| Wi
MU
NS

<
=
[T}
S
@
=
[}
=
@
s

INSTITU
nEL PETR

royecto packerless.
0zos dirigidos del
royecto /nfill

Por Pablo Raffin, Veronica Frizan, José Paredes, Manuel Mufoz,
Matias Lozano, Nicolas Demarchi y Jorge Torres (YPF S.A.,
Loma La Lata - Negocio Neuquén Gas - Regional Neuquén-Rio Negro)
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why,
I| \ | | W " En un campo maduro_c_re produccion de gas
' y condensado como Loma La Lata se inici6
l T, L e, S un proyecto infill en 2009 para mejorar el
\ ' - esquema de produccion, con una propuesta
N l' i inicial de 60 perforaciones (20 de ellas,
| pozos dirigidos). El objetivo fue aumentar la
L rentabilidad de los proyectos de gas con el
* = ' monitoreo y la optimizacion de costos y de

produccion desde la perforacion hasta el final
de la vida datil de los pozos.
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oma La Lata es un yacimiento maduro de gas y con- | [ .
L densado ubicado en la Provincia del Neuquén (Figura | i T | P
1). El primer pozo se perfor6 en enero de 1977 y ac- | ]
tualmente cuenta con 269 pozos productores de gas.

Se encuentra en la zona central de la provincia, al norte
del embalse Los Barreales y a ambas margenes del rio Neu-
quén. Dista 90 km en direccion NNW de la capital de la
provincia y 100 km al NNE de las localidades Plaza Huin-
cul y Cutral Co. La localidad de Afielo se encuentra dentro
del area del campo.

El proyecto infill comenz6 a desarrollarse al sureste del :
yacimiento en 2009, con La finalidad de colocar los obje- =T : i i
tivos de los pozos a 500 m de distancia entre si y mejorar T P —
el esquema de produccion anterior que colocaba los ob- |

jetivos a 1000 m de distancia. Para ello, se contempld la | |
perforaciéon de 60 pozos, de los cuales 30 se encuentran A Foed o S ey e T PO |
en produccién y 30 (20 dirigidos, 10 horizontales) seran || S | ! ' it : !
perforados entre los afios 2016 y 2017. [ : 1 Ak G i i

La formacion productiva objetivo en este proyecto es i ==l s i |

|
|
|
|

sistes

P HE Y S P

Sierras Blancas (Figura 2), la cual se encuentra a una pro-
fundidad aproximada de 3200 m. Las presiones estaticas
esperadas en las zonas por perforar se encuentran entre
150 y 180 kg/cm?. Sierras Blancas esta formada esencial-

mente por arenas de origen edlico con tres facies domi- => |
nantes: areniscas finas a medias entrecruzadas correspon- ——
dientes a cuerpos de dunas (principal reservorio); areniscas
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Figura 1. Ubicacion de Loma La Lata.
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Figura 2. Columna estratigrafica-Cuenca neuquina.

finas a gruesas laminadas correspondientes a interdunas
secas y, en menor medida, areniscas masivas bioturbadas
asociadas a superficies de deflacién.

La matriz energética argentina estd basada principal-
mente en la disponibilidad de gas natural. En la actuali-
dad, la Argentina importa gas de Bolivia y Chile a precios
elevados, por eso incrementar la produccién propia contri-
buye a disminuir dichas importaciones.

La mejora en los precios de venta interna permitié una
nueva mirada sobre los proyectos de extraccion de gas y,
por ello, en la actualidad, el foco de la empresa se encuentra
en la maximizacién de la producciéon de gas acompariada
de la basqueda constante de mejorar la eficiencia durante
la perforacion, la terminacion y la estrategia de produccién
durante toda la vida del pozo. El objetivo es optimizar la
rentabilidad para que mas proyectos sean viables.

