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3. [bookmark: _Toc133998015]Resumen Ejecutivo

El yacimiento Hokchi se ubica costa afuera, dentro de la cuenca del Sureste de México, en una posición transicional entre las sub-cuencas Salina del Este y Comalcalco. Forma parte del “play fairway” identificado por reservorios de origen turbidítico distal, depositados entre el Mioceno Medio y el Plioceno. Dos pozos Hokchi-1 y Hokchi-101 fueron perforados por Pemex en este campo durante los años 2009 y 2011, los cuales descubrieron los reservorios mencionados. 

El “Plan de Evaluación” del Bloque Hockhi fue y aprobado por la CNH en el 2016 y la campaña de perforación empezó en octubre del 2016, con el Hockhi-2DEL, continuo con Hokchi-3DEL en enero del 2017 en la misma locación (hoy denominada HCP), y luego se movió el equipo de perforación a la locación de la HSP, para continuar con Hokchi-4DEL en marzo del 2017, Hokchi-5DEL y la campaña finalizo con el pozo Hokchi-6DEL en septiembre del 2017. Todos estos pozos fueron abandonados temporalmente para luego formar parte del plan de desarrollo. 

Como parte del “Plan de Desarrollo” del bloque Hokchi en el año 2020 se hizo la instalación de los conductores a superficie en los pozos de la HSP (Hokchi Satelital Plataform) y en el pozo Hokchi-4DEL se hizo la re-entrada, terminación inicial y puesta en producción. Después se instalaron los complementos a superficie del pozo Hokchi-5DEL y se suspendieron las actividades como resultado de la pandemia. 

Posterior a esto, a partir del 2021, se realizó la re-entrada a los pozos productores Hokchi-2DEL y Hokchi-4DEL, y pozos inyectores Hokchi-5DEL y Hokchi-6DEL. Sumado a esto se perforaron y terminaron los pozos productores: Hokchi-11DES, Hokchi-8DES, Hokchi-9DES y Hokchi-10DES y 5 pozos inyectores adicionales.

Como parte del mantenimiento del campo Hokchi requiere intervenir sus pozos productores. Este documento representa el programa ejecutivo de intervención para estos pozos que comparten el objetivo principal, el cual es reemplazar los elementos de la instalación superior.

4. [bookmark: _Toc133998016]Objetivos de las Intervenciones

El objetivo de las operaciones de Workover es realizar el cambio de la instalación de producción actual y reemplazarla por una nueva

La operación estará dividida en las siguientes etapas:

· Ahogar el pozo.
· Recuperar instalación superior (Upper completion).
· Bajada de corrida Dummy de Instalación Superior.
· Se podría analizar dependiendo del caso, la ejecución o no de esta etapa.
· Bajada de Instalación superior (Upper Completion)
· Instalación de árbol de producción.

El fluido que se utilizará durante todas las operaciones será aquel que pueda proveer 150 psi de sobre balance sobre la última estimación de presión poral para cada caso. Se prevén las siguientes opciones:

· Agua de mar filtrada con aditivos que disminuyan en daño a formación.
· Salmuera de CaCl2 (Cloruro de Calcio) con una densidad máxima de hasta 1.34 sg.

En caso de requerir un fluido con mayor densidad se requerirá el uso de salmuera de CaBr2 (Bromuro de Calcio)






5. [bookmark: _Toc133998017]Información de Los Pozos
[bookmark: _Toc133998018]Ubicación geográfica de los pozos

Los pozos se encuentran ubicados en el bloque de Hokchi del Golfo de México en aguas mexicanas aproximadamente 27 km al Nor-Oeste del puerto Dos Bocas del estado de Tabasco. La lámina de agua en este bloque es de 27 m. El bloque Hokchi se ubica costa afuera en una posición transicional entre las subcuencas Salina del Este y Comalcalco.
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En esta sección se presentan los esquemas de pozo tipo de los pozos productores del campo Hokchi.

Pozo horizontal
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Pozo desviado Tipo J
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Pozo Vertical
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En esta sección se presentan los esquemas de pozo tipo de los pozos productores del campo Hokchi.

Pozo terminado en OH en hueco de 8-1/2” con liner de 9-5/8”.
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Pozo terminado en CH con liner de 7” y liner de 9-5/8” con Packer en 7”.
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Pozo terminado en CH con liner de 7” y liner de 9-5/8” con Packer en 9-5/8”.
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Pozo terminado en OH en hueco de 8-1/2” con liner de 9-5/8”.



Pozo terminado en CH con liner de 7” y liner de 9-5/8” con Packer en 7”.
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Pozo terminado en CH con liner de 7” y liner de 9-5/8” con Packer en 9-5/8”.
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Los pozos comparten las características de la Sección A, B y C de acuerdo con las siguientes características:

Sección “A”
Cabezal de 20” con conector tipo “Slip-Lock” para placa base en el conductor de 30”, con 21-1/4” 5K en el tope, con un colgador de revestimiento 21-1/4”x 13-3/8”. Tiene salidas laterales de 2-1/16” 5K.

Sección “B”
Cabezal de 21-1/4” 5K x 13-5/8” 10K, colgador de revestimiento 9-5/8”, con salidas de 2-1/16” 10K.

Sección “C”
Cabezal de 13-5/8” 10K x 13-5/8” 10K, con un colgador de tubería de producción de 3-1/2”, con salidas de 2-1/16” 10K.
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Con respecto al Xmas Tree se cuenta con tres configuraciones diferentes:

Sección “D” | 4-1/6”

Xmas Tree de 4-1/16” 3K x 3-1/16” 10k, con un Tubing Head Adapter 13-5/8” 10K x 4-1/16” y Tubing Hanger de 13-5/8” 10K x 4-1/2” TSH.
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Sección “D” | 5-1/8”

Xmas Tree de 5-1/8” 10k x 3 1/16” 10k, Spool adapter de 4-1/16” x 5 1/8” con un Tubing Head Adapter 13-5/8” 10K x 4-1/16” y Tubing Hanger de 13-5/8” 10K x 4-1/2” TSH.
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Sección “D” | 3-1/16”

Xmas Tree de 3-1/16” 3K x 3-1/16” 10k, con un Tubing Head Adapter 13-5/8” 10K x 3-1/16” y Tubing Hanger de 13-5/8” 10K x 3-1/2” TSH.
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6. [bookmark: _Toc133998023]Secuencia Operativa
[bookmark: _Toc133998024]Consideraciones Preoperacionales

· Completar el formulario de análisis de seguridad del trabajo y realizar las reuniones de seguridad antes de recoger herramientas y después de un cambio de turno.
· Verificar la presión final del reservorio con el sensor de presión de la bomba ESP superior y ajustar fluido de forma tal de tener un sobre balance de 150 psi durante toda la operación.
· Tener preparado lubricador para instalación de BPV y TWCV.
· Preparar spooler y roldanas para la recuperación de cable de ESP.
· Verificar que la válvula IB4 haya cerrado previo a la recuperación de la instalación superior. Tener preparada una píldora viscosa libre de sólidos para el control de pérdidas.
· Asegurar que los equipos y líneas eléctricos estén des energizados previo al comienzo de la intervención.
· Al recuperar el cable de ESP y las cápsulas, verificar el estado de los equipos.
· La tubería que salga del pozo será enviada a tierra para su inspección y posterior reutilización en caso de estar en buenas condiciones.
· Tener la herramienta de recuperación del packer de Halliburton VCA con shifting tool para válvula IB4.
· Al abrir la IB4, monitorear el nivel de pozo y determinar si existen pérdidas.
· Verificar el estado de los elastómeros de la espiga de sellos una vez que se recupere el equipo.
· Abrir y cerrar válvulas con cuidado de modo que se eviten cambios repentinos de presión.
· Tener en cuenta que los pozos Hokchi-8DES y Hokchi-4DEL tienen el packer de la instalación inferior en la TR de 9-5/8”, mientras que en el pozo Hokchi-10DES el packer está en la TR de 7”.
· Antes de comenzar a bajar tubería se debe tener la Planilla de desplazamiento de fluido actualizada. Monitorear niveles de pileta constantemente durante la bajada de la sarta. 
· Si se requiere, utilizar una guía centralizadora para el armado de las herramientas de completion, cápsulas de ESP, equipos de ESP y tubería de producción. 
· No rotar la BHA y evitar arranques y paradas repentinos mientras se esté bajando la completación con el cable de la ESP y las líneas de control. Sacar las cuñas lentamente de la sarta de trabajo. No golpear las cuñas contra la tubería.
· Calibrar tubería de producción, cápsulas, herramientas de completación al armar los ensambles y durante la bajada del pozo.
· Medir y registrar la longitud, OD e ID de las herramientas de completación antes de ser bajadas al pozo. Verificar que los elastómeros de los sellos estén en buenas condiciones.
· Verificar el estado de las conexiones de las herramientas y registrar las longitudes.
· Los pup joints y reducciones de la TP de diferentes longitudes deben de estar disponibles en locación para llevar a cabo el espaciamiento de la completación.
· Aplicar grasa moderadamente y sólo en los pines de las conexiones. La grasa excesiva puede crear bloqueos en la TP.
· En caso de restricción en el pozo, no aplicar más de 5000 lbs. de peso en la completación.
· Chequear en todo momento que el XO y los accesorios necesarios para control del pozo se encuentren en el piso de trabajo lisos para ser utilizados.
· Instalar abrazaderas y sunchos respetando el programa de Baker en cada momento.
· Respetar el procedimiento de presurización y despresurización de la instalación según las recomendaciones de Baker.
· Confirmar con anticipación la orientación del árbol de producción con personal de producción y operaciones.
· Chequear las pruebas de presión off-line que se le debieron hacer a los árboles tanto primario como el de back up.





