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RESUMEN

TITULO: OPTIMIZACION DE UN SISTEMA DE RECOLECCION PARA _CRUDOS EXTRA
PESADOS MEDIANTE EL ANALISIS DE PATRONES DE FLUJO EN TUBERIA'.

AUTORES: CARLOS MAURICIO BENAVIDES SAAVEDRA™
DANIEL EDUARDO CARVAJAL DOMINGUEZ

PALABRAS CLAVES: Patrones de flujo, crudo extra-pesado, campo Suria, dilucién en superficie.

Con el fin de optimizar la producciéon del campo Suria y teniendo en cuenta el aumento de su
capacidad debido a la explotacion de la formacion T2 productora de crudo extra-pesado, se
propuso la optimizacion del sistema de recoleccion mediante el analisis de patrones de flujo
presentes en la tuberia. Se contempld la inyeccion en superficie de Nafta como diluyente y se
obtuvo el caudal éptimo de dicha inyeccion.

Mediante la recoleccion, verificacién y analisis de la informacién disponible en el campo, se
selecciond el modelo en el software PIPESIM que mejor represente las condiciones de presion de
las lineas de produccion actuales del campo Suria. Los principales pardmetros que obtuvieron la
posibilidad de ser modificados fueron estudiados para encontrar un punto éptimo entre produccion
y costos asociados a la disminucién del requerimiento energético del sistema.

Con la seleccion y sensibilizacion del modelo de flujo del campo Suria, se procedio a realizar el
estudio de viabilidad de la inyeccién en superficie de Nafta en las fuentes de crudo de la formacién
T2, contemplando en analisis de los diferentes patrones de flujo encontrados en el sistema de
recoleccion, planteando asi varios escenarios de produccidn futura del campo.

Los cambios realizados en el sistema fueron fundamentados por una evaluacion econémica la
cual permitié analizar la viabilidad de la inyeccién de Nafta, de modo que fuera posible evidenciar
disminucién del requerimiento energético y cambios en los patrones del flujo.

:*Proyecto de grado
Facultad de Ingenieria Fisico — Quimicas, Escuela de Ingenieria de Petréleos, Director: ING. Erik
Montes, Co-director: ING Carlos Diaz Prada — ICP.
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ABSTRACT

TITLE: OPTIMIZATION OF A COLLECTION SYSTEM FOR EXTRA HEAVY OIL BY ANALYSIS OF
FLOW PATTERNS IN PIPELINES

AUTHORS: CARLOS MAURICIO SAAVEDRA BENAVIDES”
DANIEL EDUARDO DOMINGUEZ CARVAJAL

KEYWORDS: flow patterns, extra heavy oil, Suria field, surface dilution.

In order to optimize production of the Suria field and taking into account the increased of the
capacity due to the develop of T2 formation which is producing extra-heavy crude, was proposed
the optimization of the collection system by analyzing flow patterns present in the pipeline. It was
contemplated surface injection by using Naphtha as diluent and was obtained the optimum flow rate
of the injection.

Through the collection, verification and analysis of the information available in the field, was
selected in the software PIPESIM the model that best represents the pressure conditions of the
current production lines of Suria field. The main parameters which give the possibilities of being
modified were studied to find the best spot between production and costs associated with reducing
the energy requirement of the system.

With the selection and awareness of the flow model of Suria field, was proceeded to perform a
feasibility study on surface injection of Naphtha on the sources of oil produced by the formation
T2, contemplating the analysis of different flow patterns found in the collection system, thus raising
different scenarios of future production of the field.

Changes made to the system were substantiated by an economic evaluation which allowed
analyzing the feasibility of Nafta injection, so it was possible to demonstrate the reduction of energy
requirements and changes in flow patterns.

" Thesis
" Faculty of Physical - Chemical Engineering, Petroleum Engineering School, Director: ING. Erik
Montes, Co-director: Carlos Diaz ING Prada - ICP.
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INTRODUCCION

Altas viscosidades de fluidos en el sistema de recoleccion, demandan un alto
consumo de energia que en la cadena de produccion se refleja en la presion de
cabeza consumida por el sistema de levantamiento artificial, lo cual se traduce en
altos costos para la operacion en general. Las tecnologias utilizadas actualmente
para la recoleccion de estos fluidos son el uso de la temperatura, aditivos quimicos
reductores de viscosidad y diluyentes cuyo desempefio se ve afectado por la
variacion de los parametros de fluido como son (Qo, BS&W, GOR, ECT).

El presente estudio abordara la tecnologia de la dilucién y determinara bajo qué
condiciones de operacién podemos mantener unas condiciones homogéneas de
mezcla que permitirdn definir el caudal éptimo de diluyente requerido para esta
etapa del sistema de produccion. El analisis de estas condiciones homogéneas se
hard a partir de la definicibn y analisis de los patrones de flujo que pueden
presentarse en el sistema de recoleccion por medio del modelamiento numérico

usando software especializado (PIPESIM).

PIPESIM es un software o herramienta de ingenieria de produccion de
yacimientos desarrollada por la empresa Schlumberger, la cual cubre un amplio
rango de aplicaciones relevantes a la industria del petréleo. Estas aplicaciones
incluyen desde el andlisis nodal, disefio de levantamiento artificial hasta
modelamiento de redes. Este Ultimo siendo de especial importancia en el

presente caso de estudio

Este estudio optimiza el actual sistema de recoleccion del campo Suria por
medio de la aplicacién de diluyentes, dicho campo se encuentra bajo la operacién
de la superintendencia de operaciones Apiay (SOA), siendo este importante para

el desarrollo de las reservas probadas de crudo pesado y extra pesado en el

19



departamento del Meta (Colombia). Conjuntamente se realiz6 una evaluacién
econémica para observar el impacto que tiene estas alternativas para la

produccion del campo.
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1. FLUJO MULTIFASICO HORIZONTAL

El flujo multifasico se define como el movimiento simultaneo de gas libre, liquido y
sedimentos a través de un canal o tuberia, el gas puede estar mezclado en forma
homogénea con el liquido o puede existir en forma libre, empujando el liquido
formando un oleaje o provocando crestas en la interface del liquido, ademas
puede darse el caso en el cual el gas y el liquido se muevas a una velocidad

similar lo cual generara una interface lisa o sin perturbaciones®.
1.1 PATRONES DE FLUJO EN TUBERIAS HORIZONTALES.

Los Patrones de flujo en tuberias horizontales 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 interface lisa 'y

definida.

e Estratificado Ondulante: Ocurre cuando la velocidad del gas es relativamente
alta y hace que se rompa la continuidad de la interface permitiendo que se

generen ondulaciones en la superficie del liquido.?

1GOMEZ, V. “Flujo Multifasico en Tuberias”, INPELUZ, Maracaibo, Venezuela, (1998).
’MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccién Mediante Analisis Nodal
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Figura 1. Flujo Estratificado Liso y Ondulante
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccion Mediante Andlisis Nodal

Flujo Intermitente

Este flujo es caracterizado por alternar 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
tapdn 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 2. Flujo Intermitente
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacién de la Producciéon Mediante Analisis Nodal

Flujo Anular

Este flujo 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.

*MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccién Mediante Analisis Nodal
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Este flujo ocurre en los limites de transicion entre los flujos estratificados
ondulantes, tapén y Anular®.

Figura 3. Flujo Anular
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Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacién de la Produccion Mediante Analisis 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
liquido, 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 estdn moviéndose a la misma velocidad y el flujo es

considerablemente homogéneo®.

Figura 4. Burbujas Dispersas
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L L ]

VETFTT LSS S TTIETFTEL LSS
Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacion de la Produccién Mediante Andlisis Nodal.

“*Shoham, O. Mecanistic Modeling of Gas-Liquid Two-Phase Flow in Papes .(Primeraedicion).Tulsa:
Society of Petroleum Engineers.(2005)
®BEGGS, D. Production Optimization Using Nodal Analysis.(2003)
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1.2 PROPIEDADES Y CARACTERISTICAS DE FLUJO MULTIFASICO

El flujo bifasico depende tanto de la velocidad de cada fase como de las
propiedades del fluido, en especial de la densidad, y en consecuencia, estas
variables se deben tomar en cuenta en el andlisis del gradiente de presion, debido
a que el estudio incluye una segunda fase y, en algunos casos, la fase liquida
puede estar compuesta por dos liquidos inmiscibles, tal como agua y crudo®.A

estas condiciones, se definen las siguientes propiedades:

1.2.1 Hold Up Liquido. Esta propiedad estd definida como la fraccion de una

parte de la tuberia que es ocupada por el liquido a un momento determinado.

__ Volumen del liquido en un elemento de tuberia

H, =

(Ec.1)

Volumen de un elemento de tuberia

Es necesario determinar el Hold Up liquido para calcular la densidad de la
mezcla, las velocidades actuales de las fases, la viscosidad efectiva y la
transferencia de calor; los patrones de flujo tal como el tipo tapon , el Hold Up
liquido cambiara periddicamente por lo cual se tomara un promedio de los

valores tomados.

EL valor del Hold Up liquido varia desde cero cuando tan solo fluye la fase
gaseosa y uno cuando una sola fase liquida fluye’. Donde analogamente se puede
decir que:

Hy,=1-H, (Ec.2)

1.2.2 Hold Up de liguido sin deslizamiento. Se define como la relacion de
volumen de liquido en un elemento de tuberia que podria existir si el liquido y el

gas viajaran a la misma velocidad (sin resbalamiento) dividido por el volumen del

6Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
"Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
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elemento de tuberia. Esto se puede calcular directamente, si se conocen los

valores de las tasas de flujo de liquido y gas, de la siguiente manera®:

_ _Q
A=1-12, —QLTLQg (Ec.3)

Donde:

A, : Factor de Hold Up de liquido sin deslizamiento (adimensional).
Aq: Factor de Hold Up de gas sin deslizamiento (adimensional).
Q,: Tasa de flujo de liquido (pie® /s).

Q4. Tasa de flujo de gas (pie?® /s).

1.2.3 Densidad. Todas las ecuaciones de flujo de fluidos requieren un valor de la
densidad. La densidad esta envuelta en la evaluacion de los cambios totales de
energia respecto a la energia potencial y la energia cinética. El calculo de la
densidad se dificulta cuando coexisten tres fases. La densidad para la mezcla
petréleo agua puede ser calculada asumiendo que no se presenta deslizamiento

entre las fases®, de tal manera que:

pL = pPofo + pwfw (EC.4)

Donde la fraccion de aceite (f,) es:

fo = —2— (Ec.5)

N dotaw

Y la fraccion del agua es:

fw =1~—fo (EC.6)

8Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
°Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).

25



El célculo de la densidad para una mezcla gas liquido, requiere del conocimiento
del Hold Up de liquido.

pL = pLH, + pgHy (EC.7)

La ecuacién (Ec.7) es usada por la mayoria de los investigadores para
determinar el gradiente de presion debido al cambio de elevaciéon®™.

1.2.4 Velocidad superficial. La mayoria de las correlaciones de flujo multifasico
estan basadas en una variable denominada velocidad superficial, la cual, esta
definida como la velocidad que deberia tener la fase de un fluido si éste fluyera a
través de toda el area transversal de la tuberia. Sin embargo, el area real a través
del cual el gas fluye en la tuberia es reducida, por la presencia del factor de

entrampamiento del liquido™*.

Por consiguiente, la velocidad real del gas es:

v

Q
g = ﬁ (EC8)

Dénde:

vy Velocidad real del gas (pie/s).
Hy: Holdup del gas (adimensional).

A: Area Transversal de la tuberia, (pie?).

10Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
“Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
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Siendo analogo al calculo de velocidad del liquido.
v, = AQ—;L (Ec.9)

Donde la velocidad de una mezcla donde la fase liquida y la fase gaseosa viaja
a diferentes velocidades y en consecuencia presentar deslizamiento'?. Para
calcular el deslizamiento se realiza la diferencia entre la velocidad real del gas y el

liquido y se expresa de la siguiente forma:
vs = vy — v (EC.10)

1.2.5 Viscosidad. La viscosidad del fluido es necesaria para conocer el nimero
de Reynolds asi como otros nimeros adimensionales usados como parametros en
las correlaciones de flujos de fluidos. El concepto de la viscosidad del flujo
multifasico no esta bien definido y en consecuencia existe una gran variedad de
correlaciones para el calculo de la misma. Sin embargo, en forma general, se
pueden definir las siguientes ecuaciones para conocer la viscosidad de la mezcla

multifasica®®.
Hms = UL + pgly (EC.11)
tm = i Hy + pgHy (12)
Donde la ecuacion (11) representa la viscosidad del flujo multifasico sin

desplazamiento dada en cP y la ecuacion (12) la viscosidad del flujo multifasico

suponiendo deslizamiento entre las capas dada en cP. La viscosidad de la mezcla

12Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
®Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
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agua aceite y; es calculada normalmente usando la fraccion del aceite y del agua

fluyendo™. Representada por la siguiente ecuacion.

Uy = Ho fO +."‘wa (EC-13)

Esta ecuacion no es valida si una emulsion agua/ aceite es formada.

1.3 PROPIEDADES DE LOS COMPONENTES DEL FLUJO MULTIFASICO

El estudio de las propiedades del fluido multifasico requiere del conocimiento de
las propiedades fisicas de los fluidos que lo componen, en este caso esta
compuesto principalmente por crudo, agua y gas. Estas propiedades se pueden
determinar en el laboratorio mediante andlisis de las muestras de fondo o de
superficie. Sin embargo esta informacidén no esta disponible y es necesario utilizar

correlaciones empiricas para su determinacion.

1.3.1 Propiedades Fisicas del Crudo. Las correlaciones de las propiedades
fisicas del petréleo han sido desarrolladas utilizando sistemas de crudos de varias
regiones productoras. Estos crudos exhiben una tendencia regional en su
composicion quimica que los caracteriza como: Parafinicos, nafténicos o

aromaticos.

Debido a estas diferencias en composicion, las correlaciones desarrolladas a partir
de muestras regionales de una base quimica predominante pueden generar
resultados erréneos cuando se aplican a crudos de otras regiones. Por lo tanto, el
uso efectivo de las correlaciones radica en el entendimiento de su desarrollo y en

el conocimiento de sus limitaciones.

“Beggs H., “Production Optimization Using NODALTM Analysis”, Editorial OGCI, U.S.A. (1991).
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1.3.1.1 Gravedad Especifica del Crudo, y,.: La Gravedad especifica del crudo ,
Y., se define como la razon de la densidad del petroleo a la densidad del agua,

ambas medidas a la misma presion y temperatura. [1]

Yo = ;’— (Ec.14)

Para el petroleo es de uso comun la gravedad API (American Petroleum Institute),

definida mediante la siguiente relacion:

141.5

°API = =222 _131.5 (Ec.15)
Yc

Donde °API, es la Gravedad API del petroleo. °APl, y y. la Gravedad Especifica
del petréleo a 60°/60°.

1.3.1.2 Presién de Burbujeo, Py: La presion de burbujeo se define como la
presion a la cual se forma la primera burbuja de gas al pasar un sistema del
estado liquido al estado de dos fases, donde la fase liquida se encuentra en

equilibrio con una cantidad infinitesimal de gas libre.

1.3.1.3 Relacién Gas-Petréleo en Solucion, Rg: La razon gas en solucién (o gas
disuelto)-petréleo o solubilidad del gas en el petrdleo, R; se define como los pies
cubicos normales (PCN) de gas que pueden disolverse en un barril normal (BN) de
petréleo cuando ambos se encuentran a las condiciones de presion y temperatura

prevalecientes en el yacimiento.
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Algunas correlaciones para el célculo de R , son las siguientes:

e Correlacion de Al-Marhoun, M.A.

., o [
La correlacion es la siguiente:

Rs = 185.84231 « P x y 187784, ~31437 , 7-132657 13%% (¢ 16)

Dénde:

Rs: Razon Gas Disuelto-Petréleo a P < Pb, pcn/bn

P: Presion de interés, Ipca
T: Temperatura de Yacimiento, °R

Y4- Gravedad Especifica del Gas, (aire = 1)

y.: Gravedad Especifica del Petréleo, (agua = 1)
e Correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z.

La correlacion es la siguiente:

*API

1 c
Ry = Cy* y,C2 x Pta 10 Traeo (Ec.17)
Donde:

R,: Razdn Gas Disuelto-Petroleo a P < Pb, pcn/bn

P: Presion de interés, Ipca
T: Temperatura de Yacimiento, °F

Y4+ Gravedad Especifica del Gas, (aire = 1)
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°API|: Gravedad Especifica del Petroleo, °API

Kartoatmodjo y Schmidt reportaron un error promedio de -4.6839% para la

correlacion, la Tabla 1 presenta los valores de las constantes C1, C2, C3 y C4 de

(3]
acuerdo a la gravedad API del crudo.

Tabla 1. Valores de las Constantes C1, C2, C3y C4.

AP C1 C2 C3 C4
Yaps < 30 0.05958 0.7972 13.1405 0.9986
Yapr = 30 0.03150 0.7587 11.2895 0.9143

Fuente: MAGGIOLO R, Optimizacién de la Produccion Mediante Analisis Nodal

1.3.1.4 Factor Volumétrico del Petrdleo, Bo: El factor volumétrico del petréleo,
Bo, se define como el volumen que ocupa, a condiciones de la tuberia, un barril
normal de petréleo mas su gas en solucion. También puede definirse como el
cambio de volumen que experimenta la fase liquida al pasar de las condiciones de
la tuberia a las condiciones de superficie como consecuencia de la expansion

liquida y/o liberacién del gas en solucion.

Las siguientes correlaciones permiten determinar BO a la presion del punto de

burbujeo (P = Pb):

Correlacién de Glaso, O.
La correlacion es la siguiente:

B, =10+ 10 —6.58511+2.91329+log F—0.27683* logF 2 (Ec.18)

Dénde:

_ Yg 0.526
F = Ry +0.968 * T (Ec.19)
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Dénde:

Bob: Factor Volumétrico del Petréleo a Pb, by/bn
Rsb: Razdn Gas Disuelto-Petrdleo a P = P, pcn/bn

T: Temperatura de Yacimiento, °F
Y4- Gravedad Especifica del Gas, (aire = 1)

y.. Gravedad Especifica del Petréleo, (agua = 1)

Glaso reporta un error promedio de -0.43% con una desviacion estandar de 2.18%

o, [
para la correlacion.

Correlacion de Dokla, M.E. y Osman, M.E.
La correlacion es la siguiente:
B,p, = 0.431935 % 107! + 0.156667 * 1072 * T + 0.139775 * 1072 * F + 0.380525
* 1075 x F2
(Ec.20)
Donde:

F = Ry,,°773572 « Y 040402 4 1, —0882605 (E 1)

Donde:

Bob: Factor Volumétrico del Petréleo a Pb, by/bn
Rsb: Razon Gas Disuelto-Petrdleo a P > P, pcn/bn

T: Temperatura de Yacimiento, °F

Y4+ Gravedad Especifica del Gas, (aire = 1)
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y.. Gravedad Especifica del Petréleo, (agua = 1)

Dokla y Osman reportan un error promedio relativo de -0.01% con una desviacion

estandar de 0.86% para la correlacion.

Las correlaciones anteriores pueden ser utilizadas para estimar valores de Bo a
presiones por debajo de la presion de burbujeo. En este caso, se debe utilizar Rs
a la presion deseada en vez de Rsb a la presion de burbujeo. Ademas, se debe
considerar la posible variacion de las gravedades especificas del petrdleo de

tanque, °API, y del gas en solucion, yg, con presion.

Los valores de Bo a presiones debajo del punto de burbujeo estan afectados tanto
por la solubilidad como por la compresibilidad, mientras que por encima del punto

de burbujeo la solubilidad es constante y por tanto sélo influye la compresibilidad. [

Por lo tanto, si se conoce la compresibilidad del petréleo puede determinarse Bo a
presiones mayores que la presion de burbujeo (P > Pb) mediante la siguiente

ecuacion;
B, = B,, xexp C, * P, —P (Ec.22)
Dénde:

BO: Factor Volumétrico del Petréleo a P > Pb, by/bn
Bob: Factor Volumétrico del Petréleo a Pb, by/bn
Pb: Presién de Burbujeo, Ipca

P: Presion de interés, Ipca

-1
CO: Compresibilidad Isotérmica del Petroleo, Ipc
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1.3.1.5 Densidad del Petroleo, p.: La densidad del petréleo, p. en Ibs/pie3, a
presiones menores o iguales a la del punto de burbujeo P < P, se determina

mediante la siguiente ecuacion:

__ 350%yc*0.0764* Y gq* Rs
Pc = 5.615% B,

(Ec.23)

Dénde:

3
p.: Densidad del Petroleo, Ibs/pie

BO: Factor Volumétrico del Petréleo, by/bn
RS: Razon Gas Disuelto-Petréleo, pcn/bn

yc. Gravedad Especifica del Petréleo, (agua = 1)

Yga: Gravedad Especifica del Gas Disuelto, (aire = 1)

350: Densidad del Agua a Condiciones Normales, Ibs/bls
3
0.0764: Densidad del Aire a Condiciones Normales, Ibs/pie

3
5.615: Factor de Conversion, pie / bls

La gravedad especifica del gas disuelto, y,, , se obtiene a partir de la siguiente

correlacion;

YVga = % —3.5715 * 107% * yup; * R; (EC.24)

Una limitacion impuesta a la y,4 es la siguiente: y, < y44 = 0.56 donde 0.56 es la
gravedad especifica del metano, y y, la gravedad especifica del gas producido en

el separador.
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La densidad del petréleo a presiones mayores que la presion de burbujeo (P >
Pb), se determina mediante la siguiente ecuacion:

pc= Pcp *€xp C,* P, —P (Ec.25)

Dénde:

3
p.. Densidad del Petréleo a P > Pb, Ibs/pie

3
pep: Densidad del Petrdleo a Pb, Ibs/pie
Pb: Presion de Burbujeo, Ipca
P: Presion de interés, Ipca

-1
Co: Compresibilidad Isotérmica del Petroleo, Ipc

1.3.2 Propiedades Fisicas del Gas. Las relaciones que describen el
comportamiento Presion-Volumen-Temperatura, (PVT) de los gases son llamadas
Ecuaciones de Estado. La Ecuacion de Estado méas simple, es la llamada Ley de

los Gases ldeales:
PxV =nx*RxT (EC.26)

Donde V es el volumen de n moles de gas a la presion P y temperatura T, y R la

Constante Universal de los gases.

1.3.2.1 Gravedad Especifica del Gas: La gravedad especifica del gas se define
como la razon de la densidad del gas a la densidad del aire, ambas medidas a las
mismas condiciones de presion y temperatura. Como la gravedad especifica del
gas se mide generalmente a condiciones normales (14.7 Ipca y 60 °F), tanto el gas

como el aire se comportan como gases ideales y puede escribirse:

Vg = l’;—g (Ec.27)
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La densidad de un gas se define como la masa por unidad de volumen, asi, de la
ecuacion (Ec.27) se tiene:

_ m _ PxM
Pg = = Rer

(Ec.28)

Reemplazando la ecuacién (Ec.28) en la ecuacion (Ec.27) para el gas y el aire a
las mismas condiciones de presion y temperatura:

PxM M M
= —9 = A = — EC 29
Yg PR’;; M, 2896 (Ec.29)
*Mq

Dénde:

M,:Peso Molecular del Gas (Ibs/lb-mol)

M,: Peso Molecular del Aire, (= 28.96 Ibs/Ib-mol)

1.3.2.2 Presion y Temperatura Seudocriticas de Gases Naturales, Psc y Tsc:
Una serie de métodos o reglas de combinacién han sido propuestas para
determinar las propiedades seudocriticas cuando se conoce la composicion de la
mezcla gaseosa. Estos métodos o reglas de combinacion suponen que cada
componente contribuye a la presién y temperatura seudocriticas en proporcion a
su porcentaje de volumen en el gas y a la presion y temperatura criticas,
respectivamente, de dicho componente.