Desarrollo

Histéricamente, en los pozos dirigidos de Loma La
Lata, el disefio de fondo era cafieria de aislacién de 7” has-
ta aproximadamente 2200 m de profundidad, liner de 5”
a fondo de pozo y tuberia de produccién 2 7/8” con uniéon
Premium TBL, rosca con sello metal-metal comtinmente
utilizada en pozos de gas (Figura 3). La eleccion de este di-
sefio se debia principalmente a que en las primeras etapas
productivas del yacimiento, la presion estatica de reservo-
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Figura 3. Esquema histérico.

rios superaba los 300 kg/cm? Hoy, como se menciono, la
presion encontrada en las nuevas perforaciones es inferior
a 180 kg/cm?.

En la actualidad se ha detectado que dicha instalacién
de fondo no resulta adecuada en las zonas depletadas del
yacimiento. Con presiones estaticas inferiores a 90 kg/cm?,
el ingreso con equipo para la adecuacién de la instalaciéon
de fondo conlleva el riesgo de perder el pozo sumado a que
tiene un costo de intervencion elevado para las produccio-
nes actuales.

Por ello, fue necesario encontrar un nuevo disefio de
fondo que permitiese maximizar la produccién durante
toda la vida productiva del pozo y que no precise futuras
intervenciones con equipo para readecuarla en el tiempo



Guia: 9 5/8", 32,3Ib/ft,
H-40, STC (600mbbp)

Tubing: 2 7/8", 6,5 Ib/ft, N-80

Aislacion: 5”7, 18Ib/ft, N-80,
- TBL (3300mbbp)

Punzados =

- .

Figura 4. Esquema packerless.

a los cambio de presiones estaticas de
reservorio. También era imprescindi-
ble que la configuracion tuviese bajo
costo en materiales y que mejorara
los tiempos de perforacion y de ter-
minacion.

El andlisis en conjunto entre los
sectores Ingenieria de Perforacion, In-
genieria de Workover e Ingenieria de
produccion dio como resultado un di-
sefio packerless con la siguiente confi-
guracion de fondo (Figura 4).

La cafieria guia se extendid aproxi-
madamente 250 m respecto de la guia
de los pozos con packer para garanti-
zar mejor aislacion de las capas frea-
ticas. Ademas, la caferia de aislacion
de 7" y el liner de 5” se reemplazaron
por cafieria continua de 5” desde la
superficie hasta el fondo de pozo. En
cuanto a la tuberia de produccion, se
mantuvo el diametro 2 7/8”, pero se
reemplazé la rosca Premium por API
EU. Al no poseer packer, el uso de rosca
Premium en la tuberia de produccion
fue innecesario, ya que el espacio anu-
lar estd constantemente comunicado
con la carfieria de produccion. Esta co-
municacién entre los espacios permite
la produccién en conjunto de anular y
directa durante cierta etapa de la vida
productiva del pozo y, en el momen-
to en el que sea necesario asistir la ex-
tracciéon de liquidos, por ejemplo con
un plunger lift (PL), el anular cerrado
actuard como acumulador de energia.

En la zona de implementacion del
proyecto infill no existen antecedentes
de corrosién severa. La concentracién
de CO, es inferior a 0,3% molar en la
etapa inicial del pozo y disminuye en
el tiempo hasta estabilizarse aproxi-
madamente en 0,05% molar. No hay
presencia de SH,. Tampoco se corre
riesgo de erosion ante la apertura del
anular, debido a las bajas velocidades

de flujo que se tienen en la etapa productiva para la cual
se propone dicha apertura. En consecuencia, en Loma La
Lata es viable este tipo de instalacion de fondo.

Cuando se realizaron los calculos preliminares de las
presiones de fractura para el disefio packerless, se observo
cierta incertidumbre en la presién que se podria llegar a te-
ner en el espacio anular durante la operacion si se producia
su nitrificacion durante el bombeo del gel. Por ello, para el
pozo piloto se definié emplear materiales Serie 10000 para
la seccién C y la brida adaptadora de la seccién D. Como
medida de seguridad adicional, se coloc6 doble bloqueo
con valvulas 2 1/16” en la seccién C.