[bookmark: _Toc133998025]Ahogo de pozo

1 Realizar la reunión de seguridad con todo el personal involucrado en la operación, haciendo hincapié en los procedimientos de control de pozo, desmontaje de armadura de producción y montaje de BOP.
2 Asegurar que el pozo se encuentra cerrado en la armadura de producción (válvula bajo maestra y wing valve de ambos ramales entre 5 y 6 horas antes de comenzar la operación. Monitorear presión de reservorio con el sensor de ESP y verificar los cálculos de densidad mínima para el control de pozo con 150 psi de sobrebalance. Monitorear la presión en el anular.
3 Montar líneas para iniciar ahogo de pozo a través del ramal de control de la armadura de producción. Realizar prueba de hermeticidad a 300/3500 psi durante 5/5 minutos.
4 Montar lubricador sobre válvula corona. Realizar prueba de hermeticidad a 300/3500 psi durante 5/5 minutos.
5 Abrir válvula wing de ramal de control. Ecualizar presiones. Abrir válvula bajo maestra.
6 Represionar interior de la instalación de completación para ecualizar la presión por encima y debajo de la válvula TRSCSSV.
7 Montar válvula tipo niddle a línea de control de TRSCSSV. Presurizar línea de control con 7500 psi y abrir válvula. Poner protectores a penetradores de ESP.
8 Realizar bullheading de un volumen del interior de la instalación con fluido que permita sobrebalance de 150 psi como mínimo y un caudal mínimo de 5 BPM. No exceder los 3,000 psi de presión de bombeo. Monitorear la presión de anular y la presión de fondo mediante el sensor de ESP (Máxima presión inicial permitida de 3000 psi).
9 Detener bombeo. Realizar flowcheck durante 30 minutos.
10 Si el pozo se mantiene sin presión por directa, cerrar wing valve y abrir válvula corona. Instalar BPV de acuerdo con los procedimientos de FMC.
11 Cerrar válvula corona y desmontar lubricador.
12 Abrir wing valve de ramal de producción. Desplazar contenido con salmuera filtrada.
13 Purgar presión de la línea de control de TRSCSSSV desde la línea de control. Verificar fluido retornado para efectuar cierre de la válvula.
14 Desmontar conectores de cable de ESP y de línea de control de TRSCSSSV. Llevar a cabo el desmontaje del árbol de producción y de la THA de acuerdo con los procedimientos de FMC.
15 Montar BOP y riser.
16 Realizar desmontaje de BPV y montaje de TWCV.
17 Realizar prueba de hermeticidad de la BOP de acuerdo con los procedimientos de Hokchi con la presión que se encuentra mencionada en el punto “Prueba de Conjunto de Preventores. Incrementar la presión hasta los 350 psi. Mantener presión durante 5 minutos. Después realizar la prueba de alta presión a 4,500 psi cumpliendo con el STD 14 de pruebas de presión.
[bookmark: _Toc133998026]Recuperación de Instalación Superior

18 Realizar la reunión de seguridad con todo el personal involucrado en la operación, como haciendo hincapié en los procedimientos de recuperación de la instalación superior.
19 Armar landing joint con DP de 5 ⅞’’ XT 57 y pulling tool. Bajar y conectar al tubing hanger.
20 Con varilla y gancho bajar y Verificar que no haya presión entrampada por debajo de la válvula TWCV.
21 Recuperar la TWCV de acuerdo con el procedimiento de FMC.
22 Desajustar tornillos opresores del tubing hanger.
23 Purgar presión de la línea de control de la TRSCSSSV, abriendo la needle valve. Desmontar penetradores. Instalar línea de control y cable de ESP en roldanas y montar spoolers para su recuperación.
24 Presurizar nuevamente línea de control y proceder a abrir la TRSCSSSV. Cerrar la needle valve. Recuperar instalación quebrando tubería en singles. Al recuperar los protectores y cross couplings, prestar atención al pin, evitando perderlo o que caiga al pozo.
25 Levantar la completación. Verificar tensiones máximas de 20,000 lb.
26 Recuperar sarta 3 m por encima del packer, cerrar anular de la BOP y Represionar el interior de la instalación con salmuera filtrada aplicando 300 psi en baja por 5 min y 2500 psi en alta por 10 min esto para confirmar que la válvula IB4 se encuentra cerrada. 
Nota: La presión de prueba dependerá de la presión a la que admita la formación. Por lo que esta presión de prueba será ajustada de acuerdo con los resultados del Bullheading
27 Continuar levantando la tubería hasta sacar todos los sellos del packer. Observar efecto de tubo en U por directa. Verificar circulando por directa que los sellos se encuentran fuera del seal bore packer. 
28 Bombear píldora viscosa y desplazar con salmuera hasta alcanzar un volumen y medio de pozo, circulando por directa a un caudal de 10 bpm. Recuperar la salmuera y observar características de salida.
29 Realizar Flow check por 10 minutos. Recuperar colgador en superficie.
Nota 1: Verificar en todo momento el nivel de fluido del pozo.
Nota 2: Asegurar que el pozo está cubierto todo el tiempo para evitar la caída de objetos.
Nota 3: La línea de control estará presurizada. Asegurar que no se aprisiona con las cuñas del spider.
Nota 4: No exceder los 15 ft/min de velocidad de bloque.
30 Continuar recuperando la instalación a una velocidad de 15ft/min teniendo cuidado de que ninguna parte de los clamps del cable de potencia o TEC caiga al pozo.
Nota: Al llegar a la TRSCSSSV, realizar su desmontaje.
31 Continuar recuperando la instalación superior. Realizar el cambio de carretel del spooler del cable de ESP a la altura del primer empalme (después de recuperar TRSCSSSV).
Nota 1: En caso de registrar algún Overpull durante el viaje de recuperación de la instalación comunicar al WAR Room  y al C&WOE de guardia y referirse al diagrama en caso de contingencia ubicado en los anexos de este programa.
Nota 2: Verificar que cada uno de los protectores de cable se encuentren en su posición y completos.
Nota 3: En caso de que alguno de los protectores se encuentre incompleto notificar al WAR room y C&WOE de guardia para la definición del programa a seguir.
Nota 4: La recuperación de la instalación se realizará a una velocidad de 15 ft/min
32 Al llegar a la cápsula de ESP, realizar cambio de los equipos de manejo de tubulares. Instalar mesa falsa para desmontar conjunto de ESP.
33 Abrir cápsula y posicionar ensamble de ESP en mesa falsa. Desmontar conjunto de ESP de acuerdo con los procedimientos de Baker Hughes.
34 Retirar mesa falsa. Recuperar juntas de 7’’ de cápsulas. Volver a instalar equipo de manejo de tubulares. Continuar con la recuperación de tubería de 3 ½’’ para el Hokchi-4DEL y 4 ½” para el Hokchi-8DES y Hokchi-10DES. 
Nota: Verificar en todo momento que el peso en el indicador corresponda a lo observado una vez que se haya desenchufado la instalación superior.
35 Retirar espiga de sellos (seal assembly). Verificar estado de estos y de la shifting tool. Una vez recuperada toda la instalación superior, cerrar el RAM ciego y asegurar pozo.
Nota: Tomar evidencia fotográfica del estado de los sellos y de la Shifting tool para evaluar si existe algún daño en ellos.
Nota: Evaluar desgaste del Tubing en caso de observar coples daños o daños en el tubing reemplazar mismos.

