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RESUMEN

TITULO: OPTIMIZACION DE LA PRODUCCION DE UN CLUSTER DE CRUDO EXTRA PESADO
DEL CAMPO CHICHIMENE UTILIZANDO LA TECNICA DE ANALISIS NODAL

AUTORES: JENIFER TATIANA ORTIZ .
EDITH YOHANA JIMENEZ HERNANDEZ

PALABRAS CLAVE: Andlisis nodal, sistema de bombeo electro-sumergible, campo Chichimene,
dilucién en fondo.

DESCRIPCION:

El campo Chichimene es un campo de crudo extra pesado ubicado en la cuenca llanos de
Colombia. Este campo esta situado en Castilla La Nueva, en el departamento del Meta en la parte
este del pais. Desde 2.000 Ecopetrol SA se ha encargado de operaciones de campo y ha centrado
toda su atencion en el estudio e implementacién de nuevas alternativas que permitan incrementar
su produccion.

La optimizacion de la produccion del campo Chichimene puede ser analizada desde diferentes
puntos de vista: incrementando el volumen de hidrocarburos producidos, generando alternativas de
ahorro mediante la disminucién de costos operativos o planteando soluciones a requerimientos que
no se encuentren dentro de los estandares de calidad.

Para el desarrollo de este estudio, fue necesario recolectar la mayor cantidad de informacién y
realizar un control de calidad a la misma con el fin de generar un modelo de simulacién mediante el
software PIPESIM, el cual permite analizar eficientemente las caracteristicas del sistema de
produccién desde el fondo de cada uno de los pozos, hasta su llegada a la estacién de recoleccién.
Los principales parametros que tuvieran la posibilidad de ser modificados fueron estudiados para
encontrar un punto 6ptimo entre productividad y costos asociados a la operacion. De esta manera
se lograron sensibilizar variables tales como: dilucion con nafta en fondo de pozo teniendo en
cuenta que el crudo del campo Chichimene es extrapesado, reactivacién de diferentes estratos
productores y sensibilizacién de las caracteristicas del sistema de levantamiento artificial.

El andlisis de los resultados obtenidos a través de los cambios realizados al sistema fue soportado
por una evaluacién financiera la cual permitié la eleccién de las modificaciones mas viables y
convenientes para el cluster, de modo que fuera posible evidenciar un impacto favorable en la
rentabilidad de la produccién del campo.

“ Proyecto de Grado
Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas, Escuela de Ingenieria de Petréleos Director; MCs. Fernando
Calvete Codirectores ING. Flaminio Arenas Guarin - ICP ING. John Alexander Leon
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ABSTRACT

TITLE: Production*Optimization of an extra heavy oil cluster located in Chichimene field using nodal
analysis technique

AUTHORS: JENIFER TATIANA ORTIZ
EDITH YOHANA JIMENEZ HERNANDEZ

KEY WORDS: Nodal Analysis, Electro Submersible Pumping System, Chichimene Field, Bottom
Hole Dilution.

DESCRIPTION:

The Chichimene field is a heavy oil field situated in Castilla La Nueva in the east part of Colombia.
Chichimene field was discovered by Chevron in 1969 with the drilling of Chichimene-1 well (CH-1),
but it only started production until 1985. Since 2000 Ecopetrol S.A has been in charge for field
operation and it has focused full attention in technological alternatives in order to achieve a
production increseasing.

Production optimization of an extra heavy oil cluster located Chichimene field can be analyzed from
different points of view such as: increasing the volume of produced hydrocarbons, decreasing
operational expenditures and planning solutions for special environmental requirements.

During the development of this study, it was certainly necessary to obtain the greater amount of
data available and it was obligatory to control check all this information in order to create a
simulation model using PIPESIM software, which allows to analyze effectively the production
system characteristics from bottom hole to surface separator conditions. Key parameters were
studied with the purpose of finding a balance point between oil production and operational
expenditures. Thus, control variables as bottom hole nafta dilution, productive areas reopening and
artificial lift characteristics were modified, evaluated and compared.

Output data analysis was supported through an economical evaluation which allowed the selection
of the most advisable and viable production prospect for the case study in such way, there was an
obvious favorable impact over Chichimene fields profitability.
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INTRODUCCION

Los yacimientos de petréleo convencionales hoy en dia estan atravesando una
declinacioén en la producciéon y es por esto que toda la atencién de la industria se
ha centrado en la explotacion de crudo pesado y extra pesado, los cuales
desempefian un rol muy importante al presentar el 15 y 25 por ciento del las

reservas actuales respectivamente.

La industria se ha interesado en la produccion de estos recursos que aun cuando
presentan mayores costos e inversiones operacionales constituyen el presente y
futuro de la industria de los hidrocarburos. Por lo cual se ha intentado mejorar los
sistemas de produccion para maximizar la eficiencia de flujo mediante la
implementacion de una técnica efectiva y confiable, como lo es el analisis nodal el

cual permite predecir el comportamiento actual y futuro de un pozo productor.

Para la aplicacion de dicha técnica existen gran variedad de simuladores
comerciales, entre ellos se encuentra el software PIPESIM desarrollado por la
compafia Schlumberger, el cual cuenta con recursos suficientes para modelar el
sistema de produccion con sus respectivos componentes incluyendo el sistema de

levantamiento artificial presente como en este caso Bombeo electro sumergible.

El campo Chichimene actualmente constituye una parte esencial en la produccion
de crudo pesado y extra pesado del pais, por lo consiguiente es de vital

importancia generar alternativas que permitan incrementar su produccion.
Este estudio optimiza el sistema actual de un cluster de campo el cual comprende
inicialmente una revision acerca de la técnica de analisis nodal, sus principios,

caracteristicas y aplicabilidad. Tratando con crudo extra pesado se sensibilizaron

24



los diferentes modelos de IPR, para que representaran su comportamiento. Los
conceptos de flujo multifasico en tuberias, transferencia de calor y el
funcionamiento del bombeo electro sumergible como sistema de levantamiento

artificial también resultaron representativos para este analisis.

La optimizacién tuvo lugar recopilando informacion suficiente, modelando el
sistema y de acuerdo a esto generando alternativas de optimizacion tales como la
inyeccion de un diluyente en fondo, la perforacion de estratos productores
cercanos y una sensibilizacion de los parametros operacionales del sistema de
bombeo electro sumergible. Conjuntamente un analisis financiero a estos
escenarios fue necesario, dado que evalda el impacto que generan estas

alternativas al sistema de produccion del campo.
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1. ANALISIS NODAL

1.1 GENERALIDADES DE LA TECNICA DE ANALISIS NODAL

El andlisis nodal de un sistema de produccién realizado en forma sistematica,
permite determinar el comportamiento actual y futuro de un pozo productor de
hidrocarburos, y consiste en dividir este sistema de produccién en nodos de
solucién para calcular caidas de presion, asi como gasto de los fluidos producidos,
y de esta manera, poder determinar las curvas de comportamiento de afluencia y
el potencial de produccion de un yacimiento. Como resultado de este analisis se
obtiene generalmente un incremento en la produccion 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,
de estrangulador, y linea de descarga por el cual debe fluir dicho pozo, asi como
predecir su comportamiento de flujo y presion para diferentes condiciones de

operacion.

El procedimiento del andlisis nodal ha sido reconocido en la industria petrolera

como un medio adecuado para el disefio y evaluacion, tanto en pozos fluyentes

COmo en pozos que cuentan con un sistema artificial de producciéon. En el analisis

nodal se evalla un sistema de produccion dividiéndolo en tres componentes

bésicos:

e Flujo a través del medio poroso (Yacimiento), considerando el dafio
ocasionado por lodos de perforacion, cemento, etc.

e Flujo a través de la tuberia vertical o de produccion, considerando cualquier
posible restriccibn como empacamientos, valvulas de seguridad,

estranguladores de fondo, etc.
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e Flujo a través de la tuberia horizontal o linea de descarga, considerando el

manejo de estranguladores en superficie.

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 (ver Figura 1). Entonces,
variando los gastos y empleando el método y correlacion de flujo multifasico que
se considere adecuado dependiendo de las caracteristicas de los fluidos, se

calcula la ciada de presion entre dos nodos.

Figura 1. Tres componentes basicos en la evaluacion del sistema de

produccion mediante la técnica de analisis nodal.

Pwh L
Flujo a través de la linea Pse .
de descarga d Aceite

Gas

Flujo a través de la
tuberia de produccién

Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

Después de solucionar un nodo, las caidas de presiobn son adicionadas o
sustraidas de la presién inicial o nodo de partida, el cual generalmente es la
presion estatica del yacimiento, hasta que se alcanza la convergencia en las

iteraciones de calculo para obtener el valor del nodo de solucién. Para utilizar el
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concepto de analisis nodal al menos se debera conocer la presién en el punto
partida. En un sistema de produccion se conocen siempre dos presiones, los
cuales se consideran constantes para fines de célculo, siendo estas la presion
estatica del yacimiento (Pws) y la presion de separacion en la superficie (Psep).
Por lo tanto, los calculos pueden iniciar con cualquiera de ellas, para después
determinar la presion en los nodos de solucién intermedios entre estas posiciones
de partida. Los resultados del andlisis del sistema no solamente permitiran la
definicion de la capacidad de produccion de un pozo para una determinada serie
de condiciones, sino que también muestran los cambios en cualquiera de los
parametros que afectan su comportamiento. Por lo tanto, el resultado neto es la

identificacion de los parametros que controlan el flujo en el sistema de produccion.

Las curvas de comportamiento de afluencia obtenidas, son funcién de los
siguientes puntos clave del sistema:

e Caracteristicas del yacimiento.

e Caracteristicas de la tuberia de produccion y linea de descarga.
¢ Presion en el nodo inicial y final del sistema.

e Porcentaje de agua producido.

¢ Relacién gas-liquido.

e Longitud de las tuberias.

e Temperatura.

e Caracteristicas de los fluidos a manejar.

e Topografia del terreno en el caso de la linea de descarga.

e Grado de desviacion del pozo.

La seleccion del nodo o nodos iniciales depende grandemente del componente del
sistema que se desea evaluar, pero su posicién debera ser tal que muestre, de la
mejor manera posible, la respuesta del sistema de una serie de condiciones, para

gue como resultado final se tenga una evaluacion total del problema, dando asi
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una solucion confiable. Un punto importante es que, ademas de las razones
técnicas, se tendra que aportar también una justificacion econdémica, validando

con ello de manera completa la solucién encontrada.

El transporte de estos fluidos (petréleo-gas-agua) requiere un suministro de
energia, para poder vencer las pérdidas que se generan durante el traslado desde

el yacimiento hasta el separador.

Estas pérdidas de energia estan asociadas a la friccion, al peso de la columna y a
ciertos efectos de aceleracion. Debe recordarse ademas, que en el yacimiento el

flujo ocurre a través de un medio poroso.

El yacimiento posee una enorme cantidad de energia que se manifiesta en forma
de presion, la cual generalmente es suficiente para mantener al pozo fluyendo de
manera natural por mucho tiempo. A medida que esta energia declina, se hace

necesario utilizar métodos de levantamiento artificial y/o recuperacion secundaria.

En un sistema de producciéon la presion va disminuyendo desde el yacimiento
hacia el separador. Para rangos de tiempo razonablemente cortos, la caida de

presion total en el sistema de produccion es constante.

Esto se debe a que tanto la presion estatica del yacimiento como la presion de

separacion son esencialmente constantes en un momento dado de la vida del

pozo.
APTO[a| = PR - Psep = APl + APZ +. ..+ APn EC. 1

Donde

Pr = Presion del Yacimiento Psep = Presion del separador

+ AP, +...+ AP, = Variaciones de presion en el sistema.
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Generalmente las pérdidas de presién encontradas estan asociadas a:
¢ Flujo en el yacimiento.

¢ Flujo a través de las perforaciones.

¢ Flujo alo largo del tubing.

¢ Flujo a través del estrangulador (si existe).

e Flujo alo largo de la linea de flujo.

Evidentemente, si existen otros accesorios en el sistema, su efecto también debe

ser considerado.

El hecho de que el AP total sea esencialmente constante, a pesar de que cada
componente tenga un AP variable determina que si existe un componente con un
AP muy alto, el resto de los componentes tendran un “AP disponible” bajo, por lo
que el caudal a través del sistema de produccién sera bajo. Este fenGmeno origina
lo que comunmente se denomina “cuello de botella”, con un efecto negativo sobre

el comportamiento del sistema.

1.1.1 Proceso de aplicacion de anéalisis nodal

La metodologia basica para efectuar un analisis nodal incluye los siguientes
pasos:
A. En el sistema se debe seleccionar la ubicacion de un nodo o punto de andlisis.
Este nodo separa al sistema en dos zonas.
e La zona aguas arriba del nodo se denomina Oferta.

e La zona aguas abajo del nodo se denomina Demanda.

B. En el nodo seleccionado se realiza un balance de presiones, teniendo en
cuenta que:
e Caudal que entra = Caudal que sale.

e La presion en el nodo es Unica.
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Esta metodologia permite describir las siguientes expresiones:
Pr— APaguas arriba = Pnodo  EC. 2
I:)sep - APaguas abajo = I:)nodo Ec.3

La primera ecuacion aplica al sector del sistema de produccidon que se ha
denominado Oferta, comenzando en el yacimiento y terminando en el nodo. Por
otra parte, la segunda ecuaciéon describe el balance de presion en la Demanda, es
decir entre el separador y el nodo. La aplicacion de las ecuaciones anteriores
requiere que se tenga una expresion matematica que describa la relacion entre el

flujo y el comportamiento de la presion dentro de cada componente del sistema.

Figura 2. Curvas de Ofertay demanda

wf

Curva de Demanda
Curva de Oferta

q

Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

e Para diversos valores de caudal se calcula la presion en el nodo utilizando
tanto la ecuacién de oferta como la de demanda, y se grafica. Existira un
caudal unico para el cual las presiones de ambas curvas (en el nodo)
coincidan. Es importante mencionar que las curvas de oferta y demanda no
necesariamente se cortan, lo cual no debe interpretarse como un error del

analisis nodal, sino que no hay un caudal que satisfaga las condiciones de
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presion de ambos sectores del sistema, es decir, el pozo no fluirh de manera

natural.

Figura 3. Proceso de Aplicacion de Analisis Nodal

Gas

PWhL
Pse ’
i Choke | inea de Flujo P | Aceite
=

POzZO

Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

Al realizar un analisis nodal, uno de los aspectos importantes a considerar es la

ubicacién del nodo. La literatura reporta que existen diversos lugares dentro del

sistema donde se puede colocar el nodo:

Nodo 1: Separador.

Nodo 2: Reductor.

Nodo 3: Cabezal.

Nodo 4: Valvula de subsuelo.
Nodo 5: Restriccion.

Nodo 6: Fondo del pozo.
Nodo 7: Cercania del pozo.

Nodo 8: Yacimiento.
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Figura 4. Nodos Principales

Aceite

Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

Sin embargo, tedricamente hablando, el nodo puede colocarse estrictamente en

cualquier punto del sistema’.

1.1.2 Proceso de produccion

El proceso de produccion en un pozo de petrdleo o gas comienza desde el radio
externo de drenaje en el yacimiento hasta los tanques donde es almacenado. El
sistema consta de 4 componentes identificados con claridad: Yacimiento,
Completamiento, Pozo y Linea de Flujo en Superficie. Existe una presion de
yacimiento de los fluidos en el proceso de produccion, que es la presidon estatica
del yacimiento, Pws, y una presién final, que es la presion del separador en la

estacion de flujo, Psep.

El movimiento de los fluidos comienza en el yacimiento a una distancia “r’ del pozo

donde la presién es Pws, asciende a través de los poros hasta llegar a la cara de

! BROWN, KERMIT, LEA, JAMES (1985). Nodal Sistems Analysis of Oil and Gas Wells.
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arena o radio del pozo “rw”, donde la presion es Pwfs. En ese momento, las
pérdidas de energia del fluido en la medida que el camino es de baja capacidad de
flujo (Ko), presenta restricciones en el ambiente del pozo (dafio) y el fluido ofrece
resistencia al flujo. Cuanto mas grande es el poro mayor sera el area de
comunicacion entre el yacimiento y el pozo, incrementandose el indice de
productividad del pozo. Una vez cruzado el completamiento los fluidos entran al

fondo del pozo con una presion Pwi.

Dentro del pozo los fluidos ascienden a través de la tuberia de produccion
venciendo la fuerza de gravedad y la friccion en las paredes internas de la tuberia.

En la cabeza del pozo la presion resultante se conoce como Pwh.

La perdida de energia en forma de presion a través de cada componente,
depende de la caracteristicas de los fluidos producidos y especialmente del flujo
transportado de tal manera que la capacidad de produccion del sistema resulta del
balance entre la capacidad de energia de entrada del yacimiento y la demanda de

energia de la instalacién de transportar los fluidos hasta la superficie?.
1.1.3 Capacidad de produccion del sistema

Los siguientes son los procedimientos correspondientes para cada posicion

tomada como nodo solucion.

1.1.3.1 Solucion en fondo de pozo. Es el nodo solucién mas utilizado y esta
localizado en el centro del hueco, en el punto medio de las perforaciones. Divide el

sistema en dos componentes: el yacimiento y el sistema de tuberias total.

Presion de llegada al nodo (Oferta): Pwt = Pws - APy — AP, Ec4
Presion de salida del nodo (Demanda): Py = Psep + APl + AP, EcC. 5

2 STOISITS, R. (1982) “Dynamic Production System Nodal Analysis”
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Para trabajar este nodo se debe suponer diferentes tasas de flujo y también es
necesario obtener la presion de cabeza para llevar los fluidos a través de la linea
horizontal hasta el separador. Tomando las tasas de flujo supuestas y las
correspondientes presiones de cabeza, se determina las presiones de entrada al

tubing requeridas®.

Luego se procede a graficar las tasas supuestas y las presiones de entradas al
tubing en la misma grafica de la curva IPR, la interseccion determina la tasa a la
cual el pozo producird para el actual sistema de tuberias. Esta tasa puede variar

siempre y cuando se presente alguna modificacion en el sistema.

1.1.3.2 Solucién en cabeza de pozo. Este nodo divide el sistema en dos
componentes: Aguas Abajo que esta conformado por el separador y la linea de
flujo; y el Aguas Arriba que se conforma por el yacimiento y por la sarta de

produccion.

Presion de llegada al nodo (Inflow): Py, (oferta) = Pys— Apy— Ap. - AP,  EcC. 6
Presion de salida del nodo (Outflow): Pwh (demanda) = Pse, + APl Ec. 7

El siguiente paso es suponer varias tasas de flujo, y con la presion del separador
hallar la presion de cabeza que es necesaria para llevar los fluidos hasta el
separador. Usando las tasas de flujo supuestas se determinan las presiones de

flujo correspondientes para producir las tasas.

Luego con las presiones de flujo obtenidas, se hallar la presiébn de cabeza
permisible para dichas tasas. Por ultimo se grafica las presiones de cabeza

*DIAZ, JOSE (2009). Anlisis Nodal en la Optimizacion de la Produccién de los pozos del Campo
Colorado
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encontradas de las dos formas con las tasas supuestas, y la interseccién de las

dos curvas determina la tasa de flujo del sistema®.

1.1.3.3 soluciones en el separador. Es una de las posiciones finales del sistema
nodal. La presion en este punto generalmente permanece constante ya que por si

misma no varia con la tasa.

Inicialmente se asumen diferentes tasas, y se determina la presion de fondo
fluyendo necesaria para que el pozo produzca a las tasas de flujo supuestas. Con
el valor obtenido de Pwf, se determinan las correspondientes presiones de
cabeza; estas se emplean para calcular la presion de separador permisible para

cada una de las tasas de flujo supuestas®.

1.1.3.4 Solucién en medios porosos. Este nodo solo nos da la oportunidad de
analizar el efecto del cambio de Pgr. Para dar solucion a este nodo es necesario
iniciar en la posicion final que en este caso es la presion del separador, sumando

todas las pérdidas de presion hasta llegar a la posicion del medio poroso.

Es necesario asumir algunas tasas de flujo, y determinar el valor de presion de
cabeza requerida para llevar los fluidos hasta el separador, usando las
correlaciones de flujo multifasico e iniciando por la presion del separador. Después
se determinan los valores de presiones de entrada al tubing para las tasas

supuestas, utilizando las presiones de cabeza calculadas anteriormente.

Hallar los valores de Pg requeridos para cada tasa supuesta a partir de las
presiones de entrada al tubing, utlizando la ecuacion apropiada para el

comportamiento del indice de productividad del pozo. Se grafica los valores de

* STOISITS, R (1982). “Dynamic Production System Nodal Analysis”.

® DIAZ, JOSE (2009). Anélisis Nodal en la Optimizacién de la Produccién de los pozos del Campo
Colorado.
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presion promedio hallados anteriormente con las tasas de flujo supuestas, y trazar
la linea de presion promedio del yacimiento constante. La interseccion de las dos

curvas es la tasa de flujo del sistema.

1.1.3.5 Solucién en nodos funcionales. Un sistema de produccion tiene
herramientas de fondo y de superficie, tales como estranguladores de superficie
que producen caidas de presion con la tasa de flujo. Por lo tanto se debe calcular

ese diferencial de presion a través de estos nodos funcionales.

Inicialmente se asumen diferentes tasas de flujo y determinar las presiones de
cabeza necesarias para llevar los fluidos hasta el separador, por medio de

correlaciones de flujo multifasico horizontal.

Después hallar las presiones de cabeza permisibles a partir de la presion
promedio del yacimiento con las correlaciones de flujo multifasico vertical y con
IPR. Luego graficar las presiones de cabeza halladas anteriormente contra las
tasas de flujo supuestas y calcular los diferenciales de presiones AP. A

continuacion se grafica los diferenciales de presiones AP con las tasas de flujo.

Aplicando la formula adecuada para el estrangulador, hallar las presiones de

cabeza para cada tasa de flujo, y para varios tamafios de estrangulador®.

Por ultimo, calcular los diferenciales de presiones AP para cada estrangulador,
teniendo asi, el comportamiento del sistema total para varios diametros de

estrangulador en la cabeza del pozo.

® DIAZ, JOSE (2009). Anélisis Nodal en la Optimizacién de la Produccién de los pozos del Campo
Colorado.
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1.2 FLUJO DE FLUIDOS EN EL YACIMIENTO

El movimiento del petréleo hacia el pozo se origina cuando se establece un
gradiente de presion en el area de drenaje y el caudal, o tasa de flujo, dependera
no solo de dicho gradiente, sino también de la capacidad de aporte de la
formacion productora. Esta esta representada por el producto de la permeabilidad
efectiva al petroleo por el espesor de arena neta petrolifera (Ko.h) y de la

resistencia a fluir del fluido representada a través de su viscosidad (o).

Dado que la distribucién de presion cambia a través del tiempo es necesario
establecer los distintos estados de flujo que pueden presentarse en el area de
drenaje al abrir a produccion un pozo. También es necesario describir, en cada
uno de ellos, la ecuacion que regiré la relacion entre la presion fluyente Pwf vy la

tasa de produccién qo que sera capaz de aportar el yacimiento hacia el pozo.

El flujo estable es un tipo de flujo donde la presion no cambia con el tiempo. La
condicion de Pe=cte., supone que la produccion de petrdleo es compensada por la

entrada de nuevo fluido en la periferia de la arena petrolifera (r=re).

Esta condicion describe la presencia de acuiferos activos o yacimientos con

inyeccién de fluidos (recuperacion secundaria).

Otra condicién de flujo es la pseudo-estable, la cual comienza cuando la onda de
presion toca la frontera mas lejana. En este periodo tanto la presion de fondo

fluyente como la tasa de flujo tienden a estabilizarse.

Debido a que el crudo proviene de todo el volumen de drenaje, la presion del
yacimiento va decreciendo por igual en todos los puntos del mismo. Aplica a pozos
que han producido por un tiempo suficiente como para “sentir” el efecto de las

fronteras. La condicion pseudo-estable supone que no hay flujo a través de las
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fronteras. Las fronteras pueden ser rocas impermeables o lineas de no-flujo por la

existencia de otros pozos activos.

La condicion pseudo-estable es la que se adapta mejor a la mayoria de los pozos
gue existen en nuestros campos petroliferos. En esta condicién, a medida que Pe
declina debe disminuirse la Pwf para mantener la tasa de flujo. Dado que la
presion en el borde del area de drenaje (Pe) no es constante, su valor debe ser
conocido para poder estimar la tasa. Sin embargo, la determinacion de Pe para un
tiempo cualquiera no es trivial, por lo que se prefiere estimar una presion promedio

dentro del volumen de drenaje.

En la practica Pr suele estimarse a partir de datos de build up tomados para cada
pozo. Existen diversas técnicas para estimar este valor, y el lector interesado debe

profundizar en literatura asociada a pruebas de presion de pozos.

En la practica una de las primeras ecuaciones utilizadas para el flujo de fluidos y la
pérdida de energia o presion debido a la viscosidad o las fuerzas de friccion en
funcion de la velocidad o tasa de flujo es la ecuacion de Darcy, desarrollada en
1856 la cual ha sido ampliamente utilizada en la industria del petréleo; la cual sirve

para modelar tanto flujo vertical como horizontal.

Los experimentos de Darcy consideraban un area transversal sin cambios de la
velocidad de velocidad de fluido con la posicidén, pero por razones practicas ha
sido modificada y adaptada al flujo radial. Si se considera un yacimiento
subsaturado con una presion de fondo P, mayor que la presion de burbuja Py, la

Ley de Darcy puede escribirse como:

o = 200708 Ko h (Pr—Pwf)

Ec. 8
noBoLn(04727r, 1)
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Donde

K, = Permeabilidad Uo = Viscosidad del aceite

h = Altura B, = Factor volumétrico del aceite
Pr = Presion de yacimiento 1, = Radio efectivo

Pwf = Presion de fondo fluyendo 1, = Radio del pozo

La ecuacibn de Darcy expresada de esta forma todavia incorpora tres
suposiciones que restringen su aplicabilidad en todos los pozos productores:

¢ Permeabilidad constante.

¢ Flujo monofésico laminar.

e Area de drenaje circular.

1.2.1 Curvas de comportamiento de afluencia (IPR)

Histéricamente el primer intento para construir una curva de comportamiento de
afluencia de un pozo o IPR (Inflow Performance Relationship), resulto de la
suposicion de que la IPR era una linea recta. Por lo tanto, bajo esta suposicion, el
flujo de liquido en un pozo sera directamente proporcional a la caida de presion en
el fondo del mismo. La constante de proporcionalidad con la cual se mide la

productividad de un pozo se llama indice de productividad (IP).

La ecuacion que la define es:

— Qo
IP = PR—Pwf Ec. 9

Donde:
Qo = Gasto de aceite (BPD).
Pws = Presion promedio en el yacimiento = Presion de fondo estatica en el pozo

(Psia).
Pwf = Presion de fondo fluyente en el pozo (Psia).