Como la presion del anular no super6 los 2000 psi en
ningtn momento durante la fractura, en los siguientes
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Item Pozo con packer (TBL) u$s

Packerless (EU) u$s

Parckerless (TBL G2) u$s

54.576/REPA 9.000
3.618/REPA 1.500

Armadura
Vélvula maestra

Brida 4.406/REPA 750
Colgador 3.280
Tubing 3200 m 111.232
Packer 16.200
Accesorios 7.200
Control de torque 10.000

Total 200.512/151.062

Tabla 1. Costos de instalacion de fondo y Secciéon D

pozos dirigidos packerless (sin packer) no fue necesaria la
utilizacion de materiales serie 10000.

En cuanto a los costos de la tuberia de produccion,
el analisis mostré que con la eliminacién del packer y el
reemplazo de la uniéon Premium por EU, se podia obtener
un ahorro de 50 ku$s por pozo. El uso de uniones EU en
lugar de rosca Premium trae un ahorro adicional en los
accesorios y, por otro lado, vuelve innecesario el control
de torque. En caso de emplear materiales reparados, esto
es tuberia grado 2 y Secciéon D (armadura de surgencia)
reacondicionada, el ahorro total puede alcanzar los 150
ku$s respecto de un pozo dirigido convencional. Para el
analisis economico de la propuesta se tuvo en cuenta tni-
camente el ahorro de 50 ku$s que se debe al cambio de
configuracion de fondo (Tabla 1).

Por otro lado, el cambio de configuracion a packerless
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54.576/REPA 9.000
3.618/REPA 1.500

54.576/REPA 9.000
3.618/REPA 1.500

4.406/REPA 750 4.406/REPA 750

3.280 3.280
84.416 15.000
0 0
1.800 7.200
No aplica 10.000

152.096/100.746 98.080/46.730

lleva asociado un ahorro en las operaciones de perforacion
y de terminacion debido a la mejora en tiempos de equi-
po y el cambio en las cafierias de aislacién (Tabla 2). En
promedio para un pozo dirigido convencional se tenia un
tiempo de perforacion de 28 dias. Con el disefio packerless
se obtuvo una mejora de 7 dias. En cuanto a la bajada de
instalacion de produccién, un pozo packerless se completa
en apenas 4 dias, esto es, en promedio, 6 dias menos que
un pozo dirigido convencional.

En la perforacion se tiene un ahorro de 400 ku$s y en
la terminacion de 200 ku$s por pozo. Este monto incluye
un ahorro de 51 ku$s en materiales. Es decir, que el cambio
a la configuracion packerless tiene un ahorro de, al menos,
650 ku$s por pozo. Extendido al proyecto de 20 pozos di-
rigidos pendientes de perforacion, el minimo ahorro en el
proyecto es 13 Mus$s.



Item Costo u$d
Perforacién (packerless) 2.600.000
Perforacion (packer) 3.000.000
Terminacién packerless 800.000

Terminacién packer 1.000.000

Tabla 2. Cambios en costos de perforacién y terminacién.

El siguiente paso fue definir la estrategia de produccion
que maximice la acumulada en el tiempo. Para ello se eva-
luaron tanto con analisis nodal como econémicamente
diversas estrategias hasta encontrar la més eficiente.

Los célculos se realizaron suponiendo un pozo tipo con
un GOR de 8300 m?*/m?3, WGR de 3e® m?*/m?y presion es-
tatica de reservorios 170 kg/cm?. En la zona de desarrollo
de este proyecto, la captacion desde USP puede realizarse a
media presion, 23,5 kg/cm?, o baja presion, 13 kg/cm?, por
lo que también esta fue una variable de analisis. Ademas se
consider6 la produccién en conjunto de anular y directa,
la instalacion de compresores en boca de pozo (CBP) para
la captacion en ultrabaja presion y el uso en la etapa ulti-
ma del pozo del sistema artificial plunger lift (PL) o capilar
para inyeccion de espumigeno con la finalidad de mante-
ner la produccién y evitar el ahogue.