[bookmark: _Toc133998027]Bajada de Completación Superior
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36 Realizar la reunión de seguridad con todo el personal involucrado en la operación, haciendo hincapié en los procedimientos de bajada de completación.
37 Realizar pruebas de los equipos, Cable TEC, Sensores, tomar evidencia de las pruebas
38 Torquear preensambles previo al inicio de la instalación de la Upper Completion. Tener en cuenta que son dos preensambles iguales al tratarse de un encapasulado dual y estibar en peine.
39 Una vez realizados los preensambles, proceder con el inicio de instalación.
40 Con elevador en el Top Drive, levantar el BS1 Shifter assembly y bajar en mesa rotaria. Armar los Wash Pipes de acuerdo con el Space Out.
41 Levantar y armar el siguiente ensamble: Localizador con sellos con XO para pasar a tubing TBL.
42 Bajar la sarta con tubing previamente rackeados en los peines colocando un protector por cada cupla de tubing de acuerdo con instrucciones del Supervisor de Sensor de Baker Hughes. En la cabina de Baker Hughes estará un Supervisor de maniobrando el Spooler y verificando parámetros del sensor.  Asentar último tramo de tubing en cuñas.
Importante: Desde este punto hasta el final de la instalación se irán haciendo diferentes mediciones eléctricas entre los equipos y superficie. En caso de contingencia, seguir el flujograma de decisión que se encuentra en el anexo de contingencias.
43 Armar tubería y equipos de Baker conforme tally e instrucciones de Baker. 
44 Las velocidades para la bajada de tubería se definirán en función de las simulaciones finales para cada pozo.
Nota: 
· Durante la colocación de los protectores tapar el pozo, para evitar caída de objetos.
· Durante la instalación y bajada del equipo el personal de BHGE verificara la continuidad eléctrica del equipo monitoreando los parámetros de presión y temperatura.
· Verificar continuidad y registre los parámetros de voltaje, corriente, presión y temperatura durante la bajada del aparejo.
· Continúe instalando los protectores de cable en cada cupla según diseño de Baker.
· Verificar el nivel del pozo con el sensor permanente a medida que se introduce en el pozo y alertar cualquier inconsistencia inmediatamente al personal del piso de perforación.
· Apretar cada conexión colocando llave de aguante firmemente para que no gire la sarta.
· En el caso de encontrar resistencia no aplicar más de 4000 lb, levantar levemente 2m y volver a intentar pasar por la resistencia, sin aplicar más de 4000 lb. 

45 Continuar armando y bajando tubería de hasta llegar a la profundidad de montaje de capsulas
46 Cambiar a elevador de 7”. Levantar el casing 7” ensamblado al Pod Base, sujetarlos al elevador. Torquear este conjunto a la última tubería. 
47 Torquear este conjunto a la última tubería.
48 Levantar todo el conjunto, retirar las cuñas y cambiar a cuña manual de 7”.

Nota: asegurar el collarín del casing de 7” con segunda barrera de contención.
IMPORTANTE: Considerar el mejor momento para instalar las ruedas guía para el cable de sensor de fondo y los dos cables de potencia de las BEC. Chequear posiciones y ángulos de bajada con los especialistas de Baker.

49 Armar las capsulas con los tramos que quedaron preparados.
50 Levantar el Shroud Adapter con el Pod Hanger de sacrificio de 7” y conectar el Shroud Adapter al Casing de 7”.
51 Asentar en las cuñas de tal forma que el Shroud adapter quede a una altura de trabajo razonable.
52 Retire el Pod Hanger de sacrificio de 7”.
53 Instale las herramientas de izaje de los sistemas BEC sobre el elevador. Instalar mesa falsa para el armado de las bombas.
54 Levantar el Pre-ensamble centralizador, sensor, motor y sujetarlo con el elevador.
55 Instalar difusor de química y capilar de 3/8” 
56 Realizar el servicio al motor /sensor de acuerdo con los procedimientos de BHGE.

IMPORTANTE: el tanque de viaje se mantendrá prendido como medida de control y verificación del nivel del pozo. El personal de Baker Hughes tomará medidas para evitar que humedad o salpicaduras de fluido afecten la integridad eléctrica del equipo ESP
57 Instalar sellos a los motores.
58 Realizar el cambio de los O´rings del tándem de sellos.
59 Levantar todo el conjunto con elevador hasta tener a una altura de trabajo el Pod head.
60 Levantar con el winche la polea a la mesa del taladro y dejarlo a una altura de trabajo cómoda.
61 Pasar el MLE por la polea y levantar la misma hasta que este a 3 m de la mesa del equipo. 
62 Realizar la conexión del MLE al motor.
63 Realizar lecturas de resistencia, aislamiento y parámetros del sensor del sistema BEC.
64 Levantar conjunto y retirar el clamp de izamiento para los motores.
65 Realizar service a los sellos.
66 Lentamente bajar todo el conjunto dentro de la capsula y asentar el mismo sobre el Stabbing Guide.
67 Realizar prueba de giro de todo el sistema.
68 Levantar e instalar la bomba lower (gas handler) con Intake acoplado remplazando el o´ring existente entre los mismos.
69 Levantar el conjunto y retirar el clamp de izamiento de sellos
70 Ingrese cuidadosamente el conjunto dentro de la capsula.
71 Asentar el clamp de izamiento de la bomba lower sobre el stabbing guide.
72 Retirar la tapa de la bomba lower y chequear el giro del sistema
73 Siguiendo los pasos antes mencionados, instale la bomba médium al conjunto.
74 Asentar el clamp de izamiento de la bomba medium sobre el stabbing guide
75 Retire la tapa de la bomba medium y chequee giro del sistema
76 Siguiendo pasos anteriores instale la bomba Upper sobre el stabbing guide.
77 Asiente el clamp de izamiento de la bomba upper sobre el stabbing guide.
78 Retire la tapa de la bomba Upper y chequee giro del sistema.
79 Retirar dispositivo de izaje del BEC.
80 Levantar pre-ensamble de Rig colocando una tapa bajo la descarga de la bomba para proteger el flange y sujételo al elevador.
81 Bajar lentamente el pre-ensamble y conecte la descarga de la bomba, alineanado los puertos del penetrador al MLE (pothead del motor)
82 Conectar la línea que viene desde el sensor Zenith a la sub descarga y corroborar con una toma de lectura del sensor los datos y registrarlo en el histórico.
83 Asegure el cable y las líneas del capilar de 1/4” y 3/8” con flejes.
84 Continuar bajando lentamente el aparejo hasta que el Pod Hanger alcance una altura de trabajo razonable.
85 Introducir penetrador invertido a través del adaptador del hanger de capsula.
Nota: se debe identificar el cable de potencia asociado al BEC inferior para mantener una secuencia de fase durante la instalación.
86 Asegurar el penetrador con las dos medialunas al adapter.
87 Tomar la medida exacta entre la punta del penetrador y el MLE.
88 Realizar el empalme vertical y conexión de capilar de 3/8” de química
89 Realizar las mediciones de integridad eléctrica y parámetros del sensor al finalizar el empalme vertical.
90 Utilizar los flejes necesarios para asegurar el MLE y capilar de 3/8” para la química.
91 Pasar el capilar de 3/8” para química a través del Pod Hanger.
92 Proceder a asentar cuidadosamente el Pod Hanger sobre el Shroud adapter de 7”.
93 Asegurar el Pod Hanger con el spin collar.
94 Realizar una prueba de presión de los o-rings del hanger con 3,500 psi por 5 minutos 
95 Realizar empalme de cable penetrador con cable de potencia
96 Realizar lecturas de resistencia y aislamiento del sistema inferior BEC en conjunto con el penetrador.
97 Levantar todo el sistema.
98 Lentamente bajar el sistema hasta asentar el mismo sobre la tubería.
Nota: realizar esta maniobra con precaución para no dañar el penetrador, cable y capilar.
99 Correr la tubería TBL de espaciamiento entre capsula inferior y superior, asegurar dicha tubería del cable de potencia del equipo BEC inferior con los Cross Coupling y Mid Joints correspondientes.
100 Repetir los pasos 50 a 100 para el Pod Superior.
101 Continuar bajando instalación de producción con tubing con lingadas paradas en peine de acuerdo con el orden que aparecen en el tally, instalando protectores en cada tubería y según la configuración consensuada con Baker.
102 Instalar pre-ensamble de nipple R con PJ en 4 ½’’ 15.2# TBL según Tally aprobado.
103 Continuar bajando tubería 4 ½’’ 15.2# L80 TBL del peine hasta el montaje de la TRSV.
Nota: 
· Al terminar el total de cable de potencia del equipo BEC POD#2, realizar empalmes carrete - carrete para BEC POD#1 y BEC POD#2 (desfasados, no dejar en cupla).
· Continuar con la introducción de tubing, asegurando los cables con protectores. 
· Una vez finalizado el empalme, proceder a verificar la integridad eléctrica del conjunto.
· Antes de armar el ensamblaje de la TRSV revisar los volúmenes desplazados y establecer las pérdidas de fluido durante toda la corrida, en el caso de tener pérdidas registradas, establecer el parámetro de pérdidas a diferentes velocidades y dejar registro para las pruebas de desplazamiento con la TRSCSSV.

