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RESUMEN

TITULO: EVALUACION DE TECNOLOGIAS Y METODOLOGIAS UTILIZADAS PARA
EFECTUAR LA DESHIDRATACION (DEWATERING) EN POZOS DE GAS SHALE.
APLICACION A UN PROSPECTO COLOMBIANO®

AUTORES: DANIEL YOOBANY ESTEVEZ GUEVARA™
LUIS ALEXANDER OLARTE CAMACHO™

PALABRAS CLAVE: Deshidratacién, Carga de liquidos, Velocidad Critica, Compresion,
Gas Lift, Plunger Lift, Espuma, Gas Shale.

DESCRIPCION

La carga de liquidos es un problema que afecta a muchos pozos de gas en todo el
mundo y que si no es remediada puede llegar a reducir considerablemente la produccion
del pozo e inclusive puede llegar a parar la produccion por completo. Es por ello muy
importante determinar los diferentes métodos para deshidratar un pozo de gas, esto es,
las diferentes tecnologias utilizadas para la remocién de los liquidos que se pueden
acumular en los pozos. En este trabajo se lleva a cabo un estudio sobre los diferentes
métodos y tecnologias que existen para efectuar la deshidratacién de los pozos, teniendo
en cuenta las caracteristicas, ventajas y desventajas que presentan cada uno de estos
métodos, asi como los factores que ocasionan la carga de liquidos y los métodos para
determinar cuando comienza.

Ademas se plantea un esquema para la seleccion del método mas viable desde el punto
de vista técnico y econdémico para deshidratar un pozo de gas con base en las diferentes
caracteristicas de los métodos y del pozo y se desarrolla un ejemplo de la aplicacion de
dicho esquema en un prospecto de Gas Shale en el Valle Medio del Magdalena que tiene
potencial para ser desarrollado y puede presentar problemas de carga de liquidos.

* Tesis de Grado
** Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director M.sc.
Fernando E. Calvete. Codirector Ing. Javier Duran Serrano
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ABSTRACT

TITULO: ASSESMENT OF METHODOLOGIES AND TECHNOLOGIES USED TO
REALICE DEWATERING IN SHALE GAS WELLS. APLICATION TO A COLOMBIAN
PROSPECT".

AUTHORS: DANIEL YOOBANY ESTEVEZ GUEVARA’
LUIS ALEXANDER OLARTE CAMACHO™

KEYWORDS: Dewatering, Liquid Loading, Critical Velocity, Nodal Analysis, Compression,
Gas Lift, Plunger Lift, Hydraulic Pumping, Foam, Shale Gas.

DESCRIPTION

The liquid loading is a problem that affects many gas wells around the world and if it is not
remedied may reduce significantly the production of the well and even can get to stop the
production altogether. It is therefore very important to determine the different methods for
dewatering a gas well, that is, the different technologies used to remove fluid that can
accumulate into the wells.

This work carries out a study of the different methods and technologies available to effect
the dewatering of the wells and the factors that can cause liquid loading and the methods
for determining when it starts.

It also presents a scheme for selecting the most viable method for dewatering a gas well
based on the different characteristics of the methods and the well and develops an
example of the application of this scheme in a shale gas prospectus in the Magdalena
Middle Valley.

* Degree Project
** Physicochemical Engineering Faculty. Petroleum Engineering School. Director M.sc. Fernando
E. Calvete. Codirector Ing. Javier Duran Serrano
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INTRODUCCION

Los pozos de gas pueden presentar flujo multifasico a lo largo de todo el wellbore,
cuando esto ocurre, el gas llevara los liquidos producidos a la superficie si la

velocidad a la que fluye el gas es mayor que la velocidad critica.

Por debajo de esta velocidad, el gas no sera capaz de llevar todo el liquido a la
superficie y parte de estos liquidos empezara a quedarse en el fondo del wellbore,

esto es conocido como carga de liquidos o liquid loading.

A medida que parte de los liquidos se quedan en la parte inferior de la tuberia de
produccion, el gradiente de presién aumenta debido al peso de los liquidos que se
estan acumulando, lo cual genera que la tasa de produccién disminuya y que a su
vez la velocidad con la cual fluye el gas disminuya haciendo que por ello se
acumule mas y mas liquido en la parte inferior de la tuberia de produccion

generando un ciclo que si no se trata puede llegar a conseguir matar el pozo.

Para evitar que esto suceda existen diferentes métodos y tecnologias en la
industria conocidos como deshidratacién (dewatering en ingles) o también por el
nombre de deliquification o unloading. Estos métodos buscan conseguir que el
gas fluya a través de la tuberia de produccion por encima de la velocidad critica y
de esta forma no se presente la carga de liquidos.

Ademas se debe tener en cuenta que a mayor velocidad del gas fluyendo,
mayores seran las pérdidas de presion por friccion con las paredes de la tuberia

de produccidn.

Es por ello que siempre se busca hallar una velocidad 6ptima de flujo de gas o

caudal de gas optimo que este ligeramente por encima del caudal critico.
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Mediante el desarrollo de este proyecto se plantea identificar y analizar todo tipo
de parametros y condiciones que puedan afectar la carga de liquidos, asi como
determinar los indicadores que permitan identificar dicho problema, determinar el
disefio de pozo que permita minimizar los efectos de la carga de liquidos vy
evaluar los diferentes métodos y tecnologias utilizados para efectuar la
deshidratacion de pozos de gas y de gas shale conociendo las ventajas y

desventajas de cada uno de estos métodos.
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1. CARGA DE LIQUIDOS EN UN POZO DE GAS

1.1 FLUJO MULTIFASICO EN POZOS DE GAS

Para poder comprender como es que un pozo de gas se empieza a llenar con

liquidos, es necesario entender el concepto de flujo multifasico. El flujo

multifasico en un conducto vertical es usualmente representado basicamente por

cuatro regimenes de flujo. Un régimen de flujo estd determinado por las

velocidades de la fase liquida y gaseosa y las cantidades relativas de gas y

liquido en cualquier punto de la corriente de flujo.

En cualquier tiempo dado en la historia del pozo, uno 0 mas de estos regimenes

pueden estar presentes:

Flujo de Burbuja: La tuberia de produccion esta practicamente llena con
liquido. El gas libre esta presente en pequefias burbujas, subiendo en el
liquido. El liguido hace contacto con la cara del pozo y las burbujas

disminuyen su densidad.

Flujo en Bache: Las burbujas de gas se expanden mientras crecen y se
fusionan entre si formando grandes burbujas, llamados slugs o baches. La
fase liquida sigue siendo la fase continua. La capa de liquido que envuelve
al gas puede caer. Ambos, tanto el gas como el liquido afectan

significativamente el gradiente de presion.

Transicion Bache-Anular: El flujo cambia de una fase liquida continua a

una fase continua gaseosa. Algo de liquido puede quedar entrampado en

LLEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. Oxford: Gulf Professional Publishing, 2008. p.

2-3
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el gas en forma de gotas. El gas domina el gradiente de presion, pero el

liquido sigue afectandolo significativamente.

e Flujo Neblina: La fase de gas es continua y la mayoria del liquido queda
atrapado en esta en forma de niebla (mist). Las paredes de la tuberia son
recubiertas con una fina capa de liquido, pero el gradiente de presion es

determinado principalmente por el flujo de gas.

Grafica 1. Regimenes de flujo en flujo multifasico vertical

Burbuja Bache Transicion anular-  Neplina
bache
Incremento de la tasa de gas >

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

Cualquier pozo de gas puede presentar cualquiera de estos regimenes de flujo
durante la vida del mismo. El pozo puede tener inicialmente una alta produccion
de gas, de modo que el régimen de flujo presente en la tuberia de produccion
sera flujo neblina, pero aun asi puede llegar a ser de burbuja, transicién o flujo de
bache.
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A medida que pasa el tiempo y la produccion declina el régimen de flujo desde la
perforacion hasta la superficie cambiara a medida que la velocidad del gas
fluyendo disminuye. Es de notar ademas, que se pueden presentar los cuatro
regimenes de flujo a lo largo del pozo en un momento dado de tiempo, asi, se
puede tener flujo burbuja en el fondo del pozo mientras en superficie se tiene flujo

neblina.

Gréfica 2. Vida productiva de un pozo de gas
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

El flujo en superficie permanecera en neblina hasta que las condiciones cambien
suficientemente en superficie como para obligar que el régimen de flujo cambie a
flujo de transicién. En este punto, la produccion del pozo se vuelve algo erratica,
llevando a flujo en bache mientras la produccion declina. Esto vendra
acompafiado por una marcada declinacién en la produccion.
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Eventualmente, el inestable flujo en bache se estabiliza en superficie, con la
disminucién adicional de la tasa de gas. Esto ocurre cuando la rata de gas es muy
baja como para llevar los liquidos a superficie, y simplemente algunas burbujas

suben a través de la columna de liquidos.

Si no se toman acciones correctivas, la produccion del pozo continuara
declinando hasta finalmente dejar de producir. También es posible que el pozo
continde fluyendo durante un largo periodo de tiempo aun con condiciones de
carga de liquidos, produciendo gas a través del liquido y sin que este alcance a

llegar a superficie.

1.2 CARGA DE LIQUIDOS

Cuando el gas fluye a superficie, el gas cargara el liquido producido a la superficie
si la velocidad del gas es lo suficientemente alta. Una alta velocidad del gas
genera un flujo niebla en el cual el liquido sera finalmente dispersado en el gas.
Esto resulta en un bajo porcentaje en volumen de liquidos presentes en la tuberia
de produccion, conocido también como “liquid holdup”, y como resultado una baja

caida de presiéon debido a los componentes hidrostéaticos del liquido fluyendo.

Si la produccion de gas es lo suficientemente alta para remover la mayoria de los
liquidos, la presion de la tuberia de produccion fluyendo en la cara de la formacién
y la tasa de produccion llegara a un equilibrio estable. El pozo producira a un
ritmo que se puede predecir® por medio de la curva IPR (Inflow Performance

Relationship).

Si la tasa de gas es demasiado baja, el gradiente de presién en la tuberia se

volvera grande debido a la acumulacién de liquido, lo que resulta en una mayor

? Ibid, p 4-5
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presion sobre la formacion. A medida que la presion en la formacion aumenta, la
taza de produccion de gas disminuye y puede caer por debajo de la tasa critica
necesaria para extraer el liquido, mas liquidos se acumulan en el pozo y el
incremento en la presiébn de fondo reduce aun méas la produccion de gas,

pudiendo eventualmente llegar a matar el pozo.

1.3FUENTE DE LIQUIDOS EN UN POZO DE GAS

Los liquidos producidos en un pozo de gas pueden ser de dos tipos:

1.3.1 Condensados:

Estos se presentan en el pozo una vez el yacimiento se ha depletado lo suficiente
como para que la presion de yacimiento sea menor a la presion de rocio del gas,
0 se pueden condensar a medida que van fluyendo a través de la tuberia de

produccion y la presion cae por debajo de la presién de rocio.

1.3.2 Agua de produccion:
El agua presente en el yacimiento puede llegar al pozo productor de gas de varias

formas:

e Agua Conificada: Si el caudal de produccion de gas es muy alto, el gas
puede llegar a traer consigo agua proveniente de formaciones
subyacentes, aun cuando el pozo no tenga perforaciones en estas zonas
de agua. Por lo general, los pozos horizontales no presentan este problema
debido a la menor diferencia entre el gradiente de presién de la zona

productora y las zonas subyacentes de agua.

e Agua de Otra Zona: El agua proveniente de otra zona productora puede

alcanzar el pozo si las zonas productoras estan intercomunicadas.
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e Acuifero: Si el yacimiento presenta un acuifero activo, el agua invadira la

zona productora y eventualmente alcanzara al pozo.

e Agua condensada: El agua puede llegar al pozo en forma de vapor de
agua pero a medida que sube por la tuberia de produccion puede
condensarse y pasar a fase liquida si las condiciones de presion y
temperatura caen por debajo del punto de rocio del agua, una vez ocurre
esto, el agua en fase liquida aumentara el gradiente de presion y si la
velocidad del gas esta por debajo de la velocidad critica, empezara a

producirse la carga de liquidos.

1.4SINTOMAS DE LA CARGA DE LiQUIDOS

Durante la vida productiva de un pozo de gas, la presion en el yacimiento
comenzara a disminuir, produciendo que el caudal de gas producido disminuya y
generando que el régimen de flujo vaya cambiando de flujo niebla a flujo bache. Al
ocurrir esto, el volumen de liquidos producidos aumentara y el de gas disminuira,
esto por lo general llevard a la acumulacion de liquidos en el pozo que pueden
llevar a que el pozo deje de producir o que produzca de forma erratica a tasas

menores de las esperadas.
Es por ello muy importante detectar los signos que indican cuando un pozo puede
estar empezando a presentar problemas de carga de liquidos, de modo que se

eviten todos los problemas que conlleva.

Los principales métodos para detectar el comienzo de la carga de liquidos son:
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1.4.1 Anaélisis de la Curva de Declinacién

La curva de declinacion es una técnica en la cual se grafican datos de produccion
de un campo 0 pozo contra el tiempo y se intentan ajustar estos datos a una curva
o recta la cual se extrapola hacia valores de tiempo mayores de forma que se

pueda predecir un caudal de produccién del campo o pozo a futuro.

Grafica 3. Tipica Curva de Declinacion de un Pozo
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Fuente. Disponible en Internet: http://yacimientos-de-gas-condensado.blogspot.com/ 2008/ 02/
curvas-de-declinacin.html. [Citado en 2011/11/23]

Cuando el pozo comienza a cargarse con liquidos, la tendencia general de la
curva de declinacion cambiard hacia una de pendiente mas pronunciada tal y
como se puede observar en la Grafica 4, en donde la linea azul representa la

declinacién normal del pozo debido a la declinacion en la presién del yacimiento.
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®

Grafica 4. Curva de Declinacion en un Pozo con Carga de Liquidos
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El punto en donde se separan la linea azul y la roja, representa el momento en el
cual comienza la carga de liquidos en el pozo. Esta nueva linea indica un
abandono del pozo mucho mas temprano que el original, por lo tanto, el andlisis
de la curva de declinacion provee un medio para determinar la magnitud de la

pérdida de reservas como resultado de la carga de liquidos en un pozo®.

1.4.2 Cambio en la Presion de la Tuberia de Produccion y el Revestimiento

Cuando comienza el pozo a cargarse con liquidos, la presién afiadida al
yacimiento generara que la presion en la tuberia de produccién en superficie
disminuya, ademas, a medida que va cambiando el régimen de flujo, se
produciran mas liquidos que seran transportados por el gas y aumentaran el

gradiente de presion, consiguiendo que de nuevo se aumente la presién en el

*lbid p. 15
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yacimiento y con ello reduciendo aun mas la presion de la tuberia de produccion

en superficie.

A medida que el gas es producido, el gas se percola en el espacio anular entre la
tuberia de produccion y el revestimiento, al comenzar el pozo a cargarse con
liquido, el gas estard expuesto a una presion de formacién mas alta, causando
que la presion del revestimiento en superficie aumente. Asi, un aumento de la
presion en el revestimiento y a la vez, una disminucién en la presién en la tuberia
de produccion en superficie, es un claro indicador de que el pozo se esta

cargando con liquidos.

1.4.3 Prueba de Reconocimiento de Presion

La prueba de reconocimiento de presion o Pressure Survey, es el método mas
preciso y mas utilizado para determinar el nivel de liquido en un pozo de gas y si
este, estd comenzando a cargarse con liquidos. Una prueba de reconocimiento de
presion mide la presion con respecto a la profundidad en un pozo que puede estar

estético o fluyendo.

Debido a que la presion es funcion directa de la densidad del fluido y de la
profundidad, y la densidad del gas es mucho menor que la del agua o del
condensado, habr4d un cambio abrupto en la pendiente de una gréafica de
profundidad contra presion en el punto en donde se encuentra el nivel de liquidos

en el pozo como se indica en la Grafica 5.
Sin embargo, cuando se presenta flujo bifasico, la grafica puede que no sea lineal

como se muestra en la grafica, ademas el punto de inflexion en donde cambia la

grafica puede ser enmascarado debido a las altas pérdidas de presion por friccion
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ocasionadas por las altas tasas de flujo en pozos con tuberias de diametro

pequeno.

Grafica 5. Prueba de Reconocimiento de Presion Para Determinar la Carga de
Liquidos

Gradiente del gas por encima
del liquido.

Mivel del liquido

Oowo=—o3Ic =0T

Gradiente del agua por debajo
del liquido.

Presion

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

1.4.4 Laproduccion de Liquidos Cesa

En pozos de gas donde la produccién de liquidos cae repentina y bruscamente a
tasas mucho menores o cesa completamente, es un indicativo de que el pozo
esta produciendo a tasas menores que la tasa critica necesaria para transportar
los liquidos hasta la superficie. En este caso, los liquidos se acumularan en el
wellbore y el gas burbujeara a través de la columna de liquidos acumulados o
dependiendo de la presion en el pozo generada por la acumulacion de liquidos, el
gas dejara de fluir completamente.
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Este caso seria por supuesto el peor de todos, ya que significaria que el pozo ha
estado cargandose con liquidos y esta llegando al limite econémico de produccion

del pozo de forma mucho méas temprana de la esperada.

2 VELOCIDAD CRITICA

La velocidad critica es definida como la minima velocidad del gas en la tuberia de
produccién requerido para mover las pequefas gotas de liquidos hacia arriba,
este fendmeno fue estudiado primeramente por Turner, quien desarrollo el Modelo
de la Gética de Turner. Segun este modelo, el peso de la gotica actia hacia abajo
y la fuerza de arrastre del gas actia hacia arriba. Cuando la fuerza de arrastre y
del peso de la gética se iguala, se dice que esta a “velocidad critica”. Por debajo

de esta velocidad, las goticas caen y los liquidos se acumulan en el wellbore.

Grafica 6. Modelo de la Gotica de Turner

Transporte de Liquido en un Pozo de Gas Vertical

Arrastre
® Gas
i@
[
L]
* @

Gravedad

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

Turner desarrollo una serie de ecuaciones para determinar la velocidad critica de

una corriente de gas que transporta tanto condensado como agua.
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4.043(45 — 0.0031P)/*
(0.0031P)1/2

5.321(67 — 0.0031P)/*
(0.0031P)1/2

Vc, condensado =

Ve, agua =

Con Vc, Velocidad critica en pies/seg y P, Presion en psia, siendo por lo general

la Presion de Cabeza.

Como se puede observar, la velocidad critica no es funcién del caudal de
produccién de gas o de liquido del pozo sino de la presién en cabeza, ademas
cuando un pozo produce a la vez tanto condensado como agua, se debe usar la
ecuacion para el agua, ya que esta es mas pesada que el condensado y por lo

tanto tendra una velocidad critica mas alta.

La ecuacion de velocidad critica puede ser facilmente transformada a la ecuacion

de caudal critico, Qc, la cual es mucho mas practica:

3.067PVcA

= MMSCF/D
(T + 460)Z /

Qc

Siendo

_ (m)Dti?
T 4x 144

2

pies

T= Temperatura en superficie enF
Z=Factor de formacion de gas real
P=Presion en superficie en psia
A=Area transversal de la tuberia
Vc=Velocidad critica del gas

Dti= Diametro interno de la tuberia, pulgadas
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Ahora, si reemplazamos las ecuaciones de velocidad critica tanto para

condensado como para agua en la formula de caudal critico tendremos:

0.0676PDti%(45 — 0.0031P)/*
(T + 460)Z(0.0031P)1/2

Qc, condensado = MMscf /D

0.0890PDti%(67 — 0.0031P)/*
(T + 460)Z(0.0031P)1/2

Qc,agua = MMscf /D

De esta forma es posible calcular el caudal minimo de produccion de gas
necesario para evitar la carga de liquidos en el pozo en funcion del diametro de la
tuberia de produccion, la presién en cabeza, la temperatura en superficie y el
factor de compresion del gas. Ademas, despejando Dti, es posible determinar el
diametro de la tuberia interna critica o el maximo posible sin que se produzca la

carga de liquidos.

pies

Dii = 59.94Qc¢(T + 460)Z
L= PVc

2.1VELOCIDAD CRITICA PARA POZOS DE BAJA PRESION

La ecuacion desarrollada por Turner estd basada en datos de pozos de alta
presién fluyendo, para pozos con baja presion, menores a 1000 psia es necesario

ajustar la ecuacion de Turner al multiplicar las ecuaciones por un factor de 0.8

3.369(45 — 0.0031P)/*
(0.0031P)1/2

Vc,condensado =
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4.434(67 — 0.0031P)/*
(0.0031P)1/2

Ve, agua =

0.0563PDti%(45 — 0.0031P)/*
(T + 460)Z(0.0031P)1/2

Qc, condensado = MMscf /D

0.0742PDti?(67 — 0.0031P)1/*
(T + 460)Z(0.0031P)"/2

Qc,agua = MMscf /D

2.2VELOCIDAD CRITICA CON LA PROFUNDIDAD

Debido a que en la mayoria de los casos se perforan y completan pozos con
didmetros de tuberia de produccion diferentes, es necesario evaluar la velocidad
critica en los puntos de la sarta de tuberia en donde se tienen las velocidades de
flujo més bajas, esto es, en los puntos en donde se cambia un diametro de la
tuberia de produccién pequefio por uno de mayor diametro, igualmente ocurre lo
mismo en pozos donde se completan con el casing colgando, lejos de las
perforaciones, en este caso, las velocidades mas bajas se encontraran en el
fondo del pozo ya que sera en donde estara el didmetro mas grande de flujo y
por ello sera el punto mas critico y el primero en cargarse con liquidos.

Por lo general, si un pozo con una sarta de diametro constante, tiene una
velocidad critica en el fondo del pozo que es aceptable, es decir, la velocidad de
flujo del gas es mayor que la velocidad critica, entonces, la velocidad critica sera

aceptable para todo el resto de la tuberfa.*

*Ibid, p. 41
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Grafica 7. Puntos Criticos en el wellbore
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

La grafica permite observar los dos puntos criticos en los cuales se presenta la

velocidad de flujo mas baja debido al cambio en el didmetro de la tuberia.

