicos e
inorgdnicos que se disefian para un tiempo determinado para obturar
temporalmente la arena fracturada en intervenciones pasadas. Los componentes
organicos se disuelven en el tiempo disefiado con el mismo petrdleo que produce
el reservorio, mientras que los componentes inorganicos se deben limpiar

guimicamente con acido.
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Disco de Aloxita Sumergimos el disco durante 36 horas

Disco de Aloxita con costra de

pildora anti perdida Disco de Aloxita después de 36 horas

Figura 2.13 Prueba de laboratorio de degradacién de Pildora anti-pérdida

Definicion de la estrategia de cafioneo o tipo de estimulacion cuando no se
contaba con datos de dafio de formacion: Este punto ha sido solventado
realizando varias sensibilidades en Pipesim considerando varios dafios de
formacion sustentados técnicamente de acuerdo con los parametros petrofisicos,
la capacidad de flujo de cada intervalo prospectivo y en general la experiencia que

se tiene del campo.
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Figura 2.14 sensibilidades de dafios de formacién en Pipesim

Tiempo de permanencia del gel de fractura en la arena fracturada en pozos con
operaciones largas como doble fracturamiento hidraulico: la recomendacién
técnica es recuperar el gel de fractura en menos de 10 a 12 dias luego de haber
realizado la fractura como una regla en base a la experiencia del campo y de

campos Vecinos.
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Tipos de completaciones para controlar quimicamente la formacion de escala
desde la cara del reservorio incrustante (T |Inferior y T Superior):
Convencionalmente, la formacién y depositacidon de incrustaciones inorganicas se
controlan eficientemente a través de inhibicién quimica via capilar desde el motor
de las bombas electrosumergibles hasta superficie; sin embargo, el problema se
genera cuando los depodsitos se forman en la cara del reservorio y se expande

hacia los reservorios superiores causando un efecto de dafio de formacion severo.
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Figura 2.15 Depositacion de escala a nivel de la cara del reservorio (Paredes M. , 2020)

Otros puntos de depdsitos encontrados en varios pozos del campo han sido en la
tuberia de completaciones de fondo y en elementos de manejo de solidos como
los desarenadores que se cuelgan debajo del sensor del equipo electrosumergible
(unas de las versiones disponibles en el mercado). Las tecnologias aplicadas con
éxito podemos nombrar las siguientes:
o Completacion con Y-Tool con una cola de tuberia y capilar de inyeccion
extendido hasta el tope de la arena incrustante.
o Inhibidor de incrustaciones en Micro-capsulas: que se bombean hasta el
rat-hole del pozo y que se disuelven con el agua de produccién proveyendo
proteccion desde el fondo del pozo.
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Figura 2.16 Inhibidor de incrustaciones en micro-capsulas (Paredes M. , 2020)

o Desarenador modificado: con un capilar de inyeccion de quimico extendido

hasta el tubo ranurado de manera de proteger este punto de incrustacion.

Manejo de apuntalante de fractura a través de la bomba electrosumergible como
resultado de “flow-back”. Este problema ha causado varias fallas mecanicas de
las bombas impactando en los indices de rendimiento de estos equipos. Un
desarenador que se ubica bajo el sensor del equipo electrosumergible ha
generado buenos resultados evitando que los sélidos ingresen a las etapas de la

bomba y generen atascamientos o roturas de ejes.

ESP + Seal
Cups

Figura 2.17 Desarenador
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2.1.5 Estimaciéon de Caudales de Produccién Conjunta

Finalmente, se ajustan los caudales de produccion de cada fase de cada reservorio y en
conjunto considerando todas las incertidumbres a nivel de reservorio y riesgos
operativos:
e Indices de Productividad de cada reservorio, cortes de agua esperados a
condiciones de arranque, iniciales y el prondstico al menos a 1 afio.
e Puntos de presiones de burbuja de los diferentes reservorios, este punto es
importante para el disefio de los equipos electro-sumergibles
e Presiones de fondo fluyente a nivel de cada reservorio que se alcanzaran a través
del analisis de profundidad de asentamiento de la bomba electrosumergible de tal
manera de evitar flujo cruzado.
e Disefo y disponibilidad de equipos electrosumergibles para manejar rangos de

produccion; es decir el caso pesimista, probable y optimista.

Produccion Conjunta

S g o ol st (ST

— o Ot FREQUENCY =536 Mg = Completion Th sctus IPR Comgletion Ts Pt IPR Completion L Frack IPR Q  Cparating Posnty

Figura 2.18 Potenciales de Produccion Individual y conjunto, Andlisis nodal

2.2 Perfil de Produccion y Reservas

Una vez que se ha estimado el potencial individual de cada reservorio y de producciéon
conjunta, el siguiente paso es la transicidon entre la evaluacién técnica y econémica, para

ello, se necesita de un perfil de produccion a partir del cual se calcularan las reservas
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incrementales y las reservas de la linea base del reservorio o reservorios en produccién

previo a la intervencion.