Si es posible, utilizar este momento para realizar algún empalme necesario de cables de potencias optimizando de esta forma los tiempos de instalación.
104 Levantar y armar el siguiente ensamble: PJ 4 ½’’ + 4 ½" TRSCSSV + 4 ½’’ flow coupling + 4 ½” PJ.
105 Instalar línea de control de ¼” y realizar prueba de funcionamiento de la válvula. Registrar el volumen de aceite utilizado para abrir la válvula y registrar el volumen que retorna al cerrarla.
106 Realizar prueba de presión a la línea de control con 500 y 7,500 psi por 5/10 minutos. Despresurizar a 0 psi. Presurizar nuevamente con 5,000 psi y mantenerlos para continuar bajando con la válvula abierta y respetando las velocidades establecidas en el programa. Asegurar la línea de control con protectores.
107 Bajar dos lingadas con línea de control presurizada, registrar en estas dos lingadas el volumen de fluido desplazado. Comparar con el volumen teórico.
108 Bajar dos lingadas con la válvula cerrada, registrar en estas dos lingadas el volumen de fluido desplazado.
Tener en cuenta: 
· Desplazamiento teórico tubing abierto: 0.01789 bbl/m
· Desplazamiento teórico tubing: 0.06454 bbl/m
· Desplazamiento teórico cable 0.01349 bbl/m
· Desplazamiento de 1 cable sin capillary ESP: 0.00657 bbl/m
· Desplazamiento de 1 cable con capillary ESP: 0.007138 bbl/m
· Desplazamiento total tbg of 4.5” (con TRSV valve abierta) + 2 cables: 0.031588 bbl/m
· Desplazamiento total tbg of 4.5” (con TRSV valve cerrada) + 2 cables: 0.078228 bbl/m
Los volúmenes teóricos se deberán dejar plasmados en las WWI (Instrucciones de trabajo escritas)
Importante: Al momento de analizar la diferencia de desplazamientos tener en cuenta si en el pozo hay perdidas y que régimen de pérdidas hay.

109 Presurizar nuevamente con 5,000 psi y mantenerlos para continuar bajando con la válvula abierta y respetando las velocidades establecidas en el programa. Asegurar la línea de control con protectores.
110 Continuar bajando la completación con TP de 4 ½’’ TBL 15.2# L80 hasta que falte un stand para la profundidad final de asentamiento. 
Nota: 
· Asegurar con el tally las profundidades y disminuir la velocidad de bajada durante la bajada de este último stand.
· Durante la bajada, asegurar los cables de potencia, línea de control hidráulica y cable TEC con protectores. Seguir las instrucciones del personal de ALS.
111 Con XOs de 4 ½’’ TBL (Pin) x NC50 (Box) y otro NC50 (Pin) x XT57 (Box) conectar stand de drill pipe 5-7/8”. Aplicar torque óptimo a las conexiones y conectar top drive.
112 Continuar bajando lentamente la sarta hasta apoyar en Locator en el No-Go del VCA Packer. Corroborar con Tally – La profundidad del shifter debe debió haber pasado por debajo de la profundidad de la válvula de la IB4.
113 Apoyar 10klb para asegurar que el Locator está apoyando sobre el No-Go y no sobre el tope del Packer. Levantar apoyando solo 2 klb sobre el packer y realizar la Marca #1 que indica la profundidad asentamiento del Locator en el No-Go.
114 Levantar y marcar cañería como Posición Final para realizar el Space Out la cual será la Marca #2.
115 Continuar levantando tubería y quebrar stand de Drill Pipe 5 ⅞” y XOs.
Nota: Realizar Flow Check del pozo a Trip Tank continuo una vez que se está fuera de los sellos y mientras se realiza el Space Out. Monitorear en todo momento los sensores de fondo.
116 Realizar Space Out de acuerdo con las medidas registradas y añadir como sea necesario: Pup Joints + Tubing Hanger (con niple previamente conectado y torqueado), conectar y aplicar torque óptimo. Bajar a posición de cuñas y descargar peso en Kelly Bushing.
Nota: si tiene cualquier duda con el espaciamiento siéntase libre de verificar las medidas o la operación con quien considere necesario. Ninguna duda es menor, si es necesario llamar a WAR Room e Ingeniería hacerlo.

117 Bajar Tubing Hanger en Mouse Hole.
118 Colocar BPV en Tubing Hanger.
119 Conectar stand #1 DP XT57 con la Running Tool en Tubing Hanger.
Nota: hacer una línea en vertical en DP, Running Tool y Tubing Hanger. Durante el torque del Tubing Hanger en la sarta, mucha atención en la línea para que no esté desconectando la Running Tool del Tubing Hanger.
120 Posicionar DP con tubing hanger para conectar a la sarta de tubings.
121 Conectar tubing hanger a la sarta.
Nota: NO girar la sarta al momento de conectar el tubing hanger.
122 Una vez instalado el Running Tool en la sarta, posicionar Tubing Hanger encima de mesa rotaria a ± 1.5 m de acuerdo con los requerimientos de personal de Baker Hughes. 
123 Halliburton desfogará presión de línea de control (cerrando TRSCSSV), comparar el volumen de fluido de control retornado con las mediciones realizadas en las pruebas de superficie realizadas para verificar cierre total de la válvula.
Nota: ambos empalmes de cable de potencia deben quedar en el tramo de 4m ubicado debajo del colgador y desfasados.

124 Instalar penetradores a colgador de TP y realizar la toma de integridad eléctrica de ambos conjuntos BEC.  
125 Enchufar landing connector a penetradores para monitoreo en tiempo real de los sensores BEC.
126 Presurizar línea de TRSCSSV en baja a 500 psi y en alta a 7,500 psi para probar las conexiones realizadas. Las pruebas serán por 5 min en baja y 10 min en alta. Registrar volumen de fluido utilizado para presurizar la línea de control. Desfogar presión y luego presurizar a 5,000 psi y dejar línea presurizada para que la válvula TRSCSSV quede abierta.
127 Continuar bajando y apoyar colgador en su alojamiento. Llenar el tubing si se requiere.

IMPORTANTE: verificar que las salidas laterales del espacio anular se encuentran abiertas ya que llegar al hacer stab-in de los sellos de 3.88” y tener la BPV instalada en el tbg hanger se podría generar candado hidráulico.

128 Asegurar los yugos en el colgador con personal de FMC.
129 Alinear para presurizar anular y realizar prueba de presión a las líneas con 300 / 4,000 psi por 5/5 minutos.
130 Realizar prueba de presión al espacio anular (tubing-casing) con 300 / 3,500 psi. Monitorear la presión de tubing en todo 
131 Desconectar Top Drive. 
132 Liberar running tool del tubing hanger, verificar liberación y “rackear” al peine el stand con el Running Tool.
Nota: registrar número de vueltas para liberarse.

133 Liberar presión de la línea de control de la TRSCSSSV y cerrar la válvula.
134 Desmontar los cables de monitoreo en tiempo real de las BEC desde los penetradores.
135 Desconectar y retirar sarta de apoyo y preparar piso de trabajo para el siguiente punto
[bookmark: _Toc133998028]
Instalación de Armadura de Producción

136 Realizar la reunión de seguridad con todo el personal involucrado en la operación, haciendo hincapié en los procedimientos de instalación de la armadura de producción.
137 Monitorear presión de tubing y anular. Fundamentalmente la presión de tubing debe ser 0 previo a la instalación.
138 Desmontar BOP y Risers.
139 Montar brida adaptadora. Realizar la unión respectiva de los cables de ESP, la línea de control, y el cable del sensor de fondo.
140 Realizar las mediciones eléctricas y test de funcionamientos asegurando la correcta conexión con los penetradores.
141 Recuperar BPV e instalar TWCV.
142 Finalizar conexiones y completar fluido en sistema de TRSCSSSV según procedimiento de la compañía de servicio. Realizar prueba de presión de la línea de control con 500/7500 psi por 5/15 minutos respectivamente.
143 Realizar prueba de presión de brida adaptadora con 300/6500 psi, durante 5/15 minutos, presurizando a través del puerto instalado en la brida para tal efecto.
144 Montar árbol de producción según procedimiento de FMC.
145 Montar lubricador de FMC 
146 Retirar BPV e instalar TWCV según procedimiento de FMC.
147 Abrir TRSCSSSV presurizando la línea de control.
148 Realizar prueba de presión de la armadura de producción contra la TWCV con 300 / 6,500 psi por 5/15 minutos respectivamente.
Nota: Durante la prueba, monitorear con el sensor de fondo que la presión no se esté transmitiendo por debajo de la válvula TWCV. En caso de que se observe presurización debajo de la válvula descomprimir según procedimiento de Baker y retirar la TWCV para chequearla / cambiarla.
149 Despresurizar línea de control y cerrar la válvula de seguridad
150 Recuperar con lubricador la TWCV del tubing hanger siguiendo el procedimiento de FMC.
151 Cerrar válvula de maniobra y desmontar lubricador.
152 Entregar pozo a producción finalizando el evento de Completion.
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 MDBRT TVDBRT TVDBML RT

