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GLOSARIO

ACTIVO: item, cosa o entidad que tiene valor potencial o real para una organizacion.
BOMBA: dispositivo que transfiere fluidos por succidn, presiéon o ambos. En el contexto de
la industria petrolera, es una turbo-maquina que impulsa los fluidos desde el yacimiento

hasta la superficie.

CAMPO: en el contexto de la industria petrolera, es una acumulacion de uno o varios
reservorios de aceite en el subsuelo, con un dimensionamiento econémico asociado.

CONFIABILIDAD: habilidad de un item para desempefiar una funcion requerida bajo
circunstancias determinadas durante un intervalo de tiempo determinado.

ESTADISTICA: rama de la matematica que utiliza grandes conjuntos de datos numéricos
para obtener inferencias basadas en el célculo de probabilidades.

MODELO: esquema teodrico, generalmente en forma matematica, de un sistema o de una
realidad compleja.

PROBABILIDAD: en un proceso aleatorio, razén entre el niumero de casos favorables y el
namero de casos posibles.

RIESGO: medida de la proximidad de un dafio o el efecto de una incertidumbre sobre uno
varios obijetivos.

YACIMIENTO: cuerpo de roca en el subsuelo con suficiente porosidad y permeabilidad para
almacenar y transportar fluidos.
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RESUMEN

TITULO: ANALISIS DE LA CONFIABILIDAD DEL SISTEMA DE LEVANTAMIENTO
ARTIFICIAL DE UN CAMPO PETROLERO PARA AUMENTAR SU
PRODUCCION®.

AUTOR: ALEJANDRO CELEMIN PARDO**

PALABRAS CLAVE: gestion de activos, bomba electro-sumergible, confiabilidad,
produccion de hidrocarburos, monitoreo de condicion, campo
petrolero digital.

DESCRIPCION:

Este trabajo presenta el desarrollo de un criterio para priorizar la intervencion de pozos activos. El
uso del criterio se aplica en un caso de estudio que ilustra los posibles efectos de su uso durante la
operacion de un campo petrolero.

El criterio estd basado en una aproximacion probabilistica a las fallas de pozos con sistemas de
levantamiento artificial tipo ESP, usando la metodologia de andlisis de supervivencia paramétrico.
Para calcular el efecto de la produccién sobre la confiabilidad de los pozos se utiliza el modelo de
riesgos proporcionales de Cox. Este modelo permite construir una grafica de probabilidad de falla en
funcion de la produccién de fluido y del tiempo de operacién. El caso de estudio incluye el analisis
de la falla de un pozo especifico, para comparar los resultados contra el criterio desarrollado.

El analisis muestra que el Sistema ESP analizado en el caso de estudio operé en una condicién de
downthrust durante aproximadamente la mitad de su vida operacional. Al aplicar el modelo de riesgos
proporcionales desarrollado, se determiné que la probabilidad de falla era baja y por lo tanto la falla
ocurrié antes de lo esperado. Sin embargo, el criterio prueba ser una herramienta Util para priorizar
los demas pozos en produccién de acuerdo a su probabilidad de falla.

* Monografia de Grado.

** Facultad de Ingenierias Fisico Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Especializacion en
produccion de Hidrocarburos. Director: Juan Enrique Lépez Uribe, Especialista en Produccién de
Hidrocarburos.
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ABSTRACT

TITLE: ANALYSIS OF THE RELIABILITY OF THE ARTIFICIAL LIFTING SYSTEM OF AN
OIL FIELD TO INCREASE ITS PRODUCTION*

AUTHOR: ALEJANDRO CELEMIN PARDO**

KEY WORDS: asset management, electrical submersible pump, reliability, oil well
production, condition monitoring, digital oil field.

DESCRIPTION:

This study presents the development of a criterion for prioritization of oil Wells intervention. The
criterion is applied in a case study that shows possible effects of its use during the operation of an oil
field.

The criterion is based upon a probabilistic approach to failure of oil Wells with electrical submersible
pumps, using a parametric survival analysis. A Cox proportional hazards model was used to calculate
the effect of oil production on the reliability of Wells. This model allowed to plot of failure probability
as function of oil production and well uptime. The case study includes the analysis of a failure to
compare its results against the criterion.

According to the results, the electrical submersible pump analyzed, operated under downthrust
conditions during half of its run life. Although, its failure probability calculated with Cox proportional
hazards model showed that failure occurred before its expected run life. Nevertheless, the criterion
proved to be a useful tool to determine failure likelihood of producing Wells.

* Monograph of Degree.

** Faculty of Chemical Physical Engineering. School of Engineering of Petroleos. Specialization in
production of hydrocarbons. Director: Juan Enriqgue Lopez Uribe, Specialist in Hydrocarbon
Production.
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INTRODUCCION

La gestidn de activos es un conjunto de actividades coordinadas para generar valor a partir
de los mismos (International Organization for Standardization, 2014). Para el caso de la
industria petrolera, los activos son todos aquellos recursos controlados por la operadora!
como resultado de sucesos pasados, y sobre los cuales espera obtener, en el futuro,
beneficios econdmicos (International Accounting Standards, 2014).

A partir de esta definicién, el yacimiento petrolero hace parte de los activos de la companiia
petrolera, asi como los pozos, los equipos de superficie, la gente y la informacion técnica,
administrativa y financiera, requeridos para la extraccion de los hidrocarburos de dicho
yacimiento. La Figura 1 presenta un esquema de desglose del primer nivel de los activos
de un campo petrolero (Lowe & Trotter, 1999).