1.3.2.3 Factor de Compresibilidad del Gas, Z. Con el propdsito de utilizar la
ecuacion general de los gases a altas presiones y temperaturas, es necesario
modificar la ecuacién (27). EI método mas comuin de corregir esta ecuacion,
consiste en introducir un factor de correccion denominado Factor de

Compresibilidad, Factor de Desviacién o Factor Z del gas:

P+xV =nx*Zx*RxT (Ec.30)
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Este factor adimensional es afectado por presion, temperatura y composicion del
gas, y varia por lo general entre 0.70 y 1.20; 1.00 representa el comportamiento

ideal.

El valor de Z para diferentes gases ha sido determinado en base al Teorema de
los Estados Correspondientes, el cual establece que: A las mismas condiciones de
presion y temperatura seudorreducidas, todos los gases tienen el mismo Factor de
Compresibilidad Z. La presion y temperatura seudorreducidas P, y T, , estan

definidas por:

P
Py =

(Ec.31)

scM

_ T

TST‘ -

(Ec.32)

Tscm

Donde P y T son la presidon y temperatura absolutas a la cual se desea determinar
ZYy P,y Y Tsem la Presion y Temperatura seudocriticas, tal como se describio

anteriormente™®.

1.4 GRADIENTE DE PRESION EN TUBERIAS HORIZONTALES

Para disefiar una linea de flujo es necesario conocer el perfil de presiones que el
fluido tendra a lo largo de esta, es decir, determinar la curva de gradiente, la cual
permite visualizar las pérdidas de presion del fluido en todos los puntos de la

tuberia.

Las pérdidas de presion en flujo multifasico horizontal pueden llegar a ser de 5 a
10 veces mayores que las ocurridas en flujos monofasicos, esto se debe a que la

fase gaseosa se desliza sobre la fase liquida, separadas ambas por una interfase

'° Banzer, Carlos. “Correlaciones Numéricas P.V.T.” INPELUZ, Maracaibo, Venezuela, (1996).
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que puede ser lisa o irregular dependiendo de régimen de flujo existente. Sin
embargo, en ambos sistemas (monofasico y multifsico), las pérdidas que se

producen son de dos tipos: primarias y secundarias.

Las pérdidas primarias se producen por el contacto del fluido con las paredes de la
tuberia (capa limite), rozamiento de unas capas de fluido con otras (régimen
laminar) o de las particulas de fluido entre si (régimen turbulento) y las
secundarias son producidas por las transiciones del flujo (estrechamientos o
expansiones de la corriente) y por los accesorios presentes en el sistema de
tuberias (codos, valvulas, etc.).

En el flujo de fluidos en estado estable por un tramo de tuberia recta, el cambio de
la presiébn que acomparfa el flujo es la cantidad de interés mas inmediato. En
general, para obtener la caida de presion entre dos puntos de una tuberia, tal
como se muestra en la figura 5, es necesario realizar un balance de energia en el
flujo de fluido a través de dichos puntos, aplicando la ley de la termodinamica, la
conservacion de la energia, se establece: “la energia del fluido que se almacena
en cualquier region del sistema + cualquier trabajo adicional realizado sobre o por
el fluido — la energia pérdida por calor en el sistema es igual a la energia del fluido

que sale de dicha seccién”*®

*Gémez, V. “Flujo Multifasico en Tuberias”, INPELUZ, Maracaibo, Venezuela, (1998).

38



Figura 5. Flujo de Fluidos a través de una instalacién tipica

%k ~ & (3 L_______—___;——‘

Fuente: Gomez, V. “Flujo Multifasico en Tuberias”, INPELUZ, Maracaibo, Venezuela, (1998).

Considerando el sistema presentado en la figura 5 se puede establecer el

siguiente balance entre los puntos (1) y (2):

2 2
mvl‘l'%_Q‘l'W:UZ'*' P2V2+mv2

Uy + PV, +
1 17 29c¢ dc 29c¢

+ %(EC.BS)

Donde:

U : Energia interna.

P: Presion, (Ibf/pulg)?

V: Volumen, (pie3).

m: Masa, (Ib).

v: Velocidad, (pie/s).

g .. Constante gravitacional, 32,2 (Ib pie/lbf s?).
g: Gravedad, (pie/s?)

z: Elevaciéon desde un plano de referencia, (pie).
Q : Calor.

W : Trabajo realizado sobre el fluido.

Como el fluido no ejerce ningun trabajo sobre el sistema y el calor entregado al
mismo es despreciable, la ecuacion anterior puede simplificarse, escribiéndola en
forma diferencial y en parametros practicos, se obtiene:

P vdv

du+d = +=+2dz =0 (Ec.34)
P Ic Yc
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Esta forma de la ecuacion del balance de energia es dificil de aplicar por el
término de la energia interna. Sin embargo, por medio de las relaciones
fundamentales de la termodinamica, éste se puede convertir en energia mecanica,

tal como se muestra en la ecuacion (Ec.35).

4937 +dL, = 0 (Ec.35)
P dc dc

La ecuacion (Ec.35), que se conoce como el balance de energia mecéanica de
Bernoulli, toma en cuenta, agregando el término de friccion de Fanning, dL,,, que
los fluidos reales inducen friccion en el sistema causando que los cambios de
estado en procesos de flujo sean inherentemente irreversibles, puesto que la
energia mecdnica se disipa al convertirse en energia interna. El término de friccion

de Fanning se define como:

dP _ 2fpv*
d_Zf = _Dgc = dLW (EC36)

Sustituyendo esta expresion en la ecuacion (Ec.35) y considerando que la tuberia

esta inclinada con respecto a la horizontal a un angulo 6 resulta®’:

dp sin 8 vdv v?
4P _gpsin®  pvdy | JOV' (Ec.37)
dL dc gc dL 29.D

Siendo:
& =900 (Ec.3g)
dL elep 9c
e LN ()

dL gcel gc dL

YCrane H., “Flujo de Fluidos en valvulas, Accesorios y Tuberias”, Editorial McGraw-Hill, México,
(1989).
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dapP

2
= I (Ec.40)
dL fricc  29cD

Dénde:
d_P

= Pérdidas por elevacion.
aL elep

apP T .,
— = Pérdidas por aceleracion.
aL gcel

ap

= Pérdidas por friccion.
AL fricc

1.4.1 Variables que afectan las curvas del perfil de presidon horizontal

e Efecto del didmetro de la tuberia:
A menores didmetros mayores seran las pérdidas de presion a lo largo de la

tuberia.

e Efecto de latasa de flujo:
A mayor tasa de flujo, mayor sera la velocidad de los fluidos transportados, lo que
provoca un aumento de las pérdidas por friccion.

e Efecto delarelacion Gas-Fluido:
En tuberias horizontales, contrariamente a lo que ocurre en tuberias verticales, a
mayor relacion gas fluido mayor es la pérdida de presion, esto se debe a que la

tuberia debe transportar un fluido adicional.
e Efecto de laviscosidad de la fase Liquida:

A mayor viscosidad de la fase liquida mayor sera la resistencia de dicha fase para

fluir por lo que mayores seran las pérdidas de energia en la tuberia.
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e Efecto de la energia cinética:
Salvo para altas tasas de flujo en regiones de baja presion (< 150 Ibf/pulg?), donde
la densidad es baja y la velocidad se incrementa rapidamente, el término de

aceleracién no se toma en cuenta.

e Efecto de valvulas y accesorios:

Distorsionan las lineas normales de flujo y dan lugar a pérdidas por friccion. Esto
se debe, a que cualquier obstaculo en la tuberia cambia la direccion de la corriente
en forma total a parcial, alterando la configuracién caracteristicas del fluido,
causando una pérdida de energia mayor de la que normalmente se produce en un

flujo por una tuberia recta®®.

1.5 MODELOS GENERALES PARA EVALUAR EL FLUJO MULTIFASICO
HORIZONTAL

1.5.1 Beggs And Brill Original. En este modelo las fases se tratan como una
mezcla homogénea pero se asume resbalamiento entre las fases de gas y liquido.
Esto es un mejoramiento del modelo homogéneo ya que se pueden calcular
confiablemente el factor de entrampamiento del liquido. Sin embargo, se requiere
informacién adicional acerca del movimiento relativo de las dos fases. La

correlacion de Mukherjee y Brill también se basa en este modelo.

Las correlaciones desarrolladas bajo el modelo de flujo relativo consideran:

e La mezcla de fases se trata como una mezcla homogénea.
e Considera deslizamiento entre las fases.
e Las velocidades superficiales de las fases son distintas.

e Considera las caidas de presion por friccion, aceleracion y elevacion.

¥Goémez, V. “Flujo Multifasico en Tuberias”, INPELUZ, Maracaibo, Venezuela, (1998).
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e El area transversal de la tuberia es constante a lo largo de la direccion axial.

1.5.2 Beggs & Brill Revised. La diferencia con la version original es que ésta
correlacion usa factores de friccidbn en tuberias, limitantes para el hold up y
constantes de correccion como las propuestas por Palmer & Payne. Las mejoras
hechas a la correlacibn 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™®.

1.5.3 Govier, Aziz & Fogarasi. Presentd nueva correlaciones para flujos burbuja y
slug. Para flujos de transicion y tipo neblina, se us6é Duns & Ros. También fue

revisado el mapa de patrones de flujo.

1.5.4 Dukler (AGA) And Flanigan. Es una poderosa técnica para desarrollar
soluciones universales a partir de datos experimentales: Esto se logra a partir de
grupos a partir de grupos dimensionales que controlan un sistema de flujo. El
analisis dimensional ha sido utilizado exitosamente para solucionar problemas de
sistemas de una sola fase. Sin embargo, en flujo bifasico estan envueltas un gran
namero de variables. El andlisis dimensional no puede ser aplicado de manera
directa o sencilla. Se requieren suposiciones para reducir el nimero de grupos

dimensionales.

1.5.5 Mukherjee & Brill. La correlacién de Mukherjee & Brill es usada para el
calculo de las pérdidas de presion, el hold up y la determinacion del régimen de
flujo. Fue desarrollada mediante el estudio de las caidas de presién en tuberias
inclinadas. Para flujo burbuja y tapdn, 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

% PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
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de balance de momentum para las dos fases asumiendo una interfase gas.
Liquido leve. Los resultados obtenidos con esta correlacion fueron ampliamente

verificados.

1.5.6 Modelo de flujo separado, (Lockhart y Martinelli, 1949). En este modelo
las fases de gas y liquido se tratan separadamente por consiguiente pueden ser

analizada utilizando métodos de una sola fase.

Las correlaciones desarrolladas bajo el modelo de flujo separado consideran:

e Las fases de gasy liquido son tratadas separadamente.

¢ No existe resbalamiento entre fases.

e La velocidad superficial da liquido y gas son iguales.

e Las fases pueden resolverse por métodos de una sola fase.

e El area de la tuberia es constante y no varia a lo largo de la direccién axial.

¢ No consideran los fenébmenos fisicos que ocurren entre las fases.

1.5.7 Modelo de flujo homogéneo (WALLIS, 1969). La mezcla de fases se trata
como una pseudofase con propiedades fisicas y velocidades promedio. Las
propiedades fisicas de las mezclas son determinadas a partir de las propiedades

del gas y el liquido a través del factor de entrampamiento.

Las correlaciones desarrolladas bajo el modelo de flujo homogéneo consideran:

e Las dos fases estan mezcladas y equilibrio.

e La mezcla puede tratarse usando meétodos de una sola fase.
e Elflujo es considerado unidimensional en estado estable.

e No ocurre resbalamiento entre las fases.

e Ambas fases son compresibles.
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e No consideran los fenémenos fisicos que ocurren entre fases?.

1.5.8 Oliemans. La correlacion de Oliemans fue desarrollada para el flujo en
tuberias que transportan condensado usando un amplio rango de diametros 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 flujo 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 o mayores.

