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PRAKATA

Orasi ilmiah “Integritas Sumur Migas dan Geotermal di Indonesia® ini adalah

resume dari proses pengajaran, penelitian, dan pengabdian masyarakat dari
penulis selama menjadi dosen di Program Studi Teknik Perminyakan,
Fakultas Teknik Pertambangan dan Perminyakan, Institut Teknologi
Bandung, sejak 2010.

Review dan revisi dilakukan oleh Bapak Prof. Ir. Purnomo Yusgiantoro,
M.Sc., MA, Ph.D. Terima kasih banyak dihaturkan untuk bantuan Beliau.
Terima kasih banyak dihaturkan kepada Forum Guru Besar Institut
Teknologi Bandung, Pimpinan Rektorat Institut Teknologi Bandung,
Pimpinan Dekanat Fakultas Teknik Pertambangan dan Perminyakan Institut
Teknologi Bandung, serta Program Studi Teknik Perminyakan Institut
Teknologi Bandung atas dukungan dan bantuan hingga terbitnya buku ini.

Terima kasih sebesar-besarnya dihaturkan kepada Kementerian Energi
dan Sumber Daya Mineral Republik Indonesia, PT Pertamina, PT Geo Dipa
Energi, PT Elnusa, Halliburton, Schlumberger, dan semua pihak yang tidak
dapat disebutkan satu per satu, yang telah mendukung kegiatan penelitian
ini.

Semoga buku ini bisa bermanfaat untuk pengembangan integritas sumur
migas dan geotermal di Indonesia.

Bandung, 19 Januari 2024

Bonar Tua Halomoan Marbun
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Berdasarkan Kamus Besar Bahasa Indonesia (KBBI), sumur adalah lubang
yang sengaja dibuat menembus lapisan tanah untuk memperoleh air,
minyak, atau gas bumi. Lubang merupakan hasil pengeboran, baik pada
tahap pencarian/eksplorasi maupun produksi/eksploitasi. Sedangkan
integritas, berasal dari bahasa latin integritatem, berarti mutu, sifat, atau
keadaan yang menunjukkan kesatuan yang utuh sehingga memiliki potensi
dan kemampuan penuh dan menyeluruh. Terminologi “integritas sumur”
mempunyai beberapa definisi. Berdasarkan Organisasi Standardisasi
Inernasional (ISO), integritas sumur adalah "Usaha menahan dan mencegah
keluarnya fluida, baik cair maupun gas, ke formasi di bawah tanah atau ke
permukaan tanah". Standar Norwegia (Norsok) yang pertama kali membuat
konsep, definisi dan petunjuk tentang integritas sumur, mendefinisikan
integritas sumur sebagai: "Penerapan solusi teknis, operasional dan
organisasi untuk mengurangi risiko keluarnya fluida formasi yang tidak
terkendali di seluruh siklus hidup sumur".

Integritas sumur merupakan pendekatan multidisiplin. Setiap institusi
dan personil dengan berbagai disiplin ilmu, seperti teknik pengeboran
sumur, teknik penyelesaian sumur, teknik reservoir, teknik produksi,
geologi, geokimia, dan geofisik, kesehatan, keselamatan, lingkungan,
akuntansi, hukum, dll. yang terlibat dalam integritas sumur, berinteraksi
intensif dalam mendefinisikan, mendesain, dan mengaplikasikan integritas
sumur. Semua pihak terlibat: Pemerintah (baik pusat maupun daerah),
perusahaan operator, perusahaan penyedia jasa, perguruan tinggi, dll.
dalam integritas sumur, baik migas maupun geotermal. Siklus hidup sumur
terdiri atas enam fase: desain dasar, desain, konstruksi, operasional,
intervensi, dan penutupan sumur.

Terminologi integritas sumur kemudian berkembang. Bukan lagi sekedar
mencegah atau mengurangi risiko kebocoran yang tidak terkendali sesuai
undang-undang, peraturan, atau standar. Pembuatan sumur yang tidak
efektif atau efisien, perawatan dan perbaikan sumur yang mahal, kehilangan
produksi, penghentian produksi, dan dampaknya terhadap keuntungan serta
reputasi, makin diprioritaskan pada era kebutuhan energi yang semakin
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besar dan harga migas yang fluktuatif, serta cadangan dan produksi migas
yang menipis. Berdasarkan statistik, umumnya biaya pembuatan,
perawatan, dan perbaikan sumur menyerap minimum 40 persen pada fase
eksplorasi dan eksploitasi wilayah kerja migas atau geotermal. Nilai sumur di
sebuah wilayah kerja sangat memengaruhi nilai keseluruhan wilayah kerja
tersebut.

ISO, Norsok, dll. adalah standar fungsional dan menetapkan persyaratan
minimum untuk peralatan maupun solusi yang akan digunakan dalam
sumur. Namun demikian, perusahaan yang mengoperasikan sumur bebas
untuk memilih, selama memenuhi persyaratan standar tersebut. Perusahaan
operator bertanggung jawab sepenuhnya. Institusi dan personel yang terlibat
dalam pengeboran, penyelesaian sumur, operasional penggunaan,
perawatan, perbaikan, dan penutupan sumur harus mampu
mengidentifikasi dan menerapkan solusi yang aman, ekonomis, dan
memenuhi persyaratan standar minimum. Setiap alat, barang, sumber daya
manusia, dan prosedur harus memenuh standar. Standar selalu mengalami
perbaikan dan improvisasi yang disesuaikan dengan pengetahuan,
pengalaman, dan teknologi yang selalu berkembang. Bisa saja ada
penyimpangan dari standar. Penyimpangan ini harus setara atau lebih baik
dari syarat yang ditetapkan standar.

Usia sumur akan bertambah dan membutuhkan perawatan serta
perbaikan. Potensi, mekanisme, dan biaya integritas sumur berubah secara
dinamis. Hal ini menimbulkan tantangan dalam memahami dan
memperkirakan serta memitigasi kegagalan integritas sumur dan
konsekuensinya. Proses pengelolaan integritas sumur harus dipahami
dengan benar, tepat, dan berkelanjutan.

Buku ini menceritakan beberapa kejadian pada berbagai fase sumur
migas dan geotermal di Indonesia. Sumur milik perusahaan operator, seperti
PT Pertamina dan PT Geo Dipa Energi, yang mendapat jasa pelayanan dari
perusahaan seperti PT Elnusa dan Lemigas, dan didukung oleh perguruan
tinggi seperti Institut Teknologi Bandung, dan tentu saja seizin Pemerintah
Pusat melalui Kementerian Energi dan Sumber Daya Mineral Republik
Indonesia, Direktorat Jenderal Energi Baru Terbarukan dan Konservasi
Energi, Direktorat Jenderal Minyak dan Gas Bumi, Satuan Kerja Khusus
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Pelaksana Kegiatan Usaha Hulu Minyak dan Gas Bumi, maupun pemerintah
daerah.

Tentu saja buku ini jauh dari sempurna. Dengan penuh kerendahan hati,
penulis memohon maaf sebesar-besarnya atas kekurangan, kesalahan, dan
ketidaksempurnaan. Segala masukan, saran perbaikan, dan kritik akan
selalu diterima dengan tangan terbuka.

Semoga buku ini bermanfaat bagi para pembaca.
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1. PENDAHULUAN

Pembengkakan biaya bisa terjadi selama konstruksi sumur karena masalah-
masalah pengeboran yang tidak terduga, seperti sirkulasi fluida pengeboran
yang hilang dan pipa pengeboran yang terjepit. Sering kali, praktik
pengeboran terbaik secara konvensional yang digunakan untuk mengatasi
masalah-masalah ini mempunyai rentang efektivitas yang sempit. Untuk
mengatasi hal ini, diperlukan pemahaman terintegrasi dalam melakukan
evaluasi kinerja pengeboran. Hasil evaluasi akan membantu mendeteksi
opsi-opsi baru, mengukur dan mengurangi Waktu Tidak Produktif, serta
menganalisis masalah-masalah utama secara komprehensif dan terstruktur.
Sebuah contoh kasus Waktu Tidak Produktif yang terjadi pada operasi
pengeboran di sumur eksplorasi pertama di sebuah wilayah kerja geotermal
Indonesia Timur akan ditunjukkan di bagian akhir bab ini.

Teknik pengeboran dibagi menjadi beberapa spesialisasi yang dijelaskan
pada Gambar 1.

Drilling-Engineering
Knowledge

]

| N [ I | —

Drill Formation-Pore Casing
Bits Pressure ?nd Design
Fracture R L

Directional
Drilling

Drilling
Fluids

Drilling

Cements Hydraulics

Gambar 1 Pengetahuan dasar teknik pengeboran (Bourgoyne, 1986)

Setiap bagian dari segmen teknik pengeboran saling terhubung dan
berdampak satu sama lain dalam alur desain dan operasi pengeboran.

Ada banyak faktor dan kejadian yang memengaruhi waktu dan biaya
untuk mengebor sumur. Faktor-faktor tersebut dapat diklasifikasikan
sebagai faktor yang dapat diamati atau tidak dapat diamati (Kaiser, 2007).
Faktor-faktor yang dapat diukur meliputi karakteristik fisik, geologi, dan
parameter pengeboran sumur, sedangkan karakteristik tidak langsung,
seperti pengalaman operator dan kualitas lubang bor, akan diwakili oleh
variabel proksi. Faktor-faktor seperti perencanaan dan pelaksanaan sumur,
komunikasi tim, kepemimpinan, dan keterampilan manajemen proyek juga
akan berdampak pada kinerja pengeboran, tetapi untuk mengumpulkan dan
mengidentifikasi pengaruh variabel-variabel ini sering kali berada di luar
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cakupan analisis. Tidak ada satu cara tunggal yang relevan untuk

mengidentifikasi semua variabel pengeboran sumur, tetapi banyak faktor
yang dapat diidentifikasi. Dalam praktiknya, perlu untuk mengidentifikasi
dan menetapkan variabel-variabel yang menggambarkan elemen utama dari

proses tersebut.

Project .
) Data Collection H
Development

Pore Pressure
Analysis

Hole Geometry Casing Setting Fracture Gradient ]
Selection Depth Selection Prediction

—

Mud Plan H Cement Plan ]»

Drillstring
Design

H Tubing Design H Casing Design }1

Rig Sizing and
Selection

Completion
Planning

—

Drill Time
Projections

Bit Program

Cost Estimation

Gambar 2 Alur desain dan operasi pengeboran (Adams, 1985)
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Gambar 3 Contoh deskripsi elemen-elemen pengeboran (Bourgoyne, 1986)
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1.1 Faktor-Faktor yang Memengaruhi Waktu dan Biaya

Faktor-faktor yang memengaruhi waktu dan biaya untuk mengebor sumur
adalah (Lagreca, 2008):

Karakteristik Sumur

Sumur bor adalah struktur tubular 3D yang dapat digambarkan secara
geometris dengan memperhatikan panjang, diameter, dan kelengkungan
lintasan lubang. Interval bor (DI) adalah selisih antara kedalaman total (TD)
dan kedalaman spud (SD), sedangkan interval vertikal (VI) didefinisikan
sebagai selisih antara kedalaman vertikal (VD) dan kedalaman spud.

Kompleksitas sumur

Sumur yang kompleks muncul dari beragam faktor, termasuk sifat formasi
geologi, kedalaman target, lintasan lubang sumur, pengalaman kontraktor,
dan teknologi yang diterapkan. Kompleksitas sumur tidak mudah untuk
diukur dan sering kali bersifat ambigu,karena praktik, pendapat, dan
pengalaman di antara kontraktor pengeboran sangat bervariasi.

Karakteristik lokasi

Karakteristik sumur utama meliputi lokasi geografis dan kondisi lingkungan.
Wilayah di mana sumur berada merupakan pertimbangan penting dalam
memperoleh izin sesuai peraturan pemerintah pusat dan daerah serta
penanganan logistik dan transportasi. Kapasitas dan kapabilitas layanan
dukungan infrastruktur, misalnya, dengan pengetahuan dan pengalaman
operator (yang diukur, misalnya, dengan jumlah sumur yang dibor di
wilayah tersebut dalam 5 tahun terakhir) juga akan berperan dalam
menentukan biaya pengeboran.

Preferensi operator

Operator tidak hanya memutuskan di mana akan mengebor, tetapi juga
bagaimana cara mengebor dan cara melaksanakan operasi pengeboran.
Pemilihan rig bergantung pada faktor teknis seperti jenis sumur yang dibor,
kriteria lingkungan, dan target lokasi dan kedalaman pengeboran. Pemilihan
peralatan harus adaptif terhadap risiko cuaca dan semua potensi yang bisa
membuat kegiatan tertunda.
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Karakteristik pengeboran

Berbagai jenis dan ukuran mata bor digunakan sesuai dengan kekerasan
formasi, rezim tekanan, dan rencana pengeboran.

Evaluasi formasi

Evaluasi formasi merupakan hal yang penting, karena pada tahap inilah
informasi tentang ada atau tidaknya cadangan dibuktikan. Waktu yang
dihabiskan untuk melakukan coring, logging, reaming, dan pengujian adalah
waktu yang sifatnya wajib dan tidak boleh diganggu-gugat. Tidak jarang
terjadi, waktu tambahan dalam fase evaluasi formasi dinilai bukan hal yang
positif bagi tim pengeboran sumur. Matriks kinerja pengeboran kadang
dilihat hanya berdasarkan dari waktu konstruksi sumur dan bukan dari nilai
dan kualitas sumur itu sendiri.

Secara historis, sudah menjadi praktik umum bagi perusahaan operator
di wilayah kerja untuk mengandalkan seluruh personel yang terlibat dalam
konstruksi sumur, yaitu insinyur pengeboran, pengawas operasial, kru di rig
floor, dll. untuk bekerja sama dengan penyedia barang, alat, dan jasa dalam
mencatat, mendokumentasikan, serta menyelidiki kegagalan terkait alat dan
lubang sumur (Hubbard, 2010). Umumnya, koordinasi kerja sama ini
berjalan baik dan efektif. Pada beberapa kasus investigasi peristiwa Waktu
Non-Produktif yang tinggi dan melibatkan alat dan operasi yang kompleks,
biasanya dibutuhkan waktu pelaksanan di lapangan lebih banyak
dibandingkan dengan kalkulasi waktu dalam perencanaan dan pengadaan
barang dan jasa. Tanpa pengawasan dan dukungan yang memadai dari pihak
operator, penyedia barang, alat, dan jasa kadang tidak fokus pada investigasi
kegagalan dan upaya mitigasi risiko. Ini merupakan hal yang mendasar.
Munculnya satu masalah kegagalan yang tidak teridentifikasi dan tidak
dimitigasi akan menyebabkan kegagalan tambahan berikutnya dan
berlanjutnya tingkat Waktu Tidak Produktif yang tinggi yang berujung pada
biaya yang membengkak. Oleh karena itu, penting bagi operator dan vendor
untuk memprioritaskan investigasi kegagalan dan rencana mitigasi risiko,
mendedikasikan sumber daya yang sesuai, membangun infrastruktur yang
sesuai dengan tujuan, dan memungkinkan hal ini semua menjadi bagian
integral dari proses desain dan pembuatan sumur dan alat/layanan. Hal ini
akan menguntungkan semua pihak. Melalui dukungan aktif dan keterlibatan
dalam investigasi kegagalan yang menurunkan Waktu Tidak Produktif,
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penyedia alat, barang, dan jasa dapat menunjukkan kemampuan dan
kompetensinya, tidak hanya berdasarkan harga alat, barang dan jasa, tetapi
juga harga tidak langsung yang terkait dengan NPT.

Teknologi

Dampak teknologi terhadap kinerja pengeboran sangat besar dan berbiaya
tinggi, tetapi akan selalu dipertimbangkan (Kaiser, 2007). Teknologi dapat
bersifat "memungkinkan" atau "meningkatkan" atau keduanya, dan biasanya
akan bergeser dari memungkinkan menjadi meningkatkan, seiring
berjalannya waktu. Teknologi baru memang mahal, namun jika teknologi
tersebut mengurangi waktu pengeboran atau meningkatkan efisiensi atau
keselamatan dan keamanan operasi dan diadopsi secara luas, biaya akan
berkurang, dan efisiensi kinerja akan meningkat dan terserap ke dalam
proses. Sejarah pengembangan teknologi pengeboran menunjukkan hal ini.
Namun, dampak teknologi tidak selalu mudah untuk dievaluasi secara
kualitatif maupun kuantitatif, bahkan dalam eksperimen lapangan yang
dikontrol dengan cermat.

1.2 Manajemen Terpadu Desain Pengeboran dan Operasional
Sumur

1.2.1 Metodologi Manajemen Terpadu Desain Pengeborandan
Operasional Sumur

Seiring dengan meningkatnya kebutuhan energi, pencarian dan
pengembangan sumber energi alternatif baru diupayakan. Salah satunya
adalah energi geotermal. Meskipun pengeboran energi geotermal sangat
mirip dengan pengeboran minyak dan gas, ada beberapa aspek yang unik.
Tantangan utama yang terkait dengan pengeboran geotermal sebagian besar
terkait dengan kekerasan batuan beku dan metamorf yang sedang dibor dan
temperatur formasi yang tinggi (Marbun et al., 2012). Selain itu, ada
tantangan lain yang dihadapi dalam operasi pengeboran termasuk hilangnya
sirkulasi total, tingkat penetrasi yang rendah, kerusakan komponen alat
pengeboran berarah dan motor lumpur, kerusakan struktur fluida
pengeboran pada temperatur tinggi, torsi drill string yang tinggi, hilangnya
bubur semen dan lain-lain (Zhang et al., 2012).
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Tujuan pengeboran sumur geotermal adalah untuk membuat lubang
secepat mungkin dengan adanya batasan teknologi, operasional, kualitas,
dan keselamatan, serta biaya yang terkait dengan proses tersebut. Tujuan
tersebut sering kali bertentangan dan bergantung pada faktor-faktor yang
saling terkait, dan bervariasi dalam hal waktu, lokasi, dan personel, serta
tunduk pada ketidakpastian intrinsik dan ketidakpastian lainnya.

Keberhasilan dalam membuat konstruksi sumur, yang mengandung
potensi menghadapi zona bermasalah, bergantung pada analisis akurat dari
data yang tersedia. Kadang, data dan pembelajaran dari hasil konstruksi
sumur sebelumnya diabaikan. Desain sumur berikutnya dibiarkan tidak
berubah dan sumur dibor dengan pola pikir yang sama dengan yang
digunakan pada upaya sebelumnya yang gagal, dengan mengharapkan hasil
yang berbeda (York, dkk., 2009). Pendekatan ini kadang dilakukan dalam
perencanaan dan operasional pengeboran.

Setelah sumur selesai dibor, evaluasi merupakan langkah penting untuk
memperbaiki operasi pengeboran berikutnya. Untuk mendapatkan
pembelajaran yang baik dan meningkatkan perencanaan operasi yang lebih
baik, dibutuhkan pengalaman dari operasi sebelumnya. Hal yang paling
penting adalah mengidentifikasi dan menganalisis masalah yang terjadi
selama proses pengeboran. Manajemen operasi pemboran yang baik harus
menerapkan perencanaan, eksekusi dan evaluasi yang baik secara terus
menerus untuk mencapai hasil optimum. Perbaikan terhadap desain dan
operasi pengeboran dilakukan dengan mempertimbangkan kondisi geologi
dan target produksi. Data perencanaan sumur dikumpulkan dan
dibandingkan dengan kondisi aktual. Ini bertujuan untuk menemukan
kesesuaian antara desain dengan kondisi sumur seperti litologi dan
temperatur formasi. Variabel yang dianalisis haruslah meliputi semua aspek:
pembersihan lubang, pemilihan pahat, desain casing, dll.. Analisis penyebab
masalah pengeboran, desain yang tepat untuk menghindari masalah, dan
rekomendasi operasi prosedural untuk kegiatan pengeboran berikutnya.
Penerapan hal ini bisa menghasilkan penghematan biaya operasi secara
optimum.

Subbab berikut menjelaskan metodologi baru yang lebih baik untuk
mengevaluasi sumur geotermal yang telah dibor untuk menghindari
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kegagalan yang sama dan biaya yang berlebihan untuk proyek pengeboran
berikutnya.

1.2.2 Perencanaan dan Evaluasiyang Baik dan Benar

1.2.2.1 Perencanaan yang baik

Perencanaan sumur merupakan aspek yang paling menuntut dalam teknik
pengeboran. Hal ini membutuhkan prinsip-prinsip teknik yang terintegrasi,
filosofi, kompetensi, serta kapabilitas perusahaan operator dan personilnya,
dan faktor pengalaman (Adams, 1985). Meskipun metode dan praktik
perencanaan sumur dapat bervariasi dalam industri pengeboran, hasil
akhirnya haruslah berupa lubang yang dibor dengan aman, berkualitas, dan
berbiaya minimum yang memenuhi persyaratan reservoir dan produksi
(Gambar 1).