Es importante también entender que la presién y temperatura pueden variar de
forma significativa a lo largo de la tuberia lo cual puede llevar a cambios en la
velocidad de un punto a otro a lo largo de la tuberia de produccién aun cuando la

tasa de flujo sea constante.
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3 RELACION DEL iNDICE DE PRODUCTIVIDAD (IPR)

La relacién del indice de productividad permite caracterizar la produccion de un
pozo y determinar el influjo maximo que un pozo es capaz de producir, el cual
sirve como valor de referencia para determinar su tendencia de declinacion

durante su explotacion.

La curva IPR es la representacion grafica de las presiones fluyentes, Py, y las

tasas de produccion de liquido que el yacimiento puede aportar al pozo para cada

una de las presiones dadas’. Por lo tanto, para cada P,r, existe una tasa de

produccién de liquido gq;, que se puede obtener de la definicién del indice de

productividad:

(Pws—q;)
q1 =J(Pws — Pwss) Odelaforma Py rg = %
Donde:

P, s = Presion de fondo fluyendo
P, = Presion del yacimiento en medio de las perforaciones
J = indice de productividad

q; = Caudal de liquido

La representacion grafica de P, s en funcion de g, es una linea recta en papel

cartesiano. La IPR representa una instantanea de la capacidad de aporte del

yacimiento hacia el pozo en un momento dado de su vida productiva y es normal

®> MAGGIOLO Msc. Ricardo. ESP Oil International Training Group: Andlisis Nodal y Flujo
Multifasico. En: Workshop International (31 Enero al 04 Febrero: Maracaibo, Venezuela), 2005. p.
3
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gue dicha capacidad disminuya a través del tiempo por reduccion de la
permeabilidad en la cercanias del pozo y por el aumento de la viscosidad del

crudo en la medida en que se vaporizan sus fracciones livianas.

El desarrollo de la ecuacion del indice de productividad se basa en la ecuacion de
Darcy:

_ 2mkrhdp

T u dr

q

Al integrar la ecuacion

Al afiadir el efecto del dafio, en condiciones de estado estable y en unidades de

campo, la ecuacién queda como:

141.2qBu T,
P, — Pys =T(lnr—+s)

w

Donde:

La viscosidad, u, en centipoises

El espesor neto, h, en pies

El radio del area de drenaje 1, radio del pozo 7;,,, en pies.
La permeabilidad k, en milidarcies, md.

El caudal de liquidos g, en STB/d

El dafio a la formacion, s.
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3.11IPR PARA POZOS DE GAS

El IPR para los pozos de gas es una version desarrollada a partir del IPR para
pozos de petréleo, en la cual se toma en cuenta el tipo de flujo (laminar o

turbulento) y la compresibilidad del gas con respecto a la presion y la temperatura.

La siguiente grafica resume el desarrollo de la ecuacion IPR.

Gréfica 8. Desarrollo de la Ecuacion IPR para Pozos de Gas

IPRPOZOS
DE GAS

i

FLUIO
NO-DARCY

DARCY
(1956)

ARONOFSKY
JENKINS

ESTADO
PSEUDO
ESTABLE

ESTADO
ESTABLE

ESTADO
ESTABLE

ODEH
(1978)

ESTADO
PSEUDO
ESTABLE

F,

Fuente. Disponible en Internet: http://issuu.com/franco.sivila/docs/potencial_productivo _de_

pozos_gas_feros [Citado en 2012/06/15].

ESTADO ESTABLE

A partir de la ley de Darcy se obtuvo la ecuacion para un fluido (aceite)

incompresible:

Fo=Puwr = =3
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La anterior ecuacion es modificada para pozos de gas al convertir el caudal g de
STB/d a MSCF/d y al usar un valor promedio del factor volumétrico de formacion

del gas, By:
0,0283ZT
B =
g [(Pe_ow)/z]kh

Sustituyendo lo anterior:

_1424(1000/5,615)q(MSCF/d)Z‘T,z( r, )

P —P, = In—+S
¢ [P, — P.s)/2]kh Tw

Después de agrupar y reorganizar se obtiene:

1424qaZ1 T
P 2 2 2 e
¢ wro o kh (ln Tw S)

Obteniendo asi el indice de productividad de un pozo de gas en estado estable

asumiendo flujo Darcy:

q B kh
(Pe" = Pus®)  14247ZT (In-= + 5)

w

] =

ESTADO PSEUDO ESTABLE

Una aproximacion similar a la anterior fue desarrollada para estado pseudo

estable:
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_ 1424quZT r,
pz—-p, .~ = —(l 0,472 = S)
wf kn \oAe
] = q _ kh
(P? = Pus®)  1424p2T (In0,472:¢ + 5)

w
Para tasas de flujo de gas pequefias estas aproximaciones son aceptables.
FLUJO NO DARCY
ARONOFSKY & JENKINS (1954)
ESTADO ESTABLE

Aronofsky y Jenkins desarrollaron las ecuaciones que permiten determinar las
relaciones de influjo para los pozos verticales de gas en estado estable por medio
de una ecuacion diferencial de flujo que fluye a través de un medio poroso usando

un factor no-Darcy:

q _ kh
(P" = Pu®) 142427 (In2 + 5 + D, )
w

J =

Donde D, es el coeficiente no-Darcy, siendo

6 107 5yk, *'h

2
perf

ur, h
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De forma general las anteriores aproximaciones se pueden presentar de la

siguiente forma:

e Para ratas de flujo pequefias en gases esta aproximacion es aceptable
— [D2 2
q = C[P - ow ]

e Y para ratas de flujo grandes, donde el flujo no-Darcy es evidente es usada

la siguiente expresion.
q = C[P? _owz]n

Donde 0,5<n<1y si graficamos log-log de q vs P + P,,; obtenemos una linea recta

con pendiente igual a “n” y un intercepto en “C”.
ESTADO PSEUDO ESTABLE

El modelo para estado estable puede ser modificado de la correlacion de estado
pseudo estable, si reemplazamos el término r; = 0,472r, (radio efectivo de

drenaje de Aronofsky y Jenkins):

q _ kh
(P? = Pus®) 1424027 (In% + 5 + D,
w

J =

ry = 0,472r,

Reemplazando obtenemos la siguiente ecuacion:
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2

1424u7T ; 0,472r, 1424uZTD
= (m +S>q+———————

kh T kh 1

El primer término a la derecha es igual al desarrollado para flujo Darcy, y el
segundo término es para flujo no-Darcy. Los términos que multiplican a q y g2 se

pueden considerar como constantes y la ecuacion toma la siguiente forma:
D2 2 _ 2
P*—P,:" =aq+ bq

Donde las constantes a y b se obtienen de la siguiente forma:

1424uZT 0,472r,
a= (ln + S)

kh Ty

Y b con la siguiente ecuacion:

1424pZT
b=——"

XD
kh

Debido a la complejidad de determinar las contantes a y b con base a las
ecuaciones anteriormente mencionadas, es posible hallarlas con base a las

pruebas de flujo o “test point”.

Para ello, se grafican en coordenadas cartesianas P? — P,;*/q contra el caudal g,
luego la presion fluyente P, es calculada para cuatro diferentes tasas de flujo, la
grafica sera una linea recta en la cual, el intercepto con el eje y sera a y la
pendiente de dicha recta sera b como se muestra en la grafica. Una vez hallado
b, se puede despejar y encontrar D, el coeficiente no-darcy.

41



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

Do bkh
" 1424uZT

Grafica 9. Determinacion de los coeficientes ay b.

(7 -r,7 1
q

L )

Fuente. Autores

ODEH (1978)
ESTADO PSEUDO ESTABLE

Odeh también desarrollo una correlacion para estado pseudo estable con un area

de drenaje no circular, la ecuacion es la siguiente:

q B 703 x 10~%kh
(P2—P,% wZT(InX — 0,75 + D)

J =

Donde X es una correlacion entre r,, Y A para varias areas de drenaje.
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3.2FLUJO DE FLUIDOS EN EL POZO Y EN LA LINEA DE FLUJO
3.2.1 Pérdidas de Presién en Tuberia

Existen muchas razones para que ocurra la pérdida de presion en tuberia, como
estrangulamientos, o formacion de taponamientos, pero en principal medida las

pérdidas son ocasionadas por tres factores principales:

e Pérdidas por cambio de elevacién o gravedad,
e Pérdidas por friccidn que se incrementan con la velocidad,

e Pérdidas por aceleracion.

Para hallar este importante dato muchos autores han publicado un sin nimero de
correlaciones destinadas a predecirlo, y todas parten de la misma ecuacion
general de pérdidas de presion, pero varian en la manera en que desarrollan sus

calculos o las estimaciones que realizan.
Si se conocen las pérdidas de presion del fluido en el pozo, podemos estimar la

presion requerida en fondo de pozo para elevar la columna de fluidos mediante la

siguiente ecuacion:
ow == Pwh + App
Donde,

P, = Presion de fondo fluyendo, psi.
P, = Presion de cabeza de pozo, psi.

AP, = Perdidas de presion dentro del pozo, psi.

43



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

De la misma manera que al conocer las pérdidas de presion generadas en la linea
de flujo podemos calcular la presion necesaria en cabeza de pozo con la siguiente

ecuacion:
PWh =Psep+APl
Donde,

P, = Presion en el separador, psi.

AP, = Perdidas de presion en las lineas de flujo, psi.

Ecuacion general de gradiente de presion

AP 1 X p x senf xpxV? x AV?
Gradiente Total lpc/ft = <g p +fm P p )

AZ 144 e 2xg.xd  2xg.xAZ

(AP) _gxpxsend
g

A7 144 x g, = Gradiente de presion por gravedad.

AP fmxpxV? : , o
( ) = = Gradiente de presion por friccion.
fric

AZ) e 144x2xg.xd

(AP) p x AV? Gradiente d . 1d o cineti
— - _ 5 |
AZ) geer 144 x2x g. x AZ radiente de presion por A de energia cinetica
Donde,

8 = angulo que forma la direccion de flujo con la horizontal (0°H,90°V).

p = densidad del fluido, lbm/ft3
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V = velocidad del fluido,ft/seg.
g = aceleracion de la gravedad, 32,2 ft/segz'

fm = factor de friccion de Moody, adimencional.

d = diametro interno de la tuberia, f't.

A partir de esta ecuacion se generan todas las correlaciones para determinar el

gradiente de presion, entre ellas las mas comunes son:
Correlaciones para flujo Vertical:

Se han publicado gran cantidad de correlaciones destinadas a predecir las
pérdidas de presion en tuberias verticales, pero por la complejidad del flujo
multifasico la mayoria de estas ecuaciones son de tipo empirico. Esta ecuacion se

define como:

dP _ (dP) N (dP) N (dP)
dzZ ~\dz), \dzZ); \dZ) 4

Dependiendo de la densidad del fluido, varia la pérdida de presién por cambio de
elevacion (gravedad) y generalmente se calcula usando el dato de carga (hold up)
de liquido. Exceptuando las condiciones de altas velocidades, la mayoria de las

pérdidas de presidén son ocasionadas por este fenémeno.

A altas velocidades comienza a afectar la friccion generada entre el fluido y la
tuberia, convirtiendo la energia cinética en energia calérica, y por consiguiente
perdiendo presion; la perdida de presion por aceleracion es en la mayoria de los
casos despreciable, y solo es tomada en cuenta cuando hay altas velocidades de

flujo.

45



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

3.2.2 Descripcién De Correlaciones De Flujo Multifasico En Tuberias

Hay varias correlaciones de tipo empiricas disefiadas para calcular los gradientes
de presion. Y estas se clasifican en:

Correlaciones tipo A: Asumen que no hay deslizamiento entre las fases y por lo
tanto no se toman patrones de flujo, algunas son: Fancher & Brown, Poettmann &
Carpenter y Baxendell & Thomas.

Correlaciones tipo B: Asumen que hay deslizamiento entre las fases, pero no

tienen en cuenta los patrones de flujo, entre ellas Hagedorn & Brown.

Correlaciones tipo C: Consideran el deslizamiento entre fases y los patrones de

flujo a la vez, como: Beggs & Brill, Duns & Ros, Orkiszwesky.

Fancher & Brown:

Esta correlacion no toma en cuenta los efectos de deslizamiento dentro de la
tuberia y es utilizada frecuentemente para realizar un “control de calidad”. Esta da
el valor minimo de presion de fondo fluyente posible del comportamiento del fluido
cuando se compara con la presion medida. Aun asi da un buen cotejo en las
mediciones de presiones de fondo. No debe ser usada para el calculo cuantitativo.
Los puntos de presiones medidas que caigan a la izquierda de la correlaciéon (en
un grafico de presion medida vs profundidad) indican un problema en la densidad

de los fluidos o datos de presiéon de campo.

Hagedorn & Brown:

Es una buena correlacion en pozos de petréleo con patrones de flujo slug (bache)

de media a altas tasas de produccion. Esta correlacion no debe ser utilizada para
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condensados siempre y cuando el flujo neblina sea predominante dentro de la
tuberia de produccidon. Puede ocurrir perdida de presion en la estimacion de
presiones en tuberias de 1 a 1,5 pulgadas de didmetro. La caida de presion
puede ser sobreestimada cuando el pozo fluye con relaciones gas/petréleo
mayores a 5000 PCN/BN. Sin embargo, la correlacion funciona bastante bien para

un amplio rango de cortes de agua.

Duns & Ros:

Los autores consideran que existe deslizamiento entre las fases y establecen
patrones de flujo. Por lo general funciona bien en los casos de flujo neblina y debe
ser usada para el caso de petr6leo con una alta GRP y pozos de condensados
(>5000 PCN/BN). Se bebe tener cuidado al utilizarla pues esta correlacion tiende
a sobrepredecir la VLP (curva de demanda) en pozos de petréleo. A pesar de
esto, la tasa minima estable indicada por el minimo de la curva VLP es a menudo
una buena estimacion. En tuberias de 1 a 3 pulgadas tiende a sobre predecir la

caida de presién. La correlacion trabaja en un rango de gravedad API de 13 a 56°.

Orkiszewki:

El autor considera deslizamiento entre las fases y existen cuatro patrones de flujo.
Es una correlacion que en ocasiones da un buen ajuste a los datos medidos. Pero
hay que tener cuidado, pues su formulacion incluye una discontinuidad en su
meétodo de calculo. Dicha discontinuidad puede causar inestabilidad durante el
cotejo de la presién, por lo que no se recomienda su uso. Esta correlacion tiene
un buen comportamiento en pozos con tuberias de produccion de 1 a 2 pulgadas
de didmetro. Al bajar la gravedad APl (de 13 a 30), la correlacion puede
sobreestimar el perfil de presién. Funciona con un amplio rango de cortes de

agua.
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Correlaciones para flujo Horizontal:

Cuando la tuberia se encuentra en posicion horizontal, su dngulo y el seno de su
angulo son cero, lo que nos indica que no hay caida de presion por elevacién o es

despreciable, y la ecuacion se resume asi:

dP _ (dP) N (dP)
dZ  \dZ/);  \dZ) 4.

Las predicciones de carga de liquido son menos criticas para calculos de pérdidas
de presion en flujo horizontal, pero algunas correlaciones necesitan de este dato
para la obtencion de la densidad, la cual es necesaria para los céalculos de
pérdidas de presién por friccion y por aceleracion. La caida por aceleracion es

menor y no se tiene en cuenta la mayoria de las veces en los céalculos de disefio.
Beggs & Brill:

Es una de las ecuaciones mas utilizadas y cubre varios rangos de tasas y
didmetros internos de la tuberia. Desarrollaron un esquema paracaidas de presion
en tuberias inclinadas y horizontales para flujo multifasico. Establecieron
ecuaciones segun los regimenes de flujo segregado, intermitente y distribuido
para el célculo de factor de entrampamiento liquido y definieron el factor de

friccion bifasico independientemente de los regimenes de flujo.

Dukler, Aga & Flanigan:

La correlacion de Aga & Flanigan fue desarrollada para sistemas de gas
condensado en tuberias horizontales e inclinadas, considerando cinco regimenes

de flujo: burbuja, intermitente, anular, neblina y estratificado. La ecuacion de
Dukler es usada para calcular la pérdida de presion por friccion y el factor de
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entrampamiento (holdup) y la ecuacion de Flanigan es usada para calcular el

diferencial de presion por elevacion.

Eaton, y colaboradores:

La correlacion se basa en un balance de energia de flujo multifasico, realizando
correlaciones para el factor de entrampamiento de liquido y el factor de friccion,
considerando las fases fluyendo como una mezcla homogénea de propiedades
promediada. Realizaron pruebas experimentales de campo en tres tuberias de
1700 pies de longitud cada una, y de 2,4 y 15 pulgadas de diametro,

respectivamente. Los rangos utilizados en sus pruebas fueron:

e Tasa liquida: 50 — 5500 BPD.

e Tasade gas: 0 — 10 MMPCND.

e Viscosidad liquida: 1 — 13,5 cps.

e Presiones promedias: 70 — 950 PSI.

Para poder usar estas correlaciones se hace necesario utilizar un software
especializado para resolver las distintas ecuaciones. Es por ello que para el
presente trabajo utilizamos las curvas de gradientes de presidn gue estan

disponible en la literatura, como las de Kermit Brown mostradas en la gréfica 9.

En esta gréafica se ingresa con una presion dada, la cual variard dependiendo del
nodo que se esta analizando. Asi, si el nodo es la presion de fondo fluyente, P,
se comienza con esta presion y se baja hasta que corte con la relacion gas liquido
RGL, que tenga el pozo, de ahi hasta el eje de la longitud, luego se suma la
profundidad del pozo, L, y nuevamente se corta con la RGL y se sube hasta el eje

de la presion, dicha presion seré la presion en cabeza de pozo o P,
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Grafica 10. Curvas de Gradiente de Presion Horizontal
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4 ANALISIS NODAL

El analisis NODAL de un sistema de produccion, realizado en forma sistematica,
permite determinar el comportamiento actual y futuro de un pozo productor de
hidrocarburos. Consiste en dividir este sistema de produccion en nodos de
solucion para calcular caidas de presion desde el yacimiento hasta la superficie
de esta manera, es posible determinar las curvas de comportamiento de afluencia

y el potencial de produccién de un yacimiento.

Como resultado de este analisis se obtiene generalmente un incremento en la
produccién y el mejoramiento de la eficiencia de flujo cuando se trata de un pozo
productor, pero cuando se trata de un pozo nuevo, permite definir el didmetro
optimo de las tuberias de produccion, del estrangulador, y linea de descarga por
el cual debe fluir dicho pozo, asi como predecir su comportamiento de flujo

(aporte de hidrocarburos) y presion para diferentes condiciones de operacion.

En el andlisis nodal se evalla un sistema de produccion dividiéndole en tres

componentes basicos®:

o Flujo a través de un medio poroso (Yacimiento), considerando el
dafio ocasionado por lodos de perforacién, cemento, etc.

o Flujo a través de la tuberia vertical, considerando cualquier posible
restriccibn como empaquetamientos, valvulas de seguridad,
estranguladores de fondo, etc.

o Flujo a través de la tuberia horizontal (Linea de superficie),

considerando el manejo de estranguladores en superficie.

® HIRSCHFELDT, Marcelo. Anélisis de un Sistema de Produccién y Anélisis Nodal. 2009.
Articulo Técnico publicado en www.oilproduction.net
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4.1CAPACIDAD DE PRODUCCION DEL SISTEMA

La perdida de energia en forma de presion a través de cada componente depende
de las caracteristicas de los fluidos producidos y, en especial, del caudal de flujo
transportado, de tal manera que el caudal de produccion del sistema responde a
un balance entre la capacidad de aporte de energia del yacimiento y la demanda

de energia de la instalacion para transportar los fluidos hasta la superficie.

La suma de las pérdidas de energia en forma de presion en cada componente es
igual a la pérdida total, es decir, a la diferencia entre la presién de partida, Pws, y

la presion final del sistema, la cual es, la presion del separador, Psep.

Pws — Psep = APy+APc+APp+API

En donde:

APy = Pws — Pwfs = Caida de presién en el yacimiento (IPR)

APc = Pwfs — Pwf = Caida de presion en la completacion (Jones, Blount y Gaze)
APp = Pwf — Pwh = Caida de presion en el pozo (FMT vertical).

APl = Pwh — Psep = Caida de presion en la linea de flujo (FMT horizontal).

Para predecir el comportamiento del sistema, se calcula la caida de presion en
cada componente. Este procedimiento comprende la asignacion de nodos en

varias de las posiciones claves dentro del sistema.

En estos nodos se evalia las pérdidas de presion de todo el sistema al
subdividirlo en dos partes, todos los componentes aguas arriba del nodo son
denominados como el inflow, mientras que todos los componentes aguas abajo

del nodo son denominados como el outflow del sistema.
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Una vez el nodo es seleccionado, la presion en el nodo es calculada en ambas

direcciones, empezando con las presiones que son fijas.

Entrada al nodo (inflow)
Pnodo = Pr — AP (componentes aguas arriba)
Salida del nodo (outflow)

Pnodo = Psep + AP (componentes aguas abajo)

La caida de presion AP varia con el caudal g para cualquier componente. Por lo
tanto, un gréafico de la presion en el nodo versus el caudal generara dos curvas las
cuales se interceptaran en un punto especifico de caudal y presién en el nodo con

el cual el sistema producira.

Gréfica 11. Presiéon en el Nodo vs Caudal

Balida (outflow)
desde el nodo

Presion en el nodo

Entrada ( inflow) al
nodo

Capacidad de flujo del
sistema

>

Caudal, q

Fuente. HIRSCHFELDT, Marcelo. Andlisis de un Sistema de Produccion y Analisis
Nodal. 2010.
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4.2 NODOS UTILIZADOS
Existen diferentes nodos que son generalmente utilizados para desarrollar el

andlisis Nodal, aunque, en teoria, el andlisis Nodal puede ser utilizado en

cualquier parte del sistema de produccion.

Gréfica 12. Principales Nodos utilizados en el Analisis Nodal

Nodo Ubicacion
Separador
Choke
Wellhead

WValv. Seguridad
Restriccion

Pwf

Pwfs

Pr

[ = s o o R Sy N Y

Fuente. Modificado de HIRSCHFELDT, Marcelo. Andlisis de un Sistema de
Produccion y Analisis Nodal. 2010.