1.5.9 Duns & Ros (Estandar). La correlacion de Duns & Ros fue desarrollada
para flujo vertical de mezclas de gas y liqguido en pozos. Las ecuaciones fueron
desarrolladas para cada una delas tres regiones, (I) burbuja, tapon y parte de
espuma, (Il) el resto de burbuja y slug, (Ill) patron de neblina. Estas regiones
presentan bajo, intermedio y alto rendimiento respectivamente. Cada region de
flujo tiene una correlacidén para holdup distinta. Las ecuaciones fueron basadas en
trabajos experimental es usando mezclas de petréleo y aire. Esta correlacion es
recomendada para pozos donde altas relaciones gas-liquido y velocidades de flujo

inducen en el comportamiento del flujo.

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

incluyendo aceites negros y sistemas composicionales?.

“BEGGS. D, Production Optimization Using Nodal Analysis. (2003)
2L PIPESIM (2009), Schlumberger User’s Guide.
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1.6 CRUDO EXTRA PESADO.

Originalmente, cuando la roca generadora produce petroleo crudo, este no es
pesado. Los expertos en geoquimica generalmente coinciden en que casi todos
los petréleos crudos comienzan con densidades de entre 30 a 40 °API. El petréleo
se vuelve pesado solo luego de una degradacion sustancial durante la migracion
luego del entrampamiento. La degradacion se produce a través de una variedad

de procesos biolégicos, quimicos y fisicos®.

La mayor parte de los recursos de petrdleo del mundo corresponde a
hidrocarburos viscosos y pesados, que son dificiles y caros de producir y refinar.
Por lo general, mientras mas pesado o denso es el petréleo crudo, menor es su
valor econdmico. Las fracciones de crudo mas livianas y menos densas, derivadas
del proceso de destilacion simple, son las méas valiosas. Los crudos pesados
tienden a poseer mayores concentraciones de metales y otros elementos, lo que
exige mas esfuerzos y erogaciones para la extraccion de productos utilizables y la

disposicion final de los residuos?®.

Este tipo de crudo por definiciobn se establece como aquellos hidrocarburos que
tienen una densidad mayor que la del agua (densidades menores a 10°API). Estos
crudos debido a su composicidon quimica se encuentran compuestos de manera
mayoritaria por una familia de hidrocarburos de muy alto peso molecular
denominados asfaltenos. Los asfaltenos usualmente se encuentran rodeados de
particulas de metales, tales como vanadio, niquel, azufre quienes ayudan a
incrementar el peso molecular de estos compuestos. Como producto de su
particular composicion los crudos extra pesados presentan propiedades de

viscosidad y densidad muy altas.

“Médulo 1 “Casos de campos en el mundo”, Diplomado de crudos pesados.
“Alboudwarej H. et all. La importancia del petréleo pesado. Oilfieldreview. Otofio del 2006

46



Béasicamente se puede establecer tres clasificaciones de crudos pesados, en
funcion de su capacidad de fluir a condiciones de yacimiento.

e Clase A denominada crudo pesado intermedio. Esta denominacion abarca a
los hidrocarburos que ha condiciones de yacimiento presentan una viscosidad

menor a 100 cP y una densidad API entre 15y 23.

¢ Clase B denominada crudo extra pesado. Para crudos que se encuentran entre
un rango de viscosidades entre 100 y 10.000 cP y una gravedad API entre 8 y
15 grados.

e Clase C denominada bitumen o arena bituminosa. Se denomina a los
hidrocarburos liquidos que ha condiciones de yacimiento son inmoviles. Estos
hidrocarburos se encuentran en rangos de viscosidad mayores a los 10.000 cP

y densidades APl menores a 8.

En el caso de crudos extra pesados, en la mayoria de los campos donde se
explota bitumen, arenas bituminosas o crudos extra pesados, las condiciones de
temperatura hacen que los hidrocarburos dentro del yacimiento no sean moviles,
por lo cual se requieren métodos térmicos que permitan reducir la viscosidad de

los fluidos y permitir el flujo de fluidos hacia los pozos productores®*.

Los yacimientos de petréleo pesado pose una ventaja con respecto a sus
contrapartes mas livianas, ésta es su longevidad. Los campos de petréleo pesado
pueden permanecer en produccion durante 100 o mas afios, tal es el caso de los

Campos descubiertos en California a fines de la década de 1800. Segun ciertas
estimaciones, las arenas petroliferas de Canada pueden producir durante varios

cientos de afos. Las inversiones que se realicen ahora van a redituar mucho en el

*GUARIN ARENAS, Flaminio. Determinacion de un modelo de influjo de produccion (IPR) para
crudos extra pesados con movilidad. Caso formacién San Fernando.
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futuro®. Con la gran demanda y los altos precios del petréleo, y estando en
declinacion la produccion de la mayoria de los yacimientos de petroleo
convencionales, la atencion de la industria en muchos lugares del mundo se esta

desplazando hacia la explotacidon de petréleo pesado.

1.6.1 Transporte de Crudo Pesado. Los crudos pesados, en general, poseen
muy alta viscosidad, contienen altos porcentajes de metales y de azufre, y son
dificiles de transportar ya sea por tuberia o por barco. La viscosidad es una
propiedad de los fluidos que determina la resistencia del mismo a permanecer en
movimiento. En consecuencia, para elevadas viscosidades, como el caso de
crudos pesados, la demanda de Energia. que se requiere para ponerlos y
mantenerlos en movimiento es extremadamente alta, lo cual implica elevados
costes, que, sumado a su valor comercial moderado, repercute directamente en la

rentabilidad de este tipo de negocio.

Para transportar crudo pesado se le puede calentar para mantenerlo con baja
viscosidad, mezclarlo con agua y un tensoactivo para estabilizarlo como una
dispersion o como una emulsién, o mezclarlo con un diluyente méas ligero como
crudo ligero, gaséleo o naftas. Dependiendo de la situacion, estas elecciones
pueden ser convenientes y aceptables o demasiado costosas y poco practicas. Sin
embargo, debido a las gigantescas reservas de crudo pesado a nivel mundial, se
han implementado técnicas alternativas para transportar estos petréleos, cuya
funcion principal es llevarlos hasta las plantas de mejoramiento (upgraders) para

su mejora®®.

25Alboudwarej H. et all. La importancia del petréleo pesado. Oilfieldreview. Otofio del 2006
% J.C. Dominguez. Transporte de crudo pesado a través de oleoducto: Evaluaciéon de diferentes
tecnologias. Diciembre 2008
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1.6.2 Transporte de Crudo Pesado por Dilucidon. El método dilucion consiste en
mezclar crudo pesado con hidrocarburos medianos, livianos o con cortes de
petréleo como querosén o nafta, en una proporcion tal que permita su movimiento
a través de tuberias en condiciones economicamente aceptables, esto es: diluirlo
hasta conseguir una mezcla operacionalmente manejable desde el punto de vista
de su fluidez. Para que esto suceda habra que determinar la calidad y cantidad de

diluente necesario para conseguir la mezcla buscada.

1.6.2.1 Inyeccion de Diluyente: La inyeccion de diluente puede realizarse en
fondo o en superficie. A su vez, la inyeccion en fondo puede hacerse a la succién
o0 a la descarga de la bomba. La ventaja de hacerlo a la succién es que la
viscosidad de los fluidos a la entrada disminuye, lo cual propicia un mayor llenado
de la cavidad, aumentando la eficiencia volumétrica. Por otro lado, en este caso la
bomba maneja no solo los fluidos de yacimiento, sino también el caudal de

diluente, lo cual disminuye la eficiencia global del sistema.

En el caso de la inyeccion en fondo a la descarga de la bomba, pareceria I6gico
pensar que la bomba estd mas protegida pues no maneja el diluente, sin embargo,
en caso de fallas eléctricas, el diluente se desvia hacia abajo, inundando la bomba
y produciendo su falla casi inmediata. Para evitar esto se coloca una valvula check
de bola y asiento (valvula fija) a la entrada de la bomba. Esta practica ha traido
problemas, pues dificulta el espaciamiento, ya que el fluido atrapado entre el sello
rotor-estator y la valvula fija, impide que el rotor llegue a tocar el pin de paro,
dejando gran parte del rotor fuera del estator, lo cual puede producir la rotura del
rotor por fatiga debido a vibraciones excesivas o el desgarramiento del estator, ya
gue el numero de etapas efectivas y la capacidad de levantamiento o cabeza de la

bomba, se ven reducidas.
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1.6.2.2 Principales Razones para el Uso de Diluyente en la Produccion,

Recoleccion y Transporte de Crudos Extrapesados: Una de las principales

razones para usar diluente, es obtener una mezcla con una viscosidad que

permita su bombeo desde la formacion (yacimiento) hasta la superficie y que

también pueda ser bombeable a través de lineas de superficie, equipos de

tratamiento y oleoductos.

Ventajas de la Inyeccion de Diluyente

<\

Reduce el consumo de energia eléctrica.

Mejora el desplazamiento de fluidez en la linea de produccion.

Una disminucion en la viscosidad de un crudo que se va a deshidratar permite
incrementar el grado de efectividad de ese proceso.

La reduccién de viscosidad también facilita el paso del fluido a través de:

valvulas, equipos de medicion y otros equipos.

Desventajas de la Inyeccién de Diluyente

v

Generalmente tanto los diluente como su transporte y almacenamiento son
COost0sos.

Es necesario contar con fuentes seguras de abastecimiento del diluente y en
las cantidades requeridas.

Es fundamental contar con un sistema de inyeccion de diluente que posea
bombas, lineas, multiples, equipos de mediciéon y control y otros. Esto resulta

en un gasto inicial y de mantenimiento apreciable?’.

*’ HERNANDEZ. César. Evaluacién técnica — econémica de un sistema de dilucién de crudo
pesado para su transporte entre las estaciones sdn-1 y buef-2, distrito sur SAN TOME. Febrero de
2006.
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2. GENERALIDADES DEL CAMPO SURIA.

Los campos que perteneces a la superintendencia de operaciones Apiay (SOA),
se dividen en areas de produccion de la siguiente manera: campos area Apiay —

Ariariy campos érea castilla.

2.1 LOCALIZACION.

El campo Suria se encuentra dentro del area de produccion Apiay —Ariari,
localizada al oriente del departamento del Meta (Colombia) a 32 Km al Sureste de
la ciudad de Villavicencio. El area de Suria esta conformada por los campos Suria,
Suria Sur, Pompeya, Austral, Saurio, Tanane, Quenane y Guayuriba. Como se

muestra en la figura 6.

Figura 6. Localizacion campo Suria
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2.2 GEOLOGIA

La estructura Suria esta constituida por un anticlinal asimétrico fallado en su flanco
Sureste, y con algunas fallas normales cortandolas transversalmente como se
observa en la figura 7. La direccion del eje del anticlinal es de N40E, es limitada al
oriente por la falla Suria, la cual es de caracter inverso convergencia noreste, de
alto angulo, con caracteristicas similares a la de Apiay y hace parte del sistema
de fallas de rumbo tipo “wrenching”. En este mismo bloque, contra la falla de

Suria se presenta algunos cierres estructurales como el del pozo Dino-1.

Figura 7. Mapa estructural campo Suria
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Fuente: Ecopetrol S.A.
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2.3 SISTEMA DE RECOLECCION DEL CAMPO SURIA.

El campo Suria esta conformado por un sistema de recoleccién que se encuentra

fraccionado en 4 areas:

Area Noreste

Conformada por:

Tabla 2. Area Noroeste

POZOS
CLUSTER UIS-8 uUIS-8-1
XUIS-5
uls-7-1

CLUSTER UIS-7
XUIS-4
POZOS PIND12
INDEPENDIENTES XUIS-6

Fuente: Los Autores

Los cuales se conectan a la troncal Noreste

Area Noroeste

Conformada por:

Tabla 3. Area Noroeste

POZOS

CLUSTER UIS-1 UlS-1-1
ulS-1-2

POZOS XUIS1
INDEPENDIENTES XUIS2

Fuente: Los Autores
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Los cuales se conectan a la troncal Noroeste

Area Sureste

Conformada por:

Tabla 4. Area Sureste

POZOS

CLUSTER UIS-6

UlS-6-1

ulS-6-2

UlS-6-3

UIS-5-1

CLUSTER UIS-5

uUlS-5-2

UlIS-5-3

Fuente: Los Autores

Los cuales se conectan a la troncal Sureste.
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Area Suroeste

Conformada por:

Tabla 5. Area Suroeste

CLUSTER UIS-2

POZOS

uUlS-2-1

ulIS-2-2

CLUSTER UIS-3

UIS-3-1

UIS-3-2

UIS-3-3

CLUSTER UIS-4

UlS-4-1

ulS-4-2

POZOS
INDEPEDIENTES

XUIS3

PIND1

PIND2

PIND3

PIND4

PIND5

PINDG

PIND7

PINDS8

PIND9

PIND10

PIND11

Fuente: Los Autores

Los cuales se conectan a la troncal suroeste
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2.3.1 Caracterizacion del sistema. El

campo Suria produce crudo de las

formaciones K1, K2 y T2, en las cuales podemos encontrar una variacion del

mismo en algunas de sus propiedades las cuales se observan en la Tabla 3.