Para el célculo del perfil de produccion se utilizan dos métodos, las curvas de analisis de

declinacién de ARPS y el método WOR - Np donde se toman en cuenta los siguientes

puntos:

Declinacion natural de un reservorio: Considerando el mecanismo de empuje del
yacimiento y produccién drenada en la zona.

Declinacion de un reservorio que registra respuesta del proyecto de inyeccion de
agua: De acuerdo con el soporte de presion registrado y el avance del agua en el
reservorio. Asi mismo, se debe analizar el plan del proyecto de inyeccion de agua
en el corto y mediano plazo.

Declinacion tipo: Este punto se refiere al tipo de declinacion a utilizar de acuerdo
con el tipo de trabajo a ejecutarse en cada reservorio como fracturas hidraulicas
qgue aceleran la extraccion, estimulaciones o cafiones son trabajos menos
agresivos en términos de recuperacion primaria. En el tiempo, un mismo
reservorio puede ajustarse a varios tipos de declinaciones segun la experiencia
de cada campo.

Nuevamente, el software OFM nos ha ayudado a realizar el andlisis de declinacién de

cada reservorio, como se muestra a continuacion:
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Figura 2.19 Analisis de declinacion
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Los dos métodos utilizados proveen informacion importante, como:
e Parametros del método de declinacion: b, Di, ti, pendiente.
e Produccién acumulada al tiempo realizado el analisis
e Reservas
e “Estimated Ultimate Recovery”, es la estimacion de la cantidad total de petréleo
y/o gas que puede recuperarse finalmente de una reserva de petréleo o de un
yacimiento (CFl, 2015).

Analisis WOR - Np Analisis de Curvas de declinacidn
Case Name “WPB 2017 SurQeste Working forecast  Parameters
R by e P hase c0il
Slope :0.00220217 CaseMame CWPB_2017_SurDeste
Intercept :224789%e-06 b 0
Start WOR - 316732 bblibbl i 00137496 M e.
End WOR 48 bblibb o e
Cum. Prod. -2824.33 Mbbl " oapaEnE
Reserves - 536.084 Mbbl FinalRate -§0.8703
EUR 0 3360.41 Mbbl Cum. Prod. :2824.33 Mbbl
Last I‘dodmed b}r - Cum. Date (03222022
Resenes :580.4%1 Mbbl
Reserves Date 105/31/2032
EUR :3404.82 Mbbl
ForecastEnded By :Time
B Forecast Date :NotSawved
Resernve Type :None
LastModified by

Figura 2.20 Resultados del Analisis de declinacién

El andlisis anterior se realiza por reservorio y para los 3 casos, pesimista, probable y
optimista. Se obtiene un perfil de produccion en el tiempo y la produccion acumulada.
Como se mencioné anteriormente, el mismo andlisis se realiza tanto para la

determinacion de la curva base y la produccion incremental.

Prondstico de Petroleo Produccién Acumulada de Petréleo
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Figura 2.21 Perfil de produccion y acumulada
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2.3 Anaélisis Econémico

El analisis econdmico consta de tres partes principales:

1. Costo total de la intervencion con Rig: Una vez que se han definido los trabajos a

nivel de cada reservorio se establece la secuencia de trabajo operativo, tiempos
aproximados de operacién con Rig y costo estimado de acuerdo con las
propuestas econdémicas de cada trabajo.

Perfil de produccion en un tiempo determinado: De acuerdo con lo explicado en
el punto anterior.

Precio del barril de petrdleo: Este punto puede variar debido al tipo de crudo, al
tipo de contrato u otros; cual fuera el caso, es imprescindible contar con valores

confiables y de ser posible realizar sensibilidades.

Una vez que se cuenta con la informacion revisada y confiable mencionados en los

numerales anteriores, se calculan varios indices econémicos que permiten determinar si

un trabajo es viable econdmicamente o no. Entre los indices que consideramos estan:

Valor Actual Neto (VAN): Es un criterio de inversion que consiste en actualizar los
cobros y pagos de un proyecto o inversion para conocer cuanto se va a ganar o
perder con esa inversion (Economipedia, 2022).

Tasa Interna de Retorno (TIR): Es la rentabilidad que ofrece una inversion. Es
decir, es el porcentaje de beneficio o pérdida que tendra una inversion para las
cantidades que no se han retirado del proyecto (Economipedia, 2022).

Costo de Desarrollo Unitario (CDU): Se refiere a los costos incurridos para obtener
el acceso a las reservas y proporcionar instalaciones para extraer el petréleo y el
gas (Low Insider, 2013).