Para los primeros 300 dias en produccién se empleé el
modelo de IPR de fractura hidraulica sin considerar varia-
cion en la presion estatica del reservorio ni skin. A partir de
los 300 dias, el modelo utilizado fue el “C y n” con un “n”
igual a 0,85. El célculo de las IPRs futuras se realiz6 con el
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perfil de presiones de la zona aplicando el modelo C y n.
La ecuacion 1 muestra la secuencia de calculo para obtener
los distintos valores de C, Q se refiere al caudal de gas en
KSm?/dia, P a la presion estatica del reservorio en kg/cm?
y C la variable del modelo en Sm?/dia/bar?. Los subindices
“a” y “f” indican “actual” y “futuro”, respectivamente.

Q=C.(P,2-P 2

P
Qf = Ca. Pwsf (Pwsz - PWfZ)n

Ecuacion 1. Secuencia de calculo de IPR futura con el modelo C y n.

La obtencion del C futuro a cada presion de reservorios
permite calcular las IPRs y definir la produccién en cada
etapa productiva del pozo. En la figura 5 se presenta la cur-
va de produccion correspondiente a la estrategia packerless
que presentd los mejores indicadores econdémicos y que
maximiza la produccién. Esta curva se muestra contrasta-
da con la curva que se obtiene de un pozo dirigido conven-
cional de tuberia 2 7/8” y packer. Asimismo, se muestran
los cambios de didmetro de orificio y de presion estatica de
fondo en el tiempo.

Durante el primer afio de produccidn, el orificio se au-
menta paulatinamente para proteger la fractura hasta que
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Figura 5. Curva de produccion packerless versus pozo dirigido convencional.

un cambio de didmetro no implique un aumento de pro-
duccion. En ese momento, el orificio puede dejarse libre.
Por lo general en esta etapa el pozo se encuentra produ-
ciendo a USP en media presion.

Durante el segundo afio de produccién se procede a la
apertura del anular. El pozo puede mantenerse en media
presién unos meses durante los cuales el monitoreo de las
presiones de boca se hace imprescindible. Ante el primer in-
dicio de carga liquida, o antes, se debe pasar a captacion en
baja presion desde USP con el fin de evitar la carga liquida.

La apertura del anular incrementa el didmetro de tu-
beria de produccion de 2,44” a un didmetro equivalente
de 3,39”. El cdlculo del didmetro equivalente lo realiza el
software de analisis nodal de forma automatica al indicar-
le flujo en conjunto por tubing y anular. Sin embargo, es
recomendable realizar el célculo de forma manual para
verificar los resultados. La metodologia se muestra en la
ecuacion 2 y puede encontrarse en “Gas Production Engi-
neering”, de Sanjay Kumar (1987).

D1y
(52)

Ke
De =D1 [W

1+C1

<_

C1

K2

K1

L2

2L
S .
>} siendo C1 = 1

Ecuacién 2. Célculo de diametro equivalente.

Donde D1 y D2 son el didmetro interno del tubing y
el didmetro equivalente de casing en pulgadas; Ke, K1 y
K2, pardmetros que dependen de la densidad del gas, el
factor de compresibilidad, la temperatura, la presion y la
friccién. En este caso, Ke, K1 y K2 se cancelan mutuamente
por tratarse del mismo fluido. El diametro equivalente del
casing, D2, se calcula como D25 = (dci — dto)? (dci + dto)?
con dci: didmetro interno de casing y dto: diametro exter-
no de tubing.

El pozo puede producirse a baja presién por anular y
directa hasta que la presion estética de reservorios alcanza
los 140 kg/cm?. Esto ocurre entre el tercer y cuarto afio
segun el perfil de presiones de la zona. En ese momento, la
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velocidad critica del gas, si se mantiene el anular abierto,

supera la velocidad del gas y el pozo presenta carga liquida.

La estrategia Optima para evitar el ahogue del pozo es bajar

nuevamente la presiéon en boca, proceso que realizamos

mediante la instalacién de un compresor de boca de pozo

(CBP) que capte la produccion tanto por directa como por

anular. Producido de esta manera, el anular puede mante-

nerse abierto hasta que la presion de reservorios sea cerca-
na alos 115 kg/cm? entre uno y dos afios mas tarde. En ese

momento, el anular se cierra para evitar la carga liquida y

contintia produciéndose con CBP por directa. En este mo-

mento, la curva de produccion se solapa con la de un pozo
dirigido convencional dado que el diametro de la tuberia

de produccién es nuevamente 2,44".