40



Sin embargo, posteriormente W. E. Gilbert (1954) realizo diversas observaciones
en campos productores de hidrocarburos y se dio cuenta que esto se cumplia
cuando la Pwf se encontraba por encima del punto de burbuja o presion de
saturacién, mientras que para la mayoria de los pozos, los cuales su Pwf estaba
por debajo del punto de burbuja, la IPR graficada formaba una curva debido a la

fase gaseosa presente en el aceite tenia un efecto en la produccion.

Figura 5. Curvas de comportamiento de afluencia (IPR)
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Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

Este investigador encontrd que el indice de productividad variaba con respecto al
tiempo. Esto se debe a que la presion en el yacimiento disminuye conforme a la
explotacion del mismo, lo cual se traduce en un incremento de la saturacion de

gas y en un incremento en la resistencia a fluir del aceite.

Para una caida constante de presion, el IP también dependera del mecanismo de

empuje del yacimiento.
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Figura 6. Curvas de IPR, para una caida de Presion.
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Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

Para un yacimiento con empuje asociado a un acuifero activo, el IP permanecera
casi constante cuando produzca por encima del punto de burbuja, debido a que no
existe gas liberado en el yacimiento que pueda afectar las permeabilidades

relativas del aceite y del agua.

1.2.1.1 Método de Vogel. Todo lo anterior ilustro la necesidad de contar con
correlaciones utiles para construir curvas de IPR. M. V. Vogel (1968) desarrollo un
estudio sobre IPR para yacimientos con empuje por gas en solucién derivando
ecuaciones que describian los perfiles de presién y saturaciéon de gas desde el

agujero del pozo hasta las fronteras del yacimiento.
Con estas ecuaciones consider6 variaciones en las caidas de presion y en las
propiedades roca-fluido, hasta obtener una relacion adimensional para el indice de

productividad.

La correlacion de Vogel para obtener una curva IPR adimensional es la siguiente:

42



% __ (1-0.2(Pwf Pws)—0.8(Pwf Pws)*) Ec. 10

Qomax

Donde:
Qo = gasto de aceite correspondiente a la Pwf.
Qomax = Gasto maximo de produccion cuando la PWF es igual a cero.

Pwf = Presion de fondo estatica.

1.2.1.2 Método de Fetkovitch. M.J. Fetkovitch (1973) demostrd que los pozos de
aceite y los pozos de gas que producen por debajo de la presién de saturacion o
punto de burbuja, se comportaban de manera similar en términos del indice de

productividad, por lo que desarrollo la siguiente correlacion.

qo = C(Pws?* — Pwf?)" Ec. 11

Donde:

go = gasto de aceite correspondiente a la Pwf.

gomax = Gasto maximo de producciéon cuando la Pwf es igual a cero.
Pwf = Presion de fondo estética.

C = Coeficiente de la curva.

n = Exponente (un valor entre 0.5y 1.0).

Para aplicar el método de Fetkovitch, es necesario determinar los valores de C y
de n. estos coeficientes se obtienen a través de una prueba de presién-produccion
de un pozo, donde se miden los gastos aportados por tres diferentes diametros de
estrangulador con sus correspondientes presiones de fondo fluyentes, asi como la
presion de fondo estética con el pozo cerrado. En escala log-log se grafican los

valores de presion contra gasto, obteniendo una linea recta.
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El valor de C es la ordenada al origen y el valor de n es la pendiente de dicha
recta. El potencial del pozo o gasto maximo tedrico se obtiene interceptando el
valor de la Pws con la recta obtenida, para encontrar su correspondiente valor de

gasto.

Figura 7. Método de Fetkovitch. Determinacién de los valores Cy n
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Fuente: Production Optimization Using Nodal Analysis. B. D. 2003

El comportamiento del IPR ha sido objeto de estudio de muchos mas autores
ademas de Vogel y Fetcovich; donde se han sido desarrolladas una gran cantidad
de correlaciones. Estas correlaciones generalmente fueron desarrolladas para
aceites livianos sin embargo no tomaron consideraciones importantes tales como
las curvas de permeabilidad relativa, presion de yacimiento, grado de deplecion, y

propiedades PVT de los fluidos.

Debido al gran auge de las reservas de crudo pesado en el mundo, descubiertas
en las ultimas décadas a través de pozos verticales, surge la necesidad de validar
la aplicacion de los modelos de IPR para pozos que producen este tipo de crudo o
generar nuevos para este proposito. La influencia de la roca y las caracteristicas
de los fluidos deben ser estudiadas. Pozos horizontales y desviados son
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usualmente utilizados para optimizar la explotacion de los yacimientos, ofreciendo
grandes ventajas comparados con los verticales y son usados generalmente en
zonas muy delgadas, yacimientos fracturados, para evadir zonas de agua o gas,
arenas con bajas permeabilidades, yacimientos apretados y para la produccion de
crudos altamente viscosos. Las correlaciones verticales no aplican para este tipo
de pozos por muchas razones; el flujo en el tubing y ademas por la permeabilidad
horizontal y vertical dos factores que son claves en el influjo de pozos tanto
horizontales como verticales. Muchos autores también han estudiado al influjo en

pozos de gas en solucién en pozos horizontales’.

Ellos propusieron IPR para predecir la produccion asi como el comportamiento de
la presion. Parecido a los pozos verticales, los efectos de la gravedad APl y la
viscosidad no fueron analizados. Gasbarri plantea nuevos modelos de IPR
teniendo en cuenta caracteristicas como las antes mencionadas basandose en

simulaciones y estudios previos hechos para produccién en frio.

Basandose en analisis previos, enfocandose en el estudio del comportamiento de
los crudos pesados, las variables de mayor influencia en las curvas de IPR de un
pozo vertical como son: la permeabilidad efectiva, gravedad API, grado de
deplecién y corte de agua; un nuevo modelo fue propuesto para evaluar el
comportamiento del fluido tomando como caso de estudio el campo Chichimene,
logrando ajustar un modelo para el crudo extrapesado proveniente de la formacion

San Fernando T2.

Teniendo en cuenta la importancia de estas variables y su impacto fueron
realizadas simulaciones y con base en esto, fueron propuestos que satisfacen la

utilizacién de variables.

"'S, GASBARRI. et all (2009).Inflow Performance relationships for Heavy Oils.
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1.2.1.3 Modelo generalizado de IPR para crudo extra pesado. Un serio y actual
analisis de IPR realizado por Gasbarri permite comprender el impacto de tener en
cuenta parametros como °API, corte de agua y grado de deplecion. La nueva
correlacion se basa en el modelo original de Vogel.

P, Pyr 2
2 _q1_y M _1-v) 2 Ec. 12
Qomax Py Py

Donde

V=aeWOitm 1- ? Ec. 13

Los términos son:
m = —0.0978 x API + 0.3094 Ec 14
c=0.0146 « API* — 0.4948 + API + 4.5237 Ec. 15
a=-0.0226 « API* + 0.7624 « API — 3.7916 Ec. 16

WC = Fraccion de Agua

API = Gravedad API

Pwt = Presion de Fondo Fluyendo
Pg = Presion de Burbuja

Pr = Presion de Yacimiento

Qo max = Caudal Maximo

Para la formacion San Fernando, se desarrollo un nuevo modelo basado en el de

Gasbarri, que incorpora el término Kh*[ K, /(1o Bo )] €en el factor V, donde:

K = Permeabilidad (md)

H = Espesor neto en el pozo (fts)

Kro= Permeabilidad relativa de aceite (md)
Mo= Viscosidad (cp)
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Bo=Factor Volumétrico de Formacién

Por lo tanto el nuevo factor V es:

P
V=aeWOi+m 1- P—f' +a Ec.17

Los términos son:
m=-1.1218 x API + 0.6765 Ec. 18
c=0.0126 * API* — 0.7111 « API + 4.5414 Ec. 19
a=—0.1388 + API* + 1.9987 «+ API — 3.3034 Ec. 20

Kro

o= 1.4934+x10"* % Kh =« Ec. 21

El modelo actual fue probado junto con otros modelos ajustandose mejor a los
datos de produccion; lo que permite afirmar que el término « es especificamente

obtenido para la formacién San Fernando®.

1.3 FLUJO MULTIFASICO EN TUBERIAS

El flujo multifasico es entendido como cualquier fluido que esta compuesto de mas
de una fase o componente y su objetivo principal es basicamente estimar la
presion requerida en el fondo de pozo para transportar un determinado caudal
hasta llevarlo a la estacion en la superficie. Es necesario su estudio para obtener
disefios viables operacionales y econOmicamente que permitan un Optimo

funcionamiento de los pozos y asi mismo del campo.

8 F, GUARIN ARENAS et all, A New Inflow Model For Extra Heavy Crude Oils:
Case Study Chichimene Field, Colombia
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1.3.1 Patrones de flujo

En el flujo bifasico las fases gaseosa y liquida pueden estar distribuidas en la
tuberia de diferentes formas, las cuales difieren en la distribucion espacial de la
interfase resultando en caracteristicas diferentes de flujo tales como perfiles de

velocidad y de hold up.

La existencia de patrones de flujo en un sistema bifasico dado depende de las

siguientes variables:

e Parametros operacionales, es decir, tasas de flujo de gas y liquido.

e Variables geométricas incluyendo didmetro de la tuberia y éangulo de
inclinacion.

e Las propiedades fisicas de las dos fases, tales como; densidades,

viscosidades y tensiones superficiales del gas y del liquido.

La determinaciobn de un patrén especifico de suma importancia porque
generalmente las variables de disefio tales como la caida de presion y el hold up

de liquido son dependientes del patrén existente.

1.3.1.1 Patrones de flujo multifasico en tuberias verticales e inclinadas. Los

Patrones de flujo existentes son:

Flujo Burbuja

Como en el caso horizontal, la fase gaseosa es dispersa en pequefias burbujas
discretas en una fase liquida continua, siendo la distribucion aproximadamente
homogénea a través de la seccion transversal de la tuberia. Este patron es
dividido en Flujo Bubbly ocurre a tasas relativamente bajas de liquido, y es
caracterizado por deslizamiento entre fases de gas y liquido. El Flujo de Burbuja

Dispersa en cambio, ocurre a tasas relativamente altas de liquido, logrando esta
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fase arrastrar las burbujas de gas de tal forma que no exista deslizamiento entre

las fases.

Flujo Tapon

Este patréon de flujo en tuberias verticales es simétrico alrededor del eje de la
tuberia. La mayoria de la fase gaseosa esta localizada en bolsillos de gas en
forma de una gran bala denominada “Burbuja de Taylor” con un diametro casi
igual al didametro de la tuberia. El flujo consiste de sucesivas burbujas separadas
por tapones de liquido. Una delgada pelicula liquida fluye corriente abajo entre la
burbuja y la pared de la tuberia. La pelicula penetra en el siguiente tapén liquido y

crea una zona de mezcla aireada por pequefias burbujas de gas.

Flujo Transicion

Este patron de flujo es caracterizado por un movimiento oscilatorio, este tipo de
flujo es similar al flujo tapon, los limites no estan bien claros entre las fases.
Ocurre a mayores tasas de flujo de gas, donde el tapon de liquido en la tuberia
llega a ser corto y espumoso.

Flujo Anular (Neblina)

En flujo vertical, debido a la simetria de flujo el espesor de la pelicula liquida
alrededor de la pared de la tuberia es aproximadamente uniforme. El flujo es
caracterizado por un rapido movimiento de gas en el centro. La fase liquida se
mueve mas lenta como una pelicula alrededor de la pared de la tuberia y como

gotas arrastradas por el gas.
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Figura 8. Patrones de Flujo Multifasico en Tuberias Horizontales

» 4D I

P A A

:
3
i

P e g e e e P
PR I I B

CITIITIPIITIIIT T PR TIrrr 7y

<
N\
\
N\
N\
t
\
N
§
N
\
‘\~
N
\
N

'.""’IIIIIIIIII"”’I
ALILIITIIT AT AT ITIITS

¥
\
\
\
N\
N\
\
N\
N\
\
N
N
N\
\
\
\
\
N\
\
\
\

-

Flujo Burbuja Flujo Tapon  Flujo de Transicion  Flujo Anular

Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccion Mediante Andlisis Nodal

1.3.1.2 Patrones de flujo multifasico en tuberias horizontales. Los patrones de

flujo pueden ser clasificados de la siguiente manera:

Flujo Estratificado
Ocurre a tasas relativamente bajas de gas y de liquido separadas por gravedad
donde la fase liquida fluye al fondo de la tuberia y la gaseosa al tope. Se puede

dividir en:

e Estratificado Suave o Liso: Ocurre cuando la fase gaseosa se desarrolla
totalmente en la parte superior y es separada del liquido por una interfase lisa 'y

definida.
e Estratificado Ondulalnte: Ocurre cuando la velocidad del gas es

relativamente alta y hace que se rompa la continuidad de la interfase

permitiendo que se generen ondulaciones en la superficie del liquido.
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Figura 9. Flujo Estratificado Liso y Ondulante
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccion Mediante Andlisis Nodal

Flujo Intermitente

Es caracterizado por flujo alternado de liquido y gas formando tapones o baches
de liquido, los cuales llenan el area transversal de la tuberia, son separados por
bolsillos de gas, los cuales tienen una capa liquida estratificada fluyendo en el
fondo de la tuberia. Puede presentarse de dos maneras formando bien sea un
tapon de liquido donde las ondulaciones generadas por la alta velocidad del gas

alcanzan la parte superior de la tuberia o por el contrario un tapén de gas.

Figura 10. Flujo Intermitente
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccién Mediante Andlisis
Nodal

Flujo Anular

El flujo anular ocurre a muy altas tasas de flujo de gas. La fase gaseosa fluye en
un centro de alta velocidad, la cual podria contener gotas de liquido arrastradas.
El liquido fluye como una delgada pelicula alrededor de la pared de la tuberia. La
pelicula al fondo es generalmente mas gruesa que al tope, dependiendo de las
magnitudes relativas de las tasas de flujo de gas y liquido. A las tasas de flujo mas
bajas, la mayoria de liquido fluye al fondo de la tuberia, mientras las ondas
inestables aireadas son barridas alrededor de la periferia de la tuberia y moja

ocasionalmente la pared superior de la tuberia.
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Este flujo ocurre en los limites de transicion entre los flujos estratificados

ondulantes, tapén y Anular®.

Figura 11. Flujo Anular
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccion Mediante Andlisis Nodal

Burbujas Dispersas

A muy altas tasas de flujo de liquido, la fase liquida es la fase continua, y la
gaseosa es la dispersa como burbujas discretas. La transicion a este patron de
flujo es definida por la condicién donde burbujas son primero suspendidas en el
liguido, o cuando burbujas alargadas, las cuales tocan el tope de la tuberia, son
destruidas. Cuando esto sucede, la mayoria de las burbujas son localizadas cerca
de la pared superior de la tuberia. A tasas de liquido mayores, las burbujas de gas
son mas uniformemente dispersas en el area transversal de la tuberia. Bajo
condiciones de flujo de burbuja disperso, debido a las altas tasas de flujo de
liquido, las dos fases estan moviéndose a la misma velocidad y el flujo es

considerablemente homogéneo™.

Figura 12. Burbujas Dispersas
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccion Mediante Andlisis Nodal.

9 MAGGIOLO RICARDO (2008). Optimizacién de la Produccién Mediante Analisis Nodal.
19 BEGGS DALE (2003), Production Optimization Using Nodal Analysis.
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1.3.2 Variables usadas en el flujo multifasico

En el flujo multifasico el gradiente de pérdidas de presion por friccion incrementa
ya que el flujo desarrolla una naturaleza vibrante, los fluidos se pueden separar
por la diferencia en densidades y el flujo de cada fase viaja a diferentes

velocidades en la tuberia.

Dado que existe una interfase muy marcada entre las fases, calcular y conocer las
propiedades del fluido asi como el tipo de flujo presente se hace por lo cual se
recurre a una serie de variables que permiten de manera aproximada conocer la

manera en que se esta desarrollando la operacion.

HOLD UP LIQUIDO
Se define como la fraccién de un segmento de tuberia que es ocupado por liquido

en un instante de tiempo.

Volumen de liquido contenido en un segmento de tuberia
H, = d g Ec. 22

Volumen del segmento de tuberia

Es necesario poder calcular el hold up para de este modo calcular importantes
variables como la densidad de la mezcla, velocidades de gas y liquido, viscosidad
efectiva y transferencia de calor. Un valor para el hold up de liquido no puede ser
calculado analiticamente, este debe ser determinado de correlaciones empiricas y
esta en funcion de variables tales como las propiedades del gas y del liquidos,

patrones de flujo, diAmetro e inclinacién de tuberia.

El segmento que queda es ocupado por gas, el cual es llamado hold up gas (Hg)

el cual se puede expresar como:

H,=1-H, Ec. 23

53



HOLD UP DE LIQUIDO SIN DESLIZAMIENTO

Es definido como la relacion entre el volumen de liquidos en un segmento de
tuberia el cual podria existir si el gas y el liquidos viajaran a la misma velocidad
(sin deslizamiento) dividido por el volumen del segmento de tuberia, puede ser

calculado directamente de las tasas de flujo de gas y liquidos in situ.

A =—1_FEc. 24

qrt+qg
El hold up gas sin deslizamiento es definido como:

Ag=1-1 =—2 Ec. 25

qg+qL

DENSIDAD

Para cualquier ecuacién de flujo es necesario conocer la densidad del fluido
disponible de ahi la importancia de su calculo. La densidad de una mezcla
multifase fluyendo es muy dificil de evaluar, debido a la separacion gravitacional
de las fases y el deslizamiento entre las fases. Esta puede ser calculada de las
densidades del agua y el aceite y de las tasas de flujo si se asume que no hay

deslizamiento entre las fases; de la siguiente manera™*:

PL = Pofo + Pwfw EC. 26
Donde

fo=—lEc.27

qdotqw

fu=1—f, Ec. 28/

11 BEGGS DALE (2003), Production Optimization Using Nodal Analysis.
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La densidad del aceite puede ser calculada asi:

_35047,+0.0764y,

Rs
0 56158, Ec.1- 29

Donde:

p, = densidad del aceite, Ibm/ft°.
¥, = gravedad especifica del aceite.

Yy = gravedad especifica del aceite.

R, = gas disuelto, scf/STB.

B, = factor volumétrico de formacion.

La densidad del gas para condiciones especificas de presion y temperatura se

calcula de la siguiente manera:

270 Py
pg = Tg Ec. 30

Donde:

p, = densidad del aceite, lom/ft°.

z = factor de compresibilidad del gas.
T =temperatura, °R.

P = presion, psi.

La densidad del agua in situ depende de los sdlidos disueltos en el agua, la

temperatura y cualquier gas que pueda ser disuelto en el agua.
La densidad multifase es calculada como:

pPs=pH +pgHy EC. 31
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VELOCIDAD SUPERFICIAL

Muchas de las correlaciones de flujo multifasico estan basadas en una variable
llamada velocidad superficial. La velocidad superficial de una fase del fluido es
definida como la velocidad que la fase exhibiria si fluyera sola a través del total de

la seccion transversal de la tuberia®?.

La velocidad superficial del gas es calculada asi:
]
Vsg = - EC. 32
La velocidad del gas es calculada asi:

— 99
vy = aH, Ec. 33

Donde

A = area transversal de la tuberia.

Las velocidades del liquido son calculadas de forma similar:

_n _a
vy =L Ec. 34 v, = ;% Ec. 35

La velocidad de la mezcla se calcula asi:
Vi = Vg + Vg4 EC. 36

Por dltimo la velocidad de deslizamiento es definida como la diferencia entre la

velocidad de gas y liquido:

12 BEGGS DALE (2003), Production Optimization Using Nodal Analysis.
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vy = v+ v, EC. 37

VISCOSIDAD

La viscosidad del fluido, es usada para calcular el numero de Reynolds y otros
nameros a dimensionales usados como parametros de correlacion. El concepto de
una viscosidad bifasica es ademas incierto y es definida de forma diferente por

varios autores.

La viscosidad de una mezcla de agua-petroleo es generalmente calculada usando

la fraccidén de agua y del petréleo como un factor de peso:

p=F,p + Fyp, EC38

TENSION SUPERFICIAL

Esta expresidn se utiliza cuando la fase liquida contiene agua y petroleo

o,=F,o,+F,0, EC. 39

Donde

g,. Tension Superficial del Petroleo

o,,: Tension Superficial del Agua™
1.3.3 Correlaciones para flujo multifasico
El estudio del flujo simultaneo de gas y de liquido a través de un conducto es una

de las combinaciones de flujo bifasico mas complejas que existen. Esto es debido

esencialmente a la gran diversidad de configuraciones relacionadas con la

¥ BEGGS DALE (2003), Production Optimization Using Nodal Analysis.
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distribucion espacial de ambas fases en la tuberia y a la compresibilidad de la fase

gaseosa.

Debido a la gran cantidad de variables relacionadas con el flujo bifasico y a la
complejidad de los fendbmenos fisicos asociados, se han desarrollado modelos
simplificados, tales como los modelos homogéneos, las correlaciones empiricas y
los modelos mecanisticos, entre otros, para resolver los problemas

relacionados a este tipo de flujo

En general, en los modelos homogéneos el gradiente de presion total viene
dado por la suma del gradiente de presion debido a la friccion, a los cambios de
energia cinética y a los cambios de energia potencial, como se muestra a

continuacion:

d d d d
2 =22 2+ 22 Ec 40
dz ot dz ¢ dz g dz g4

Las correlaciones empiricas han sido la herramienta de uso comun en la
solucién de problemas asociados al flujo bifasico. Las correlaciones ofrecen un
método eficaz para evaluar caracteristicas asociadas con este flujo; por su parte
los modelos mecanisticos, intentan modelar matematicamente la fisica del
fendbmeno en estudio aplicando principios fundamentales, como el de
conservacion de la masa, de cantidad de movimiento lineal y de energia, a
volimenes de control que por lo general consideran promedios espaciales y

temporales de las propiedades y velocidades de los fluidos.

A continuacion se encuentran los principales modelos y correlaciones actualmente

usados en la industria petrolera™.

4 CRAVINO, ANNABELLA et all. Evaluacion de Modelos Homogéneos, de Correlacién y Mecanicistas en
la Prediccién de Gradiente de Presion de Flujo y Gas y Liquido en Tuberias Verticales.
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1.3.4 Modelos y correlaciones para flujo vertical

ANSARI

El modelo de Ansari fue desarrollado como parte de los proyectos de investigacion
de flujo de fluidos de la universidad de Tulsa. Un exhaustivo modelo fue formulado
para predecir patrones de flujo y sus caracteristicas de para modelar el flujo
ascendente de las fases presentes. El modelo mecanistico esta compuesto por
un modelo para la prediccion del patron de flujo y un grupo de modelos
independientes para predecir el hold up y la caida de presidén en presencia de flujo
burbuja, tapén y anular. Fue evaluado usando una base de datos de la universidad

de Tulsa compuesto por 1775 pozos, con 371 de ellos de datos PrudhoeBay™.

BEGGS & BRILL ORIGINAL

Esta correlacién es usada para predecir las pérdidas de presiéon y el hold up. La
correlacion fue desarrollada siguiendo un estudio de flujo de dos fases en tuberias
horizontales e inclinadas. La correlacion se basa bajo un mapa de régimen de flujo
donde primero se modela de manera que el flujo sea horizontal. El hold up es
calculado mediante correlaciones y después es corregido dependiendo del angulo
de inclinacion. Esta correlacion fue desarrollada teniendo en cuenta
consideraciones como tuberia de diametros entre 1 y 1.5 pulg., no presenta
problemas con la gravedad API, relaciones gas -liquido hasta 5000 y cortes de

agua por encima de 10%.

BEGGS & BRILL REVISED

La diferencia con la versién original es que ésta correlacion usa factores de
friccion en tuberias, limitantes para el hold up y constantes de correccién como las
propuestas por Palmer &Payne. Las mejoras hechas a la correlacion comprenden;

un régimen de flujo extra (Flujo Espuma) el cual asume que el hold up no presenta

15 PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
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deslizamiento, el factor de friccion es cambiado del estandar para tuberia lisa, para

utilizar un factor de friccion basado en el promedio de la velocidad del fluido.

DUNS & ROS

Fue desarrollada para flujo vertical de gas y mezclas de liquido en los pozos
considerando deslizamiento entre fases y estableciendo patrones de flujo. Fueron
desarrolladas ecuaciones para cada uno de los tres regiones de flujo, la primera
corresponde a flujos burbuja, tapén y parte de espuma; en la segunda se
encuentran lo que sobra del flujo espuma y slug y en la tercera se encuentra el
flujo niebla. Estas tres regiones tienen bajo, intermedio y alto respectivamente.
Cada region tiene una distinta correlacion para el calculo del holdup. Estas
ecuaciones fueron basadas en extensos trabajos experimentales usando mezclas
de aceite y aire. Esta correlacion fue desarrollada para tuberias entre 1 y 3 pulg,
gravedades API entre 13 y 56° API, Relaciones Gas Liquido(GOR) de hasta 5000
scf/[STB y presencia de gas, crudo y agua pero teniendo en cuenta un factor de
correccion. Segun los autores se emplea un seguimiento representado a

continuacion?®:

» Determinacion del patrén de flujo.
e Calculo de coeficientes necesarios.

e Aplicacion de condiciones frontera para realizar la determinacion del patrén.

» Determinacion de los gradientes de presion segun los patrones de flujo.
e Calculo de los gradientes utilizando correlaciones correspondientes a cada

tipo®’.

18 PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
" MAGGIOLO RICARDO (2008). Optimizacién de la Produccién Mediante Analisis Nodal.
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Los datos fueron tomados para un amplio rango de variables de flujo, esperando
que la correlacion funcionara satisfactoriamente para la mayoria de condiciones de

poZzo.

GOVIER & AZIZ

Es usada para calcular perdidas de presion, holdup y régimen de flujo. Fue
desarrollada siguiendo un estudio de la caida de presion en pozos produciendo
gas y condensados. Las condiciones en el wellbore fueron determinadas por
calculos flash estandar. Los datos del gradiente de presion para flujo bajo una sola
fase fueron comparados con las predicciones convencionales, confirmandolas de
esta manera. Para la prueba en la cual las condiciones para dos fases fueron
realizadas completamente en el wellbore, los datos de campo fueron comparados
con una cantidad importantes de métodos empiricos, ademas de probar con un
nuevo modelo basado en la mecanica del flujo. La nueva correlacion involucra una
estimacion empirica de la distribucion de la fase liquida entre el flujo como una
pelicula sobre la pared y la que entra en el corazén del gas. Esto emplea
ecuaciones separadas de momentum para las mezclas de gas — liquido en el

corazén y para el contenido total de la tuberia.