1.2.2.2 Evaluasi kinerja pengeboran

Ada banyak faktor dan kejadian yang memengaruhi waktu dan biaya untuk
mengebor sumur. Faktor-faktor tersebut dapat diklasifikasikan sebagai
faktor yang dapat diamati atau tidak dapat diamati (Kaiser, 2007). Faktor-
faktor yang dapat diukur meliputi karakteristik fisik, geologi, dan parameter
pengeboran sumur, sedangkan karakteristik tidak langsung, seperti
pengalaman operator dan kualitas lubang bor, merupakan variabel proksi.
Beberapa faktor seperti perencanaan dan pelaksanaan sumur, komunikasi
tim, kepemimpinan, dan keterampilan manajemen proyek juga akan
berdampak pada kinerja pengeboran. Namun, untuk mengumpulkan dan
mengidentifikasi pengaruh variabel-variabel ini sering kali berada di luar
cakupan analisis. Tidak ada cara untuk mengidentifikasi semua karakteristik
pengeboran yang relevan, tetapi banyak faktor yang dapat diidentifikasi dan
dalam praktiknya perlu untuk mengidentifikasi hanya faktor-faktor yang
ditetapkan yang menggambarkan elemen utama dari proses tersebut.

1.2.3 Metodologi

Metodologi yang dikembangkan dan digunakan dalam bab ini adalah seperti
yang ditunjukkan oleh diagram alir pada Gambar 4.
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Gambar 4 Diagram alir evaluasi pengeboran geotermal.

PLANNING

Metodologi ini telah diterapkan di berbagai lapangan geotermal. Sebagai
contoh, pada tabel di bawah ditunjukkan potensi perbaikan yang bisa

dilakukan secara realistis dan terukur.
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Tabel 1 Contoh Evaluasi,Pembelajaran, dan Rekomendasi Dari Sebuah Sumur Geotermal

Evaluation Lessons Leamned Recommendations
Non Productive Analysis of NPT shows that well X-34 15 not well  Designing the well, particularly preparation
Time drilled with NPT above 10%. The amount of NPT 15 in time, equipment and procedures are

Casing Setting
Depth

Cazing Design

Bit Performance

Well Geometry

Hole Cleaning

Stuck Pipe

dominantly cawsed by stuck ppe  problem.
Equipment fatlure 15 also contnbuted mto NPT as
found mn every well.

Improper casing setting depth was found at well X-
34 design. Production casmg shoe was set shallower
than it should be. Thus, it would lead to mflux of
cooler formation flud into the wellbore and
decrease the production.

Analysis of casing design for production casing
considers temperature as it would reduce casing
yicld strength in axial and radial direction. This well
= not safe due to casing design calculation.
However, the evalustion only considers loads
expenenced by the casing dunng drilling operation,
complete evaluation should be calenlate production
load too.

Broken teeth were commonly found in dnlling using
435 and 517 1ADC  Codes. It indicates
mecompatibility between bit and formation dnlled.

Dogleg seventy more than 2°30 m is commonly
found i well X-34. High DLS would cause casing
wear and excessive stress to the casing

Hole cleaming problem = found in well X-34.
Actual flow rate below minmum flow rate by
calculation would cawse slow ROP, cutting settling
and stuck pipe problem.

All stuck pipe problems encountered in this well
were caused by inadequate hole cleaning,

critical issue. Dnlling tools and equipment
should be mamtaned routinely to prevent
sudden fmlure while dniling operation. Best
practices for stuck pipe problem should be
done when the incident occurred.

Integrative study of geology, geochemist
and reservoir should be conducted to have a
pressure-temperature profile for the X field,
in purpose of determming the point depth of
top of reservoir. Therefore, Philippine
Method should be used to determune the
casing point.

Higher grade and pounder of casing than L-
80 casing should be set for the next dnlling
operation to overcome  the temperature
problem. Using of anti-corrosion matenal
for casing 15 recommended due to H,3
encountered while drilling

Bits used for drilling in X field should be
able to dnlled very hard formation. 537 it
code should be good to be used to avoad
broken teeth problem and o get higher
ROP

To avoid high DLS, a good planming
trajectory should be performed. Also,
survey has to be conducted as often as well
to ensure there 15 no sudden change in
azimuth or inclination while dnlling.

Minimum flow rate to transport cutting
should be calculated. Calculation should
also consider high well inclination as found
m well X-34. Pumping hi-vis routinely 15
recommended to clean the hole

Stuck pipe can be avoided with proper
planning of well tjectory and hole
cleanmmg. If stuck pipe occurred, best
practices to free the stning should be done.

Tabel 2 Aspek-aspek prosedural dalam perencanaan

Sebelum Pengeboran Saat Pengeboran Setelah Pengeboran s o)
Pengeboran

Hal-hal ini harus  Hal-hal ini harus Hal ini harus dipertimbangkan Masalah-masalah
dipertimbangkan sebelum  dipertimbangkan saat setelah melakukan pengeboran ini harus

melakukan pengeboran di

lapangan geotermal. di lapangan geotermal. 1.
1. Pemenuhan 1. Prosedur
peralatan milling 2.
pengeboran sidetrack 3.
2. Sertifikasi kru 2. Persiapan spud-in 4,
dan peralatan 3. BHA 5.
3. Administrasi, 4, Sling utilization
perizinan, dan 5.  Pengeboran formasi 6.

melakukan pengeboran

di lapangan geotermal.

Sistem pelaporan
pengeboran

Sistem laporan harian
Rehabilitasi area area
Wellhead installation
Changing master
valve with packer
Valve installation

dipertimbangkan
dalam melakukan

pengeboran di

lapangan

geotermal.

1. Sirkulasi lumpur
yang hilang

2. Pengeboran
lumpur aerasi
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Sebelum Pengeboran

Saat Pengeboran Setelah Pengeboran

Masalah

Pengeboran
sosialisasi 6. Pemantauan 7. Waste management . Blind
4. Pemenuhan parameter 8. Pemasangan drilling
persyaratan pengeboran kepala sumur dengan air
pengeboran di 7.  Pull out-in 9. Changing . Pengukuran
area of master valve tingkat
5.  Transportasi drillstring with packer sirkulasi yang
6.  Peralatan dan 8.  Sirkulasi 10. Valve hilang
transportasi rig, 9.  Coring installation . Pengeboran
persiapan rig 10. Running casing Waste dengan
7.  Rigskid dan conductor management sirkulasi yang
8.  Orienta 11. Running hilang
Orientasi perforated liner sebagian
area 12. Running adaptor . H22S
pengeboran liner . Kick: uap gas-
9.  Program pengeboran  13. Pemasangan Tieback cairan
10. Teknologi pengeboran 14. Pac-N-Pic . Stuck pipa
11. Alat Pemadam Bridge Plug Stabilitas lubang
Kebakaran 15. Cementing sumur dan
12. Buletin K3LH conductor integritas sumur
casing and liner
16. Cementing
two stage
17. 17.BOP stack
18. Diverting and
evacuation
19. Logging
20. Running
caliper log
21. XMRIFWS
logging
22.  Survey
operation
(Gyro Survey)
23. Downhole
camera
Operation
Logging GR,

Resistivity, PTS

Tabel 3 Aspek pengeboran untuk evaluasi

Fase Pengeboran

Analisis Kegiatan Pengeboran

Conductor

Conductor

Rig moving/skidding

Spud in preparation

Drilling-Milling

Diverter

P/U DP - BHA - RIH - Change mud - DOC - FIT/LOT

Drilling

Hole conditioning

POOH

26"

Casing 20”

Cementing, WOC, POOH, Lay down stinger

Wellhead-BOP

P/U DP - BHA - RIH - Change mud - DOC - FIT/LOT

Drilling
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Fase Pengeboran Analisis Kegiatan Pengeboran
Coring operation
Hole conditioning
POOH
17 1/2" Logging operation
Casing13 3/8”
Cementing, WOC, POOH, Lay down stinger
Well Head - BOP
P/U DP - BHA - RIH - Change mud - DOC - FIT/LOT
Drilling
Coring operation
Hole conditioning
12 1/4" POOH
Logging operation
Liner 103/4”
Well Head — BOP
P/U DP - BHA - RIH - Change mud - DOC - FIT/LOT
Drilling
Coring operation
Hole conditioning
97/8" POOH
Logging operation
Liner 8 5/8”
Well Head — BOP
Persiapan
Penyelesaian Well clean-up
Christmas tree-wellhead

1.3 KASUS LAPANGAN

Gambar 5 menunjukkan studi kasus pengeboran sumur eksplorasi pertama
pada sebuah lapangan geotermal di Indonesia. Kejadian pipa terjepit
mendominasi Waktu Tidak Produktif. Pack off terjadi saat operasi
pengeboran, yang secara dominan disebabkan oleh program pembersihan
lubang yang tidak tepat, peralatan pengeboran, dan respons personil. Selain
itu, operasi fishing dilakukan sebagai upaya untuk mendapatkan kembali
bagian drillstring yang hilang di dalam lubang. Pipa yang tersangkut dan
operasi fishing untuk mendapatkan kembali rangkaian pengeboran
tersangkut merupakan penyebab utama Waktu Tidak Produktif.

Aspek teknik dianalisis seperti pembersihan lubang, kinerja peralatan,
kinerja proses pengeboran dan penyelesaian, masalah dan kejadian lain dari
kegiatan pengeboran, untuk membuat rencana yang lebih baik untuk sumur
berikutnya di masa mendatang.

Fokus utama pada kegiatan pengeboran adalah persiapan dan
perencanaan operasi pengeboran. Lokasi yang terpencil ditambah dengan
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persiapan dan komunikasi yang tidak tepat menimbulkan masalah akses

untuk mengangkut peralatan dan personil. Selain itu, estimasi yang tidak
tepat menyebabkan kurangnya sumber daya saat melakukan pengeboran,
sehingga menyebabkan hilangnya waktu. Masalah peralatan, terkait dengan
ketersediaan, kondisi dan kinerja menyebabkan hilangnya waktu saat

pengeboran dan penyelesaian sumur. Sebagian besar waktu yang hilang
dianalisis berdasarkan sistem perencanaan prosedur yang baku di industri.
Perencanaan dan persiapan yang tepat adalah elemen utama untuk
menyelesaikan masalah. Analisis kinerja dimasukkan ke dalam perencanaan

prosedur untuk operasi pengeboran sumur selanjutnya, sehingga risiko

terjadinya lost time dapat dikurangi.
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Gambar 5 Rencana dan waktu pengeboran aktual
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Merancang sumur, terutama persiapan waktu, peralatan dan prosedur
merupakan hal yang sangat penting. Pengeboran dan operasi penyelesaian
harus dilakukan dengan benar sesuai dengan rencana. Dengan perencanaan
yang tepat, eksekusi yang tepat, dan evaluasi pengeboran yang cermat, risiko
dan kesalahan operasi akan berkurang. Meminimalisasi risiko dan kesalahan
operasi akan mengurangi Waktu Tidak Produktif, sehingga mengurangi
biaya non produktif secara signifikan.

Completion, Logging and
Percentage of Time W6||9:'est
NPT Faulty eguipment
Coring and repairment
3% 7%

NPT Waiting of Spare-
parts and Material
9%

‘-
-

Gambar 7 Persentase perincian waktu

NPT Remedial Cementing
5%

NPT Mixing of new mud

1% NPT Seekof water
sources
6%  NPTMillingand

Cement Plug
4%

Accumulative of Time

Gambar 8 Grafik waktu produktif vs. Waktu tidak produktif
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2. IDENTIFIKASI MASALAH INTEGRITAS SUMUR

2.1 Identifikasi Penyebab Umum Kegagalan Integritas Sumur
Geotermal

Umur efektif sumur geotermal di Indonesia sekitar 20 tahun (Marbun dkk.,
2013). Masalah integritas menciptakan tantangan untuk mempertahankan
produksi sumur, terutama sumur-sumur tua. Masalah ini cenderung terjadi
pada sumur yang dirancang, dibuat, atau dioperasikan tidak sesuai dengan
standar baku. Akibatnya, integritas sumur terganggu atau bahkan gagal.
Komponen sumur yang paling banyak mengalami kegagalan dan sulit
diperbaiki adalah casing. Kegagalan casing banyak dialami lapangan
geotermal di Indonesia. Banyak sumur mengalami penurunan laju produksi,
akibat tersumbat scale, atau bahkan harus ditutup.

Mekanisme kegagalan casing yang umum terjadi pada sumur geotermal
meliputi burst, collapse, dan tension (Southon 2005). Kerusakan semen seperti
retak, micro-anulus, dan penyemenan yang buruk, serta korosi juga sering
terjadi dan dapat menyebabkan kebocoran sumur.

Temperatur geotermal yang tinggi memiliki dampak signifikan terhadap
kekuatan casing (Dench 1970; Capuano Jr. 2016). Ketika casing terpapar pada
lingkungan bertemperatur tinggi, yield strength akan menurun (Nicholson
1984). Selain itu, perubahan temperatur di dalam sumur dalam kondisi
dinamis (produksi dan injeksi) dan dalam kondisi statis (shut-in)
menyebabkan sumur mengalami perubahan tegangan kompresi akibat
beban termal, yang menyebabkan kelelahan casing (Nicholson 1984).

Untuk meningkatkan kapasitas produksi, operator geotermal
mempunyai dua opsi, yaitu pengeboran sumur baru atau mengaktifkan
kembali sumur produksi geotermal yang sudah tua, rusak, dan terbengkalai.
Berdasarkan studi eksplorasi dan pengeboran pengembangan geotermal di
Indonesia, pengeboran sumur baru membutuhkan biaya yang cukup besar
dengan berbagai asumsi seperti rasio keberhasilan, faktor teknis, faktor
ekonomi, perizinan administratif, dan peraturan (Wahjosoedibjo dan Hasan,
2018; Purwaningsih dkk., 2017). Sebaliknya, penelitian lain menunjukkan
bahwa mengaktifkan kembali sumur-sumur yang telah ditinggalkan, bisa
bermanfaat dan biayanya lebih murah dibandingkan dengan mengebor
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sumur baru jika perbaikan dan perawatan dilakukan dengan benar (Caulk
dan Tomac 2017; Reksland dkk. 2017; Nian dan Cheng 2018a, b; Capuano ]Jr.
2016). Namun, integritas sumur merupakan aspek penting yang harus
dievaluasi sebelum memulai kembali produksi dari sumur yang tua, rusak,
atau telah ditutup dan ditinggalkan. Selain itu, sumur yang ditinggalkan
kadang tidak memiliki akses karena tersumbat scale. Scale silika dan karbonat
merupakan hal yang umum ditemukan dalam sistem geotermal
(Thorhallsson 2006; McGee dan Smith 2016; Von Hirtz 2016).Berdasarkan
statistik data sumur di industri, intervensi sumur dan operasi kerja ulang
dengan pembersihan mekanis merupakan salah satu opsi realistis yang bisa
dipertimbangkan untuk mendapatkan akses ke dalam sumur dan untuk
menilai integritas sumur dari sumur yang ditinggalkan.

Perencanaan operasi sumur geotermal, baik pengeboran maupun
intervensi sumur dan kerja ulang, lebih menantang, terutama untuk sumur-
sumur tua yang telah ditutup selama bertahun-tahun. Selain lingkungan
geotermal yang ekstrem, studi yang dilakukan oleh Marbun dkk. (2013) di
lapangan geotermal di Indonesia menunjukkan bahwa kadang terjadi
pembengkakan biaya dan waktu yang tidak produktif, terutama karena
perencanaan dan manajemen yang tidak selalu tepat (Marbun dkk. 2015).
Intervensi sumur dan perencanaan kerja ulang menjadi lebih kompleks dan
sangat mahal ketika sumur tidak dipelihara dan dipantau dengan baik
sebelum berhenti berproduksi, sehingga menimbulkan kesulitan untuk
mengidentifikasi masalah sumur (Thorhallsson 2003). Tantangan lain yang
umum dihadapi adalah terbatasnya data yang valid.

Gambar di bawah ini menjelaskan metodologi dalam melakukan
penilaian awal untuk mengidentifikasi kegagalan casing pada sumur
geotermal yang telah lama ditinggalkan sebelum diaktifkan kembali sebagai
bagian dari intervensi sumur dan strategi perencanaan kerja ulang.
Metodologi terdiri dari penilaian integritas sumur terkini dan perhitungan
ulang konstruksi sumur aktual. Hasilnya akan digunakan untuk membuat
usulan intervensi sumur dan rencana kerja ulang yang memenuhi faktor
keteknikan dan keekonomian secara realistis dan terukur.

Metodologi ini membantu operator geotermal untuk memastikan
bagaimana kondisi aktual sumur dan kemudian memilih keputusan,
bagaimana cara untuk mengaktifkan sumur kembali. Rencana intervensi
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sumur dan kerja ulang dapat dirancang dengan baik sesuai dengan hasil
yang disajikan metode ini.

Historical Data

lmmlmd Sun'zmis) Identification of Wellbore Problem
and Well Int Issue

Limited well schematic data

Scaling: Casing Failure:
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or Workover Ri Unit Option:
s Workover Rig

Further workover
technical preparation

Gambar 9 Metodologi

2.2 Penentuan Kedalaman dan Desain Casing Sumur Produksi
Geotermal

Casing mempunyai dua variabel dasar: penentuan kedalaman casing dan
desain casing. Casing merupakan salah satu elemen pembatas sumur yang
memainkan peran penting untuk integritas sumur geotermal. Semua beban
internal dan eksternal yang dialami oleh casing sejak instalasi ke dalam
sumur hingga fase akhir sumur, yang disebut plug and abandonment (P&A),
harus dihitung dengan tepat. Selain itu, casing harus mampu menahan
lingkungan geotermal: temperatur tinggi, batuan dengan compressive strength

Bonar Tua Halomoan Marbun [17



besar, formasi rekah, fluida korosif, dan tekanan di bawah jenuh. Oleh
karena itu, spesifikasi casing harus ditentukan dengan tepat berdasarkan
pertimbangan teknis dan ekonomis untuk mencapai integritas dan
ketahanan sumur yang berkualitas tinggi mulai dari pengeboran dan
penyelesaian, produksi, pemeliharaan (intervensi sumur, dan kerja ulang),
konversi menjadi sumur injeksi atau sebaliknya, dan P&A. Kegagalan casing
harus dihindari (Standards New Zealand, 2015; Kaldal dkk., 2015).

Terdapat tiga metode pengaturan kedalaman casing yang berbeda
berdasarkan karakteristik sumur geotermal. Tiga metode tersebut adalah
metode Selandia Baru, Islandia, dan Filipina.

Metode Selandia Baru diterapkan dengan asumsi bahwa sumur terisi uap,
dan penentuan kedalaman minimum casing ditentukan berdasarkan kurva
kedalaman titik didih (BPD) dan tekanan lapisan tudung (Standards New
Zealand, 1991; Hossein-Pourazad, 2005). Metode lain - metode Iceland -
digunakan pada sumur yang mengalir dengan mengasumsikan aliran dua
fase di dasar sumur (Standards New Zealand, 1991; Hossein-Pourazad, 2005).
Penentuan kedalaman minimum casing ditentukan berdasarkan kurva BPD
dan tekanan fluida pengeboran. Kedua, metode Iceland mempertimbangkan
kondisi yang paling mungkin terjadi untuk tekanan dan temperatur downhole
sumur (Standards New Zealand, 1991; Hossein-Pourazad, 2005). Aliran dua
fase terjadi di dalam lubang. Kedalaman pengaturan minimum casing
ditentukan berdasarkan kurva BPD dan tekanan dari air murni.

Metode umum lainnya adalah metode Filipina. Metode ini digunakan
pada reservoir geotermal dengan karakteristik dominasi air. Casing shoe zona
produksi dipasang di bagian atas reservoir untuk mengisolasi reservoir dari
akuifer dingin karena dapat menyebabkan kesulitan dalam memulai aliran
fluida geotermal melalui sumur akibat penurunan tekanan yang cukup besar
(Sarmiento, 2007).

Untuk mencegah hal ini, casing shoe produksi ditetapkan pada
kedalaman dengan temperatur minimum 220 °C. Untuk mendesain
penentuan kedalaman casing, tekanan pori dan lapisan batuan tudung diplot
dalam grafik sebagai batas bawah dan atas. Selanjutnya, kedalaman dengan
temperatur 220 °C ditentukan berdasarkan survei temperatur dari sumur
sekitar atau simulasi temperatur dari sumur eksplorasi. Metode Filipina
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hanya mempertimbangkan temperatur reservoir 220 °C untuk pengaturan
kedalaman casing seperti yang dapat dilihat pada Gambar 10.