La seleccion del nodo a utilizar para desarrollar el andlisis Nodal del sistema
depende grandemente del componente del sistema que se desea evaluar, pero su
posicion debera ser tal que muestre, de la mejor manera posible, la respuesta del
sistema a una serie de condiciones, para que como resultado final se tenga una

evaluacion total del problema, dando asi una solucion confiable.
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4.2.1 Nodo en Presion de Fondo Fluyendo

Este nodo es el més utilizado, el nodo esta ubicado en el intervalo perforado en el
fondo del pozo. En este nodo se divide el sistema en dos componentes: el
yacimiento seria el inflow y la sarta de produccion junto con la linea de flujo y el

separador son el otro componente, el outflow del sistema.

Entrada al Nodo (Inflow):
Pnodo = Pr — AP
Pwf = Pr — APyqcimiento — APrubing
Salida del Nodo (Outflow):
Pnodo = Psep + AP
Pwh = Psep + APjineq ge fiujo

Para desarrollar la grafica de Analisis Nodal es necesario llevar a cabo el

siguiente procedimiento”:

I.  Construir la curva IPR apropiada.

[I.  Suponer varias tasas de flujo y obtener la presion de cabeza necesaria
para llevar los fluidos a través de la linea de flujo horizontal hasta el
separador, por lo tanto, conocer las presiones de entrada a la tuberia de

produccion requeridas.

lll.  Usando las mismas tasas de flujo supuestas en el paso Il y las
correspondientes presiones de cabeza, se determinan presiones de
entrada a la tuberia de produccion requeridas a partir de las correlaciones

de flujo multifasico apropiado.

"MESA Adriana, FONSECA Ana, Estudio Nodal para Optimizar el Flujo de Pozos Productores e
Inyectores del Campo Santiago, Tesis 2010. p. 31
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IV. Se representa graficamente las presiones de entrada de la tuberia de
produccion contra las tasas supuestas, en la grafica de IPR. El punto en
donde se interceptan ambas curvas determina la tasa a la cual el pozo

producira con el sistema de tuberias actual.

4.2.2 Nodo en Cabeza de Pozo

El nodo se ubica en el arbol de navidad, en este caso, el separador y la linea de
flujo se consideran como un Unico componente, siendo este el inflow del sistema 'y
el yacimiento y la sarta de produccion como el otro componente del sistema, es

decir, el outflow.

Entrada al Nodo (Inflow):
Pnodo = Pr — AP
Pwh = Pr — APy cimiento — APrubing
Salida del Nodo (Outflow):
Pnodo = Psep + AP
Pwh = Psep + APjineq de flujo

Nuevamente se realiza el procedimiento como en el nodo anterior para determinar
el caudal con el cual producira el pozo con las actuales condiciones. Asi, si se
guiere evaluar el desempefio del pozo al cambiar la linea de flujo de superficie por
una de mayor diametro, se debe hacer el analisis nodal en el nodo del choke o de
presion en cabeza, o en el otro extremo de la linea de flujo, es decir, en el nodo

de presion en el separador.

En el caso de carga de liquidos, el analisis nodal es una herramienta muy util para
determinar si un pozo esta cargandose con liquidos y analizar los posibles

cambios que se pueden hacer a la sarta de produccion para evitar que esto pase.
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Para desarrollar la optimizacion de un pozo para evitar la carga de liquidos se
utilizan dos nodos en especifico para analizar la tuberia de produccion, estos son
los nodos 3y 6, es decir, los nodos en la presion en cabeza de pozo y presion de
wellbore fluyendo respectivamente, ya que en estos dos nodos, es posible
observar las variaciones en el potencial de produccion del pozo al variar algun

componente de la sarta de produccion.

El efecto del cambio en cualquier componente puede ser analizado recalculando
la presién en el nodo versus el caudal, usando las nuevas caracteristicas del

componente que fue cambiado.

Asi por ejemplo, como se puede observar en la grafica, al variar el didmetro de la
tuberia de produccion D1, por una ‘de mayor diametro D2, se modifica la curva de
outflow y el pozo producird a un caudal mayor pero con una velocidad menor,
luego es necesario determinar si el nuevo caudal producido es menor que el

caudal critico y necesario para evitar la carga de liquidos,

Grafica 13. Variacién en la Curva de Inflow y Outflow al variar el Diametro de la
Tuberia

inflow outflow

D2 =D1

Presion en el nodo, Pwf

Capacidad de flujo del
sistema

L

Caudal, q

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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Gracias al analisis nodal, es posible calcular los efectos producidos al reemplazar
el diametro de la tuberia de produccion por uno mas pequefio y determinar el
nuevo caudal producido y si este es menor que el caudal critico necesario para
evitar la carga de liquidos, ademas es posible determinar el nivel 6ptimo de
caudal necesario para que se produzca un minimo de carga de liquidos y a la vez
una minima perdida de presion debido a la friccion producida por la velocidad del

gas fluyendo a través de la tuberia.

4.3TUBING PERFORMANCE CURVE (TPC)

Si se escoge el fondo del pozo como el nodo, entonces, en la grafica de analisis
Nodal, el inflow estard representado por el IPR y el outflow del sistema ser& el
TPC o también conocido como el VLP (“Vertical Lift Performance”). La caida de
presiébn en el tubing o tuberia de produccién es la suma de la presion en
superficie, la presiéon de la columna hidrostatica, (la cual estd compuesta por el
liquido acumulado en la tuberia y el peso del gas) y la pérdida de friccion
ocasionada por el flujo de los fluidos a través del pozo desde el fondo hasta la

superficie.

La grafica 13 muestra el TPC, se pueden observar tres curvas, dos curvas
punteadas que representan el cambio de presion debido a la fricciébn y a la carga
de liquidos respectivamente y la curva en negrilla representa la suma de las
presiones de las dos curvas punteadas, es decir las presiones debido a la friccion
y a la carga de liquidos mas la presién en superficie, esta curva es también
conocida como curva J. En la curva de presion debido a la friccion, la presion va
aumentando con el caudal después de cierto punto, debido a que va aumentando
la velocidad de flujo y por ello aumentan las pérdidas de presion debido a la

friccion a lo largo de la tuberia de produccion.
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En la curva de presion debido al liquido acumulado (liquid holdup), la presién va
disminuyendo con el aumento del caudal debido a que a medida que aumenta el
caudal, lo hace también la velocidad de flujo, al estar por encima de la velocidad
critica, cargard todo el liquido hasta la superficie y la columna hidrostatica
generada por el liquido acumulado ird desapareciendo, al igual que la presion

ocasionada por esta columna de liquido.

Gréfica 14. Curva TPC (Tubing Performance Curve)

Pwf

_ Presion debido a la
=" friccion en el tubing

Punto optimo

Presion debido al liquido acumulado

Caudal, q

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

Como se puede observar, la curva TPC o curva J, pasa a través de un minimo o
punto Optimo en el cual se interceptan las dos curvas punteadas. En este punto, la
suma de las dos pérdidas de presidbn suman un minimo, a la derecha de este
minimo, las pérdidas de presion aumentan debido a la friccion pero el flujo estara
en régimen de flujo neblina, por lo tanto llevara todos los liquidos hasta la

superficie.
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A la izquierda del punto 6ptimo, la tasa de flujo es baja y las pérdidas de presion
estan dominadas por la presion hidrostatica generada por la carga de liquidos. En
el extremo izquierdo de la curva J, el fluido estara en régimen de flujo burbuja,
mientras que en la parte izquierda de la curva, cerca al punto 6ptimo, el flujo
estara en régimen de flujo bache, en este régimen el flujo permanecera de forma
inestable ya que porciones de los baches de fluido volveran a caer antes de

alcanzar la superficie y tendran que ser levantados por el siguiente bache.

En la mayoria de los casos se asume que el flujo en la parte izquierda del minimo
de la curva J o punto éptimo es flujo inestable y conllevara a problemas de carga
de liquidos, tal y como se puede observar en la grafica 14. Por el contrario, en la
parte derecha del punto 6ptimo, se asume que los caudales de produccién son
estables y lo suficientemente altos para transportar los liquidos hasta la superficie.
Sin embargo, este método para determinar si un pozo esta 0 no cargandose con
liguidos es inexacto, por lo cual se hace necesario utilizar la curva IPR para

obtener resultados mas precisos.

Gréfica 15. Curva TPC mostrando los Regimenes de Flujo

Pwf

Curva J

w aptimo

Flujo Burbuja . ... Flujo Neblina
Flujo Bache Flujo Transicion
Anular-Bache
INESTABLE ESTABLE Caudal, q

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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4.4 ANALISIS DEL TUBING PERFORMANCE CURVE (TPC) CON EL INFLOW
PERFORMANCE RELATIONSHIP (IPR)

Cuando se gréfica la curva de TPC y la curva IPR, se tendra por lo general una
grafica como la mostrada, en la cual se tendran dos puntos en los cuales se

interceptan ambas curvas.

Estos dos puntos son las presiones y caudales potenciales de operacion que tiene
el pozo, sin embargo, solo el punto que se intercepta a la derecha de la tasa
minima es realmente posible de conseguir ya que esta operando a condiciones
estables, esto es, se mantiene a una tasa y presién constante o casi constante

oscilando entre los puntos C y D a través del tiempo.

Grafica 16. Andlisis de la Estabilidad de Flujo

A / \ OPERACION INESTABLE

Pwf

OPERACION ESTABLE

Tasa minima para flujo
estable

Caudal, g

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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La operacion en estado estable ocurre debido a que aun cuando el caudal de
operacion aumente o disminuya del caudal de operacién normal, (es decir, el
caudal en el cual se interceptan las curvas del TPC y el IPR) el pozo volver4 a las

condiciones de operacién normal.

Asi por ejemplo, si el pozo aumenta su caudal hasta el punto D, aumentard la
presion en la cara de la arena del yacimiento, lo cual conseguira que el caudal de
flujo disminuya hasta el punto de estabilidad en donde se cruzan ambas curvas.
De igual forma, si el caudal disminuye temporalmente hasta el punto C, la caida
de presion en la tuberia disminuye, logrando disminuir la presién en la cara de la
arena del yacimiento, propiciando un incremento en el caudal hasta llevarlo

nuevamente al punto de estabilidad.

Si en cambio, el pozo se encuentra en el punto A, la presion en la cara de la
arena se incrementa debido a un exceso de liquidos acumulandose en la tuberia,
el incremento en la presién genera una diminucion del caudal de flujo lo cual logra
aumentar ain mas la presion en el yacimiento repitiéndose el ciclo hasta que el

pozo muere. De la misma forma ocurre si el pozo se encuentra en el punto B.

De esta forma, el punto de interseccion entre la curva IPR y el TPC, a la derecha
del minimo o punto éptimo de la curva J, representa una condicion de flujo estable
donde los liquidos son efectivamente transportados a la superficie y a la izquierda
del minimo, representa una condicion inestable donde el pozo se carga de

liquidos progresivamente hasta que finalmente el pozo muere.
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5 METODOLOGIA DESARROLLADA PARA MANTENER LOS POZOS DE
GAS SIN CARGA DE LiQUIDOS?

Para mantener un pozo de gas deshidratado, esto es, sin carga de liquidos
acumulandose en la tuberia de produccién es necesario desarrollar el analisis
Nodal para optimizar el sistema de produccion del pozo de modo que esté

siempre fluyendo a una velocidad mayor que la velocidad critica.

Sin embargo, esto no es siempre posible ya que dicho andlisis esta limitado a los
didmetros de tuberia que hay disponible en la industria, es entonces cuando se
hace necesario el utilizar alguna tecnologia para mantener a los pozos
deshidratados y de esta forma evitar la carga de liquidos y las consecuencias que

esto conlleva.

Para lograr esto, hemos desarrollado una metodologia para determinar si un pozo
puede presentar problemas de carga de liquidos y si este es el caso, entonces
optimizar las lineas de flujo. Este diagrama de flujo esta basado en una
metodologia desarrollada por el Concejo para la Investigacion y Desarrollo del
Levantamiento Atrtificial, ALRDC.

Esta metodologia se basa en el calculo del caudal critico y la comparacion con el
caudal al cual fluira el pozo, dependiendo de qué caudal sea mayor, se hace el
analisis para el cambio del didmetro de produccion por uno menor si el pozo asi lo
requiere o si no se esta cargando con liquidos se analiza si es posible utilizar un
mayor diametro para de esta forma aumentar el caudal de produccidon siempre y

cuando esto no genere problemas de carga de liquidos.

8 Concejo para la Investigacion y Desarrollo del Levantamiento Artificial, ALRDC. Disponible en
Internet: http://www.alrdc.com/production/

63



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

Grafica 17. Diagrama de Flujo para mantener los pozos de gas deshidratados.
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Fuente. Autores, basada en la guia de seleccién para deshidratar pozos de gas
de ALRDC. Disponible en internet en: http://www.alrdc.com/recommendations

/Gas %20 Well%20Deliquification/index.htm [Citado en 2011/12/09]
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Para comprender mejor la metodologia, vamos a desarrollar un ejemplo para un

pozo de gas convencional en el cual se le ha efectuado una prueba multiflujo:

Tabla 1. Datos del pozo ejemplo.

Datos del Pozo

Liquido
Acumulado Agua
Didmetro pozo
(pulg DI) 4.494
Presion de .
Cabeza, Pwh 3000 Tabla 2. Datos de Test Point
(psia) Presion de yacimiento = 4750 psia
Presidon de
Yacimiento 4750 psia
(psia) 4200 9.45
Gravedad 0.65
especifica gas : 3800 12.37
i 3240 15.20
Profundl.dad 8000 pies
pozo (pies) 2760 16.90
Temperatura en 105 Fuente. Autores
superficie °F
Fact(?r 0.96
compresion, Z

Fuente. Autores

Primero graficamos P? — owz/q para hallar las constantes ay b.

Tabla 3. Datos de la gréafica 17.
Caudal de flujo

Presion . s (Pr2-
fluyente, psia MMscf/d Pwf2)/q
4200 9.45 0.521
3800 12.37 0.657
3240 15.2 0.794
2760 16.9 0.884

Fuente. Autores
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Gréfica 18. Determinacion de las constantes a 'y b.
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Fuente. Autores

De la grafica hallamos a = 0.072 y b = 0.047 luego:
P? — owz = aq + bq?
P? — P,s* = 0.072q + 0.047¢>

Despejando el caudal:

J0.0722 — 4(0.047)(P2; — P?)

1= 2(0.047)

Ahora podemos construir la curva IPR y con base a las curvas de gradiente de

presiéon para pozos de gas, determinar el caudal de operacién del sistema.

Los datos para la construccién de las curvas de inflow y outflow para el desarrollo

del analisis Nodal se presentan en el Anexo A.
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Grafica 19. Analisis Grafico del nodo en la presién de fondo fluyendo (Pwf) para

el pozo ejemplo.
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Fuente. Autores

Vemos que el sistema corta en un punto especifico de las dos curvas, en este
punto, el caudal es de 8000 Mscf/d. Este sera el caudal al cual fluirh el pozo.

Ahora se compara con el caudal critico

_ 0.0890PDti?(67 — 0.0031P)"/*
~ (T +460)Z(0.0031P)/2

MMscf /D

Qc =8.98 MMscf /D

Como: Q =8 MMscf/d < Qc = 8.98 MMscf/d.

El pozo presentara carga de liquidos, luego es necesario revisar el diametro de la
tuberia de produccién y reemplazarla por una de menor diametro de modo que el

caudal aumente y sea mayor al caudal critico.
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Gréfica 20. Analisis del cambio de tuberia por una de menor diametro.
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Fuente. Autores

Con el nuevo diametro de tuberia (3.958 pulgadas de DlI), el caudal de operacion

aumenta hasta un valor de 9800 Mscf/d. El nuevo caudal critico sera

Qc = 6.97 MMscf/D

Como se puede comprobar, el nuevo caudal de operaciéon ser4d mayor que el
caudal critico y por lo tanto, no se presentaran problemas de carga de liquidos

Q = 9.8 MMscf/d > Qc = 6.97 MMscf/d.
Como se ha podido comprobar, el Analisis Nodal resulta ser una atil herramienta
para determinar si un pozo de gas puede presentar carga de liquidos y determinar

el diametro de la tuberia de produccion que resulte efectiva para que no se

presente tal problema.
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6 METODOS UTILIZADOS PARA EFECTUAR LA DESHIDRATACION DE
LOS POZOS DE GAS?®

Existen diferentes métodos y tecnologias usados para evitar la carga de liquidos o
si esta se produce remover los liquidos hasta superficie, ademas de estos
meétodos, es necesario evaluar la seleccion del diametro de la tuberia de
produccién de manera que tenga el didmetro Optimo para que se produzca la
menor cantidad de carga de liquidos y a la vez con las menores pérdidas por

friccion en la tuberia.

El método 6ptimo de deshidratacién se define como el mas econémico que pueda
ser utilizado en el periodo mas largo de operacién. Los métodos implementados
con éxito en campos similares, la disponibilidad de equipos del fabricante, la
fiabilidad de los equipos, mano de obra requerida para operar el equipo, etc. Son
todos factores importantes que intervienen en la seleccién del método 6ptimo. Los
principales métodos utilizados son:

6.1 COMPRESION
6.1.1 Introduccidén

Un compresor es una maquina que realiza trabajo con la finalidad de mantener
un fluido en movimiento o provocar el desplazamiento o el flujo del mismo, se

suelen evaluar por cuatro caracteristicas:

1. Cantidad de fluido descargado por unidad de tiempo
2. Aumento de la presion

3. Potencia
4

Rendimiento

’LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. Oxford: Gulf Professional Publishing, 2008
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Los compresores poseen una tuberia de succion por donde es aspirado el gas
gque dentro del compresor reduce suvolumeny aumenta su presion. La
compresion es fundamental para la produccion de pozos de gas, ya que es el
principal medio de transporte en el mercado. La compresion es también vital para
la deshidratacion, reduciendo la presién en cabeza de pozo y aumentando la

velocidad del gas.

Una baja presion en fondo de pozo para la deshidratacién de pozos y la reduccién
de las presiones de superficie mediante compresion puede resultar en una
produccion sustancial e incrementos en las reservas. Estos incrementos pueden

variar desde un pequefio porcentaje hasta varias veces la produccién actual.

Este sistema de levantamiento requiere de una inversion para el compresor y el
equipo asociado asi como los costos de operacion para el mantenimiento y
energia eléctrica para que el compresor siga funcionando. Sin embargo, muchas
veces la compresion puede ser la manera mas econémica para mantener los
pozos deshidratados, proporcionando mayores tasas de produccion a bajas

presiones.

El proceso de eleccion de la forma de aplicar la compresion y el equipo adecuado
para alcanzar las presiones y tasas deseadas es muy importante a la hora de
optimizar los resultados. Afortunadamente, los sistemas de Analisis Nodal se
pueden utilizar con eficacia para ayudar en el proceso de evaluacion de pozos y

equipos de compresion.

La compresion y la reduccion de la presion en superficie es usualmente la primera
herramienta utilizada en la vida de un pozo de gas para mantenerlo deshidratado
y algunas veces es el Unico sistema de levantamiento artificial utilizado, pero la
compresion también puede ser usada para incrementar la efectividad de otros

métodos de deshidratacion por sistemas de levantamiento artificial incluyendo
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agentes espumantes, gas lift o plunger lift. Existen diferentes tipos de
compresores, cada uno de ellos tienen sus propios rangos de operacion,
eficiencias, fortalezas y debilidades. La mayoria de las aplicaciones para la
deshidratacion de pozos de gas implica el uso de compresores reciprocantes o de

tipo tornillo.

6.1.2 Tipos de Compresores

Hay diferentes tipos de compresores que pueden ser usados para bajar la presion
en campos enteros de gas, o para disminuir la presién en pozos individuales. Para
aplicar en pozos individuales, la siguiente lista de tipos de compresores puede ser

utilizada:

» Compresor Reciprocante

Ver gréfica 20

= Altos costos por CFM (pies cubicos por minuto).

= Refrigerado por aire o por agua.

= Aproximadamente tiene una relacion de compresiébn maxima por
etapa de 4.0.

= Ninguna cantidad de ingestidén de liquidos permitida.

= Las pérdidas de la valvula afectan en gran medida la relacion entre
compresion y eficiencia volumétrica, pero pueden tener una alta
eficiencia.

= El mas flexible de todos los compresores en los que se pueda
manejar diferentes presiones de succidn y descarga y todavia
mantener una alta eficiencia mecéanica y adiabatica dentro de los
limites de temperatura y disefio mecanico.

= El nivel de conocimiento requerido para mantener la unidad se

puede conseguir facilmente.
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= Gasto de funcionamiento potencialmente alto y el tiempo de
inactividad debido al mantenimiento de la valvula del compresor.
Este mantenimiento de la valvula depende en gran medida de la
calidad del gas (contaminacion de sélidos y liquidos).

= No es tan eficiente con presiones de succion muy bajas.

Grafica 21. Esquema de un compresor reciprocante
Salida

Aspiracion Compresion
Fuente. Disponible en Internet: www.portaleso.com/usuarios /Toni/web.neumatica/
indice.html [Citado en 2012/03/20]

» Compresores de Tornillo
Ver grafica 21

= Mayores costos por CFM (pies cubicos por minuto).

» Liquido inyectado.

= Una relacion de compresion aproximada de entre 10-20.
= Requiere aceite para el sistema de refrigeracion.

= Requiere separador de gas/aceite.
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= Excepto por los engranajes, las piezas se desgastan muy poco, lo
cual proporciona una fiabilidad muy alta.

» La eficiencia mecénica y adiabética es alta si la unidad se ejecuta en
condiciones de disefio.

= Puede manejar relaciones de compresion muy altas en una etapa de
compresion, pues el aceite absorbe la mayor parte del calor
generado. Excelente para presiones de succién muy bajas, aun en
el vacio. Requiere sistema de refrigeracion de aceite.

= La eficiencia sufre si la unidad se ejecuta muy lejos de las
condiciones de disefio, o si se utilizan varias etapas.

= La presion de descarga esta limitada por las especificaciones de
fabrica, a menudo la presion maxima es inferior a 300 psig.

= EIl aceite puede contaminarse con hidrocarburos pesados y otros
fluidos causando problemas operacionales. La seleccion del tipo de

aceite correcto es crucial.