HAGERDON & BROWN

Fue desarrollada siguiendo un estudio experimental de gradientes de presion
durante flujo continuo de dos fases en tuberias verticales de pequefio diametro,
las pruebas fueron conducidas para una amplia variacion de tasas de flujo,
relaciones gas — liquido y viscosidades de liquido. Los datos usados para el
desarrollo de esta correlacion fueron obtenidos de pozos verticales de
aproximadamente 1500 ft, didmetros de tuberia entre 1 y 2 pulg. y 5 diferentes
tipos de fluido como: agua y cuatro tipos de crudo distintos con viscosidades entre

10y 110 cp. Los aspectos principales de esta correlacién son™®:

18 PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
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» La ecuacién de gradiente de presion incluyen el término de energia cinética y
considera que existe deslizamiento entre las fases.

¢ No considera los patrones de flujo.

e El factor de friccion para flujo bifasico se calcula utilizando el diagrama de
Moody.

e La viscosidad liquida tiene un efecto importante en las pérdidas d presion
gue ocurre en el flujo bifasico.

e El factor de entrampamiento liquido o fraccidon del volumen de la tuberia
ocupado por liquido es funcidn de cuatro (4) nimeros adimensionales:
namero de velocidad liquida, nimero de velocidad del gas, nimero del
diametro de la tuberia y el nUmero de la viscosidad liquida (introducidos por
Duns & Ros)™.

Aunque esta correlacion fue desarrollada sin incluir los regimenes de flujo en el
simulador usa los mapas desarrollados por Beggs & Brill, Duns& Ros y Taitel
Dukler para determinar el régimen de flujo. Las pérdidas de presion calculadas
fueron comparadas con un estudio dando una desviacion promedio de 1.5 %, con

una desviacion estandar de 5.5 %.

MUKHERJEE & BRILL

Es usada para predecir perdidas de presion, holdup y mapa de flujo. Nota la
seleccion de mapas de flujo y/o holdups alternativos puede causar imprecisiones
en los resultados. Esta correlacion fue desarrollada siguiendo un estudio del
comportamiento de la perdida de presion en un flujo inclinado de dos fases. Para
flujo burbuja y tapon un factor de friccién sin deslizamiento, fue calculado del
diagrama de Moody y se encontrd adecuado para los célculos de las pérdidas de
presion en cabeza. Para flujo estratificado, el gradiente de presion por friccion es
calculado basado en la ecuaciébn de balance de momentum para las fases

asumiendo una interfase espumosa gas liquido. Para flujo anular y niebla, la

¥ MAGGIOLO RICARDO (2008). Optimizacién de la Produccién Mediante Analisis Nodal.
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correlacion para el calculo del factor de friccion fue presentada en funcién de la
relacion de holdup y el factor de friccion de moody sin deslizamiento. Los

resultados ajustaron bien con datos experimentales.

ORKISZEWSKI

Fue desarrollada para la prediccion de pérdidas de presion en tuberias verticales
para mas de una fase presente; es una extension del trabajo realizado por Griffith
& Walllis. Son considerados cuatro regimenes de flujo burbuja, tapén, transicién de
anular-tapon y anular niebla. Este modelo estd compuesto de diferentes métodos

cada uno de ellos realizado para un patrén de flujo distinto®.

La precision de este método fue verificada cuando los valores predichos fueron
comparados con 148 medidas de pérdidas de presion y reporto medidas de
pérdidas de presion con un error promedio de 0.8 % y una desviacion estandar de
10.8 %.. Este modelo fue desarrollado para diametros de tuberia entre 1 y 2 pulg.,
gravedades API entre 13 y 30, Relacion Gas-Liquido hasta 5000 y sin importar el

corte de agua.

Tabla 1. Regimenes de Flujo Orkiszewski

Método | Régimen de Flujo |
Griffith Burbuja
Griffith & Wallis Tapo6n (Term. Densidad)
Orkiszewski Tapon (Term. Friccion)
Duns & Ros Transicion
Duns & Ros Anular y Niebla

Fuente: RAO BHARATH, Multiphase Flow Models Range of Applicability.

20 RAO BHARATH (1998), Multiphase Flow Models Range of Applicability.
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1.3.4.1 Modelos y correlaciones para flujo horizontal

BEGGS & BRILL ORIGINAL

Esta correlacion es usada para predecir las pérdidas de presion y el hold up. La
correlacion fue desarrollada siguiendo un estudio de flujo de dos fases en tuberias
horizontales e inclinadas. La correlacion se basa bajo un mapa de régimen de flujo
donde primero se modela de manera que el flujo sea horizontal. El hold up es
calculado mediante correlaciones y después es corregido dependiendo del angulo

de inclinacion. Esta correlacién fue desarrollada teniendo en cuenta los siguientes:

BEGGS & BRILL REVISED

La diferencia con la version original es que ésta correlaciéon usa factores de
friccion en tuberias, limitantes para el hold up y constantes de correccion como las
propuestas por Palmer &Payne. Las mejoras hechas a la correlacion comprenden;
un régimen de flujo extra (Flujo Espuma) el cual asume que el hold up no presenta
deslizamiento, el factor de friccion es cambiado del estandar para tuberia lisa, para
utilizar un factor de friccion basado en el promedio de la velocidad del fluido.

DUKLER (AGA) AND FLANIGAN

1. Fue desarrollada para flujo en tuberias inclinadas; considera cinco regimenes
de flujo, estratificado con interfase lisa y ondulante, intermitente, anular y disperso
(niebla y burbuja). La ecuacion de Dukler es usada para calcular las perdidas por
friccion y el hold up.y, la ecuacion de Flanigan es usada para calcular el diferencial

de presién en la tuberia®.

MUKHERJEE & BRILL
La correlacion de Mukherjee & Brill es usada para el célculo de las pérdidas de
presion, el hold up y la determinacién del régimen de flujo. Fue desarrollada

mediante n estudio de las caidas de presion en tuberias inclinadas. Para flujo

21 PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
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burbuja y tapon, se encontré que el factor de friccion puede ser calculado teniendo
en cuenta el diagrama de Moody. En flujo estratificado el gradiente de presion
generado por la friccion es calculado basado en la ecuacion de balance de
momentum para las dos fases asumiendo una interfase gas. liquido leve. Los

resultados obtenidos con esta correlacion fueron ampliamente verificados.

OLIEMANS

La correlacion de Oliemans fue desarrollada para el flujo en tuberias que
transportan condensado usando un amplio rango de didmetros de tuberia. El
régimen de flujo se halla usando el mapa de régimen de flujo de Taitel Dukler, y un
modelo simple, el cual delimita el fluo de una sola fase para predecir
correctamente las caidas de presion. El modelo tuvo en cuenta datos como de 30
a 100 km de tuberia operados a presiones de 1450 psi 0 mayores.

XIAO

La correlacion de Xiao considera flujo de dos fases en tuberia horizontal. El
modelo primero determina el patrén de flujo existente y después calcula las
caracteristicas del flujo, el hold up de liquido y la caida de presién para flujos
estratificado, intermitente, anular o disperso. EI modelo fue ampliamente probado
con una gran cantidad de data tanto de campo como de laboratorio incluyendo

aceites negros y sistemas composicionales.

A continuacion se presenta un cuadro resumen correspondiente a las
correlaciones y modelos mecanisticos mas importantes que emplea el software
especializado PIPESIM para la simulacion de crudo, las cuales hacen parte

importante de este estudio®.

22 PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
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Tabla 2. Modelos y Correlaciones para Flujo Multifasico

Flujo Vertical

Modelo Pozos Pozos Holr:ilzucj)(r)\tal
Verticales desviados

Duns & Ros Si Si Si
Orkiszewski Si No No
Hagerdon & Brown Si No No
Beggs & Brill Revised Si Si Si
Beggs & Brill Original Si Si Si
Mukherjee & Brill Si Si Si
Govier, Aziz & Fogarasi Si Si Si
Ansari Si No No
Oliemans No No Si
Xiao No No Si

Fuente: PIPESIM, Schlumberger User’s Guide.

1.4 TRANSFERENCIA DE CALOR

La transferencia de calor es la ciencia que trata de predecir el intercambio de
energia que puede tener lugar entre cuerpo materiales, como resultado de una
diferencia de temperatura. La termodinamica ensefia que esta transferencia de
energia se define como calor. La ciencia de la transferencia de calor pretende no
solo explicar cobmo la energia térmica puede ser transferida, sino también predecir
la rapidez con la que, bajo ciertas condiciones especificas, tendra lugar la

transferencia.
1.4.1 Conduccion
Cuando en un cuerpo existe un gradiente de temperatura, la experiencia muestra

gue hay una transferencia de energia desde la region de alta temperatura hacia

la region de baja temperatura. Se dice que la energia se ha transferido por
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conduccion y que el flujo de calor por unidad de area es proporcional al gradiente

normal de temperatura:

q= —kA% Ec. 41

Donde g es el flujo de calor y z—i es el gradiente de temperatura en la direccion del

flujo de calor. La constante positiva k se llama conductividad térmica del material,
y se ha puesto el signo menos para satisfacer el segundo principio de la

termodinamica.
1.4.2 Conveccion.

Se caracteriza porque se produce por intercambio de un fluido (aire, agua) que
transporta el calor entre zonas con diferentes temperaturas. La conveccion se
produce Unicamente por medio de materiales fluidos. Estos, al calentarse,
aumentan de volumen y, por lo tanto, su densidad disminuye y ascienden
desplazando el fluido que se encuentra en la parte superior y que esta a menor
temperatura. Lo que se lama conveccion en si, es el transporte de calor por medio

de las corrientes ascendente y descendente del fluido.

Para expresar el efecto global de la conveccion, se utiliza la ley de Newton del

enfriamiento:
q=hA(T,—T,)Ec.42
El flujo de calor transferido se relaciona con la diferencia global de temperaturas

entre la pared y el fluido, y el area A de la superficie. La magnitud h se denomina

coeficiente de transferencia de calor por conveccion.
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1.4.3 Radiacién

En contraposicion a los mecanismos de la conduccion y la conveccion, donde la
transferencia de energia involucra un medio, el calor puede también transferirse a
través de zonas en las que exista un vacio perfecto. En este caso el mecanismo
es la radiacion electromagnética. Se limitard el analisis la radiaciéon de

temperaturas; este fendbmeno se llama radiacion térmica.

Consideraciones termodindmicas muestran que un radiador térmico ideal, o
cuerpo negro, emitira energia de forma proporcional a la cuarta potencia de la
temperatura absoluta del cuerpo y directamente proporcional al area de su

superficie. Asi:

— 4
Qemitido = 0 AT Ec. 43

Donde o es la constante de proporcionalidad y se denomina constante de Stefan-

Boltzman, que tiene un valor de 28%

1.5 METODO DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

La fuerza de empuje que desplaza al petréleo de un yacimiento viene de la
energia natural de los fluidos comprimidos almacenados en el yacimiento. La
energia que realmente hace que el pozo produzca es el resultado de una
reduccion en la presion entre el yacimiento y la cavidad del pozo. Si la diferencia
es lo suficientemente grande, el pozo fluirA naturalmente a la superficie utilizando

solamente la energia natural suministrada por el yacimiento.

2 HOLMAN. J.P. Transferencia de Calor, Editorial McGraw-Hill/Interamericano de Espafia, S.A.U. Octava
Edicion
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Cuando la energia natural asociada con el petrdleo no produce una presion
diferencial suficientemente grande entre el yacimiento y la cavidad del pozo como
para levantar los fluidos del yacimiento hasta la superficie y las instalaciones, o Si
no lo levantara a la superficie en cantidad suficiente, la energia del yacimiento

debe ser suplementada con alguna forma de levantamiento artificial.

Existen varios métodos de levantamiento artificial entre los cuales se encuentra el
Bombeo Electro Sumergible (BES), implementado en el cluster del Campo
Chichimene.

1.5.1 Bombeo electro sumergible (BES)

El sistema de bombeo electro sumergible es un sistema de levantamiento artificial
comunmente usado para la produccion de crudos pesados y extra pesados, es
considerado como un medio econdémico y efectivo para levantar grandes
cantidades de fluido desde grandes profundidades en una variedad de condiciones

de pozo.

Este método de levantamiento consiste en una bomba centrifuga multietapa con
un motor eléctrico de fondo acoplado, el cual es capaz de levantar fluido desde el
fondo del yacimiento hacia la superficie, mediante la rotacion centrifuga de los
impulsores de la bomba, lo que permite que el fluido ascienda a través de las

etapas de la bomba centrifuga y llegue a la superficie con suficiente energia.

El sistema de bombeo electro sumergible consta de varios componentes

principales, incluyendo equipos de fondo y equipos de superficie.
Los equipos de fondo constan basicamente de una bomba centrifuga multi etapa,
Cuyo eje esta conectado a un motor eléctrico sumergible a través de una seccién

sellante la cual permite la expansidn del petréleo dieléctrico contenido en el entre
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hierro del motor, iguala la presién en la cavidad del pozo con el fluido dieléctrico
de este, aisla el fluido del pozo del fluido dieléctrico y absorbe el empuje axial
descendente de la bomba, el cable se sujeta a la tuberia mediante bandas
metalicas flexibles o protectores de cable. La entrada del fluido a la bomba se
efectlia a través del separador de gas, dispuesto en la parte inferior de la bomba.

Los equipos de superficie incluyen el cabezal de pozo, caja de venteo,
transformador de corriente y variador de frecuencia. Como quipo opcional esta el
sensor de fondo cuya funcion es medir los valores de presion y temperatura del
fondo. En su posicion de funcionamiento, los quipos de fondo de pozo estan

suspendidos de la tuberia de produccién y sumergidos en los fluidos de pozo?.

* DONG LIU (2007), Estudio de Factibilidad de la Aplicacién del Método de Bombeo Electrosumergible
(BES), en el Campo Bare, Faja Petrolifera del Orinoco.
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Figura 13. Instalacion de un Sistema de Bombeo Electrosumergible (BES)
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1.5.1.1 Equipos de fondo

BOMBA CENTRIFUGA

Las bombas sumergibles son bombas centrifugas multietapa. Cada etapa de una
bomba sumergible consta de un impulsor rotativo y un difusor estatico. EI cambio

presion-energia se logra cuando el liquido que estd siendo bombeado rodea el
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impulsor, y a medida que el impulsor gira induce un movimiento rotatorio en el
liquido. Existen en realidad dos componentes para el movimiento impartido al
liquido por el impulsor. Un movimiento es en direccion radial hacia afuera, desde
el centro del impulsor. Este movimiento es causado por la fuerza centrifuga. El otro
movimiento es en direccion tangencial al didmetro externo del impulsor. El

resultado de estos dos componentes es la direccion real del flujo.

Figura 14. Bomba Centrifuga Multietapa
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SEPARADOR DE GAS ROTATIVO

El uso de equipos de BES en pozos que tienen una alta relacion gas-petrdleo ha
comenzado a ser algo comun. La capacidad de una bomba centrifuga para el
manejo del gas sin bloquearse es limitada. En la ultima década, ha sido posible
extender la aplicacion del sistema de bombeo electro sumergible por el disefio,
desarrollo y utilizacibn de separadores de gas rotativos. Estos componentes
utilizan la fuerza centrifuga para separar el gas libre (gas que no esta en solucién)
del fluido del pozo antes de entrar a la bomba. El fluido entra en el separador y es
guiado hacia una camara centrifuga rotativa por la accion de un inductor. Una vez
en el centrifugado, el fluido con la mayor gravedad especifica es llevado a la pared
externa de la camara rotativa por la fuerza centrifuga, dejando el gas en cercanias
del centro. El gas es separado del fluido por medio de un divisor y es expulsado

nuevamente al espacio anular del pozo donde asciende por el mismo. El fluido
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mas pesado se dirige hacia la entrada de la bomba en donde es bombeada hacia

la superficie®.

Figura 15. Separador de Gas Rotativo
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SECCION SELLANTE

La cual permite la expansion del petréleo dieléctrico contenido en el entre hierro
del motor, iguala la presion en la cavidad del pozo con el fluido dieléctrico de este,
aisla el fluido del pozo del fluido dieléctrico y absorbe el empuje axial descendente
de la bomba

> DONG LIU (2007), Estudio de Factibilidad de la Aplicacién del Método de Bombeo Electrosumergible
(BES), en el Campo Bare, Faja Petrolifera del Orinoco.
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Figura 16. Seccién Sellante
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MOTOR ELECTROSUMERGIBLE

Los motores eléctricos utilizados para la operacidon de las bombas sumergibles
son trifasicos, de dos polos y de induccién. Estos se llenan con un petréleo
mineral altamente refinado que posee alta rigidez dieléctrica. El voltaje de
operaciéon de estos motores puede ser tan bajo como 230 voltios o tan alto como
5000 voltios. El requerimiento de amperaje puede variar de 12 a 200 amperios. La
potencia requerida se logra simplemente incrementando la longitud, o el diametro,
del cuerpo del motor. El motor estd compuesto de rotores, generalmente de unas
12 a 18 pulgadas de longitud, que estan montadas en una flecha y localizados en
el campo eléctrico (estator) montado dentro de la carcaza de acero. Los motores
de un solo cuerpo 0 seccion mas largos se aproximan a los 33 pies de largo y
pueden estar diseflados para generar hasta 400 caballos de fuerza, mientras que
los motores tandem se aproximan a los 90 pies de largo y pueden tener una

potencia que alcanza los 750 caballos de fuerza.
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Figura 17. Motor Electrosumergible
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El estator estd compuesto de electroimanes individuales organizados de tal
manera que forman un cilindro hueco con un polo de cada electroiman mirando
hacia el centro del grupo; ya que no hay movimiento fisico del estator, el
movimiento eléctrico es creado por el cambio progresivo de la polaridad de los
polos del estator de manera que su campo magnético combinado gira. En un
motor de corriente alterna, esto se logra facilmente ya que la inversion de la
corriente cada medio ciclo automéaticamente cambiara la polaridad en cada polo

del estator.

El rotor también esta compuesto de un grupo de electroimanes arreglados de un
cilindro con los polos mirando hacia los polos del estator. El rotor gira simplemente
por atraccion y repulsion magnética al tratar sus polos de seguir el campo eléctrico
rotante generado por el estator. No hay conexion externa al rotor, el flujo de
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corriente a través de los polos eléctricos del rotor esta inducido por el campo
magnético creado en el estator. La velocidad a la cual gira el campo del estator es

la velocidad sincronica®.

Figura 18. Componentes Béasicos del Motor
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EFICIENCIA DEL MOTOR
Es la relacidon de potencia de salida y la potencia de entrada. La eficiencia

operativa del motor debe estar entre 80 o mas del 90% y varia con la carga®’.

CABLE DE POTENCIA PARA EL SISTEMA DE BES

La potencia es transmitida al motor electro sumergible por medio de un cable de
potencia trifasico el cual se fija a la tuberia de produccion por medio de flejes o
con protectores sujetadores especiales. Este cable debe ser pequefio en diametro,
bien protegido del abuso mecanico y resistente al deterioro de sus caracteristicas

fisicas y eléctricas por efecto de los ambientes calientes y agresivos de los pozos.

6 DONG LIU (2007), Estudio de Factibilidad de la Aplicacién del Método de Bombeo Electrosumergible
(BES), en el Campo Bare, Faja Petrolifera del Orinoco.

" PENAFIEL JANINA (2008), Optimizacion del Bombeo Electrosumergible en la Produccién de Pétroleo en
el Area Shushufindi
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Figura 19. Tipos de Cables y Estructuras
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Fuente: BAKER HUGHES “"CENTRILIFT”

SENSOR DE PRESION Y TEMPERATURA DE FONDO

El sensor de presion y temperatura de fondo obtiene datos valiosos del
comportamiento de la bomba y del yacimiento mediante el empleo de sistemas de
deteccién de la presion y la temperatura en el fondo del pozo. Un operador
correlacionando la presion del yacimiento con la tase de produccion puede
determinar cuando es necesario cambiar el tamafio de la bomba, cambiar el
volumen de inyeccion o considerar una intervencion del pozo. El sistema tipico
tiene la capacidad de monitorear continuamente la temperatura y la presion de
fondo del pozo, proporcionar la deteccion de las fallas eléctricas, y regular la
velocidad colocando el sensor en la interfase con el controlador de velocidad

variable.

Figura 20. Sensor de Fondo

Fuente: BAKER HUGHES “~"CENTRILIFT”
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SUCCION O INTAKE
Es el dispositivo a través del cual entran los fluidos a la bomba. No efectda ningun

proceso de separacion de gas.
La entrada de fluidos a la bomba se encuentra ubicada en la parte inferior de la
bomba, en el sentido de instalacion del equipo de subsuelo e inmediatamente

arriba del protector. Las entradas pueden ser integrales en la misma bomba?.

Figura 21. Separador o Intake

Fuente: BAKER HUGHES “"CENTRILIFT”

1.5.1.2 Equipos de superficie

CABEZAL DE POZO

El cabezal del pozo esta disefiado para soportar el peso del quipo de subsuelo y
mantener el control del pozo en el anular y tubing. Provee las facilidades para
instalar el cable de potencia con un sello, que proporciona hermeticidad y control
de los fluidos del pozo; puede resistir presiones diferenciales de hasta 10000 psi.
Incluye estranguladores ajustables, colgadores de la tuberia de produccion y

valvulas de alivio.

28 RENAFIEL JANINA (2008), Optimizacion del Bombeo Electrosumergible en la Produccién de Pétroleo en
el Area Shushufindi
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Figura 22. Cabezal de Pozo
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CAJA DE VENTEO

Las funciones principales de la caja de conexiones o algunas veces llamado caja
de venteo son de proporcionar un punto para conectar el cable proveniente del
controlador del cable de pozo, un desfogue a la atmosfera para el gas que pueda
migrar por el cable de potencia desde el fondo y puntos de prueba facilmente

accesibles para la revision eléctrica de los equipos de superficie.

Figura 23. Caja de Venteo

Fuente: SCHLUMBERGER REDA
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TRANSFORMADOR Y VARIADOR DE FRECUENCIA (VDF)

Los transformadores son dispositivos electromagnéticos de potencia eléctrica en
modalidad alterna. Son unidades sumergidas en aceite y con auto enfriamiento y
estan disefiadas para transformar el voltaje primario en la linea eléctrica al voltaje
gue pueda requerir el motor correspondiente; pueden ser transformadores de una
sola fase o trifasicos. Por su parte la bomba electro sumergible generalmente es
poco flexible cuando opera a una velocidad fija; el equipo esta limitado a unos
caudales fijos de produccion y a una altura de columna dinamica generada que es
fija para cada caso. Permite que se varie la velocidad de la bomba, el gasto, la
altura de la columna dinamica o ambas pueden ser ajustadas, dependiendo de las

aplicaciones, sin modificaciones en el fondo del pozo®.

Figura 24. Taps del Panel del Transformador

Fuente: SCHLUMBERGER REDA

El bombeo electro sumergible es posible aplicarlo en pozos que se encuentran
bajo las siguientes condiciones: altas tasas de produccion (Q), alto indice de
productividad (IP), baja presion de fondo (Pwf), alta relacion agua-petréleo, y baja
relacion gas-petroleo (GOR). En caso de tener una alto GOR, se puede emplear

este sistema de bombeo utilizando separador de gas.

2 DONG LIU (2007), Estudio de Factibilidad de la Aplicacién del Método de Bombeo Electrosumergible
(BES), en el Campo Bare, Faja Petrolifera del Orinoco.
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Por su parte el variador de frecuencia esta disefiado para ser usado con equipos
BES. Es usado en un conjunto con un controlador, el cual protege al motor y al
cable de descargas de alto voltaje. El controlador protege el sistema de bombeo
electro sumergible de sobrecarga y baja carga, de desbalances de la corriente y

de arranques excesivos.

Figura 25. Variador de Frecuencia.

Fuente: SCHLUMBERGER REDA

CURVAS DE LAS BOMBAS
El andlisis de las curvas de las bombas muestra el desempefio de una bomba de
cierto niumero de tapas para un didmetro minimo de casing, operando a una

determinada frecuencia, utilizando agua como fluido de ensayo.
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Figura 26. Curva de la Bomba Centrilift Serie 513
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Fuente: BAKER HUGHES “"CENTRILIFT”

La curva de altura de columna es la altura total requerida en pies para bombear
determinado caudal de fluido en BPD. La columna mas alta que una bomba
puede desarrollar, es en un punto que no existe flujo a través de la bomba; esto
es, cuando la valvula de descarga esta completamente cerrada. Se puede
observar que cuando el caudal aumenta, la altura de la columna total que la

bomba es capaz de desarrollar se reduce.

La curva de potencia al freno se traza en base a datos de la prueba de
desemperio real. Esta es la potencia requerida por la bomba centrifuga, en funcién

del caudal producido para entregar el requerimiento hidraulico.
La curva de eficiencia indica el porcentaje de cuan eficiente es la transformacion

de la energia mecéanica en energia hidraulica, en funcién del caudal para cada tipo

de etapa.
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En la curva para cada etapa determinada se pueden diferenciar: la zona de

empuje descendente, el rango operativo y la zona de empuje ascendente.

ZONA DE EMPUJE DESCENDENTE
La bomba est& operando hacia la izquierda del punto maximo de eficiencia, la tasa
de flujo es menor y la bomba puede sufrir desgaste. En esta zona de operacion las

arandelas de empuje descendente hacen contacto con el difusor®.

RANGO OPERATIVO
Es el rango en el cual la bomba opera con maxima eficiencia. el rango operativo
define dos instancias de funcionamiento de la bomba. Zona de bajos empujes

ascendentes y descendentes y la zona de alto rendimiento.

ZONA DE EMPUJE ASCENDENTE

Se da cuando la bomba estad operando hacia la derecha del punto de maxima
eficiencia, la tasa de flujo es mayor y la bomba puede sufrir desgaste por empuije.
Las arandelas de empuje ascendente estan en contacto con el difusor.

%0 RENAFIEL JANINA (2008), Optimizacion del Bombeo Electrosumergible en la Produccion de Pétroleo en
el Area Shushufindi
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2. GENERALIDADES DEL CAMPO CHICHIMENE

2.1 LOCALIZACION

El campo petrolero de Chichimene, administrado desde el 31 de enero de 2.000 y
operado desde julio 31 del mismo afo por la Gerencia Llanos de ECOPETROL
S.A. esta ubicado entre las siguientes coordenadas: (1.043.000 E, 926.000N) y
(1.045.500 E, 929.000N) con una extension superficial de 750 hectareas y con un
area de yacimiento de 374 hectareas. Esta localizado a 12 Km al sureste del

municipio de Acacias en el departamento del Meta.

Figura 27. Localizacion Geografica.
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2.2 RESENA HISTORICA

El campo Chichimene fue descubierto por Chevron en 1.969 con la perforacion de
pozo Chichimene-1 e inici6 produccion en el afio de 1985, con el contrato de
asociacion Cubarral. Dicho contrato termin6 el 30 de enero de 2.000 tras lo cual
ECOPETROL S.A. suscribié un contrato por seis meses con Chevron para su
administracion. Terminado este contrato, y tras adelantar un estudio de
explotacion adicional del campo, la Gerencia Llanos de ECOPETROL S.A. entr6 a

operar directamente.