Casing setting depth - The Philippines’ method
—e—Pore Pressure —e—Overburden pressure

Pressure (MPa)
0 10 20 30 40

i \ Surface Casing Shoe @ 300 m

8 1.000
: Temp 220 deg C @ 1.187 m
i Production Casing Shoe
2 @ 1,187 m
=
a

1.500

2.000

Production Liner Shoe
@2.111m

Gambar 10 Contoh penerapan Metode Philipina (Marbun, 2013)

Dapat dilihat pada Gambar 10 bahwa surface casing dan production liner
ditetapkan dengan cara mengekstrapolasi garis ke atas dan ke bawah dari
kedalaman casing produksi.

Beberapa lapangan geotermal Indonesia menggunakan metode Filipina.
Namun, setelah studi secara komprehensif, disimpulkan bahwa metode ini
tidak cukup cukup untuk diterapkan karena hanya mempertimbangkan satu
parameter - suhu reservoir 220 °C, tetapi tanpa memperhitungkan faktor-
faktor lain seperti kondisi geologi, litologi, risiko dan bahaya, potensi korosi,
produksi, dan berbagai beban dalam setiap fase selama siklus hidup sumur.
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Oleh karena itu, Marbun dkk. melakukan penelitian penentuan
kedalaman dan desain casing yang lebih baik di lapangan geotermal di
Indonesia, yang saling bergantung satu sama lain dan dilakukan secara
iteratif berdasarkan pelajaran yang dipetik dari sejarah sumuran. Integritas
sumur dapat menjadi lebih baik dan waktu pakai sumur dapat bertambah.

2.3 Desain Sumur Injeksi Geotermal

Casing atau liner adalah salah satu komponen integritas sumur dalam sumur
injeksi geotermal. Gambar 10 menjelaskan berbagai beban dinamis bekerja
pada casing/liner, termasuk beban internal seperti kondisi lubang sumur
(misalnya, tingkat keparahan dogleg/DLS, sirkulasi yang hilang) dan beban
eksternal seperti litologi dan dampak dari sumur sekitar, baik sumur
produksi maupun sumur injeksi. Beban internal dan eksternal saling
memengaruhi dan harus dihitung secara tepat, iteratif, dan terus-menerus
untuk desain casing/liner selama masa pakai sumur. Gambar 12
menunjukkan skema penampang melintang dari lapisan injeksi bawah
sumur injeksi dari atas dan samping.

Air dingin diinjeksikan dari permukaan ke dalam reservoir
bertemperatur tinggi. Terjadi perpindahan air, gaya-gaya, dan tekanan
akibat proses injeksi melalui lower injection liner, reservoir, hingga ke liner
atau casing sumur produksi. Proses perpindahan panas terjadi antara air
yang diinjeksikan dingin dengan formasi panas di sepanjang lower injection
liner pada bagian reservoir dengan panjang, misalnya, 1301 m. Proses ini
berpengaruh terhadap beban yang ditanggung oleh liner. Ketika operasi
injeksi berhenti dan sumur ditutup sementara, temperatur sumur meningkat
dan mencapai kesetimbangan. Tekanan terinduksi termal dan menyebabkan
degradasi kekuatan liner injeksi bagian bawah hingga melebihi kekuatan
luluh material dan menyebabkan deformasi plastis. Proses pemanasan-
pendinginan dan perubahan temperatur yang tiba-tiba dan ekstrim pada
sumur injeksi dapat menyebabkan kegagalan liner injeksi bagian bawah,
termasuk pada bagian sambungan.

Selain beban akibat perubahan temperatur, faktor-faktor lain juga
memengaruhi beban, seperti perbedaan tekanan (Piw dan Py ), sifat korosif
air yang diinjeksikan (pH dan zat korosif), dan beban lapisan tudung. Hal ini
diperparah oleh dampak dari tingkat keparahan dogleg yang tinggi (DLS) dan
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masalah pengeboran (seperti lubang yang sempit) yang meningkatkan beban
yang dialami oleh lapisan injeksi bawah dan menurunkan kekuatan luluh.

Beban yang dialami oleh liner injeksi bawah dikonstruksi ulang dan
dihitung ulang, dan level kekuatan luluh liner dievaluasi. Beban maksimum
pada setiap operasi dipertimbangkan, tidak hanya saat pengeboran, tetapi
juga selama uji alir, uji injeksi, operasi injeksi, intervensi sumur, dan kerja
ulang. Khususnya, beban akibat perbedaan suhu antara air yang diinjeksikan
dingin dan reservoir bersuhu tinggi yang menyebabkan tekanan tinggi pada
liner harus disertakan dalam desain. Operasi injeksi berubah secara dinamis
dengan berbagai laju dan beban dinamis. Liner injeksi bawah harus
dirancang sesuai dengan rencana masa pakai sumur injeksi atau operasi di
dalam sumur harus dirancang agar tidak melebihi beban maksimum yang
dapat ditahan oleh liner.

Assumed Injection Assumed
adjacent well adjacent
production well HCE-5A production well Upper
formation
- \‘ - - — \‘ - - \‘ —»
\\\ \\\ \\\ Reservoir
Liner \ \ A
)\' \} Liner \\
Lower liner )\' )\'
f
Shear stress
on interface Tmax . shear stress. M
P T :s.ear'sress,. pa
+ve | 7 T ~ ve : direction
Counterclockwise +ve - ~
— 1< = -
~ - Maximum shear Distance
-ve N - -
T \ -

Gambar 11 Overburden changing due to injection operation

Secara teoretis, ada banyak panduan untuk perhitungan beban, seperti
Standar Selandia Baru (NZS 2403:2015). Sayangnya, pedoman ini sangat
umum dan tidak dapat langsung diterapkan dalam kasus-kasus di lapangan,
khususnya di Indonesia, sehingga diperlukan improvisasi yang benar dan
tepat pada penerapan Standar Selandia Baru.
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Gambar 12 Cross-section schematic of the lower injection liner

2.4 Improvisasi terhadap Standar Selandia Baru — Penerapan
pada Perforated Liner Sumur Geotermal

Integritas perforated liner sangat penting dalam sumur produksi geotermal
dan harus dirancang dengan baik sesuai dengan aplikasi di lapangan.
Standar geotermal yang tersedia, seperti Standar Selandia Baru,
NZS2403:2015, memberikan pembahasan umum, tetapi kurang terperinci
tentang pertimbangan desain sistem perforated liner geotermal. Tabel 4
menjelaskan isi dan keterbatasan dari Standar Selandia Baru serta
improvisasi yang dilakukan Marbun dan tim.

Subbab ini menjelaskan improvisasi untuk meningkatkan batasan
NZS2403:2015 dengan menghitung dan mengevaluasi beban dinamis
perforated liner selama empat fase: pengeboran lubang bor dan pemasangan
liner, pengujian aliran, produksi yang berdiri sendiri, dan produksi selama
operasi injeksi.

Analisis, perhitungan, dan evaluasi dari improvisasi ini dapat digunakan
untuk memprediksi dan memperkirakan kegagalan perforated liner
berlubang di sumur-sumur produksi geotermal. Studi ini bisa digunakan
sebagai dasar untuk desain liner berlubang pada sumur-sumur di masa
depan, dengan mempertimbangkan berbagai beban pada setiap fase operasi.
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Jenis, spesifikasi, dan pola desain perforated liner harus dicatat, dievaluasi,
dan dipersiapkan dengan baik untuk sumur berikutnya karena faktor-faktor
ini memengaruhi kekuatan dan kinerja liner secara signifikan.

Tabel 4 Analisis dan Improvisasi NZS2403:2015

No. Recommendations in NZS2403:2015 [14] Limitation of NZ$2403:2015 [14] Improvement based on best practices in this research
1. The expected subsurface conditions are assessed in - Subsurface conditions considered is too general since Different temperature and pressure profiles from the
well design process, including temperature and the anticipated maximum load varied according to the four different phases were considered in the liner

pressure profile, geological formation, lost drculation type of operations during the life cycle of the strength evaluation:
formation, and problem zones. geothermal well. (1) the borehole drilling and installation of the liner.

Al this stage, lost cireulation and drilling break
were already eonsidered,
(2) the flow testing,
(3) the stand-alone production, and
(4) the production during the injection operation of a
nearby well.
The geological formation, including the problems
zones, such as lost circulation and drilling break, were
identified and included in the perforated liner strength
evaluation [15].
2. Casing or liner performance is caleulated based on - Other crucial effects, dogleg severity (DLS) and drilling The effect of high temperature and specific effects
American Petroleum Institute [API) TR 5C3 [16] which break, during liner installation, are not defined in the from the downhole condition, DLS and drilling break,

considers effects including temperature, wear, and  consideration. were included in the perforated liner evaluation of the
potential damage during installation, installation phase.

3. Maximum anticipated internal (burst) and external  The maximum anticipated internal and external The maximum anticipated internal (burst) and
(collapse) pressure experienced by casing or liner are pressure are not defined in detail. external (collapse) pressure were identified in more
considered. detail in four different phases in this study [17-19].

The expected internal pressure from installation up to
the production operation was included in the liner
strength evaluation. The expected highest external
pressure from injection operation was also included in
the liner strength evaluation,

4. Casing and liner material are selected according to APL The yield strength of the perforated liner should not  The knowledge and experience of perforated liner

Spec 5CT [20] and API Spec 5L [21]. only be determined by APl Spec 5CT [20] and AP Spec design in steam-assisted gravity drainage (SAGD) well
5L[21]. A correction factor should be applied to the  were included in yield strength calculation and
yield strength of the perforated liner. evaluation since this type of well has more similarity
1o the geothermal well [22-24].
5. Exelusions of the following aspects: The excluded aspects are crucial in liner design and  The current reservoir condition and existing wells in
« Reservolr engineering and condition changes of the strength performance evaluation. the field, particularly the changes, were considered in
reservolr. well design and operation, including the drilling
« Equipment related to drilling and well operation equipment until the liner design and evaluation,
activities. Additionally, the location and distance of the actual
« The design, construction, and maintenance of any production and injection wells were also accounted
thrust frame. for. Based on this actual strength performance of the

liner, the well operations including injection operation
parameter are mandatory to be revised to
accominodate the yield strength reduction of the
petforated liner. All these processes were performed
iteratively to adjust the well design and operation
according to the current reservoir and wells condition
in the field.
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3. EVALUASI INTEGRITAS SUMUR

3.1 Sumurinjeksi CCS/CCUS

Indonesia adalah salah satu penghasil emisi gas rumah kaca terbesar di
dunia (Sari et al., 2007). Emisi CO, pada tahun 2015 diperkirakan mencapai
435,5 Mt dan diproyeksikan meningkat menjadi lebih dari 800 Mt pada tahun
2035 (Tharakan, 2015). Hal ini menarik perhatian pemerintah untuk
mengambil beberapa tindakan dalam mengurangi emisi CO, . Berdasarkan
Peraturan Presiden nomor 61 tahun 2011, pemerintah Indonesia
berkomitmen untuk mengurangi emisi CO, sebesar 40% pada tahun 2020
(Presiden Republik Indonesia, 2011). Penangkapan dan Penyimpanan
Karbondioksida (CCS) adalah solusi untuk memenuhi capaian tersebut.
Namun, Indonesia belum memiliki pengalaman dalam melaksanakan
proyek CCS. Melalui Kementerian Energi dan Sumber Daya Mineral,
pemerintah menunjuk tim proyek multi-disiplin yang terdiri atas badan
regulasi, perguruan tinggi, perusahaan migas nasional, perusahaan layanan
jasa, dan lembaga teknis serta institusi keuangan asing untuk
mengembangkan proyek percontohan CCS yang pertama di Indonesia.
Keberhasilan proyek ini akan memengaruhi masa depan CCS di Indonesia.

Berdasarkan studi pendahuluan yang dilakukan oleh tim bawah
permukaan, lapangan Gundih dipilih karena lapangan ini memiliki sumber
daya CO, dan memiliki sumur yang potensial untuk dikonversi menjadi
sumur injeksi CO, . Berdasarkan studi karakterisasi lapangan untuk aplikasi
CCS, aspek-aspek berikut diinvestigasi sebelum memilih lapangan ini:
kapasitas penyimpanan dan injektivitas, fasilitas yang ada untuk mendukung
injeksi CO- , lingkungan dan peraturan, pertimbangan sosial ekonomi dan
penggunaan lahan, serta risiko (Kaldi dkk., 2009; Grataloup dkk., 2009). Sejak
tahun 2013, lapangan Gundih telah memproduksi 60 MMSCF gas alam per
hari yang mengandung hingga 21% CO, . Proyek percontohan CCS Gundih
bertujuan untuk mengangkut sekitar 30 ton CO- per hari (0,57 MMSCFD) dari
pabrik gas ke lokasi injeksi dan penyimpanan yang diusulkan di lapangan
Gundih dalam waktu dua tahun (Asian Development Bank (ADB), 2015).
Sumur JPN-1 (Gbr. 13), yang dibor secara vertikal pada tahun 2007 adalah
sumur gas eksplorasi yang ditutup dan ditinggalkan pada tahun 2008, dipilih
sebagai kandidat untuk dikonversi menjadi sumur injektor CO,. Sumur ini
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ditinggalkan karena tidak ditemukan akumulasi gas yang signifikan pada
saat dilakukan uji produksi sumur. CO, direncanakan akan diinjeksikan di
formasi Ngrayong pada kedalaman 854-862 m dan reservoir akan dipantau
selama dan setelah operasi injeksi. Sumur ini dilengkapi dengan empat
interval casing, yaitu 20" conduktor, 13 3/8" surface casing, 9 5/8" production
casing, dan 7" liner. Semuanya mempunyai koneksi tipe American Petroleum
Institute Buttress Thread Connection (API BTC).

Proyek ini mengambil referensi dari aplikasi injeksi CO, pada proyek CCS
Tomakomai di Jepang (Tanaka et al., 2017). Proyek Tomakomai bertujuan
untuk menginjeksikan 250.000 ton CO, per tahun dalam waktu 4-5 tahun.
Sumur injeksi dirancang untuk menahan aliran CO, selama periode injeksi.
Baja tahan korosi CO, yang mengandung krom dan molibdenum dipilih
untuk pipa tubing injeksi, casing 9-5/8", dan liner berlubang 7", yang memiliki
kontak langsung dengan CO, yang diinjeksikan. Demikian pula, semen tahan
CO, dipilih untuk mengisolasi anulus antara lubang 12-1/4 " dan casing 9-5/8 "
untuk mencegah kebocoran CO; ke zona yang tidak diinginkan.

Proyek percontohan CCS Gundih dibagi menjadi dua tahap yang
berurutan: 1) evaluasi integritas Sumur JPN-1 dan 2) modifikasi sumur dan
injeksi CO,, jika tidak ditemukan masalah dengan integritas sumur. Proyek
percontohan ini menghadapi tantangan yang krusial. Salah satunya masalah
integritas sumur, karena sumur ini sebelumnya didesain sebagai sumur
eksplorasi konvensional. Berdasarkan evaluasi awal tim, casing dan semen
tidak mampu menahan injeksi CO, karena sifat korosif dari CO.. Selain itu,
kepala sumur juga didesain untuk sumur konvensional dan rentan terhadap
korosi. Setiap masalah, seperti misalnya kebocoran, dapat berdampak
negatif. Dampak lingkungan, biaya mitigasi yang besar dan reputasi buruk
akan ditanggung Perusahaan Operator dan Regulator (Bielicky et al., 2013),
dan berdampak pada kelangsungan proyek CCS di Indonesia. Oleh karena
itu, studi ini difokuskan pada evaluasi dan peningkatan integritas (fase 1)
sumur sebelum mengubahnya menjadi sumur injektor CO, (fase 2).

Ada dua opsi yang dipertimbangkan dalam menerapkan proyek CCS ini:
mengebor sumur baru atau mengonversi sumur migas konvensional yang
telah ditutup dan ditinggalkan. Tim memutuskan opsi kedua. Namun,
integritas sumur tersebut merupakan aspek penting yang harus dievaluasi
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sebelum mengonversinya menjadi sumur injeksi CO,. Hal ini terdiri atas
beberapa hal yang akan dijelaskan selanjutnya.

3.2 Prediksi Korosi dan Pemilihan Material Tubing yang Sesuai
Melalui Simulasi

20" Csg, K-55,94 ppf, BTC
@3%9m

@298m

TOL @763 m

95/8” Csg,K-55,40 ppf, BTC
@826m
CO; Injection

TargetZone =
@854-862m

- Sh.lt - |

Sandstone
BN Carbonate

7" Lor, N-80, 26 ppf, BTC
@1,517m

Gambar 13 Skema Sumur JPN-1 pada saat berstatus ditinggalkan tahun 2008

1. Evaluasi kebocoran: laju dan komposisi gas serta sumber kebocoran.
Evaluasi casing dan semen dalam sumur.

3. Evaluasi hasil penyemenan remedial dan kondisi tubular (casing 9 5/8"
dan liner 7").

4. Desain sumur injektor CO,.

Gambar 13 menunjukkan prosedur operasional evaluasi integritas sumur
(NTS, 2004). Sebelum melakukan operasi kerja ulang, dilakukan prosedur
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persiapan di mana kondisi permukaan dievaluasi. Karena kebocoran
ditemukan di permukaan, evaluasi menyeluruh dilakukan untuk
memperkirakan laju gas, komposisi, dan titik kebocoran. Setelah itu, operasi
kerja ulang dilakukan dan tiga sumbat semen dibor untuk mendapatkan
akses ke kedalaman 950 m. Operasi logging dilakukan dua kali, yaitu sebelum
dan sesudah operasi penyemenan squeeze, sehingga hasil operasi ini dapat
dibandingkan. Selain itu, pencatatan kebisingan deteksi kebocoran akustik
juga dilakukan untuk mendeteksi sumber kebocoran di dalam sumur.
Akhirnya, setelah akuisisi data dan evaluasi integritas sumur, sumur ditutup
sementara dan ditinggalkan.

Tabel 5 Pemodelan Kebocoran dan Integritas Sumur JPN-1

Input data for corrosion simulation in ECE® software.

ECE* software Input data Remarks
Conditiong
Temperature T. Wellhead 40°C 104°F CO, injection criteria
T. Bottom Hole 82°Cc 180°F Highest temperature histary in Well JPN-1
Pressure P. Wellhead 100 bar 1,450 psia €0z injection criteria
P. Bottomhale 235 bar 3,400 psia Highest pressure history in Well JEN-1
Gas compaosition COy 90.5 mol % C0; injection criteria
H8 0.00005 mol % C0- injection criteria
Orther Components NaCl 0g/L CO, injection criteria
Bicarbonate 0 ppm CO: injection criteria
Fluid
Gas Flowrate 0.57 MMSCFD €0, injection criteria
Water Flowrate 0.17 m*/day COq injection criteria
Tubing depth & well deviation angles
Angles o Vertical well
Tubing depth 950m TVD Depth of tubing installation
Evaluation of internal and external well integrity components in Well JEN-1. Gas bubble composition measured at surface wellhead.
Internal well integrity External well Integrity Gas Composition (% by volume)
Components  Available? ‘Compaonents Available? [} [iXi]
Ny 16.85
Tubing No ‘Cement Yes C0y 0.15
Casing Yes (0-5/8" and 77) Annular Fluids No HsS 0.0
Packers No Gas or fluid intrusion: CH, &274
Plugs Yes (cement & bridge plugs) - via micro annulus Paossible CHg 018
Perforations  Yes (at 614.5 - 617 .5m) - via cement channels Possible C:Hg 0.04
- through cement pores  Possible iCHyy 0.04
- fracture systems No

1
Bubble rate measurement at the surface of wellhead during visual investigaton.

Bubble Rate of bubbles {bubbles/min) Average bubbles ID (inch) Volume per bubbles (gas) (m*) Rate of bubbles {gas) {m*/min)
1 500 15 0.000029 0.015
2 2500 15 0.000029 0.072
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Gambar 14 Prosedur operasional evaluasi integritas sumur di Sumur JPN-1.
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Gambar 15 Titik kebocoran yang terdeteksi di kotak cellar dan kepala sumur permukaan.

Gambar 16 Kebocoran gas hidrokarbon terdeteksi di sekitar permukaan kepala sumur dengan
menggunakan kamera inframerah pendeteksi gas. Kebocoran gas diindikasikan oleh
spektrum merah dan kuning.
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Gambar 17 Hasil pengukuran LEL pada titik kebocoran (a) #4 dan (b) #5 di kepala sumur permukaan.

Tabel 6 Hasil pengukuran laju aliran kebocoran gas menggunakan Alat Hi Flow Sampler

The result of gas leak flow rate measurement using Hi Flow Sampler Apparatus showing higher value than maximum allowable leak flowrate (see Fig. 3).

No. Source of leak Leak flowrate Average leak flowrate Maximum allowable leak flowrate
—_— (mm®/sec) (mm®/sec)
(sef/min) (mm®/sec)

1 Leak Point #4 - Test #1 0.11 51,914 ca. 64,000 25,500

2 Leak Point #4 - Test #2 0.16 75,512

3 Leak Point #5 - Test #1 0.126 59,465 ca. 45,000 36,000

4 Leak Point #5 - Test #2 0.063 29,733

Tabel 7 Kalibrasi data CBL-VDL untuk selubung semen di luar casing 9-5/8" dan liner 7".