Gréfica 22. Esquema de un compresor tipo tornillo

Fuente. Disponible en Internet: http://tecnologia-compresores.Blogspot.com/
[Citado en 2012/03/23]
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» Compresores de Anillo Liquido
Ver Grafica 22

= Costos medios por CFM (pies cubicos por minuto).

= Inyeccion de liquido.

» Relacion de compresion aproximadamente de 4.0.

= Alto desplazamiento.

» Requiere un liquido para el sistema de refrigeracion (normalmente
aceite).

» Requiere separador gas/liquido.

Gréfica 23. Esquema compresor de anillo liquido

Fuente: Disponible en: http://www.energytechnology.co.th/Pumps_list.aspx.html
[Citado en 2012/02/14]

Compresor de Paletas Rotatorias
Ver Gréfica 23

= Costos medios por CFM (pies cubicos por minuto).
= Refrigeracion liquida (Chaqueta de refrigerante).
» Relacién de compresion de 3-4.5 aproximadamente.
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= Requiere un sistema de lubricacion externo.

= No tolera la ingestion de liquidos.

= Bajo capital requerido, operacion muy sencilla.

= El disefio simple lo hace de facil acceso (dependiendo de la calidad).

= Util para el servicio de las unidades recolectoras de vapor.

= Rodamientos aislados de gas acido. Sistema de lubricacion
independiente.

= La vida del compresor depende en gran medida de la calidad del
gas y los contaminantes. Las hojas pueden quedar atrapadas en el
caso de que haya muchos solidos presentes en el gas.

» Limitado a una presion de descarga inferior y pocas aplicaciones

para grandes voliumenes.

Gréfica 24. Esquema Compresor de Paletas Rotarias

Entrada

Fuente: Disponible en:www.portaleso.com/usuarios/Toni/web_neumatica/ neumatica_indice.html
[Citado en 2012/04/05

» Compresor Lobular

= Bajos costos por CFM (pies cubicos por minuto).
= Refrigerado por aire.
= Relacién de compresion de 2.0 aproximadamente.

» Pequefas cantidades de liquidos son aceptables.
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= Se puede alcanzar un alto desplazamiento (50-12.000 pies cubicos

por minuto).

6.1.3 Relacion entre la Potencia del Compresor y la Velocidad Critica del

Gas

La velocidad critica esta directamente relacionada con la presion en superficie.
Asi, si la presion de cabeza es reducida, la velocidad critica del gas también se
reducirq, esto puede lograrse al utlizar un compresor, a mayor potencia
(horsepower en ingles y sus unidades son caballos de fuerza) del compresor,
mayor serd la reduccion en la presion de cabeza. La potencia de compresién esta

definida por medio de la razén de compresion.

) y presién de descarga .
Razoén de compresion = — — (psia)
presion de succion

Para entender mejor como la compresién puede ser utilizada para deshidratar los
pozos de gas, vamos a mostrar un ejemplo de su uso en el cual se va a
comprimir el gas desde el pozo a un gaseoducto que tiene 1000 psia de presion

utilizando un compresor reciprocante.

Tabla 4. Potencia del Compresor

Succion, Succion, Descarga, Razén de Horsepower!/ % Fuel Gas
psig psia psia compresion MMscf requerido
0 14.7 1014.7 69.0 309 5.9%
10 247 1014.7 41.1 253 4.9%
25 39.7 1014.7 256 216 4.2%
50 64.7 1014.7 15.7 181 3.5%
125 139.7 1014.7 7.3 130 2.5%
300 314.7 1014.7 3.2 75 1.4%

Fuente. Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

76



‘ NME UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

La tabla muestra los cambios en la razén de compresion y por ende en la potencia
requerida por este al variar la presion de succion, asi, al aumentar la presion de
succién, se disminuye la potencia requerida del compresor debido a que sera
menor la energia necesaria para comprimir el gas hasta la presion de descarga.
También hay que tener en cuenta la cantidad de fuel gas requerido para alimentar
el compresor, el cual sera de 5.9 % del gas siendo comprimido para la presion de
succién de 0 psig. Este valor es muy importante para conocer la eficiencia de un

determinado compresor.

De esta forma, al combinar la cantidad de potencia requerida a una presion dada,
con la velocidad o caudal critico requerido para mantener un pozo deshidratado,
es posible identificar la cantidad minima de potencia requerida para mantener
deshidratado cualquier pozo en todo momento. Tal y como se muestra en la
siguiente gréafica para diferentes tamafios de tuberia de produccion y con una

presion de descarga de 1000 psig.

Gréfica 25. Potencia Requerida para mantener el pozo por encima del caudal
critico para diferentes diametros de tuberia.
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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Como se puede observar, la menor potencia requerida del compresor sera para el
diametro de menor tamafio, el de 1.5” CT (coiled tubing). Al ir aumentando los
diametros aumentaran también la potencia requerida del compresor asi como el
fuel gas requerido para alimentarlo, y por lo tanto, el costo para mantener el pozo
deshidratado sera mas alto. Es por ello muy util desarrollar el analisis Nodal para

determinar cuando es econdmicamente viable utilizar este método.

6.1.4 Compresion con Espumantes

La compresion puede ayudar a los espumantes, pues la reduccion de presion en
cabeza de pozo también reduce la densidad del gas y aumenta la agitacion.
Cuando se reduce significativamente la presion en cabeza de pozo, chequeos
continuos sobre los efectos de las bajas presiones en la calidad de la espuma,
estabilidad de esta, el rendimiento del espumante, y las tasas deben llevarse a

cabo continuamente.

6.1.5 Compresion con Gas Lift

El Gas Lifty la Compresion casi siempre se utilizan simultdneamente, pues el gas
a alta presién utilizado por el gas lift para inyeccion generalmente es
proporcionado por la descarga de un compresor. Hay una combinacion optima
para la presion en cabeza de pozo, la presion de inyeccion del gas lift, la tasa de
inyeccién del gas lift, y los requerimientos de compresion que pueden
encontrarse para cualquier pozo especifico. Muchas veces es una baja presion en
cabeza de pozo (por debajo de los 100 psig) que permite reducir las tasas de

inyeccion del gas lift.
Sin embargo, estas bajas presiones en cabeza de pozo para gas lift se ven
limitadas cuando la velocidad y la caida de presion por friccion son demasiado

grandes. En este caso, el sistema de analisis nodal puede ser muy Uutil.
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6.1.6 Compresion con Sistemas de Plunger Lift

El plunger lift es un método de levantamiento artificial que se puede beneficiar
enormemente con la compresion debido a la reduccion en la presion de cabeza.
La siguiente grafica muestra un esquema basico de un sistema plunger con

compresor.

Grafica 26. Esquema de un Sistema de Compresion con Plunger Lift

‘/ Plunger Controller
_____ and

Motor Valve

Sales

Separator
» Meter

Gas Compressor

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

El compresor se activa para disminuir la presion en cabeza de pozo cuando el
pozo esta abierto mientras el plunger esta llegando y después del periodo de flujo
(afterflow). Entonces se apaga el compresor cuando el pozo esta cerrado para

gue asi pueda aumentar la presion y poder elevar el plunger en el proximo ciclo.
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6.1.7 Resumen

La compresion puede ayudar a un pozo de gas cargado de liquidos aumentando
la velocidad del gas hasta que sea igual o mayor que la velocidad critica, y
también disminuye la presion de la formacion para una mayor produccion,

disminuyendo la presion en cabeza de pozo.

Debido a diferentes respuestas que se pueden esperar de los diferentes tipos de
pozos, es importante que el tipo y el tamafio del compresor se ajuste al pozo. El

sistema de analisis nodal puede ser una herramienta muy util para lograr esto.

La compresion puede ser usada como un método de levantamiento artificial
primario o para ayudar a los otros tipos de elevacion artificial en diferentes grados.
Hay muchos tipos de compresores que pueden ser aplicados con éxito para

ayudar a deshidratar los pozos de gas.

6.2GAS LIFT
6.2.1 Introduccién

El gas lift es un método de levantamiento artificial en el cual se inyecta gas
exterior en la corriente de flujo que se produce a cierta profundidad en el pozo. El
gas adicional aumenta el gas de la formacion y reduce la presiéon de fondo
fluyente, aumentando asi el flujo de fluidos producidos. Para deshidratar pozos de
gas, el volumen de gas inyectado se disefia de modo que la combinacién del gas
de la formacién y el gas inyectado estén por encima de la velocidad critica®,

especialmente para los pozos de gas que producen bajos niveles de liquidos.

9 EA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. Oxford: Gulf Professional Publishing, 2008. p.
331
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A pesar de que el levantamiento por gas lift no logra bajar la presién de fondo
fluyente tanto como un sistema optimizado de bombeo, hay varias ventajas en un
sistema de levantamiento artificial por gas lift, que a menudo hacen que el gas lift
sea el método de levantamiento artificial elegido. Para los pozos de gas en
particular, cuando producen con una baja cantidad de liquidos, la presion de
fondo fluyente con gas lift puede compararse a la de otros métodos de

deshidratacion.

De todos los métodos de levantamiento artificial, el gas lift es el que mas se
asemeja al flujo natural y ha sido reconocido como uno de los métodos de
levantamiento artificial més versatiles. Debido a su versatilidad, el gas lift es un
buen candidato para la remocién de liquidos de los pozos de gas bajo ciertas
condiciones. La grafica muestra los rangos de profundidad-presién aproximados

para la aplicacion de gas lift, desarrolladas principalmente para pozos de petroleo.

Grafica 27. Grafica aproximada de Profundidad vs Tasa de Produccion
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Gas Lifz
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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El levantamiento artificial por gas lift tiene la ventaja sobre otros tipos de
levantamiento artificial en su adaptabilidad a los cambios en las condiciones de
yacimiento. Es una cuestion relativamente sencilla el alterar un disefio de gas lift
para dar cuenta de la declinacion del yacimiento o un aumento en la produccion
de liquido (agua) que generalmente se produce en las Uultimas etapas de la vida

del campo.

Ademas se pueden hacer cambios en la instalacion de gas lift en superficie sin
necesidad de la extraccion de la tuberia mediante la sustitucion de las valvulas de
gas lift a través de cables y la reutilizacion de los componentes de fondo de pozo
originales. Sin embargo, muchas instalaciones de gas lift en tierra para pozos de
gas de bajo volumen pueden optar por utilizar mandriles convencionales donde

hay que extraer la tuberia para acceder a las valvulas de gas lift y remplazarlas.

Los dos tipos fundamentales de gas lift utilizados en la industria hoy en dia son de
flujo continuo y de flujo intermitente. Sin embargo se podria decir que hay gas

levantando pozos de gas y hay gas levantando pozos de petrdleo.

6.2.2 Gas Lift por Flujo Continuo

En el gas lift por flujo continuo, una corriente de gas a presion relativamente alta
se inyecta continuamente en la columna de fluido producido a través de una
valvula dentro del pozo o por un orificio. El gas inyectado se mezcla con el gas de
formacion para levantar el liquido a la superficie por uno o0 mas de los siguientes

procesos:

e La reduccion de la densidad del fluido y el peso de la columna de modo
gue el diferencial de presion entre el yacimiento y la cabeza de pozo

aumentara.
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e La expansion del gas inyectado de manera que este empuja el liquido por
delante de él, lo que reduce aun mas el peso de la columna, aumentando
asi el diferencial entre el yacimiento y la cabeza de pozo.

e El desplazamiento de los baches de liquidos por grandes burbujas de gas

actuando como pistones.

6.2.3 Gas Lift por Flujo Intermitente

A menudo en pozos de gas donde la presion ha declinado, se alcanza un punto
donde el pozo ya no puede soportar el gas lift por flujo continuo y el pozo es

convertido a gas lift por flujo intermitente.

Esta conversion puede emplear el mismo equipo de fondo de pozo (sobre todo los
mandriles de las valvulas de gas lift) aunque adaptado completamente a flujo
intermitente. En este caso, las valvulas de descarga se sustituyen con valvulas
falsas para bloguear asi los agujeros en los mandriles y prevenir que el gas de
inyeccion pueda pasar a la corriente de produccion. La vélvula de operacion es
remplazada con una valvula de presion de produccion ajustada a una nueva
capacidad de presion que refleja el nivel de liquido al que se desea llegar en la

tuberia antes de que el pozo sea levantado.

Es importante instalar la valvula operativa con el orificio mas grande posible, para
aumentar en gran medida la eficiencia de sistema de gas lift por flujo intermitente.
Un diametro de orificio grande ejerce una restriccion minima al flujo de la
inyeccion de gas. La inyeccidén de gas entonces llena rapidamente la tuberia de
produccion por debajo de la columna del fluido, levantando finalmente el bache de

liguido con la cantidad minima de gas necesaria.
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El tiempo 6ptimo para convertir un pozo de gas con un sistema de gas lift continuo
a uno intermitente esta dado por la presion del yacimiento, el tamafio de la
tuberia, la RGL (Relacion Gas Liquido), y la tasa de flujo del pozo. Las
condiciones individuales de cada pozo dictaminaran el tiempo exacto para hacer
la conversidn; la siguiente tabla enumera algunas reglas generales a usar para

estimar el mejor tiempo para convertir a un flujo intermitente.

Tabla 5 Maximas Condiciondes de Flujo para un Sitema Intermitente

Tamario de Tuberia (pulgadas) Tasa Maxima de Flujo Intermitente
2.3/8 150 bpd

2-7/8 250 bpd

3-1/2 300 bpd

4-1/2 No Recomnedado

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

6.2.4 Componentes Del Sistema Gas Lift

La gréfica muestra un tipico sistema de gas lift por flujo continuo que contiene:

e Una fuente de gas

e Un sistema de inyeccion en superficie, incluyendo todas las tuberias
relacionadas, compresores, valvulas de control, etc.

e Un pozo productor completado con los equipos de fondo necesarios para el
sistema de gas lift (valvulas y mandriles).

e Un sistema de tratamiento en superficie, incluyendo todas las tuberias

relacionadas, compresores, valvulas de control, etc.
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Gréfica 28. Esquema de un sistema de gas lift por flujo contindo.
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

El gas se comprime a la presion de disefio y se inyecta en el pozo a traves de la
valvula de operacion de gas lift, donde entra en la sarta de tuberia a una
profundidad predeterminada. Se usan valvulas u orificios para inyectar el gas a la
tuberia, en vez de agujeros o simplemente el final de la sarta de tuberia, de modo
que la corriente de gas este bien dispersa dentro de la columna de liquidos.

6.2.5 Consideraciones para su Aplicacion
A continuacién se detallan los valores tipicos que debe tener el pozo y el

yacimiento para que pueda ser aplicable el sistema de gas lift y la comparacién

entre los dos sistemas de gas lift: continuo o intermitente.
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Tabla 6. Rango de Aplicacién del sistema Gas Lift.

Profundidad

_ 5,000 a 10,000 TVD |15,000 TVD
Operacién

Temperatura
y 100 a 250°F
Operacion

Manejo de _
y De bueno a excelente con materiales modernos
Corrosion

Manejo de Solidos |De bueno a excelente con materiales modernos

Wireline o Workover Rig

Aplicacién en
Excelente
Offshore

Fuente: Disponible en Internet: http://www.weatherford.com/weatherford/groups /web
/documents/ weatherfordcorp [Citado en 2012/02/23]
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Tabla 7. Comparacion entre el gas lift continuo e intermitente.

FLUJO
CONDICION. FLUJO CONTINUO
INTERMITENTE
Tasa de Produccion Q (bbl/d) |100-75000 Menor de 500
Presiébn Estatica de Fondo ) _
_ > 0.3 Psi/ft < 0.3 Psil/ft
BHP (Psi)
Presion de Fondo Fluyendo ' .
_ > 0.8 Psilft < 0.8 Psil/ft
Pwf (Psi)
Relacion de Inyeccion de gas
. 50-250/1000 ft 250-300/1000 ft
Ri (scf/bbl)
Presion de Inyeccion _ _
_ _ > 100 Psi/1000 ft < 100 Psi/1000 ft
Requerida Pc (Psi)
Tasa de inyeccion de gas Qs ] ]
(bbl/c) Grandes volumenes Pequefios voliumenes.

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

6.2.6 Ventajas

e Gran flexibilidad para producir con diferentes tasas.

e Puede ser utilizado en pozos desviados usando mandriles especiales.

e |deal para pozos de alta relacion gas - liquido y con produccion de arena.

e Se pueden producir varios pozos desde una sola planta o plataforma.

e El equipo del subsuelo es sencillo y de bajo costo.

e Bajo costo de operacion.

e Flexibilidad: Se ajusta practicamente a cualquier profundidad y tasa de
produccion

e Materiales abrasivos como la arena ofrecen pocos problemas.

e Se adapta a pozos desviados.
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Puede ser usado en pozos de baja productividad con alta relacién gas-
aceite.

El disefio puede ser cambiado con unidad de cable sin sacar la tuberia.

Las valvulas pueden ser remplazadas sin necesidad de matar el pozo o de

sacar la tuberia.

Desventajas

Se requiere una fuente de gas de alta presion.

No es recomendable en instalaciones con revestimientos muy viejos y
lineas de flujo muy largas y de pequefio diametro.

El gas de inyeccién debe ser tratado.

No es aplicable en pozos de crudo viscoso y/o con parafinas.

Su disefio es laborioso.

Aplicable a pozos de hasta + 10.000 pies.

La escasez de gas natural puede limitar su uso.

Formacion de hidratos en la linea de inyeccion de gas puede causar
demasiadas paradas.

Dificil recuperacion de las valvulas en pozos altamente desviados.

Se dificulta en pozos de muy baja presion de fondo y baja produccion.

6.3LEVANTAMIENTO ASISTIDO CON ESPUMA

El levantamiento asistido con espuma o Foam Assisted Lift'*, es un método

utilizado para deshidratar pozos de gas en la cual la espuma o foam se genera en

el fondo de pozo y por medio de la cual se reduce la densidad de la mezcla asi

como la tensién interfacial resultando en una menor velocidad critica necesaria

' Brown, Kermit, The technology of artificial lift methods Vol 4. PennWell Publishing Company.
1984. p. 273
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para llevar hasta la superficie los liqguidos acumulados en el wellbore. Es

especialmente efectivo en pozos con bajos caudales de gas

La espuma produce una mezcla menos densa del fluido, debido al incremento del
area de superficie del liquido con las burbujas, cuyo resultado se refleja en una
reduccion de las particulas liquidas deslizandose hacia el fondo por las paredes
de la tuberia, conocido como el “Slippage”. El gas en todo caso, puede viajar mas

facilmente hacia la superficie con la mezcla del surfactante.

La espuma es un tipo particular de emulsion de liquido y gas, en el cual, las
burbujas de gas estan separadas las unas de las otras por una fina capa de
liquido. Para generar dicha espuma en el fondo del pozo se utilizan agentes
surfactantes los cuales reducen la tension interfacial del liquido para permitir una

mayor dispersion gas-liquido.

El agua y los hidrocarburos liquidos reaccionan distinto a los surfactantes
utilizados para generar la espuma, asi, los hidrocarburos liquidos no generaran
espuma de forma estable, a diferencia del agua que al ser una molécula polar
generara una espuma estable gracias a la gran fuerza de atraccién entre las

moléculas del agua y las moléculas del surfactante.

La calidad de la espuma formada esta dada por el porcentaje de gas presente a
las condiciones de presion y temperatura de operacion. Asi, una espuma de
calidad 70, es una espuma en la cual el 70% es gas. Espumas con una calidad
menor a 50 son inestables® por lo cual las fuerzas gravitacionales separaran las

fases de liquido y gas.

12 Brown, Kermit, The technology of artificial lift methods Vol 4. PennWell Publishing Company.
1984. p. 273
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6.3.1 Métodos Utilizados

La inyeccion de agentes espumantes se puede hacer por medio de dos técnicas
distintas las cuales dependen de la cantidad de liquidos que es necesario retirar

del pozo para mantenerlo sin problemas de carga de liquidos. Estas son:

6.3.1.1 Tratamiento por baches o “batch treatment”,

Por este método se inyecta una cantidad determinada de surfactante con base a
la cantidad de liquido a ser descargada del pozo, para ello se cierra el pozo y se
determina la carga de liquido con base a la diferencia entre el casing y la tuberia

de produccién.

Por lo general, se aplica una concentracion de 1% de surfactante por 20 galones
de agua la cual es bombeada hasta el fondo del pozo, después se bombea agua
salada para ayudar al bache a que baje hasta el fondo del pozo, posteriormente el

pozo es abierto de nuevo.

Se recomienda hacer por lo menos cinco trabajos de inyeccion de baches de
espuma de forma continua por varias semanas para poder hacer una evaluacion y
determinar si el tratamiento ha sido exitoso, si se tienen dudas, se deberia poner
el pozo en el mismo ciclo de cierre y apertura sin la inyeccién de espumas para

comparar los resultados.

La siguiente grafica muestra un arreglo basico para inyectar los surfactantes a

través del espacio anular.
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®

Gréfica 29. Esquema de inyeccion por baches de surfactante
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

6.3.1.2 Inyeccion continta de Surfactantes

En la inyeccion continua se utiliza un arreglo especial en superficie de modo que
se bombea el surfactante hasta el fondo del pozo a través de una sarta capilar y
una vez alli, se combina con el agua producida y el gas para generar la espuma.
La inyeccion continua tiene la ventaja de que asegura la inyeccion del surfactante
hasta el fondo del pozo a diferencia de la inyeccion por baches en la cual se
presenta a menudo la generacion de la espuma a lo largo de la tuberia y no en el

fondo.
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Sarta Capilar

Una instalacion de sarta capilar o capillary string, es un sistema de “microtubing”
el cual es colgado en el pozo de manera similar a una tuberia de produccion
convencional, esta sarta capilar puede ser instalada dentro de la tuberia de

produccion o a un lado por fuera de esta.

La sarta capilar es generalmente instalada usando una unidad de tuberia
enrollada capilar o CCTU por sus siglas en ingles, como la mostrada en la
grafica. Algunas de las ventajas de usar sistemas de inyeccion capilares son su

facilidad de instalacion, versatilidad y bajo costo del sistema.