Cuenta con aproximadamente 36 pozos activos que producen un crudo medio de
aproximadamente 20° APl de las formaciones Guadalupe Masivo y Guadalupe
Superior de edad Cretacico Medio, correspondiente a las unidades operacionales K1
y K2. En el afio 2001 se empezd a producir un crudo extrapesado de
aproximadamente 7-9° APl de la formacidbn productora San Fernando
correspondiente a la unidad T2 con el pozo CH-18. A pesar de la alta densidad, el
crudo presente en la formacién es movil a condiciones de yacimiento debido a las

elevadas temperaturas.

La formacion San Fernando esta situada a una profundidad promedio de 7900 pies,
haciendo de esta una de las formaciones que producen crudo extra pesado mas
profundo del mundo. En estos dias esta formacion produce cerca de 14000 BOPD

usando bombas electrosumergibles (BES) como método de levantamiento artificial.

2.3 GEOLOGIA
La estructura de Chichimene es un anticlinal alargado en direccion N60°E de
aproximadamente 6 Km de longitud y 2.5 Km de ancho. Su flanco occidental

presenta una pendiente constante de 4°, mientras que el oriental se inclina con
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buzamientos hasta de 7° y se intercepta con la falla de Chichimene que limita el

campo.

La falla de Chichimene es de caracter inverso, tiene un desplazamiento vertical de
aproximadamente 400 pies y se inclina hacia el noroccidente con un angulo de 50°.
El domo del anticlinal es bisectado por una falla normal de poco desplazamiento (10

ft) que afecta los niveles masivo y superior de Guadalupe.

Geologia Estratigrafica

La secuencia de las rocas perforadas en el campo Chichimene involucra rocas con
edades desde el Paleozoico hasta el Holoceno, tal como se visualiza en la columna

estratigrafica generalizada de la cuenca Llanos de la figura.

Figura 28. Columna Estratigrafica Generalizada de la Cuenca Llanos
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La roca generadora de hidrocarburos en el area es la Formacién Gacheta o
Guadalupe Superior, la cual a su vez en su seccion inferior es roca acumuladora y
productora. Las rocas acumuladoras y productoras son las formaciones Une o
Guadalupe masivo (operacionalmente denominada unidad K2), la Formacién
Gacheta o Guadalupe superior (operacionalmente denominada unidad K1) y la
Formacion San Fernando (operacionalmente denominada unidad T2). En la figura

se presenta un registro tipo de estas formaciones en el campo Chichimene.

Figura 29. Registro Tipo Campo Chichimene
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Fuente: Ecopetrol S.A.

Unidad K2

Corresponde a una secuencia arenosa de apariencia masiva en el registro
Gamma Ray. Ha sido atravesada en su totalidad por el pozo CH-1 en el que se
reportd un espesor de 900 ft. Con base en la informacion de corazones se
establece que resulta del apilamiento de ciclos grano-decrecientes incompletos
con espesores menores de 10 ft. Compuestos por areniscas de grano grueso a

medio, cuarzosa, cementadas por silice, con estratificacion cruzada planar.
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Cuando los ciclos se encuentran completos terminan en un paquete de pocos pies
de espesor de arenisca de grano fino fuertemente cementada por cuarzo y
abundantes estilolitos, o en wun nivel arcilloso siliceo, compacto. Estas
caracteristicas sugieren que la unidad K2 se deposité en un ambiente
sedimentario fluvial de canales entrelazados de baja sinuosidad con dominio de

carga de lecho.

Unidad K1

Se denomina asi a la seccion de intercalaciones de areniscas y shales que cubre
concordantemente las areniscas de la unidad K2 e infrayace discordantemente a
la unidad T2. Esta constituida por paquetes entre 5 a 20 pies de arenisca de
grano medio a muy fino, cuarzosa, cemento siliceo, ocasionalmente calcareo, con
laminacion cruzada tangencial, y ripples; intercalados con intervalos de shale
negro, siliceo, duro, con laminacion fina plana a ligeramente ondulosa, lenticular y
ocasionalmente con lentes y nédulos de siderita. Su espesor total varia entre 500

y 550 pies.

En la unidad K1 se reconocen 3 secciones: la primera, hacia la base donde se
presentan los mayores espesores Yy mejores propiedades como roca
almacenadora, las cuales representan una seccion progradacional que se
interpreta como resultado de la depositacion en un ambiente deltaico con

influencia de mareas.

La segunda seccidon corresponde a la parte media de la unidad K1, la cual es
predominantemente arcillosa, en donde se identifica un nivel arcilloso continto que
permite ser correlacionado con la superficie de maxima inundacién (MFS)
propuesta en la subcuenca Apiay. El caracter regional de esta seccién confirma su
interpretacion como la superficie de maxima inundacion alcanzada por el mar

Cretaceo en la subcuenca.

88



La tercera seccion esta por encima de esta superficie de maxima inundacion (K1
superior), en ella la depositacion vuelve a ser predominantemente progradacional,
incrementandose ligeramente el contenido de areniscas y terminando en la
discordancia de edad Eoceno sobre la cual se depositan las areniscas de la
Unidad T2, como respuesta a una caida relativa del nivel del mar. EI ambiente de
deposito de la unidad K1 medio es estuarino de dominio mareal. Los intervalos
arenosos representan en su mayoria rellenos de canal de marea y barras de
desembocadura. Las secciones arcillosas corresponden a depésitos de bahia
restringida y planicies de marea. Por encima de la superficie MFS se identifican
ademas depdsitos de frente medio y bajo de playa caracterizados por abundancia

en variedad, tamafio y cantidad de ichnofosiles.

La rapida variacion lateral y vertical de facies y la abundancia de niveles arcillosos
dentro de la Unidad K1, hacen de ésta, una unidad altamente heterogénea al flujo,
como lo revelan los valores medidos de porosidad y permeabilidad con datos

extremos de 9 a 17 % y 10 - 900 md respectivamente.

Unidad T2

Una discordancia de caracter regional marca el limite Cretaceo-Terciario en la
cuenca Llanos y separa las rocas de la Unidad K1 de las areniscas de la Unidad
T2. Los corazones disponibles muestran una secuencia masiva de areniscas
cuarzosas de grano fino a grueso, moderadamente seleccionadas, localmente
conglomeratica a la base de secuencias granos decrecientes e intercalados con
delgadas capas de shale. Las respuestas eléctricas en los campos Chichimene y
Chichimene Sur Oeste son bastante parecidas, resaltando la forma cilindrica tipica
de estas areniscas y de la cual se interpreta que depositacionalmente
posiblemente correspondan a areniscas fluviales tipo anastomosado con intervalos

de lodolitas de llanura de inundacion.
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El contacto inferior es bien definido con la infrayacente Unidad K1 Superior, este
contacto por su apariencia y estudios de geologia regional se considera que es
discordante. Al tope del T2 se encuentra la Lutita E4 en contacto concordante
generalmente bien definido entre shale y arenisca y solo algunas veces un poco

transicional entre shale, limolita y arenisca.

El espesor total varia entre 295 y 411 pies, con 340 pies de promedio y por su
respuesta del Gamma Ray parecida a la unidad K2, internamente no hay criterio
definido para dividirla en sub-unidades, sin embargo se pueden visualizar tres
intervalos arenosos mas o menos separados por intervalos arcillosos, que no son

totalmente continuos en el campo.

2.4 SISTEMA DE RECOLECCION

El campo Chichimene cuenta con un sistema de recoleccion dividido en tres areas:
Area Norte, Area Sur y Area Centro. Para el desarrollo de esta optimizacion se

trabajara con el Area Norte, la cual estd compuesta por dos troncales T2 y K1-K2.

Especificamente se trabajara con la troncal T2, ya que en esta se encuentra
concentrada la produccion de crudo extra-pesado del campo correspondiente a la
unidad productora T2. A esta troncal pertenecen 44 pozos, los cuales son

ilustrados en la tabla 3.
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Tabla 3. Troncal T2

CL1-M1

POZOS

CL1P2

CL1P3

CL1P4

CL1P5

CL 2- M2

CL2P1

CL2P2

CL2P3

CL2P4

CL2P5

CL2P6

CL 3- M3

CL3P1

CL3P3

CL3 P4

CL 3 P5

CL4

CL4P1

CL4 P2

CL4P3

CL 4 P4

CL 4 P5

CL 5- M5

CL5P1

CL5P2

CL5P3

CL5P4

CL5P5

CL 6- M7

CL6P1

CL6 P2

CL6P3

CL6P4

CL6P5

CL 7- M8

CL7P1

CL7P2

CL7P3

CL 8- M4

CL8 P2

CL8P3

CL 10- M10

ulsi

ulS 2

ulS 3

uils 4

ulS 5

ulS 6

uils 7

ulS 8

uls 9

Fuente: Autores
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2.5 CARACTERIZACION DE FLUIDO

El campo Chichimene produce un crudo de las siguientes caracteristicas:
Crudo Formacién Guadalupe K1y K2:

- 20 ° APL.

Viscosidades entre 200 y 300 cp.

BSW 90% a 95%.
GOR despreciable.

Crudo Formacion Guadalupe T2:

- 8 °API.

Viscosidad de 2000 cp.

BSW < 10%.

GOR entre 200 PCS/BFP y 500 PCS/BFP
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3. DESARROLLO DEL MODELO DE SIMULACION

El campo Chichimene representa en la actualidad uno de los focos de desarrollo
mas importantes para Ecopetrol, donde el objetivo siempre presente es buscar
alternativas para optimizar su produccion y de esta manera lograr mayor
rentabilidad; con este fin existen estrategias tales como analizar las condiciones
actuales del campo, sus requerimientos y posibles opciones para Su
mejoramiento. Es de vital importancia fijar las mejores condiciones operacionales
del sistema actual para conseguir resultados éptimos en proyectos posibles para

el desarrollo del campo.

Teniendo en cuenta todo lo anteriormente mencionado la optimizaciéon del cluster
A del campo Chichimene constituira una de las bases para el desarrollo futuro del
campo.

3.1 METODOLOGIA

Para optimizacién de la producciéon del campo Chichimene se plantea seguir la

siguiente metodologia de trabajo con el fin de tomar en cuenta todos los aspectos

necesarios y relevantes en el desarrollo del proyecto.
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Figura 30. Metodologia para Analisis Nodal del Campo Chichimene.

RECOPILACION Y ANALISIS DE INFORMACION

ANALISIS DE SENSIBILIDAD

ANALISIS DE RESULTADOS

EVALUACION TECNICO ECONOMICA

Fuente: Autores

3.1.1 Recopilacion y anélisis de informacion

Para el desarrollo de la metodologia de Analisis Nodal es necesario contar con la
mayor cantidad de informacién del campo actualizada y proveniente de fuentes
confiables, para obtener resultados representativos y con el menor nivel de
incertidumbre posible. Como el objeto de este estudio es realizar la optimizacion
de un cluster del campo Chichimene; este tiene que cumplir con importantes
consideraciones técnicas para elegirlo de tal manera que los pozos que hacen
parte de este sean representativos y de esta manera poder generar un aporte para

el futuro desarrollo del campo.

La informacion requerida es:
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INFORMACION GENERAL

e Estados Mecanicos

e Bases de Datos

e Caracterizacion de Fluidos
e Planos de Campo

e Coordenadas de Pozos

INFORMACION ESPECIFICA

e Pruebas de Produccion, PVT de Fluidos y Petrofisica para el ajuste de indices
de Productividad.

e Gradientes y Pruebas de Presion para el ajuste de las correlaciones de flujo.

e Reportes de Produccion y Curvas de Eficiencia de Bombas para el ajuste de
las condiciones del Sistema de Levantamiento Artificial.

e Pruebas extensas de produccién y Topografia para ajuste del sistema de

recoleccion.

En los datos proporcionados por Ecopetrol S.A. se logro obtener la siguiente

informacion suficiente para el desarrollo del modelo de simulacion:

3.1.1.1 Estados Mecanicos. Los estados mecanicos de los pozos constituyen el
escenario actual de produccion. En ellos es posible encontrar informacion de la
tuberia con la cual fue completado el pozo, su peso, didmetro y las juntas
utilizadas en la operacién; todo esto con el fin de establecer la distancia existente
entre la cabeza de pozo y puntos claves como la entrada a la bomba y la
profundidad media de perforaciones (PMP). Ademas de esto también se encuentra
la informacion de el sistema de levantamiento artificial, en este caso bombeo
electrosumergible; el fabricante, tipo y nimero de etapas. Estos datos obtenidos
son organizados en tablas para q se pueda acceder a esta informacién de una
manera sencilla como se puede observar a continuacion. (Tabla completa ver

Anexo 1)
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Tabla 4. Informacién Estados Mecéanicos del Campo Chichimene

POZOS PMP nggR PESO TUB!NG PROF CASING PESO | INTAKE TUBING TUB!NG PESO ESPESOR
(ft) (in) (Lb) ID (in) (ft) OD (in) (Lb) (ft) OD (in) ID (in) (Lb) (in)
uIsS 2 7934 7 23 6.336 7919.5 - - 4810 3%, 2.992 9.3 0.254
uIS 3 8007 7 23 6.336 7958 - - 5962.63 3% 2.992 9.3 0.254
uUIS 5 7794 7 26 6.276 7893 9°lg 43.5 4494.76 5, 4.95 17 0.275
uils 7 7796 7 29 6.184 7796 9°lg 43.5 5108 5, 4.95 155 0.304
uIS 8 8051 7 29 6.184 8055.5 9%/ 47 5026 5, 4.95 17 0.275
uIS 9 8710 7 29 6.184 8094 9%/ 47 6018 5, 4.95 17 0.275

Fuente: Ecopetrol S.A.

Tabla 5. Informacion del Sistema de Levantamiento

NUMERO

POZOS INTAKE (ft) | FABRICANTE MODELO ETAPAS
UIS 2 4810 CENTRILIFT P62 154
UIS 3 3856 WOODGROUP TD2200 266
UIS 5 4993 REDA SN2600 143
UIS 7 4998 CENTRILIFT P62 155
UIS 8 5026 REDA SN2600 126
UIS 9 5392 CENTRILIFT P23 139

Fuente: Ecopetrol S.A.

En los casos en los cuales los pozos eran desviados fueron proporcionada por
Ecopetrol | los datos pertinentes a las desviaciones con su respectivo angulo; todo
esto con el fin de establecer un modelo de simulacion lo mas parecido a la

realidad.

Tabla 6. Desviaciéon del Pozo UIS 8
Ultimo Survey @ 9.155°

Inclinacion=47.14° | Azimut= 66.15°
Fuente: Ecopetrol S.A.

3.1.1.2 Caracterizacion de Fluidos. Para la caracterizacion de los fluidos fue
necesario obtener informacion de estudios PVT realizados a algunos pozos del
campo como en el caso del pozo UIS 1. Es importante contar con estos estudios

para poder obtener una buena caracterizacién del fluido presente y de esta
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manera tener datos precisos para ingresar al simulador. Se realiz6 un estricto
control de calidad a la informacion comparando datos de laboratorio con los
entregados en campo y de esta manera corroborar que los estudios tengan el

minimo error posible.

Datos Volumétricos

Presion Original del Yacimiento) Py 3000

Temperatura 184 °F

Presion de Burbuja ) Pb@184F 568psia

., , . . Vol.@185°F
Expansion Térmica @ 6000 psia 1,0419 Vol@Ta T
Compresibilidad del Fluido @ Ty 4,1700E-06

(Desde Pb Psi a Pyac)

Temperatura 300 °F

Presion de Burbuja ) Pb@300F 725psia

., , . . Vol.@185°F
Expansion Térmica @ 6000 psia 1,0798 Vol@IA T
Compresibilidad del Fluido @ Ty 6,3400E-06

(Desde Pb Psi a Pyac)

Datos de la prueba de Liberacidn Diferencial

Relacion Gas - Aceite en solucion (Rsdb) 85 PCN/BF
Factor Volumétrico del Aceite (Bodb) 1,0790 BY/BF
Densidad del Aceite a Pb, Tyac 0,9672 g/cm3
Densidad del fluido del yacimiento @3500 y 185°F 0.9984 g/cc
GOR 77.4 SCF/STB
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Tabla 7. Generalidades Crudo San Fernando T2 Chichimene

PROPIEDADES VALOR
Gravedad API 7.9
Viscosidad a 86 °F 390577 cP
Insolubles en nC7 15.16 %w
Carbon Conradson 18.57 %w
Azufre 3.4 %w
Niquel 121.26 ppm
Vanadio 525.95 ppm
Sodio 95 ppm
NN (mg KOH/Qg) 0.164
Ceras 2.1 %w
Punto de Chispa 30-85 °F
Punto de burbuja @ 186 °F 622 Psia
Corte de Agua 15-90 %Vol
GOR @ Cond. Estandar (14.7 psia & 60 °F) 330 SCF/STB

Fuente: Ecopetrol S.A.

Las propiedades del gas asociado al crudo extrapesado se relacionan en la tabla a

continuacion.

Tabla 8. Propiedades de Gas Asociado

PARAMETRO VALOR
Peso Molecular 22.88
Densidad @ Py T 0.229 Ib/ft>
Factor de Compresibilidad @ Py T 0.9903
Viscosidad @ Py T 0.013 cP
Poder Calorifico inferior@ Py T 348.000 BTU/Ibmol

Fuente: Ecopetrol S.A.

Por otra parte es necesario relacionar las caracteristicas de la Nafta que se

utilizara como diluyente del crudo de la formacion T2.
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Tabla 9. Propiedades de la Nafta de Dilucion

PROPIEDADES VALOR
Punto Inicial de Ebullicién 104 °F
Punto Final de Ebullicién 250-450 °F

Azufre 0.05-0.15 %w
Corrosion de Cobre 1
API 58-65°
Gravedad Especifica 0.72-0.747
Presion de Vapor Reid 7.1 psia

3.1.1.3 Bases de Datos. A diario un seguimiento es realizado a los pozos del
campo Chichimene donde se registra toda la informacion referente a produccion
detallada de los fluidos presentes, el tiempo al dia en el cual estuvieron activos los
pozos, la presion a la entrada de la bomba asi como la de cabeza, parametros de
la bomba (voltaje, corriente, frecuencia), nivel dinAmico de cada uno de los pozos,
gravedad APl y BSW que registra la muestra. Todos los datos anteriormente
mencionados son requeridos para la realizacion del modelo de simulacion, ya que

estos parametros debe ser ingresados al software con el fin acercar tanto como

Fuente: Ecopetrol S.A.

sea posible los datos simulados con los reales. (Tabla completa ver Anexo 1)

Tabla 10. Parametros Requeridos

POZOS FRE%ZE)NC'A THP (psia) | WHT (°F) | PIP (psia) | TIP (°F)
uIS 2 65 143 150 343 182
uIS 3 45 61 71 440 130
uIS5 48 58 76 752 184
uIS 7 67 125 127 574 179
uIS 8 50 225 119 752 174
uIS 9 43 150 136 1287 197

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Tabla 11. Datos Requeridos Para la Realizacion del Modelo de Simulacion.

POZOS Weut (%) GOR API 9) Q (Bbl/d)
(SCF/STB)
uIS 2 2.00 12 8.2 935
uIS 3 72 0 9 1898
UIS 5 73 3 9.9 454
uIS 7 4 9 9 870
uUIS 8 8.00 0 16.8 913
UIS 9 46 0 9.9 2085

Fuente: Ecopetrol S.A.

3.1.1.4 Planos de campo. En los planos de campo es posible hallar informacion

global de las facilidades de superficie hasta llegar a la estacion del campo.

Contiene la forma en la cual estan distribuidas las conexiones entre pozos, lineas

de flujo, colectores, manifolds, troncales y la estacion. Saber los datos de precisos

del comportamiento de las presiones, temperaturas y tipos de flujo en la red,

permitira observar la manera en la que afectara la produccion del pozo en el

momento de realizar alguna modificacion.

Figura 31. Planos del Campo Chichimene

Fuente: Ecopetrol S.A.

100



3.2 MONTAJE DE LOS DATOS RECOPILADOS EN EL SOFTWARE
ESPECIALIZADO PIPESIM

Teniendo toda la informacion recopilada, organizada y realizado el control de
calidad se procedié a ingresar la informacion al Software Especializado de la

siguiente manera:

3.2.1 Datos del Fluido

En el modulo Black Oil es posible realizar una caracterizacion del fluido que
produce cada pozo, definiendo para cada uno de ellos su corte de agua, relacion

gas aceite y la gravedad especifica para gas y agua respectivamente.

Contando con los datos de las pruebas PVT realizados a los fluidos provenientes
de las unidades productoras T2 y K1, fue posible ingresar datos de viscosidad, asi
como poder realizar una calibracion avanzada de datos en la cual se define el
valor del Factor Volumétrico de Formacién del Aceite (OFVF) medido a
condiciones de presion y temperatura especificas, la saturacion del gas,

viscosidad del aceite y del gas y el factor de compresibilidad Z medidos en P = Pb.

De esta manera se cuenta con un fluido bien definido que permitira un mejor y

MAs preciso ajuste.

3.2.2 Datos del Yacimiento

El simulador requiere que sean ingresados los valores de presion estética y
temperatura de yacimiento, asi como el indice de productividad presente. Para
este Ultimo se cuenta con la posibilidad de definir un modelo de IPR si alguno de
ellos modelara el comportamiento actual, los modelos disponibles son Vogel,

Fetcovich, Jones entre otros. En caso de contar con una curva de IPR, pueden
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ser ingresados los puntos que la comprenden y de esta manera generarla dentro

del software.

3.2.2.1 Ajuste de indice de Productividad. Para el ajuste del indice de
productividad fue necesario realizar un ajuste de IPR dado que para modelar el
comportamiento del crudo extrapesado es necesario encontrar la mejor ecuacion
de flujo que sea capaz de reproducir este comportamiento. Con el fin de realizar
este ajuste fue necesario establecer un caudal méaximo de fluidos aportados por el
yacimiento, asi como una presion de yacimiento promedio, tomada de las pruebas
MDT realizadas en la mayoria de los pozos. Con estos datos es posible generar la

curva de IPR.

Tomando en cuenta las consideraciones de flujo multifasico presente se tomaron
los modelos de Vogel, Gasbarri y por ultimo el modelo T2 desarrollado para el

campo Chichimene.

Con el fin de validar estos modelos y contando con informacién detallada, se
realizo un riguroso ajuste con el pozo UIS 3 el cual contaba con un PLT
(Production Log Test) el cual fue tomado cuando el pozo presentaba flujo natural,
lo cual genera mayor confiabilidad pues reduce los datos del sistema que

requieren ser ajustados.

Por medio del software se logro obtener un estimativo del indice de productividad
de acuerdo a cada uno de los modelos el cual fue comparado con el obtenido con
las pruebas de produccion realizadas a los pozos, para de esta manera establecer
el que més se ajusta al campo. A continuacion se presentan los resultados

obtenidos y los respectivos reportes del simulador.
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Tabla 12. Informacién del Pozo UIS 3

Presién de Yacimiento (psia) 3230
Temperatura de Yacimiento (°F) 199.8
GOR (scf/STB) 1222
Corte de Agua (%) 3

API (°) 9.8
Pwf @ Qo =2194 STB/d 2297
ID Tubing (in) 6.276

IP Tedrico 2,3

Fuente: Ecopetrol S.A.

Teniendo en cuenta el punto de ajuste fue posible obtener los caudales maximos

para cada uno de los modelos

Tabla 13. Ajuste de Caudales.

Q MAX V (STB/d) 4841,25208
Q MAX G (STB/d) 7924,59867
Q MAX T2 (STB/d) 7589,36792

Fuente: Autores. PIPESIM

Teniendo los caudales fue posible hallar los caudales a diferentes presiones y con

esto generar las curvas de IPR

Tabla 14. Datos Para Generar las Curvas de IPR

PRESION| VOGEL |GASBARRI T2
(psi) | Q(STB/) | Q(STB/M) | Q(STB/d)
3229 |2,69739969]2,31004132 | 2,35221288
3000 | 600,850281 | 533,645473 | 540,965292
2800 | 1091,4047 | 1001,4992 |1011,29859
2600 | 1552,2623 | 1472,90101 | 1481,56555
2000 |2756,65413|2908,39494 | 2891,96846
1800 |3098,72443 | 3393,98908 | 3361,97011
1838 | 3036,01624 | 3301,45317 | 3272,6749
1600 | 3411,0979 | 3883,1313 |3831,90542
1400 | 3693,77455| 4375,8216 | 4301,7744
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PRESION VOGEL GASBARRI T2
(psi) | Q(STB/) | Q(STB/M) | Q(STB/d)
1000 | 4170,03737 | 5371,84645 | 5241,31337
600 | 4527,5129 |6382,06362 |6180,58701
400 | 4661,70542|6892,49433 | 6650,12434
200 | 4766,20112 | 7406,47313 | 7119,59533
0 4841 7924 7589

Fuente: Autores. PIPESIM
En la figura 32 se encuentran las curvas de IPR para cada uno de los modelos

Figura 32. Curvas de IPR
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Fuente: Autores

Con los datos de las curvas de IPR fue posible simular cada uno de los
comportamientos de los modelos y de este modo validar el ajuste del indice de

productividad para el sistema de modo que este modelo demuestre ser
representativo para el campo.
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Prueba con el modelo de Vogel

Figura 33.IP Para el Modelo de Vogel
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Fuente: Autores. PIPESIM

Figura 34. Inflow — Outflow Para el Modelo de Vogel
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Fuente: Autores. PIPESIM.
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Prueba con el modelo de Gasbarri

Figura 35. IP Para el Modelo de Gasbarri

= [Comportamiento de Afluencia - WellPI
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 36. Inflow — Outflow Para el Modelo de Gasbarri
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Prueba con el nuevo modelo desarrollado para T2

Figura 37. IP Para el Modelo Desarrollado Para T2
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 38. Inflow — Outflow Para el Modelo Desarrollado Para T2
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Los resultados obtenidos fueron analizados estadisticamente por el método de los
minimos cuadrados con el fin de establecer el margen de error presente para cada

uno de los modelos y de esta manera elegir el mejor.

Tabla 15. Error Presente Para Cada Uno de Los Modelos

IP(Bbl/psi) | PWF (Psi) | Q (STB/d) | ERROR (%)
REAL 2,309 2770 1050 0
VOGEL 1,86 2745 920 | 3,78133205
GASBARRI| 2,41 2779 1080 | 0,1913352
T2 2,35 2773 1060 | 0,0315297

Fuente: Autores. PIPESIM.

De acuerdo con la anterior tabla se puede observar que el método con el error
mas pequefio y por ende el que mejor representa el aporte de fluidos del
yacimiento es el modelo desarrollado para la unidad T2 el cual serd usado

posteriormente para el modelamiento de los pozos.

3.2.3 Datos del Completamiento

El modelo de pozo se realizo de manera tal que fuera posible realizar analisis
nodal en los puntos mas importantes y criticos del sistema como son en fondo de
pozo, a la entrada de la bomba y en cabeza de pozo. Para cada una de las
tuberias se definié su longitud, perfil geotérmico, didmetros de tubing y casing

presentes y el equipo de sistema de levantamiento artificial presente.