Recuperacion de la Inversion: Retorno de una inversion igual al desembolso de

capital original (Merriam-Webster, 2022).

A continuacion, un ejemplo del céalculo de los indices econémicos:
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v | Mea | Hoh
Production profile: Low Med High

Production profile: |

6/1/2022 6/1/2022 6/1/2022
307.23 478.88 794.76
3,752,344 7,585,081 14,943,674
3,165,119 6,664,474 13,492,706
IRR (%): 86% >100% >100%

Payback period in months: 15 8 3
UDC [USD/BL] 10.36 6.65 4.01

Figura 2.22 indices Econémicos
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Figura 2.23 VAN en el tiempo

Como reglas tenemos que un trabajo serd econdémicamente viable mientras que el CDU

sea menor que 12.5 USD/BI y la recuperacion de retorno sea lo mas rapida posible.
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CAPITULO 3

3. RESULTADOS Y ANALISIS

Del andlisis pozo a pozo en el area centro — norte encontramos que actualmente un total
de 57 pozos se encuentran en la zona de influencia del proyecto de inyecciéon de agua

en las arenas U Superior y U Inferior.

En el 66% de los pozos que registraron respuesta del proyecto de inyeccion de agua se
ejecutaron trabajos de intervencion con taladro con objetivo de produccion conjunta con
otros yacimientos entre 2021 hasta junio 2022, siendo un total de 14 trabajos que

incluyen 5 pozos nuevos.

De acuerdo con el flujo de trabajo de seleccion de candidatos detallado en el capitulo

anterior, aun se registran 24 pozos con oportunidad de produccion conjunta.

En la Tabla 3.1 se detalla los reservorios que estaban en produccidon previo a la
intervencidon con taladro de los 14 pozos analizados, asi como los reservorios que

guedaron en produccién luego de la intervencién y los trabajos ejecutados en cada uno.

Reservorios Pre Intervencion Reservorios Post Intervencion
POZO Tipode | o0 | s uI TS TI BT | US uI TS TI
Trabajo
SHSF-140  |Workover PERF PERF STIM PERF PERF
SHSV-157 Completacién PERF | FRACK
SHSV-227 Workover FRACK FRACK | PERF
SHS-054 W orkover PERF PERF PERF | FRACK
SHS-063 Workover PERF PERF PERF PERF PERF PERF
SHSAA-153 |Workover PERF PERF PERF PERF
SHSAA-203  |Workover PERF PERF PERF PERF PERF
SHSH-114  |Workover FRACK FRACK | FRACK PERF
SHST-231 Completacién FRACK PERF
SHST-233 Workover PERF PERF FRACK | PERF PERF
SHST-254 Completacién FRACK [ PERF PERF
SHSW-088 |Workover PERF PERF PERF PERF PERF
SHSW-142  |Completacién PERF PERF PERF
SHSW-197 |Completacion FRACK | PERF

Tabla 3.1 Reservorios en produccién pre y post intervencién




Para referencia, “PERF” se refiere a trabajos de cafioneo o re-cafioneo que se efectuaron
en el reservorio, mientras “FRACK” se refiere a trabajos de fracturamiento hidraulico y

“STIM” a trabajos de estimulacion acida.

En la Figura 3.1 se aprecia un diagrama pastel detallando el nimero de pozos en los que
se dejaron en produccion conjunta 2, 3 y 4 reservorios, siendo al menos uno de los

reservorios las arenas U Inferior o U Superior.

Numero de Reservorios en produccion

2 Reservorios
= 3 Reservorios

= 4 Reservorios

Figura 3.1 Estadisticas de pozos con mas de un reservorio en produccion

Del total de los 14 pozos en los que se ejecutaron operaciones para dejarlos en
produccion conjunta, 9 fueron pozos existentes, es decir que se realizaron trabajos de
reacondicionamiento. Los 5 pozos restantes fueron pozos nuevos cuya completacion
inicial fue en produccion conjunta considerando las oportunidades de cada pozo y los

resultados de pozos vecinos.

36



Tipo de Operaciones

m Completacién

Workover

Figura 3.2 Operaciones de Reacondicionamiento o Completacion Inicial

3.1 Subsuelo: Continuidad de reservorios y adquisiciéon de informacion

Se realizo la revision del modelo sedimentoldgico y petrofisico del area Centro — Norte
del campo Shushufindi, se contdé con un modelo de facies que permitio entender la
influencia y efectividad del proyecto de inyeccion de agua. Este modelo fue ajustado con
datos reales, donde el monitoreo y pruebas de interferencia realizadas en campo han

permitido identificar los pozos bajo la influencia de los pozos inyectores.