El sistema capilar estd compuesto de cuatro partes principales (Grafica 26) que
ademas estan unidos al sistema de tanque y bomba de inyeccién de surfactantes

en superficie. Los cuatro componentes son:

e Vélvula de inyeccién de quimicos o valvula de pie, la cual esta presurizada
a las condiciones del pozo y solo permite la inyeccion del surfactante bajo
determinadas condiciones.

e La sarta capilar, la cual esta compuesta de aleaciones de acero inoxidable

y tienen un diametro externo que varia entre 1/4 a 3/8 de pulgada.

e El capillary hanger, que sostiene la sarta capilar en su sitio y sella la sarta
de modo que previene cualquier tipo de derrame o escape de fluidos

producidos.
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e EI manifold de inyeccidon quimica, que proporciona la conexion entre el
pozo y la bomba de inyeccion, ademas de monitorear la presion a la cual

se esta inyectando los quimicos.

Grafica 30. Sistema de Inyeccion Capilar
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Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

6.3.2 Rango De Aplicacion
La aplicabilidad de los surfactantes para deshidratar pozos de gas esta

determinada por dos limitantes los cuales son el costo econémico y la efectividad
de los surfactantes para reducir la presion en el fondo del pozo. El limite
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econdmico esta determinado por el costo en el quimico (el cual es proporcional a

la cantidad de liquido a deshidratar) y los costos en el equipamiento necesario

para inyectar el surfactante en el fondo del pozo asi como su posterior tratamiento

en superficie.

Los pozos de gas con un bajo caudal y una Relacién Gas-Liquido, RGL, entre

1000 a 8000 scf/bbl son los mejores candidatos para la aplicacion de surfactantes

como un método para deshidratar los pozos. Para pozos con RGL mas altos,

puede ser mas viable utilizar plunger lift, mientras que con un RGL mas bajo, es

mas viable un método de bombeo.

6.3.3

6.3.4

Ventajas

La espuma es un método muy simple y barato para pozos con bajo caudal
de produccién, ya que los costos de los quimicos son proporcionales al
caudal de agua removido.

No se requiere de un equipo en fondo de pozo.

El método es aplicable a pozos con caudales muy bajos de produccion y
por ende con bajas velocidades de flujo del gas.

Desventajas

Segun el surfactante usado, se pueden generar problemas de emulsiones.
La efectividad de la espuma depende en gran medida de la cantidad y tipo
de fluido en el pozo, asi, pozos con un gran contenido de condensados no

generaran espuma.
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6.4 PLUNGER LIFT

6.4.1 Introduccién

El plunger lift es un método intermitente de levantamiento artificial que utiliza
Unicamente la energia del yacimiento para producir liquidos. Un plunger es un
embolo de viaje libre que se ajusta perfectamente dentro de la tuberia de
produccién y depende de la presion del pozo para elevarse y Unicamente de la
gravedad para volver a la parte inferior del pozo. La grafica 27 muestra una

instalacion tipica de plunger lift.

El plunger lift opera en un proceso ciclico con el pozo fluyendo y cerrando de
forma alterna. Durante el periodo de cierre con el plunger en el fondo, la presion
de gas se acumula en el anular y los liquidos en su mayoria se han acumulado en
el pozo durante la ultima parte del periodo de flujo. Los liquidos se acumulan en el
fondo de la tuberia, y el pistobn cae a través de los liquidos hasta el muelle de

amortiguamiento a esperar un periodo de acumulacion de presion.

La presion de gas en el anular depende del tiempo de cierre, la presion del
yacimiento, y la permeabilidad. Cuando la presion del anular se incrementa lo
suficiente, la valvula del motor se abre para permitir que el pozo pueda fluir. El
gas del anular se expande en el tubo, levantando el plunger junto con los liquidos

a la superficie.

Para operaciones de deshidratacion de pozos de gas, el sistema plunger lift se
utiliza para levantar el liquido acumulado hasta la superficie y una vez que la tasa
de produccion disminuye a un valor cercano al de la tasa critica y los liquidos
comienzan a acumularse, el pozo se cierra y el plunger cae de nuevo hacia el
muelle de amortiguamiento, primero a través del gas y luego a través del liquido

acumulado.
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Sigue el periodo de acumulacion de presion. Luego, utilizando la presion que se
ha acumulado en el anular, se abre el flujo del pozo de nuevo, con lo que los
liquidos y el plunger ascienden a superficie. Con el plunger en superficie, el pozo
permanece abierto y con esto el gas puede fluir liboremente hasta que la tasa de
produccion disminuye nuevamente. El pozo es cerrado y el plunger cae hasta el

fondo, repitiendo el ciclo.

Gréfica 31. Instalacion Tipica de Plunger Lift
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Fuente: Lea, J. F. “Dynamic Analysis of Plunger Lift Operations,” Tech. Paper
SPE 10253

El sistema de plunger lift es relativamente simple y requiere pocos componentes,
una instalacion tipica del plunger lift se muestra en la grafica 27, y tiene los

siguientes componentes:
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e Muelle amortiguador en fondo de pozo, que permite que el plunger aterrice
suavemente en el fondo de pozo.

e Un pistdn libre o plunger para recorrer la longitud de la tuberia.

e Una cabeza de pozo disefiada para capturar el plunger y permitir el flujo

alrededor de este.

e Un motor que mediante una valvula puede abrir y cerrar la linea de
produccion.

e Un sensor en la tuberia para detectar la llegada del plunger.

e Un controlador electrénico que contiene la légica para decidir como los
ciclos de flujo productor y los periodos de cierre de pozo son determinados

para una mejor produccion.

6.4.2 Plungers

La siguiente figura muestra algunos plunger tipicos. En esta figura, los émbolos
estan identificados de izquierda a derecha:

Gréfica 32. Diferentes Tipos de Plungers
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Fuente. Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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1. Plunger capilar, que tiene un agujero y un orificio a través ella para permitir
que el gas “aligere el bache de liquido por encima del plunger”.
Plunger de cierre turbulento con estrias para promover el “sello turbulento”.

3. Plunger de cepillo, utilizado especialmente cuando algunos soélidos o
arenas estan presentes.
Otro tipo de plunger de cepillo.
Combinacién de plunger de estrias con una seccion de arandelas de
bamboleo para promover el sellado.

6. El plunger con una seccion de ranuras de sello turbulento y una seccién de
cuchillas expandibles.

7. El plunger con dos secciones de cuchillas expandibles, con una varilla que
abre el flujo a través de plunger en la carrera descendente.
Mini plunger con cuchillas expandibles.
Otro plunger con dos secciones de cuchillas expandibles, y una barra para
abrir el pasaje de flujo a través del plunger cuando este cae.

10.0tro con cuchillas expandibles y una barra para abrir el pasaje de flujo
durante la caida del plunger y cerrarla durante el ascenso de este.

11.Plunger de arandelas bamboleantes y una barra para abrir el paso de flujo
durante la caida del embolo.

12.Cuchillas expandibles con una varilla que abre el pasaje de flujo durante la

caida del plunger.

Varios de estos émbolos tienen una varilla de empuje que abren un paso de flujo
a través del embolo mientras este cae, para asi aumentar su velocidad. Cuando el
embolo llega a superficie la varilla de empuje fuerza la apertura del plunger para
prepararlo para el siguiente ciclo de descenso. Cuando el embolo toca fondo, la
varilla se empuja hacia arriba para cerrar el paso de flujo y que asi pueda

prepararse el siguiente ciclo de ascenso.
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6.4.2.1 Seleccién del Plunger

Los plungers pueden ser divididos en dos categorias principales:

» Plunger de flujo continuo

No se requiere de un tiempo de cierre para aumentar la presion en el pozo y
de esta forma completar el ciclo del plunger. En este caso, el plunger cae al
fondo del pozo cuando el pozo aun esta produciendo y el gas esta fluyendo.
Una vez en el fondo, se reinicia y vuelve a la superficie usando solo la

velocidad del gas fluyendo.

» Plunger de flujo convencional

Este caso es el que ya se ha explicado, en el cual, el sistema funciona de
forma ciclica, alternando periodos de flujo y de cierre para permitir el aumento
en la presion lo suficiente para poder transportar el plunger y los liquidos hasta

la superficie.

Tipos de plungers de flujo continuo

Los plungers de flujo continuo estan divididos en varios tipos, cada uno con sus

propias aplicaciones, estos son:

Anillo sélido

Los plunger de este tipo, son por lo general de alta velocidad, algunas ventajas
son la reduccion en el tiempo de caida del plunger, minima cantidad de partes

moviles, su relativo bajo coste y la mayor ventaja para los operadores es el

namero de viajes que puede realizar por dia.

99



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

Son especialmente efectivos en aplicaciones de alta velocidad o en la compresion
de pozos en donde el tiempo de caida es critico para la operacion del compresor.
Ademas, tienen gran aplicacion en condiciones de invierno en donde los plunger
de este tipo ayudan a prevenir la formacion de hidratos. Su mayor desventaja es
la necesidad de una velocidad del gas mayor a 15 pies por segundo. Dos de los
plunger mas usados de este tipo son el Pacemaker™ vy el anillo soélido
RapidFlow™ de Weatherford.

Contacto Sélido (padded y brush)

Los plungers de flujo continuo son generalmente de tipo brush (cepillo), pad o
cualquier combinacién de estos dos y tienen alguna forma de sistema de valvula,
algunos la tienen montada en el fondo del plunger, similar al sistema padded

RapidFlow® mientras que otros contienen un sistema de valvula interna.

Las ventajas de estos plunger son similares a las de anillo sélido, incluyendo la
reduccion en la velocidad de caida. Sin embargo, dependiendo del sello, estos
plungers tienen el potencial de viajar con velocidades del gas tan bajas como 10
pies por segundo. Su principal desventaja es la posibilidad de dafo debido al

afiadido de partes méviles.

Tipos de plungers convencionales

Los plungers convencionales estan categorizados en acolchado (padded), anillo
solido, cepillo (brush) o cualquier combinacion de estos tres. En algunos casos, es
necesario tener una valvula de bypass para que los tiempos de caida sean mas

rapidos.

Los plungers tipo acolchado (padded) generalmente proveen el mejor sello por

grandes periodos de tiempo, pero requieren mantenimiento para evitar dafios del
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plunger. Los plungers de anillo sélido tienen la menor eficiencia en el sello, pero
requieren muy poco mantenimiento. Los plunger tipo cepillo son usados

principalmente en pozos con problemas de arena, proveyendo el mejor sello

inicial, pero tienden a desgastarse rapidamente.

6.4.3 Ciclo del Plunger

El plunger lift convencional opera en un ciclo relativamente simple, como se

muestra en la gréfica.

Grafica 33. Ciclo del Sistema Plunger Lift.

1 2 3 4

1

Fuente: Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.

1. El pozo es cerrado y la presion en el casing comienza a aumentar. Cuando
la presion es suficiente para elevar el plunger y los liguidos a la superficie a
una velocidad razonable (=750 pies por minuto) en contra de la presion de

superficie, la valvula de la tuberia en superficie se abre.
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2. La valvula se abre, y el plunger junto con el bache de liquido se elevan. El
gas en el anular se expande dentro de la tuberia para proporcionar la
presion de elevacion. También el pozo esta produciendo algo de gas
durante el tiempo de subida lo que afiade aun méas energia para la

elevacion del plunger y el liquido.

3. El liquido alcanza la superficie y se desplaza hacia la linea de flujo. El
plunger es mantenido en superficie por la presion y el flujo. El gas puede

fluir durante un tiempo.

4. La velocidad de flujo comienza a declinar y el liqguido se comienza a
acumular en el fondo del pozo. La presion en el casing se eleva algo,
indicando una mayor caida de presion en la tuberia. Si se permite que el
flujo continle demasiado tiempo, se acumulara un bache de liquido
demasiado grande en el fondo del pozo, con lo que se necesitara una

acumulacioén de presién en el casing mucho mayor para asi poder elevarlo.

5. La valvula es cerrada y el plunger cae. La mayor parte de los liquidos se
han acumulado en el fondo del pozo. El plunger choca contra el fondo y el

ciclo vuelve a comenzar.

El ciclo continla y puede ser ajustado de acuerdo a los diferentes esquemas que

pueden ser programados en varios controles disponibles.

El sistema de plunger lift es 6ptimo para pozos con alto GOR y de bajo aporte
productivo, en los cuales un sistema de bombeo mecéanico tenga baja eficiencia
por la interferencia frecuente de gas al operarlos con niveles de sumergencia muy
escasos y cuando el restablecimiento de la presién en el casing sea mayor a 250

psi en 3 horas.
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Ventajas

Especificamente disefiado para el uso en pozos de baja tasa con
problemas de carga de liquido, por ejemplo para remover el liquido de
pozos de gas.

Buena confiabilidad, combinada con un facil mantenimiento y bajos costos
de instalacion y operacion.

Facil de recuperar, sin estructura ni taladro.

Ayuda a mantener la tuberia libre de parafinas y escamas.

Aplicable para pozos con alto GOR.

Se puede utilizar en conjunto con gas lift intermitente.

Se puede utilizar incluso sin suministro de energia externa, excepto para la

apertura remota de las valvulas.

Desventajas

Bajas ratas de produccion.

Anular vivo, lo cual representa riesgo en superficie.

No permite alcanzar la deplecién del yacimiento, para lo cual se requeriria
de otro sistema.

Requiere supervision de ingenieria para una adecuada instalacion.

Peligro para las instalaciones en superficie, asociado a las altas
velocidades que puede alcanzar el piston durante la carrera.

Se requiere comunicacién entre el casing y la tuberia de produccién para

una buena operacion, a menos que se use con gas lift.
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La habilidad para manejar solidos es razonablemente buena. Se puede utilizar un
piston tipo cepillo para manejar los sélidos, pero éstos reducen la eficiencia. El
piston también tiende a controlar el crecimiento de escamas y parafinas en la
tuberia. Una alternativa comun para proveer energia adicional al sistema es

instalar el muelle amortiguador inferior encima de un mandril de gas lift.

6.4.6 Rango recomendado de operacion

Se requiere de un GOR minimo de 300 — 400 SCF/BB por cada 1,000 ft de
profundidad que se desee levantar, si se espera implementar este sistema sin
ningdn empuje o gasto de energia adicional. La desviacibn maxima del pozo es
importante ya que el piston debe regresar al fondo por la gravedad solamente. La
desviacibn maxima permisible varia entonces con los parametros de fluido del
pozo (especialmente la viscosidad) pero a manera de guia se recomienda una

desviacion maxima de 35° a 40°.

6.4.7 Resumen

El sistema de plunger lift funciona bien para pozos de gas con problemas de
carga de liquidos, siempre y cuando el pozo tenga suficiente RGL (relacion gas

liquido) y presion para elevar el plunger y los baches de liquidos.

El plunger lift funciona bien con grandes tuberias, asi que no hay necesidad de
reducir el tamafio de la tuberia. El plunger lift convencional funciona mucho mejor
sin empaque, esto puede ser un problema si el empaque viejo debe ser retirado.
Con el plunger lift la produccion recuperable puede no llegar a ser tan grande

como seria con un sistema de bombeo mecanico, el cual es mas costoso.
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6.5BOMBEO HIDRAULICO

El sistema de bombeo hidraulico consiste en la inyeccién de un fluido (conocido
como fluido de potencia) a alta presion desde la superficie hasta el fondo del pozo
a través de una sarta de inyeccion. Una vez en el fondo del pozo, el fluido de
potencia es inyectado al pozo por debajo del nivel de produccion del fluido a
través de una bomba tipo chorro o de una bomba tipo piston, como se muestra en

la siguiente grafica.

6.5.1 Componentes del Equipo

Los componentes que conforman el sistema de Levantamiento por Bombeo
Hidraulico pueden ser clasificados en dos grandes grupos: Equipo de superficie

y Equipo de subsuelo:

Grafica 34. Esquema del Sistema de Bombeo Hidraulico

ALMACENAMIENTO DE
FLUIDO DE POTENCIA

ESTACION DE
CONTROL

CABEZADEL

INSTALACION DE BATERIA CENTRAL

Fuente. Disponible en Internet: http://oil-mail.blogspot.com/2011/05/sistema-
delevantamiento-artificial.html [Citado en 2012/01/25]
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6.5.1.1 Equipos De Superficie

Tanques de almacenamiento, tanques de lavado, separadores y/o
tratadores: Cuando se utiliza petréleo como fluido de potencia en un
sistema abierto, dicho fluido se obtiene de tanques de almacenamiento o
de oleoductos, de donde se suministran al sistema de bombeo o de
distribucion. Si se esta en un sistema cerrado, el fluido de potencia, bien
sea agua o petroleo es manejado en un circuito cerrado, el cual debe
disponer de su propio tanque de almacenamiento y equipos de limpieza de
sélidos, estos equipos operan independientemente de las operaciones en

las estaciones de produccion.

Bombas De Superficie: Las bombas utilizadas en este tipo de
levantamiento para bombear el fluido motor pueden ser triples o

multiples. Las que se emplean generalmente, son las triples.

Bombas triples: Estas bombas usan: émbolo, camisa de metal a metal, valvula

tipo bola.

Bombas multiples: Tienen un terminal de potencia y una de fluido. El terminal de

potencia comprende, entre otras partes: el cigueial, la biela y los engranajes. El

terminal de fluido estd formado por pistones individuales, cada uno con valvulas

de retencion y descarga. Usualmente, estas valvulas estan provistas de resorte.

Multiples De Control: Cuando se opera una cantidad apreciable de
pozos desde una bateria central, se suele usar un multiple de control
para dirigir los flujos directamente a cada uno de los pozos medidores de
flujo global o individual para cada pozo se pueden instalar en el multiple de
control de fluido de potencia. Para regular y/o distribuir el suministro

de fluido de potencia a uno o0 méas pozos, se usan varios tipos de
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valvulas de control. La valvula comun a todos los sistemas de

bombeo libre es la de cuatro vias o valvula control del cabezal del pozo.

Valvula De Control: Una valvula de control de presién constante
regula la presion en el lado comun del fluido de potencia del multiple.
Esta presion, generalmente, es mayor que la presion méas alta requerida
por cualquiera de los pozos. La valvula de control de flujo constante rige la
cantidad de fluido de potencia que se necesita en cada pozo cuando se

emplea una bomba reciprocante.

Lubricador: Es una pieza de tuberia extendida con una linea lateral para
desviar el flujo de fluido cuando se baja o se extrae la bomba del
pozo. También se utiliza para controlar la presencia de
gases corrosivos que pueden obstaculizar la bajada de la bomba o

Su remocion del pozo.

6.5.1.2 Equipos De Subsuelo

Sistema De Fluido Motor: En los sistemas de bombeo hidraulico, el fluido
motor transmite la potencia ala bomba de subsuelo y, a la vez, lubrica
todas las partes moviles de la misma. El transporte del fluido motor y del
fluido producido se realiza a través de un sistema de tuberias que depende
del tipo de sistemas de fluido o de potencia: bien sea de fluido cerrado o de

fluido abierto.

Sistema De Fluido Cerrado: En este caso, el fluido motor no se mezcla
con el pozo, lo cual hace necesario el uso de tres tuberias en el fondo del
pozo: una para inyectar el fluido de potencia, una de retorno del mismo

y otra del fluido de produccion.

107



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

e Sistema De Fluido Abierto: En el sistema abierto, el fluido motor se
mezcla con el fluido del pozo, lo cual hace necesario el uso de dos
tuberias en el fondo: una para inyectar el fluido de potencia y otra para el

retorno de la mezcla.

e Bombas Hidraulicas: Las bombas hidraulicas de subsuelo constituyen el
principal componente del sistema en el fondo del pozo. El principio de
operacion de estas bombas es similar al de las bombas de cabillas.
Las bombas hidraulicas utilizan un pistén accionado por cabillas y dos o

mas valvulas de retencion.

e Bomba de doble accién: La bomba de doble accién tiene valvulas
de succion y de descarga en ambos lados del piston. Por esta razon
esta bomba desplaza el fluido hasta la superficie en ambos
recorridos, ascendente y descendente, con la accion combinada de

apertura y cierre de las valvulas de succién y de descarga del piston.

e Bombeo por varillas e hidraulico: En una instalacion de bombeo por
varillas la unidad de superficie y la bomba de subsuelo se unen
por medio de la sarta de varillas. En cambio, en una unidad de

bombeo hidraulico, la varilla se encuentra en el interior de la bomba.

6.5.2 Funcionamiento

En el sistema de bombeo hidraulico, el crudo o agua se toman del tanque de
almacenamiento y se alimenta de la bomba Triple/Multiple. El fluido de potencia,
ahora con la presion aumentada por la bomba triple, esta controlado por las
valvulas en la estacion de control y es distribuido en uno o mas pozos. El fluido

de potencia pasa a través de las valvulas del cabezal del pozo y es dirigido a la
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bomba hacia fondo de pozo. En una instalacion de bomba de pistén, este fluido
de potencia acciona el motor que a su vez acciona la bomba. El fluido de potencia
regresa a la superficie con el crudo producido y es enviado por tuberia al tanque

de almacenamiento.

Los sistemas de bombeo hidraulico se dividen en dos clases de acuerdo
al tipo de bomba de subsuelo: bombas hidraulicas de pistén y las
bombas hidraulicas tipo jet. Aunque la bomba hidraulica de piston es un
dispositivo de alta eficiencia volumétrica, sus debilidades operacionales en
términos de calidad del fluido motriz, no la hace una solucién versatil y por

el contrario es muy limitada su aplicacion.

6.5.3 Bombeo Hidraulico Tipo Jet

El bombeo hidraulico tipo Jet, es un mecanismo de producciébn de pozos
petroleros que actua mediante la transferencia de potencia a una bomba
de subsuelo con un fluido presurizado que es bombeado a través de la tuberia
de produccion. La bomba de subsuelo actia como un transformador convirtiendo
la energia del fluido motriz en energia potencial o presion sobre los fluidos
producidos. La bomba de subsuelo tipo Jet, logra su accion de bombeo mediante

la transferencia de energia entre dos corrientes de fluidos.

La alta presion del fluido motriz enviado desde la superficie pasa a través de
una boquilla donde su energia potencial o presion es convertida en energia
cinética en la forma de chorro de fluido a gran velocidad. El fluido a producir es
succionado y mezclado con el fluido motriz en la garganta de la bombay
llevado a superficie. No requiere de varillas o cables eléctricos para la transmision

de potencia a la bomba de subsuelo.
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6.5.4

6.5.5

Ventajas

Son muchas las ventajas del bombeo hidraulico tipo jet,
mencionamos entre otras: Flexibilidad en la rata de produccion.