Para cada una de las bombas se ingresaron sus datos correspondientes, la
profundidad de asentamiento, la curva de la bomba y sus rangos Optimos de
operacién, la velocidad a la que opera y el nUmero de etapas. En caso de que
estuviera presente, el separador de gas fue tenido en cuenta con una eficiencia

del 90% en promedio.
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3.2.3.1 Ajuste de Correlaciones de Flujo. Para realizar el ajuste de las
correlaciones de flujo de igual manera se trabajo con el pozo UIS 3. En donde
teniendo los datos cargados, incluyendo el PLT, se realiza una sensibilidad de las
diferentes correlaciones que nos ofrece el programa, con lo que se busca observar
cual de estas, representa el comportamiento actual del pozo, resaltando la presion

de yacimiento, nivel de fluido y presion en cabeza para un caudal estimado.

Figura 39. Corrida en el Simulador del Pozo UIS 3
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Fuente: Autores. PIPESIM.
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Tabla 16. Datos de la Corrida de Simulacion.

[ PsPlot

File Edit Units Series. Display  Help
1
Pressure | b fion (] € D E F G H =]
[pzia)
3 | 3230.0001 | -FE25.0000
4 | 2231.7392 | -7625.0000
B | 223.7392 | -FE26.0000
E | 21561942 | -7353.0000
7 | 20523249 | -7000.0000
8 | 1762.3368 | -5000.0000
9 | 14732110 | -5000.0000
10| 11664063 | -4000.0000
11 | 857.4154 | -3000.0000
12 | 5752601 | -2000.0000
13 | 3321117 | -1000.0000
14 | 1421886 0.0000
15 1.4700 0.0000
16
17
18
14
20
il
22
23 =
<] v

Fuente: Autores. PIPESIM.
Para la Troncal T2 la correlacion que mejor representa el comportamiento del

sistema en el flujo vertical es DUNS & ROS de TULSA, y para el flujo horizontal
DUKLER, AGA & FLANAGAN.
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Figura 40. Perfil de Sensibilidad de Correlaciones de Flujo
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Fuente: Autores. PIPESIM.

En la tabla a continuacion se observan los resultados numéricos de la
sensibilizacion realizada a las correlaciones, corroborando los datos obtenidos
(DUNS & ROS de TULSA para flujo horizontal y DUKLER, AGA & FLANAGAN
para flujo vertical).
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Figura 41. Reporte de Datos Sensibilizacion de Correlaciones de Flujo.
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13 | 9520656 | -1000.0000 935471 | -1000.0000 | 3321117 | -1000.0000 | 9184037 | -1000.0000
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Fuente: Autores. PIPESIM.

3.2.3.2 Ajuste del Sistema de Levantamiento. La informacién suministrada, fue
cargada al software, incluyendo todos los datos de la bomba utilizada (Fabricante,
Tipo, NUmero de Etapas, Presion de Succién y Frecuencia), con lo que se busco
ajustar la presion de succién de la bomba y la presion en cabeza de pozo, con el
fin de obtener mediante este ajuste el caudal esperado. Es posible con este ajuste
determinar el factor de carga que esta manejando la bomba como Unico criterio

de ajuste.
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Figura 42. Selecciéon de BES en el Sistema de Levantamiento Artificial

Datos de BES/Bomba/Compresor ] T abla de Comportamiento ] Curvas Esténdar ] Curvas de Yelocidad Y ariable ]

Seleccionar Datos Base Datos de Disefio
* BES (" Bomba ¢ Compresor
‘Yelocidad 55 hz -
Etapas 123 hat
Fabricante Centrilift - Factor de Carga |0.5136 hraccion
Modelo P23 -
Seleccionar Avanzado...

Opcidn de Caloulos

[™ Coreccidn por Viscosidad

Dirmetro ™ Separador de Gas Presente

Gasto (Flujo) Minimo l— l—_l Eficiencia del Separador [%] ’—
Gasto [Flujo] aximo

Yelocidad Base l— l—_l

Aceptar | Cancelar Ayuda

Fuente: Autores. PIPESIM.

3.2.4 Datos de Lineas de Flujo

Para el ingreso de datos de lineas de flujo es necesario contar con datos de
distancias horizontales, la elevacion a la que se encuentra ubicada ya que en
algunos casos pueden estar enterradas), en diametro interno, su espesor y la

temperatura a la que se encuentra.

El perfil geotérmico con de la linea también puede ser ingresado esto con el fin de
tener en cuenta las pérdidas de calor que se pueden generar por la exposicion al
medio ya sea cuando se encuentra en el aire o enterradas. Es posible definir una
presion o caudal de llegada para poder analizar de una mejor manera como

afectan las modificaciones realizadas y tener un punto final para el analisis nodal.
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3.2.4.1 Ajuste del Sistema de Recoleccion. El ajuste de la red se logro contando
con las presiones en los puntos criticos del sistema como los son en cabeza de
pozo, colectores y multiples. Para esto fue necesario ajustar dicha red con datos
reales del campo como lo son los perfiles de temperatura del sistema, las
correlaciones de flujo multifasico utilizadas y debidamente ajustadas
anteriormente, la presion en cabeza, entre otros. Este ajuste se logro cuando la
presion simulada por el software, arrojo datos muy similares a la presion en tiempo

real del sistema.

Dicho ajuste también fue realizado llevando el fluido hasta la estacién del campo
con el fin de reproducir el comportamiento actual del sistema de recoleccion de la
troncal T2 y asi obtener una optimizacion real de la produccién del cluster, el cual

sera objeto de estudio mas adelante.

Figura 43. Sistema de Recoleccién
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Fuente: Autores. PIPESIM
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3.3 SELECCION DEL CLUSTER

El campo Chichimene como ha sido anteriormente mencionado cuenta con dos
troncales las cuales transportan tipo de fluido diferente donde la troncal T2
transporta crudo extrapesado y la troncal K1 — K2 transporta crudo pesado.

Siendo consecuentes con la finalidad de este proyecto se seleccionara en un
principio la troncal T2 como objeto de estudio. Esta troncal cuenta con 44 pozos
los cuales fueron simulados de acuerdo a la informacion provista por Ecopetrol
S.A.

Uno de los criterios mas importantes para esta seleccion, es la informacién con la
cual se cuenta para el desarrollo de este estudio, dado que entre mayor sea la
cantidad, sera posible contar con un bajo nivel de incertidumbre; por lo cual es de
gran importancia tener en cuenta que a los pozos que conformen el cluster haya

sido realizado un numero de pruebas razonable.

A continuacion se encuentra la tabla 17 en la cual es posible encontrar la cantidad

de informacion disponible por pozo y a su vez por cluster.
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Tabla 17. Informacién Requerida.

INFORMACION REQUERIDA

CL1-M1

POZOS

Pruebas
Produccion

Informacién
Petrofisica

PVT
Fluido

Estados
Mecanicos

PLT

MDT

CL1P2

X

X

CL1P3

X

CL1P4

CL1P5

CL 2- M2

CL2P1

x

CL2P2

X
X
X

XX | XX

CL2P3

CL2P4

CL2P5

CL2P6

CL 3- M3

CL3P1

CL3P3

X[ X[ X

CL3 P4

XX

CL3P5

CL4

CL4P1

CL4 P2

CL4P3

CL4P4

CL4P5

XX | XX

CL 5- M5

CL5P1

CL5P2

CL5P3

CL5P4

CL5PS

CL 6- M7

CL6P1

XX [X[X

CL6 P2

CL 6 P3

CL6 P4

CL6 PS5

XXX

CL 7- M8

CL7P1

CL7P2

CL7P3

CL 8- M4

CL 8 P2

CL8P3

Fuente: Autores. Ecopetrol S.A.

XKD X XXX XXX XXX XXX XXX XXX XXX X XXX XXX X | X | X[ X]|*
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Adicional a esto, otros factores influyen en el momento de la seleccion de los

pozos candidatos a ser optimizados como:

e Produccion al punto de burbuja

Este es un parametro de vital importancia puesto que para evitar el manejo de gas
libre a través de una bomba electro-sumergible es necesario seleccionar una
presion de succion de la bomba sobre el punto de burbuja. Evidenciando este
hecho, la profundidad de asentamiento de la bomba esta en funcion de la presion
de succién, donde se considera importante tener un factor de seguridad de al

menos 200 psi sobre la presion de burbuja para evitar que la bomba cavite.

o Relacién Gas - Petréleo

El sistema electrosumergible puede ser afectado por la presencia de gas libre, ya
que puede ocasionar cavitacion o baja eficiencia de la bomba, por lo cual en
algunos casos seria necesaria la utilizacion de un separador de gas; por lo cual
puede ser un factor a tomar en cuenta al seleccionar el cluster donde sus pozos

tengan la menor cantidad de gas posible.

e Variacion de produccion

Este es un factor a tener en cuenta, ya que la simulacidon que se realiza es estéatica
por condiciones del simulador; por lo cual es de vital importancia que la fluctuacion
de la produccion no sea muy notoria para de esta manera poder tomar buenas

decisiones en el momento de la optimizacion.

Por todas las condiciones anteriormente mencionadas y el andlisis del la

informacion, fue posible escoger el CL 10-M10 debido a que:
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Presenta mayor cantidad de informacion, los contenidos de gas al ser un crudo
extrapesado son bajos, no se hace necesario el uso de un separador de gas, el
posicionamiento de las bombas es el adecuado manteniendo el factor de
seguridad y presenta pocas fluctuaciones o intermitencias en su produccién con

respecto a los demas.
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4. OPTIMIZACION DEL CLUSTER DEL CAMPO CHICHIMENE

Para la optimizacion de un cluster del campo Chichimene es posible plantear
diversas alternativas encaminadas a incrementar la produccion de los pozos y que
este aumento resulte significativo para el campo como tal. Para cada uno de los
posibles escenarios es importante tener en cuenta el impacto en la economia del
campo con el fin de justificar la viabilidad de los posibles cambios; lo cual sera

discutido en el siguiente capitulo.

La unidad T2 al producir crudo extrapesado presenta varios asuntos criticos e
importantes que pueden ser planteados como alternativas de optimizacion entre

los cuales se puede encontrar:

4.1 DILUCION EN FONDO

Para la dilucién en fondo se debe trabajar con un fluido black oil ya que el sistema
de inyeccion permite trabajar con dicho modelo para cada fluido en este caso el

diluyente.

Propiedades de los fluidos
Las composiciones de los fluidos fueron obtenidas a través de pruebas de
laboratorio con las cuales se realizaran las simulaciones con las condiciones de

dilucién en fondo de pozo, tanto para el crudo como para la nafta a utilizar.

Ya definido el PVT del fluido a utilizar, se cargo en el Software los componentes

puros y sus respectivas fracciones molares en porcentajes respectivamente.
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Figura 44. Nafta Cargada en el Simulador.
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Se realiza la grafica del diagrama de fases correspondiente a la nafta cargado
anteriormente y se compara con el generado en el laboratorio, para este caso el
diagrama de fases arrojado por el software fue el siguiente, esto con el fin de
corroborar que la nafta inyectada a las condiciones de presion y temperatura se
encuentre en estado liquido, para asegurar de esta manera una mayor eficiencia

en la dilucion.

120



Figura 45. Diagrama de la Nafta

Phase Envelope Plot

Pressure (PSIA)

Temperature (F)

Fuente: Autores. PIPESIM.

La energia de levantamiento y recoleccion es suministrada por el yacimiento y por
la bomba de subsuelo. En el caso de la bomba su consumo de energia depende
principalmente de la resistencia al flujo desde el pozo hasta el separador. Con el
proposito de evaluar alternativas de optimizacion del sistema de produccion, se
requirié calcular el perfil de presiones a lo largo de la linea de produccion en el
pozo.

Para realizar este calculo fue necesario conocer las propiedades PVT de los
fluidos y fundamentalmente la viscosidad, la cual aumenta con la presencia de

emulsiones directas W/O%,

Se debe tener en cuenta que a presiones mayores a la presion de burbuja y
contenidos de agua menores al punto de inversion de fases, conociéndose como

punto de inversiéon de fases al contenido de agua necesaria con la que la emulsion

31 GARCIA, Cesar. Alternativas Para La Recoleccion de Crudo Extrapesado.

121



de gotas de agua dispersas en aceite w/o, se rompe e invierte y a partir de la cual
el aceite tiende a dispersarse en el agua y formar una emulsion O/W, el crudo se
desplaza con agua dispersa y con todo el gas disuelto. Si la presion cae por
debajo del punto de burbuja, aparece una capa de gas y se mantiene una cantidad
de gas disuelto, dependiendo de su solubilidad en el crudo. Cuando el contenido
de agua supera el punto el punto de inversion de fases, el crudo tiende a
dispersarse en el agua. Finalmente si el contenido de agua es mayor al punto de
inversion de fases y la presion es menor al punto de burbuja, el flujo tiene gas y
agua libre.

Para esto se realizaron estudios de viscosidad de emulsiones directas W/O para el
crudo extra pesado de Chichimene para diferentes cortes de agua y diferentes
temperaturas, antes del punto de inversion que esta alrededor del 40%. A partir de
los resultados obtenidos se seleccionaron y se ajustaron por medio del software

mediante la ecuacién de Woelflin para el célculo de la viscosidad de la emulsion.

ESTADO ACTUAL DE LOS POZOS

A continuacion se presenta la informacién requerida para la realizacién del andlisis
de optimizacion de cada uno de los pozos, adicionalmente cada pozo tendra una
grafica del consumo de energia actual, de la eficiencia de la bomba, de la presion

en cabeza que cada uno de ellos presenta.

Por otra parte también se muestra el corte de agua de cada uno de los pozos y

como estos influyen durante la dilucion en fondo.

La siguiente tabla muestra algunos parametros de cada uno de los pozos del
cluster CL10-M10 del campo Chichimen, indispensables para la realizacién del
modelo de simulacién y por consiguiente para la comparacion posterior con los

diferentes escenarios planteados mas adelante.
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Tabla 18. Parametros de Los Pozos del Cluster CL 10- M10 del Campo

Chichimene.
PROPIEDADES uUIS 2 uiS 3 UIS 5 uisS 7 uis 8 uIiS 9
Tyac (°F) 184 184 184 184 174 184
Pyac (psia) 3115 3031 2976 3254 3133 3149
Frecuencia (Hz) 65 45 48 67 50 43
THP (psi) 143 61 58 125 225 150
WHT (°F) 150 71 76 127 119 136
PIP (psi) 343 440 752 574 752 1287
TIP (°F) 182 130 184 179 174 197
Weut (%) 2 72 73 4 8 46
GOR (SCF/STB) 12 0 3 0 0
API () 8.2 9 9.9 16.8 9.9
Q (Bbl/d) 935 1898 454 870 1898 2085

Fuente: Autores. Ecopetrol S.A.

Resaltando como parametros importantes la presion en cabeza (THP (psi)), el
corte de agua de cada pozo, debido a que estos son nuestro punto de

comparacion en el analisis a realizar.
Adicionalmente la figura 46 presenta la potencia requerida por cada una de las

bombas de los diferentes pozos del Cluster CL10- M10, la cual serd punto de

partida para optimizar la energia posteriormente.
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Figura 46. Consumo Actual de Potencia

Estado Actual
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Fuente: Autores. PIPESIM.

La figura 47 representa la eficiencia actual que las bombas de los pozos del
Cluster CL10-M10.

Figura 47. Eficiencia de la Bomba para Cada uno de los Pozos
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Fuente: Autores. PIPESIM.
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Una vez realizado este analisis se determino que la dilucién en fondo teniendo
como diluyente nafta, es satisfactorio el proceso siempre y cuando los cortes de
agua no sean mayores al 40%, asegurando asi que la emulsion que hay en fondo
es una emulsion directa y de esta manera la viscosidad disminuye
considerablemente gracias al diluyente. Por el contrario si los cortes de agua
superan el 40% la reduccién en la viscosidad no es tan considerable como lo es
en el caso anterior, ya que con un corte de agua tan alto se formaria una emulsion
inversa O/W y el diluyente no actuaria de manera tan eficaz. Partiendo de este
estudio y gracias a la informacién suministrada se escogieron los pozos UIS 2-
UIS 7- UIS 8 para la realizacion de la dilucion con Nafta debido a los cortes de

agua tan bajos que estos presentan.

Esta diluciéon dio como resultados una disminucién considerable en la presion de
cabeza (THP) ya que la dilucion hace que la viscosidad del crudo disminuya
considerablemente; aliviando de esta manera el peso de la columna del crudo a
levantar y por consiguiente se ve reflejado en la disminucion de la presion en

cabeza, requerida para levantar dicha columna.

Debido a esto, se hizo necesario en algunos porcentajes de inyeccién de diluyente
modificar la frecuencia, el nUmero de etapas y el factor de carga, ya que la
viscosidad disminuye y el crudo gracias a la diluciéon no tendria una gravedad API
tan baja. Por tal razén en algunos casos las bombas utilizadas actualmente se
veian afectadas a causa de que el crudo a levantar no era tan pesado como lo era
inicialmente, y esto hacia que el proceso con la bomba utilizada en la actualidad

se presentara como un proceso ineficiente y poco exitoso.

La tabla 19 presenta la dilucion al 0%, 5%, 10%, 15% y 20% de diluyente, y las
modificaciones realizadas en los parametros mencionados anteriormente.
Posteriormente la figura 48 representa la disminucion de la presion en cabeza por

la dilucion comparada con el estado actual de cada pozo.
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uIS 2

Tabla 19. Parametros Modificados UIS 2.

FRECUENCIA FACTOR DE THP (psi)

0,

7 NAFTA (Hz2) No ETAPAS CARGA Simulada
0% 65 154 0.928 143
5% 65 154 0.928 60.69
10% 50 140 0.862 58.39
15% 50 135 0.786 54.55
20% 50 135 0.78 49.17

Fuente: Autores. PIPESIM
Figura 48. Dilucion con Nafta
160
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Fuente: Autores. PIPESIM.
UIS 7

Ademas de modificar los parametros mencionados a continuacion también se
realizo un cambio de bomba para las diluciones del 5%, 10%, 15% y 20%, debido
a que la bomba utilizada inicialmente (CENTRILIFT P62), se encontraba sobre

dimensionada para las caracteristicas del fluido una vez inyectada la nafta. La

bomba utilizada para estos porcentajes de dilucion fue la CENTRILIFT P49.
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Tabla 20. Pardmetros Modificados UIS 7.

FRECUENCIA FACTOR DE THP (psi)

0,

%o NAFTA (Hz) No ETAPAS CARGA Simulada
0% 67 155 1 125
5% 67 155 0.95 64.06
10% 67 155 1 41.65
15% 67 155 1.07 37.60
20% 67 155 1.16 37.44

Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 49. Dilucion con Nafta
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uis 8

La tabla 22 presenta la dilucion al 0%, 5%, 10%, 15% y 20% de diluyente, y las
modificaciones realizadas a los parametros de frecuencia, numero de etapas y
factor de carga, respectivamente. Posteriormente la grafica 50 representa la
disminucion de la presion en cabeza por la dilucion comparada con el estado

actual de cada pozo.
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Tabla 21. Pardmetros Modificados UIS 8.

FRECUENCIA FACTOR DE THP (psi)
0
76 NAFTA (Hz) No ETAPAS CARGA Simulada
0% 50 126 1 225
5% 45 126 1 121.46
10% 45 126 1 69.47
15% 45 123 1.06 57.77
20% 45 124 1.1 51.16
Fuente: Autores. PIPESIM.
Figura 50. Dilucién con Nafta
250
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% 150 -
o 121.46 PSI
= M Propuesta
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Otro pardmetro es la potencia de cada una de las bombas la cual disminuye
considerablemente debido a que la viscosidad disminuye como se menciona
anteriormente y esto hace que el consumo de energia también disminuya. Las

figuras 51, 52 y 53 presentan la potencia de la bomba y como disminuye respecto

Fuente: Autores. PIPESIM.

al estado actual, es decir sin dilucion.
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ulIS 2

uls 7

Figura 51. Potencia Utilizada Por La Bomba.
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Figura 52. Potencia Utilizada Por La Bomba.
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ulS 8

Figura 53. Potencia Utilizada Por La Bomba.
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Fuente: Autores. PIPESIM

Posteriormente se puede evidenciar que la eficiencia de la bomba en el proceso
realizado del levantamiento del crudo extra pesado con el diluyente aumenta
considerablemente, haciendo de esta manera que el proceso realizado sea exitoso

en los pozos UIS 2- UIS 7- UIS 8 tal como se observa en las figuras 54, 55 y 56.
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ulIS 2

Figura 54. Eficiencia de la Bomba.
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uis 7

Figura 55. Eficiencia de la Bomba.
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ulS 8

Figura 56. Eficiencia de la Bomba.
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4.2 ACTIVACION DE LA UNIDAD K1 PARA POZOS CON UN CORTE DE AGUA

BAJO

Como ha sido mencionado en la unidad productora T2 es posible encontrar crudo
con gravedades API entre 8 y 9, por su parte las unidades K1 y K2 producen un
crudo mas liviano con gravedades API entre 18 y 24; ademas de esto presentan
elevados cortes de agua. El objetivo de de la activacion de estos estratos es lograr
que con los altos cortes de agua el flujo del crudo de la unidad T2 se haga méas
sencillo, permitiendo levantar el fluido con una mayor facilidad dando como

resultado mejores eficiencias del sistema de bombeo electro sumergible presente

en los pozos.

Fuente: Autores. PIPESIM.




En un andlisis de sensibilidad realizado para las nuevas condiciones de flujo,
donde se incorpora la produccion de la unidad K1, varios aspectos importantes
fueron analizados; partiendo de la presion en la unidad la cual presenta gran
similitud con la unidad T2 dado que la diferencia de presiones entre una y otra
comprende en algunos casos diferencias del orden de 100 a 200 psi lo que se
refleja en que no exista una gran diferencia entre ellas. El IPR de la formacion K1
fue modelado mediante la ecuacion de Darcy para flujo monofasico, ya que el

caudal producido es esta unidad comprende 100% agua.

La correlacion de flujo previamente ajustada par el comportamiento de T2 no tuvo
la necesidad de ser cambiada ya que ajustaba con los valores dados de presiones

y caudal.

Mediante el software fue posible realizar un analisis de interferencia de una
formacion con respecto a la otra, y de esta manera poder determinar si el caudal
generado por la unidad K1 podria llegar a afectar la produccion de T2; pero es de
anotar que no genero un cambio y por lo contrario si existian diferencias entre la
potencia requerida por la bomba para levantar fluido y la nueva generada por el

empuje hidraulico generado con esta modificacion.

Analizando las condiciones de cada uno de los pozos obtener resultados
favorables para los pozos UIS 2, UIS 7 y UIS 8; los cuales tenian un contenido de
agua no superior al 10%. Con la apertura de la formacién K1 el contenido de agua
aumenta considerablemente en un promedio del 50%, permitiendo de esta manera
que la emulsion que se forma entre el crudo y el agua sea una emulsion inversa,
favoreciendo la resistencia del fluido; y asi, tener que modificar la frecuencia de
la bomba utilizada por cada pozo debido a que la emulsiéon formada no presenta
tanta viscosidad como la tendria una emulsién directa, donde el corte de agua

fuera inferior al 10% y predominara el crudo extra pesado de la formacion.
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Como resultados de la activacion de la unidad k1 se puede observar el incremento
de la eficiencia de la bomba en aproximadamente un 39%. En cuanto a los la
potencia requerida para el levantamiento del fluido aumentan debido a que el

caudal aumenta por la activacion.
Para este estudio fueron sometidos los pozos UIS 2- UIS 7- UIS 8. En la siguiente
figura se presenta el estado actual de dichos pozos, en donde el corte de agua no

supera el 10%.

Figura 57. Cortes de Agua Actuales
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Fuente: Autores. PIPESIM.

La activacion de K1 da como resultados una disminucién considerable en la
presion de cabeza (THP), la eficiencia de la bomba aumenta considerablemente
en los pozos UIS 2- UIS 7- UIS 8. Todos estos parametros se ven modificados

debido a que el corte de agua aumenta aproximadamente un 60%.

La tabla 22 contiene los cortes de agua obtenidos una vez se haya realizado la

activacion de K1
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La figura 58 muestra el aumento en el corte de agua de los pozos sometidos a la

activacion de K1.

Tabla 22. Porcentaje de Cortes de Agua Actuales y Propuestos

POzOS % BSW (actual) % BSW (activacion K1)
uIs 2 2 69.62
uis7 4 71.54
uis 8 8 71.43

Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 58. Corte de Agua Activando K1
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Fuente: Autores. PIPESIM.

La siguiente tabla presenta la presion actual en cabeza de pozoy como por medio
de la activacion de K1 esta presion en cabeza disminuye; de esta manera se
muestra en la figura 59 el mismo comportamiento mencionado, obteniéndose

estos datos de la simulacién realizada para este caso de optimizacion.
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Tabla 23. Presion en Cabeza Actuales y Futuros.

POZOS THP (psi) actual THP (psi) simulada (activacién K1)
uIS 2 143 64.3
uis 7 125 68.66
uisS 8 225 103.92

Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 59. Presion en Cabeza Actual Y Futura
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Fuente: Autores. PIPESIM.
También se puede apreciar en la tabla 24 como la eficiencia de la bomba
aumenta, mostrando de esta manera un mejor desempefio por parte de esta,

haciendo que el sistema sea aun mas eficiente (figura 60).

Tabla 24. Porcentaje de Eficiencia Actual y Futuro.

POZOS % EFICIENCIA actual % EFICIENCIA simulada (activacién K1)
uIS 2 5.54 52.82
uis 7 3.53 47.39
uIS 8 29.02 54.6

Fuente: Autores. PIPESIM.
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Figura 60. Eficiencia de la Bomba
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Por otra parte también se observa una disminucion considerable en la potencia de
la bomba lo cual es favorable debido a que habra una disminucion de la energia

requerida. Los datos obtenidos se pueden observar en la tabla 25 y en la figura 61.

Tabla 25. Potencia Actual y Futura.

POTENCIA (Kw/h) POTENCIA (kw/h)
POZOS : S
actual simulada (activacion K1)
uIs 2 615.76 132.91
uls 7 836.78 133.03
uIS 8 65.53 117.92

Fuente: Autores. PIPESIM.
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Figura 61. Potencia Empleada por la Bomba

900
800 A

700
600 / \

£
B \
= 500 \
O
g 400 \ = Actual
% 300 Futuro
& A\

200 \

100 “

0 T T 1

uIs 2 uis7 uis 8
POZOS

Fuente: Autores. PIPESIM.