Tabla 6. Propiedades del Crudo de las Formaciones K1, K2y T2

Formacion Weut(%) GOR(Scf/STB) °API
K1 98 - 100 0 - 9666 10-355
K2 70-100 141 -36500 12,5-32,5
T2 78 - 1562 78 - 1562 10-15

Fuente: Los Autores.

2.3.2 Datos del fluido. Para obtener los datos del fluido, se puede observar en el
moédulo Black Oil la caracterizacion del fluido que produce cada fuente
perteneciente a la red. En las cuales se define su relacién gas aceite, corte de

agua, la gravedad especifica para gas y agua respectivamente y gravedad API.

Figura 8. Modulo Black Oil
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Fuente: PIPESIM
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2.3.3 Datos de las lineas de flujo. Para realizar el modelamiento de las lineas de
flujo es necesario contar con datos de distancias horizontales, elevacion a la que
se encuentra ubicada, diametro interno, espesor y la temperatura a la que se

encuentra la linea.

El perfil geotérmico con de la linea puede ser ingresado 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. Esto con el fin de generar una

mejor caracterizacién de la red.

Figura 9. M6dulo para cargar lainformacion de las lineas de flujo
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Aceptar Cancelar Ayuda

Fuente: PIPESIM
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3. MODELO DE SIMULACION

Para seleccionar el modelo de flujo que represente crudo extra-pesado del campo
Suria, es necesario tener informacion acerca de las presiones y caudales que
podemos encontrar en cabeza de pozo y en la estacion de recoleccion. Esto con
el fin de generar unas curvas de pérdidas de presion versus distancia de la linea.
Para de esta manera seleccionar el modelo que mejor se ajuste a los datos reales

de campo.

3.1 PROCEDIMIENTO.

Obtener datos actuales de presibn campo.
Realizar corridas de la red con diferentes modelos de flujo.
Comparar cada modelo con los datos reales.

Analizar el porcentaje de error de cada modelo.

o bk 0N PE

Seleccionar el modelo que mejor represente el comportamiento de la red del

campo.

3.2 AJUSTE DE MODELO DE FLUJO.

El ajuste de la red se llevd a cabo contando con datos reales del campo como son:
presion en cabeza de los pozos y presion en lineas de flujo. Esto con el fin de
poder realizar diferentes corridas de simulacién y de esta manera evaluar cada
modelo de flujo para asi poder elegir el que mejor represente en términos de

presion la red del campo Suria.
La seleccion de los diferentes modelos de flujo multifasico horizontal presentados

en el capitulo 1, estuvo limitada para aquellos que se encontraban disponibles

en el simulador Pipesim, los cuales se presentan en la siguiente tabla.
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Tabla 7. Modelos y Correlaciones para Flujo Multifasico en Tuberias Horizontales y

Verticales
FLUJO FLUJO
MODELO VERTICAL | HORIZONTAL
Duns & Ros Sl Si
Beggs & Brill Revised Sl Sl
Beggs & Brill Original Sl Sl
Mukherjee & Brill Sl Sl
Govier, Aziz & Fogarasi Sl Sl
Oliemans NO Sl
Xiao NO Si

Fuente: Pipesim, Schlumberger User’s Manual.

Figura 10. Ajuste de correlacion por presion
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En la Figura 10 se observa el ajuste por presién realizado para cada modelo de
flujo, en el cual se tomdé en cuenta las correlaciones de XIAO, OLIEMAS,
MUKHERJEE & BRILL, DUNS & ROS, GOVIER, AZIZ & FOGARASI, BEGGS &
BRIL REVISED, BEGGS AND BRILL ORIGINAL, BEGGS AND BRILL TAITLET
AND DUKLER MAP. Donde la linea punteada representa los valores reales del

campo.

Teniendo en cuenta la figura 10, el modelo de flujo que representd de una
manera mas exacta el comportamiento de la red fue el modelo de BEGGS &
BRILL REVISED, TAILET AND DUKLER MAP, el cual simulé el comportamiento

mas aproximado a los datos reales del campo.

Se llevd a cabo una comparacion de la variacion media del error porcentual
absoluto con el fin de verificar el ajuste de cada uno de los modelos. Dicho
error fue determinado tomando el error absoluto de cada punto de estudio en
cada modelo, para de esta manera hallar un valor medio del error absoluto de la

correlacion (Tabla 8).

Tabla 8. Valor medio del error absoluto de los modelos.

MODELG VALOR MEDIO DEL ERROR
ABSOLUTO (%)

XIAO 16,28
DUNS & ROS 12,65
OLIEMANS 12,46
MUKHERJEE & BRILL 12,75
GOVIER, AZIZ & FOGARASI 12,05
BEGGS AND BRILL REVISED 10,54
BEGGS AND BRILL ORIGINAL 10,43
BEGGS AND BRILL, TAITEL AND DUKLER

MAP 5,91

Fuente: Autores
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Este procedimiento fue realizado con el fin de tener un valor numeérico el cual
nos permitiera comparar cada modelo por separado y respaldar lo mostrado en

la figura 10.
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4. ANALISIS DE SENSIBILIDAD DEL MODELO DE FLUJO.

Teniendo en cuenta el ajuste del modelo para el campo Suria, se realizé la
sensibilidad por medio de un método grafico conocido como “diagrama de
aranas”. Este método facilita la identificacion de las variables o parametros mas
influyentes dentro de un modelo, comparando las pendientes generadas al realizar

una variacién en una variable especifica.

Este método consiste en identificar las variables dentro del modelo las cuales se
desean comparar, y modificarlas multiplicando las mismas por 0.5, 1y 1.5
mientras las otras permanecen constantes. Esto con el fin de observar la variable
que mayor influencia tiene en el modelo. La conclusién de este andlisis conduce

a proporcionar un respaldo en la justificacion de la optimizacién de la red.

4.1 METODOLOGIA

Identificar las variables a observar dentro del modelo.

2. Multiplicar las variables seleccionada por 0.5, 1 y 1.5 dejando las otras
variables constantes.
Repetir el paso 2 con cada una de las variables seleccionadas.

4. Realizar un gréafico de los valores obtenidos versus la variacion, intersectando
las lineas en el valor 1.

5. Obtener las pendientes de cada una de las lineas graficadas en el paso 4, y
realizar la comparaciéon para identificar cual es el orden de influencia dentro

del modelo.

4.1.1 Identificacién de las variables dentro de los modelos. Segun el modelo

de Beggs and Brill Revised para flujo horizontal. Observado en las ecuaciones 41,
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42, 43 y 44 se determinaron las variables que mayor influencia ejercen sobre el
modelo y las cuales pueden ser modificables.

o — T T f
0 - (Ec.41)
ap 1 -
U oy = Taa*Pm*sina (Ec.42)

dl

dp _ -3 Pns*v%1
%= 1.294 %107 = f * (Ec.43)

Ej =216 x 1074 » 200 (Ec.44)

Pm = densidad de la mezcla,lb/cu ft

Pns = densidad de la mezcla sin deslizamiento, 1b/cu ft
a = angulo de inclinacion de la tuberia

f = factor de friccion

v,, = velocidad superficial de la mezcla, ft/s

vsg = velocidad superficial del gas, ft/s

P = presion, psi

d = diametro de la tuberia, in
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Las variables independientes que se van a tener en cuenta para la sensibilizacion

son: factor de friccion, presion y velocidad de la mezcla, ya que estas variables

pueden ser alteradas sin ejercer un mayor cambio en la distribucién de la red. Los

valores mostrados en la tabla 10, son aquellos que se consideran como caso

base para la realizacion del andlisis de sensibilidad. Las variables seleccionadas

fueron multiplicadas por un factor multiplicador de 0.5, 1 y 1.5 con el fin de

realizar el respectivo analisis.

Tabla 9. Parametros Base

Pm a f Pns Um Usg p d
(Ib/cuft) | Grados (Ib/cu ft) (ft/s) (ft/s) (Psi) (in)
24,18 45 1,45 15,77 2,72 1,93 346,6 2,441

Fuente: Los Autores

4.1.2 Diagramas de arafa. A continuacion se observa en la figura 11 el diagrama

arafa, el cual nos indica la influencia de las variables seleccionadas dentro del

modelo.

Figura 11. Diagrama Arafia para modelo de flujo Horizontal

Perdidas de presién (dp/dl)

0.125

0.124

0.123

0.122

0.121

0.12

0.119

/
/
Ly
/

FACTOR MULTIPLICADOR

e Presion

= Factor de Friccidn

- \/elocidad de la
Meazcla

Fuente: Autores.
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Tabla 10. Pendientes del Diagrama Arafia

Parametros Pendiente
Velocidad de la mezcla 0,005
Factor de Friccion 0,0025
Presion 0,000008

Fuente: Los Autores

La variable que posee mayor influencia sobre el modelo es la velocidad de la

mezcla, fisicamente esto se puede explicar debido a que al moverse una capa de

fluido con respecto a otra superficie u otra capa de fluido, presenta una fuerza de

friccion.

Figura 12. Mapa de régimen de flujo de Taitel y Dukler

Uy ¢ (mfs)

10

0.1

DISPERSO

INTERMITENTE

ESTRATIFICADO
SUAVE

SLUG

ONDULADO\

ESTRATIFICADO

\

10

Ugs (m/s)
Fuente: M.A. Rahman, Effects of the gas phase molecular weight and bubble size on effervescent
atomization, modificado por el autor.

100

La velocidad de la mezcla puede influenciar fuertemente en el comportamiento del

fluido o cambio en el patrén de flujo como se puede observar en el mapa de Taitel

and Dukler, que a su vez genera pérdidas de presion en la tuberia.

La segunda variable que tiene mayor influencia sobre el modelo es el factor de

friccion, esto se puede analizar de forma analitica mediante el numero de
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Reynolds, ya que este involucra la viscosidad del fluido que en si es la resistencia
del fluido a fluir, por lo cual dependiendo de este factor se observaran mayores
pérdidas por friccion en la tuberia. La tendencia es evidente, entre mayor sea el

valor de la viscosidad mayor seran las perdidas por friccion.

La tercera y ultima variable es la presion, la cual se observa que no afecta el
modelo de gran manera debido a limitaciones en el software, ya que la presion se
calcula en el simulador como un elemento infinitesimal, el cual no presentara
perdidas razonables de presién al realizar un aumento o disminucién de la

misma.

Las diferentes interacciones entre la fase liquida y la fase vapor estan
influenciadas por las diferentes propiedades fisicas, como lo son: los caudales de
los fluidos y las especificaciones de la tuberia. Causando estos a su vez
variaciones en los tipos de patrones de flujo (regimenes de flujo), los cuales se
presentan de manera Unica en un tiempo y punto determinado de la linea. Sin
embargo, cuando las condiciones de flujo cambian, el régimen de flujo puede

cambiar de un tipo a otro.
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5. OPTIMIZACION DEL SISTEMA DE RECOLECCION DEL CAMPO SURIA.

Para realizar la optimizacion del campo Suria se plantearon varios escenarios
de produccion teniendo en cuenta diferentes tasas de inyeccion Nafta en
superficie como diluyente y los diferentes patrones de flujo presentes en las
lineas del campo, estos encaminados a obtener una mezcla homogénea de los
fluidos y disminuir requerimiento energético del sistema. Se analizara el impacto
econémico que dicha mejora tenga sobre el campo con el fin de justificar la
viabilidad del posible cambio.