Célculo de la Pwf en condiciones fluyentes por el programa de disefio.

La bomba Jet no tiene partes moviles lo que significa alta
duracion y menor tiempo en tareas de mantenimiento.

Puede ser instalada en pozos desviados.

Pueden ser facilmente operadas a control remoto.

Puede bombear todo tipo de crudos, inclusive crudos pesados.

Las bombas de subsuelo pueden ser circuladas o recuperadas
hidraulicamente. Esta ventaja es muy importante porque reduce los
requerimientos de los equipos de reacondicionamiento (workover) para
hacerle el mantenimiento a los equipos de subsuelo.

La bomba Jet es facilmente optimizada cambiando el tamafio de la boquilla

y la garganta.

Desventajas

La arena y otras particulas en el fluido de potencia deben ser
removidos ya que pueden causar dafio a la bomba de superficie o
a la tobera de una bomba tipo jet.

Las bombas tipo jet tienen bajas eficiencias de energia para
operar por lo que requieren de mayor potencia.

Los caudales del fluido potencia para las bombas tipo jet variara
de 1 a 4 veces el caudal de produccién.
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7 GAS SHALE

El Shale Gas es un hidrocarburo no convencional, alojado en reservorios de muy
baja permeabilidad, como los depdsitos de esquistos. El Gas Shale es gas natural
producido a partir de formaciones de Shale que suelen funcionar como reservorio
y fuente de gas natural. De acuerdo a su composicion quimica, el Gas Shale es
tipicamente un gas seco que principalmente se compone de metano (90% o mas

de metano), pero en algunas formaciones se produce gas humedo.

El Gas Shale se encuentra como gas libre, igual que en los depdsitos
convencionales y como gas adsorbido, en donde el gas esta en la superficie de la
materia organica, el cual se libera cuando la presién cae con la produccion del
gas libre. Se puede suponer que el Gas Shale se encuentra siempre proximo a
los depodsitos convencionales. Efectivamente la roca madre existe en muchos
lugares donde la roca del reservorio no convencional esti disponible para la
penetracion del gas natural. Por lo cual, se espera que el recurso de Gas Shale

sea abundante.

Grafica 35. Esquema geoldgico de recurso de Gas Natural.
Conventional

é Land s7rface
non-associated

gas Coalbed methane

Conventional
- N associated

gas \

Sandstone Tight sand —*
/ 988

£

® . )5 Enoegy Gas-rich shale
CIQ) iriorma:

Fuente. US Energy Information Administration. Geological Survey. Disponible en
Internet: http://www.usgs.gov/pubprod/data.html#data [Citado en 2012/01/25]
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La edad y la profundidad de los yacimientos de Gas Shale aseguran que el fluido
esta en forma gaseosa y, esencialmente, el aceite no asociado es encontrado. La
profundidad de Gas Shale varia. En la mayoria de los casos, es menos profundo
gue en yacimientos de gas convencionales, pero en algunos casos, podria ser tan

profunda que llega a ser mayor que en los depdésitos convencionales™®.

7.1Geologia

El Gas Shale son formaciones de shale ricas en material organica, una roca
sedimentaria formada a partir de depdsitos de lodo, limo, arcilla y materia
organica. En el pasado estos han sido considerados simplemente como fuente de
rocas relativamente impermeables y sellos para el gas que migra a otros
depdsitos tales como roca arenisca permeable y yacimientos carbonatados de

desarrollo tradicional de gas en la tierra.

Los shale tipicamente presentan permeabilidad de la matriz en el orden de 0,01 a
0,00001 milidarcies. Esta baja permeabilidad significa que el gas atrapado en el

shale no se puede mover facilmente dentro de la roca™.

Los pozos de produccion de formaciones de Shale de baja permeabilidad son
también la fuente para el gas natural. Los volimenes de gas natural pueden ser
almacenados en un sistema local de macro-porosidad (porosidad de fractura)
dentro del shale, o dentro de los microporos del shale, o puede ser absorbido en

los minerales o materia organica dentro del shale.

3 PETROTECNIA, revista del instituto Argentino del Petréleo y de Gas I. Hidrocarburos de reservorios no
convencionales, un “fenémeno global”, http://www.petrotecnia.com.ar/abril11/2011-04.pdf. abril 2011.

143, Daniel Arthur, P. E., ALL Consulting; Bruce Langhus, P. G., Ph.D., ALL Consulting, David Alleman,
ALL ConsultingAn overview of modern shale gas development in the united states
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Esta forma de almacenamiento de gas es similar a la del gas asociado a mantos
de carbon. El shale es mas productivo debido a su alto contenido de materia
organica y a que es relativamente fragil. Algunas fracturas naturales pueden ser
beneficiosas dado que la baja permeabilidad significa que la Unica manera de
producir el gas es fracturando mas la roca, de ahi la necesidad de fracturamiento

hidraulico.

La perforacion horizontal se utiliza a menudo con pozos de Gas Shale, con
longitudes laterales de hasta 10.000 pies (3.000 m) dentro del shale, para crear

un area maxima de la superficie del pozo en contacto con el shale™.

7.2Reservas De Shale A Nivel Mundial

Basados en datos geoldgicos, hay mas de 688 shales en el mundo en 142
cuencas, con potencial de produccién conocido actualmente unas pocas, la
mayor parte de estos shale estan en Norteamérica, lo cual significa que hay
literalmente centenares de formaciones de shale en el mundo que podrian

producir el gas natural.

Esto significaria que si los volimenes potenciales de Gas Shale son
probablemente enormes, el mercado de gas natural cambie, particularmente en
los Estados Unidos y en Europa y también los mercados de Gas Natural Licuado
(GNL) en el mundo. Las grandes compaiiias de crudo y otras compafias globales
estan expandiendo sus actividades en Gas Shale fuera de Estados Unidos. Por
ejemplo, ExxonMobil y Marathon han puesto en marcha operaciones de Gas
Shale en Polonia, Francia, Alemania, Suecia, Austria y otros paises europeos que
también estan estableciendo actividades para este tipo de gas™®.

5 www.En.wikipedia.org/wiki/Shale_gas
18 Encuesta de Recursos Energéticos: Focalizados en el Shale Gas. World Energy Council 2010.
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Tabla 8. Reservas Potencial estimada de Gas Shale en el 2010

Region Reserva Potencial estimada de Gas Shale

[Tcf]

'Republicas de la Unién Soviética 5.402

Norte América 4471

Medio Oriente y Norte de Africa 1.305

Sub-Saharan 1.017
Occidente de Europa 559
Centro y Oriente de Europa 559
América Latina 373
Asia Central y China 372

Fuente: Encuesta de Recursos Energéticos: Focalizados en el Shale Gas. World
Energy Council 2010. Disponible en Internet: http://www.usgs.gov/pubprod/index.
html [Citado en 2012/02/25]

7.2.1 Estados Unidos

Estados unidos cuenta con abundantes recursos de gas natural, segun Energy
Information Administration (EIA) estima que Estados Unidos cuenta con mas de
1.744 trillones de pies cubicos (tcf) de gas natural técnicamente recuperables,
incluyendo 211 tcf de reservas probadas. Navigant consulting estima que
técnicamente el gas no convencional recuperable (Gas Shale, Tigth Sands y gas
asociado a Mantos de carbdn) representa el 60% de los recursos recuperables

Onshore'’.

En Estados Unidos el Gas Shale esta aumentando rapidamente como una fuente
de gas natural, dirigido por las nuevas aplicaciones de la tecnologia de

fracturamiento hidraulico y la perforacion horizontal, el desarrollo de nuevas

"U.S. Department of Energy, Office of Fossil Energy, National Energy Technology Laboratory, Modern
Shale Gas, Development in the United States: A Primer, april 2009
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fuentes de gas shale ha compensado la disminucion en la produccion de
yacimientos convencionales y ha llevado a grandes incrementos en las reservas
de gas natural en los Estados Unidos. Desde el afio 2000 en Estados Unidos las
lecciones aprendidas en la busqueda y desarrollo y el éxito econdmico de gas
shale han dado lugar a una busqueda actual del mismo tipo de yacimientos en

todo el mundo y hacerla mas eficiente.

7.2.2 Colombia

En el norte de Sur América se encuentra una serie de formaciones de shale rico
en materia organica de la edad de cretaceo, este shale proviene en su gran
mayoria de petrdleo convencional y gas producido de Venezuela y Colombia, en

particular de la cuenca de Maracaibo e inclusive la subcuenca del Catatumbo.

La extension de la subcuenca en el sur-oeste del Catatumbo (Colombia), muestra
potencial de shale en las formaciones de La Luna y Capacho. La formacion La
Luna esta relativamente a poca profundidad en la subcuenca del Catatumbo, que
van desde 6.000 a 7.600 pies. La contingencia total de gas shale en sitio es un
estimado de 29 tcf. La contingencia técnica de las reservas recuperables para la
formacion La Luna asciende a cerca de 7 tcf. La formacién Capacho es una
unidad distinta de la formacion La Luna en la subcuenca del Catatumbo, mientras
gue las dos unidades se fusionan en la mayor parte de la cuenca del Maracaibo,
con profundidad de un rango de 6.500 a 8.500 pies.

La contingencia de gas en sitio es de alrededor de 49 tcf, con una contingencia

técnica de reservas recuperables de aproximadamente 12 tcf ’. Las reservas

contingentes totales de Gas Shale en Colombia son de 79 tcf, combinando el gas
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en sitio de la subcuenca del Catatumbo de las formaciones La Luna y Capacho y

19 tcf son determinados a ser técnicamente recuperables®®.

Gréafica 36. Cuencas de Gas Shale en el norte de Sur América.
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Fuente: EIA. Energy Information Administration. World Shale Gas Resources: An
initial assessment of 14 Regions outside the United States. Boletin, Abril 2011

Los pozos de gas shale presentan ciertas diferencias con respecto a los pozos de
gas convencional, sin embargo comparten algunos problemas entre ellos la carga
de liguidos para los pozos que producen gas humedo o gas junto con agua,
debido a estas caracteristicas especiales, algunas de las técnicas utilizadas para
realizar la deshidratacion en pozos de gas no funcionan para los pozos de gas
shale, debido a diferentes factores asociados con las distintas técnicas de los

18E1A.Energy Information Administration. World Shale Gas Resources: An initial assessment of 14 Regions
outside the United States. April 2011
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sistemas de levantamiento artificial. Los métodos mas utilizados para deshidratar

pozos de gas shale son:

e Gas Lift
e Plunger Lift

e Levantamiento Asistido con Espuma

Estos métodos son utilizados para pozos de gas shale en vez de otros debido
principalmente a que requieren de un muy reducido espacio en el fondo de pozo a
diferencia de los sistemas de bombeo, ademas, no tienen problemas con respecto
a la desviacion de los pozos o0 a que sean pozos horizontales, y ya que la gran
mayoria de los pozos de gas shale son horizontales se convierte en una gran

ventaja con respecto a los sistemas de bombeo.

8 GUIA PARA LA SELECCION DE UN METODO PARA DESHIDRATAR
POZOS DE GAS

La siguiente guia esta basada en una metodologia desarrollada por el Concejo
para el Desarrollo e Investigacion del Levantamiento Artificial o ALRDC por sus
siglas en inglés y por la division para pozos de gas de la compaiia Weatherford.
La metodologia se basa en un esquema general para la seleccién de un método
para deshidratar los pozos y en una serie de esquemas para cada uno de los
meétodos que detallan las variables importantes a conocer para la seleccién de un
determinado sistema. Este esquema esta jerarquizado, de modo que el primer
método a considerar sera el mas conveniente para los pozos, pero, si este
meétodo no resulta viable para un determinado pozo debido a sus caracteristicas,
entonces se considera la aplicacion del método que sigue y asi hasta que
finalmente si ningln método es viable se produciria hasta que se llegue al limite

econdémico del pozo.
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Gréfica 37. Esquema de Seleccién General
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Fuente. Disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/weatherford tus /lift.systems
[Citado en 2012/01/08]
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Fuente. Disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/weatherford tus /lift.systems
[Citado en 2012/01/08]

Los sistemas de levantamiento por espuma alteran las propiedades fisicas de los
fluidos producidos al aplicar surfactante, la tension interfacial y la densidad del
liquido aparente son alteradas para reducir la velocidad critica necesaria para
levantar el agua del sistema. Los surfactantes reaccionan con el agua, de modo
gue la aplicacion esta limitada a pozos en los cuales la mayoria de la fase liquida
es agua mas que hidrocarburos.

La aplicacion de espuma destaca especialmente en pozos con una baja presién
de yacimientos que necesitan ser continuamente producidos a lineas de alta
presion y cuando las restricciones de la tuberia de produccién o de sartas
telescopicas (tapered strings) obstaculizan la aplicacién de plunger lift.
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Gréfica 39. Analisis de Levantamiento por Plunger Lift
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Fuente. Disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/weatherford tus /lift.systems
[Citado en 2012/01/08]

A medida que el pozo de gas se depleta, la velocidad del gas es insuficiente para
transportar de forma natural las acumulaciones de liquidos. Sin embargo, la
energia en el sistema es aun suficiente para que el pozo fluya naturalmente. Es
entonces cuando el sistema plunger lift resulta ideal, ya que usa la propia energia
interna del pozo para descargar los liquidos.
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Cuando no hay una eleccion obvia de que sistema utilizar, los sistemas de
levantamiento pro fluidos de potencia pueden ser una solucién econémica para
los problemas de carga de liquidos. Estos sistemas usan fluidos gaseosos (gas
lift) o liquidos (bombeo hidraulico) para generar la capacidad de levantamiento

gue transporta los liquidos del pozo.

Los anteriores esquemas de seleccion nos permiten conocer el método a elegir
para deshidratar un pozo de gas, sin embargo se requiere determinar una serie de
factores para poder utilizar estos esquemas. Es por ello que la siguiente guia
muestra cuales factores son necesarios para determinar la viabilidad de un
determinado método y una vez conocidos utilizar el esquema de seleccion

general.

121



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

La guia se basa en una serie de factores o parametros a tener en cuenta para
analizar, determinar y seleccionar los posibles métodos que pueden ser utilizados
para la deshidratacion de un pozo de gas. Los factores a tener en cuenta son:

e Screening de los distintos métodos

e Ventajas y Desventajas de los métodos

e Graficas de Profundidad contra Caudal para cada método
e Anadlisis econdémico de los distintos sistemas

e Consideraciones operacionales

e Consideraciones especiales a tener en cuenta para los diferentes métodos

La metodologia de seleccién seria de la siguiente forma:

1. Hacer un cuadro comparativo entre los datos del pozo/campo con el

screening de cada uno de los métodos a utilizar.
2. Conociendo los caudales de operacion del pozo, determinar cuales
métodos podrian servir con base a las gréficas de caudal contra

profundidad y a los célculos de la regla de la mano derecha.

3. Analizar la factibilidad de implementar un determinado método con base a

las ventajas y desventajas de cada uno y sus caracteristicas especiales.

4. Hacer un analisis financiero de los distintos métodos para determinar cudl

seria el mas viable desde el punto de vista economico

5. Utilizar el esquema de seleccion general para determinar el método mas

Optimo para deshidratar los pozos de gas.
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A continuacion se detallan cada uno de los factores a tener en cuenta para el

desarrollo de la metodologia de seleccion:
8.1Screening:

Un screening es una recopilacién de datos, donde se muestra de forma explicita
el rango para el cual se debera aplicar una propiedad, de esta forma, se puede
comparar rapidamente los diferentes métodos y descartar aquellos que no estén

en el rango de valores aplicables para un determinado pozo.

Tabla 9. Screening

SCREENING DE LOS DISTINTOS METODOS PARA DESHIDRATAR POZ0S

Maxima profundidad 19000 22000 15000 18000
de operacidn (pies)

Maximo caudal de 200 500 35000 50000
operacion (bfpd) (100 a 200 para
pozos de gas)
Mdxima temperatura 550 400 550 450
de operacién (°F)
Manejo corrosién Excelente Excelente Excelente Buena a
Excelente
Manejo de Gas Excelente Excelente Bueno Excelente
Manejo de sélidos Regular Bueno Bueno Bueno
Densidad del fluido >15 >8 >8 >15
("API)
Energia del sistema Energia Energia Eléctrico Compresor
natural del natural del
pozo pozo
Aplicacién costa afuera N/A Bueno Excelente Excelente
Eficiencia del sistema N/A N/A 10a30% 10a30%

Fuente. Weatherford disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/
weatherford_tus/lift_systems [Citado en 2012/03/09]
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8.2Graficas de Caudal Contra Profundidad

Las graficas de Caudal contra Profundidad permiten conocer la aplicabilidad de un
determinado método para deshidratar un pozo de gas, ya que relacionan el caudal
de liquidos que puede levantar el método (agua o petréleo acumulado en el
wellbore) con la profundidad a la cual tendria que levantarlo, es decir la
profundidad del pozo. A continuacion se presentan las distintas graficas para los
métodos.

Grafica 41. Plunger Lift
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Fuente. Modificado de LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. 2008.
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Gréfica 42. Gas Lift y Bombeo Hidraulico
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Hay que aclarar que para operaciones de deshidratacién de pozos de gas, los
caudales de liquidos a remover del pozo son muy bajos, es por ello que resulta
perfectamente factible utilizar el sistema de plunger lift que el de, por ejemplo, gas
lift, a pesar de que este ultimo maneja unos caudales mucho maés altos para una
determinada profundidad en ambos sistemas. Para el caso de bombeo con
espumas, no existe una grafica como en los otros sistemas, debido a la gran
diferencia que existe en la forma en que deshidratan los pozos entre la inyeccion

de quimicos y los otros métodos.

8.3Factibilidad De Los Diferentes Métodos Para Deshidratar Los Pozos De

Gas

En esta seccion se analiza las diferentes caracteristicas que tiene cada método

para deshidratar un pozo de gas.
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Compresion

La compresién es usada tanto para un solo pozo como para multiples
pozos.

El andlisis Nodal ayuda a predecir los resultados que se esperan conseguir
al usar diferentes configuraciones del sistema compresor y de la sarta de
produccién.

Disminuir la presion en cabeza tiene muchos efectos benéficos en la
produccion del pozo.

Disminuir la presion ayuda a mantener el agua en la fase de vapor, por lo
cual, esto es un método de levantamiento artificial en si mismo.

Disminuir la presion en cabeza mejora los métodos para deshidratar los
pozos en general.

La compresion tiene muy buenos resultados al combinarse con el sistema

de gas lift.

Gas Lift

Gas Lift puede ser usado a mas de 10000 pies de profundidad y mas de
10000 bpd.

Las valvulas son recuperables por la tuberia de produccion

Puede producir incluso con problemas de soélidos.

Para huecos pequefios, las valvulas pueden ser instaladas en coiled
tubing.

Puede trabajar con temperaturas de hasta 400°F en fondo de pozo.

Para operaciones en pozos de gas, los caudales tipicos son de 100 bpd o
menos.

Para pozos de gas, se puede recircular gas en el fondo de la tuberia con

un anico punto de inyeccion.

126



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

e Para la mayoria de pozos de gas, se usa gas lift con el empaque asentado
en el pozo. El caudal de gas inyectado consigue que el caudal de gas total
producido sea mayor que el caudal critico.

e Para bajos caudales de liquidos (100-200 bpd), se pueden conseguir bajas
presiones de fondo con el uso de gas lift para pozos de gas.

e Para caudales mas altos, no es muy factible el uso de gas lift debido a que
las presiones de fondo fluyendo serian mas altas que si se utilizara algun

otro método para deshidratar el pozo.

8.3.3 Plunger Lift

e Siel pozo tiene una relacién gas-liquido (RGL) de 300-400 scf/bbl por
cada mil pies de profundidad, puede ser muy factible la aplicacion del
sistema plunger lift.

e Los sistemas plunger lift pueden operar a grandes profundidades.

e Tipicamente, un sistema plunger requiere que el empaque sea
removido, aunque los plungers de ciclo libre o de dos piezas pueden
operar con el empaque en el pozo.

e Los plungers usualmente producen con un bajo caudal de liquido, pero
en algunos casos pueden producir hasta con caudales de 300 bpd.

e Por lo general, no se necesita una fuente externa de energia para
operar el sistema.

e Los sélidos son un problema, sin embargo, el plunger tipo brush permite

operar con una pequefa cantidad de arena.

8.3.4 Espuma

e A menudo la espuma es usada como un primer intento para descargar el

pozo ya que no resulta muy costoso el intento.
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Funciona mucho mejor con agua y no con condensados, aunque algunos
agentes quimicos costosos pueden generar espuma con los condensados.
Se usa tratamiento por baches (batch treating) o inyeccion por sarta capilar
dependiendo de si hay o no un empaque.

Por lo general, si hay presencia de condensados, entonces no se usa este
método.

Tipicamente, el agente espumante reduce la velocidad critica a un medio o
un tercio del valor original de velocidad critica cuando no se usan
surfactantes.

Bombeo Hidréaulico

Para aplicaciones de deshidratacion de pozos de gas, se usa tipicamente

una bomba tipo jet con un caudal de produccion de 100 bpd o menos.

8.4 Anédlisis Financiero De Los Distintos Sistemas Para Deshidratar Pozos
De Gas?'®

Una parte fundamental para la factibilidad de implementar un determinado método

es el aspecto econémico, es por ello necesario determinar los costos asociados a

implementar cualquier sistema para deshidratar los pozos. Para ello vamos a

establecer la definicidbn de varios parametros aplicados en el andlisis econémico,

teniendo en cuenta que la meta principal de la evaluacién econdémica de cualquier

proyecto, es establecer varias alternativas de inversion, y después escoger la

inversion mas apropiada, con el fin de conseguir la mayor rentabilidad posible; un

buen analisis esta dividido en las siguientes secciones:

19 MARIE, Karen, et, al. Evaluaciéon Financiera de Proyectos de Inversién, 22 Edicion, Uniandes

2004.
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8.4.1 Inversion Neta o Inicial

La inversion neta o inicial, est4 definida como la suma total de los costos de
desarrollo, promocion y construccion del proyecto. Existen dos escenarios
distintos en los cuales puede ser calculada la inversion inicial: el primero, es en el
cual el proyecto fisicamente no existe y debe ser construido, y el segundo, es que

una vez la parte fisica del proyecto existe, debe ser modificado.