[m] [m] [m]

51.70 m 51.70 m -27.0 m

Water Depth:27.00 m

78.70 m 78.70 m 0.0 m

21 °C

70 °F Tope de Cemento TR 30": Lecho Marino

Mud line Suspension System: 137.7m MDBRT

30" x 20" x 13 3/8" x 9.5/8"

Sección de hueco de 36"

Trayectoria Vertical

Tope de Cemento TR 20": 150 mMD (Calidad regular)

223 m 223 m 144 m T.R. Conductor 30" TR 30” Conductor Casing

28 °C 30”, 310 lb/ft, X-56, BlueDock Connector

82 °F Drift: 27.75"

Tope de Cemento TR 20": 425 mMD (Buena Calidad)

Sección de hueco de 26"

Trayectoria Direccional

Tope de Cemento TR 13 3/8": 775 mMD

FIT: 1.775 SG

1082 m 1078 m 999 m T.R. Superficie 20" TR Superficie 20” Casing

49 °C 20”, 133 lb/ft, K-55, TSH ER

120 °F Drift: 18.54"

Negative Test at TOL: - 955 psi

Sección de hueco de 17 1/2" Tope de Liner de 9 5/8": 1051m MD

Trayectoria Direccional Tope de Cemento de Liner de 9 5/8": Boca de Liner

FIT: 1.98 SG

1427 m 1410 m 1331 m T.R. Intermedio 13 3/8" TR Intermedio 13.3/8” Casing

55 °C 13.375”, 72 lb/ft, P-110 TSH-WEDGE 523

131 °F Drift: 12.25"

Sección de hueco de 12 1/4"

Ensanchando a 14 3/4"

Trayectoria Direccional

Tope de Cemento TR 9 5/8": 3440 mMD

Dinamic SBT: 1.86 SG 

FIT: 1.70 SG / Negative Test at shoe: 690 psi

Max ECD while Drilling 1.75 SG (no losses)

3508 m 2556 m 2477 m T.R. Liner de 9 5/8" TR Liner de Perforacion de 9 5/8”

81 °C 9.625”, 53.5 lb/ft, L-80, TSH WEDGE 523

178 °F Tope R1: Drift: 8.5"

Sección de 8 1/2"

Trayectoria Horizontal

Completación SAS (Stand Alone Screen)

4010 m 2560 m 2482 m Open Hole SAS

84 °C ** DRAWING NOT TO SCALE

3492 mMD

Hokchi-8HDES (Productor)

(Pozo Direccional)

Estado Mecánico Propuesto

RT: 51.70 m ASL

2554 mTVD
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Coordenada Superficie: 2,059,980.44m N Seccion A @ 19.3 m

462,404.74m E

Coordenada Fondo: 2,058,242.18m N Plan Direccional:Rev H1

464,000.28m E

Casing y Marcadores Geologicos Seccion MW PP/FG LOT

 MDBRT TVDBRT TVDBML RT

[m] [m] [m]

52.96 m 52.96 m -27.0 m

Water Depth: 27.00 m

79.96 m 79.96 m 0.0 m

21 °C

70 °F Tope de Cemento TR 30": Lecho Marino

Mud line Suspension System

30" x 20" x 13 3/8" x 9.5/8"

Sección de 36" SW perforar

1.2 sg PAD Mud correr TR

220 m 220 m 140 m TR 30” Conductor Casing Max PP: 1.01 sg

28 °C Sección de 36" @ 230 m 30”, 310 lb/ft, X-56, BlueDock Connector FIT: N/A 1.40 sg

82 °F Drift: 27.75"

Tope de Cemento TR 20" @ 230 m (CBL)

Sección de 26"

Tope de Cemento TR 13 3/8" @ 850 m 1.1 a 1.25 sg WBM

Tope de Short TB de 9 5/8": 987 m 

Tope de Liner de 9 5/8": 1055 m (asentamiento parcial, fugo con 2300 psi)

1046 m 1042 m 962 m TR Superficie 20” Casing Max PP 1.19 sg

49 °C Sección de 26" @ 1078 m 20”, 133 lb/ft, K-55, TSH ER FIT 1.74 sg 1.75 sg

120 °F Drift: 18.54"

Sección de 17 1/2" 1.66 sg OBM

Tope de Cemento de Liner de 9 5/8" @ 2560 m

Falla Unidad A @ ~ 1290 m (sin consecuencias) Tope de Liner de 11 3/4": 1360 m 

TOC de Lnr de 11 3/4" @ ? m

1430 m 1424 m 1344 m TR Intermedio 13.3/8” Casing Max PP 1.39 sg

55 °C Sección de 17 1/2" @ 1445 m 13.375”, 72 lb/ft, P-110 TSH-WEDGE 523 FIT 1.91 sg 1.98 sg

Unidad B @ 1535 m / 1497 m TVD 131 °F Drift: 12.25"

Max PP @ 1600m ~1.74 sg

Falla Unidad B @ ~ 2012 m (Sin consecuencias)

Sección de 14 3/4"

1.78 sg OBM

Tope de Cemento TR 9 5/8" @ 1960 m

Unidad C @ 2190 m / 1839 m TVD

2560 m 1998 m 1918 m TR Liner de Perforacion de 11 3/4” Max PP 1.62 sg

Sección de 12 1/4" x 14 3/4" @ 2565 m 11.75”, 65 lb/ft, T-95 513 & P110 TSH-WEDGE 523 FIT 1.78 sg 1.88 sg

Drift: 10.625"

Tope de Liner de 7": 3628 m 1.65 sg OBM

Falla Unidad C @ ~ 3549 m Sección de 12 1/4" Zona Perdida @ 3455 m MD / 2383 m TVD1.83 sg

Unidad S @ 3704 m / 2490 m TVD

Tope de Cemento de Liner de 7" @ 3628 m

3730 m 2499 m 2419 m TR Liner de Perforacion de 9 5/8” Max PP 1.52 sg

81 °C Sección de 10 5/8" x 12 1/4" @ 3735 m 9.625”, 53.5 lb/ft, L-80, TSH WEDGE 523 FIT 1.80 sg 1.86 sg

R1 @ 3881 m / 2563 m TVD 178 °F Objetivo R1 Drift: 8.5"

Sección de 8 1/2" 1.6 sg OBM

R2 @ 3970 m / 2601 m TVD Objetivo R2

4036 m 2630 m 2550 m TR Liner de Perforacion de 7” Max PP 1.43 sg

Sección de 8 1/2" @ 4040 m 7”, 32 lb/ft, L-80, TSH WEDGE 513

84 °C Drift: 6.000" ** DRAWING NOT TO SCALE

Hokchi-10 DES (Productor)

As Built

Estado Mecánico Actual

RT: 52.96 m ASL
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HOKCHI-4DEL (HSP)
Estado Mecanico al perforar cemento hasta el tapén metalico de 7"

Actualizado:  02-ago-21

HSP +JU
MDBRT TVDBRT

[m] [m]

TVDSS

[m] 77.49 m (Elevacién RKB desde el

lecho Marino)

JU Hailong-7 RTE / RKB = Nivel + 52.2 m AMSL

20.1 20.1
25.0 25.0
28.2 28.2
30.2 30.2
34.9 34.9 57.4m
0 52.2 52.2
e —
30" cond. tieback instalado
253 77.5 77.5 Overshot a 5.5m AML ¥ ’
BRINE
168 218 218 TR Conductor3o" 4| oo
26°C TR 30”, 310 Ib/pie, X-52, Bluedock
79°F 1.49 sg
1015 1065 1065 _ T.R.Superficie20" _4A
47°C TR 20", 133 Ib/pie, K-55, ER
116 °F
1250 1250 TOL9.5/8"
1255 1255 Liner hanger de 9.5/8"
1331 1381 1381 T.R. Intermedio 13-3/8"
54°C TR 13.3/8", 72 Ib/pie, P-110, HD 523
129 °F
2349 2349 TOL 7" (tagged 28-Apr-20) L i
2359 2359 Liner Hanger de 7" (con Top PKR - PRB)
Tope de la Arcilla Sello: 2401 m MD
2401 2451 2451 _ TR.Producccion9-5/8”" i |
80°C TR 9.5/8", 53.5 Ib/pie, L-80, TSH 523
176 °F
Tope CMT: 2475 m MD (IBC-CBL-VDL log)
Perforaciones del tope: 2476/78 m MD 8 8
OBJETIVO "R1"
Perforaciones: 2506.4m MD /TVD (2,456m TVDSS)
2,522.4m MD /TVD (2,472m TVDSS)
Retenedor de cemento 7": 2560.4 m MD | —
OBJETIVO "R1"
Perforaciones del fondo: 2609/10 m MD C D)
7" Float collar
2613 2663 2663 T | N
85°C
185 °F
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(AMSL = arriba del nivel medio del mar)