5.1 SELECCION DE LOS PUNTOS DE INYECCION

En la seleccion de los puntos de inyeccion de Nafta se tuvo en cuenta los
patrones de flujo, las presiones en cabeza y crudos con altas viscosidades. Ya
gue se busca obtener la mayor homogeneidad posible en la mezcla y reducir el
requerimiento energético de las fuentes que presenten crudos con alta

resistencia a fluir.

Se observo que en las lineas del campo Suria se encuentran cuatro tipos de
patrones de flujo: Estratificado suave, liquido, estratificado ondulante e
intermitente, presiones en cabeza de pozo entre 45 a 428 psia. Y gravedades
entre los 10y 31,9 ° API.

67



Tabla 11. Lineas de Flujo del Campo Suria

LINEA API (°) Presion fuentes Patrones de flujo
(Psia)
FL-1 119-303 TRONCAL INTERMITENTE
FL-2 12.84 45 ESTRATIFICADO SUAVE
FL-3 12.84 55 ESTRATIFICADO SUAVE
FL-4 11.09-30.3 TRONCAL ESTRATIFICADO ONDULADO
FL-5 122 428 LIQUIDO
INTERMITENTE
FL-6 15 162 ESTRATIFICADO ONDULADO
INTERMITENTE
FL-7 10-31,9 TRONCAL ESTRATIFICADO ONDULADO
INTERMITENTE
FL-8 12,84 31,9 ESTRATIFICADO ONDULADO
INTERMITENTE
FL-9 12,84 81 ESTRATIFICADO SUAVE
INTERMITENTE
FL-10 17.6-28.3 %-98 ESTRATIFICADO ONDULADO
INTERMITENTE
FL-A1 11-314 TRONCAL ESTRATIFICADO ONDULADO
INTERMITENTE
FL-12 12,84 -26 TRONCAL ESTRATIFICADO ONDULADO
INTERMITENTE
FL-13 12,84 -26 TRONCAL ESTRATIFICADO ONDULADO
FL-14 12.84 278 ESTRATIFICADO SUAVE

Fuente: Autores

De las lineas mostradas en la tabla anterior

se seleccionaron aquellas que

tengas un patron de flujo estratificado ya que si se llegase a inyectar el diluyente o
Nafta en un patrén de flujo intermitente, este no generaria una mezcla

homogénea debido a que el diluyente viajaria en lalinea en forma de bache.

El segundo parametro de seleccién de los puntos de inyeccién es la gravedad
API, ya que lo crudos que presenten menor gravedades son aquello que
presentan mayor resistencia a fluir generando mayores requerimientos de

energia para su desplazamiento.

El tercery ultimo parametro que se tuvo en cuenta para la seleccion de los puntos

de inyeccion de Nafta es la presion en cabeza, ya que este factor nos indica un
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alto requerimiento energético para transporte del fluido por la tuberia. A
continuacion se muestran las lineas seleccionadas para realizar la inyeccion del

diluyente segun los criterios mencionados anteriormente.

Tabla 12. Lineas Seleccionadas parala Inyeccién de Diluyente

LINEA API (°) Presion fuentes (Psia) Patrones de flujo Hold Up Liquido
FL-2 12,84 45 ESTRATIFICADO SUAVE 0.16
FL-3 12,84 55 ESTRATIFICADO SUAVE 016
INTERMITENTE
FL-9 1284 81 ESTRATIFICADO SUAVE 0,23
FL-14 12,84 278 ESTRATIFICADO SUAVE 053

Fuente: Autores

5.2 SELECCION DE LA TASA DE INYECCION

Para llevar a cabo la seleccién de la tasa de inyeccion de Nafta o diluyente, se
analizd6 el comportamiento de las pérdidas de presibn a medida que se
aumentaba la tasa de inyeccion del diluyente. La tasa de inyeccién de Nafta se
tomd como un porcentaje de flujo que fluia a través de las lineas, Para esto se
seleccion6 como caso base la linea FL-2, en la cual se tenia una produccion 726

BPD, obteniendo los siguientes porcentajes de inyeccion.

Tabla 13. Porcentaje de Inyeccién de Nafta FL-2

Porcentaje Tasa de inyeccion de Nafta (BPD)
10% 72,6
15% 108,9
20% 145,2
25% 181,5
30% 2178
45% 326,7

Fuente: Los Autores
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Se carg6 el fluido Nafta en el médulo de Black Oil como se muestra en la figura
13 y se colocd un punto de inyeccidon en la linea FL-2 con el fin de simular el
comportamiento que se obtendria de las pérdidas de presion variando la tasa del

diluyente.

Figura 13. Modulo Black Oil Nafta

PINYECCION 1 - Black Oil Properties [P S
Black Oil Properties | Viscosity Data ] Advanced Calibration Data | Contaminants ] Themal Data ]
Import. ..
Export
Fluid Name Optional Comment
[NAFTA [
Stock Tank Properties Calibration Data at Bubble Poirt
|WCut j |E' |3.-= j (Optional but Recommended)
GOR =] |0 scf/STB =
| J | | J Pressure psia -
Gas 5.G. 064 Temperature ’— m
Water 5G. 102 Sat. Gas scf/STE
API ~| |65 Solution Gas Comelation
Rsand Pb |Lasater -
Aceptar | Cancelar HAyuda
all

Fuente: Pipesim

Al realizar la simulacién variando la tasa de inyeccion de Nafta, se obtuvo el
siguiente comportamiento en las perdidas de presion por friccion (figura 14). Se
observa como las pérdidas por friccion descienden antes de un porcentaje critico
de 25% de inyeccion, esto debido a que al inyectar el diluyente este disminuira
la viscosidad del fluido en la tuberia, que a su vez generara un aumento en el
namero de Reynolds y una disminucion en el factor de friccién, que al final se
vera en una disminucién en las perdidas por friccion.
pvd

dp
T > l > R, =—1T>» l>» — l
QNafta u e U f dL frice
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Las pérdidas por friccion aumentan después de dicho porcentaje critico, esto es
debido a que al aumentar el caudal de liquido fluyendo por la linea, se incrementa

el término de velocidad y con ellos las pérdidas por friccion.

dP
T >» T > 21T » — T
QNafta Ql dL frice

Figura 14.Perdidas por friccion FL-2
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Fuente: Los Autores

Se observé también que a medida que se aumentaba la tasa de inyeccién de
Nafta disminuia la densidad del fluido, reduciéndose de esta manera las

pérdidas por elevacién como se puede observar en la figura 15.

T> > dp l
QNafta p dL elev
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Figura 15. Pérdidas por elevacién FL-2

Perdidas por elevacidn Vs Porcentaje
de inyeccion (FL-2)

__-145 L
2 0% 10%  20%  30%  40%  50%
o
§ 12 \\
‘S
[}
3 \
w -1.55 N = PERDIDAS POR
5 \\ ELEVACION FL-2
[7,]
..‘-5 _16 \
T \
[J]
o
-1.65

Prcentaje de inyeccion de Nafta (%)

Fuente: Los Autores

Teniendo en cuenta que las pérdidas por elevacién no se podran modificar ya que
esto compromete la distribucion y ubicacion de las lineas en el campo, lo cual esta
fuera del alcance de este trabajo de investigacion, el factor limitante esta
determinado por las pérdidas por friccion. Esta misma tendencia de las perdidas
por friccidn en las lineas, se ve reflejada en las lineas escogidas para la inyeccion

de diluyente.
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Figura 16. Perdidas por Friccion lineas Seleccionadas

1.2
s ! -
a ——
§ 0.8
§ — | -)
“ 0.6
o —
Q.
§ 0.4 FL-9
©
5 e FL-14
g 0.2

0
0% 20% 40% 60% 80%
Porcentaje de inyeccion de Nafta

Fuente: Los Autores

Para reducir dichas perdidas se observa en la grafica 16, que el porcentaje
optimo de dilucién se encuentra entre el 15y el 25% del total del flujo que fluye a

través de la linea.

5.3 ESCENARIOS DE OPTIMIZACION DEL CAMPO SURIA

Teniendo en cuenta que el campo Suria es un campo en desarrollo, en el cual se
tiene previsto un aumento de produccién debido a la explotaciéon de la formacién
T2, que se caracteriza por producir crudo extra pesado, se han planteado posibles
escenarios de produccidén previendo el desarrollo y puesta en produccion de
futuros pozos de este tipo de crudo, proveniente de dicha formacion. 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

propuestos en este capitulo.
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5.3.1 Estado actual del campo. A continuacion se presenta la informacion
requerida para la realizacion del analisis de optimizacion de cada uno de los
puntos escogidos para la inyeccion, adicionalmente se presentara para cada
punto de inyeccidbn una grafica de la presion en cabeza con respecto a la

inyeccion de la Nafta o diluyente.

La siguiente tabla muestra estado actual de algunos de los parametros de los

puntos de inyeccion seleccionados.

Tabla 14. Parametros de los Puntos de Inyeccidon de Nafta

Propiedades XUIS1 XUIS2 XUIS3 XUIS4 XUIS5 XUIS6
Qoil (BPD) 1815 726 1089 2541 1089 726
THP (Psia) 55 45 81 50 50 278
Velocidad de
Gas (fs) 6.5 2.9 2.7 4.1 7.6 5.1
Velocidad de
Liquido (ft's) 2.1 0.9 0.9 15 4.0 2.3
Patrén de | Estratificado Estratificado Estratificado Estratificado Estratificado Estratificado
Flujo Suave Suave Suave Ondulado Ondulado Suave

Fuente: Los Autores

Se resalta como parametro importante la presion THP (Psia), debido a que este

pardmetro es nuestro punto de comparacion del analisis a realizar.

Teniendo en cuenta que los pozos XUIS4 y XUIS5 fluyen a través de la tuberia
con pozos que producen crudo de la formacién K1 y K2, los cuales presenta una
gravedad API que se encuentra entre los 18 y 32 °API, no sera necesario llevar
a cabo una inyeccion de diluyente debido a que el crudo de los pozos vecinos
actuaria como tal, sin embargo se tendran en cuenta para la distribucién de la

produccion en los escenarios planteados a continuacion.

5.3.2 Escenario 1. Se plantea llevar a cabo la dilucion con Nafta en las lineas
seleccionadas anteriormente, teniendo en cuenta tasas entre el 15 y 25% del
caudal de cada una de las lineas. La produccién para este caso sera la planteada

en el estado actual del campo.

74




Figura 17. Presion en Cabeza pozo XUIS1
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Fuente: Los Autores

Figura 18. Presion en Cabeza pozo XUIS2

XUIS2

THP (psia)
= = NN NN W
o U1 O Uu1 O

o wun
1

Porcentaje de inyeccidon de Nafta

m0%

m15%
m20%
m25%

Fuente: Los Autores.




Figura 19. Presion en Cabeza pozo XUIS3
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Figura 20. Presion en Cabeza pozo XUIS6
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Fuente: Los Autores
Tabla 15. Patrones de Flujo Escenario 1
Patrones de Flujo
Tasa FL-2 FL-3 FL-9 FL-14
0% Estratificado Suave Estratificado Suave Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
15% Estratificado Suave Estratificado Suave Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
20% Estratificado Suave Estratificado Suave Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
25% Estratificado Suave Estratificado Suave Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave

Fuente: Los Autores.

Se observa que al realizar la diluciéon con Nafta en superficie no se obtiene una

variacion importante en la presion de cabeza ni en los patrones de flujo para

este escenario.
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5.3.3 Escenario 2. En este escenario se espera obtener una produccion de la
formacién T2 de 10.000 BPD, los cuales se distribuyeron porcentualmente de
acuerdo a la produccion del estado actual del campo en las fuentes productoras

de crudo de dicha formacion.

Figura 21. Presion en Cabeza escenario 2, XUIS1
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Fuente: Los Autores
Figura 22.Presién en Cabeza escenario 2, XUIS2
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Figura 23. Presion en Cabeza escenario 2, XUIS3
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Figura 24.Presion en Cabeza escenario 2, XUIS6
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Fuente: Los Autores

Tabla 16. Patrones de Flujo Escenario 2.