CBL-VDL data calibration for cement sheath outside 9-5/8” casing and 7” liner.

9-5/8" Casing 7" Liner

Casing Weight 40.0 Ibf Casing Weight 26.0 Ibf
Expected CBL Amplitude in Free Pipe Section (CBRA) 52 mV Expected CBL Amplitude in Free Pipe Section (CBRA) 62 mv
Minimum Sonic Amplitude (100% cement) 1.69523 mV Minimum Sonic Amplitude (100% cement) 1.41291 mV
Minimum Sonic Amplitude (80% cement) 3.36189 mV Minimum Sonic Amplitude (80% cement) 3.01002 mV
CBL Corrected Factor 25 CBL Correeted Factor 2.5

Depth of Before Calibration (BDEP) Not Recorded Depth of Before Calibration (BDEP) Not Recorded
CBL Adjustment Factor (CBAF: Before Calibration 1 CBL Adjustment Factor (CBAF: Before Calibration 1
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Gambar 18 Perbandingan CBL (akuisisi CBL lama vs CBL baru).
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Tabel 8 Hasil perhitungan kualitas ikatan semen pada jarak 300-950m.

Calculation result of cement bonding quality at 300-950m.

Free Pipe Amplitude Casing 9-5/8 in. 52 mV
100% Cemented Amplitude Casing 9-5/8 in. 1.7 mV
Free Pipe Amplitude Liner 7 in. 62 mV
100% Cemented Amplitude Liner 7 in. 1.4 mvV
Depth Average Attenuation Rate, A Bonding Bonding
Interval Amplitude (dB/ft) Index Quality
(m) (mV) A A (100%
Cemented)

300 - 350 8 5.42 9.90 0.55 Moderate
350 - 400 10 4.77 9.90 0.48 Moderate
400 - 450 8 5.42 9.90 0.55 Moderate
450 - 500 5 6.78 9.90 0.68 Good
500 - 550 5 6.78 9.90 0.68 Good
550 - 600 10 4.77 9.90 0.48 Moderate
600 - 650 7 5.81 9.90 0.59 Moderate
650 - 700 5 6.78 9.90 0.68 Good
700 - 750 2 9.43 9.90 0.95 Good
750 - 763 2 9.43 9.90 0.95 Good
763 - 800 32 1.91 10.98 0.17 Poor
800 - 850 31 2.01 10.98 0.18 Poor
850 - 900 30 2.10 10.98 0.19 Poor
900 - 950 30 2.10 10.98 0.19 Poor

| Depth |Amplitude from  Damage | Pipe Radius | Normalized Rac Pipe Radius No Pipe ] Thil Pipe Thi | Image of Damage |

N D O BT Y B o T =

0. 1600. e TP e I a1 0215 0iels | 03§35

ety bl Apog), [ Among AT AT

856 |

Gambar 19 Contoh log inspeksi casing pada kedalaman 840m - 860m.

Tabel 9 Rangkuman hasil log produksi

Run Data Quality - Spinner Observation  Temperature Observation Pressure Observation Capacitance Observation
o Good No flow Close to geothermal gradient. Cooling temperature anomaly identified at around 615m, in front of lower Hydrostatic pressure gradient. Well - Well is filled with liquid
Wonocolo formation may be due to the fluid intake. Besides, the temperature anomaly identified just below s stable
casing shoe around 305m may indicate an activity.
r Good No flow Close to geothermal gradient. No indication of temperature anomaly across 305m with respect to what was  Hydrostatic pressure gradient. Well - Well s filled with liquid
observed in the 1% run. Temperature deflection observed across 770 m was attributed to the completion change. s stable
Good Noflow Close to the geothermal gradient. Temperature profile 2s mostly warming over time than the 2! run Hydrostatic pressure gradient. Well - Well is filled with liquid
is stable
¢ Good No flow Close to geothermal gradient. Heating temperature was indicated across squeezed perforation intervals. Hydrostatic pressure gradient. Well - Wellis filled with liquid
(after squeeze) Temperature observed across several logging days was impacted by the time from circulation to logging. is stable
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Gambar 20 Fenomena kenaikan temperatur di bawah 800 m
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Gambar 21 Dynamic down log pada ketinggian 400-470 m (sebelum squeeze cementing).
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Radial Location 1"-10"

Gambar 20 Dynamic down log at 400-470 m (sesudah squeeze cementing)
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Gambar 21 Dynamic down log at 830-900 m (setelah squeeze cementing).
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Tabel 10 Perhitungan laju alir gas pada titik kebocoran.

Parameter Value Remark

Leak depth 881 m Temperature and noise logging
Temperature @ leak depth 330.05 K Geothermal gradient

Pressure @ leak depth 12224.4 kPa Hydrostatic pressure (well static)
Ppe 4640.17 kPa Methane critical pressure

Tpe 190.6 K Methane critical temperature

| 2.63 Calculated

Tpr 1.7 Calculated

Z factor 0.89 Fig. 13

Gas rate 1 @ surface 0.0145 m®/min Table 3

Gas rate 2 @ surface 0.1448 ma/min Table 3

Gas rate 1 @ leak depth 0.0015 m*®/min Calculated

Gas rate 2 @ leak depth 0.0076 m*/min Calculated

Tabel 11 Hasil setelah evaluasi integritas sumur dan operasi kerja ulang yang dilakukan di Sumur JPN-1.

Criteria plan Results
1 CBL amplitude maximum of 10 mV Squeeze cementing reduced the CBL amplitude and but did not succeed to achieve
maximum 10 mV
2 No micro-annulus and channeling, Analysis showed indication of the presence of micro-annulus, particularly cement
sheath behind 7" liner
3 Cement distributed evenly 360 degrees based on cement logging evaluation The logging showed the cement was evenly distributed in all squeeze zones
4 Casing thickness was not less than 90% initial casing thickness according to the Logging results and analysis showed the thickness reduction, increase casing
technical specification; no casing deformity; correct casing internal diameter as per internal diameter radius, and internal damage, particularly for 7* liner (up to 41%
specification internal damage)
5 Casing can hold pressure test according to the recommendation from cementing After squeeze cementing operation, pressure test was performed and the result
showed that the 9-5/8" casing and 7" liner can hold the pressure. However, after
running the production and noise logging tool, leakages were observed

Awalnya, tim berencana untuk mengebor bridge plug untuk mendapatkan
akses ke target kedalaman (TD) sumur di 1.517 m. Evaluasi integritas sumur
ditujukan untuk seluruh kedalaman sumur untuk memastikan sumber
kebocoran dan untuk memeriksa kondisi terakhir dari casing 9 5/8" dan liner
7". Namun karena keterbatasan kapasitas rig, kerja ulang hanya dilakukan
sampai kedalaman 950 m di upper bridge plug 1.

3.3 Prediksi Korosi dan Pemilihan Material Pipa

Korosi adalah salah satu masalah umum dalam integritas sumur terutama
dalam sumur injektor CO,. CO, akan bereaksi dengan baja dan air dan
membentuk asam karbonat. Korosi CO, menyebabkan kehilangan logam
yang signifikan dan efeknya meningkat secara signifikan dengan kenaikan
temperatur (Chambers et al., 2010). Korosi tegangan, yang dikombinasikan
dengan tekanan mekanis dan kondisi korosif, juga dapat terjadi pada sumur
CCS dan menyebabkan keretakan pada material pipa. Selain itu, erosi-korosi
yang diakibatkan oleh laju aliran CO, yang tinggi dapat menyebabkan
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kerusakan yang lebih cepat pada material dinding (IEAGHG, 2010). Dengan
demikian, korosi yang tidak diprediksi dalam sumur injektor CO. dapat
menyebabkan kegagalan casing dan/atau tubing yang parah dan dapat
memengaruhi proyek percontohan ini.

Sumur JPN-1 sebelumnya didesain untuk sumur konvensional tanpa
mempertimbangkan keberadaan CO,. Oleh karena itu, sebelum mengonversi
sumur, integritas dari penyelesaian yang ada terhadap korosi harus
dievaluasi, atau pemilihan material tubing yang tepat harus dilakukan jika
penyelesaian yang ada tidak dapat menahan injeksi CO..

Studi korosi dan pemilihan material tubing dilakukan pada awal proyek
untuk mengevaluasi penyelesaian Sumur JPN-1. Perangkat lunak Electronic
Corrosion Engineer® (ECE®) (Wood Group Intetech Ltd., 2019) digunakan
untuk memprediksi laju korosi dari dua skenario yang digunakan dalam
studi ini. Sebuah studi dilakukan dengan menggunakan perangkat lunak
yang sama untuk mendesain pipa di sumur gas produksi lepas pantai
(Marbun et al.,, 2015). Berdasarkan kriteria awal evaluasi keteknikan,
misalnya analisis nodal dan fluida, analisis korosi pada sumur injektor CO,
lebih rumit dibandingkan dengan sumur migas konvensional. Namun,
karena keterbatasan dalam proyek ini, metode serupa dilakukan dalam studi
ini. Studi korosi eksperimental lainnya pada sumur CCS dilakukan oleh
Gawel dkk. (2017) dimana analisis dilakukan pada bagian potongan casing
dan semen yang diambil dari sumur CCS yang telah ditinggalkan (Gawel
dkk., 2017). Studi ini memberikan wawasan tentang dampak nyata dari
korosi CO, pada material casing yang terbuat dari bahan 13Cr dan semen.
Informasi ini juga diperhitungkan dalam penelitian ini untuk memutuskan
apakah akan menggunakan material kromium atau material dengan CRA
yang lebih tinggi pada sumur CCS.

Skenario pertama mempertimbangkan pemasangan pipa baja karbon
yang baru dengan kandungan kromium 1,2%, sedangkan skenario kedua
mempertimbangkan penggunaan pemasangan pipa baru dengan berbagai
material CRA yang lebih tinggi. Menurut standar Norsok M-001 dan kriteria
yang ditetapkan dalam proyek ini, laju korosi yang diizinkan adalah 2
mmy/tahun (NTS, 2002).

Berdasarkan analisis awal, rencana kapasitas injeksi, dan American
Petroleum Association (API) Specification 5 CT, baik tubing 4.5" maupun 5"
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dapat dipasang pada liner 7" di Sumur JPN-1. Dalam studi ini, kedua ukuran
tubing tersebut dipilih dalam simulasi semua skenario. Berdasarkan hasil
simulasi, skenario 1 tidak memenuhi persyaratan proyek injeksi CO, selama
2 tahun karena waktu ketahanan korosi untuk pipa baja karbon dengan
kandungan kromium 1,2% adalah sekitar 1 tahun. Hal ini jelas
mengindikasikan bahwa diperlukan material dengan ketahanan korosi yang
lebih tinggi (CRA) untuk memenuhi persyaratan durasi injeksi. Skenario 2
menghasilkan waktu ketahanan korosi yang dapat diterima untuk
pemasangan pipa CRA baru dengan berbagai material CRA termasuk 22 Cr
Duplex, 25 Cr Duplex, Alloy 28, Alloy 825, Alloy 2550, dan Alloy C276.
Berdasarkan pilihan material CRA yang tersedia pada skenario 2,
disimpulkan bahwa pipa baru yang optimum untuk dipasang adalah 4,5" atau
5" dari material pipa 22 Cr Duplex. Material 15 Cr Duplex sebenarnya juga
memenuhi kriteria. Namun, karena kondisi integritas sumur saat ini di mana
keberadaan barrier sangat minim, tim mempertimbangkan material CRA
yang lebih tinggi, yaitu 22 Cr Duplex.

3.4 Investigasi Kebocoran Awal

Saat melakukan inspeksi visual di permukaan, beberapa kebocoran teramati.
Diduga gelembung-gelembung tersebut berasal dari kepala sumur. Masalah
ini diselidiki lebih lanjut karena kebocoran merupakan masalah krusial
dalam sumur injeksi CO, karena dapat menyebabkan masalah lingkungan
yang parah jika CO, yang diinjeksikan bocor ke permukaan atau sumber air
tanah (Zhang dan Bachu, 2010). Oleh karena itu, investigasi dan analisis
kebocoran awal dilakukan untuk mengkonfirmasi sumber kebocoran di
Sumur JPN-1 dan untuk merencanakan tindakan perbaikan sebelum
mengubah sumur tersebut menjadi sumur injeksi CO,. Secara umum,
kebocoran dapat disebabkan oleh beberapa hal, termasuk casing/lubang
anulus yang tidak disemen dengan baik, kegagalan casing, kegagalan
penutupan sumur, dan degradasi sumur karena usia (terutama untuk sumur
yang dikonversi). (Zhang dan Bachu, 2010; Bachu dan Watson, 2009). Gas
dapat mengalir melalui antarmuka antara material yang berbeda seperti
antarmuka casing-cement, antarmuka casing-plug atau packer, atau antarmuka
semen-formasi (Celia et al., 2007; Nygaard, 2010). Gas juga dapat bocor
melalui pori-pori semen atau rekahan semen. Selain itu, kegagalan casing
dan perforasi juga dapat menjadi jalur kebocoran. Salah satu atau beberapa
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kemungkinan kebocoran tersebut dapat terjadi pada Sumur JPN-1 karena
sumur ini telah ditangguhkan selama delapan tahun tanpa pemantauan yang
memadai.

Untuk menentukan metode investigasi kebocoran yang dapat digunakan
untuk Sumur JPN-1, komponen integritas sumur internal dan eksternal yang
ada diidentifikasi. Kemungkinan jalur kebocoran dari sumur internal dapat
melalui kegagalan casing, antarmuka casing, atau perforasi. Di sisi lain,
kemungkinan jalur kebocoran dari sumur eksternal dapat melalui
antarmuka formasi semen-batu, mikro-annulus, saluran semen, atau pori-
pori. Berdasarkan analisis awal ini, kerja ulang dan pekerjaan perbaikan
direncanakan.

Pengukuran gas di permukaan dilakukan untuk mengidentifikasi laju dan
komposisi gas. Pengukuran gas dilakukan dalam dua tahap: sebelum dan
sesudah drainase cellar.

3.4 Sebelum Drainase Cellar

Pengukuran gas sebelum drainase cellar bertujuan untuk memperkirakan
diameter rata-rata gelembung, laju gelembung, dan komposisi gas. Tabel 5
menunjukkan pengukuran laju gelembung di permukaan. Komposisi gas
diukur dengan menggunakan instrumen pengambilan sampel. Dua inverted
glass silinder yang dipasang dengan rubber floating ring diikat dan diletakkan
di atas air di bagian atas ventilasi gelembung. Dua ventilasi dengan katup
dipasang di bagian atas setiap gelas silinder. Salah satu ventilasi
dihubungkan ke alat pengukur gas dengan tabung karet. Tabel 5
menunjukkan komposisi gelembung gas di permukaan.

3.5 Setelah Drainase Cellar

Pengukuran gas setelah drainase cellar bertujuan untuk menyelidiki titik-titik
kebocoran gas di permukaan. Gbr. 15 menunjukkan delapan titik kebocoran
setelah drainase cellar yang ditunjukkan dengan angka merah. Ditemukan
bahwa di permukaan terdapat dua titik kebocoran dari spool kepala casing
(titik kebocoran #4 dan #5) dan enam titik kebocoran dari sekeliling kepala
sumur.
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Selanjutnya, kamera inframerah pendeteksi gas digunakan untuk
memvisualisasikan kebocoran gas yang tersebar di sekitar kepala sumur dan
kotak cellar. Kamera ini memvisualisasikan gas hidrokarbon dengan
spektrum warna yang cerah. Gbr. 16 menunjukkan contoh keberadaan gas
hidrokarbon di sekitar kepala sumur, yang ditunjukkan oleh spektrum
merah dan kuning.

Pengukuran gas kemudian dilakukan untuk mengukur konsentrasi batas
eksplosif bawah (LEL) dan laju aliran gas dari titik-titik kebocoran. Namun,
pengukuran hanya dapat dilakukan pada titik kebocoran #4 dan #5 dan tidak
dapat dilakukan pada titik-titik lainnya karena gas yang bocor segera
tersebar di udara pada titik-titik tersebut. Gbr. 17 menunjukkan hasil
pengukuran LEL. Gas yang bocor dari titik kebocoran #4 mencapai 100% LEL
dalam waktu 18 hingga 22 detik, yang berarti bahwa akumulasi metana telah
mencapai 8% LEL. Dapat disimpulkan, kondisi ini tidak aman untuk operasi
apa pun, terutama untuk injeksi CO,. Laju aliran kebocoran gas diukur
dengan menggunakan Hi-Flow Sampler Apparatus. Hal ini bertujuan untuk
menyelidiki laju kebocoran yang diperbolehkan menurut API 6D/ISO 5208,
yang diterapkan pada kepala sumur. API 6D/ISO 5208 menyarankan bahwa
laju kebocoran gas maksimum yang ditolerir untuk Rate D (katup dudukan
logam yang diaplikasikan pada kepala sumur) adalah 30 kali diameter
nominal (DN) dari titik kebocoran (American Petroleum Institute (API),
2008). Tabel 6 merangkum hasil pengukuran laju aliran. Titik kebocoran #4
memiliki DN 850 mm?® /detik, sedangkan titik kebocoran #5 memiliki DN
1.200 mm? /detik. Ini berarti bahwa laju kebocoran gas maksimum yang
diizinkan (30 x DN) adalah 25.500 mm? /detik untuk titik kebocoran #4 dan
36.000 mm?® /detik untuk titik kebocoran #5. Berdasarkan pengukuran laju
alir, laju alir kebocoran gas rata-rata pada titik kebocoran #4 dan #5 melebihi
laju alir kebocoran maksimum yang diizinkan. Dengan demikian, menurut
API 6D/ISO 5208, kepala sumur JPN-1 tidak layak untuk sumur injeksi CO,.

Setelah pengukuran gas di permukaan, investigasi lebih lanjut dilakukan
untuk memperkirakan secara kasar sumber dan kedalaman gas yang bocor
dengan menganalisis data log lumpur dari laporan pengeboran. Perkiraan
tersebut didasarkan pada prediksi PVT di permukaan dan di kedalaman
sumber untuk mendapatkan estimasi konsentrasi gas di kedalaman sumber.
Berdasarkan hasil kromatografi gas dari data log lumpur, gas diamati berada
pada kedalaman 110 - 1.518 m dengan konsentrasi sekitar 200.000 - 400.000
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ppm. Perkiraan ini digunakan sebagai indikasi bahwa intrusi gas yang
ditemukan di permukaan kemungkinan besar berasal dari formasi batuan
yang ditembus selama pengeboran.

3.6 Evaluasi Kualitas lkatan Semen

Operasi kerja ulang dilakukan untuk membuka dan mengebor sumbat
semen sehingga memberikan akses ke kedalaman 950 m, dan operasi
pemboran sumur dilakukan untuk memeriksa kondisi casing semen.
Berdasarkan data historis dan data terbaru yang diperoleh setelah operasi
logging (CBL-VDL), kualitas ikatan semen dievaluasi untuk menentukan
zona-zona yang akan digunakan untuk operasi penyemenan squeeze. Tingkat
atenuasi dihitung dengan menggunakan Eq. 1 dan selanjutnya, sedangkan
indeks ikatan dihitung dengan menggunakan Eq. 2 (Nelson, 1990). Data pada
Tabel 7 digunakan untuk kalibrasi dan investigasi CBL (CBL lama yang
diperoleh selama operasi pengeboran pada tahun 2007 yang ditunjukkan
pada Gambar 6 digunakan untuk menghitung indeks ikatan.

L2, E
1 9%Ef

A
BI (x) = )

A(100% disemen)

Tabel 8 menunjukkan hasil perhitungan indeks ikatan. Nilai indeks
ikatan yang lebih rendah dari 40% diklasifikasikan sebagai ikatan semen
yang buruk, sedangkan nilai yang lebih besar dari 60% dianggap sebagai
ikatan semen yang baik. Berdasarkan evaluasi indeks ikatan, dari
permukaan hingga kedalaman 763 m, semen mengisi annuli di luar casing 9-
5/8". Pada kedalaman ini, pembacaan amplitudo CBL lama berada di bawah
20 mV, yang diklasifikasikan sebagai kualitas ikatan sedang hingga baik
untuk selubung semen di luar casing 9-5/8". Dari 763 m hingga 950 m,
khususnya pada zona interest untuk injeksi CO, , kualitas ikatannya buruk.
Pada interval ini, pembacaan amplitudo CBL lama mencapai maksimum 32
mV.