Main Deck Nivel +32.10 m
Wellhead Deck Nivel +27.24 m
Mezzanine Nivel + 24.03 m
Cellar Deck Nivel +22.03 m
Subcellar Deck  Nivel +17.33 m

Este Esquema contiene las medidas y
profundidades con la JU Hailong - 7 posicionada —
sobre la plataforma HSP, considerando;

- Air gap Sea level-Base del Hull: 28.79 m

- Topside main deck -Base Cantiliver: 7.7 m
- RKB-Topside main deck: 17.9 m

- RKB-Lecho Marino: 77.49 m

Tope cemento TR 30": lecho marino

Sistema de Suspensién en el lecho marino (MLS) a 89 m

30" x20" x 13-3/8" x 9-5/8". Conectores 20" RAL, 13.3/8" RAL
Tope cemento TR 20": profundidad del MLS (no se corrié CBL)

(observé retorno de cemento a superficie cuando circulé desde el MLS)

K

Lodo OBM 1.66 sg

Tope cemento TR 13-3/8": 1082 m MD (CBL/VDL)

TOL 9.5/8" probado con 3,500 psi con lodo 1.6 sg (2020)

A

Tope cemento TR 9.5/8": 9.5/8" Tope TR (CBL/VDL)

Cemento 8-1/2" x 6" ID: 2,300 m 2,340m

TOL 7" sostuvo con 2,400 psi con lodo 1.6 sg (28-Abr-20)

Lodo OBM 1.60 sg

LOT en auxiliares: 1015 psi con lodo de 1.6 gr/cm3 (2017)
Prueba 29-Abr-20: 1,000 psi con lodo de 1.6 sg OBM

Tapén de acero (bridge plug): 2546 m MD (01-May-20)
TOC dentro Liner 7" @ 2556.4 m

Lodo OBM 1.60 sg

** DIBUJO NO A ESCALA **
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COMPLETION SCHEMATIC

WELL

CAMPO

RIG

FECHA

PREPARED BY Hokchi-8HDES

Hokchi

Hailong 7

29/03/2022 VERSION 1

E. González

TUBULAR INFORMATION

APPROVED BY

Casing/Liner/Tubing 

OD (in)

Weight (lb/ft) Grade

Collapse 

Pressure 

(psi)

Internal Yield 

Pressure (psi)

Thread Connection

 Torque (ft-

lb)

Depth MD (mts)

Top Bottom

Joint Yield 

Strength (lb)

13 3/8 0 1428

9 5/8 1050 3508

OH 8 1/2 - - - - - - - 3508 4010

4 1/2 0 3441

- - - - - - - - - -

53.5 L-80 6620 7930 1244000 22000 W513

72 P-110 2880 7440 2284000 W523 40000

15.1 11080 10480 353000 TBL 7020 L-80

OD ID Top Bottom Top Bottom

1 FMC Tubing Hanger 10,000 13.625 3.823 TBL TBL 0.566 25.64 26.21

2 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Pup Joint ( 4ft+6ft+8ft+8ft) 10780 4.933 3.823 TBL TBL

10.543 26.21 36.75

3 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint + PJ (inf) 10780 4.933 3.823 TBL TBL

221.417 36.75 258.17

4

Halliburton

4 1/2'' Flow Coupling 7,500 5.563 3.848 TBL OECO-C 0.78 258.17 258.95

5

Halliburton

NE TRSCSSSV + XO 5,000 6.73 3.813 OECO-C TBL 2.258

258.95 261.20

6 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL

2209.705

261.20 2470.91

7 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Pup Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL

1.904

2470.91 2472.81

8

Halliburton

4,5'' Landing Niple R Profile 7,500 4.605 3.688

TBL TBL

0.418

2472.81 2473.23

9 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 tubing Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL 9.598 2473.23 2482.83

10 Baker

Handling Sub + XO 10780 4.25 2.75 TBL VT 3.42 2482.83 2486.25

11 Baker ESP POD #1 Shroud Adapter 5,000 7.000 2.922 TBL VT 0.95

2486.25 2487.20

12 Baker ESP POD #1 5,000 7.000 2.922 VT VT 64.59

2487.20 2551.79

13 Baker

ESP POD#1 bottom

5,000

7.000 2.75 FJL TBL 0.57 2551.79 2552.36

14 Baker

Xover 3.5" x 4.5" 10780 4.500 2.75 TBL TBL 0.37 2552.36 2552.73

15 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL 37.93 2552.73 2590.66

16 Baker

Handling Sub + XO 10780 4.25 2.75 TBL VT 3.42 2590.66 2594.08

17 Baker ESP POD #2 Shroud Adapter 5,000 7.000 2.922 TBL VT 0.95

2594.08 2595.03

18 Baker ESP POD #2 5,000 7.000 2.922 VT VT 64.51

2595.03 2659.54

19 Baker

ESP POD#2 bottom

5,000

7.000 2.75 FJL TBL 0.572 2659.54 2660.11

20 Baker

Xover 3.5" x 4.5" 10780 4.500 2.75 TBL TBL 0.37 2660.11 2660.48

21 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL 667.765 2660.48 3328.25

22 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Pup Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL 1.88 3328.25 3330.13

23 Baker

P/T Gauge + Mandrel (1 PJ c/ extremo) 10,000 5.915 3.958 TBL TBL 1.61 3330.13 3331.74

24 Tenaris

4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint 10780 4.933 3.823 TBL TBL 109.661 3331.74 3441.40

25

Halliburton Seal Assembly with Locator 5000 6.55 4.72 TBL W511 7.934 3441.40 3449.33

26

Halliburton Shifting tool + Tail Pipe c/ bull nose 4.722 3.428 W511 21.819 3449.33 3471.15

27

Halliburton VCH Gravel Pack Packer 10000 8.3 6

8 STUB AC

2.404 3443.10 3445.51

28

Halliburton Bottom Sub + MCS + PJ Extension 10000 8.3 6

8 STUB AC

7,69 8AC

3.67 3445.51 3449.18

29

Halliburton Coupling indicator + PJ extension 10000 8.3 6 7,69 8AC7 API LC 3.555 3449.18 3452.73

30

Halliburton Make Up Sub (superior) 10370 7.53 6 7 API LC7 API LC 0.584 3452.73 3453.32

31

Halliburton

IB4 Formation Isolation Valve ASSY

10000 8.015 4.625 7 API LC TBL 4.099 3453.32 3457.42

32

Halliburton 5-1/2" 17# VT Blank Pipe x 5 + PJ x1 6290 6.024 4.892 TBL VT 65.296 3457.42 3522.71

33

Halliburton Swell Packer #7 1500 7.5 4.892 VT VT 6.146 3522.71 3528.86

34

Halliburton Petroguard Premium Screen x2 (S#7) 6.322 4.892 VT VT 23.199 3528.86 3552.06

35

Halliburton Swell Packer #6 1500 7.5 4.892 VT VT 6.141 3552.06 3558.20

36

TracerCo

Tracer Carrier #3 (T716 - T913)

7740 8.25 4.892 VT VT 8.075 3558.20 3566.27

37

Halliburton Petroguard Premium Screen x2 (S#6) 6.322 4.892 VT VT 23.065 3566.27 3589.34

38

Halliburton Swell Packer #5 1500 7.5 4.892 VT VT 6.141 3589.34 3595.48

39

Halliburton Petroguard Premium Screen x5 (S#5) 6.322 4.892 VT VT 57.898 3595.48 3653.38

40

Halliburton Swell Packer #4 1500 7.5 4.892 VT VT 6.146 3653.38 3659.52

41

Halliburton Pup Joint 5 1/2'' 17# 6290 6.024 4.892 VT VT 2.979 3659.52 3662.50

42

Halliburton Petroguard Premium Screen x5 (S#4) 6.322 4.892 VT VT 58.007 3662.50 3720.51

43

TracerCo

Tracer Carrier #2 (T-792 - T943)

7740 8.25 4.892 VT VT 8.077 3720.51 3728.59

44

Halliburton Swell Packer #3 1500 7.5 4.892 VT VT 6.143 3728.59 3734.73

45 Halliburton Petroguard Premium Screen x6 (S#3) 6.322 4.892 VT VT 69.556 3734.73 3804.28

46

Halliburton Swell Packer #2 1500 7.5 4.892 VT VT 6.147 3804.28 3810.43

47

Halliburton Petroguard Premium Screen x 7 (S#2) 6.322 4.892 VT VT 81.145 3810.43 3891.58

48

Halliburton Swell Packer#1 1500 7.5 4.892 VT VT 6.142 3891.58 3897.72

49

TracerCo

Tracer Carrier #1 (T160D - T911)

7740 8.25 4.892 VT VT 8.073 3897.72 3905.79

50

Halliburton Petroguard Premium Screen x8 (S#1) 6.322 4.892 VT VT 92.739 3905.79 3998.53

51

Halliburton Pup Joint 5 1/2'' 17# + seal bore 6290 6.024 4.892 VT VT 2.765 3998.53 4001.30