4.3 SENSIBILIZACION DE LAS CARACTERISTICAS DEL SISTEMA DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

Como ha sido anteriormente mencionado el campo Chichimene cuenta con un
sistema de levantamiento artificial compuesto por bombeo electro sumergible,
donde en cada uno de sus pozos se encuentra instalado un equipo que debe
cumplir con los requerimientos de cada uno de los ellos, en los cuales debe
tenerse en cuenta para su utilizacién, si estd entre los rangos de caudal que
presenta el pozo, dado que si la bomba no se encuentra entre los puntos
operativos requerira mayor cantidad de energia para realizar su trabajo lo que se

traduce en pérdidas para la compafia que se encuentra operando el campo.
Adicional a esto, cada uno de los equipos requiere cierta cantidad de energia, la

cual debe ser suministrada adecuadamente, para que pueda ser completamente

utilizada sin generar pérdidas adicionales en el sistema.
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Existen parametros que afectan directamente el consumo energético, donde los

mas importantes son:

e La frecuencia de operacion de la bomba, la cual afecta directamente el
consumo eléctrico ya que un exceso de la misma puede generar
sobrecalentamientos en los equipos dependientes de este.

e El factor de potencia, el cual indica si la energia que esta siendo transportada
es la misma que se esta entregando; se rige por un valor de una unidad siendo
este el que indicaria que se esta pagando un valor optimo por la energia
consumida. A medida que este valor desciende el precio pagado por el
consumo energeético aumenta significativamente.

¢ La profundidad de asentamiento, es un parametro que al ser cambiado puede
generar cambios en el consumo eléctrico, dado que al instalar el equipo a una
mayor profundidad este consumira mas energia; es necesario fijar un punto
optimo, el cual permitirA un consumo razonable, sin perder de vista las
consideraciones necesarias para su eleccion, tales como el nivel de fluido, la
presion de burbuja del fluido, la gravedad especifica entre otros.

e EIl didmetro de la tuberia de produccién es un parametro que puede ser
utilizado para redisefiar el sistema, ya que si este didmetro ocasiona una
restriccion al flujo, se requiere utilizar mayor cantidad de potencia para que la

produccion pueda ser mantenida.

Las bombas electro sumergibles instaladas en el campo Chichimene se
encuentran manejando crudo extra pesado de entre 8 y 10 °API lo cual hace
reducir significativamente su eficiencia. Por otra parte existen pozos que aun
cuando producen de la unidad productora T2 tienen alguna intrusion ya sea directa
o por condiciones operacionales de las unidades K1 y K2; pozos en los cuales los
cortes de agua son altos y esto permite que el fluido presente un mayor

desplazamiento debido a estas condiciones y por lo consiguiente una reduccion en
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la energia requerida dado que la emulsion agua/aceite presente es mas facil de

levantar.

A continuacidon seran generadas alternativas para la optimizacion de cada los
pozos UIS 3, UIS 5y UIS 9 teniendo en cuenta que presentan cortes de agua altos
y que las optimizaciones previas no generaban impacto alguno en ellos, Los pozos
UIS 2, UIS 7 y UIS 8 no se mostraban sensibles a estos cambios puesto el
aumento en la produccién no era muy notorio y si por el contrario aumentaban

significativamente su consumo energético lo cual no resultaria viable.

4.3.1 Cambios SLA UIS 3

El sistema de levantamiento artificial del pozo UIS 3 presenta las siguientes

caracteristicas:

Tabla 26. Condiciones iniciales pozo UIS 3

Tubing ID (in) 2,992
Bomba WG TD2200
Intake (ft) 3856
Nivel de Fluido (ft) 3553
Etapas 266
Frecuencia (Hz) 45
PIP (psi) 440

Fuente: Autores. Ecopetrol S.A.

Este pozo presenta un alto contenido de agua por lo cual es posible encontrar
comportamientos razonables en cuanto a la energia que consume y la eficiencia

de la bomba.
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Figura 62. Curva de labomba UIS 3
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Fuente: Autores. PIPESIM.

La linea azul que aparece en la Figura 62 corresponde al comportamiento actual
de la bomba. Las tres diferentes tendencias de puntos son muestra de la eficiencia
alta media o baja que puede presentar la bomba. En este momento con los
parametros actuales de la bomba se puede observar que se encuentra en un

punto 6ptimo de funcionamiento.

El andlisis nodal se realizara desde el yacimiento hasta la presion del nodo
frontera que en este caso se toma el punto en el cual se unen las lineas del cluster
con la troncal, observando el comportamiento descrito en la Figura 63. El nodo
solucion en este caso sera el punto en el cual se encuentra instalado el bombeo
electro-sumergible encontrando la presion de succion de la bomba (PIP) con

respecto al caudal producido.
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Figura 63. Comportamiento del pozo UIS 3

PIPESIM Project:

-1.000 \\ heees
-1.5004-- - R — Lee

Elevation (ft)

500 1.000 1.500 2.000 2500 3.000

Fuente: Autores. PIPESIM.

Es posible tener en cuenta como variaciones en la frecuencia de la bomba podrian

ayudar a generar un aumento en el caudal del fluido producido.

Sabiendo que la bomba se encuentra en un rango operativo éptimo, es posible
realizar una sensibilizacidon entre la energia requerida y el caudal producido. Esto
con el fin de saber si existe una frecuencia de operaciébn mejor que me pueda
permitir producir mas caudal o en su defecto tener disminucidon en el consumo
energeético, analizandolo de tal modo que sea posible realizar el cambio y ademas

gue este resulte econémicamente sostenible.

El pozo actualmente esta operando con una frecuencia de 45 Hz partiendo de este
diametro de tuberia y variando la el valor de la frecuencia es posible obtener los
resultados en la Tabla 27. En la Figura 64 se encuentra el analisis nodal
sensibilizando la frecuencia de la bomba y viendo el aumento de la producciéon a

medida que es aumentado este parametro.
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Tabla 27. Sensibilizacion variable frecuencia pozo UIS 3

FRECUENCIA [ TUBERIA| PIP POP THP Q POTENCIA
(Hz) @in) (esi) | (psi) (psi) | (Bbl/d) (kw/h)

45 2,992 444 1763 61 1895 | 51,065536

48 2,992 368 1767 61 2117 | 62,571687

50 2,992 318 1769 61 2261 | 71,050296

Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 64. Analisis Nodal pozo UIS 3 variable frecuencia
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Fuente: Autores. PIPESIM.

El comportamiento del caudal presenta un aumento gradual, asi como la energia,
donde podriamos pensar que existe una compensacion entre el aumento de la
produccion con su respectivo consumo, ademas es importante notar que la
presion de succion de la bomba esta manteniendo el margen de seguridad. Para
notar el impacto de la produccion es posible observar su comportamiento en la
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Figura 65, donde se representa el incremento de produccion y a su vez la energia

suministrada.

Figura 65. Comportamiento Caudal y Energia pozo UIS 3
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Fuente: Autoras. PIPESIM.

4.3.2 Cambios SLA UIS 5

El sistema de levantamiento artificial del pozo UIS 5 presenta las siguientes

caracteristicas:

Tabla 28. Condicion actual pozo UIS 5

Tubing ID (in) 2,992
Bomba Reda SN2600
Intake (ft) 4993
Nivel de Fluido (ft) 2786
Etapas 143
Frecuencia (Hz) 48
PIP (psi) 748

Fuente: Autores. Ecopetrol S. A.
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Este pozo presenta un alto contenido de agua, por lo cual se esperarian altas
eficiencias y bajos consumos energéticos. Dado que la bomba que presenta este
pozo no se esta usando de acuerdo a las caracteristicas para las cuales fue
diseflada, no es posible alcanzar este comportamiento. En la Figura 66 se observa
el comportamiento de esta bomba.

Figura 66. Comportamiento de la bomba pozo UIS 5
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Fuente: Autores. PIPESIM.

La linea azul que aparece en la Figura 66 corresponde a el comportamiento
actual de la bomba. Las tres diferentes tendencias de puntos son muestra de la
eficiencia alta media o baja que puede presentar la bomba. En este momento con
los parametros actuales de la bomba se puede observar que no se encuentra
operando adecuadamente ya que el caudal de 414 en ningln momento corta con

la grafica. Es posible encontrar una bomba mas adecuada para su funcionamiento.

La bomba que mejor describié el comportamiento del pozo resulto ser la bomba

DN750. Su comportamiento es ilustrado en la Figura 67.
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Figura 67. Comportamiento de la bomba propuesta para el pozo UIS 5
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Fuente: Autores. PIPESIM

Teniendo el pozo con la nueva bomba el analisis nodal se realizara desde el
yacimiento hasta la presion del nodo frontera que en este caso se toma el punto
en el cual se unen las lineas del cluster con la troncal, observando el
comportamiento descrito en la Figura 67. El nodo solucién en este caso sera el
punto en el cual se encuentra instalado el bombeo electro-sumergible encontrando

la presion de succion de la bomba (PIP) con respecto al caudal producido.
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Figura 68. Comportamiento del pozo UIS 5
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Sabiendo que la bomba nueva se encuentra en un rango operativo 6ptimo, y
también tomando en cuenta la anterior, es posible realizar una sensibilizacion

entre la energia requerida y el caudal producido.

El pozo actualmente estd operando con una frecuencia de 48 Hz donde se
obtienen los resultados actuales que se encuentran representados en la Tabla 29
para la bomba ineficiente y en la Tabla 30 para la nueva bomba. Partiendo de este
diametro de tuberia y variando la el valor de la frecuencia es posible obtener los
resultados contenidos en las tablas. En la Figura 69 y Figura 70 se encuentra el
analisis nodal sensibilizando la frecuencia de la bomba y viendo el aumento de la
produccion a medida que es aumentado este parametro para cada una de las
bombas.
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Tabla 29. Sensibilizacion de la variable frecuencia pozo UIS 3 bomba

disponible
FRECUENCIA | TUBERIA | PIP POP THP Q POTENCIA
(Hz) (in) (psi) (psi) (psi) (Bbl/d) (kw/h)
48 2,992 748 | 2197 58 455,45 29,0837914
52 2,992 495| 2193 58 567,27 42,5049
55 2,992 294 2192 58 659,47 55,03266

Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 69. Andlisis nodal pozo UIS 5 variable frecuencia
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Fuente: Autores. PIPESIM.
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Tabla 30. Sensibilizacion de la variable frecuencia pozo UIS 3 bomba

propuesta
FRECUENCIA| TUBERIA | PIP POP THP Q POTENCIA
(Hz) (in) (psi) (psi) (psi) | (Bbl/d) (kw/h)
48 2,992 752 1775 58 454 21,28
52 2,992 579 1774 58 530 27,38
55 2,992 446 1772 58 589 32,44

Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 70. Analisis Nodal pozo UIS 5 variable frecuencia
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Fuente: Autores. PIPESIM.

El comportamiento del pozo con las diferentes condiciones de bomba se puede

observar de una mejor manera en la Figura 71y Figura 72.
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Figura 71. Comportamiento Caudal y Energia pozo UIS 5 bomba actual
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Figura 72. Comportamiento Caudal y Energia pozo UIS 5 bomba propuesta
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Es importante resaltar como influyen las condiciones adecuadas en el sistema,
dado que al tener una bomba con un mal funcionamiento puede estar generando

pérdidas, tanto en produccién como en energia, como se observa en la Figura 73.
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Figura 73. Comparacién consumos energéticos bombas actual y propuesta
pozo UIS 5
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Fuente: Autores. PIPESIM.

4.3.3 Cambios SLA UIS 9

El sistema de levantamiento artificial del pozo UIS 9 presenta las siguientes

caracteristicas:

Tabla 31. Estado actual pozo UIS 9

Tubing ID (in) 4,95
Bomba CTLF P23
Intake (ft) 5392
Nivel de Fluido (ft) 3520
Etapas 139
Frecuencia (Hz) 43
PIP (psi) 440

Fuente: Autores. Ecopetrol S.A.

Este pozo presenta un alto contenido de agua por lo cual es posible encontrar
comportamientos razonables en cuanto a la energia que consume vy la eficiencia

de la bomba.
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Figura 74. Comportamiento de la bomba pozo UIS 9
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La linea azul que aparece en la Figura 74 corresponde al comportamiento actual
de la bomba. Las tres diferentes tendencias de puntos son muestra de la eficiencia
alta media o baja que puede presentar la bomba. En este momento con los
parametros actuales de la bomba se puede observar que se encuentra en un

punto 6ptimo de funcionamiento.

La Figura 75 ilustra el comportamiento actual del pozo.
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Figura 75. Comportamiento actual pozo UIS 9
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El pozo actualmente estd operando con una frecuencia de 43 Hz pero, variando la
el valor de la frecuencia es posible obtener cambios en el sistema tales como los
descritos en la Tabla 32. En la Figura 76 se encuentra el analisis nodal
sensibilizando la frecuencia de la bomba y viendo el aumento de la produccién a

medida que es aumentado este parametro.

Tabla 32. Sensibilizacién de la frecuencia pozo UIS 9

FRECUENCIA|[TUBERIA| PIP POP | THP Q POTENCIA
(Hz) (in) (psi) | (psi) (psi) | Bbl/d) (Kw/h)

43 4,95 1271 | 2475 160 2165 | 67,500764

48 4,95 1180 | 2475 160 | 2439,74 | 88,193939
50 4,95 1134 | 2474 160 2577 99,9238

Fuente: Autores. PIPESIM.
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Figura 76. Analisis Nodal pozo UIS 9 variable frecuencia
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comportamiento que se observa en la Figura 77.
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Figura 77. Comportamiento Caudal y Energia pozo UIS 9
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Es importante tener en cuenta el comportamiento de las modificaciones en la
superficie cuando existe contacto con los demas pozos y se unen entre ellos. Esto
con el fin de garantizar que no exista una interferencia entre las nuevas
condiciones de flujo de los pozos y los pozos que permanecen en su estado actual
ya que, al producir mas puede que creen una “restriccion” al flujo presente en cada

uno de ellos.

Para tal fin se utilizo el software el cual permitio realizar las modificaciones y
observar el comportamiento del sistema de recoleccién ante ellos. Los resultados
obtenidos fueron: En el mdltiple al cual se encuentran conectados mantiene su
presion en 60 psi contando con que el campo cuenta con inyeccion de nafta en
ciertos puntos preestablecidos de la troncal. El caudal de los pozos presenta el
comportamiento esperado, sin presentarse ninguna interferencia con ellos y

obteniendo el aumento calculado previamente.
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4.4 CAMBIO DE TUBERIA

Para hacer mas explicito el analisis es posible observar si el diametro de la tuberia
genera un impacto significativo en el sistema, bien sea en una disminucion de la
energia o en permitir un mayor flujo ya que el diAmetro generaba una restriccion.
En el analisis realizado a cada pozo es posible observar si los cambios
constituyen una alternativa 6ptima o si por el contrario es mejor mantenerlo en el

estado actual.

4.41UIS 2

Resulta importante observar el comportamiento del pozo UIS 2 cuando la tuberia
de produccion es cambiada, dado que si estuviera mal disefiada podria convertirse
en una restriccion al flujo del pozo. En el pozo UIS 2 se encuentra instalada
tuberia de 3 ¥ pulgadas con un diametro interno de 2,992 pulgadas. El software,
ya que incluye en detalle la informacion de la tuberia, permite realizar un analisis
nodal sensibilizando el diametro interno y de esta manera poder notar la diferencia

entre uno y otro como se muestra en la Figura 78.
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Figura 78. Andlisis nodal pozo UIS 2
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Fuente: Autores. PIPESIM.

En la Tabla 33 es posible notar que con el cambio de tuberia existe una variacion
sustancial con respecto al estado actual, donde el aumento de caudal es notorio,
pero la presion de entrada a la bomba para estos elevados flujos no cumple con
los requerimientos minimos de disefio donde por consideracién general debe estar
por encima de la presién de burbuja; aunque esto también depende de otros
factores por lo tanto se puede concluir que un cambio de tuberia no es un

parametro a optimizar este pozo.

Tabla 33. Sensibilizacion de didmetro de tuberia pozo UIS 2
TUBERIA (in) | Q (Bbl/d) | POTENCIA (Kw/h)

3% 935 614,41
4% 1263 599,8486
5Y 1276 559,0112

Fuente: Autores. PIPESIM.
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442 UIS 3

En el pozo UIS 3 se encuentra instalada tuberia de 3 ¥z pulgadas con un diametro
interno de 2,992 pulgadas. En el analisis nodal realizado a este pozo tomando el
nodo ubicado en el punto de succion de la bomba se puede notar que la diferencia

entre uno y otro no es muy grande como se muestra en la Figura 79.

Figura 79. Andlisis nodal Pozo UIS 3
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Es posible observar en la Tabla 34 que con el cambio de tuberia no existe una
variacion sustancial con respecto al estado actual, donde el aumento de caudal y
la disminucion de la energia no son significativos, por lo tanto no consiste un

parametro a optimizar en este pozo.
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Tabla 34. Sensibilizacién didmetro de tuberia pozo UIS 3
TUBERIA (in) | Q (Bbl/d) | POTENCIA (Kw/h)

3% 1890 ‘ 50,923853
4% 1897 50,976052
5% 1900 50,990966

Fuente: Autores. PIPESIM.

443 UIS 5

En el pozo UIS 5 se encuentra instalada tuberia de 5 %2 pulgadas con un diametro
interno de 4,95 pulgadas. En el analisis nodal realizado a este pozo tomando el
nodo ubicado en el punto de succion de la bomba se puede notar que la diferencia
entre uno y otro no es muy grande de aproximadamente medio barril por cada

aumento de diametro, como se muestra en la Figura 80.

Figura 80. Analisis nodal pozo UIS 5

Graphs Data

PIPESIM Project:

PIPESIM Project:

H
Pressure at NA point (psia)

:

“u : i : :
51 .
\\ T T T T
453 454 455 456
.

Stock-tank Liquid at NA point {STB/d)

- Inflow: Inflow= —#— Qutflow: IDIAMETER=2.952 ins
—&— Outflow: IDIAMETER=3 958 ins —¥ Outflow: IDIAMETER=4.95 ins

e
S Suew. DanETER=3s53 e Senumbsrger
Crastsn by Ussron ZH10N1 17:25:38

Fuente: Autores. PIPESIM.
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Es posible observar en la Tabla 35 que con el cambio de tuberia no existe una
variacion sustancial con respecto al estado actual, donde el aumento de caudal y
la disminucion de la energia no son significativos, por lo tanto no consiste un

parametro a optimizar en este pozo.

Tabla 35. Sensibilizacién pozo UIS 5

TUBERIA (in) | Q(Bblid) | POTENCIA (Kw/h)
3% 453,2 29,0423
4% 453,5 29,063
5% 454 | 29,086 |

Fuente: Autores. PIPESIM.

444 UIS7

En el pozo UIS 7 se encuentra instalada tuberia de 5 %2 pulgadas con un didmetro
interno de 4,95 pulgadas. En el analisis nodal realizado a este pozo tomando el
nodo ubicado en el punto de succion de la bomba se puede notar que existen
diferencias entre uno y otro diametro de tuberia, siendo la que tiene instalada
actualmente la mas favorable, dado que se obtiene un mayor caudal como se

muestra en la Figura 81.
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Figura 81. Andlisis nodal pozo UIS 7
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Es posible observar en la Tabla 36 que con el cambio de tuberia no existe una
variacion sustancial con respecto al estado actual, donde recibiendo un menor
caudal se gasta una cantidad de energia elevada; se puede concluir que si alguna
de las otras tuberias estuviera instalada se convertiria en un gasto elevado y
constituiria una restriccion al flujo del pozo; por lo tanto en el pozo UIS 7 una

variacion de tuberia no tendria ningan sentido.

Tabla 36. Sensibilizacién de diametro de tuberias pozo UIS 7

TUBERIA (in) | Q (Bbl/d) | POTENCIA (Kw/h)
3% 251,57 72467932
4% 585,7 803,5539
5 870,11 | 836,7882

Fuente: Autores. PIPESIM.
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4.45UIS 8

En el pozo UIS 8 se encuentra instalada tuberia de 5 %2 pulgadas con un diametro
interno de 4,95 pulgadas. En el andlisis nodal realizado a este pozo tomando el
nodo ubicado en el punto de succion de la bomba, se pudo evidenciar que las
variaciones de diametro de tuberia generan una variacion en el caudal que
produce el pozo, el mayor caudal lo presenta la tuberia instalada actualmente,

como se muestra en la Figura 82.

Figura 82. Analisis nodal pozo UIS 8
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Fuente: Autores. PIPESIM.

Es posible observar en la tabla 37 que con el cambio de tuberia los caudales
incrementan en diez barriles aproximadamente y por su parte en la energia no
existe mayor diferencia, es evidente que la tuberia instalada es la mas favorable
para el pozo; por lo tanto en el pozo UIS 8 una variacion de tuberia no es

necesaria.
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Tabla 37. Sensibilizacion didmetro de tuberia pozo UIS 8

TUBERIA (in) Q (Bbl/d) POTENCIA (Kw/h)
3% 891,778 61,7688
4% 909,7796 62,04482
5% 915,0283 62,11942 |

446 UIS9

En el pozo UIS 9 se encuentra instalada tuberia de 5 % pulgadas con un didmetro
interno de 4,95 pulgadas. En el analisis nodal realizado a este pozo tomando el
nodo ubicado en el punto de succion de la bomba, se pudo evidenciar que las
variaciones de diametro de tuberia no generan una variacion grande en el caudal

que produce el pozo, el mayor caudal lo presenta la tuberia instalada actualmente,

Fuente: Autores. PIPESIM.

como se muestra en la Figura 83.

Figura 83 Andlisis nodal pozo UIS 9
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Es posible observar en la Tabla 38 que con el cambio de tuberia los caudales
incrementan poco y por su parte en la energia no existe mayor diferencia, es
evidente que la tuberia instalada es la mas favorable para el pozo; por lo tanto en

el pozo UIS 9 una variacion de tuberia no es necesaria.

Tabla 38. Sensibilizacién tuberia pozo UIS 9

TUBERIA (in) | Q(Bbl/d) | POTENCIA (Kw/h)
3% 2085,29 62,82066
4% 2094,376 62,88034
5%  2096,396 62,89526 |

Fuente: Autores. PIPESIM

4.5 FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El objetivo de fracturamiento hidraulico es aumentar la cantidad de exposicion a un
pozo en torno a la formacion y ofrecer un canal de conductores a través del cual el
liquido pueda fluir facilmente hacia el pozo. En el campo Chichimene las
formaciones productoras son K1 y K2 tienen permeabilidades entre 10 y 900md, lo
gue constituye valores altos para ser una formacién con intercalaciones de arcilla y
arena. Adicional a esto estas formaciones presentan altos cortes de agua con
BSW entre 90 y 95%, por lo cual una estimulacion en este caso no seria muy util
ya que al abrir canales de flujo mas grandes obtendria junto con el caudal de
aceite un elevado numero de barriles de agua producidos lo cual también genera
gastos de levantamiento, transporte y tratamiento convirtiendo un proyecto de

estos en una alternativa no muy viable para la optimizacion del campo.

Por otra parte la unidad productora T2 aporta crudo extrapesado el cual se
encuentra entre gravedades APl de 7 y 9; aunque el crudo que aporta esta
formacion en teoria no se moveria facilmente, por el efecto de las altas

temperaturas que presenta el yacimiento permite que sea mévil. Esta unidad no
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requiere trabajos de fracturamiento ya que la permeabilidad de este es
aproximadamente 4 darcys, lo que constituye una muy Optima permeabilidad para

la produccion de este tipo de crudo.

4.6 ANALISIS DEL SISTEMA DE RECOLECCION EN SUPERFICIE.

Gracias al analisis nodal realizado en superficie se pudieron obtener los resaltados
presentados en la tabla 39 en la cual se puede apreciar los incrementos de los
caudales debido a los trabajos realizados; ya que estos aumentan por la dilucién
implementada, o por la activacion de k1 donde el caudal de agua aumenta
considerablemente, o en los cambios efectuados en el sistema de levantamiento.
Por medio de la simulacidn realizada en pipesim y mediante el analisis nodal
efectuado en superficie, se observo que el incremento en el caudal no afecta las
condiciones de recoleccion refiriéendonos a dichas condiciones a la presion en el
multiple y en la estacion. Lo cual indica que los trabajos a realizar en un futuro no
afectan las condiciones 6ptimas para que el proceso de recoleccion sea exitoso.
En cuanto a la activacibn de K1 donde el caudal de agua es tan alto, los
problemas en superficie no se evidencian debido a que el campo cuenta con los

requerimientos para tratar cantidades de agua de este orden.

Tabla 39. Sistema de Recoleccién

ACTUAL DESPUES DEL TRABAJO
MULTIPLE ESTACION MULTIPLE ESTACION

P(psi) | Q(Bls) | P(psi) | Q(BIs) | P(psi) | Q(BIs) | P(psi) | Q(Bls)

DILUCION 5% 67 7298.04| 50 16884 66 7441.08 50 17027
DILUCION 10% 67 | 7456.98 50 16884 66 7758.96 50 17186
DILUCION 15% 67 | 7634.63 50 16884 65 8114.26 50 |17363.6
DILUCION 20% 67 7834.5 50 16884 66 8514 50 |17563.5
ACTIVACIONK1 | 68 11355 50 16884 64 20905 51 21084
CAMMBIOS SLA | 60 7234 50 16884 60 8147 50 17797

Fuente: Autores. PIPESIM.

165




5. ANALISIS FINANCIERO

El analisis financiero es el estudio de todos los factores que afectan la economia
de un proyecto, medidos en unidades monetarias. Este tipo de analisis, implica un
estudio detallado de los costos para la inicializacién de un proyecto y mantenerlo
en condiciones 6ptimas de operacion, ademéas de determinar cuél seria la posible
ganancia que se obtendria del mismo, y si es conveniente o no el desarrollo de

dicho proyecto.

Teniendo en cuenta los andlisis a realizar en un estudio financiero, se determind la
realizacion de este para establecer la viabilidad del proyecto, teniendo como base
informacion disponible referente a los costos estimados de las variables que mas
influyen en la ejecucion del proyecto, para asi evaluar objetivamente la

rentabilidad del mismo.

Existen dos términos relevantes en la industria del petrdleo, los cuales son de gran
ayuda a la hora de la realizacion de un proyecto en la evaluacién financiera de
este. Los gastos capitales (CAPEX), son los costos asociados con exploracion,
perforaciéon, completamiento y en general de los procesos de instalacion de
infraestructuras; normalmente los gastos capitales comprenden los costos de
instalacion de facilidades de produccion de sistemas de levantamiento artificial, los
gastos de instalaciones adicionales (adaptaciones) para manejos de agua de
produccion, equipos y pozos de inyeccion. Por su parte los costos operacionales
(OPEX), estan asociados con costos de energia, quimicos, servicios de
reacondicionamiento de pozos productores e inyectores, personal de
mantenimiento, ambientales, entre otros. Ademas de los costos de acciones

remédiales cuando se incrementa la produccion de agua.

166



Adicional a esto existen indicadores econdmicos los cuales sirven como criterios

de evaluacion para diferentes analisis financieros entre ellos se encuentran:

FLUJO DE CAJA

Es la secuencia de entradas y salidas de capital durante el tiempo de ejecucion del
proyecto. En la estimacion de flujo de caja, se deben considerar factores como los
ingresos, los gastos generados por la inversion, los costos de operacion, el
beneficio fiscal asociado a la depreciacion y los impuestos asociados al desarrollo
del proyecto.