Sin embargo, la inyeccion en el campo se realiza Unicamente para los reservorios U
Superior y U Inferior; por tanto, para reservorios secundarios como T Superior se realizd
un analisis mas detallado al nivel de subunidades o por capas. El analisis de subunidades
consiste en identificar eventos geoldgicos en tiempo dentro de la unidad principal, en
este caso T Superior, ayudando a reducir la incertidumbre areal de la continuidad del

reservorio.
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Figura 3.3 Andlisis de subunidades para identificar continuidad del reservorio

Se interpretd el CAP actual en el area de los pozos candidatos y en base a las
propiedades petrofisicas y a la influencia de agua en el reservorio, se tomo la decision
del tipo de trabajo a ejecutar en el pozo: recafioneo, fractura o estimulacién acida. Por
ejemplo, un pozo con alto corte de agua >50%, se prioriza una estimulacion mas no un
fracturamiento hidraulico que daria preferencia al flujo de agua por el crecimiento de la
fractura. Se toma la decision de realizar un cafioneo en intervalos que presentan un dafio
no tan significativo. El uso de propelente en intervalo altamente laminados para favorecer

la creacion de microfracturas.

Para Basal Tena, reservorio de importancia terciaria en el campo, se incluyé la
adquisicion de informacion. Basal Tena es un reservorio perforado en la zona de 12 4"
en la etapa de perforacion, zona en la cual no se toman registros a hueco abierto como
se realiza en la zona de 8 '%”; por esta razdn, previo a intervenir el pozo con oportunidad
en Basal Tena, se decidid correr un registro de saturacion en hueco entubado, como es
el PULSAR vy asi confirmar asi lo registrado en los reportes geolégicos de perforacion.
Esto también se aplica en objetivos primarios y secundarios donde se tiene alta
incertidumbre de la saturacion actual de los pozos, por ejemplo, que no se cuente con

perforacion de pozos nuevos, PLT o registros de saturacién recientes en el area.
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Figura 3.4 Registro PULSAR tomado en U Superior

Dado los resultados exitosos en los trabajos de reacondicionamiento en los pozos
existentes, en la planificacion de los pozos nuevos, se propuso en su perfil de produccién
inicial ya intervenir los objetivos principales del nuevo. Como datos de ingreso para la
planificacién, se hace uso del modelo de facies existente y de presiones del area, para

asi anticiparnos en los posibles caudales a ser producidos en el pozo.

3.2 Produccién inicial y estimacion de produccidn por arena

Una vez que ha finalizado la intervencion con taladro, es importante realizar un
seguimiento continuo a la produccién total del pozo y la estimacion o medicion de
produccion de cada uno de los reservorios abiertos hasta que todos los parametros se
hayan estabilizado. Uno de los puntos mas importantes que se ha monitoreado es la
presion de entrada de la bomba electrosumergible, puesto que a partir de ese dato se
calcula la presion de fondo fluyente a cada reservorio, esta debe ser menor a la presion

del reservorio de menor energia para evitar flujo cruzado.

En los pozos donde se han realizado operaciones de fracturamiento hidraulico es
importante seguir las recomendaciones con respecto de la produccion maxima inicial y
la produccion incremental una vez que se hayan recuperado los fluidos de fractura; de
esta manera evitamos el “flowback” de apuntalante que puede causar desestabilizacion

de la fractura y problemas mecanicos en los equipos electrosumergibles.

En el campo, el seguimiento de produccion total del pozo se realiza a través de medicién

en separadores en las estaciones de flujo o medidores multi-fasicos méviles; mientras

39



gue la estimacion de produccién de cada arena abierta se realiza a través del Método
API para pozos con produccion conjunta de dos reservorios y una combinacion del
Método API y capacidad de flujo (k*h) para pozos con produccion conjunta de mas de

dos reservorios.

SHSI-256 Ti + Us + Ui

Sgs‘um“'a‘i"e Oil Production : 853.5 Mbbl Cumulative Water Production : 5749.5 MD?IUU

4000 W% e { o 80
3000 g z 60
2000 % 40
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Antes: 114 BPPD, 96% BSW Workover Después: 634 BPPD, 18% BSW
Figura 3.5 Seguimiento de Produccién: pre y post intervencion

3.2.1 Produccién Conjunta de pozos existentes

En la Figura 3.6 se puede observar la produccion previa WO en barras azules, mientras
gue la produccion incremental en barras verdes, la suma de las dos barras representa la
produccion total del pozo luego de la intervencion. En 8 de los 9 pozos se obtuvo
incremental de produccion positivo representando una eficiencia del 88%; en el Unico
pozo donde se registré pérdida de produccion post reacondicionamiento se registraron
problemas operativos en un trabajo de cementacién forzada y represent6 el 12% de los
pozos ejecutados.