Cuando la presion de reservorios se aproxima a los
90 kg/cm?, cuatro afios después, la carga liquida puede
ahogar el pozo incluso captandolo en ultrabaja presion. La
forma de sostener la produccién es asistirlo con plunger lift
o inyeccion de quimicos espumigenos (capilar technology).
En la tabla 3 se muestran los costos operativos correspon-
diente a la estrategia de extraccioén descripta. Sin embargo,
no implican un aumento de OPEX, ya que son soluciones
que, en la actualidad, también se aplican en la Gltima eta-
pa de los pozos del yacimiento.

El fenébmeno de cabeceo que tipicamente se produce
en pozos packerless depletados con anular cerrado puede
explicarse segtin la figura 6 obtenida del libro Gas Well De-
liquification, de James Lea, 2008. Supongamos que el ciclo
comienza en el punto 1 de la figura 6:

1. El gas burbujea por el anular y desplaza el liquido hacia
el tubing, como consecuencia el nivel de liquido en el
anular baja y la presion de entrecafio desciende.

2. El pozo produce pero con bajo caudal dado que la co-
lumna en la directa es atin “pesada”. Parte del gas se
desvia al anular y parte del liquido del anular se pro-
duce por directa. La presion en el anular desciende a
medida que el gas en el anular continta desplazando el
liquido hacia la directa.



Sistema Finalidad Anular Costo
A-C Sacar el taco del liquido que pueda acumularse Cerrado o abierto Sin costo
en el fondo (etapa de transicion)
Directa Evitar ahogue del pozo Cerrado Sin costo
CBP Bajar la presién en boca, incrementar produccién Abierto (Mayor éarea de produccién)  Gasto 18.000 USD/mes
y ayudar a elevar el liquido
PL Sacar el taco de liquido que pueda acumularse Cerrado (Acumulador de energia) Inversién inicial: 7.000 USD
en fondo Gasto: mantenimiento periédico de materiales
(cambio pistdn, valvula neumatica):
300 USD promedio anual
Capilar Sacar el liquido y mantener la produccién Inversioén inicial: 19.000 USD (13.000 USD

(Caso especial. Alto corte de agua/el pozo no tiene  Cerrado

energia suficiente para PL)

Tabla 3. Costos etapa ultima del pozo.

3. El nivel de liquido se equipara en la punta de la insta-
lacién de fondo. El peso de la columna en directa se
reduce, ya que el gas proveniente de la formacion se
produce en lugar de desviarse al entrecafio.

4. Fl gradiente de presién por directa cae mas todavia, de-
bido al gas producido. La presiéon dindmica de fondo
baja. El gas seco del anular fluye hacia la directa. El
aporte del reservorio también aumenta. Por un corto
periodo, la produccion de gas es mayor de lo normal
pero con menor produccion de liquidos (>RGL).
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corresponden a capilar nuevo) Gastos mensuales:
2.500 USD/mes quimico con una dosificacion de
30It/d. un chequeo de capilar cada 2 afios:
6.000 USD el afio que se realice

5. Elliquido se acumula en el fondo. A medida que el nivel
de liquido aumenta en el anular, el gas también se filtra
hacia el casing. El gradiente en el tubing aumenta con-
trapresionando el reservorio. La produccion cae.

6. El aporte de liquido de la formacién es mayor que el que
puede ser transportado hacia la supetficie por el gas.

7. La produccién de liquidos en la superficie esta en equi-
librio con el aporte de liquidos desde la formacion. El
gas contintia migrando hacia el anular hasta que la
presion en el anular es suficiente para forzar el liquido
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Figura 6. Fenémeno de carga liquida en pozos packerless. James Lea (2008).

nuevamente hacia el tubing y repetir el ciclo.

Por ello, en un pozo packerless, ademés del seguimiento
de las presiones de linea, boca de pozo y de la produccion,
es indispensable realizar un seguimiento continuo de la
presion del espacio anular.