PAY-BACK
Es el periodo i tiempo de recuperacion, es una idea aproximada del tiempo que se

tendrd para recuperar el desembolso inicial en una inversion.

Inversiéon Requerida

= Ec. 44
Flujo de Dinero Acumulado

VALOR PRESENTE NETO

Es obtenido descontando a una tasa de interés constante y separadamente para
cada periodo de tiempo, la diferencia de todas las salidas y entradas de efectivo
acumuladas a través de la vida del proyecto. Cuando una cantidad futura se lleva
a valor preséntela magnitud es siempre menor, por esta razén los calculos del
valor presente se denominan métodos de flujo de caja descontado, y a la tasa de

interés para realizar estos calculos se le denomina tasa de descuento.

El valor presente neto compara todos los ingresos y egresos del proyecto en un

solo momento del tiempo.

VPN= i=0n—L Ec. 45
(141)
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Donde:

VPN: Valor Presente Neto, unidades Monetarias.
Fj: Flujo en el periodo, unidades monetarias.

J: periodo de tiempo.

I: Tasa de descuento, fraccion.

TASA INTERNA DE RETORNO (TIR)

La tasa interna de retorno esté definida como la tasa de interés con la cual el valor
presente neto es igual a cero. El VPN es calculado a partir del flujo de caja anual,
trasladando todas las cantidades futuras al presente. Es un indicador de la

rentabilidad de un proyecto, a mayor TIR, mayor rentabilidad.

Se utiliza para decidir sobre la aceptacion o rechazo de un proyecto de inversion.
Para ello, la TIR se compara con una tasa minima o tasa de corte, el costo de
oportunidad de la inversién (si la inversion no tiene riesgo, el costo de oportunidad
utilizado para comparar la TIR sera la tasa de rentabilidad libre de riesgo). Si la
tasa de rendimiento del proyecto (expresada por la TIR) supera la tasa de corte,

se acepta la inversién; en caso contrario se rechaza.

—_ n Vit
VPN = =1 14TIR)

—Io =0 Ec.46

RELACION BENEFICIO-COSTO (RBC)
Es un indicador econdémico adimensional, que relaciona el Valor Presente Neto de
los Ingresos con el Valor Presente Neto de los egresos. Se calcula por medio de la

siguiente ecuacion:

VPN-Ingresos
RBC=| —————| Ec.1-47
| VPN—-Egresos

Donde:

RBC: Relacién Beneficio-Costo.

IVPN-Ingresos: Valor Absoluto del VPN de los Ingresos, unidades monetarias.
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IVPN-Egresos: Valor Absoluto del VPN de los Egresos, unidades monetarias.

EFICIENCIA SOBRE LA INVERSION (F)

La eficiencia sobre la inversion (J) es utilizado por Ecopetrol S. A. durante la
realizaciéon de un analisis financiero. Para garantizar la viabilidad del proyecto
este valor de no debe superar el valor de 0.45. lo que indicaria que el proyecto no

seria realizado.

Egresos
Zgresos Ec. 48

] = Ingresos
A continuacién se evaluara cada escenario propuesto con cada uno de los
indicadores anteriormente mencionados, aunque para esto es necesario contar

con datos preliminares tales como:

e COSTO POR BARRIL PRODUCIDO EN EL CAMPO CHICHIMENE

En el campo Chichimene el costo del barril producido se encuentra en un valor
promedio de 35 USD/BbI. Este valor es obtenido partiendo del crudo Castilla Blend
el cual presenta una gravedad API de 18, el crudo Chichimene requiere llegar a
estas especificaciones para poder ser comercializado, lo cual genera gastos

operativos que determinan su valor.

e COSTOS DE LEVANTAMIENTO

Los costos de levantamiento artificial son los costos asociados a levantar un barril
de crudo desde el yacimiento hasta superficie. En la tabla 40 se presentan los
costos de levantamiento promedios para el campo Chichimene, donde el valor
total se encuentra alrededor del 5.38 USD/BDbI.
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Tabla 40. Costos de Levantamiento.

COSTO \ LIFTING COST |

LABORALES CARGADO A LOS ACTIVOS 0,01 0,2%
COMBUSTIBLES CONSUMIDOS DE CRUDO 0,24 4,5%
SERVICIO Y TRANSPORTE QUIMICO 0,62 11,5%
GASTOS DE DESARROLLO 0,07 1,3%
HONORARIOS OPERACIONALES CONTRATADOS 0 0,0%
GASTOS GENERALES 0,1 1,9%
GASTOS DE ESTUDIOS Y PROYECTOS 0,53 9,9%
SOPORTE ADMINISTRATIVO DE TECNOLOGIA, 01 1.9%
INVESTIGACION Y CONTRATACION ' ’
COSTOS DE PROCESO 0,29 5,4%
ENERGIA ELECTRICA 0,69 12,8%
REACONDICIONAMIENTO DE POZOS 1,58 29,4%
BODEGA DE MATERIAS 0,03 0,6%
MANTENIMIENTO DE SUPERFICIE OPERATIVO 0,27 5,0%
COSTOS OVERHEAD 0,85 15,8%
TOTAL 5,38 100,00%

Fuente: Ecopetrol S.A.
e INVERSION INICIAL

La inversion inicial, esta definida como la suma total de los costos de desarrollo,
promocién y construccion del proyecto. Para el calculo de la inversion inicial se

suman los costos que van a incurrir en el desarrollo del proyecto.

Se pueden considerar algunos puntos asociados con el proyecto como lo son el
valor de la infraestructura, los costos de instalacion, los gastos de entrenamiento
entre otros; y el beneficio o perdida fiscal ocasionado por la venta de bienes que
ya han estado en uso®.

2 AFANADOR, Carlos y Delgado, Luis. * Viabilidad Técnico y Econémica de Perforacién Under Balance
Aplicada al Campo Escuela Colorado™.
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e DECLINACION DE LA PRODUCCION

En el campo Chichimene la declinacidén de la produccion de los pozos puede ser
estimada teniendo como parametro la siguiente curva con lo cual fue posible

estimar el caudal para la proyeccion anual que este analisis tendrd como objetivo.

Tabla 41. Proyecciéon de la Declinacién

BIETS % Crudo

0 95
30 94.57
60 94.15
120 93.31
150 92.89
180 92.47
210 92.05
240 91.64
270 91.23
300 90.82
330 90.41
365 90

Fuente: Autores.

Figura 84. Declinacion de la Produccion Proyectada a un Afio
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171



5.1 ESCENARIO 1: DILUCION EN FONDO

La dilucién en fondo fue implementada para los pozos UIS 2, UIS 7, UIS 8. Para la
realizacion de este escenario de optimizacién es necesaria la construccion de
lineas de flujo desde los mdltiples a los cuales se encuentran conectados los
pozos anteriormente mencionados ya que actualmente en el campo Chichimene
existe un nafta ducto, el cual sigue la trayectoria de la troncal T2. Por tal motivo
solo se hace necesaria la construccion de las lineas desde los multiples a cada
pozo respectivamente. Adicionalmente es necesario la realizacion de un trabajo de
workover con el fin de poder implementar el capilar por el cual se llevara a cabo la
inyeccion en fondo. Para dicha inyeccién es preciso instalar unas bombas de
inyeccién de nafta en cabeza de pozo, las cuales impulsaran el fluido hasta la
profundidad requerida para efectuar la dilucion. La Tabla 42 presenta la inversion

inicial para cada uno de los conceptos anteriormente mencionados.

Tabla 42. Costos de Implementaciéon. Escenario 1.

CONCEPTO VALOR (USD)
LINEA DEL MULTIPLE AL POZO (4 in) 88.064
CAPILAR (1/4 in) 10.700
TRABAJOS DE WORKOVER 840.000
INSTALACION DE LA TUBERIA (4in) 9.122
BOMBAS INYECCION NAFTA 150.000
| TOTAL 1.097.886

Fuente: Ecopetrol S.A.

Teniendo en cuenta la inversion inicial para la realizacion de esta optimizacion es
posible analizar cada uno de los indicadores de manera que se tomen en cuenta
cada uno de los porcentajes de dilucion y de esta manera poder evaluar las

diferentes opciones.
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DILUCION AL 5% EN DILUYENTE

La tabla 43 presenta el costo total para la operacion de dilucion al 5% de inyeccion
de nafta. Adicionalmente la tabla 44 presenta los ingresos y egresos mensuales
proyectados a un afio y la Figura 85 muestra el flujo de caja neto del proyecto,
donde es posible encontrar la comparacién entre la ganancia que se recibe el
realizar el proyecto, adicional a esto es evidente el ahorro que genera el proyecto

evaluado entre el caso actual y llevando a cabo la dilucion en fondo al 5% en

diluyente.
Tabla 43. Costos de Inyeccién de Nafta al 10%.
CONCEPTO uUDS/Bbl
LIFTING COST 5.27
COSTOS DE TRANSPORTE 5
PERDIDAS DE NAFTA/BI 0,36
COSTO TOTAL 10.63
REGALIAS E IMPUESTOS 53%
PRECIO NETO CRUDO CHICHIMENE 35
Fuente: Ecopetrol S.A.
Tabla 44. Ingresos y Egresos. 5% en Diluyente.
CAUDAL EGRESOS INGRESOS CASH FLOW
MES (STB/d) (USD) (USD) (USD)
NOV 2718 $ 866,770 $ 2,853,900 $ 933,951
DIC 2574 $ 821,093 $ 2,703,084 $ 884,535
EN 2567 $ 818,644 $ 2,694,986 $ 881,881
FEB 2551 $ 813,768 $ 2,678,865 $ 876,596
MAR 2544 $ 811,341 $ 2,670,840 $ 873,965
ABR 2536 $ 808,921 $ 2,662,840 $871,342
MAY 2528 $ 806,508 $ 2,654,863 $ 868,727
JUN 2521 $ 804,102 $ 2,646,911 $ 866,120
JUL 2513 $ 801,704 $ 2,638,982 $ 863,521
AGO 2506 $ 799,313 $ 2,631,077 $ 860,929
SEP 2498 $ 796,929 $ 2,623,195 $ 858,345
OCT 2446 $ 780,330 $ 2,568,510 $ 840,445

Fuente: Autores.
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Figura 85. Flujo de Caja Dilucion al 5%
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Fuente: Autores.

Para evaluar financieramente el proyecto es necesario realizar un analisis de
costos en el cual sea posible observar el comportamiento de la inversiéon con el
tiempo en funcién del ahorro energético generado para el campo mediante la
implementacion de la dilucion como mecanismo de optimizacion. En la tabla 45
es posible observar el comportamiento del escenario con base en el ahorro
generado. Del mismo modo del la grafica 86 es posible encontrar el flujo de caja

acumulado presentado por el proyecto.

Tabla 45. Comportamiento del escenario 5% en inyeccion de nafta.
Nafta al 5%

TIEMPO EGRESOS AHORRO | AHORRO ACUM | VPN NETO

OCT | $(1,097,886)

NOV | $866,770 $71,755 | $71,755 $ (1,026,841)
DIC | $821,090 $67,963 | $139,718 $ (959,551)
ENE | $818,638 $67,760 | $207,478 $ (892,462)
FEB | $813,755 $67,354 | $274,832 $ (825,775)
MAR | $811,324 $67,153 | $341,985 $ (759,287)
ABR | $808,901 $66,951 | $408,936 $ (692,998)
MAY | $806,485 $66,751 | $ 475,687 $ (626,909)
JUN | $804,076 $66,551 | $542,238 $ (561,017)
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Nafta al 5%

TIEMPO EGRESOS AHORRO ‘ AHORRO ACUM ‘ VPN NETO
JUL $801,675 $ 66,352 $ 608,590 $ (495,322)
AGO | $799,280 $ 66,153 $ 674,742 $ (429,824)
SEPT | $796,893 $ 65,955 $ 740,697 $ (364,523)
OCT | $780,330 $ 64,580 $ 805,277 $ (300,582)
NOV | $737,109 $ 60,992 $ 866,269 $ (240,194)
DIC $733,422 $ 60,686 $ 926,955 $ (180,109)
ENE | $729,752 $ 60,381 $ 987,336 $ (120,326)
FEB | $722,460 $ 59,776 $ 1,047,112 $(61,142)
MAR | $718,839 $ 59,475 $ 1,106,587 $ (2,255)
ABR | $715,234 $ 59,176 $ 1,165,763 $ 56,335
MAY | $ 711,645 $ 58,878 $ 1,224,641 $ 114,630
JUN $ 708,072 $ 58,582 $ 1,283,223 $72,631
JUL $ 704,516 $ 58,286 $ 1,341,509 $ 230,341
AGO | $700,975 $ 57,992 $ 1,399,501 $ 287,759
SEPT | $697,450 $ 57,700 $ 1,457,201 $ 344,887
OCT | $693,889 $ 57,404 $ 1,514,605 $ 401,723

Fuente Autores.

Figura 86. Flujo de Caja Acumulado Dilucién al 5%
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Fuente Autores.

Los indicadores econdmicos para evaluar la factibilidad del proyecto son:
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Tabla 46. Indicadores econdmicos Dilucién al 5%

PAY OUT (MESES) 17.46
VPN 1 ANO (TIR 12% E.A.) $ 300,582
VPN 2 ANO (TIR 12% E.A.) $ 401,723
EFICIENCIA SOBRE LA INVERSION |  0.72

Fuente Autores.

Como es posible observar la inversion se recuperaria en diecisiete meses y dos
dias, el VPN fue calculado para la tasa estandar de 12% efectivo anual que
maneja Ecopetrol para un periodo de tiempo de uno y dos afios con el fin de
evaluar la inversion con el paso del tiempo y en cuanto al parametro J indicado por
Ecopetrol se obtuvo un valor no superior a 1 lo que garantiza la viabilidad de la

inversion.

DILUCION AL 10% EN DILUYENTE

La tabla 47 presenta el costo total para la operacion de dilucion al 10% de
inyeccion de nafta. Adicionalmente la tabla 48 presenta los ingresos y egresos
mensuales proyectados a un afio y la figura 87 muestra el flujo de caja neto del
proyecto, donde es posible encontrar la comparacion entre la ganancia que se
recibe el realizar el proyecto, adicional a esto es evidente el ahorro que genera el
proyecto evaluado entre el caso actual y llevando a cabo la dilucién en fondo al

10% en diluyente.

Tabla 47. Costos de Inyeccién de Nafta al 10%.

CONCEPTO UDS/Bbl
LIFTING COST 4.81
COSTOS DE TRANSPORTE 5
PERDIDAS DE NAFTA 0.43
COSTO TOTAL 10.24
REGALIAS E IMPUESTOS 53%
PRECIO NETO CRUDO CHICHIMENE 35

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Tabla 48. Ingresos y Egresos. 10% en Diluyente.

MES CAUDAL EGRESOS INGRESOS CASH FLOW
(STB/d) (USD) (USD) (USD)
NOV 2718 $ 834,970 $ 2,853,900 $ 948,897
DIC 2574 $ 790,973 $ 2,703,084 $ 898,692
EN 2567 $ 788,614 $ 2,694,986 $ 895,995
FEB 2551 $ 783,918 $ 2,678,865 $ 890,625
MAR 2544 $ 781,580 $ 2,670,840 $ 887,952
ABR 2536 $ 779,249 $ 2,662,840 $ 885,288
MAY 2528 $ 776,925 $ 2,654,863 $ 882,631
JUN 2521 $ 774,608 $2,646,911 $ 879,982
JUL 2513 $ 772,298 $ 2,638,982 $ 877,341
AGO 2506 $ 769,995 $ 2,631,077 $ 874,708
SEP 2498 $ 767,699 $ 2,623,195 $ 872,083
OCT 2446 $ 751,709 $ 2,568,510 $ 853,896
Fuente: Autores.
Figura 87. Flujo de Caja Dilucion 10%
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Fuente: Autores.
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Para evaluar financieramente el proyecto es necesario realizar un andlisis de
costos en el cual sea posible observar el comportamiento de la inversion con el
tiempo en funcién del ahorro energético generado para el campo mediante la
implementacién de la dilucion como mecanismo de optimizacion. En la tabla 49
es posible observar el comportamiento del escenario con base en el ahorro
generado. Del mismo modo del la grafica 88 es posible encontrar el flujo de caja

acumulado presentado por el proyecto.

Tabla 49. Comportamiento del escenario 10% en inyeccion de nafta.
Nafta al 10% |

TIEMPO EGRESOS  AHORRO AHORRO ACUM VPN |
OCT | $(1,097,886)
NOV | $834,970 $103,556 | $ 103,556 $ (995,355)
DIC | $790,970 $98,083 | $ 201,639 $ (898,243)
ENE | $ 788,608 $97,790 | $ 299,429 $ (801,422)
FEB | $ 783,004 $97,205 | $396,633 $ (705,180)
MAR | $ 781,563 $96,913 | $493,547 $ (609,226)
ABR | $779,229 $96,623 | $590,170 $ (513,560)
MAY | $ 776,902 $96,334 | $686,503 $ (418,180)
JUN | $774,582 $96,045 | $782,548 $ (323,086)
JUL | $772,269 $95,757 | $878,306 $ (228,277)
AGO | $769,963 $95471 | $973,776 $ (133,751)
SEPT | $767,663 $95185 | $1,068,961 $ (39,509)
OCT | $751,709 $93200 | $1,162161 $ 52,768
NOV | $ 710,079 $88,022 | $1,250,183 $ 139,919
DIC | $706,527 $87,581 | $1,337,764 $ 226,633
ENE | $ 702,992 $87,141 | $1,424,905 $ 312,911
FEB | $695,969 $86,267 | $1,511,172 $ 398,324
MAR | $692481 $85,834 | $1,597,006 $ 483,308
ABR | $689,008 $85402 | $1,682,408 $ 567,864
MAY | $ 685,551 $84,972 | $1,767,380 $ 651,995
JUN | $682,110 $84544 | $1,851,923 $ 735,702
JUL | $678,684 $84,118 | $ 1,936,041 $ 818,986
AGO | $675.274 $83,694 | $2,019,735 $ 901,851
SEPT | $671,879 $83271 | $2,103,006 $ 984,298
OCT | $668,449 $82,845 | $2,185851 $ 1,066,323

Fuente Autores.
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Figura 88. Flujo de Caja Acumulado Diluciéon 10%
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Fuente Autores.

Los indicadores econdémicos para evaluar la factibilidad del proyecto son:

Tabla 50. Indicadores econdmicos Dilucién al 10%

PAY OUT (MESES) 11.43
VPN 1 ANO (TIR 12% E.A.) $ 52,768
VPN 2 ANO (TIR 12% E.A.) $ 1,066,323
EFICIENCIA SOBRE LA INVERSION 0.51

Fuente Autores.

Como es posible observar la inversion se recuperaria en once meses Yy trece dias,
el VPN fue calculado para la tasa estandar de 12% efectivo anual que maneja
Ecopetrol para un periodo de tiempo de uno y dos afos con el fin de evaluar la
inversiéon con el paso del tiempo y en cuanto al parametro J indicado por Ecopetrol

se obtuvo un valor no superior a 1 lo que garantiza la viabilidad de la inversion.
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DILUCION AL 15% EN DILUYENTE

La tabla 51 presenta el costo total para la operacion de dilucion al 15% de
inyeccion de nafta. Adicionalmente la tabla 52 presenta los ingresos y egresos
mensuales proyectados a un afio y la figura 89 muestra el flujo de caja del
proyecto, donde es posible encontrar la comparacién entre la ganancia que se
recibe el realizar el proyecto, adicional a esto es evidente el ahorro que genera el
proyecto evaluado entre el caso actual y llevando a cabo la dilucién en fondo al

15% en diluyente.

Tabla 51. Costos de Inyeccién de Nafta al 15%.

CONCEPTO UDS/BbI
LIFTING COST 4.75
COSTOS DE TRANSPORTE 5
PERDIDAS DE NAFTA 0.5
COSTO TOTAL 10.25
REGALIAS E IMPUESTOS 53%
PRECIO NETO CRUDO CHICHIMENE 35

Fuente: Ecopetrol S.A.

Tabla 52. Ingresos y Egresos. 15% en Diluyente.

CAUDAL INGRESOS CASH FLOW
MES (STB/d) EGRESOS (USD) (USD) (USD)

ocT $(1,097,886.00)

NOV 2718 $ 835,785 $ 2,853,900 $ 948,514
DIC 2574 $ 791,746 $ 2,703,084 $ 898,329
EN 2567 $ 789,384 $ 2,694,986 $ 895,633
FEB 2551 $ 784,683 $ 2,678,865 $ 890,266
MAR 2544 $ 782,343 $ 2,670,840 $ 887,594
ABR 2536 $ 780,010 $ 2,662,840 $ 884,930
MAY 2528 $ 777,684 $ 2,654,863 $ 882,274
JUN 2521 $ 775,364 $2,646,911 $ 879,627
JUL 2513 $ 773,052 $ 2,638,982 $ 876,987
AGO 2596 $ 770,747 $2,631,077 $ 874,355
SEP 2498 $ 768,448 $ 2,623,195 $871,731
ocT 2446 $ 752,443 $ 2,568,510 $ 853,552

Fuente: Autores.
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Figura 89. Flujo de Caja Dilucion 15%
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Fuente: Autores.

Para evaluar financieramente el proyecto es necesario realizar un analisis de
costos en el cual sea posible observar el comportamiento de la inversion con el
tiempo en funcion del ahorro energético generado para el campo mediante la
implementacion de la dilucibn como mecanismo de optimizacion. En la tabla 53
es posible observar el comportamiento del escenario con base en el ahorro
generado. Del mismo modo del la grafica 89 es posible encontrar el flujo de caja
acumulado presentado por el proyecto.
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Tabla 53. Comportamiento del escenario 15% en inyeccion de nafta.
Nafta 15%

TIEMPO| EGRESOS AHORRO  AHORROMES VPN
OCT | $(1,097,886)
NOV | $ 835,785 $ 102,740 $ 102,740 $ (996,163)
DIC | $791,742 $ 97,311 $ 200,051 $ (899,815)
ENE | $ 789,378 $ 97,020 $ 297,071 $ (803,756)
FEB | $784,670 $ 96,439 $ 393,510 $ (708,272)
MAR | $ 782,326 $ 96,150 $ 489,660 $ (613,074)
ABR | $779,990 $ 95,862 $ 585,523 $ (518,161)
MAY | $ 777,661 $ 95,575 $ 681,008 $ (423,532)
JUN | $775,338 $ 95,289 $ 776,386 $ (329,187)
JUL | $773,023 $ 95,003 $ 871,390 $ (235,124)
AGO | $770,714 $94,719 $ 966,109 $ (141,343)
SEPT | $768,413 $ 94,435 $1,060,544 | $ (47,843)
OCT | $752,443 $ 92,466 $1,153,010 | $ 43,708
NOV | $710,772 $87,329 $1,240,339 | $130,173
DIC | $707,217 $ 86,891 $1,327,230 | $216,203
ENE | $703,678 $ 86,455 $1,413,685 | $301,802
FEB | $ 696,648 $ 85,588 $1,499,273 | $386,543
MAR | $ 693,157 $ 85,158 $1,584,431 | $470,858
ABR | $689,681 $ 84,729 $1,669,161 | $ 554,748
MAY | $ 686,221 $ 84,303 $1,753,463 | $ 638,216
JUN | $682,776 $ 83,878 $1,837,341 | $721,264
JUL | $679,347 $ 83,455 $1,920,797 | $803,893
AGO | $675,933 $ 83,035 $2,003,831 | $886,105
SEPT | $672,535 $ 82,616 $2,086,447 | $ 967,903
OCT | $669,101 $82,192 $2,168,639 | $ 1,049,282

Fuente Autores.
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Figura 90. Flujo de Caja Acumulado Dilucion 15%
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Fuente Autores.

Los indicadores econdémicos para evaluar la factibilidad del proyecto son:

Tabla 54. Indicadores Econémicos Dilucién al 15%

PAY OUT (MESES) 115
VPN 1 ANO (TIR 12% E.A.) $ 43,708
VPN 2 ANO (TIR 12% E.A.) $ 1,049,282
EFICIENCIA SOBRE LA

INVERSION 0.51

Fuente Autores.

Como es posible observar la inversion se recuperaria en once meses y quince
dias, el VPN fue calculado para la tasa estdndar de 12% efectivo anual que
maneja Ecopetrol para un periodo de tiempo de uno y dos afios con el fin de
evaluar la inversion con el paso del tiempo y en cuanto al parametro J indicado por
Ecopetrol se obtuvo un valor no superior a 1 lo que garantiza la viabilidad de la

inversion.
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DILUCION AL 20% EN DILUYENTE

La tabla 55 presenta el costo total para la operacion de dilucion al 20% de
inyeccion de nafta. Adicionalmente la tabla 56 presenta los ingresos y egresos
mensuales proyectados a un afio y la figura 91 muestra el flujo de caja del
proyecto, donde es posible encontrar la comparacién entre la ganancia que se
recibe el realizar el proyecto, adicional a esto es evidente el ahorro que genera el

proyecto evaluado entre el caso actual y llevando a cabo la dilucién en fondo al

20% en diluyente.

Tabla 55. Costos de Inyeccién de Nafta al 20%.

CONCEPTO UDS/BblI
LIFTING COST 4.55
COSTOS DE TRANSPORTE 5
PERDIDAS DE NAFTA 0.57
COSTO TOTAL 10.12
REGALIAS E IMPUESTOS 53%
PRECIO NETO CRUDO CHICHIMENE 35

Fuente: Ecopetrol S.A.

Tabla 56. Ingresos y Egresos. 20% en Diluyente

CAUDAL EGRESOS CASH FLOW
MES | Srg/pig)| NGRESOS (USD) (USD) (USD)
NOV 2718| $ 2.853.900 $825.185 $953.496
DIC 2574 $2.703.084 $781.706 $903.048
EN 2567 | $2.694.986 $779.374 $900.338
FEB 2551 | $2.678.865 $774.733 $894.942
MAR 2544 | $2.670.840 $772.423 $892.256
ABR 2536 | $2.662.840 $770.119 $889.579
MAY 2528 | $2.654.863 $767.823 $ 886.909
JUN 2521 $2.646.911 $ 765.533 $884.248
JUL 2513 | $2.638.982 $763.250 $ 881.594
AGO 2506 | $2.631.077 $760.974 $878.948
SEP 2498 | $2.623.195 $ 758.705 $876.311
ocT 2446 $ 2.568.510 $742.903 $ 858.035

Fuente: Autores.
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Figura 91. Flujo de Caja Dilucion 20%
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Fuente: Autores.

Para evaluar financieramente el proyecto es necesario realizar un analisis de
costos en el cual sea posible observar el comportamiento de la inversion con el
tiempo en funcién del ahorro energético generado para el campo mediante la
implementacion de la dilucion como mecanismo de optimizacién. En la tabla 57
es posible observar el comportamiento del escenario con base en el ahorro
generado. Del mismo modo del la grafica 92 es posible encontrar el flujo de caja
acumulado presentado por el proyecto.
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Tabla 57. Comportamiento del escenario 20% en inyeccion de nafta.