Patrones de Flujo

Tasa

FL-2

FL-3

FL-9

FL-14

0%

Estratificado Suave

Estratificado Suave

Intermitente /Estratificado Suave

Estratificado Suave

15%

Estratificado Suave

Estratificado Suave

Intermitente /Estratificado Suave

Estratificado Suave

20%

Estratificado Suave

Estratificado Suave

Intermitente /Estratificado Suave

Estratificado Suave

25%

Estratificado Suave

Estratificado Suave

Intermitente /Estratificado Suave

Estratificado Suave

Fuente: Los Autores.
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Se observo que la variacion en la presién de cabeza en las fuentes fue muy leve
y se presentd solo en el caso de los pozos XUIS3 y XUIS6, asi mismo los

patrones de flujo se mantienen sin variacion alguna.

5.3.4 Escenario 3. En este escenario se espera obtener una produccion de la
formacién T2 de 20.000 BPD, los cuales se distribuyeron porcentualmente de

acuerdo a la produccion del estado actual del campo.

Figura 25.Presién en Cabeza escenario 3, XUIS1
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Figura 26.Presién en Cabeza escenario 3, XUIS2
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Figura 27.Presion en Cabeza escenario 3 XUIS3
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Figura 28. Presion en Cabeza escenario 3 XUIS6
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Tabla 17. Patrones de Flujo Escenario 3.
Patrones de Flujo
Tasa FL-2 FL-3 FL-9 FL-14
0% Estratificado Suave Estratificado Suave Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
15% Estratificado Suave Estratificado Ondulado Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
20% Estratificado Suave Estratificado Ondulado Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
25% Estratificado Suave Estratificado Ondulado Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave

Fuente: Los Autores.

Al igual que escenario anterior no se presentaron cambios relevantes en la
presién de cabeza, en el caso del pozo XUIS3 se observa un incremento en la
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presion debido al realizar un aumento en los caudales tanto de crudo como de

Nafta. En cuanto los patrones de flujo no se observan mayores cambios.

5.3.5 Escenario 4. En este escenario se espera obtener una produccion de la
formacién T2 de 40.000 BPD, los cuales se distribuyeron porcentualmente de

acuerdo a la produccion del estado actual del campo.

Figura 29.Presi6n en Cabeza escenario 4 XUIS1
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Figura 30.Presién en Cabeza escenario 4 XUIS2
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Figura 31.Presion en Cabeza escenario 4 XUIS3
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Figura 32.Presion en Cabeza escenario 4 XUIS6
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Tabla 18. Patrones de Flujo Escenario 4.
Patrones de Flujo
Tasa FL-2 FL-3 FL-9 FL-14
0% Estratificado Suave | Intermitente / Anular disperso [Intermitente /Estratificado Suave Estratificado Suave
15% Estratificado Ondulado | Intermitente / Anular disperso |Intermitente /Estratificado Ondulado |Estratificado Suave
20% Estratificado Ondulado Intermitente Intermitente /Estratificado Ondulado |Estratificado Suave
25% Estratificado Ondulado Intermitente Intermitente /Estratificado Ondulado |Estratificado Suave

Fuente: Los Autores.




En este escenario no se observan cambios relevantes en la presion de cabeza
de las fuentes seleccionadas, mas sin embargo se tienen cambios leves en los
patrones de flujo de las lineas debido al aumento de las velocidades de las fases
por el aumento de los caudales de Nafta y de crudo producido por la formacion
T2.

De acuerdo a los resultados anteriores se observa que en el estado actual del
campo y en los escenarios planteados anteriormente, la optimizacion mediante el
andlisis de patrones de flujo no es viable debido a que no se obtuvieron cambios
representativos de disminucion de presion ni en los patrones de flujo; por lo tanto
no existira una disminucion de los requerimientos energéticos del campo y si una

inversion en la adecuacion de la red del campo para la inyeccion de Nafta.
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6. ANALISIS FINANCIERO.

El analisis financiero es el estudio de la informacion contable o de los factores que
afectan la economia de un proyecto. Este tipo de analisis implica un estudio
detallado de los costos para la inicializacion de un proyecto y operacion del
mismo, ademas de facilitar la toma de decisiones, determina cual seria la posible
ganancia que se obtendria del mismo y si es debido o no el desarrollo de dicho

proyecto.

En este capitulo se plantea realizar un andlisis financiero con el fin de
determinar la viabilidad de la optimizacidén propuesta, para tal es necesario tener
en cuenta los diferentes aspectos que influyen en los costos e ingresos de dicha
modificaciones. Teniendo como base que no se observd ningun cambio
significativo en la optimizacion realizada al sistema de recoleccién del campo
Suria, se realizd dicho andlisis financiero solo para el caso base o escenario 1.
Para esto se tendrd en cuenta la informacion disponible referente a los costos
estimados de las variables que mas influyen en la ejecucion del proyecto y se

evaluara objetivamente la rentabilidad del mismo.

Es necesario tener en cuenta al momento de realizar la evaluacion, los gastos
capitales (CAPEX), que son los costos asociados con perforacion, exploracion,
completamiento, procesos de instalacidon de infraestructuras, los gastos de

instalaciones adicionales (adaptaciones) y equipos.

Los costos operacionales (OPEX), son los costos asociados a la energia,

guimicos, servicios de reacondicionamiento de pozos, personal de mantenimiento,
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ambientales, entre otros. Ademas de los costos de acciones remédiales cuando se

incrementa la produccién de agua?®®.

6.1 COSTO POR BARRIL PRODUCIDO EN EL CAMPO SURIA

En el campo Suria el costo del barril producido se encuentra en un valor promedio
de 38 USD/BbI. Este valor es obtenido partiendo del crudo Castilla Blend el cual
presenta una gravedad API de 18, el crudo de Suria requiere llegar a estas
especificaciones para poder ser comercializado, lo cual genera gastos operativos
que determinan su valor.

Los costos presentes en la Tabla 18, son los costos asociados a levantar un barril

de crudo del campo Suria desde yacimiento hasta superficie.

Tabla 19. Costos de Levantamiento.

COSTO LIFTING COST
LABORALES CARGADO A LOS ACTIVOS 0,010 0,2%
COMBUSTIBLES CONSUMIDOS DE CRUDO 0.240 4.5%
SERVICIO Y TRANSPORTE QUIMICO 0,620 11,5%
GASTOS DE DESARROLLO 0,070 1.3%
HONORARIOS OPERACIONALES CONTRATADOS 0,000 0,0%
GASTOS GENERALES 0,100 1.9%
GASTOS DE ESTUDIOS Y PROYECTOS 0,530 9,9%

SOPORTE ~ ADMINISTRATIVO  DE TECNOLOGIA,

INVESTIGACION Y CONTRATACION 0,100 1.9%
COSTOS DE PROCESO 0,290 5,4%
ENERGIA ELECTRICA 0,690 12,8%
REACONDICIONAMIENTO DE POZ0S 1,580 29,4%
BODEGA DE MATERIAS 0,030 0,6%
MANTENIMIENTO DE SUPERFICIE OPERATIVO 0,270 50%
COSTOS OVERHEAD 0,850 15,8%
TOTAL (USD/BbI) 5,380 100,00%

Fuente: Ecopetrol S.A.

8 AFANADOR, Carlos y Delgado, Luis. ~ Viabilidad Técnico y Econémica de Perforacién Under
Balance Aplicada al Campo Escuela Colorado
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6.2 INVERSION INICIAL.

La inversion inicial constituye los gastos que se deben realizar en infraestructura,
costos de instalacion y gastos por capacitacion de personal para ejecucion del

proyecto. Para el campo Suria fueron es necesario realizar las siguientes

inversiones.
Tabla 20. Costos Iniciales
Costos Iniciales Valor
Tanques de almacenamiento de Nafta (USD/BbI) 120
Bomba de inyeccion (USD/Bbl) 100
Lineas de inyeccidn de nafta (USD/m) 10

Fuente: Ecopetrol S.A.

6.3 DECLINACION DE PRODUCCION

En el campo Suria la declinacion de la produccion de los pozos puede ser
estimada teniendo como parametro la Tabla 20. Con la cual fue posible estimar el

caudal para la proyeccion anual que este analisis tendra como obijetivo.

Tabla 21. Declinacion de la Produccién.

Dias % Crudo Caudal (Bbl/D)
0 95 8000
30 94,57 7600
60 94,15 7560
90 93,31 7520
120 92,89 7488
150 92,05 7440
180 91,64 7424
210 91 7336
240 90,5 7280
270 90,2 7240
300 89,4 7216
330 89 7152
365 88,8 7120

Fuente: Ecopetrol S.A.
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Figura 33. Declinaciéon de la Produccidon Proyectada a un Afio
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Fuente: Autores.

6.4 VIABILIDAD DEL ESCENARIO PLANTEADO

Para poder llevar a cabo lo planteado en el escenario 1 del capitulo 5 de este
trabajo de investigacion, donde se llevara a cabo la dilucion con Nafta en las
lineas seleccionadas FL-2, FL-3, FL-9 y FL-14, teniendo en cuenta tasas entre el
15y 25% del caudal de cada una de las lineas. Es necesario la construccion o
adecuacion de las facilidades de superficie como lo son la instalacion de tanques
de almacenamiento de Nafta para llevar dicho fluido a los puntos de inyeccion
seleccionadas, bombas de inyeccion de Nafta para impulsar dicho fluido a través

de las lineas de flujo y lineas conexién entre la bomba y el punto de inyeccion.

Teniendo en cuenta la inversion inicial para la realizacion de esta optimizacion es
posible analizar el estado actual del campo representado por el escenario 1, para
de esta manera poder evaluar las diferentes opciones que se tienen en dicho

escenario.

6.4.1 Escenario Actual. En la tabla 21 se presenta los ingresos Yy egresos

mensuales de la operacion actual del campo proyectados a 1 afio.
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Tabla 22. Ingresos y Egresos Estado Actual

ESTADO ACTUAL

DIAS ((S:TA;[;/?:) INGRESOS / DIA | INGRESOS (USD) | EGRESOS/DIA EGRESOS (USD) CASH FLOW (USD)
0 8000 $ - 1S -
30 7600 $ 288.800 | $ 8.664.000 | $ 193.952 | $ 5.818.560 | $ 2.845.440
60 7560 $ 287.280 | $ 8.618.400 | $ 192931 | $ 5.787.936 | $ 2.830.464
90 7520 $ 285.760 | $ 8.572.800 [ $ 191.910 | $ 5.757.312 | $ 2.815.488
120 7488 $ 284.544 | $ 8.536.320 | $ 191.094 | $ 5.732.813 | $ 2.803.507
150 7440 $ 282720 | $ 8.481.600 | $ 189.869 | $ 5.696.064 | $ 2.785.536
180 7424 $ 282112 | $ 8.463.360 | $ 189.460 | $ 5.683.814 | $ 2.779.546
210 7336 $ 278.768 | $ 8.363.040 | $ 187.215 | $ 5.616.442 | $ 2.746.598
240 7280 $ 276.640 | $ 8.299.200 | $ 185.786 | $ 5.573.568 | $ 2.725.632
270 7240 $ 275.120 | $ 8.253.600 | $ 184.765 | $ 5.542.944 | $ 2.710.656
300 7216 $ 274.208 | $ 8.226.240 | $ 184.152 | $ 5.524.570 | $ 2.701.670
330 7152 $ 271.776 | $ 8.153.280 | $ 182.519 | $ 5.475.571 | $ 2.677.709
365 7120 $ 270.560 | $ 8.116.800 | $ 181.702 | $ 5.451.072 | $ 2.665.728
TOTAL $ 100.748.640 $ 67.660.666

Fuente: Los Autores

Para evaluar

detallado del comportamiento actual del campo, para poder comparar con

escenarios planteados.

financieramente el proyecto es necesario

realizar un andlisis

los

6.4.2 Escenario 15% Dilucidn. La tabla 22 presenta los costos iniciales para la

operacion de dilucion al 15% de Nafta. Adicionalmente se presenta los egresos e

ingresos mensuales proyectados a un afio tanto 15% de dilucién como del estado

actual. Figura 34.