La relacién entre la produccion post y pre WO trata de mostrar la eficiencia del trabajo
en términos de produccién a recuperar. En resumen:

e Relacién menor a 1: Representa un trabajo ineficiente en términos de produccion

y econémicos, puesto que no se lograria recuperar ni siquiera la produccion previa

al reacondicionamiento y tampoco la inversion.
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¢ Relacion igual a 1: Representa un trabajo ineficiente en términos econdémicos y de

produccion, se alcanzaria a recuperar la produccién previa intervencion, pero con

una inversion considerable.

e Relacion mayor 1: Entre mayor sea este valor representa una mayor eficiencia

técnico-econdmica, es decir, que el CDU tendera a ser menor.

En 7 pozos se ha incrementado la produccién de la linea base entre 2 y 5 veces; 1 pozo
muestra que se incrementd su produccion base en ~30% y es recomendable

complementar el analisis con la parte econdmica; y un pozo registra produccion negativa

representando una pérdida de ~90 bppd.
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En la siguiente grafica podemos encontrar el historial de produccién de los 9 pozos desde
2020. A mediados de 2021 inici6 la campafa de reacondicionamientos para dejar los
pozos en produccién conjunta, a partir de dicha fecha se observa el cambio en el

comportamiento de produccion, donde se logra vencer la declinacion de la linea base y
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Figura 3.6 Seguimiento de Produccién: pre y post intervencion pozo a pozo

alcanzar un incremental de produccion considerable.
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Figura 3.7 Produccién de los pozos ejecutados con produccion conjunta

A inicios del afio 2021, se registré una produccion promedio de 2200 bppd y un corte de
agua de 80% de los 9 pozos considerados en el analisis. A mediados de 2022, luego de
las optimizaciones realizadas en los pozos se ha logrado duplicar la produccién de
petréleo con un corte de agua de ~78% en promedio. Considerando la declinacion de la
linea base o arena productora previo trabajo de optimizacién de cada pozo, a mediados
de 2022 se deberia haber tenido una produccién de ~1500 bppd, es decir que se ha

logrado un incremental de produccion de ~2700 bppd.

Asi como la produccion de petréleo se ha incrementado considerablemente, también se
ha incrementado la produccién de agua, por lo que es importante considerar la capacidad
de manejo de agua en las estaciones y en el campo en general cuando se inician

campafas de optimizacion de produccion.

3.2.2 Produccién Conjunta de pozos nuevos

Considerando los buenos resultados de los trabajos de reacondicionamiento con
produccion conjunta en los pozos con respuesta del proyecto de inyeccion de agua, se
decidié completar los pozos nuevos en la zona dejando mas de una arena abierta, lo que
ha permitido alcanzar récords de produccién en el campo. En la Figura 3.8 se muestra

la ubicacion de los pozos nuevos y en la Figura 3.9 la produccion de estos.
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En la siguiente gréfica tenemos el historial de produccién de los 5 pozos nuevos
completados en produccién conjunta desde mediados del 2021. La produccion del
campo se ha visto beneficiada gracias a la produccion nueva de estos pozos, hasta junio

del 2022 se registra un incremento de aproximadamente 6,000 bppd.

La estrategia de completacién de pozos tienen una combinacion de varias tecnologias y
trabajos a nivel de cada reservorio de acuerdo con los resultados y lecciones aprendidas
de pozos vecinos existentes de tal manera de maximizar la inversion original de

perforacion y completacion como tal.

En general, en las arenas U se han ejecutado trabajos de fracturamiento hidraulicoy en
las arenas T, los esfuerzos se han enfocado en minimizar los problemas asociados a
formacion y depositacion de incrustaciones inorganicas a lo largo del sistema de

produccion.
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Figura 3.10 Historial de Produccién Conjunta de pozos nuevos

3.3 Seguimiento de WF

Convencionalmente en el campo, el seguimiento del proyecto de inyeccién de agua en

pozos productores se realiza a través del seguimiento de la salinidad del agua de
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produccion, comportamiento de presiones en fondo y produccion; sin embargo, en pozos
con produccién conjunta, sobre todo en aquellos que tienen abiertas los reservorios T se

dificulta el seguimiento del proyecto de inyeccion de agua de manera convencional.

La diferencia en las presiones de reservorio entre las arenas U y T en la zona centro -
norte esta en el rango de 800 y 1200 psi, mientras que las salinidades tipicas de las
arenas principales estan en un promedio de ~60,000 ppm CI- para la arena Ui y ~10,000
ppm CI- para la arena Ti; generalmente los reservorios secundarios registran produccion
de agua despreciable. El agua de inyeccién que tiene como fuente la mezcla de agua de
produccion de una de las estaciones de flujo tiene una salinidad promedio de ~30,000
ppm CI, mientras que, si el agua proviene de los pozos productores de agua de la

formacién Hollin, la salinidad esta en el orden de ~5,000 ppm CI-.