Karena CBL lama diakuisisi pada tahun 2007, CBL baru diakuisisi kembali
untuk memeriksa kondisi semen terkini pada tahun 2017. Gbr. 18
menunjukkan CBL baru yang diakuisisi pada tahun 2017 sebelum
penyemenan squeeze. Di sisi lain, pembacaan LEL dari titik kebocoran #5
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tidak mencapai 100% LEL atau potensi pembakaran minimumnya setelah
pengukuran 10 menit; sebaliknya, LEL stabil pada akuisisi CBL baru,
pembacaan amplitudo secara umum lebih tinggi daripada CBL lama.
Terdapat perbedaan yang signifikan antara akuisisi CBL lama dan baru. Hal
ini disebabkan oleh perbedaan perusahaan jasa yang melakukan operasi
logging pada tahun 2007 dan 2017. Selain itu, hal ini mungkin menunjukkan
degradasi selubung semen di belakang casing selama bertahun-tahun
ditinggalkan. Berdasarkan evaluasi VDL, ditemukan adanya micro-annulus
di belakang liner 7" pada kedalaman 800-950 m. Diduga terdapat kebocoran
selubung dan semen akibat adanya micro-annulus pada kedalaman interval
ini. Berdasarkan analisis CBL-VDL, program penyemenan remedial
diperlukan untuk Sumur JPN-1 untuk meningkatkan kualitas ikatan semen.

3.6.1 Penyemenan Remedial

Berdasarkan evaluasi selubung semen, program penyemenan squeeze
dilakukan untuk memperbaiki ikatan semen, yang difokuskan pada interval
kedalaman di atas dan di bawah kedalaman target injeksi CO, (854-862 m).
Selain itu, meskipun ikatan semen yang baik di belakang casing 9-5/8", dua
zona squeeze juga direncanakan untuk memperbaiki ikatan semen di atas
perforasi yang ada pada 538-540 m dan 610-613 m (Tabel 12).

Tabel 12 Program penyemenan squeeze di Sumur JPN-1.

Squeeze cementing program in Well JPN-1.
Squeeze Zone Depth Interval Objective
Squeeze #1 538 - 540m Improve cement bonding above the uppermost perforation (614.5 - 617.5m)
Squeeze #2 610-613m Improve cement bonding above the uppermost perforation (614.5 - 617.5m)
Squeeze #3 842-845m Repair cement bonding above injection target depth (854 - 862m)
Squeeze #4 894 - 897 m Repair cement bonding below injection target depth (854 - 862m)

Alat logging dijalankan di Sumur JPN-1 untuk mengevaluasi kualitas
semen setelah operasi penyemenan squeeze. Alat ini merekam serangkaian
data log sonik termasuk amplitudo CBL, bentuk gelombang CBL, dan gambar
distribusi semen. Persyaratan minimum kualitas semen untuk tujuan injeksi
CO; yang ditetapkan oleh tim adalah: 1) amplitudo CBL maksimum 10 mV, 2)
tidak ada micro anulus dan channeling, dan 3) semen terdistribusi merata 360
derajat berdasarkan evaluasi log semen. Gbr. 21  hingga Gbr. 24
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menunjukkan perbandingan perbedaan amplitudo CBL sebelum dan
sesudah penyemenan squeeze.

Menurut interpretasi CBL yang ditunjukkan pada Gbr. 21, penyemenan
squeeze pada zona squeeze #1 mengurangi amplitudo hingga 20 mV. Kisaran
amplitudo pada interval kedalaman ini adalah sekitar 7-15 mV, yang
diklasifikasikan sebagai ikatan semen yang baik hingga cukup. Namun,
pengurangan amplitudo tidak signifikan pada zona squeeze #2 karena
amplitudo sejak awal sudah rendah. Kisaran amplitudo sekitar 5-20 mV, yang
diklasifikasikan sebagai ikatan semen yang baik hingga cukup baik. Pada
zona squeeze #3, log menunjukkan pengurangan amplitudo yang paling
signifikan hingga 40 mV di depan perforasi. Namun demikian, menunjukkan
pengurangan amplitudo yang paling signifikan hingga 40 mV di depan
perforasi. Namun demikian amplitudo menunjukkan semen yang cukup baik
hingga buruk, sekitar 10-30 mV. Pada zona squeeze #4, hasilnya
menunjukkan pengurangan amplitudo yang signifikan hingga 35 mV.
Meskipun terjadi pengurangan amplitudo yang signifikan, kisaran amplitudo
pada interval kedalaman ini sekitar 5-45 mV, yang diklasifikasikan sebagai
ikatan semen yang baik hingga buruk.

Berdasarkan analisis gambar semen, semen terdistribusi secara merata
di dalam anulus untuk semua zona squeeze. Namun, evaluasi selubung semen
lebih lanjut menunjukkan bahwa operasi penyemenan squeeze tidak berhasil
mengurangi amplitudo hingga maksimum 10 mV dan meningkatkan kualitas
ikatan semen sesuai dengan persyaratan sumur injeksi. Amplitudo tinggi
yang teramati di hampir semua zona squeeze mungkin mengindikasikan
adanya mikro anulus.

3.7 Evaluasi Tubular (Casing dan Liner)

Kerusakan casing dicek dengan menggunakan log ultrasonik. Data ultrasonik,
seperti waktu tempuh fluida dan waktu tempuh transit, dikonversi untuk
mengukur jari-jari internal dan dinding selubung yang tersisa, sedangkan
frekuensi resonansi dinding selubung dan kecepatan suara dalam baja
dikonversi untuk menghitung ketebalan selubung. Dengan menghitung jari-
jari internal dan ketebalan dinding, kerusakan casing dapat diperkirakan.
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Persyaratan minimum kualitas casing untuk tujuan injeksi CO, ditetapkan

oleh tim: 1) ketebalan casing tidak kurang dari 90% dari ketebalan casing

awal sesuai dengan spesifikasi teknis, 2) tidak ada cacat, 3) diameter internal
casing yang benar sesuai spesifikasi, dan 4) casing yang mampu menahan uji

tekanan sesuai dengan rekomendasi dari penyemenan.

Hasil analisis casing 9-5/8":

1.

Terdapat indikasi peningkatan radius selubung pada rentang kedalaman
278-304 m. Namun, radius minimum tersebut tidak menunjukkan adanya
kehilangan logam pada casing. Kerusakan yang teridentifikasi pada
kedalaman ini kemungkinan besar merupakan bekas goresan yang
disebabkan oleh pemasangan sumbat semen pada kedalaman 270-300 m.
Terdapat indikasi peningkatan radius casing dalam kisaran 612-642 m.
Namun, ketebalan minimum tersebut tidak menunjukkan adanya
kehilangan logam pada casing. Kerusakan yang teridentifikasi pada
kedalaman ini kemungkinan adalah bekas baret yang disebabkan oleh
pemasangan sumbat semen pada kedalaman 548-644 m dan perforasi
pada kedalaman 614,5-617,5 m.

Setelah operasi penyemenan squeeze, uji tekanan dilakukan dan hasilnya

menunjukkan bahwa casing mampu menahan tekanan.

Analisis hasil dari 7" Liner:

1.

Kerusakan internal teramati pada kedalaman 780-794 m. Namun,
berdasarkan ketebalan pipa, tidak ada kehilangan logam yang signifikan
pada casing. Kerusakan yang teramati pada interval kedalaman ini
kemungkinan disebabkan oleh pemasangan sumbat semen di sekitar
bagian atas liner.

Kerusakan internal teramati hingga 41% pada kedalaman 848-858,5 m
(kedalaman injeksi CO,), yang tidak memenuhi persyaratan minimum
untuk injeksi CO, (Gbr. 24). Gambar amplitudo, radius, dan ketebalan
menunjukkan kerusakan pola ulir.

Terdapat anomali radius besar pada 900-940 m di mana logging
menunjukkan 20% kerusakan internal casing.

Setelah operasi penyemenan squeeze, uji tekanan dilakukan dan hasilnya
menunjukkan bahwa liner mampu menahan tekanan.

Deteksi kebocoran menggunakan alat produksi dan pencatatan
kebisingan.
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3.7.1 Operasilogging

Berdasarkan investigasi kebocoran awal di Sumur JPN-1, investigasi lebih
lanjut dengan menggunakan alat logging dilakukan dengan menggunakan
alat logging produksi dan alat logging akustik deteksi kebocoran. Alat logging
produksi dijalankan untuk mendeteksi sumber kebocoran, lokasi kebocoran,
dan jalur aliran di dalam casing secara akurat, sedangkan alat logging
kebisingan deteksi kebocoran akustik dijalankan untuk mendeteksi lokasi
kebocoran dan jalur aliran di belakang casing.

Alat pencatatan produksi yang dijalankan di Sumur JPN-1 terdiri atas alat
full-bore and inline spinner, capacitance temperature flow, quartz pressure dan
collar locator, serta gamma ray. Alat tersebut dilengkapi dengan dua
centralizer dan sebuah batang pemberat. Pencatatan produksi dilakukan tiga
kali sebelum dan satu kali setelah operasi penyemenan squeeze.

Alat pencatat kebisingan terdiri atas penerima akustik yang dilengkapi
dengan alat full-bore and inline spinner, capacitance temperature flow, quartz
pressure, dan collar locator, serta gamma ray. Pencatatan kebisingan dilakukan
satu kali sebelum dan satu kali setelah penyemenan squeeze. Pencatatan
kebisingan sebelum penyemenan squeeze direkam dengan empat lintasan
dinamis dan lima belas lintasan stasiun, sementara setelah penyemenan
squeeze, pencatatan kebisingan direkam dengan empat lintasan dinamis dan
dua belas lintasan stasiun. Baik lintasan dinamis maupun lintasan stasiun
diproses untuk mengetahui aktivitas akustik yang terkait dengan kebocoran.
Analisis lokasi radial juga dilakukan pada zona yang diinvestigasi untuk
mendapatkan gambaran yang lebih baik tentang sumber kebisingan.

3.7.2 Hasil dan Analisis Logging

Tabel 9 menunjukkan ringkasan pencatatan produksi dan interpretasi dari
pencatatan tekanan, spinner, dan temperatur. Hasilnya menunjukkan bahwa
anomali hanya terdeteksi oleh pencatatan temperatur. Pencatatan spinner
tidak mencatat indikasi aliran anomali. Hal ini mengindikasikan bahwa laju
aliran kebocoran kemungkinan besar berada di bawah ambang batas spinner,
yaitu 15,9 m?® /hari atau 0,011 m® /menit. Demikian juga, pencatatan tekanan
menunjukkan bahwa gradien tekanan di dalam sumur adalah 10,32 ppg dan
tidak terdeteksi adanya pressure build-up.
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Pencatatan temperatur dari semua run mencatat beberapa perubahan
temperatur, yang dibelokkan dari gradien geotermal (Gbr. 8). Grafik tersebut
menunjukkan fenomena pemanasan dan penurunan densitas fluida di
sekitar 881 m, yang mengindikasikan adanya aktivitas pergerakan.
Interpretasi ini mendukung hasil yang diperoleh dari alat pencatat
kebisingan bahwa kedalaman kebocoran sekitar 881 m. Aktivitas pergerakan
lain juga diamati pada sekitar 440 m, meskipun perubahan temperatur lebih
kecil daripada perubahan temperatur yang terdeteksi pada kedalaman 881
m.

3.7.2.1 Sebelum penyemenan squeeze

Empat lintasan dinamis dilakukan selama operasi pencatatan kebisingan:
satu lintasan log ke bawah dengan anulus tertutup dan tiga Untuk
mensimulasikan kemungkinan kebocoran, logging dijalankan dengan
kecepatan 20 fpm dengan anulus terbuka dari 935,8 m ke permukaan.
Gambar 9 dan Gambar 10 menunjukkan hasil pengolahan untuk logging ke
bawah pada zona kebocoran potensial di mana terdapat anomali temperatur
yang terekam pada sekitar 440 m dan 881 m. Beberapa aktivitas akustik
teramati pada spektrum frekuensi antara 10 hingga 50 kHz. Namun,
kebocoran pada 440 m dan 881 m sangat kecil sehingga tidak memungkinkan
untuk menentukan jarak radialnya. Selain itu, diamati bahwa tidak ada
komunikasi antara selubung ke annular A, annular A ke annular B, dan
annular B ke selubung luar.

3.7.2.2 Setelah penyemenan squeeze

Empat lintasan dinamis dilakukan: dua lintasan log turun dan dua log naik
dengan anulus terbuka. Logging dilakukan dengan kecepatan yang sama
seperti yang dilakukan sebelum operasi penyemenan squeeze untuk
menganalisis zona kebocoran dengan lebih baik. Gambar 11 dan Gambar 12
menunjukkan hasil pengolahan untuk down log pada zona kebocoran
potensial di mana terdapat anomali temperatur yang teramati di sekitar 440
m dan 881 m. Terlihat bahwa aktivitas akustik menurun setelah penyemenan
squeeze. Namun demikian, kebocoran pada kedalaman tersebut masih diduga
terjadi karena adanya anomali akustik. Seperti yang diamati sebelum
penyemenan squeeze, kebocoran pada kedalaman ini juga terlihat kecil.
Demikian juga, diamati pula bahwa tidak ada komunikasi antara casing
dengan anulus A, anulus A dengan anulus B, dan anulus B dengan casing luar
(Gbr. 13).
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3.7.3 Estimasilajualiran kebocoran gas

Berdasarkan evaluasi pencatatan temperatur dan kebisingan, kedalaman
kebocoran diperkirakan mencapai 881 m. Bagian berikut ini membahas
estimasi laju kebocoran gas pada kedalaman 881 m dengan menggunakan
persamaan hukum gas nyata:

PV =ZRT

di mana P adalah tekanan (Pa), V adalah volume gas (m® ), z adalah faktor
kompresibilitas gas, T adalah temperatur gas (K), dan R adalah konstanta gas
universal (8,31441 kPa m® /kmol K). Faktor kompresibilitas gas ditentukan
dengan menggunakan faktor kompresibilitas gas alam Standing dan Katz
(Gbr. 25). Tekanan dan temperatur pseudoreduksi dihitung dengan
menggunakan Persamaan 4 dan 5 (Standing dan Katz, 1941; Bellarby, 2009):

o P
PT = bpe
Tor — T
pr_Tpc

di mana P, adalah tekanan pseudoreduksi (tidak berdimensi), T, adalah
temperatur pseudoreduksi (tidak berdimensi), P,. adalah tekanan
pseudokritis (Pa), T, adalah temperatur pseudokritis (K), P adalah tekanan
gas (Pa), dan T adalah temperatur gas (K). Dengan mengasumsikan bahwa
gas yang bocor adalah 100% metana untuk menyederhanakan perhitungan,
laju aliran gas pada kedalaman kebocoran adalah dihitung dan hasilnya
dirangkum dalam Tabel 10.

Berdasarkan analisis ini, estimasi laju gas pada titik kebocoran adalah
0,0015 m® /menit dan 0,0076 m® /menit kebocoran yang terjadi pada
kedalaman ini tidak terdeteksi oleh alat pencatat produksi dan kebisingan.
Oleh karena itu, sangat penting untuk menjalankan alat pencatatan lain
untuk mendeteksi kebocoran yang dicurigai secara akurat.

Secara umum, hasil setelah dilakukan evaluasi integritas sumur dan
operasi kerja ulang menunjukkan bahwa integritas Sumur JPN-1 dapat
ditingkatkan (Tabel 11). Namun demikian, berdasarkan persyaratan injeksi
CO;, penyelesaian yang ada (casing 9 5/8" dan liner 7") tidak dapat memenubhi
persyaratan kualifikasi integritas sumur untuk injeksi CO, . Oleh karena itu,
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penyelesaian ulang dianggap tidak dapat membuktikan integritas sumur
JPN-1 dan pipa CRA baru harus dipasang untuk memberikan penghalang
yang memadai dalam injeksi CO,. Selain itu, sambungan API normal
dianggap tidak cocok untuk sumur CCS karena sulitnya menutup sumur.
Sambungan premium dipertimbangkan untuk digunakan dalam program
recompletion (pemasangan pipa CRA baru). Selain itu, penggunaan semen
penuh atau kombinasi semen dan fluida komplemen pada annulus tubing-
casing juga dipertimbangkan dalam desain recompletion. Aspek-aspek ini
akan dibahas secara menyeluruh dalam studi selanjutnya.

Semen portland digunakan untuk penyemenan di Sumur JPN-1. Semen
portland secara termodinamika tidak stabil di lingkungan dengan
kandungan CO, yang tinggi dan dapat terdegradasi dengan cepat dengan
adanya CO, dan air (Gaurina-Medimurec dan Pasié, 2011; Barlet-Goue "dard
dkk., 2008; Carey dkk., 2009; Zhang dan Bachu, 2010; Nygaard, 2010). Ketika
CO; dan air menembus matriks semen, asam karbonat (H,COs) terbentuk dan
bereaksi dengan kalsium hidroksida bebas dan gel kalsium silikat-hidrat.
Reaksi karbonasi ini melarutkan dan melemahkan semen, sehingga rentan
terhadap kebocoran. Laju degradasi semen tergantung pada temperatur,
jenis semen, komposisi semen, rasio air/semen, kadar air, tekanan parsial
CO,, dan porositas/permeabilitas (Moroni dkk., 2009). Berdasarkan
percobaan yang dilakukan oleh Moroni dkk. (2009), adanya aliran CO;
selama 3 bulan secara signifikan menurunkan kuat tekan selubung semen
portland dan meningkatkan permeabilitas dan porositas, yang menyebabkan
hilangnya isolasi zona.

Namun, penelitian terbaru lainnya menunjukkan bahwa CO. terlarut
pada konsentrasi tertentu dapat meningkatkan kekuatan mekanik semen
Portland (Omosebi dkk., 2017; Nakano dkk., 2017; Cao dkk., 2015). Proses
karbonasi pada hidrasi semen dapat menghasilkan peningkatan kekuatan
semen. Fenomena self-healing semen ini juga dapat mengurangi
permeabilitas semen akibat pengendapan CaCO; pada proses karbonasi. Hal
ini sangat penting untuk sumur injeksi CO,, karena semen harus dirancang
untuk mempertahankan permeabilitas yang rendah di bawah paparan CO.
yang lama, termasuk kontak semen dengan CO, superkritis dan air garam
pada tekanan dan temperatur yang meningkat (termasuk masalah siklus
termal) dan penurunan pH (Gaurina, Medimurec dan Pasié, 2011; Roy dkk.,
2018; Bjorge dkk., 2019). Oleh karena itu, perlu untuk menyelidiki pengaruh
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CO, pada semen Portland untuk sumur injeksi CO,; namun, untuk Sumur
JPN-1, semen tahan CO, dipertimbangkan untuk digunakan dalam
penyelesaian ulang.

Operasi kerja ulang dan logging dilakukan untuk mengonfirmasi lokasi
kebocoran, mengevaluasi, dan meningkatkan integritas Sumur JPN-1 melalui
penyemenan ulang. Namun, analisis evaluasi semen setelah penyemenan
remedial menunjukkan bahwa penyemenan remedial tidak berhasil
mengurangi amplitudo hingga maksimum 10 mV dan meningkatkan ikatan
semen sesuai dengan persyaratan sumur injeksi CO, (khususnya di zona
injeksi). Selain itu, pada logging masih terlihat adanya micro-annulus dan
hasil evaluasi casing menunjukkan adanya kerusakan internal casing hingga
41% pada Sumur JPN-1 (di zona injeksi).

Aliran anomali hanya dapat dideteksi dengan log temperatur, karena
spinner dan logging tekanan tidak mencatat tanda aliran. Log temperatur
menunjukkan defleksi yang jelas dari geotermal yang mengindikasikan
adanya fenomena pemanasan pada kedalaman 881 m. Anomali temperatur
lainnya juga terdeteksi pada sekitar 440 m, tetapi lebih kecil dari yang
terletak di 881 m. Analisis pencatatan kebisingan mengkonfirmasi analisis
pencatatan produksi mengenai zona kebocoran. Kehadiran sinyal akustik,
spektrum dan amplitudo, serta perubahan gradien temperatur yang tiba-tiba
di depan collar casing di kedalaman 881 m tampaknya merupakan indikasi
yang jelas adanya kebocoran. Kebocoran pada 881 m sangat kecil sehingga
beamforming akustik tidak memungkinkan untuk menentukan jarak radial.
Hasil dari logging produksi dan kebisingan di sumur JPN-1 menunjukkan
bahwa sumur tersebut belum layak untuk dikonversi menjadi sumur injektor
CO, karena adanya kebocoran, dan tindakan perbaikan lebih lanjut
diperlukan untuk mengatasi masalah kebocoran.