Tabla 23. Costos Iniciales para la Dilucion al 15%

Fuente: Los Autores.
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11 Tanques de almacenamiento de Nafta USD/sPD 3600| 653 2350800‘
12 Bomba de inyeccion de Nafta USD/BPD 30 B3 195900
13 Lineas de inyeccion de Nafta Usp/m 10 150 1500‘

TOTAL 3130




Tabla 24. Ingresos y Egresos al 15%

NAFTA 15%

CAUDAL
DIAS (STB/Dia) INGRESOS / DIA | INGRESOS (USD) | EGRESOS/DIA EGRESOS (USD) CASH FLOW (USD)
0 8000 S - |S (4.311.300)
30 7600 $ 288.800 | $ 8.664.000 | $ 4.640.644 | $ 139.219.320 | $ (130.555.320)
60 7560 $ 287.280 | $ 8.618.400 | $ 4.616.261 | $ 138.487.824 | $ (129.869.424)
90 7520 $ 285.760 | $ 8.572.800 | $ 4.591.878 | $ 137.756.328 | $ (129.183.528)
120 7488 $ 284544 | $ 8.536.320 | $ 4572371 | $ 137.171.131 | (128.634.811)
150 7440 $ 282720 | $ 8.481.600 | $ 4543111 | $ 136.293.336 | $ (127.811.736)
180 7424 $ 282112 | $ 8.463.360 | $ 4.533.358 | $ 136.000.738 | $ (127.537.378)
210 7336 $ 278.768 | $ 8.363.040 | $ 4.479.715 | $ 134.391.446 | $ (126.028.406)
240 7280 $ 276.640 | $ 8.299.200 | $ 4445578 | $ 133.367.352 | $ (125.068.152)
270 7240 $ 275.120 | $ 8.253.600 | $ 4.421.195 | $ 132.635.856 | $ (124.382.256)
300 7216 $ 274.208 | $ 8.226.240 | $ 4.406.565 | $ 132.196.958 | $ (123.970.718)
330 7152 $ 271.776 | $ 8.153.280 | $ 4.367.552 | $ 131.026.565 | $ (122.873.285)
365 7120 $ 270.560 | $ 8.116.800 | $ 4.348.046 | $ 130.441.368 | $ (122.324.568)
TOTAL $ 100.748.640 $  1.618.988.222

Fuente: Los Autores.

Figura 34. Estado Actual Vs Inyeccion al 15%
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Claramente se observé en la Figura 34 como al realizar la inyeccion de Nafta al
15% no se obtiene ningun beneficio econémico, ya que los egresos son
aproximadamente 10 veces mayores que los ingresos que se podrian obtener.
Por lo cual este andlisis econdmico respalda los resultados obtenidos en la

optimizacion.

6.4.3 Escenario 20% Dilucion. La tabla 24 presenta los costos iniciales para la
operacion de dilucion al 20% de Nafta. Adicionalmente se presenta los egresos e
ingresos mensuales proyectados a un afio tanto 20% de dilucion como del estado
actual. Figura 35.

Tabla 25. Costos iniciales para la Dilucién al 20%

11 Tanques de almacenamiento de Nafta UsD/BPD 3600 87 3135600
12 Bomba de inyeccion de Nafta USD/BPD 3000 871 2613000
13 Lineas de inyeccion de Nafta UsD/m 10 150 1500,

TOTAL 5750100

Fuente: Los Autores

Tabla 26. Ingresos y Egresos al 20%

CAUDAL
DIAS (STB/Dia) INGRESOS / DIA | INGRESOS (USD) EGRESOS/DIA EGRESOS (USD) CASH FLOW (USD)

0 8000 $ - $ (5.750.100,00)
30 7600 $ 288.800 | $ 8.664.000 | $ 4.643.260 | $ 139.297.800 | $ (130.633.800)
60 7560| $ 287.280 | $ 8.618.400 [ $ 4.618.877 | $ 138.566.304 | $ (129.947.904)
90 7520| $ 285.760 | $ 8.572.800 | $ 4.594.494 | $ 137.834.808 | $ (129.262.008)
120 7488 $ 284.544 | $ 8.536.320 | $ 4.574.987 | $ 137.249.611 | $ (128.713.291)
150 7440 $ 282.720 | $ 8.481.600 | $ 4545727 | $ 136.371.816 | $ (127.890.216)
180 7424 $ 282112 | $ 8.463.360 | $ 4.535.974 | $ 136.079.218 | $ (127.615.858)
210 7336| $ 278.768 | $ 8.363.040 | $ 4.482.331 | $ 134.469.926 | $ (126.106.886)
240 7280| $ 276.640 | $ 8.299.200 [ $ 4.448.194 | $ 133.445.832 | $ (125.146.632)
270 7240| $ 275.120 | $ 8.253.600 | $ 4.423.811 | $ 132.714.336 | $ (124.460.736)
300 7216| $ 274.208 | $ 8.226.240 | $ 4.409.181 | $ 132.275.438 | $ (124.049.198)
330 7152| $ 271776 | $ 8.153.280 | $ 4.370.168 | $ 131.105.045 | $ (122.951.765)
365 7120| $ 270.560 | $ 8.116.800 | $ 4.350.662 | $ 130.519.848 | $ (122.403.048)

TOTAL $  100.748.640,00 $ 1.619.929.982,40

Fuente: Los Autores.



Figura 35.Estado Actual Vs Inyeccion al 20%
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Fuente: Los Autores.

Claramente se observé en la Figura 35 como al realizar la inyeccién de Nafta al
20% no se obtiene ningun beneficio econdmico al igual que en el 15% de
inyeccion, ya que los egresos son aproximadamente 10 veces mayores que los
ingresos que se podrian obtener. Por lo cual este analisis econdmico respalda

los resultados obtenidos en la optimizacion.

6.4.4 Escenario 25% Dilucién. La tabla 24 presenta los costos iniciales para la
operacion de dilucion al 20% de Nafta. Adicionalmente se presenta los egresos e
ingresos mensuales proyectados a un afio tanto 20% de dilucibn como del estado

actual. Figura 35.

Tabla 27. Costos Iniciales para la Dilucion 25%.

11 Tanques de almacenamiento de Nafta USD/BPD 3600 1089 39204001
12 Bomba de inyeccion de Nafta USD/BPD 3000, 1089 3267000
13 Lineas de inyeccion de Nafta usb/m 10 150 1500

TOTAL 7183900

Fuente: Los Autores.
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Tabla 28. Ingresos y Egresos 25%

CAUDAL

DIAS (sT8/Dia) INGRESOS / DIA | INGRESOS (USD) | EGRESOS/DIA EGRESOS (USD) CASH FLOW (USD)
0 8000 $ - |$  (7.188.900,00)
30 7600| $ 288.800 | $ 8.664.000 | $ 4.645.876 | $ 139.376.280 | $ (130.712.280)
60 7560| $ 287.280 | $ 8.618.400 | $ 4.621.493 | $ 138.644.784 | $ (130.026.384)
90 7520| $ 285.760 | $ 8.572.800 | $ 4.597.110 | $ 137.913.288 | $ (129.340.488)
120 7488| $ 284.544 | $ 8.536.320 | $ 4.577.603 | $ 137.328.091 | $ (128.791.771)
150 7440| $ 282.720 | $ 8.481.600 | $ 4548343 | $ 136.450.296 | $ (127.968.696)
180 7424| $ 282,112 | $ 8.463.360 | $ 4.538.590 | $ 136.157.698 | $ (127.694.338)
210 7336| $ 278.768 | $ 8.363.040 [ $ 4.484.947 | $ 134.548.406 | $ (126.185.366)
240 7280| $ 276.640 | $ 8.299.200 | $ 4.450.810 | $ 133.524.312 | $ (125.225.112)
270 7240| $ 275.120 | $ 8.253.600 | $ 4.426.427 | $ 132.792.816 | $ (124.539.216)
300 7216| $ 274.208 | $ 8.226.240 [ $ 4.411.797 | $ 132.353.918 | $ (124.127.678)
330 7152| $ 271.776 | $ 8.153.280 | $ 4372.784 | $ 131.183.525 | $ (123.030.245)
365 7120 $ 270.560 | $ 8.116.800 | $ 4353278 | $ 130.598.328 | $ (122.481.528)

TOTAL $ 100.748.640,00 $ 1.620.871.742,40

Fuente: Los Autores.

Figura 36.Estado Actual Vs Inyeccion al 25%
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Fuente: Los Autores.

Claramente se observé en la Figura 36 como al realizar la inyeccion de Nafta al
25% no se obtiene ningun beneficio econémico al igual que en el los dos casos
anteriores de inyeccion, ya que los egresos son aproximadamente 10 veces

mayores que los ingresos que se podrian obtener. Por lo cual este analisis

economico respalda los resultados obtenidos en la optimizacion.
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Se observé que efectivamente el analisis técnico realizado en la optimizacion y
econémico en este capitulo, muestran que la optimizacién para el campo Suria a
través del analisis de los patrones de flujo no es viable, ya que es obvio que este

no generara ningun beneficio econdmico.
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7. CONCLUSIONES

Con la recopilacion de la informacion se logr6 obtener detalladamente el
estado actual del sistema de recoleccion del campo Suria, consiguiendo de
esta manera obtener una base sdlida para el desarrollo del modelo de

simulacion.

Con el control y analisis de calidad de la informacién, se lograron detectar los
datos erréneos consiguiendo asi determinar los parametros con los cuales se

realizé la simulacion.

La correlacion de flujo multifasico de Beggs & Brill revised, Tailet and Dukler
map, fue la que mejor represento el comportamiento del campo Suria, con un
porcentaje de valor medio del error absoluto de 5,91% con respecto a la

presion real de los punto de las lineas escogidas.

Del andlisis de sensibilidad se determiné que la variable que mas influye en
la ecuaciéon de Beggs and Brill Revised para pérdidas de presion es la
velocidad de la mezcla, ya que esta presenta una alta resistencia a fluir
debido al contacto con otra superficie o diferentes tipos de fluidos dentro de la

tuberia.

De las 14 lineas de flujo evaluadas 4 resultaron candidatas para realizar la
optimizacién mediante la inyeccion de diluyente FL-2; FL-3; FL-9 y FL-14 ya

gue estas presentaban las condiciones Optimas para realizar dicha mejora.
La tasa optima de inyeccion de Nafta o diluyente, se encuentra entre en rango

del 15 al 25% del caudal de la linea de flujo a la cual se desea realizar la
dilucion dependiendo de las propiedades del fluido y de la tuberia.
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Los tipos de patrones de flujo que predominan en el sistema de recoleccion
del campo Suria son, el flujo Intermitente, Estratificado suave y Estratificado
ondulado en los cuales no se observd ninguna variacion después de la

inyeccion del diluyente.

La optimizacion del sistema de recoleccion del campo Suria mediante el
analisis de patrones de flujo no fue exitosa, ya que no se logré un aumento en
la rentabilidad de la produccién del crudo extra-pesado, ni se logré6 aumentar el
caudal de flujo de los pozos y tampoco se logré una disminucién sustancial en

los requerimientos energéticos del sistema.
El andlisis financiero corroboro que la optimizacién planteada para el campo

Suria no es viable, ya que esta generara mas gastos a los que se tienen

actualmente.
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8. RECOMENDACIONES

Partiendo del hecho que la dilucibn en superficie no fue exitosa, se
recomienda implementar dicha diluciobn en fondo para de esta manera
comprobar si se podria disminuir el requerimiento energético del sistema y/o

aumentar la produccion del campo.

Probar la dilucion en superficie en otros campos de crudo extra-pesado los

cuales presenten propiedades de fluidos diferentes.

Instalar nuevos equipos de medicion de flujo y de presion en las tuberias, con
la finalidad de cuantificar con mayor precisién el volumen total de liquidos y

presion de las lineas.
Se recomienda realizar otros escenarios de optimizacion en los cuales se

utilice cambios en la temperatura o cambios en la disefio de las tuberias en el

sistema de recoleccion.
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