Considerando los valores de salinidad y presiones de reservorio mencionados
principalmente para las arenas Ui y Ti, en pozos con produccidn conjunta es necesario
aplicar nuevas metodologias o tecnologia para el analisis del proyecto de inyeccion de

agua en el campo.

Una de las tecnologias disponibles en el mercado y que se ha comenzado a utilizar en
pozos que mecanicamente es posible es la Y-Tool o herramienta Y, que permite tomar
registros de produccion (PLT); esta estrategia permitira corroborar la produccién

estimada por el método API y capacidad de flujo.

El estudio de Geoquimica también es otra de las soluciones técnicas que permiten
estimar la produccién neta de cada reservorio, este proyecto se encuentra en la fase

inicial.

3.4 Perfil de produccion general — Ganancias

Considerando el perfil de produccion incremental de los WO y de los pozos nuevos, se
registra un total de ~8700 bppd incremental. Como se observa en la Figura 3.9, de
acuerdo con el analisis de declinacion pozo a pozo, la produccién incremental se
mantendra en el tiempo a nivel de reservorio aportando positivamente al factor de

recobro por cada reservorio y en el campo en general.
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Figura 3.11 Perfil comparativo pre y post producciones conjuntas

3.5 Retos Operativos

Un pozo con varias arenas produciendo a la vez y la ejecucion de trabajos a nivel de
cada reservorio resulta en importantes retos operativos, de los que se han tomado varias

lecciones aprendidas para aplicarlas en los ultimos pozos, como:

e Sobre balance a nivel del reservorio de menor presion: Al tener una
diferencia considerable en las presiones de reservorio de U y T, considerando el
principio de control de pozos y las barreras necesarias para intervenir un pozo
inevitablemente podemos generar un sobre balance a nivel del reservorio de
menor presion en el control inicial y a lo largo de una intervencion con taladro.
En las operaciones de limpieza de pozo, donde necesariamente se debe circular
el pozo, las arenas U que tienen presiones de reservorio entre 750 y 1200 psi
pueden sufrir dafio de formacién por invasion de fluidos y finos a la cara del
reservorio debido al sobre balance. Se debe incluir en las operaciones de
reacondicionamiento trabajos de recafioneo, estimulaciones e inclusive fracturas

si hubiera la oportunidad para atravesar el dafio de formacién generado.
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Obturacion o aislamiento temporal de reservorios fracturados: Uno de los
retos mas desafiantes ha resultado ser la necesidad operativa de obturar
temporalmente una formacion fracturada en reacondicionamientos pasados;
este caso se presenta cuando se requiere ejecutar operaciones como
fracturamiento hidraulico, cementaciones forzadas o evaluaciones en
formaciones que se encuentran mas profundas que la arena actualmente
fracturada. Las principales razones para obturar la arena fracturada es evitar
pérdidas excesivas de fluido a través de los intervalos abiertos debido a la baja
presion y la necesidad operativa de probar los empacadores que se asientan por
debajo de dicha arena. Como se mencioné en el capitulo anterior, las pildoras
anti-pérdidas han ayudado con este objetivo.

Limpieza de arena apuntalante: Luego de un trabajo de fracturamiento
hidraulico donde la arena apuntalante queda tapando parcialmente los intervalos
fracturados o dejan un rat hole muy corto es necesario bajar a limpiar o recuperar
dicha arena; en el caso de las arenas de baja presion de reservorio,
operativamente no es posible circular a través del ensamble de limpieza
convencional por lo que se requiere bajar a limpiar con una herramienta llamada
sand bailer, dependiendo del volumen de apuntalante a limpiar puede ser
necesario entre una y dos carreras que suman tiempo operativo e incrementa

los costos del reacondicionamiento.

Problemas de corrosién y depositacién de incrustaciones inorganicas: Los
problemas de aseguramiento de flujo vienen de las tendencias fisico-quimicas
del agua de produccion; en general la arena Ui produce agua con tendencia
corrosiva, cuando el tratamiento quimico desde el fondo no es suficiente para
controlar la corrosion, la mejora en la metalurgia de la tuberia ha generado
buenos resultados, duplicando o triplicando la vida util del pozo.

Con respecto de los depdsitos de incrustaciones inorganicas, el CaCOs es la
escala que se forma y deposita a lo largo del sistema de produccion en los pozos
del campo, generalmente el tratamiento quimico por inhibicién logra controlar la
formacion de escala; sin embargo, los problemas surgen a nivel de los
perforados donde no llega el inhibidor; para estos casos se han disefiado

completaciones con equipos electrosumergibles con una extension de tuberia
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que permite extender el capilar hasta la mitad de los punzados y tratar
guimicamente el pozo desde el punto de nucleaciéon. El tratamiento quimico
desde el fondo del pozo a través de micro-capsulas también han dado buenos

resultados.