52

Halliburton Sand Control Float Shoe 6290 6.112 4.5 VT 0.705 4001.30 4002.00

Item

Length 

(mts)

Depth (mts)

Supplier Description

Working 

Pressure 

(psi)

Diameter (in) Threads

5

8

12

18

23

27

31

52

7 secciones de rejillas intercaladas con 

Swell Packers y Tracer Holders según tabla
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COMPLETION SCHEMATIC
WELL
CAMPO
RIG
FECHA
PREPARED BY
Hokchi-8HDES
Hokchi
Hailong 7
29/03/2022
VERSION
1
E. González
TUBULAR INFORMATION
APPROVED BY

Casing/Liner/Tubing OD (in)
Weight (lb/ft)
Grade
Collapse Pressure (psi)
Internal Yield Pressure (psi)
Thread Connection
Torque (ft-lb)
Depth MD (mts)
Top
Bottom
Joint Yield Strength (lb)
13 3/8
0
1428
9 5/8
1050
3508
OH 8 1/2
-
-
-
-
-
-
-
3508
4010
4 1/2
0
3441
-
-
-
-
-
-
-
-
-
-
53.5
L-80
6620
7930
1244000
22000
W513
72
P-110
2880
7440
2284000
W523
40000
15.1
11080
10480
353000
TBL
7020
L-80
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7 secciones de rejillas intercaladas con Swell Packers y Tracer Holders según tabla
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COMPLETION SCHEMATIC

WELL

CAMPO

RIG

FECHA

PREPARED BY Hokchi-10 DES

Hokchi

Hailong 7

20/10/2022 VERSION 1

J. Ramírez |E. González | I. López | J. Vergara

TUBULAR INFORMATION

APPROVED BY

Casing/Liner/Tubing OD 

(in)

Weight (lb/ft) Grade

Collapse 

Pressure (psi)

Internal Yield Pressure 

(psi)

Thread Connection  Torque (ft-lb)

Depth MD (mts)

Top Bottom

Joint Yield Strength 

(lb)

13 3/8 0 1430

9 5/8 986.74 3730

7" 32 L-80 8600 9060 475000 W513 12800 3633 4065

4 1/2 0 3450

53.5 L-80 6620 7930 1244000 22000 W513

72 P-110 2880 7440 2284000 W523 40000

15.1 11080 10480 353000 TBL 7020 L-80

OD ID Top Bottom Top Bottom

1 FMC Tubing Hanger 13.625 3.82 TBL TBL 0.40 25.86 26.26

2 Tenaris Pin-Pin 4,5'' 15,1# L80 Pup Joint

4.933 3.82 TBL TBL

2.878 26.26 29.14

3 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint

4.933 3.82 TBL TBL

247.48 29.14 276.61

4 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 Pup Joint

4.933 3.82 TBL TBL

1.818 276.61 278.43

5

Halliburton

4 1/2'' Flow Coupling 5.563 3.85 TBL OECO-C 0.913 278.43 279.35

6

Halliburton

NE TRSCSSSV 6.73 3.81 OECO-C TBL 1.30

279.35 280.64

7

Halliburton

4 1/2'' Flow Coupling 5.563 3.85 TBL OECO-C 0.729 280.64 281.37

8 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 Pup Joint

4.933 3.82 TBL TBL

1.20

281.37 282.57

9 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint

4.933 3.82 TBL TBL

2933.37

282.57 3215.93

10 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 Pup Joint

4.933 3.82 TBL TBL

1.806

3215.93 3217.74

11

Halliburton

4,5'' Landing Niple R Profile 4.605 3.69

TBL TBL

0.42

3217.74 3218.16

12 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 tubing Joint

4.933 3.82 TBL TBL 9.5 3218.16 3227.69

13 Baker Handling Sub + XO

4.25 2.75 TBL VT 3.94 3227.69 3231.63

14 Baker ESP POD #1 Shroud Adapter 7.000 2.92 TBL VT 0.99

3231.63 3232.62

15 Baker ESP POD #1 7.000 2.92 VT VT 63

3232.62 3295.61

16 Baker ESP POD#1 bottom

7.000 2.75 FJL TBL 0.58 3295.61 3296.19

17 Baker Xover 3.5" x 4.5"

4.500 2.75 TBL TBL 1.49 3296.19 3297.68

18 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 Tubing Joint

4.933 3.82 TBL TBL 37.75 3297.68 3335.44

19 Baker Handling Sub + XO

4.25 2.75 TBL VT 3.94 3335.443339.37

20 Baker ESP POD #2 Shroud Adapter 7.000 2.92 TBL VT 0.99

3339.37 3340.36

21 Baker ESP POD #2 7.000 2.92 VT VT 63

3340.36 3403.45

22 Baker ESP POD#2 bottom

7.000 2.75 FJL TBL 0.58 3403.45 3404.03

23 Baker Xover 3.5" x 4.5"

4.500 2.75 TBL TBL 1.49 3404.03 3405.52

24 Tenaris 4,5'' 15,1# L80 tubing Joint

5.047 3.83 TBL TBL 190.97 3405.52 3596.49

25 Baker P/T Gauge + Mandrel

5.915 3.96 TBL TBL 1.60 3596.49 3598.09

26 Baker

Xover 3.5 x 3.5 10.2# Tenaris Blue 

BxP

4.016 3.83 VT TBL 1.88 3598.09 3599.97

27 Tenaris  3.5 10.2# Tubing Joint

4.016 3.83 TBL TBL 252.143599.97 3852.11

28 Tenaris  3.5 10.2# Tubing Joint

4.016 3.83 TBL TBL 1.22 3852.11 3853.33

29

Halliburton

NO-GO SEAL UNIT LOCTR,3 1/2-

10.20, .CAC 

4.210 2.89 TBL UN-2A 0.50 3853.33 3853.83

30

Halliburton

SEAL UNIT EXT,3 1/2-12 UN,B-P

3.860 3.05 UN-2A UN-2A 0.62 3853.83 3854.45

31

Halliburton

MSH Molded Seal Unit 

Assembly,3.880,3 1/2-12 UN,B-P

3.860 3 UN-2A UN-2A 4.25 3854.45 3858.69

32

Halliburton

Xover 3 1/2"

3.860 1.92 UN-2A TSH-511 0.25 3858.69 3858.95

33

Halliburton

WASHPIPE, 2 3/8"4.6#

2.406 1.93 TSH-511 TSH-511 17.54 3858.95 3876.48

34

Halliburton

Shiftting tool,BS0

2.879 1.74 NA NA 0.47 3876.48 3876.95

35

Halliburton

Ported Bull Nose

2.710 1 API-UN NA 0.31 3876.95 3877.26

36

Halliburton

Versa-Trieve® Retrievable Sand 

Control Packer VCA

5.82 3.88 2G-LH STUB ACME 1.89

3853.23 3855.13

37

Halliburton

Bottom Sub

5.820 3.88 STUB ACME STUB ACME 0.46 3855.13 3855.59

38

Halliburton

MCS Closing Sleeve

5.820 3.88 STUB ACME 5 API-LC  0.92 3855.59 3856.51

39

Halliburton

Pup Joint Extensión,5-18.00 API-LC X 

180.0

5.050 4.19 5 API-LC  5 API-LC  4.42 3856.51 3860.93

40

Halliburton

Xover 5 API-LC

5.619 3.32 5 API-LC  VT 0.30 3860.93 3861.23

41

Halliburton

Pup Joint, 4" 13.2# Vamtop,B-P

4.526 3.33 VT VT 1.02 3861.23 3862.24

42

Halliburton

Pup Joint, 4" 13.2# Vamtop,B-P

4.526 3.33 VT VT 2.03 3862.243864.27

43

Halliburton

Xover 4" 11.6 # VAM-TOP X 3 1/2" 

9.2#

4.620 3.32 VT VT 0.30 3864.27 3864.57

44

Halliburton

Fluid Loss Control Valve,IB4-

LM,5.470,2.810,3

5.47 2.81 VT VT 3.70

3864.57 3868.27

45

Halliburton

Shear Joint Assy 3 1/2" 9.20# 

VAMTOP 

5.162 2.95 VT VT 0.74 3868.27 3869.02

46

Halliburton

Pup Joint, 4" 13.2# Vamtop,B-P

4.526 3.33 VT VT 1.01 3869.02 3870.03

47

Halliburton

BLANK PIPE 4" VAM TOP

4.526 3.33 VT VT 8.00 3870.03 3878.03

48

Halliburton

Poromax Screen ,4" 13.20# 250 

Micrones 4.650 3.25 VT VT 38.15 3878.03 3916.17

49

Halliburton

Collet Locator Seal Assy 4.000 X 4-

13.20 5.135 2.95 VT VT 0.61 3916.17 3916.78

50

Halliburton

Seal Assy ,4.000 X 3 1/2-12 UN,.BKB

3.970 2.93 1∕2-12 UN (Box)3 1∕2-12 UN (Box) 0.61 3916.78 3917.39

51

Halliburton

Mule Shoe ,3 1/2-12 UN-2B 

3.970 3.053 1∕2-12 UN (Box) N/A 0.16 3917.39 3917.55

52 Halliburton Perma Series Sump Packer 7" 5.875 4 N/A N/A 1.33 3916.00 3917.33

Item

Length 

(mts)