Nafta al 20%

TIEMPO| EGRESOS | AHORRO  AHORRO MES VPN
OCT | $(1,097,886)
NOV | $ 825,185 $ 113,341 $ 113,340 $ (985,668)
DIC | $781,702 $ 107,351 $ 220,692 $ (879,379)
ENE | $779,368 $ 107,029 $327,721 $ (773,410
FEB | $774,720 $ 106,389 $ 434,110 $ (668,074)
MAR | $ 772,406 $ 106,071 $ 540,181 $ (563,054)
ABR | $770,099 $ 105,753 $ 645,034 $ (458,348)
MAY | $ 767,800 $ 105,436 $ 751,370 $ (353,956)
JUN | $765,507 $ 105,120 $ 856,490 $ (249,876)
JUL | $763,221 $ 104,805 $ 961,295 $ (146,109)
AGO | $760,942 $ 104,491 $ 1,065,786 $ (42,652)
SEPT | $ 758,669 $104,178 $ 1,169,965 $ 60,495
OCT | $742,903 $ 102,007 $1,271,971 $ 161,491
NOV | $701,762 $ 96,340 $ 1,368,311 $ 256,877
DIC | $698,252 $ 95,856 $ 1,464,167 $ 351,784
ENE | $694,758 $ 95,375 $ 1,559,542 $ 446,215
FEB | $687,817 $94,419 $ 1,653,960 $ 539,699
MAR | $ 684,370 $ 93,944 $ 1,747,904 $ 632,712
ABR | $680,939 $93,471 $ 1,841,375 $ 725,258
MAY | $677,523 $ 93,001 $ 1,934,376 $ 817,338
JUN | $674,122 $92,532 $ 2,026,908 $ 908,954
JUL | $670,736 $ 92,066 $ 2,118,974 $ 1,000,108
AGO | $667,366 $ 91,602 $ 2,210,576 $ 1,090,803
SEPT | $664,011 $91,139 $ 2,301,715 $ 1,181,040
OCT | $660,621 $90,672 $ 2,392,388 $ 1,270,815

Fuente Autores.
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Figura 92. Flujo de Caja Dilucion 20%
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Los indicadores econdmicos para evaluar la factibilidad del proyecto son:

Tabla 58. Indicadores Econdmicos.

PAY OUT (MESES) 10.5
VPN 1 ANO (TIR 12% E.A.) $ 161,491
VPN 2 ANO (TIR 12% E.A.) $ 1,270,815
EFICIENCIA SOBRE LA

INVERSION 0.46

Fuente: Autores.

Como es posible observar la inversion se recuperaria en diez meses y trece dias,
el VPN fue calculado para la tasa estandar de 12% efectivo anual que maneja
Ecopetrol para un periodo de tiempo de uno y dos afios con el fin de evaluar la
inversion con el paso del tiempo y en cuanto al parametro J indicado por Ecopetrol

se obtuvo un valor no superior a 1 lo que garantiza la viabilidad de la inversion.

COMPARACION DE LAS ALTERNATIVAS DEL ESCENARIO 1

Comparando los resultados de la optimizacién con el sistema actual se encuentran
los resultados del ahorro que genera para el sistema la realizacion de la alternativa
trabajo contenidos en la tabla 59.
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Tabla 59. Comparacion Alternativas Escenario 1.

LIFTING
COST AHORRO
USD/BL USD/BL

ACTUAL 5,39

DILUCION 5% 5,27 0,12
DILUCION 10% 4,81 0,58
DILUCION 15% 4,75 0,64
DILUCION 20% 4,55 0,84

Fuente: Autores.

Es de notar que se cumple con el objetivo de la optimizacion el cual es reducir el
costo de levantamiento por barril y adicional a esto reducir las pérdidas de nafta

gue generan actualmente una gran reduccién en los ingresos.

5.2 ESCENARIO 2: ACTIVACION DE K1

Para llevar a cabo la ejecucion de este escenario es necesario realizar un trabajo
de workover en los pozos UIS 2, UIS 7, ya que estos fueron los escogidos para la
implementacién de esta optimizaciébn debido a que presentan bajos cortes de
agua. El trabajo de workover consiste principalmente en bajar una broca para
remover los tapones que aislan la unidad productora K1 y de esta manera
aumentar el corte de agua de estos pozos, debido a que esta unidad fue aislada
por la produccion de agua tan elevada que presento en su momento. La tabla 60

referencia los costos de dicho trabajo en el campo Chichimene.

Tabla 60. Costos de Implementacién. Escenario 2.
CONCEPTO VALOR (USD)
TRABAJOS DE WORKOVER 560.000
Fuente: Ecopetrol S.A.
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La tabla 61 presenta el costo total para la operacion de apertura de K1.

Tabla 61. Costos de Apertura de K1.

CONCEPTO UDS/Bbl
LIFTING COST 3.57
COSTOS DE TRANSPORTE 5
PERDIDAS DE NAFTA 1.13
COSTO TOTAL 9.70
REGALIAS E IMPUESTOS 53%
PRECIO NETO CRUDO CHICHIMENE 35

Fuente: Ecopetrol S.A.

Es importante tener en cuenta que con la activacion de la unidad K1 el corte de
agua aumentara significativamente, lo cual representara costos de levantamiento y
de tratamiento adicionales que seran tenidos en cuenta tomando adicionando el

valor de los barriles de agua que deberan ser manejados.
En la tabla 62 es posible encontrar la cantidad mensual de barriles de agua que
seran recibidos adicionalmente y cuyo costo de levantamiento y tratamiento sera

incluido en los egresos representados en el posterior flujo de caja.

Tabla 62. Barriles de agua adicionales

BLS DE AGUA

MES ADICIONALES
NOV 4200
DIC 4428
EN 4446
FEB 4481
MAR 4499
ABR 4516
MAY 4534
JUN 4551
JUL 4568
AGO 4586
SEP 4603
OCT 4620

Fuente: Autores.
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Adicionalmente la tabla 63 presenta los ingresos y egresos mensuales
proyectados a un afio y la figura 93 muestra el flujo de caja neto del proyecto,
donde es posible encontrar la comparacion entre la ganancia que se recibe el
realizar el proyecto, adicional a esto es evidente el ahorro que genera el proyecto
evaluado entre el caso actual y llevando a cabo el reacondicionamiento de la
unidad K1.

Tabla 63. Ingresos y Egresos Activacion K1.

MES INGRESOS (USD) | EGRESOS (USD) | CASH FLOW (USD)
NOV $ 1,895,704 $ 525,381 $ 644,052
DIC $ 1,795,524 $ 497,617 $ 610,017
EN $ 1,695,544 $ 469,908 $ 576,049
FEB $ 1,591,553 $ 441,088 $ 540,719
MAR $ 1,489,465 $ 412,795 $ 506,035
ABR $ 1,389,750 $ 385,159 $ 472,158
MAY $ 1,292,826 $ 358,297 $ 439,228
JUN $ 1,199,059 $ 332,311 $ 407,372
JUL $ 1,108,762 $ 307,285 $ 376,694
AGO $1,022,193 $ 283,294 $ 347,283
SEP $ 939,561 $ 260,393 $ 319,209
ocT $ 845,605 $ 234,353 $ 287,288

Fuente: Autores.
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Figura 93. Flujo de Caja.
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Fuente: Autores.

Para evaluar financieramente el proyecto es necesario realizar un analisis de
costos en el cual sea posible observar el comportamiento de la inversiéon con el
tiempo en funcién del ahorro energético generado para el campo mediante la
implementacion de la activacion de la unidad productora K1 como mecanismo de
optimizacién. En la tabla 63 es posible observar el comportamiento del escenario
con base en el ahorro generado. Del mismo modo del la grafica 94 es posible

encontrar el flujo de caja acumulado presentado por el proyecto.

Tabla 64. Comportamiento del escenario 20% en inyeccion de nafta.
Nafta al 20%

TIEMPO EGRESOS | AHORRO | AHORRO MES VPN

OCT | $(1,097,886)

NOV | $825,185 $113,341 | $113,340 $ (985,668)
DIC | $ 781,702 $107,351 | $220,692 $ (879,379)
ENE | $779,368 $107,029 | $327,721 $ (773,410)
FEB | $774,720 $106,389 | $ 434,110 $ (668,074)
MAR | $ 772,406 $106,071 | $540,181 $ (563,054)
ABR | $ 770,099 $ 105,753 | $ 645,934 $ (458,348)
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Nafta al 20%

TIEMPO EGRESOS \ AHORRO \ AHORRO MES VPN
MAY | $767,800 $105,436 | $ 751,370 $ (353,956)
JUN $ 765,507 $ 105,120 | $ 856,490 $ (249,876)
JUL $ 763,221 $104,805 | $961,295 $ (146,109)
AGO | $760,942 $ 104,491 | $1,065,786 $ (42,652)
SEPT | $ 758,669 $104,178 | $1,169,965 $ 60,495
OCT | $742,903 $ 102,007 | $1,271,971 $161,491
NOV | $701,762 $ 96,340 $ 1,368,311 $ 256,877
DIC $ 698,252 $ 95,856 $ 1,464,167 $ 351,784
ENE $ 694,758 $ 95,375 $ 1,559,542 $ 446,215
FEB $ 687,817 $94,419 $ 1,653,960 $ 539,699
MAR $ 684,370 $ 93,944 $ 1,747,904 $ 632,712
ABR $ 680,939 $93,471 $ 1,841,375 $ 725,258
MAY $677,523 $ 93,001 $ 1,934,376 $817,338
JUN $674,122 $ 92,532 $ 2,026,908 $ 908,954
JUL $ 670,736 $ 92,066 $2,118,974 $ 1,000,108
AGO | $667,366 $ 91,602 $2,210,576 $ 1,090,803
SEPT | $664,011 $91,139 $ 2,301,715 $1,181,040
OCT | $660,621 $ 90,672 $ 2,392,388 $ 1,270,815

Fuente: Autores.
Figura 94. Flujo de Caja Acumulado
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Fuente Autores.
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Los indicadores econémicos para evaluar la factibilidad del proyecto son:

Tabla 65. Indicadores Econdmicos Activacion de K1

PAY OUT (MESES) 4.1
VPN 1 ANO (TIR 12% E.A)) $ 1,036,606
EFICIENCIA SOBRE LA INVERSION 0.46

Fuente Autores.

Como es posible observar la inversion se recuperaria en diez meses y trece dias,
el VPN fue calculado para la tasa estandar de 12% efectivo anual que maneja
Ecopetrol para un periodo de tiempo de un afio con el fin de evaluar la inversion
con el paso del tiempo y en cuanto al pardmetro J indicado por Ecopetrol se

obtuvo un valor no superior a 1 lo que garantiza la viabilidad de la inversion.

El ahorro que generaria la realizacion de esta inversion teniendo en cuenta gastos

operacionales esta representado en la tabla 66.

Tabla 66. Ahorro con la activacion de K1.

LIFTING COST AHORRO USD

ACTUAL 5.39
ACTIVACION DE K1 3.60 1.79
Fuente Autores

5.3 ESCENARIO 3: CAMBIOS EN EL SLA

Para la implementacion de este escenario, se hace necesario un trabajo de
workover para uno de los pozos del cluster CL10-M10 debido que durante el
proceso de produccion es de vital importancia cambiar la bomba para mejorar la
eficiencia del proceso. La Tabla 67 presenta los costos actuales de un trabajo de

workover.
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La tabla 68 presenta el costo total para los cambios en el sistema de

levantamiento en uno de los pozos del cluster CL10- M10 del campo Chichimene.

Adicionalmente

proyectados a un afio. En la inyeccién de nafta en la troncal T2, las perdidas

Tabla 67. Costos de Implementaciéon. Escenario 3.

CONCEPTO

VALOR (USD)

TRABAJOS DE WORKOVER

280.000

Fuente: Ecopetrol S.A.

la tabla 69 presenta

aproximadas son de un 8%.

Tabla 68. Costos Para Cambios en el Sistema de Levantamiento Artificial.

los ingresos y egresos mensuales

CONCEPTO UDS/Bbl
LIFTING COST 5.29
COSTOS DE TRANSPORTE 5
PERDIDAS POR NAFTA 1.13
COSTO TOTAL 11.42
REGALIAS E IMPUESTOS 53%
PRECIO NETO CRUDO CHICHIMENE 35

Fuente: Ecopetrol S.A.

Tabla 69. Ingresos y Egresos

CAUDAL CASH FLOW

MES | <Tg/Diay| NGRESOS (USD) | EGRESOS (USD) (USD)
oCT $ (280.000) $ (280.000)
NOV 913 $ 958.650 $ 315.259 $ 302.394
DIC 865 | $907.989 $298.642 $ 286.393
EN 862| $905.270 $297.751 $ 285.534
FEB 857 | $899.854 $295.977 $283.822
MAR 854 | $897.159 $ 295.094 $282.971
ABR 852| $894.471 $294.213 $282.121
MAY 849 | $891.792 $293.335 $281.275
JUN 847 | $889.120 $ 292.460 $ 280.430
JUL 844 | $ 886.457 $291.587 $279.589
AGO 842 | $883.802 $290.717 $ 278.750
SEP 839 | $881.154 $ 289.850 $277.913
oCT 822 | $862.785 $ 283.812 $272.117

Fuente: Autores.
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El incremento en el caudal de aceite total esta representado en la grafica 95,
donde es notable el incremento en la produccion con los cambios en el sistema de

levantamiento artificial.

Figura 95. Incremento en el caudal con los cambios en el SLA
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La figura 96 muestra el flujo de caja del proyecto, donde es posible encontrar la
comparacion entre la ganancia que se recibe el realizar el proyecto, adicional a
esto es evidente el ahorro que genera el proyecto evaluado entre el caso actual y
llevando a cabo los cambios en el sistema de levantamiento artificial.
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Figura 96. Flujo de caja con cambios en el SLA
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Los indicadores econdmicos calculados para este escenario corresponden a los
valores presentados en la tabla 70.

Tabla 70. Indicadores econdmicos

PAY BACK (MESES) 0.98
VPN 12% $ 2.904.942
VPN 20% $ 2.714.729
RELACION C/B 4.1
TIO 105%
EFICIENCIA SOBRE LA INVERSION

F (FRACCION) 0,33

Fuente Autores.

Como es posible observar la inversidn se recuperaria en aproximadamente un
mes, el VPN para la tasa estandar de 12% vy para la tasa de oportunidad de
Ecopetrol del 20% lo cual genera una mediana diferencia entre la arrojada para el

proyecto y la esperada por la empresa, la relacion costo/beneficio muestra la
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rentabilidad del proyecto la cual es muy buena, para la TIO se obtuvo un valor
superior al 20% esperado lo cual garantizaria la realizacién del proyecto y en
cuanto al parametro F indicado por Ecopetrol se obtuvo un valor no superior al

0.45 lo que garantiza la viabilidad de la inversion.

Es evidente que las alternativas de dilucion presentan reflejan econémicamente la
importante mejoria técnica que este escenario presenta; dado que permite una
reduccion en la energia del sistema y adicional a esto reduce en gran parte las
pérdidas de nafta en la superficie al garantizar una mezcla homogénea en fondo

de pozo.

Segun los criterios analizados previamente y dadas las circunstancias actuales del
campo es posible pensar en una alternativa de dilucion en fondo ya que
econdémicamente se comprueban las consideraciones técnicas que permiten que
sea factible. Donde presenta una reduccion importante en los costos actuales y la
inversion actual seria totalmente justificable. Esta alternativa de optimizacion se
preferiria sobre la activacion de la unidad K1 ya que presenta una reduccién en los
egresos donde actualmente se esta perdiendo gran cantidad de diluyente vy

adicional a la energia constituyen las mayores pérdidas en el sistema.
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6. CONCLUSIONES

El modelo de IPR desarrollado para el campo cumple con el modelamiento del
pozo, permitiendo de esta manera el ajuste del comportamiento actual de cada
uno de ellos, teniendo como referencia propiedades especificas del campo.

El uso de la técnica de analisis nodal permite reconocer las condiciones
favorables de operacion para cada uno de los pozos, por lo que constituye una
importante herramienta para la generacibn de nuevas alternativas de
optimizacion.

La dilucién en fondo es una alternativa viable para reducir la presion en cabeza
y brindarle al sistema un alivio en el levantamiento artificial permitiendo que
este funcione de una manera 6ptima con menores requerimientos energéticos
y eleva sustancialmente la eficiencia de la bomba. Para el campo Chichimene
constituye una de las mas atractivas alternativas para la produccion de crudo
extrapesado al contar con un bajo corte de agua en cada uno de los pozos.
Una reduccion significativa en la energia del sistema puede ser lograda con la
activacion de la unidad K1, ya que al producir agua brinda al sistema de
levantamiento artificial una alternativa de optimizacién reduciendo su consumo
energético en mas de un 50%.

Las variaciones en la tuberia para el campo Chichimente no tuvieron lugar ya
gue se contaba con los diametros apropiados para cada uno de los pozos
productores de crudo extrapesado presente en el sistema.

En pozos que presentan grandes requerimientos energéticos y con bombas
trabajando ineficientemente debido al aumento en la frecuencia con el fin de
buscar mayores caudales de flujo, podrian causar problemas operacionales por
un inadecuado manejo del equipo de levantamiento.

En el cluster CL10-M10 del campo Chichimene fue posible evidenciar como los

escenarios de optimizacion tales como dilucién en fondo, apertura de la unidad
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K1 y cambios en el levantamiento fueron exitosos brindandole alternativas
viables que podrian ser implementadas en todo el campo.

En los pozos con alto contenido de agua es factible implementar cambios en el
sistema de levantamiento ya que sus bombas trabajan eficientemente y realizar
cambios en la frecuencia no constituyen disminucion en el tiempo de vida util
de las bombas.

La dilucion en fondo permite un aprovechamiento maximo del diluyente lo que
se evidencia en el flujo de caja donde el factor de perdidas no es incluido y por
tanto presenta un ahorro significativo en el sistema.

La optimizacién de un cluster del campo Chichimene fue exitosa al lograr un
aumento en la rentabilidad de la produccion de crudo extrapesado, logrando
aumentar el caudal de flujo para algunos pozos asi como disminuir

sustancialmente los requerimientos energéticos de otros.
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7. RECOMENDACIONES

En pozos con bajas gravedades API y bajos cortes de agua se recomienda
seguir las condiciones expuestas por el fabricante para el uso del equipo de
bombeo electrosumergible instalado, ya que los problemas operacionales
asociados aunque no estan directamente asociados con condiciones de
frecuencia, si podrian generar pérdidas de caudal al experimentar una
sobrecarga en el sistema.

Partiendo del hecho que la diluciébn en fondo de pozo resulto exitosa,
implementar un piloto en el campo para comprobar los beneficios que esta trae
asociada y representan un alto grado de favorabilidad para el campo.

Llevar un seguimiento entre los equipos de bombeo electrosumergible
instalados con el fin de que las condiciones para las cuales fue disefiado
cumplan con los requerimientos del pozo y de esta manera evitar problemas
operacionales o costos innecesarios de energia.

El pay back obtenido para cada uno de los escenarios fue corto lo que permite
abrir posibilidades de implementacion de alguno de los escenarios teniendo en
cuenta el analisis financiero realizado.

Es importante realizar un estudio detallado acerca del posible cambio del
sistema de levantamiento artificial para el campo Chichimene, realizando una
sensibilizacion entre el existente y los disponibles en el mercado con miras a

un mayor aprovechamiento de la energia del sistema.
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ANEXOS

ANEXO A: TABLA DEL ESTADO ACTUAL DEL SISTEMA DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL DEL CAMPO CHICHIMENE

PMP (pies)

PROFUNDIDAD DE
POZ0OS IDENTIFICACION BOMBA ASENTAMIENTO ETAPAS
BOMBA (pies)

CL4 P1 ESP CENTRILIFT P23 PMSXDH6 4310 130 8092
CL4 P2 ESP CENTRILIFT P62 PMSSD-H6 4479 127 7808
CL4 P3 ESP CENTRILIFT P62 PMSSD-H6 5016 125 7929
uis 1 ESP WOOD GROUP TD2200 5729 274 7880
uIS 2 ESP CENTRILIFT P62 PMSSD-H6 4810 154 7920
uisS 3 ESP WOOD GROUP TDH2200 3856 266 7958
uIS 4 ESP CENTRILIFT P47 PMSSD-H6 4963 160 8438
CL7 P2 ESP CENTRILIFT P23 PMSSD 5005 139 7775
CL3 P3 ESP REDA SN6000 4814 108 8178
uiS 5 ESP REDA SN2600 4993 143 7794
uIS 6 ESP REDA SN2600 6991 150 8459
uIs 7 ESP CENTRILIFT P62 PMSSD-H6 4998 155 7569
CL8 P1 ESP REDA SN2600 5020 136 7569
uIS 8 ESP REDA SN2600 5026 126 8051
CL3 P2 ESP CENTRILIFT P47 PMSSD-H6 6013 125 8494
CL6 P1 ESP WOOD GROUP TE2700 5008 90 8096
CL1P1 ESP CENTRILIFT P23 PMSSDH6 5003 211 8071
CL1P6 ESP CENTRILIFT P18 PMSSDH6 4974 154 8176
CL2 P2 ESP WOOD GROUP TE1500 5028 90 8001
CL2P1 ESP REDA GN1600 5016 136 7884
CL5P1 ESP REDA GN1600 4960 136 7842
CL5 P2 ESP CENTRILIFT P23 4985 139 8064
CL7 P1 ESP REDA GN1600 6970 136 8032
CL7 P3 ESP WOOD GROUP TE 2700 4995 68 8123
CL7 P2 ESP WOOD GROUP TE 2700 4980 90 8689
CL3P1 ESP WOOD GROUP TE 2700 5002 90 7870
uIS 9 ESP CENTRILIFT P23 5392 139 8094
CL6 P2 ESP WOOD GROUP TE2700 4975 90 8336
CL6 P3 ESP CENTRILIFT P23 5116 139 8470
CL6 P5 ESP WOOD GROUP TE2700 5000 90 8584
CL6 P4 ESP WOOD GROUP TE2700 5000 90 8387
CL5 P3 ESP CENTRILIFT P23 5007 139 8032
CL1P3 ESP REDA GN1600 5002 136 8461
CL1 P2 ESP CENTRILIFT P23 7089 139 8172
CL1P4 ESP CENTRILIFT P23 4806 134 8172
CL1P5 ESP CENTRILIFT P23 5001 139 8392
CL2 P5 ESP WOOD GROUP TE2700 4991 68 8125
CL2 P3 ESP REDA GN1600 5000 136 7927
CL5 P4 ESP CENTRILIFT P23 4999 139 8171

Fuente: Autores. Ecopetrol S.A.

204




ANEXO B TABLA DE PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DE LA TRONCAL T2
DEL CAMPO CHICHIMENE

POZOS ESTADO (SC(?:(/)SRI'B) PFT_%?DUOC:SCE(BDS /'g)E W CUT (%) API (9)
CL4P1 ACTIVO 0 1455,04 97% 9
CL4 P2 - 0 - 9,9
cL4 P3 - 0 - 8,2
uls 1 ACTIVO 1 397,04 2% 9,9
ulS 2 ACTIVO 12 935,22 20 8,2
uls 3 ACTIVO 0 1897,5 72% 9
ulS 4 ACTIVO 2338,93 97% 20
CL7 P2 - 0 . 7,2
CL3 P3 ACTIVO 0 4749,65 98% 20
uIs 5 ACTIVO 3 454 73% 9,9
uls 6 ACTIVO 0 2008,14 90% 17
uls 7 ACTIVO 1 870,19 4% 9
CL8 P1 - 0 - 8,2
ulS 8 ACTIVO 0 9134 8% 16,8
CL3 P2 ACTIVO 0 232 99% 16,8
CL6 P1 ACTIVO 0 417,51 - 8
CL1P1 - 0 - 9,8
CL1P6 ACTIVO 0 1530,9 46% 8,3
CL2 P2 ACTIVO 13 6195 1% 9,9
CL2 P1 ACTIVO 0 230,41 0% 9,9
CL5 P1 - 0 - 9,9
CL5 P2 - 0 - 9,9
CL7 P1 - 0 - 9,9
CL7P3 ACTIVO 0 83,73 3% 9,9
CL7 P2 ACTIVO 0 520,09 5% 9,9
CL3 P1 - 0 - 9,9
uIS 9 ACTIVO 0 2084,57 46% 9,9
CL6 P2 ACTIVO - 0 - 9,9
CL6 P3 ACTIVO 0 719,39 5% 9,9
CL6 P5 - 0 - 9,9
CL6 P4 - 0 - 9,9
CL5 P3 - 0 - 9,9
CL1P3 - 0 - 9,9
CL1 P2 - 0 - 9,9
CL1 P4 0 - 9,9
CL1P5 - 0 - 9,9
CL2P5 ACTIVO 0 91,81 35% 9,9
cL2 P3 ACTIVO 0 361,41 1% 9,9
CL5 P4 - 0 ! 9,9

Fuente Autores. Ecopetrol S.A.
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ANEXO C: TABLA DE PRESIONES DEL SISTEMA REALES Y SIMULADAS

REAL SIMULADO
capeesian ggzo PIP (ps)i '(Dg’!g PIP (psi) | POP (psi) | THP (psi)
(THP) (psi)

CL4 P1 45 854 2510,13 | 847,21 | 1950,00 62,65
cL4 P2 75 600 1090,34 | 597,83 | 2071,01 70,37
uIS 2 145 542 104626 | 29901 | 405044 | 191,27
uIS 3 60 443 2376,53 | 440,64 | 1753,69 61,24
uIS 4 50 1175 224701 | 4846 | 223197 50,66
CL3P3 70 696 215842 | 697,21 | 2167,18 76,61
uIS 5 45 788 104419 | 742,47 | 220217 | 47,29
uIS 6 60 1031 1666,91 | 103494 | 3082,21 63,96
ulS 7 70 913 180401 | 4561 | 3126,56 82,64
uIS 8 235 758 1057,6 | 752,09 | 225613 | 22555
CcL3 P2 66 1605 242021 | 134482 | 2637,16 65,28
CL6 P1 125 1071 242134 | 1087,65 | 222856 | 116,02
CL1P6 190 935 2320,77 | 938,93 | 2351,43 196,4
CL2 P2 220 896 2100,49 | 896,77 | 3384,61 | 229,76
CL2PL 108 1189 242512 | 118265 | 3498,23 | 19337
CL7P3 100 1032 2373,01 | 1056,74 | 222520 | 10587
CL7 P2 240 854 2447,01 | 877,56 | 2409,65 2224
uIS 9 155 1100 2454,01 | 128748 | 248535 150
CL6 P3 115 881 2200,68 | 686,57 | 269549 | 103,13
CL2P5 198 850 224001 | 860,44 | 3201,60 | 207,05
CL2P3 217 1067 2314,92 | 1010,12 | 309845 | 20331

Fuente Autores. Ecopetrol S.A.
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