Para el calculo de la inversion neta se deben sumar todos los costos que van a
afectar el desarrollo del proyecto. Estos pueden ser: el valor de la infraestructura,
los costos de su instalacién y el beneficio o perdida fiscal ocasionado por la venta
de bienes que ya han estado en uso.

La ecuacion que representa la inversion inicial es la siguiente:

Inversion neta = Costos de desarrollo
+ Costos de promocién
+ Costos de construccion
+ Costos de instalacion
+ Gastos de entrenamiento

- Ganancia neta por la venta del bien usado

8.4.2 Flujo De Efectivo

El flujo de efectivo, es la sucesidén de entradas y salida de de capital durante la
vida del proyecto. Para representar este proceso graficamente, se traza un
segmento de recta horizontal que representara la duracion del proyecto, y estara
dividida en segmentos de tiempo mas pequefios. El flujo de efectivo debe

considerar los ingresos, los gastos de inversion, costos de operacion, el beneficio
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fiscal asociado a la depreciacion y los impuestos al desarrollo del proyecto, que
seran representados en segmentos de recta verticales como se muestra la figura.

Sobre la horizontal se tienen en cuenta los ingresos, y bajo esta los gastos.

Gréfica 43. Representacion del flujo de efectivo

Ingresos

lllJ}‘l\ Tempol

Egresos

Inversion

Fuente. MARIE, Karen, et, al. Evaluacion Financiera de Proyectos de Inversion, 22 Edicion,
2004.

Los ingresos, son el dinero que estda entrando al proyecto por cosas como
ganancias por produccion, dinero recibido por venta de equipos, exportaciones,
entre otros; y los egresos son los gastos generados por el proyecto en si, como la
compra de equipos necesarios, mantenimiento de estos y operacion, impuestos,

regalias, etc. La ecuacion que representa el flujo de efectivo es la siguiente:

Flujo de caja= Ingresos — Egresos — Impuestos - Depreciacion

8.4.3 Costos

Para el desarrollo del analisis econédmico del proyecto, se debe estudiar
detenidamente cada variable que pueda influir en este. Una variable muy
importante a la hora de invertir en un proyecto son los costos, pues estos varian

en funcién de uso o de produccién. Los costos son las inyecciones de capital, o
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esfuerzo econdmico que necesitan realizarse para la culminacion del proyecto. Es
necesario clasificar los costos en categorias, de tal manera que posean
caracteristicas comunes para poder realizar asi los calculos, el analisis y
presentar la informacion que puede ser necesaria para la toma final de la decision

de si invertir el capital o no.

8.4.4 Impuesto

La industria petrolera es afectada principalmente por las regalias y el impuesto
sobre la renta. Las regalias petroleras son el derecho que tiene el Estado en el
producto de la explotacion de los recursos petroliferos de su propiedad. Son
determinadas como un porcentaje del volumen bruto explotando (ya sea
entregado en especie o el equivalente en dinero). Por razones historicas dicho

porcentaje varia segun el sistema de explotacion del recurso.

Actualmente, el sistema de regalias se rige en base a la Ley 756 de 2002, por la
cual se modifica la Ley 141 de 1994, se establecen criterios de distribucion y se
dictan otras disposiciones. El impuesto sobre la renta, es de tipo nacional y se
paga al fisco en funcién del resultado de la actividad financiera de las empresas

petroleras en un afio.

8.4.5 Evaluacion De La Conveniencia Del Proyecto

Una vez determinadas la inversion neta o inicial y los flujos de efectivo periddico
esperados por el proyecto, se utilizan diferentes criterios para determinar si es
conveniente o se debe rechazar desde el punto de vista econémico.

El analisis economico del proyecto puede ser realizado mediante diferentes
meétodos entre los cuales por su efectividad y facilidad de aplicacion sobresalen:

El valor presente neto (VPN), las tasas de rendimiento econémico (tasa interna de
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retorno, “TIR” y tasa promedio de retorno “TPR”) y el tiempo de recuperacion de la

inversion o payback time.

Generalmente se emplean estas medidas econdmicas, pero la evaluacion
econdmica no se debe basar en una sola, ya que cada una proporciona un factor
distinto de analisis; se requiere la evaluacion separada de cada uno de estos

métodos para poder analizar y comparar los diferentes resultados obtenidos.

8.4.5.1 Valor Presente Neto (VPN)

El valor presente neto (VPN), es un procedimiento que permite calcular el valor
presente de un determinado numero de flujos de caja futuros (ver gréfica 40). El
meétodo consiste en calcular el valor presente (VP) del flujo de ingresos que se
espera genere el proyecto, menos el costo asociado de llevarlo a cabo y que se
asume se paga al inicio del proyecto. Este método, ademas, descuenta una
determinada tasa o tipo de interés igual para todo el periodo considerado.

Dado el flujo de caja de un proyecto o alternativa de inversion, se define el valor
presente (VP) como la forma de valorar todos recursos econdmicos gastados y
generados a lo largo de la vida util de un proyecto y de comparar los costos y

beneficios actuales con los futuros.

Los factores que deben tenerse en cuenta al calcular el valor presente de un
proyecto son: la vida util del proyecto, el flujo de caja, es decir el valor presente de
los ingresos y egresos en el tiempo, valor comercial o ingreso que se obtiene al
final de la vida util del proyecto y una tasa de descuento o tasa de oportunidad, la
cual puede ser constante o variable, ya que en esta tasa esta presente de alguna

manera, el factor de riesgo y el de liquidez.

132



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

Gréfica 44. Representacion del valor presente.

Walor Futuro

Walar Presente

Fuente: MARIE, Karen, et, al. Evaluacion Financiera de Proyectos de Inversion, 22 Edicion,
2004.

La ecuacion general para hallar el valor presente neto de un proyecto es igual a:

Flujo de ca]a
VPN = Z
[1+i]?

Donde el flujo de caja es igual a la ganancia neta menos los impuestos:

Flujo de caja = Ganancia Neta - Impuestos

Ganancia Neta = In - En

In representa los ingresos y En representa los egresos. En se toma como valor
negativo ya que representa los desembolsos de dinero. N es el numero de
periodos considerado (el primer periodo lleva el numero 0, no el 1.). El valor In —
En indica los flujos de caja estimados de cada periodo. El tipo de interés es i, que
es igual al porcentaje al que esta invertido un capital en una unidad de tiempo.
Entre menor es la tasa de interés mayor ese el valor presente neto y asi, entre
mayor es este, mas conveniente sera el proyecto para inversion. La aceptacion o

rechazo de un proyecto depende directamente de la tasa de interés que se utilice.

Cuando el valor presente neto es positivo, el proyecto es viable ya que cubre la

inversion y genera beneficios adicionales. Cuando el valor presente neto es
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negativo, el proyecto debe rechazarse ya que los beneficios esperados no cubren
la inversion inicial. Cuando el valor presente neto es igual a cero es indiferente

aceptar o no el proyecto.

El valor presente neto (VPN) es inversamente proporcional a la tasa de interés,
por lo cual disminuye a medida que esta aumenta, de acuerdo con la grafica.
También se observa, que a ciertas tasas, se pueden obtener valores negativos de
VPN, segun sea el caso.

Gréfica 45. Comportamiento del VPN con relacion a la tasa de interés.
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Fuente. MARIE, Karen, et, al. Evaluacion Financiera de Proyectos de Inversion, 22 Edicién,
2004.

8.4.5.2 Tasa De Rendimiento Econémico®

El método de las tasas de rendimiento economico, permite determinar el
porcentaje de utilidad o ganancia que se recibe por la inversion de capital, ya sea

antes o después de impuestos. La determinacién o calculo de la tasa de

20 AUREGUI, Juan, GALVIS, Silvia, Evaluacién Técnica y Econémica de la Aplicacion del Método
de Bombeo Multifasico en Campos Marginales de Petroleo. Tesis 2011, p 118.
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rendimiento econdmico, no se puede efectuar matematicamente y, por lo tanto,
solo se puede hacer por prueba y error planteando ecuaciones de valor presente.
Las tasas de rendimiento econdémico que se utilizan para determinar la viabilidad
econOmica de los proyectos son la tasa interna de retorno (TIR) y la tasa

promedio de retorno (TPR).
8.4.5.2.1 Tasa Interna De Retorno (TIR)

El TIR es un método que considera el valor del dinero en el tiempo y determina la
tasa de rendimiento, en la cual el valor presente neto de un proyecto es igual a
cero, es decir, la tasa que equilibra el valor presente de los ingresos con el valor
presente de los egresos.

El calculo del TIR se lleva a cabo hallando la tasa de interés, en la cual la suma
del valor presente de los flujos de caja, es igual a la inversion inicial. La ecuacion
que representa esto es:

Flujo de caja
- _C+ Z
[1+i]"

Donde C = inversion inicial.

La tasa interna de retorno es utilizada con frecuencia en la evaluacion de
alternativas de inversién. El criterio para la aplicacion del TIR en la seleccién de
alternativas es: Si el TIR es mayor que io el proyecto se acepta, si el TIR es
menor que io el proyecto se rechaza y si el TIR es igual a io el proyecto es
indiferente aceptarlo o rechazarlo; siendo i, la tasa de oportunidad del
inversionista, que es una tasa netamente personal o individual, que depende
exclusivamente de la persona o entidad inversionista y no del flujo de caja de la

inversion.
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8.4.5.2.2 Tasa Promedio De Retorno (TPR)

La tasa promedio de retorno, es aquélla tasa que representa la forma como se va
a recuperar la inversion, en relacion con los flujos de caja anuales. Este método
relaciona el flujo promedio anual de efectivo y la inversion inicial, mostrando una
tasa de rendimiento promedio del proyecto. Este criterio se aplica generalmente
cuando se tienen varios proyectos, y se elige aquel con mayor tasa de
rendimiento. Para el caso de un solo proyecto, la tasa promedio de retorno es
equivalente a la tasa con que se recuperara la inversion a la largo de la vida de
este. Es decision del inversionista, determinar si la tasa promedio de retorno es la

adecuada a la hora de aceptar el proyecto o si es preferible rechazarlo.

La formula para calcular la tasa promedio de retorno o TPR es la siguiente:

N Flujo de caja
t=1 Numero de afios (n)
Inversion Inicial

TPR =

Donde:

t = periodos de tiempo que van desde 1 hasta n, dados en afios.

La principal ventaja de este método es que es un método simple de usar y no
requiere de procedimientos complicados, pero, asi mismo presenta desventajas
como el hecho de no considerar el valor del dinero en el tiempo y dar por
supuesto utilidades constantes al establecer un promedio.

8.4.5.3 Tiempo De Recuperacion De La Inversion o Payback Time

El Pay-back, también llamado tiempo de recuperacion, es uno de los llamados

meétodos de seleccion estaticos. Se trata de una técnica que tienen las empresas
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para hacerse una idea aproximada del tiempo que tardaran en recuperar el
desembolso inicial en una inversion. Esta herramienta es Gtil para la decision de
aceptar solo los proyectos e inversiones que devuelvan dicho desembolso inicial

en el plazo de tiempo que se estime adecuado.

Sin embargo el payback, como los deméas métodos de seleccion estéticos, no
tiene en cuenta ni el valor actual de los flujos de caja futuros ni el flujo de caja de
los ultimos periodos. Por eso, si bien el andlisis es mas sencillo, no es tan
complejo como uno realizado con un método de seleccién dinamico.

Existen dos formas de calcular el tiempo o periodo de recuperaciéon. La primera
forma se conoce como tiempo de recuperacién simple y la segunda forma se

conoce como tiempo de recuperacion ajustado.

8.4.5.3.1 Tiempo De Recuperacion Simple o Payback Simple

Es el tiempo requerido para recuperar la totalidad de dinero invertido inicialmente
en un proyecto. Este método, considera los flujos de efectivo sin tomar en cuenta
el valor del dinero en el tiempo; por lo tanto, considera errbneamente, el hecho de

gue un ddlar hoy vale igual que un délar el dia de mafiana.

La metodologia de célculo del tiempo de recuperacion simple, consiste en
comparar directamente los flujos de efectivo operativos netos generados por el
negocio o proyecto, con la inversion neta, para determinar el periodo (nimero de
afios, meses, semanas o dias) que se requiere para que los ingresos, sean igual

al dinero que se invirtié para iniciar y mantener operando este.

Si el empresario se encuentra analizando un negocio o proyecto en forma aislada
o independiente, es decir, sin considerar otros posibles simultdneamente, el
criterio de decision que debe seguirse es el siguiente: se acepta, si el tiempo de

recuperacion simple es menor que la vida econémica del proyecto, esto significa
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gue el dinero invertido en el negocio va a ser completamente recuperado antes
gue termine la vida econdémica del mismo. La ecuacidbn que nos sirve para

determinar el tiempo de recuperaciéon simple o payback simple es la siguiente:

Inversion inicial

Payback Simple =

Flujo de efectivo anual

El criterio de tiempo de recuperacion simple, presenta ventajas como, el hecho de
gue es un meétodo facil de calcular, y da una medida (en tiempo) del riesgo del
negocio o proyecto; pero presenta una gran desventaja, que es el hecho de no

considerar el valor del dinero en el tiempo.

8.4.5.3.2 Tiempo De Recuperacion Ajustado o Payback Ajustado

Es el tiempo que se requiere para recuperar el valor presente del dinero que se
invirtio inicialmente en el proyecto, utilizando los flujos de efectivo, pero tomando
en cuenta el valor del dinero en el tiempo. Este método, compara el valor presente
de cada uno de los flujos de efectivo operativos netos con el valor presente de la
inversion neta requerida. Es decir, este método calcula el tiempo que se necesita
para que el dinero que entra al negocio, ajustado por su valor en el tiempo, sea

igual al monto originalmente invertido, también ajustado por su valor en el tiempo.

Este método proporciona una medida mas precisa que el anterior puesto que
incorpora el valor del dinero en el tiempo. El criterio de decision utilizando este
meétodo es similar al del tiempo de recuperacion simple. Se acepta el negocio o

proyecto que tenga el menor tiempo ajustado de recuperacion de la inversion.

La ecuacion para determinar el tiempo de recuperacion ajustado o payback

ajustado es la siguiente:

VP Inversion inicial

Payback Ajustado =

VP Flujo de efectivo anual
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Las principales ventajas que ofrece este método son: es facil su calculo, da una
medida en tiempo del riesgo del negocio o proyecto, considera el valor del dinero
en el tiempo y proporciona una medida de liquidez. A pesar de estas ventajas, el
tiempo de recuperacion ajustado tampoco toma en consideracion todos los flujos

de efectivo operativos netos que se generan después de recuperar la inversion.

9. EJEMPLO DEL USO DE LA METODOLOGIA EN UN PROSPECTO DE GAS
SHALE EN COLOMBIA

Actualmente ECOPETROL se encuentra en una intensiva busqueda para
desarrollar nuevos yacimientos tanto de petréleo como de gas. En esta basqueda
por nuevas reservas de hidrocarburos, se ha hecho una fuerte inversién en la
busqueda por encontrar y determinar el potencial de los yacimientos de gas shale
del pais, gracias al boom que existe actualmente a nivel mundial por esta fuente

de gas no convencional.

Entre las nuevas zonas del pais que ECOPETROL ha estado explorando, una de
las de mayor potencial de reservas de gas shale es la del Valle Medio del
Magdalena o VMM como también es conocida. La Cuenca Valle Medio del
Magdalena posee una extension de 32 949 km2 (Grafica 39). Esta localizada a lo
largo de la porcion central del valle del rio Magdalena entre las cordilleras Central

y Oriental en los Andes colombianos.

Las principales rocas fuente en la cuenca fueron depositadas durante dos eventos
anoxicos globales y corresponden a las calizas y lutitas de las formaciones La
Luna, Simiti y Tablazo (Grafica 40). Su kerégeno es de tipo Il, el TOC oscila entre

1y 6%, y la reflectancia de vitrinita (Ro) es de 1,1 — 1,2 %.

139



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

En esta zona, ECOPETROL tiene un prospecto de gas shale en el cual esta
actualmente perforando pozos exploratorios y tiene un plan para el 2012 y 2013
para perforar nuevos pozos y cuantificar el potencial de reservas econémicamente

explotables. El prospecto de gas shale del VMM yace en la formacién La Luna

Segun los estudios que se han llevado a cabo sobre las propiedades del
prospecto, se sabe que este tiene unas propiedades similares al de otro shale
play en Estados Unidos, el Haneysville. Es por ello que, para algunos datos del
prospecto se ha tomado como referencia los datos de este shale play. Entre
estos datos, estan los prondsticos de produccion tanto de gas como de agua que
se espera tengan los pozos que actualmente se perforan en el prospecto del
VMM.

Gréfica 46. Valle Medio del Magdalena, VMM
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Fuente. Disponible en: http/prensarural.org/magdalenamedio [Citado en 2012/03/09]
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Grafica 47. Columna Estratigrafica del VMM
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Fuente. ANH, disponible en Internet: http://www.anh.gov.co/es/index.php# [Citado en
2012/03/09]
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A continuacion vamos a analizar tres pozos del prospecto que se esperan perforar
en el afo 2012. Los prondsticos de produccion de agua en estos pozos varia en
gran medida debido a la cantidad de agua de fracturamiento necesario para

completar estos pozos esta en un rango muy amplio.

Algunos otros datos del prospecto necesarios para desarrollar el ejemplo de la

metodologia de seleccion son:

Tabla 10. Datos de los pozos del prospecto

Profundidad del pozo, pies 8000 8000 8000
Presién del yacimiento, psia 6400 6400 6400
Temperatura fondo de pozo, °F 104 104 104
Caudal de gas, Mscf/d 700 700 700
Caudal de agua, bpd 20 100 200
Diametro tuberia produccion,
o . 3 3 3
RGL, scf/bbl 35000 7000 3500
Velocidad c.jel gas fluyendo, 13.7 137 13.7
pies/seg

Fuente. ICP, Ingeniero Ruben Dario Castillo.
El primer paso es determinar si estos pozos pueden presentar carga de liquidos,
para ello utilizamos la ecuacién de caudal critico desarrollada por Coleman,

especificamente la adaptada para pozos de baja presion.

La ecuacion es:

0.0742PDti?(67 — 0.0031P)/*
(T +460)Z(0.0031P)1/2

Qc,agua = MMscf /D

Reemplazando valores y dejando la ecuacion en funcion de la presion:
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0.0742P(3)?(67 — 0.0031P)*/*
(104 + 460)0.9(0.0031P)1/2

Qc,agua = MMscf /D

0.6678P (67 — 0.0031P)*/*
507.6(0.0031P)1/2

Qc,agua = MMscf /D

Ahora podemos graficar el Caudal Critico en funcion de la presion de cabeza:

Gréfica 48. Caudal Critico para los pozos del prospecto
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Fuente. Autores

Vemos entonces que suponiendo una presién de cabeza igual para los tres pozos
de 600 psia, tendremos un caudal critico de: Qc = 1.52 MMscf/d. Debido a que el
prondstico de produccion para los pozos es de: Q = 0.7 MMscf/d, resulta evidente

gue los pozos van a presentar problemas de carga de liquidos.
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Una vez hemos determinado que los pozos van a presentar problemas de carga
de liquidos, desarrollamos la metodologia propuesta para determinar los posibles

métodos a utilizar a través de los siguientes pasos:

1) Comparacion del screening con los datos del pozo

Tabla 11. Comparacion de los datos del pozo con el screening de los métodos

SCREENING DE LOS DISTINTOS METODOS PARA DESHIDRATAR

POZOS
DATOS DEL
POZO/YACIMIENTO uIs3
[~ | [~ |

Maxima
8000 8000 8000 profundidadde 19000 22000 15000 18000
operacion (pies)

Profundidad del
yacimiento (pies)

Caudal de liquidos Maximo caudal de
(bpd) 20 100 200 operacién (bfpd) 200 500 35000 200
Temperatura del Maxima
yacimiento (°F) 104 104 104 temperaturade 550 400 550 450
operacion (°F)
Caudal de gas v
700 700 700 Manej ion Excelente Excelente Excelent
(Mscf/d) anejo corrosion Excelente Excelente Excelente Excelente

Presion del
yacimiento (psi) 6400 6400 6400 Manejode Gas Excelente Excelente Bueno Excelente

Fuente. Autores

Como se puede analizar de la comparacion de los datos con el screening, para

los pozos:

UIS 1: Es viable utilizar cualquier método, ya que esta en el rango de los datos del
screening.
UIS 2: Es viable utilizar cualquier método, ya que esta en el rango de los datos del

screening.
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UIS 3: No es recomendable utilizar los métodos de plunger lift y gas lift, ya que
estan en el limite del rango a utilizar. Si llega a haber cambios en el caudal de

liguidos o a disminuir el caudal de produccion de gas, podrian presentarse
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problemas de carga de liquidos.

Otros datos del screening no pueden ser utilizados para descartar algin otro

método debido a que aun faltan datos por conocer del proyecto debido a su

estado aun prematuro.

2) Graficas de Caudal contra Profundidad

Grafica 49. Caudal de operacion a la profundidad de pozo para plunger lift para

un didmetro de tubing de 3”.
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Gréfica 50. Caudal de operacion a la profundidad de pozo para distintos métodos
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Fuente. ALR. Disponible en: http://www.alrdc.com/recommendations/Gas%20Well %20
Deliguification/index.htm [Citado en 2012/02/08]

Los valores aproximados de caudales de operacion a la profundidad de 8000 pies
son:

e Gas Lift: 24000 bpd
e Bombeo Hidraulico: 1500 bpd
e Plunger Lift: 235 bpd

Hay que aclarar que para Gas Lift tenemos un valor bastante alto, sin embargo,
no lo tomamos en consideracion ya que este valor es para pozos de petréleo,
para pozos de gas como ya hemos aclarado los valores son mucho mas bajos,

menores a 200 bpd.

De las graficas concluimos que:
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UIS 1: Los tres métodos pueden ser utilizados ya que pueden manejar un caudal
muy superior del que tiene el pozo de 50 bpd.

UIS 2: Los tres métodos pueden ser utilizados ya que pueden manejar un caudal
muy superior del que tiene el pozo de 100 bpd.