Berdasarkan prediksi korosi dan pemilihan material tubing, CRA
diperlukan untuk memenuhi persyaratan injeksi CO, dan laju korosi
minimum. Tubing 22 Cr Duplex dengan ukuran 4.5" atau 5" dianggap sebagai
pilihan optimal untuk program penyelesaian ulang di masa depan.
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4. PEMBELAJARAN DARI PERENCANAAN KONVERSI
SUMUR

Salah satu bagian penting dalam proyek penangkapan dan penyimpanan
karbon (CCS) / carbon capture and storage (CCS)/carbon capture, utilization, and
storage (CCUS) adalah sumur untuk menginjeksikan karbon dioksida (CO,)
dari permukaan ke dalam formasi di bawah permukaan. Sumur tersebut
dapat berupa sumur baru yang dibor atau sumur migas yang sudah ada dan
kemudian dikonversi menjadi sumur injeksi CO,. Studi ini membahas opsi
yang terakhir, khususnya Sumur Jepon-1 (JPN-1), sebuah sumur minyak dan
gas yang telah ditinggalkan yang terletak di Lapangan Gundih, Indonesia.
Sumur ini direncanakan untuk dikonversi menjadi sumur injeksi CO, melalui
operasi kerja ulang.

Menurut ISO 27914 dan ISO/FDIS 27916, baik untuk sumur baru maupun
sumur konversi dari sumur minyak dan gas yang sudah ada, desain dan
konstruksi sumur injeksi harus menjamin keamanan dan kemampuannya
untuk menampung CO yang tersimpan untuk jangka panjang. Komponen-
komponen seperti tubular, semen, elastomer, dan peralatan permukaan dan
downhole dari sumur injeksi harus diuji dan kinerjanya harus dijaga agar
dapat berfungsi dengan baik dan memiliki kemampuan untuk menahan
beban operasional dan lingkungan selama siklus hidup proyek CCUS/CCS.
Selain kualitas penyimpanan geologi dan CO yang diinjeksikan, parameter
desain spesifik dan dasar konstruksi untuk sumur injeksi CO, sangat
memengaruhi keberhasilan CCUS.

Sumur CCUS yang dikonversi dari sumur migas memiliki risiko
kebocoran yang lebih tinggi dibandingkan sumur CCUS baru. Risiko
kebocoran CO, dari sumur CCUS dan bawah permukaan tempat
penyimpanan harus dinilai dengan baik sebelum pelaksanaan injeksi CO,.
Kebocoran dapat terjadi di mana saja mulai dari bawah permukaan tempat
penyimpanan, melalui lapisan formasi permeabel, sepanjang lubang sumur
yang ada, melalui elemen penghalang lubang sumur (WBE) yang gagal atau
komponen integritas sumur, melalui lapisan formasi permeabel yang lebih
dangkal, hingga ke fasilitas permukaan atau kebocoran di permukaan.
Menurut Watson dan Bachu (2009), kebocoran permukaan dan migrasi gas
dapat dikorelasikan dengan faktor ekonomi, teknologi, lokasi geografis, dan
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peraturan yang berlaku. Penelitian tersebut juga menunjukkan adanya
indikasi korelasi antara kebocoran permukaan dan migrasi gas dengan
bagian atas low-annular-semen, korosi eksternal, dan kegagalan casing/liner
pada lubang sumur dengan mempertimbangkan faktor-faktor, seperti
kemiringan lubang sumur, kedalaman casing permukaan, dan jumlah
lubang sumur pada area tersebut. Studi ini juga dapat digunakan sebagai
referensi untuk desain sumur CCUS, konversi sumur, dan evaluasi integritas
sumur.

Tingkat bahaya dan bencana dari kebocoran CO, akan bergantung pada
tingkat kebocoran dan lokasi, sehingga setiap jalur kebocoran yang potensial
harus diidentifikasi dan dinilai. Kebocoran biasanya dalam bentuk geometri
tertentu seperti bukaan, diameter, dan luas penampang. Untuk
mengevaluasi risiko dan tingkat potensi kebocoran, dibuatlah model fisik
dari kebocoran berdasarkan sifat spesifik fluida dan fenomena transportasi.
Analisis dan evaluasi awal menggunakan basis data sumur CCUS yang
sebelumnya sudah ada di dunia karena adanya beberapa kemiripan
antarsumur, seperti konstruksi dan desain sumur, operasi injeksi,
pemantauan pascasumur, dan lokasi. Dalam hal tidak adanya data sumur
CCUS, database sumur minyak dan gas lainnya yang sudah ada, termasuk
konstruksi sumur, operasi produksi, intervensi sumur, dan plug and
abandonment juga dapat digunakan sebagai referensi.

Selama siklus CCUS berlangsung, integritas sumur wajib dan harus
mampu dipastikan. Jaminan integritas sumur mencakup aspek-aspek
berikut:

1. Mencegah CO; dan kebocoran cairan lainnya ke permukaan,

2. Mengisolasi CO, atau pergerakan fluida lainnya di antara berbagai
lapisan formasi untuk mencegah kontaminasi,

3. Mencegah kerusakan tekanan pada formasi, terutama formasi yang
lemah, dan

4. Mencegah kontaminasi pada formasi pembawa air atau formasi kritis
yang ada.

Pembentukan peraturan, standar, dan pedoman khusus, peningkatan
desain dan konstruksi sumur, serta peningkatan pengetahuan dan keahlian
integritas sumur CCUS harus diprioritaskan untuk mencegah kegagalan yang
tidak diinginkan.
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Namun, tidak banyak standar khusus yang mengatur tentang sumur
Enhanced Oil Recovery (EOR), CCS, dan CCUS, khususnya di Indonesia.
Sebagian besar proses desain dan konstruksi sumur CCUS/CCS, termasuk
material dan peralatan, didasarkan pada standar dan pedoman yang
dikembangkan di industri minyak dan gas. Secara khusus, ISO 27914 dan
ISO/FDIS 27916 digunakan sebagai dasar evaluasi sumur JPN-1 dalam
penelitian ini; tetapi, standar ini saja tidak cukup untuk mengevaluasi
integritas sumur.

Untuk mendukung kekurangan ini, standar internasional yang terkait
dengan integritas sumur dan komponen penghalang yang telah tersedia
dapat digunakan untuk mendukung pembangunan sumur injeksi CO, baru
dan konversi sumur minyak dan gas yang sudah ada menjadi sumur injeksi
CO..

Tabel 13 menunjukkan standar internasional yang terkait dengan CCUS
dan integritas sumur injeksi CO, yang diterbitkan oleh International
Association of Oil & Gas Producers (IOGP) dan organisasi internasional
lainnya. Standar-standar internasional ini digunakan dalam studi ini untuk
mengevaluasi studi kasus: Sumur Jepon-1 (JPN-1).

Selain standar internasional, Tabel 14 menunjukkan studi kasus dan
pelajaran yang dapat dipetik terkait kriteria kritis dan desain untuk integritas
sumur CCS/CCUS. Tiga proyek yang ditampilkan dalam tabel tersebut terdiri
atas rencana dan studi kasus aktual dari sumur CCS/CCUS baru dan konversi
yang digunakan sebagai referensi tambahan untuk sumur JPN-1.

Perbandingan pada Tabel 14 menunjukkan daftar aspek integritas kritis
yang harus dipertimbangkan baik dalam desain sumur maupun dalam
proses operasi injeksi CO,, yang perlu dipantau secara terus menerus
sebelum, selama, dan setelah operasi injeksi CO».

Standar internasional pada Tabel 13 dan daftar aspek integritas kritis
pada Tabel 14 digunakan dalam studi ini untuk mengevaluasi integritas
sumur injeksi CO, konversi yang direncanakan JPN-1. Operasi kerja ulang
dan intervensi sumur telah dilakukan pada sumur ini dan alat komersial
digunakan untuk menilai integritas sumur; tetapi karena keterbatasan alat
komersial, tidak semua aspek integritas dapat dinilai dengan baik. Selain itu,
meskipun studi kasus CCS/CCUS berhasil diterapkan seperti yang
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ditunjukkan pada Tabel 14, pelajaran yang didapat tidak dapat diterapkan

secara langsung pada sumur JPN-1 karena perbedaan latar belakang dan

kondisi sumur. Oleh karena itu, Indonesia berencana untuk membangun
basis data pembelajaran dari desain, konversi, dan injeksi CO, sumur CCUS.

Studi ini merupakan penelitian kolaborasi antara Perguruan Tinggi,

Operator Minyak dan Gas, dan Perusahaan Jasa dalam penelitian CCUS.
Tujuan dari penelitian ini adalah untuk mengembangkan metodologi untuk
mengevaluasi integritas JPN-1 yang rencananya akan dikonversi menjadi

sumur injeksi CO, berdasarkan keterbatasan alat komersial yang ada, dengan
fokus pada tiga aspek berikut:

1.

Metodologi penilaian yang sesuai untuk jenis sumur yang serupa
(rencana konversi menjadi sumur CCUS atau sumur CCUS yang baru
dibor) di Indonesia.

Peraturan yang terkait dengan aplikasi sumur CCUS di Indonesia.
Adaptasi standar internasional supaya lebih rinci dan diterapkan di
lapangan dan sumur.

Tabel 1 Standar internasional yang terkait dengan integritas sumur injeksi CO,

Standard Title

CCUs

180 27914 [2] Carbon dioxide capture, transportation and geological storage - geological storage

ISO/FDIS 27916 [3] Carbon dioxide capture, transportation and geological storage - Carbon dioxide storage using enhanced oil recovery (COz-
EOR)

Well and operation management related documents

150 16530-1 (7] Well integrity — Part 1: Life eycle governance

180 16530-2 [19] Well integrity - Part 2: Well integrity for the operational phase

API RP 49 [20] Drilling and well servicing operations involving hydrogen sulfide

APIRP 54 [21] Occupational safety for oil and gas well drilling and servicing operations

Christmas tree, wellhead, casing/tubing hanger
1SO 10423 [22]/API Spec 6A [23] Wellhead and Christmas tree equipment

API RP 90 report (2006) [24] Annular Casing Pressure Management for Offshore Wells

Casing/tubing and joint seals

API Spec 5CT [25] Casing and tubing

180 11960 [26] Steel pipes for use as casing or tubing for wells

1SO 15156 [27]/NACE MR 0175 Materials for use in HoS containing environments in oil and gas production
[28]

NORSOK M — 001 [29] Materials selection

1SO 13680 [30]/API Spec SCRA [31]  Corrosion-resistant alloy [CRA] seamless tubes for use as casing, tubing, and coupling stock
Cement and cement additives

1SO 10426-1 [32]/API Spec 10A Cements and materials for well cementing
[33]
API TR 10TR1 [34] Cement sheath evaluation
API Std 65-2 [35] Isolating potential flow zones during well construction
Packers and related equipment
1SO 14310 [36] Packers and bridge plugs

API Spec 11D1 [37]

Note: American Petroleum Institute (API), Final Draft International Standard (FDIS), Corrosion Resistant Alloy (CRA), International Organization for
Standardization (ISO), Norsk Sokkels Konkuranseposisjon/Norwegian Standards Organization (NORSOK), Recommended Practice (RP), Specifica-
tion (Spec), Standard (Std), Technical Report (TR).
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Tabel 2 Pelajaran yang dipetik dari pengalaman lapangan di berbagai negara

N

Fleld

Praject brief deseription

Lessan beamned reganding the eritical and designcriteria
for well imegrity

Malaysian affshore mature field
[carbonate formation) [29-42]%

Lacq pllot project (onshare France)
[IE% T

Tomakamal offsheare area [44-45]

‘Conemaggiore, Palino-Ascall-
Candela-Satriano (PACS), and
‘Glaurone-Armatedla-Gela (aly) [49]

» G producer wells were planned to be converted
inen D0y injector wells.

» New wells were planned 1o be drilled as another
aption for OOy Injector wells.

# O Injection s planned at the supereritical phase.

+ 0 Injection was conducted from 2000 untdl 2013
with moee than 51,340 metric icames 0D injected
through one well. The well was comvernied from a
#3-year-old existing ol and g well.

= Post monbioring was performed from 2013 wnitl
200 &; several monitoring devices and sensors wene
installed In the well

» 0 Injection was conducted from 2016 until 2019
with & cumulatve OOy injection of 300,100 metric
100TES.

» Post monlioring was performed wotil 2000,

# Twonew wells were wilized for injection operation.
Seyeral mondtoring devices and semsors were
installed In the wells.

= Three wells were willized for observation. Several
manioring devices, sereors, and selsmmeters were
installed In the wells.

= 0 wias Injecied at the supercritical phase.

» In 2004, a project was launched o identify and
selent felds for OO sequestration.

» Existing wells and new wells were planned for the
0 Injection at the supereritical phase.

» Original 30-40-year-old gas producer wells were not
desigmed for high O0; concentration flow.

» Assoclaied well Integrity risks were acknowledged
dor planned comversion wells: leakage, corrosion
{0y H5, water), cement degradation (oracks,
micrcannull, channeling, faid flow, and migratian),
umsultable existing surface equipment and downhaole
completion (materal strength degradation, macerial
integriry], uhing and cosmection stress, and solid
production (wellbare stability). OO0 leakage
scenarios due to chemical, thermal, and mechandcal
degradation of barriers reasons were Idenrified and
miodeled.

» Comtinmous monitoring and soreeillance were
mecommended before, during, and after the 00y
injertion operation: seismic profile, micro-selsmic,
jproduction and injection data, logging measurement
{uhtrasonke, cement bond log {CBL), acoustic, pres-
sure, and temperamre), Oy analyzer, and environ-
miental paramerer.

# Shant and long-term well integrity aspects o be

considered: keakage (inchding simulation and

mindeling of several leakage scenarios), zonal tala.
tlom, cement sheath mechandeal-chemical integricy,
surface and downhole material degradation, cormo-

shan, and other impacts from potential lssues (e.g.

[bow out, earthgualke].

Selsmic and logging messurements for cement and

easng evaluation were conducted thoroughly.

» Comtinuous monioring and soreeillance were
|performed befiore, during, and after the 0O, injection
[prograns infected OOy, presure and temperature
faloag injection well, annulus, downbaole, and
reservalr), mbcro-selsmic, production and injection
data, logging messurement {whrasonke, CBL, aoous-
tie, pressure, and remperarure), OOy analyzer, and
the environmental pammeter (surface gas, soll,
ground and surface water, and blodiversiyl.

#» Periodic and continuous mondinang and survelllance
were performed befiore, during, and after the OO
fnjection programs inectan and ohsermnion wells,
injerted OOy, pressure and temperaere (surface and
downhole), 20 and 3D selsmic survey, namural
earthaquake, micro.seismic, cosn botom cable
(OB, onshore selsmometers, cosan boitom ssis-
momeiers ((¥85), Injection dat, and marine eovi-
Tonmental survey.

The integrity of the existing wells wees wsessed to

idenitify and select suttable wells for C0; Infertion.

The assezament consied of gathering all hisorical

data of the wells (drilling and compdstion method,

well pressures, plug and abandonment, and
operational dam), evaluating the last integriry stams
af the well (annulus pressure, sustained casing
jpressure, and leakages), analyzing the risk and
hazard, and selecting the suirahle wells
iclassificaiion of wells)

» New wells were constrected based oo criteria for COa
injertion. The technical requirements, specific
guidelines, and critical criteria for well integrity
were established before the construction of the new
wells.

+ A monlioring program was planned, consisting of

surface and well microsstemic, geochemical,

wireline logging measurement, surface and anoulus

[pressure and fluid

Proyek injeksi CO, di lapangan ini merupakan proyek percontohan CCUS
pertama di Indonesia yang difokuskan untuk tujuan penelitian dan
pengembangan lebih lanjut. Hasil penelitian ini adalah: (1) untuk
mengevaluasi dan memprediksi risiko kebocoran sumur injeksi CO, yang
direncanakan, (2) untuk digunakan sebagai acuan dalam desain dan
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konstruksi sumur CCUS, konversi sumur minyak dan gas yang sudah ada
menjadi sumur injeksi CO,, dan (3) untuk digunakan sebagai referensi dalam
pembuatan regulasi terkait sumur CCUS di Indonesia.

Injeksi CO, ke dalam penyimpanan di bawah permukaan harus
dipastikan bebas dari kebocoran, baik ke permukaan maupun ke bawah
permukaan, untuk memenuhi persyaratan kesehatan, keselamatan, dan
lingkungan. dan untuk menjustifikasi biaya yang tinggi dari proyek tersebut.
Gbr. 26 menunjukkan alur aspek desain untuk sumur konversi menjadi
sumur injeksi CO, yang diadaptasi dari beberapa standar internasional yang
berlaku dan praktik-praktik yang direkomendasikan dari pengalaman
perusahaan-perusahaan di seluruh dunia.

Metodologi pengukuran, penilaian, dan evaluasi integritas sumur dalam
ISO 27914 dan ISO/FDIS 27916 digunakan sebagai dasar dalam penelitian ini.
Namun, metodologi yang dinyatakan dalam standar ini saja tidak cukup
untuk mengevaluasi integritas sumur di sumur JPN-1. Karena tidak adanya
alat spesifik untuk mengukur integritas sumur CCUS, maka penilaian
integritas sumur JPN-1 dilakukan dengan menggunakan alat komersial yang
banyak digunakan pada sumur migas. Alat-alat komersial tersebut adalah log
akustik, log caliper, temperatur, tekanan, log spinner, log produksi, dan log
porositas. Alat-alat komersial tersebut tidak dimaksudkan secara spesifik
untuk mengukur parameter integritas pada sumur CCUS sesuai dengan
standar ISO 27914 dan ISO/FDIS 27916. Kriteria spesifik, durasi pengukuran,
dan rentang parameter pengukuran alat dalam kedua ISO tersebut perlu
ditentukan dalam operasi sesuai dengan kondisi lapangan dan sumur. Oleh
karena itu, standar internasional lain yang berlaku yang tercantum dalam
Tabel 14 dan pengalaman serta pembelajaran terdokumentasi dari industri di
seluruh dunia dalam Tabel 15 juga digunakan untuk mendukung evaluasi
integritas sumur dalam penelitian ini, terutama dalam mendefinisikan
kriteria spesifik dan rentang parameter pengukuran alat [54].

Data berikut dikumpulkan dan kemudian dilakukan penjaminan kualitas
dan kontrol kualitas (QA/QC) terhadap data tersebut berdasarkan ISO 27914
dan ISO/FDIS 27916:

1. Data geologi, reservoir, dan bawah permukaan.
2. Reservoir dan fluida produksi
3. Skema sumur, tubular, dan peralatan downhole.
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4. Laporan pengeboran sumur dan intervensi.
5. Data logging wireline, termasuk kaliper, semen, casing, temperatur,
tekanan, produksi, reservoir, porositas, dan saturasi.

Pengalaman dari industri di seluruh dunia pada Tabel 14 menunjukkan
bahwa lubang sumur (misalnya aktif dan tidak aktif atau ditinggalkan)
rentan terhadap kebocoran CO, yang diinjeksikan, ke dalam sumur.
Berdasarkan pembelajaran dari Malaysia (lapangan tua lepas pantai),
Perancis (Lacq), dan Italia (Cortemaggiore, Palino-Ascoli-Candela-Satriano
(PACS), dan Giaurone-Armatella-Gela), sumur-sumur migas yang ada,
khususnya sumur tua, memiliki risiko integritas yang tinggi yang harus
dipertimbangkan secara hati-hati sebelum mengubahnya menjadi sumur
injeksi CO,. Integritas dari setiap komponen permukaan sumur dan
downhole perlu diselidiki dan dievaluasi.

Berdasarkan statistik dan pelajaran yang dipetik, sebagian besar
kegagalan integritas sumur internal dapat ditemukan pada komponen-
komponen berikut ini: casing, liner, tubing, packer, dan downhole completion
(termasuk valve). Integritas mekanis internal ini juga mencakup sambungan
tubular. Selain itu, tidak boleh ada aliran migrasi ke atas dari belakang
tubular downhole yang dirancang karena masalah, misalnya zona formasi
yang tidak terisolasi, kualitas semen yang buruk, anulus mikro, dan kanal,
selain aliran CO, dari interval injeksi yang direncanakan. Elemen integritas
lain yang juga harus dievaluasi adalah christmas tree dan kepala sumur yang
harus dirancang untuk menahan tekanan kerja yang direncanakan dan tidak
melebihi beban maksimum yang diizinkan. Semua komponen peralatan dua
permukaan ini, termasuk katup, harus dipelihara secara teratur, terutama
dari kebocoran.

Oleh karena itu, penilaian dan jaminan integritas sumur mekanik
internal dan eksternal, terutama untuk integritas sumur jangka panjang,
penting selama operasi, terutama inspeksi semen dan casing.

Dalam studi ini, properti reservoir dievaluasi. Porositas dan
permeabilitas memengaruhi injeksi CO, ke dalam penyimpanan. Kemudian,
deteksi kebocoran dilakukan berdasarkan data yang tersedia. Kejadian
kebocoran dapat dianalisis dengan mengidentifikasi beberapa hal berikut:
sumber kebocoran, jalur kebocoran, dan gaya yang menyebabkan kebocoran
mengalir dari sumber sepanjang jalur tersebut. Gaya tersebut dapat berupa
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efek daya apung dari CO, atau tekanan diferensial. Selanjutnya, penilaian
dan pengendalian risiko ditetapkan, dan ini akan digunakan sebagai dasar
untuk pedoman dan rekomendasi.