Depth (mts)

Supplier Description

Diameter (in) Threads

26

7

12

16

22

37

45

Luis Daniel Rodríguez Perdomo

3 ½͟

10.2 TRC-110 16670 15900

320700 TBL 4950 3604 3889
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COMPLETION SCHEMATIC (Installed)

WELL

CAMPO

RIG

FECHA

PREPARED BY Hokchi 4

Hokchi

Hailong-7

10/09/2021 VERSION 1.0

E.Gonzalez/J. Vergara

TUBULAR INFORMATION

APPROVED BY

OD ID Top Bottom Top Bottom

1 FMC Tubing Hanger 10,000 13.6252.922 TBL TBL 0.3 25.4 25.7

2 Tenaris Pup Joint 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 10 25.7 35.7

3 Tenaris Tubing Joint 3 1/2'' 10.2# 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 227.446 35.7 263.2

4 Tenaris Flow Coupling 9,300 4.5 2.882 TBL OECO 2.73 263.2 265.9

5 Halliburton NE TRSCSSSV 5,000 5.2 2.75 OECO OECO 1.09 265.9 267.0

6 Tenaris Flow Coupling 9,300 4.5 2.882 OECO TBL 2.02 267.0 269.0

7 Tenaris Tubing Joint 3 1/2'' 10.2# 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 1857.81 269.0 2126.8

8 Tenaris Pup Joint 15,800 4.016 2.906 TBL TBL 1.83 2126.8 2128.6

9 Halliburton Landing Niple 10,600 4.035 2.75 TBL TBL 0.31 2128.6 2129.0

10 Tenaris Tubing Joint 3 1/2'' 10.2# 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 9.34 2129.0 2138.3

11 Baker

Xover 3 1/2'' 10.2# x 12.7# 

+ Handling sub

15,800 4.016 2.922 TBL VT 3.418

2138.3 2141.7

12 Baker ESP POD#1 5,000 7.000 2.75 FJL TBL 48.78 2141.7 2190.5

13 Baker Xover 3 1/2'' 12.7# x 10.2# 15,800 4.25 2.75 TBL

TBL

0.46

2190.5 2191.0

14 Tenaris Tubing Joint 3 1/2'' 10.2# 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 18.765 2191.0 2209.7

15 Baker

Xover 3 1/2'' 10.2# x 12.7# 

+ Handling sub

15,800 4.016 2.922 TBL VT 3.418 2209.7 2213.1

16 Baker ESP POD#2 5,000 7.000 2.75 FJL TBL 48.84 2213.1 2262.0

17 Baker Xover 3 1/2'' 12.7# x 10.2# 15,800 4.25 2.75 TBL TBL 0.37 2262.0 2262.4

18 Tenaris Tubing Joint 3 1/2'' 10.2# 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 28.734 2262.4 2291.1

19 Tenaris Pup Joint 3 1/2'' 10.2# TRC110 15,800 4.016 2.922 TBL TBL 1.81 2291.1 2292.9

20 Halliburton Seal Locator 5,000 4.21 2.894 TBL 5-1/2-17 API 0.581 2292.9 2293.5

21 Halliburton Xover + Tail Pipe (seals) 7,700 2.406 1.93 W511 W511 20.1 2293.5 2313.5

22 Halliburton Shifting tool for IB4 2.879 1.735 W511 0.51 2313.5 2314.0

23 Halliburton

Versa Trieve Seal Bore 

Packer

12,000 5.82 3.88 RL

Stub 

ACME

2.33 2294.4 2296.7

24 Halliburton Bottom Sub 9,240 5.82 3.88Stub ACME 8 UN 0.17 2296.7 2296.9

25 Halliburton Sealbore Extension 8,650 4.78 3.88 8 UN 8 UN 5.94 2296.9 2302.8

27 Halliburton IB4 Isolation Valve 5,000 5.47 2.81 VT VT 2.07 2302.8 2304.9

26 Halliburton Reducing Adapter 10,000 5.77 2.962 VT TBL 0.365 2304.9 2305.3

28 Halliburton Pup Joint 3 1/2'' 9.2# L80 10,160 3.907 2.959 TBL TBL 1.31 2305.3 2306.6

29 Tenaris Tubing Joint 3 1/2'' 9.2# 10,160 3.907 2.959 TBL TBL 179.175 2306.6 2485.7

30 Halliburton Pup Joint 3 1/2'' 9.2# L80 10,160 3.907 2.959 TBL TBL 1.83 2485.7 2487.6

31 Halliburton Seal Locator 8,150 4.25 2.949 TBL 3-1/2 12 UN 0.497 2487.6 2488.1

32 Halliburton Xover + Tail Pipe 11,200 2.406 1.933-1/2 12 UNW511 3.441 2488.1 2491.5

33 Halliburton Versa Trieve GP Packer 12,000 5.82 3.88 RL Stub ACME 1.90 2487.6 2489.5

34 Halliburton Bottom Sub 10,710 5.82 3.88Stub ACMEStub ACME 1.14 2489.5 2490.6

35 Halliburton GP Sleeve 10,000 5.82 3.88Stub ACME5 API LC 0.92 2490.6 2491.5

36 Halliburton Adapter + PJ extension 10,130 5.05 4.1945 API LC5 API LC 5.35 2491.5 2496.9

37 Halliburton Shear Out Safety Joint 10,000 4.18 2.949 VT VT 1.22 2496.9 2498.1

38 Halliburton Blank Pipe + Pup Joints 10,160 3.907 2.959 VT VT 10.11 2498.1 2508.2

39 Halliburton

Poromax Premium 

Screen

1,869 4.25 2.992 VT VT 16.287 2508.2 2524.5

40 Halliburton Pup joint 10,160 3.907 2.959 VT VT 2.13 2524.5 2526.6

41 Halliburton Collet Locator 10,010 5.135 2.95 VT 12 UN 0.6 2526.6 2527.2

42 Halliburton Mule Shoe Seal Assy 5,000 3.97 2.9 12 UN NA 1.076 2527.2 2528.3

43 Halliburton

Perma-series Sump 

Packer

10,000 5.875 4 1.325 2526.5 2527.8

Diameter (in) Threads Depth (mts)

Item Supplier Description

Working 

Pressure 

(psi)

Length 

(mts)

Casing/Liner/Tubing 

OD (in)

Weight (lb/ft) Grade

Collapse 

Pressure 

(psi)

Internal Yield 

Pressure (psi)

Thread Connection

 Torque (ft-

lb)

Depth MD (mts)

Top Bottom

Joint Yield 

Strength (lb)

13 3/8 0 1382

9 5/8 1263 2452

7 2349 2664

10.2 TN110SS 16670 15900 320700 TBL 4950 0 2129

- - - - - - - -

3 1/2

Date Interval MD  (mts) SPF Type Status Length (mts) Description Zone

2508.35 - 2524.45 TCP Fired 16.1 R1

2476 - 2478 TCP Fired 2 Remedial

PERFORATIONS

53.5 L-80 6620 7930 1244000 25000

32 L-80 W513

W523

8600 9060 745000 12800

72 P-110 2880 7440 2284000 W523 40000

- -

5

9

12

16

23

27

33

39

43

*- Debido a discrepancias en los tally se debe corroborar en una futura intervención la longitud de tubings instalados. Incertidumbre: +/- 9m
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COMPLETION SCHEMATIC (Installed)
WELL
CAMPO
RIG
FECHA
PREPARED BY
Hokchi 4
Hokchi
Hailong-7
10/09/2021
VERSION
1.0
E.Gonzalez/J. Vergara
TUBULAR INFORMATION
APPROVED BY

Casing/Liner/Tubing OD (in)
Weight (lb/ft)
Grade
Collapse Pressure (psi)
Internal Yield Pressure (psi)
Thread Connection
Torque (ft-lb)
Depth MD (mts)
Top
Bottom
Joint Yield Strength (lb)
13 3/8
0
1382
9 5/8
1263
2452
7
2349
2664
10.2
TN110SS
16670
15900
320700
TBL
4950
0
2129
-
-
-
-
-
-
-
-
3 1/2
53.5
L-80
6620
7930
1244000
25000
32
L-80
W513
W523
8600
9060
745000
12800
72
P-110
2880
7440
2284000
W523
40000
-
-
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*- Debido a discrepancias en los tally se debe corroborar en una futura intervención la longitud de tubings instalados. Incertidumbre: +/- 9m
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