UIS 3: El sistema de Gas Lift no puede ser utilizado, ya que para pozos de gas, el
Gas Lift maneja un caudal menor de 200 bpd y el sistema Plunger Lift es viable
aunque se deberia hacer un estudio en detalle una vez el pozo entre a produccion
debido a que puede manejar un caudal cercano (235 bpd) al caudal de operacion
del pozo (200 bpd).

El sistema de inyeccion de surfactantes al ser un agente quimico, no depende
directamente de la profundidad para determinar el caudal maximo de operacién,

por lo tanto, no tiene una grafica como en los otros métodos.

3) Factibilidad de aplicar los métodos a los pozos con base a sus

caracteristicas.

Compresion

A pesar de que la compresion es por lo general el primer método a aplicar para
mantener deshidratado un pozo de gas, para los pozos del prospecto es aun muy
prematuro determinar su factibilidad debido a que aun no conocemos la presion
de descarga, es decir, la presion de la linea en superficie, esta presion es
necesaria para determinar la razén de compresion y con base en esta, hallar la

potencia del compresor.
Una vez conociendo la potencia requerida del compresor, se buscaria el

compresor Optimo a utilizar en los pozos con base a las caracteristicas y

rendimiento de los distintos compresores disponibles en la industria.
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Gas Lift

Debido a que el gas lift se utiliza en la deshidratacion de pozos de gas como una
forma de aumentar el caudal de gas del pozo, de modo que esté por encima del
caudal critico, es necesario entonces determinar la cantidad de gas requerido

para lograr esto.

QREQUERIDO = Qcririco — Qprobuccion
Qrequeripo = 1,52 — 0.7 MMscf/d

Qrequeripo = 0.82 MMscf/d

Luego el caudal necesario para mantener los pozos del prospecto deshidratados

por medio de gas lift deberia ser mayor a 0.82 MMscf/d o 820 Mscf/d.

Debido a que el factor principal para el disefio de un sistema de gas lift requiere
de la determinacién de una gran cantidad de variables tales como, profundidad de
asentamiento 6ptima de la valvula de operacioén, presién, caudal y tamafio del
orificio de la valvula de inyeccion, espaciamiento entre las valvulas de descarga,
etc. Es indispensable el uso de paquetes de software especializados para
determinar el disefio 6ptimo del sistema gas lift y si este es viable para aplicar en
los pozos del prospecto, para ello es necesario conocer nuevos datos de los

pozos una vez estos entren a produccion.
Agentes Espumantes
Debido a que no se espera la produccion de condensados en los pozos sino de

agua, la inyeccién de surfactantes es un método viable a utilizar, aunque primero

se debe hacer un analisis en el laboratorio para determinar si a las condiciones de
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fondo de pozo, se puede generar la espuma de forma estable con un determinado

tipo de surfactante.

La inyeccién de surfactantes para generar la espuma en el fondo del pozo
depende en gran medida de la cantidad de liquido a descargar, ya que de este
volumen depende la cantidad de quimico a inyectar. Una regla general, es
inyectar 10000 ppm de concentracion de surfactante por barril de agua a
deshidratar. Sabiendo que

1 _ 1mg
PPM = I itro
Haciendo la conversion de unidades
1mg 1 Litro 5.64 pies? 1g

10000 ppm X = 1611 g/bbl

X X X
1 Litro 0.035 pies3 1 bbl 1000 mg
Luego para los pozos del prospecto, la cantidad de surfactante a utilizar seria:

Tabla 12. Cantidad de Surfactante a Utilizar en los Pozos

Cantidad Cantidad

a:z:i‘: d surfatctante surfactante

al dia (kg) al mes (Kg)
uis1 20 32.2 966.9
uUis 2 100 161.1 4834.3
uis 3 200 322.3 9668.6

Fuente. Guia de Seleccion ALRDC

Otro factor muy importante a tener en cuenta es la RGL del pozo que debe estar
en un rango entre 1000 a 8000 scf/bbl.?* Por lo tanto los pozos UIS 2 y UIS 3 son
buenos candidatos para una posible aplicacién de surfactantes.

La eleccion del método a utilizar para inyectar el quimico, ya sea tratamiento por
baches o inyeccion por sarta capilar, depende en gran medida de la profundidad

2L LEA, James, et al. Gas Well Deliquification. 2 ed. Oxford: Gulf Professional Publishing, 2008. p.
204
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del pozo, de modo que debido a la gran profundidad de los pozos (8000 pies), es
preferible utilizar la inyeccion por sarta capilar ya que esta garantiza que los

guimicos sean inyectados a la profundidad requerida.

Los gradientes de produccion esperados en los pozos con el uso de la espuma
depende de los caudales de produccion y de las condiciones del pozo, asi como
de las caracteristicas del surfactante escogido, para ello se debe utilizar un
programa de flujo multifasico para predecir el comportamiento del pozo con el uso

de surfactantes.
Plunger Lift

Para utilizar el sistema de plunger lift se requiere de una RGL de 400 scf/bbl por
1000 pies de profundidad, asi que para los pozos del prospecto la RGL deberia
ser mayor a

RGL = 400 scf /bbl
B 1000 ft

X 8000 ft = 3200 scf/bbl

Vemos entonces que el sistema plunger lift es factible para los tres pozos del
prospecto, sin embargo, debido a la simplicidad de esta regla y a que omite varios
factores importantes como la presion del yacimiento o la presion del
revestimiento, no debe tenerse en cuenta cuando las condiciones del pozo estan

cercanas a las predichas por esta regla.

De esta forma, no es posible asegurar que para el pozo UIS 3 sea factible la
aplicacion del sistema plunger lift ya que su RGL es de 3500 scf/bbl, la cual es
muy cercana a la de la regla, asi que se deberia hacer un estudio con mas detalle
una vez el pozo esté produciendo. Otro factor muy importante para la aplicacion
del sistema plunger lift es la seleccién del plunger, el cual esta determinado por la

velocidad a la cual fluira el gas que para los pozos sera de 13.7 pies/seg.
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4) Uso de los esquemas de seleccion para determinar el método a utilizar

Grafica 51. Esquema de seleccion general para deshidratar un pozo de gas

—> UIS1 Datos del Pozo y
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—> UuIS3
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Ir a andlisis de
levantamiento por
fluidos de potencia

Producir hasta llegar al
limite econémico

Fuente: Disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/weatherford_tus/lift_
systems [Citado en 2012/04/18]
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Ahora utilizamos los esquemas especificos para cada uno de los métodos que
pueden ser utilizados en los pozos.

Gréfica 52. Analisis de levantamiento por espumas

— 52
—> uiz3
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Fuente. Disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/weatherford_tus/Iift_
systems [Citado en 2012/04/18]
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Fuente: Disponible en Internet: http://www.clientdemos.net/weatherford_tus/lift_
systems [Citado en 2012/04/18]

Finalmente, de los pasos anteriormente desarrollados concluimos que para el
pozo:

e UIS 1: El método de inyeccién por surfactantes no es una opcion y la
mejor seria el uso del sistema plunger lift, especificamente, el sistema de
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plunger tipo acolchado (padded) debido a que la velocidad del gas fluyendo
es menor a 15 pies/seg pero mayor a 10 pies/seg.

e UIS 2: El mejor método seria el uso de surfactantes para generar la
espuma, aunque el sistema de plunger lift es igualmente viable para este
pozo.

e UIS 3: El método a utilizar es el sistema de levantamiento por espuma por

sarta capilar.

Hay que aclarar que para los tres pozos el sistema por compresién es igualmente
viable y para los pozos UIS 2 y UIS 3, se deberia hacer un estudio primero en el
laboratorio para determinar si se generard la espuma de forma estable a las

condiciones de pozo.

5) Viabilidad econdmica de los métodos

El dltimo paso consiste en determinar cuél de los métodos que son viables
técnicamente para los pozos del prospecto es el mas viable desde el punto de

vista econdmico.

5.1. Anédlisis Financiero

Se desarroll6 el analisis financiero para cada uno de los pozos con los métodos
gue son viables técnicamente, para ello se analizan los pozos y se hace una
comparacion de los métodos con base al Valor Presente Neto (VPN) con una tasa
de oportunidad del 12% EA.

Inversion
La inversion esta determinada por el costo de los equipos de los distintos métodos
para deshidratar los pozos, estos costos se presentan a continuacion e incluyen

los costos de instalacion de los equipos.
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Tabla 13. Costo de los equipos para los diferentes métodos a utilizar en el
prospecto

nversion U s

Gas Lift 25000
Espumantes 40000
Compresion 20000
Plunger Lift 7500

Fuente. Guia seleccion ALRDC. Disponible en Internet: http:// www.alrdc.com
/recommendations/Gas%20Well%20Deliquification/index.htm [Citado en
2012/04/05]

Ingresos

Los ingresos estan determinados por la produccién del gas, asi como por el precio
del gas en el momento de la venta y los impuestos o regalias que cobra el
gobierno por dicha venta. Debido a que ninguno de los métodos analizados
aumenta la produccion del pozo sino que la restablece, es decir a los niveles de
produccién de gas en los que no hay carga de liquidos, por ello, para desarrollar
el analisis financiero, los ingresos son iguales a la diferencia entre la produccion

de gas con y sin carga de liquidos.

Produccién de gas con carga de liquidos: 0.7 MMscf/d

Como el caudal critico para los pozos es de 1,52 MMscf/d (ver grafica 44), se
necesita un caudal de operacion algo mayor para garantizar que los pozos no se
carguen de liquidos.

Produccion de gas sin carga de liquidos: 1,6 MMscf/d
Ganancia en produccion es: 1,6 — 0,7 = 0,9 MMscf/d o 900 Mscf/d

Los ingresos estan dados entonces por:
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Ingreso = (ganancia en produccion)(tiempo)(precio del gas)(regalias)
Asi, los ingresos mensuales seran:

Ingreso = (900 Mscf/d)(30 dias)(6.89 US $/Mscf)(16% produccion)
Ingreso = US$ 156265.2
Gasto Eléctrico

Los gastos en energia eléctrica se incluyen en el flujo de caja para cada pozo. La
tabla mostrada debajo estd hecha con base al gasto promedio para un pozo de

gas que presenta un bajo caudal de liquidos.

Tabla 14. Costos de energia eléctrica para los distintos métodos

Costo kw Costo kw al | Costo kw al
METODO POZO por dia mes ano
(US/dia) (US/mes) (US/afo)
uis1 0.084 2.530 30.779
GAS LIFT ulS 2 0.422 12.649 153.896
uis 3 0.843 25.298 307.791
uis1 0.021 0.632 7.695
COMPRESION uls 2 0.105 3.162 38.474
uIS 3 0.211 6.324 76.948
BOMBEO uis1 0.084 2.530 30.779
HIDRAULICO uls 2 0.422 12.649 153.896
JET uIS 3 0.843 25.298 307.791
PLUNGERLIFT | UIS1,2,3 | = = | e | eeeeee
ESPUMAS uis1,2,3 | e | e | e

Fuente. Autores basada en la Guia seleccién ALRDC

Flujo de Caja

Para desarrollar los flujos de caja se tiene en cuenta las siguientes aclaraciones:

e El precio del gas se establece en un valor fijo para todo el analisis de 6.89
US $/Mscf.
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e Las regalias son del 16% del total de la produccion de gas.

e El proyecto se evalla para un afo.

e El costo de la inversion se toma solamente al principio del proyecto (mes 0)

e El costo en la energia es el dado en la Tabla 9.

e Debido a que los ingresos y egresos son constantes a lo largo de todo el
proyecto, se muestra el valor para un solo mes.

e Los egresos son la suma de los costos en energia y los costos de
levantamiento.

e Los costos de levantamiento son la suma de los costos de operacion y
mantenimiento y varian para cada método.

e Para el caso del método por espumas, los costos de levantamiento varian
para cada pozo debido a que al aumentar el caudal de liquidos a

descargar, aumentan los requerimientos de surfactante a utilizar.

A continuacion se presentan los flujos de caja para cada uno de los pozos
Tabla 15. Flujo de Caja pozo UIS 1

Métodos para Deshidratar los Pozos de Gas
Detalle Valor Compresion Plunger Lift
Mes O Mes 1-12 Mes O Mes 1-12
Precio del Gas
US/Mscf 6.89
Produccion Gas al

mes (MMscf/d) 0.9 0.9 0.9 0.9 0.9
F;;Z:::E'E’l\r/‘l;zz fc/zr)' 16%  0.756 0756 0756  0.756
Ingresos 156265.2 156265.2
Costos en energia 0.632 0.632 0 0
Costos de
levantamiento 2400 3000.0
US $/bbl liquido
Egresos 2401 3000.0
Inversion US $ -20000 0 -7500 0
Flujo de Caja Neto -20000 153865 0 153265

Fuente. Autores

157



s UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
Sotarier ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

Tabla 16. Flujo de Caja pozo UIS 2

Métodos para Deshidratar los Pozos de Gas

Mes 0 Mes 1-12 Mes 0 Mes 1-12 Mes 0 Mes 1-12

Produccion Gas al mes
(MMscf/d)

o

.9

o
©

0.9 0.9 0.9 0.9 0.9

Ingresos 156265.2 156265.2 156265.2
Costos de

levantamiento 12000 19500.0 15000.0
US $/BOE

Inversion US $ -20000 0 -40000 0 -7500 0

Fuente. Autores

Tabla 17. Flujo de Caja pozo UIS 3
Métodos para Deshidratar los Pozos de Gas

Mes O Mes 1-12 Mes O Mes 1-12

Produccion Gas al
mes (MMscf/d)

o
©
o
©
o
©
o
©
o
©

Ingresos 156265.2 156265.2
Costos de

levantamiento 24000 42000.0
US $/BOE

Inversion US $ -20000 0 -40000 0

Fuente. Autores

Con base a los flujos mensuales para cada pozo, se hallé el VPN y se graficaron

para cada uno de los métodos a fin de compararlos.
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Tabla 18. Flujo de Caja Neto y Acumulado para el pozo UIS 1

uis1
METODO COMPRESION PLUNGER LIFT
Flujo de FC Flujo de FC

PERIODO Caja Acumulado Caja Acumulado
0 -20000 -20000 -7500 -7500
1 152418.7 132418.7 151824.3 144324.3
2 150986.0 283404.7 150397.2 294721.6
3 149566.8 432971.4 148983.5 443705.1
4 148160.9 581132.3 147583.1 591288.2
5 146768.2 727900.5 146195.8 737484.0
6 145388.6 873289.1 144821.6 882305.7
7 144022.0 1017311.0 143460.3 1025766.0
8 142668.2 1159979.2 142111.8 1167877.8
9 141327.1 1301306.3 140776.0 1308653.8
10 139998.7 1441305.0 139452.7 1448106.6
11 138682.7 1579987.7 138141.9 1586248.5
12 137379.1 1717366.8 136843.4 1723091.9

Fuente. Autores

Gréfica 54. VPN al final del proyecto para el pozo UIS 1.
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B Compresidn

M Plunger Lift

Fuente. Autores
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Tabla 19. Flujo de Caja Neto y Acumulado para el pozo UIS 2

uIS 2
METOD .
(o) COMPRESION ESPUMAS PLUNGER LIFT
FC

PERIOD | Flujo de FC Flujo de |acumulad | Flujo de FC

(0] Caja acumulado | Caja o Caja acumulado
0 -20000 -20000 -40000 -40000 -7500 -7500
1 142906.0 | 122906.0 | 135479.4 95479.4 1399?;7'136 1324?;7'136
2 141562.7 @ 264468.6 | 134206.0 @ 229685.4 1386271'754 2710558.891
3 140232.0 | 404700.7 132944.4 | 362629.8 1373128'737 408317'628
4 138913.9 | 543614.5 131694.8 | 494324.6 1360287'967 544425'596
5 137608.1 | 681222.6 | 130456.9 | 624781.5 134719'331 679124'927
6 136314.6 | 817537.2 129230.6 | 754012.1 1334892'713 8126?;7'641
7 135033.3 | 952570.5 | 128015.9 | 882028.0 132228'002 944825'643
8 133764.0 = 1086334.5 | 126812.6 | 1008840.6 130935'084 1075250'72
9 132506.6 | 1218841.1 | 125620.5 | 1134461.1 1297563'850 12056904'57
10 131261.1  1350102.2 | 124439.7 | 1258900.8 1285374'189 1334;38'76
11 130027.3 | 1480129.5 | 123270.0 | 1382170.9 127335'993 1461264'76
12 128805.0 | 1608934.5 | 122111.3 | 1504282.2 1261289'153 15875693'91

1608934. 1504282. 1587593.91
VPN 5 ) 6

Fuente. Autores
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Gréfica 55. VPN al final del proyecto para el pozo UIS 2.
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Fuente. Autores

Tabla 20. Flujo de Caja Neto y Acumulado para el pozo UIS 3

uIs 3
METODO COMPRESION ESPUMAS
Flujo de FC Flujo de FC
PERIODO | Caja acumulado | Caja acumulado
0 -20000 -20000 -40000 -40000
1 131015.8 111015.8 113190.9 73190.9
2 129784.3 240800.1 112127.0 185317.9
3 128564.3 369364.4 111073.0 296390.9
4 127355.8 | 496720.2 110028.9 406419.8
5 126158.7 622878.9 108994.7 515414.5
6 124972.9 747851.8 107970.1 623384.6
7 123798.1 871649.9 106955.2 730339.9
8 122634.5 | 994284.4 105949.9 836289.7
9 121481.7 | 1115766.1 104954.0 941243.7
10 120339.8 | 1236105.9 103967.4 1045211.2
11 119208.6 | 1355314.6 102990.2 1148201.3
12 118088.1 | 1473402.7 102022.1 1250223.4

Fuente. Autores
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Gréfica 56. VPN al final del proyecto para el pozo UIS 3.
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Conclusiones del Anélisis Financiero

e El proyecto es viable para cada uno de los pozos y utilizando cualquiera de
los métodos posibles, ya que para todos ellos tenemos VPN positivos, por
lo tanto, la inversién genera ganancias.

e Los flujos de caja son positivos desde el primer mes para todos los
métodos y pozos, lo cual significa que el tiempo de recuperacion de la
inversion seria menor al primer mes.

e Para el pozo UIS 1, la opcién mas rentable es el sistema Plunger Lift, ya
que tiene el VPN més alto. US $ 1723091 del Plunger Lift frente a US
$1717366 de la Compresion.

e Para el pozo UIS 2, la opcion mas rentable es el sistema de Compresién,
ya que tiene el VPN mas alto de entre los tres sistemas. US $ 1608934 de
la Compresion frente a US $ 1587594 del Plunger Lift y US $ 1504282 del
sistema por Espumas.
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e Para el pozo UIS 3, la opcién mas rentable es el sistema de Compresion,
ya que tiene el VPN mas alto. US $ 1473403 del sistema de Compresion
frente a US $ 1250223 del sistema por Espumas.

163



UNIVERSIDAD INDUSTRIAL DE SANTANDER
ESCUELA DE INGENIERIA DE PETROLEOS

CONCLUSIONES

La velocidad del gas fluyendo en el pozo, es el factor que determina si
puede presentar problemas de carga de liquidos. Para ello, el factor

determinante es el concepto de velocidad critica.

El andlisis Nodal es una util herramienta para optimizar la produccion del
pozo de modo que se evite la carga de liquidos, ademas de servir para

determinar cuando se esté presentando dicho problema.

La metodologia propuesta demuestra ser una herramienta 0til para
seleccionar el método mas Optimo a utilizar en un pozo de gas al
determinar una serie de parametros clave para hallar los métodos viables

tanto técnica como econdémicamente.

Los pozos del prospecto de gas shale en el VMM posiblemente van a
presentar carga de liquidos si esta no es remediada desde un principio por
lo cual es muy importante disefiar los pozos con el didmetro de produccién

Optimo para minimizar los efectos de dicho problema.

Se determiné que para el pozo UIS 1, el sistema por plunger lift es el mas
viable tanto de forma técnica como econdémica mientras que para los

demas pozos la mas viable es la inyeccion de surfactantes.

Para el pozo UIS 2 y UIS 3 se debe llevar a cabo un estudio mas completo
sobre la factibilidad de la inyeccion de surfactantes, especialmente con
pruebas en laboratorio. Es de destacar que, para el pozo UIS 2, es también

viable utilizar el sistema plunger lift, en caso de que el sistema por espuma
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método.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda llevar a cabo un estudio mas complejo sobre las diferentes
opciones para deshidratar los pozos de gas shale del prospecto una vez
estos entren a produccion y de esta forma validar las conclusiones

presentadas en este proyecto.

Se recomienda llevar a cabo un estudio en el laboratorio para determinar si
es posible desarrollar la espuma en forma estable en el fondo de pozo para
de esta forma determinar la viabilidad de implementar el sistema de

levantamiento por espuma.

Se recomienda desarrollar la metodologia de seleccion propuesta y
modificarla para que pueda ser aplicada a pozos de GMC (Gas Asociado a
Mantos de Carbon) y desarrollar un estudio similar para los nuevos pozos
gue estan actualmente siendo perforados. Esto, debido a las
caracteristicas Unicas de estos pozos, también se presenta la carga de
liquidos y a que Colombia tiene un gran potencial para la explotacion de

este tipo de gas no convencional.
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ANEXOS

ANEXO A
Datos para la construccion de las curvas de Outflow en el pozo ejemplo
(Grafica 18) y de la Curva IPR.

Calculo de Pwf con base a las graficas de gradiente

Diametro 4.494 pulg Diametro 3.958
Caudal (Mscf/d) Pwf (psia) Caudal (Mscf/d)  Pwf (psia)
2000 3550 3000 3400
3000 3600 5000 3500
5000 3700 7000 3700
6000 3800 9000 4000
7000 4000 10000 4300
8000 4300 13000 4800
10000 5000 15000 5000
15000 5500 17000 5300

4750 0 0,763800386
4500 -2312500 6980,999894
4200 -4922500 10185,20142

4000 -6562500 11760,1109
3500 -10312500 14742,07918
3000 -13562500 16906,22459
2500 -16312500 18541,16509
2000 -18562500 19778,57469
1500 -20312500 20689,90267
1000 -21562500 21317,01126
500 -22312500 21684,57302
300 -22472500 21762,18275
0 -22562500 21805,71683
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