El seguimiento del comportamiento conjunto de las
presiones de boca, anular y la produccién de gas permiten
deducir el comportamiento de fondo y prevenir la acumu-
lacién de liquido o ahogue del pozo y, por ende, actuar de
manera preventiva.

Evaluacién econémica

La estrategia de extraccion propuesta incrementa
la producciéon acumulada respecto de un pozo dirigido
convencional en 7,8 Mm? de gas y 5,6 Kbbl de petrdleo.
Esto representa un incremento del 8% en la acumulada
del pozo hasta la fecha de finalizaciéon de la concesion del
yacimiento en 2027. En el proyecto de 20 pozos, el incre-

Caudal de gas

mento en la curva de produccién, equivale a un total de
154 Mm? de gas y 113 Kbbl de petroleo respecto de la curva
tipo de un pozo dirigido convencional. El VAN del proyec-
to aumenta en 26,194 Ku$s y la TIR mejora un 4%.

Pozo piloto

El pozo piloto packerless se construy6 en enero de 2016.
La curva de la figura 7 muestra la produccion del pozo pi-
loto con distintos didmetros de orificios durante los prime-
ros meses en servicio. La produccién obtenida fue menor
que la esperada por pozo tipo, debido a que la presion es-
tatica del reservorio se encontré entre las mas bajas de las
halladas hasta el momento con las perforaciones del infill
(155 kg/cm?). Sin embargo, el pozo se encuentra estable
y produce dentro de los valores rentables para el proyec-
to infill y mas atn si se considera el ahorro generado por
cambiar la configuracién de fondo de convencional a pac-
kerless. Lleva aproximadamente cinco meses en servicio y
no muestra sintomas de carga liquida.

Ademaés del caudal, se monitorean la presién de boca,
linea y anular. En la figura 8 se muestra la evolucion de las
presiones tanto de boca de pozo como del anular y linea
desde el enganche del pozo. Cada salto de presién corres-
ponde a un cambio de orificio. El cabeceo en el anular se
produjo tnicamente en la etapa inicial del pozo (circunfe-
rencia azul) durante los primeros cinco dias en produccién

Figura 8. Evolucion de las presiones en el pozo piloto.
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Figura 7. Produccion del pozo piloto.
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y Gnicamente se tendieron a ecualizar las presiones duran-
te unas horas el primer dia en surgencia, etapa en la cual el
pozo estaba devolviendo agua de fractura.

En la actualidad, la presién de boca de pozo y la pre-
sién anular mantienen un diferencial constante y se mues-
tran estables en el tiempo.

Conclusiones

El estudio en conjunto entre los distintos sectores afec-
tados a la perforacién, la terminaciéon y el seguimiento de
los pozos permiti6é disefiar una completacion y una estra-
tegia que permite incrementar la produccién acumulada
por pozo en un 8% hasta el fin de la concesion del ya-
cimiento en 2027. En volumen repre-
senta un incremento de produccion de
154 Mm? de gas y 113 kbbl para el total
de los 20 pozos por perforar.

El cambio de configuracién de fondo
produce un ahorro minimo por pozo en
lo que respecta a la perforacion, la ter-
minacion y el costo de materiales de 650
Ku$d. En el proyecto de pozo dirigido
se espera, por lo tanto, un ahorro de, al
menos, 13 Mu$d.

El cambio de disefio no evita la acu-
mulacién de liquido en fondo cuando
las presiones estaticas son inferiores
a los 90 kg/cm?. Esto se debe a que se
mantiene el didmetro interno de 4,95”
en la cdmara del pozo, ya presente en el
pozo dirigido convencional. Se despren-
de de este hecho la necesidad de anali-
zar configuraciones slimhole que man-
tengan un didmetro constante e inferior
a 4,95” durante toda la etapa productiva
del pozo.

Por altimo, el proyecto packerless
puede extenderse a otros yacimientos
similares al descripto. Sin embargo, es
necesario el analisis individual para
cada yacimiento teniendo en cuenta la
posibilidad de corrosién, de erosion, la
curva de pozo tipo y las presiones de re-
servorio esperadas.
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