Pemilihan sumur ini didasarkan pada pertimbangan sebagai berikut:

1. Injeksi CO, di dekat sumur produksi dan Central Processing Unit (CPP) di
lapangan ini (kurang dari 3,2 km) dianggap sebagai metode yang efektif
untuk mengurangi emisi CO,.

2. Rencana menginjeksikan CO, sekitar 30 ton per hari atau 0,57 MMSCFD
dalam 2 tahun ke dalam Formasi Ngrayong pada kedalaman sekitar 854-
862 m. Formasi ini terdiri atas batu lempung yang berselingan dengan
batu pasir dan batu gamping. Menurut penelitian yang dilakukan oleh
Tsuji dkk. (2014) dan Kelly dkk. (2019), pada kedalaman ini, CO, dapat
diinjeksikan secara efektif pada fase atau kondisi superkritis. Tekanan
dan temperatur CO, di permukaan dan pipa akan diatur sehingga cairan
superkritis fase tunggal akan mengalir ke dalam sumur dan reservoir.
Hal ini dinilai sebagai kondisi yang paling efisien untuk injeksi CO,.

3. Formasi Ngrayong adalah sebagai formasi yang tidak terlalu dalam, oleh
karena itu biaya sumur dapat lebih murah dan dioptimalkan. Pompa
yang tersedia dapat digunakan untuk memompa CO, yang diinjeksikan ke
dalam formasi ini. Di atas formasi Ngrayong, terdapat formasi kedap air,
formasi Wonocolo, yang merupakan formasi tudung.

4. Berdasarkan sumur offset, rezim tekanan pori pada formasi Ngrayong
dianggap hampir hidrostatik, yang menguntungkan untuk injeksi CO,.

5. Sebanyak 30 metrik ton/hari CO, (0,58 MMSCFD) direncanakan untuk
ditangkap, diangkut, dan diinjeksikan ke dalam sumur JPN-1. Fasilitas
permukaan dan infrastruktur yang dibutuhkan telah tersedia di lapangan
ini untuk mendukung produksi. Fasilitas-fasilitas tersebut direncanakan
akan digunakan dalam proyek injeksi CO..

6. Rencana injeksi CO, pada sumur ini merupakan proyek percontohan
CCUS pertama yang direncanakan di Indonesia yang ditujukan untuk
tujuan penelitian dan pengembangan lebih lanjut. Desain dan dasar
konstruksi sumur ini serupa dengan sumur-sumur eksisting di lapangan
lain yang dioperasikan oleh perusahaan operator yang sama. Proyek
percontohan ini akan digunakan sebagai referensi untuk konversi CCUS
di masa depan dari sumur yang sudah ada menjadi sumur injeksi CO, dan
desain dan konstruksi sumur injeksi.
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International field Data gathering, QA/QC, and
—  experiences and lesson  — integrity assessment of well
learned JPN-1

!

External mechanical integrity . Internal mechanical integrity

ISO/FDIS 27914 [2] __, Applicable international
ISO/FDIS 27916 [3] standards

Casing inspection - Cement evaluation =
assessment and assurance assessment and assurance
Reservoir properties — Leak detection > Risks assessment and control = Recommendation
Gambar 22 Metodologi evaluasi integritas sumur JPN-1.
Tabel 3 Tujuan intervensi dan investigasi di sumur JPN-1.
Criteria Expected outcome Parameter
Acoustic visualization profile ofthe - Good cement height (minimum 10 ft). - Cycle skip travel time.
borehole in 2-D and 3-D - Cement acoustic impedance (Z > 3.8).
format. - Cement distributed evenly 360°.
Acoustic leak detection (See - No indication of fluid migration inside the - Acoustic analysis tool post-processing result that uses hydrophone array
Fig. 3). borehole and behind the casing. technology to identify leaks and flow around the wellbore and behind
pipe in real-time.
Temperature, pressure, and - No indication of fluid movement. - Temperature profile close to geothermal gradient profile.
spinner log. - Zero relative spinner rotation
- Pressure reading matching the hydrostatic pressure.
Reservoir monitor log for fluid - No water movement behind the casing. - Small value of oxygen activation curve. This provides the ability to solve
saturation. - Good porosity on the target CO, injection complex saturation profiles in the reservoir while eliminating phase-
zone based on cased hole (CH) porosity saturation interdependency. This information can be used to monitor the
analysis. reservoir.
- Saturation analysis, water saturation, porosity, and a qualitative
measurement of permeability in the target zone.
- Impermeable shale zone as a barrier above and below the injection zone.
Annulus pressure. - Annulus pressure 0 psig. - Stable Annulus pressure gauge (0 psig).
Compressive cement strength. - The estimated compressive cement strength of the surface cement sample must be above the CO; injection pressure at 100

Bar (~1400 psi)™.

Tabel 16 menunjukkan rangkuman evaluasi integritas sumur JPN-1
sesuai dengan standar Internasional. Selain itu, studi kasus dan lesson
learned pada Tabel 2 juga digunakan sebagai dasar tambahan untuk evaluasi
integritas sumur JPN-1 pada Tabel 16.

Menurut ISO 27914, kondisi lubang sumur harus diverifikasi untuk setiap
kecacatan dengan alat logging. Logging harus mampu memeriksa kondisi
internal-eksternal tubular (liner, casing) yang sebenarnya untuk setiap cacat
(keausan, korosi, erosi, pengurangan ketebalan, dll.), semen (ikatan casing-
semen dan formasi-semen, microannuli, fraktur, dll.), reservoir dan
kejenuhan fluida, dan kebocoran. Sebagian besar alat logging komersial
yang digunakan untuk mengukur dan mengevaluasi integritas sumur JPN-1
tidak dapat mendeteksi dan mengukur sumber kebocoran di dalam lubang
sumur. Indikasi kebocoran diamati melalui pengukuran anomali
temperatur.
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Tabel 4

internasional.

Ringkasan tinjauan integritas sumur dan pemeriksaan sumur JPN-1 sesuai dengan standar

International standards Recommended practices

Well JPN-1

Internal mechanical integrity

- API Spec 5CT [25] Tubular evaluation:
- 150 11960 [26] - Casing thickness
- IS0 27914 [2] - Casing deformity

- Casing internal diameter

- IS0 13679/APIRP 5C5  Casing pressure testing

- 150 27914 [2]

- 150 13680/ AP Spec Corrosion monitoring:
5CRA [31] - Corrosion rate calculation <2 mm/year

- NORSOK M — 001 [29] - Material selection

- 150 27914 [2]

External mechanical integrity

- ISO/FDIS 27016:2018 - Reservoir monitor log for fluid saturation
(E) [3]

- 150 27914 [2]

- IS0 10426-1 [32]/API Cement evaluation:

Spec 104 [37] - CBL amplitude below 10 mW
- API TR 10TR1 [34] - No micro-annulus and channeling
- API 5td 65-2 [35] - Distribution of cement
- 180 27914 [2] Compressive cement strength
- 180 16530-1 [7] Log and monitoring program:
- 180 16530-2 [19] - Downhole leakage investigation
- 180 14310 [36] - Pressure, temperature, and spinner with
- API Spec 11D1 [37] production logging tool (PLT) acquisition
- IS0 27914 [2]

Christmas tree and wellhead integrity

- 150 10423 [22]/AP1 Surface
Spec 6A [23]
- API RPF 90 report
(2006) [24]
Leakage investigation
Annulus and well pressure
APIRP 54 [21] Lower explosive limit (LEL)

Tubular evaluation (Fig. 6):

- There was a thickness reduction.

- An internal damage was d d, ially at 7" liner hing 41%.

- There was an increase in the casing internal diameter radius.

- The casing might have experienced elongation and compression that exceeded
the yield stress rating and lead to plastic deformation [64].

The 9-5/8" casing and 7° liner could withstand the pressure testing.

Corrosion monitoring [57]:
- Simulation result =2 mm,year
- Existing casing was not suitable for CO;

- Based on the cased hole logging analysis, the total porosity at interval 854-862 m
for C0; injection target was around 20%, which was categorized as good porosity.

- The impermeable shale zones at upper interval 834-838 m and lower interval
865-900 m could be used as barriers.

- The saturation analysis in Fiz. 9 showed that there was no potential hydrocarbon
at the planned CO; injection interval.

Cement evaluation {Table 4, Fig. 4, and Fig. 5k

- The range of amplitude was 0-52 mV.

- Indication of micro-annulus, especially cement sheath behind the 7° liner.

- The cement was evenly distributed in all squeeze cementing zones,

Compressive strength was not defined precisely.

Log and monitoring program:

- According to Fig. 5, the acoustic log acquisition could not detect leakage. The
sensitivity of the leakages was below the tools' sensitivity and capability.

- According to Fiz. 7 and Table 5, the PLT acquisition could not detect leakage. The
spinner, capacitance, reservoir pressure, and reservoir temperature measurement
show no significant difference or leakage indication. However, the temperature
measurements (Fiz. 8) showed indications of two leakages at approximately 440
m and 881 m.

- According to the well intervention and investigation result, gas bubble was found
at the surface of well JPN-1; however, the leak rate and pressure build-up rate
were unable to be identified.

- There was no identifiable pressure inside the casing, which inferred that there
was no communication between the gas bubbling at the surface to the inner
casing.

- The gas measurement showed methane content in the gas,

The average flow rate of the gas leak at the casing head spool surpassed the

maximum leakage rate allowed.

No firm information.

The gas leaking from the casing head spool reached 100% LEL in 18-22 5, meaning

the accumulated methane had already reached its minimum potential of

combustion.

Oleh karena itu, alat evaluasi pengukuran dan logging yang lebih akurat

dan sensitif yang dikombinasikan dengan alat lain, seperti alat pencatat
temperatur, dan/atau durasi pengukuran yang lebih lama, diperlukan untuk
mendeteksi kebocoran jenis ini pada sumur CCUS, khususnya sumur minyak
dan gas yang ditinggalkan yang direncanakan untuk dikonversi menjadi
sumur injeksi CO».

Ringkasan hasil dan analisis dari Tabel 17 menunjukkan bahwa hasil
yang diperoleh tidak sesuai dengan rencana yang ditunjukkan pada Tabel 16,
meskipun operasi kerja ulang telah dilakukan. Setelah operasi kerja ulang,
kebocoran masih teramati dan integritas sumur tidak mencapai target
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minimum sesuai dengan standar dan pedoman internasional yang
ditunjukkan pada Tabel 17.

Tabel 5 Persyaratan tambahan untuk sumur injeksi CO,.

Nu.  Aspects Additional requirements

1. WBE [7,19] « The standard of performance for all WBE should be defined and specified according ta the
well type, particularly casing/liner and cement sheath. Each WBE should have the ability
to function for a determined period when there is an external load that can have major
effects. Each WBE should be monitored, maintained, inspected, tested, and verified
throughout the operation to verify its standard of performance.
An acceptable leakage rate may be defined accordingly for each WBE. This acceptable
leakage rate may be different for each WBE and well type and an acceptable matrix can be
specified as part of the standard of performance.
The determination of MAASP for all annuli in the well should be performed. The re-
calculation of MAASP for all annuli should be performed if there is a standard change of
WBE performance, service type change of the well, annulus fluid density change, tubing
and/or casing wall thickness loss, or reservoir pressures change. All critical points should
be identified. 1SO/TR 10400 is used as the basis for burst and collapse pressure calcu-
lation. Required adjustment due to degradation, e.g. wear, corrosion, and erosion, should
be accounted for.
The review and investigation of the annulus, including annulus pressure, should be
defined, particularly when there is an indication of sustained pressure or leakages.
2. Material selection (e.g. tubular, surface and downhole « Corrosion prediction and evaluation need to be considered: CO2 composition, pressure,
equipment, elastomers) and corrosion treatment [2] temperature, project lifetime, in-situ condition, exposure to CO,, other substances pres-
ence (e.g. water, Oy, HyS), and other possible corrosion attacks (HaS, galvanic, ete.)
« CRA and elastomer for CO2 condition might be required, particularly if the material
contact with corrosion substances directly.
» Corrosion handling method and chemical treatment should be well-prepared.
s Laboratory testing may be performed to determine the corrosion risk and rates [65].
3. Tubular and other downhole equipment (e.g. packer) [2] o Withstand the maximum in-situ condition (pressure, temperature) and operating condi-
tion (CO; injection)
« Same principles of tubing and casing design to be applied according to the material and
other requirements

4. Cement [2] « Not shrinking
* Resistance to CO, and other possible corrosion substances
5. Annulus pressure (e.g. annulus tubing-casing, casing- * Periodic monitoring and measurement of annulus pressure and temperature
casing) [2] s No leakage of injected CO, into wellbore annulus

Sejalan dengan ISO 27914 dan ISO/FDIS 27916, konstruksi ulang atau
penyelesaian ulang wajib dilakukan sebelum melakukan proyek CCUS di
sumur ini. Usia dan kondisi terkini dari sumur ini, peralatan tubular,
peralatan permukaan dan downhole, serta WBE harus dipertimbangkan
karena akan memengaruhi kinerja sumur, apakah dapat memenuhi
persyaratan  minimum  sumur CCUS  setelah  dilakukan re-
konstruksi/penyelesaian ulang. Perhatian khusus harus diberikan pada
kebocoran (misalnya kebocoran dari casing, semen, peralatan downhole dan
permukaan), karena hal ini dapat menyebabkan masalah serius dalam
proyek CCUS; oleh karena itu, integritas WBE harus dirancang kembali. CO,
yang diinjeksikan ke dalam reservoir akan larut dalam fluida formasi (air
asin) dan bereaksi membentuk asam karbonat (H,COs;). Asam karbonat
menyerang lubang sumur, terutama di area injeksi. Semen tahan CO, wajib
ditempatkan di dalam lubang sumur, terutama pada bagian reservoir, area
injeksi, dan sampai ke zona aman dan formasi seal di atas formasi reservoir.
Apabila digunakan semen normal atau semen non-CO, -resistant, semen
jenis ini dapat ditempatkan di atas semen CO,-resistant, karena semen ini

Bonar Tua Halomoan Marbun | 61



rentan terhadap serangan CO, . Semen harus mampu mempertahankan
permeabilitas serendah mungkin dan memberikan perlindungan jangka
panjang terhadap serangan CO, superkritis (>31 °C pada 1059 psi) dan fluida
formasi pada tekanan dan temperatur yang tinggi dan kondisi pH rendah.

Selain persyaratan yang tercantum dalam Tabel 13 dan 17, Tabel 18
menunjukkan persyaratan tambahan untuk sumur injeksi CO, berdasarkan
ISO 16530-1, ISO 16530-2, dan ISO 27914 yang terkait dengan WBE dan
elemen integritas sumur yang kritis.

Kebocoran gas di JPN-1 dapat terjadi melalui berbagai jalur mulai dari
jalur natural yang ada (misalnya jalur geologi, pori-pori, rekahan, dan
patahan) hingga kegagalan barrier (misalnya semen yang dipompakan,
penurunan kualitas semen, microannuli, casing/liner yang tidak disemen
dengan baik, kegagalan casing/liner, retakan, dan korosi). Migrasi gas dapat
terjadi di luar casing/liner yang disemen dan mengalir ke atas ke permukaan.
Berbagai faktor berkontribusi terhadap migrasi ini, termasuk kualitas semen
yang buruk di belakang casing/liner atau rekahan/pemecahan semen/batuan
formasi pada shoe dan di belakang casing/liner. Berikut ini adalah faktor-
faktor yang harus dipertimbangkan dalam investigasi kebocoran sumur pada
sumur ini:

1. Status, usia, dan kedalaman sumur. Hal ini termasuk status sumur baru
atau yang dikonversi, dan sumur yang sedang berproduksi atau
ditinggalkan. Kedalaman reservoir dan jumlah sumur yang menembus
reservoir juga memengaruhi risiko kebocoran CO, dan potensi migrasi
karena aliran silang antara sumur-sumur yang sudah ada yang
berdekatan dan lapisan formasi yang berbeda dapat terjadi.

Konstruksi, struktur, skema, dan penyelesaian sumur.

3. Jumlah lubang sumur di daerah tersebut karena hal ini dapat
memengaruhi aliran silang antara lubang sumur yang berdekatan dan
menyebabkan kebocoran melalui lubang sumur lainnya.

4. Peralatan downhole yang terpasang, karena kinerja dan kemampuan
integritasnya bergantung pada waktu. Hal ini akan memengaruhi
integritas lubang sumur dan mengurangi beban maksimum yang dapat
ditahan oleh lubang sumur.

5. Tujuan historis dari sumur (misalnya, sumur penghasil minyak/gas,
sumur injeksi, dan sumur yang sudah ditinggalkan)
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6. Adanya zat korosif atau zat lain yang meningkatkan korosi, seperti H,S,
CO,, dan air.

Selain itu, model karakteristik fluida dan aliran di sepanjang jalur
kebocoran diperlukan untuk memperkirakan dan menghitung aliran CO, di
sepanjang lubang sumur yang bocor [2,6]. Kisaran permeabilitas efektif dari
formasi atau semen mikroannuli juga diperlukan untuk memperkirakan
risiko kebocoran CO,. Parameter input untuk model setidaknya harus terdiri
atas dimensi lubang sumur (misalnya diameter luar dan dalam, panjang,
tinggi, kemiringan, dan kedalaman), sifat fluida dan CO, (komposisi,
saturasi, densitas, viskositas, dan laju alir injeksi), sifat formasi (misalnya
tekanan, temperatur, permeabilitas, porositas, kompresibilitas, dan efek
termal), dan sifat jalur potensial (misalnya dimensi, permeabilitas, dan
porositas retakan, mikroanuli, semen, dan rekahan).

Selain itu, sifat fisik CO, dapat berubah dari waktu ke waktu dan di
sepanjang jalur aliran termasuk jalur kebocoran. Kondisi dinamis ini,
bersama dengan ketidakpastian yang ada pada penyimpanan bawah tanah
dan lubang sumur, juga harus dipertimbangkan dalam perhitungan model.
Dalam beberapa tahun terakhir, berbagai penelitian dan pengembangan
telah dilakukan terkait dengan kebocoran lubang sumur melalui berbagai
sistem penghalang yang menghasilkan model yang berbeda. Namun, model-
model tersebut bersifat spesifik untuk setiap kasus, yang mungkin tidak
selalu dapat diterapkan pada kondisi JPN-1. Untuk kasus spesifik pada sumur
JPN-1, mengingat sumur ini merupakan sumur eksplorasi migas yang
ditinggalkan dan direncanakan untuk dikonversi menjadi sumur CCS/CCUS
dengan potensi masalah integritas sumur, maka perlu merencanakan
tindakan pencegahan dan pertimbangan khusus dalam pemodelan
kebocoran.

Jika injeksi CO, di JPN-1 dilakukan, kebocoran dapat terjadi dan
menyebabkan dampak yang lebih buruk karena masalah integritas ini.
Jumlah CO. yang diinjeksikan ke dalam formasi dan kehilangan CO,
(kebocoran, operasi permukaan, dll.) harus dikuantifikasi. Jaminan
integritas sumur wajib dilakukan untuk meminimalkan hilangnya CO,
sebanyak mungkin, terutama dari permukaan dan kebocoran downhole.
Masih banyak data yang belum diketahui, sehingga sulit untuk melakukan
evaluasi integritas sumur JPN-1 secara menyeluruh dan memperkirakan
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kebocoran. Karena kurangnya data ini, maka sulit juga untuk menerapkan
pedoman dan aplikasi internasional dalam operasi kerja ulang dan
investigasi di sumur ini.

Peraturan dan pedoman serta standar khusus harus ditentukan sebagai
dasar untuk proyek CCUS di JPN-1. Selanjutnya, kriteria yang tegas harus
ditetapkan untuk memastikan integritas sumur, misalnya kondisi peralatan
downhole yang dapat diterima, dan kondisi semen dan casing/liner.
Kemudian, investigasi harus dilakukan pada sumur ini untuk memeriksa
kriteria yang telah ditetapkan. Jika teridentifikasi adanya kebocoran,
intervensi dan perbaikan sumur harus dilakukan secara langsung dan
menghentikan operasi injeksi CO,.