3.6 Analisis Econdmico

Como se detall6 en el capitulo anterior, el analisis econdmico se basa principalmente en
la produccion incremental en un periodo de tiempo determinado, en este caso el periodo
es de 10 afios y en el costo de la intervencion.

En todos los pozos tanto de WO como pozos nuevos se tuvieron indices dentro de los
rangos establecidos para recuperar la inversion en el menor tiempo posible y maximizar
la produccién del campo; la Unica excepcidon que tuvimos es el pozo SHS-203 en el cual

por problemas operativos no se registro incremental de produccion.

Con respecto del CDU en la mayoria de los casos estuvimos bajo 12.5 USD/bbl, siendo
este el limite econdémico que se maneja en el campo luego de varios analisis. Con
respecto del TIR, en todos los casos estuvimos sobre el 15%, siendo el porcentaje que
se utiliza para el calculo del VAN; mientras que la recuperacion de la inversion esta en
un rango entre 3 meses y un afio aproximadamente, por lo que todos los trabajos han
sido declarados como exitosos en términos econdmicos y técnicos, a excepcion del pozo
SHS-203.
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CAPITULO 4

4. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

4.1 Conclusiones

En base al trabajo realizado podemos concluir lo siguiente:

El campo Shushufindi, a pesar de ser un campo maduro que supera los 50 afios
de historia de produccion, posee un gran potencial remanente que se puede
explotar a través de la combinacion de estrategias de maximizacién de
produccion, como son la inyeccién de agua, perforaciéon de pozos nuevos y

produccion conjunta.

Después de 8 afios de la implementacion del proyecto de inyeccidén de agua en la
zona centro-norte del campo en las areniscas U Inferior y U Superior se ha logrado
una produccion incremental de 109 MMbls, ademéas del incremento o
mantenimiento de presion en los diferentes compartimentos estratigraficos del
yacimiento U Inferior que ha sido corroborado a través de las diferentes campafias
de adquisicion de informacion. A nivel de produccion se ha logrado identificar el
cambio de salinidad del agua de produccién en algunos pozos de primera y
segunda linea de respuesta y por supuesto el incremento de produccién de

petréleo.

La definicidon de un flujo de seleccidén de pozos candidatos para optimizacion de
produccion aplicando distintas estrategias para minimizar el dafio de formacion a
nivel de reservorio y de completacién, es uno de los puntos mas importantes para
reducir las incertidumbres y riesgos asociados al disefio y ejecucion de un trabajo

o intervencioén con taladro.



La revision de subsuelo es fundamental dentro del flujo de trabajo para seleccion
de candidatos, es importante asegurarnos de que la roca reservorio cumpla con
los limites técnicos para ser candidato (%de Arcilla < 42%, Porosidad >5%), asi
como suficiente POES en el area como un primer filtro. La adquisicién de
informacion como: registros de cemento — corrosion, saturacion a hueco
entubado, presiones u otros ha permitido reducir los riesgos e incertidumbres a
nivel de reservorio y operativos, al tener pozos con mas de 50 afios de produccion,

esta actualizacion de informacion es clave en la toma de decisiones.

Las herramientas digitales utilizadas, como el software OFM, Pipesim y otros
proporcionaron el soporte adecuado para realizar el analisis de declinacion, tasas
de produccion y sensibilidades de acuerdo con las diferentes incertidumbres en
cada pozo y en cada reservorio, analisis petrofisico y correlaciones con pozos

vecinos.

De los 57 pozos que se encuentran en la zona de influencia de inyeccion de agua
de las arenas U Superior y U Inferior, 14 fueron los seleccionados para la
ejecucion de produccion conjunta de 2 hasta 4 reservorios. De estos 14 pozos, 9
fueron trabajos de Workover y 5 fueron propuestas de produccidon conjunta en
pozos nuevos en base al conocimiento y lecciones aprendidas de los pozos del

area.

De los 9 workovers realizados, en 7 pozos se incrementd la produccién de la linea
base entre 2 y 5 veces; 1 pozo muestra incremental de produccién en 30% y un
pozo registra produccion negativa representando una pérdida de ~90 bppd, en
este pozo se registraron problemas operativos que impidieron cumplir con el
objetivo del workover. Considerando los buenos resultados de los trabajos de
reacondicionamiento, se decidi6 completar los pozos nuevos en produccion

conjunta, lo que ha permitido alcanzar récords de produccion en el campo.