Pengamatan sumur dan pengujian serta investigasi yang tepat diwajibkan
oleh peraturan untuk memastikan bahwa tidak ada kebocoran atau migrasi
CO, yang terjadi selama operasi injeksi CO,. Migrasi dan kebocoran CO;
dapat terjadi kemudian setelah beberapa periode operasi CCUS. Degradasi
integritas sumur dapat terjadi secara perlahan-lahan sehingga menyebabkan
ketidaksadaran akan potensi risiko kebocoran CO,. Oleh karena itu,
pemantauan yang ketat dalam kurun waktu yang panjang diperlukan untuk
memastikan tidak ada kebocoran yang terjadi dari lapisan formasi
penyimpanan dan sumur bor. Hasil pemantauan harus dilaporkan secara
teratur sesuai dengan peraturan yang berlaku. Pengukuran wireline logging
direkomendasikan untuk dilakukan. Ini bertujuan untuk mengukur profil
injeksi dan CO; yang diinjeksikan dan kemungkinan perubahan properti dari
waktu ke waktu dan homogenitas. Selain itu, data offset dan data historis dari
sumur dan lapangan harus ditinjau dan digunakan sebagai dasar untuk
menetapkan peraturan. Selanjutnya, metodologi pengambilan keputusan
dapat dibuat berdasarkan analisis data offset dan historis sumur dan
lapangan, kondisi sumur saat ini, dan hasil investigasi. Metodologi
pengambilan keputusan ini akan menyederhanakan analisis dalam
mengambil keputusan, apakah konversi sumur dapat dilakukan.
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5. DETAILINTEGRITAS SUMUR SEBAGAI BASIS
PENGAMBILAN KESIMPULAN

5.1 Penilaian Lubang Bor Injeksi CO, untuk CCS/CCUS Berbasis
Sumuran

Berdasarkan peraturan dan pengalaman di seluruh dunia, seperti di Amerika
Serikat (AS), [Italia, Jepang, Kanada, serta standar dan pedoman
internasional, seperti Organisasi Standardisasi Internasional (ISO), evaluasi
kelayakan CO; -peningkatan pengangkatan minyak (EOR) / penangkapan dan
penyimpanan karbon (CCS) / penangkapan, pemanfaatan, dan penyimpanan
karbon (CCUS) proyek harus dilakukan berdasarkan basis per sumur dan
spesifik lokasi sebelum di lapangan karena injeksi dilakukan pada sumur-
sumur tertentu (Duguid dkk., 2019; Syed dan Cutler, 2010; D'Alesio dkk.,
2011; D'Alesio dkk., 2011), 2011; Meyer, 2007; Parker dkk., 2009; Watson dan
Bachu, 2009; Laumb dkk., 2016; Tanaka dkk., 2017; Bai dkk., 2015; ISO, 2016;
Hu dkk., 2020b; Ebadati dkk., 2019; Davarpanah dan Mirshekari, 2019; Hu
dkk., 2020). Evaluasi setiap sumur wajib dilakukan untuk memberikan
pemahaman menyeluruh tentang kondisi sumur sebelum mengevaluasi per
klaster, dan pada akhirnya per lapangan. Jika data lengkap dan evaluasi per
sumur telah dilakukan secara kualitatif dan kuantitatif, maka analisis dan
evaluasi per klaster atau lapangan dapat dilakukan dengan relatif cepat
sesuai dengan metode statistik tertentu. Berdasarkan hal ini tingkat evaluasi,
operasi yang sesuai dan dapat diterapkan dapat ditetapkan.

Pengembangan dan penetapan prosedur yang berlaku untuk merancang,
mengoperasikan, dan memonitor operasi berdasarkan basis per lapangan
dan per sumur merupakan tahap yang wajib dilakukan sesuai dengan
praktik-praktik terbaik industri dan pengalaman yang berkaitan dengan
aplikasi lapangan CO,-EOR/CCS/CCUS. Prosedur ini dikembangkan dari
standar dan pedoman yang berlaku dan harus ditinjau dan diperbaharui
secara berkala untuk mengakomodasi perubahan dinamis dari sumur dan
lapangan, terutama pemantauan dan kesehatan, keselamatan, dan
lingkungan (K3L). Pelajaran yang dapat dipetik dari beberapa negara atau
industri menunjukkan bahwa meskipun mereka memiliki banyak
pengalaman dengan banyak sumur CO,-EOR/CCS/CCUS, evaluasi,
peninjauan, dan pembaharuan dilakukan secara teratur selama siklus hidup
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proyek termasuk risiko, K3LH, prosedur operasi standar (SOP), pemantauan,
dan mitigasi: Amerika Serikat (Meyer, 2007; Parker dkk., 2009; Syed dan
Cutler, 2010; Dejam dan Hassanzadeh, 2018a, b), Kanada (misalnya Lapangan
Weyburn-Midale) (Watson dan Bachu, 2009; Bowden dkk., 2013; Laumb dkk.,
2016), Italia (D'Alesio dkk., 2011), Aljazair (misalnya di Lapangan Salah)
(Oldenburg dkk., 2011; Ringrose dkk., 2011), 2011; Ringrose dkk., 2013), Cina
(misalnya Jingbian, Lapangan Jilin, Blok G89-1) (Ma dkk., 2014; Ren dkk.,
2016; Yang dkk., 2017), Skotlandia (misalnya Ard- mucknish Bay) (Shitashima
dkk., 2015), Jepang (misalnya Lapangan Tomakomai) (Sugihara dkk., 2017;
Tanaka dkk., 2017; Sawada dkk., 2018).

Evaluasi per sumur juga sangat penting untuk memprediksi integritas
sumur dan kondisi dinamis antarsumur berdasarkan basis teknik, terutama
dampak dari sebuah sumur injeksi terhadap sumur-sumur yang ada di
sekitarnya dalam suatu lapangan. Integritas sumur bergantung pada kinerja
elemen penghalang lubang sumur (WBE) selama siklus hidup sumur (ISO,
2017; OLF dan TBL, 2004). Casing adalah salah satu elemen penghalang
sumur utama yang harus dipertimbangkan sebagai elemen independen dan
tidak bergantung pada WBE lain, seperti pipa produksi atau injeksi. Sebagai
elemen independen, casing harus mampu menahan semua beban dan
menjadi penghalang pertama ketika terjadi kegagalan tubing. Salah satu
dampak signifikan dari injeksi CO, adalah beban tambahan yang dialami
oleh casing sumur injeksi dan sumur di sekitarnya yang harus
diperhitungkan, terutama risiko yang terkait dengannya, misalnya kekuatan
dan masa pakai casing, kinerja sambungan, dan kemungkinan kebocoran.

Selain analisis dasar sumur ini, casing harus dirancang sesuai dengan
standar dan pedoman yang relevan. Tujuh standar dan pedoman tersedia
untuk membantu mengevaluasi kandidat sumur untuk aplikasi CO, -
EOR/CCS/CCUS, terutama dari sudut pandang material casing. Tabel 19
menunjukkan standar ISO yang terkait dengan pemilihan material untuk
sumur injeksi dan produksi CO,.

Menurut ISO 17348 (ISO, 2016) seperti yang terlihat pada Tabel 19,
material casing untuk sumur injeksi gas dengan kandungan CO, yang tinggi
ditentukan oleh kondisi gas. Baja karbon digunakan untuk kondisi gas kering
tanpa ada kemungkinan kontak dengan air atau akuifer, sedangkan paduan
tahan korosi (CRA) digunakan untuk gas basah dan ketika ada kemungkinan
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kontak dengan air atau akuifer. Untuk casing produksi dan komponen di atas
packer dalam sumur produksi gas, baja karbon dapat digunakan, tetapi untuk
casing produksi dan komponen di bawah packer produksi, CRA digunakan.
Baja karbon dapat digunakan untuk komponen di bawah packer jika korosi
tidak memengaruhi integritas sumur atau laju produksi; jika tidak, CRA
harus digunakan. Jika terdapat H, S, ISO 15156 harus digunakan sebagai
referensi untuk pemilihan material.

Peraturan dan kriteria desain CO, -EOR/CCUS intervensi sumur, K3LH,
keandalan operasional, dan persyaratan proyek spesifik lainnya (ISO, 2016,
2010). Kualitas lubang bor setelah operasi pengeboran juga harus
dipertimbangkan karena secara signifikan memengaruhi jalannya casing dan
kinerja di dalam sumur (Mitchell dan Miska, 2011; Adams dan Charrier, 1985;
Bourgoyne Jr dkk., 1986).

Indonesia sebagai negara berkembang memulai penelitian dan
pengembangan injeksi CO, dengan Lkonsep dan tujuan untuk
menggunakannya untuk EOR pada sumur minyak dan gas, dan kemudian
untuk CCS, dan CCUS (Bowitz dkk., 1996; Best dkk., 2011; Asian Development
Bank (ADB), 2013; Muslim dan Permadi, 2015; Bank Dunia, 2015; Muslim dan
Permadi, 2016; Marbun dkk., 2019; Kelly dkk., 2019). Pada tahun 2017,
Indonesia Center of Excellence (CoE) untuk CCS/CCUS (juga dikenal sebagai
CoE Institut Teknologi Bandung (ITB) untuk CCS dan CCUS) didirikan
berdasarkan surat keputusan dari Direktorat Jenderal Minyak dan Gas Bumi,
Kementerian Energi dan Sumber Daya Mineral (ESDM) Indonesia, untuk
meningkatkan kapasitas nasional dalam aspek teknis, keamanan, ekonomi,
sosial, dan regulasi dari kegiatan CCS/CCUS (CoE CCS/CCUS Indonesia, 2017;
Sule, 2019).

Keputusan ini didasarkan pada Keputusan Presiden Republik Indonesia.
Nawacita 2 di sektor energi di Indonesia, termasuk proyek CO, -
EOR/CCS/CCUS (Direktorat Jenderal Minyak dan Gas Bumi, 2017; Bachtiar,
2017).

Namun demikian, belum ada peraturan khusus untuk material lubang
bor dan casing sumur injeksi CO, yang diperlukan sebelum
mengimplementasikan sumur CO,-EOR/CCS/CCUS di Indonesia. Sebelum
membuat peraturan tersebut, kerangka kerja dan batasan diperlukan
kembali dan ini akan dibuat oleh Direktorat Jenderal Minyak dan Gas Bumi,
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Kementerian Energi dan Sumber Daya Mineral (ESDM), sebagai badan
pengatur di Indonesia.

Meskipun belum memiliki peraturan, Indonesia berencana untuk
memulai proyek percontohan CO.-EOR/CCUS pada skala lapangan di
Lapangan Sukowati (SKW), Jawa Timur, yang dioperasikan oleh Pertamina.
Fluida reservoir di lapangan ini mengandung 20%-25% CO, dan 3%-4% H. S,
dan ditemukan pula masalah sirkulasi yang hilang di dalam gua karbonat
serta masalah-masalah kompleks yang belum terpecahkan selama operasi
pengeboran (JOB Pertamina Petrochina East Java (JOB PPE]), 2012; Marbun,
2012; Suyanto dkk., 2009; Kelly dkk., 2019).

Asian Development Bank (ADB) sebagai lembaga donor memberikan
hibah bantuan teknis kepada Battelle Memorial Institute (2019) untuk
melakukan studi peningkatan proyek percontohan CCUS di bidang ini
melalui tinjauan dan evaluasi per bidang (Kelly et al., 2019). ADB adalah
lembaga pembangunan keuangan yang didedikasikan untuk mencapai Asia
dan Pasifik yang makmur, inklusif, tangguh, dan berkelanjutan, sambil
berupaya memberantas kemiskinan ekstrem (Asian Development Bank,
2020), sementara Battelle Memberial Institute yang berkantor pusat di
Amerika Serikat, merupakan perusahaan nirlaba swasta yang
mengkhususkan diri pada pengembangan ilmu pengetahuan dan teknologi
terapan (Battelle Memorial Institute, 2019).

Hasil evaluasi mendukung pelaksanaan proyek percontohan dengan
beberapa rekomendasi untuk ke depannya. "Tim Battelle mengembangkan
kerangka kerja untuk transisi dan pengembangan proyek Sukowati CO, -EOR
yang diusulkan menjadi proyek CCUS standar dengan memanfaatkan
keahlian CCUS global serta secara aktif berinteraksi dengan tim lokal di
Indonesia" (hlm. 125).

Menurut studi pengembangan Battelle (Kelly et al., 2019), berikut ini
adalah rencana proyek percontohan untuk aplikasi CO, -EOR/CCUS di bidang
ini:

1. Terdapat 36 sumur yang sudah ada. Rencananya adalah mengubah
sumur eksisting SKW-27 menjadi sumur injeksi CO, , dengan 4 sumur
produksi, yaitu SKW-02, SKW-07, SKW-08, dan SKW-21. Sumur SKW-27
yang dikonversi direncanakan untuk dilubangi pada kedalaman sekitar
30,48 meter di bawah bagian atas Formasi Tuban.
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2. Direncanakan bahwa 100.000 metrik ton CO, /tahun akan diinjeksikan
dalam dua tahun ke bagian atas Formasi Tuban, dimulai dari tahun 2021.
Rencana laju injeksi adalah 5 juta kaki kubik standar (MMSCFD). Pada
akhir proyek percontohan, reservoir tersebut diperkirakan dapat
menyimpan sekitar 275.000 MT CO..

3. Kedalaman reservoir adalah sekitar 1.920 m kedalaman sublaut vertikal
yang sebenarnya (TVDSS). Puncak produksi minyak adalah 45.000 barel
per hari (BPD) pada tahun 2011. Produksi minyak, produksi gas, produksi
air saat ini adalah 11.000 BPD, 15 juta kaki kubik per hari (MMSCFD), dan
18.000 BPD, masing-masing dengan 20%-25% kandungan CO;
berdasarkan massa. Tekanan rata-rata reservoir dan titik gelembung saat
ini adalah sekitar 2.651 psi dan 2.400 psi, masing-masing, sedangkan
faktor perolehan lapangan ini adalah sekitar 36%.

4. Menurut rencana, faktor-faktor berikut ini perlu diidentifikasi lebih
lanjut (Kelly et al., 2019):

- gradien rekahan (FG), tekanan penutupan rekahan atau tegangan
horizontal minimum, dan koefisien kebocoran,

- efek injeksi CO, terus menerus, seperti pada geomekanika, dan aliran
multifase, dan fluida batuan interaksi kimiawi.

Terlepas dari permasalahan yang ada, ITB mensimulasikan tiga skenario
injeksi dan produksi dalam periode 2 tahun dengan dan tanpa CO, -EOR
seperti yang terlihat pada Tabel 20.

Namun, studi literatur praktis yang tersedia untuk konteks Indonesia
masih terbatas. Oleh karena itu, ITB telah melakukan penelitian yang
memiliki tiga tujuan: (1) menjadi cikal bakal evaluasi per sumur dan
memperkaya literatur CO, -EOR/CCUS khususnya dalam konteks Indonesia,
(2) mendukung proyek-proyek CO, -EOR/CCUS di Indonesia di masa depan
dari Indonesia CoE untuk CCS dan CCUS, termasuk proyek percontohan di
bidang ini (Indonesia CoE CCS/CCUS, 2017; Sule, 2019), dan pada akhirnya,
hasil dari studi ini akan digunakan (3) untuk mendukung Direktorat Jenderal
Minyak dan Gas Bumi, Kementerian Energi dan Sumber Daya Mineral
(ESDM) Indonesia dan Pertamina dalam membuat peraturan untuk desain,
operasi, pemantauan seumur hidup, HSE, dan mitigasi sumur-sumur CO, -
EOR/CCUS, khususnya untuk sumur bor dan casing, serta untuk digunakan
oleh perusahaan operator, Pertamina.
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Penelitian ini bertujuan untuk menyempurnakan studi Batelle (Kelly et
al., 2019), khususnya pada bab "penilaian integritas sumur bor" (hlm. 111).
Improvisasi dan hasil penyempurnaan yang dilakukan Marbun dan tim
ditunjukkan pada Tabel 21.

Penelitian ini disusun sebagai berikut. Pertama, menyajikan metodologi
dan gambaran umum sumur, termasuk alur kerja penelitian dan gambaran
umum serta ringkasan permasalahan pemboran dari ketiga sumur di lokasi
penelitian di Lapangan Sukowati. Kemudian, perbaikan lubang sumur dan
penilaian casing untuk injeksi CO, -EOR/CCUS dan kandidat sumur produksi
di lapangan ini diulas dan dievaluasi pada bagian hasil dan pembahasan.
Terakhir, rangkuman, kesimpulan, dan rekomendasi dibahas dalam
penelitian ini sebagai dasar untuk mendesain well integrity dan well barrier.
Selain itu, hasil penelitian ini juga akan digunakan sebagai dasar untuk
mendukung badan regulator dalam membuat peraturan untuk desain,
operasi, pemantauan seumur hidup, dan mitigasi serta untuk mendukung
operator dalam operasi CO -EOR/CCUS.,

Tabel 19 Standar ISO yang terkait dengan pemilihan material untuk injeksi CO, dan sumur

Standard Title

Norsok D-010 (OLF and TBL, 2004) Well integrity in drilling and well operations

150 16530-1 (ISO, 2017) Well integrity - Part 1: Life cycle governance

API Spec 5CT (American Petroleum Institute (API), 2018) Casing and tubing

API Bull 5C2 (American Petroleum Institute (API), 1999) Bulletin on performance properties of casing, tubing, and drill pipe

150 21457 (IS0, 2010) Petroleum, petrochemical and natural gas industries — Materials selection and
corrosion control for oil and gas production systems

1SO 17348 (150, 2016) Petroleum and natural gas industries — Materials selection for high content CO, for
casing, tubing, and downhole equipment.

1SO 15156-1 (ISO et al, 2015a) Petroleum and natural gas industries — Materials for use in HpS-containing

environments in oil and gas production — Part 1: General principles for selection of
cracking-resistant materials.

1SO 15156-2 (ISO et al., 2015b) Petroleum and natural gas industries — Materials for use in HpS-containing
environments in oil and gas production — Part 2: Cracking-resistant carbon and
low-alloy steels, and the use of cast irons.

1SO 15156-3 (ISO et al, 2015c) Petroleum and natural gas industries — Materials for use in H,S-containing
environments in oil and gas production — Part 3: Cracking-resistant CRAs
(corrosion-resistant alloys) and other alloys.

1SO 13680 (IS0, 2020a) Petroleum and natural gas industries — Corrosion-resistant alloy seamless tubular
products for use as casing, tubing, coupling stock and accessory material — Technical
delivery conditions

1SO 11960 (1SO, 2020b) Petroleum and natural gas industries — Steel pipes for use as casing or tubing for
wells

Note: American Petroleum Institute (API) and Specifications (Spec).

Tabel 20 Simulasi injeksi CO; dan rencana produksi (Kelly et al., 2019) (him. 46).

Case Cumulative CO2 Cumulative CO2 Incremental COz €O, storage, (MT)
injection (MT) production (MT) production (MT)

No CO;-EOR - 21,181 - =21,181

CO; injection into the top 194,801 81,816 60,635 134,166

layers

€O, injection spread out 58,615 37,434 157.367

over oil zone

Note: MT: metric ton.
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Tabel 21 Perbandingan aspek tinjauan dan evaluasi studi Battelle (Kelly et al., 2019) dan penelitian ini.

Result and discussion from Battelle’s study (Kelly et al., 2019)

Improvement from ITB's study

1 “Current wells in this field have cement and casing integrity
issues as indicated by most of them encountering total losses after
penetrating the reservoir section. Portland cement has been used
for reservoir zone isolation and this may be subject to acid
dissolution in the vent of CO, injection and carbonic acid
evolution” (pp. 118).
2. The SOP related to CO,-EOR/CCUS was not available in this field.
3. The following recommendations for the pilot field which could
be applied for “field-scale sensitivity:

o Effect of 1 injector vs. multiple CO, injectors

o Effect of the location of CO, injector(s) and producers

« Effect of the injection interval

o Effect of the injection rate

» Effect of the production well interval length

o Effect of infill wells” (pp. 43)

Based on the previous explanation, the objectives of this study were as
follows:

1. to improve Battelle’s per field enhancement study (Kelly et al,, 2019) related
to the CO,-EOR/CCUS pilot project in this field by (i) conducting an evaluation
on per well-basis and (ii) using international standards and guidelines, and
industry best practices and experiences worldwide, particularly on well
integrity.

2. to review and evaluate the wells performance, leakage risk, and wells
interconnection based on per well basis analysis focusing on wells SKW-18,
SKW-22, and SKW-21 in this field according to the previous study performed
by Joint Operating Body-Pertamina Petrochina East Java (JOB PPE]) and ITB in
2012 (Marbun, 2012) . This study was an investigation and evaluation study
about the drilling problems occurring in wells in this field based on limited
available data, e.g. daily drilling report (DDR), daily mud report (DMR), survey
data, and final well report (FWR) (JOB Pertamina Petrochina East Java (JOB
PPE]), 2012) . Additionally, other issues were also evaluated: total lost
circulation in carbonate cavern, 20%-25% CO5, 3%-4% H,S, and complex
unsolved drilling problem.

3. to predict the corrosion of injection and production candidate wells by
performing simulation with a commercial software Electronic Corrosion
Engineer (ECE®) (Wood Group Intetech Ltd, 2019) .

4. to estimate the lifetime of the injection and production wells based on
designed injection and production rate.

5. to be used as a methodology reference for future CO,-EOR/CCUS projects in
Indonesia.
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