Luego de las optimizaciones realizadas en los WO se ha logrado vencer la
declinacion natural de los reservorios que estaban en produccion y alcanzar
incrementales de alrededor de 2,700 bppd con un corte de agua de 78% en
promedio; mientras que los pozos nuevos aportaron 8,700 bppd e inclusive uno

de ellos se encuentra entre los 10 mejores pozos productores del pais con un
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promedio de 3,500 bppd. La produccion total para recuperar se ha incrementado

en 13 MMBIs en un periodo de 10 afios.

En base al andlisis del comportamiento del CAP en el tiempo, las propiedades
petrofisicas y el analisis de sensibilidades de remocién de dafio de formacién se
establece la mejor estrategia de optimizacion de produccién, entre ellas,
fracturamientos hidraulicos convencionales y tipo Hiway para reservorios de alta
permeabilidad con el objetivo de atravesar la zona de dafio y aplicaciones en
reservorios de baja permeabilidad para incrementar el area de contacto del
reservorio; otras de las técnicas utilizadas es el cafioneo o estimulaciones acidas

en intervalos que no presentan alto dafio.

Los principales retos operativos durante la ejecucion de los trabajos de
reacondicionamiento y puesta en produccién de los pozos han sido trabajar con
reservorios que tienen diferencias considerables en presién estética, las arenas U
registran rangos de presion entre 750 y 1250 psi, mientras que las arenas T
registran presiones entre 1450 y 2000 psi. Otro de los retos operativos ha sido
realizar fracturas hidraulicas o estimulaciones acidas en pozos que anteriormente
han sido fracturados en un reservorio mas superficial que el objetivo actual, donde
se deben tomar medidas para minimizar el dafio en las formaciones previamente
fracturadas, asi como también respetar el caudal de arranque de las arenas

fracturadas considerando el potencial de las otras arenas abiertas.

La formacion y depositacion de incrustaciones en la cara de los reservorios T y en
diferentes profundidades del sistema de produccién nos han obligado a pensar
fuera de la caja y buscar soluciones no convencionales para controlar las
incrustaciones inorganicas, entre ellas el uso de micro-capsulas de inhibidor de
incrustaciones y el uso de una extension de tuberia con capilar para alcanzar la
profundidad media de los intervalos abiertos de las arenas T, incrementando el
tiempo operativo de los equipos electrosumergibles y la produccién estable del

pozo.

El andlisis econdmico por cada arena prospectiva considerando el potencial de
produccion y los costos asociados ha sido una de las estrategias que ha permitido
maximizar la inversion en los pozos, teniendo un CDU bajo los 12.5 USD/bbl el

51



cual es el limite econdmico que se maneja en el campo, respecto al TIR se estuvo
sobre el 15% siendo el porcentaje que se utiliza para el calculo del VAN, mientras
gue la recuperacion de la inversion esta en un rango de 3 meses a un afio. De tal
manera, todos los pozos fueron declarados como exitosos a excepcion del pozo
SHS-203.

La produccién conjunta ha demostrado ser una estrategia de completacion de
pozos muy efectiva en términos de maximizacion de produccién y optimizacion de
costos, pues permite producir reservorios que por si solos resultarian

antiecondmicos.

4.2 Recomendaciones

Considerando que una de las desventajas de la produccion conjunta en pozos que
tienen respuesta de inyeccion de agua y completaciones simples, se dificulta
medir el aporte de cada reservorio, se recomienda bajar completaciones que
permitan tomar registros de produccion como las completaciones selectivas o
inteligentes o camisas con trazadores solubles en las diferentes fases y permitan

calcular el aporte de cada reservorio.

Actualizar el plan de adquisicion de datos en los diferentes reservorios y zonas
del campo de tal manera de reducir las incertidumbres en los potenciales de

produccion.

Analizar la factibilidad técnico-econdmica de expandir el proyecto de inyeccion de
agua a la zona centro donde se registra declinacion de energia del reservorio U

Inferior.

En reservorios muy laminados y de propiedades petrofisicas medias a pobres,
analizar la factibilidad economica de evaluar el reservorio durante la intervencion
con rig en pozos que tengan la mejor ubicacion estructural, de tal manera de

reducir las incertidumbres en términos de potenciales de produccion.

52



e En los pozos productores de T Superior y T Inferior, donde se ha identificado
problemas de atascamiento del equipo electrosumergible o pérdida del potencial
del pozo, se recomienda realizar un tear down en inglés, para identificar si los
problemas son asociados al deposito de escala de CaCOs en los componentes
internos de las bombas.

e Actualizar los perfiles de pozos tipo por arena y zona en las areas influenciadas

por el proyecto de inyeccion de agua considerando la respuesta del proyecto de

inyeccion.
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