Figura 1. Estructura general de los activos de un campo petrolero

Campo petrolero

| | | | |

[ Yacimiento } [ Pozos } [ Facilidades } [ Gente } [ Informacion }

De acuerdo con el Instituto de Gestion de Activos del Reino Unido, la generacién de valor
toma diferentes significados dependiendo del sector industrial involucrado (Institute of Asset
Management, 2014). En el segmento del upstream en la industria del petréleo y del gas, la
generacién de valor esta directamente relacionada con la produccion de los hidrocarburos
de un yacimiento, de manera que todas las actividades orientadas a este fin estan incluidas
dentro de la gestién de los activos de la compafia (Fanchi, 2010). Estas actividades
incluyen, entre otros:

¢ la evaluacién sismica del campo petrolero,

¢ |a perforacion estratigrafica y exploratoria,

e la perforacion, el completamiento y el mantenimiento de los pozos productores,

e la construccion, la puesta en marcha y el mantenimiento de las facilidades de
produccion,

e la ejecucién de programas de recobro secundario o mejorado,

e el abandono de pozos y la desinstalacion de facilidades.

Una perspectiva mas focalizada, considera la ingenieria de produccion de hidrocarburos
como una serie de actividades relacionadas con la habilidad de un pozo para producir

! Entiéndase entidad como la compaiiia encargada del control y la administracion de los activos petroleros.
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hidrocarburos de acuerdo con un indice de productividad determinado. Al incrementar la
produccién y por lo tanto el valor del activo, considerando las restricciones fisicas y
econémicas, se puede hablar de una produccion optimizada (Institute of Asset
Management, 2014) (Economides & Saputelli, 2005).

Existen diversas formas de optimizar la produccion de un pozo y en una mayor escala, de
un campo petrolero. En condiciones de operacion ideales, la optimizacion puede clasificarse
en dos familias: aumento en el influjo de fluidos desde el yacimiento (inflow performance) o
reduccion de restricciones para aumentar la caida de presion desde el yacimiento hacia el
pozo (drawdown pressure). Sin embargo, en condiciones reales de operacién, uno de los
retos mas importantes es mantener los pozos produciendo durante el intervalo de tiempo
mas largo posible, sin necesidad de intervenciones de alto impacto econémico que puedan
llegar a afectar la viabilidad de las operaciones (Economides & Saputelli, 2005). Esta
condicion genera una oportunidad importante de optimizacion de la produccién y de
reduccién de costos por intervenciones, al plantear estrategias para asegurar la continuidad
de la produccién durante el mayor tiempo posible.

Las intervenciones a los pozos productores suelen requerirse por problemas asociados a
(Jahn, Cook, & Graham, 2008):

e produccion reducida o limitada,

e excesiva produccién de agua,

e excesiva produccién de gas en pozos de aceite,
e fallas mecanicas o eléctricas.

Segun los datos reportados por Ayala, el tiempo de servicios de pozos y la espera para
iniciar dichos servicios, son las principales causas de las pérdidas de produccion. De
acuerdo con los datos reportados, la oportunidad de reduccién de pérdidas al asegurar la
continuidad en la produccion de los pozos podria ascender al 43% (Ayala & Pérez, 2013),
haciendo de la continuidad en la produccion un objetivo fundamental dentro de la estrategia
de gestion de activos de una compainiia petrolera (Jahn, Cook, & Graham, 2008).

La continuidad en la operacién de un pozo en un campo, estd caracterizada por la
confiabilidad de los pozos y de las facilidades de producciéon que lo componen. La
confiabilidad es la habilidad de un item para desempefiar una funcién especifica bajo
condiciones definidas durante un intervalo de tiempo definido (International Organization for
Standardization, 2006). La confiabilidad se basa en eventos de fallas potenciales, es decir,
en el riesgo asociado a un evento de falla. Esto significa que la falla de un sistema o
componente es un evento probabilistico. El resultado de un analisis de confiabilidad debe
ser entonces, la probabilidad de que un componente o sistema no falle durante un periodo
de tiempo, para un intervalo de confianza estadistico determinado (Institute of Asset
Management, 2014).
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En la produccion de hidrocarburos con sistemas de bombeo artificial con bomba electro-
sumergible (electrical submersible pump ESP), el objetivo del operador es alcanzar la vida
de operacion o run life, mas larga posible. Para lograr este objetivo, las actividades de
operacién y mantenimiento deben incluir la ejecucion de rutinas de monitoreo y solucion de
problemas de forma permanente (Takacs, 2009). Este enfoque es denominado predictivo,
y consiste en vigilar la “salud” o condicion del sistema a través de algunas variables
especificas, con el fin de detectar las condiciones que implican un deterioro de la
expectativa de vida y por lo tanto, del pozo (Bates, y otros, 2004) (Kothamasu, Huang, &
VerDuin, 2009).

Tipicamente las variables para el monitoreo de la condicion de los sistemas electro-
mecanicos son las vibraciones de equipo rotativo, las propiedades de los aceites
lubricantes, la termografia infrarroja y el analisis de la calidad de la corriente eléctrica
(Wang, 2008). Los sistemas de bombeo electro-sumergible poseen sus propias variables
de monitoreo, y cada una de estas presenta un patrén especifico de comportamiento, de
manera que al detectar anomalias durante la operacion, es posible cambiar los parametros
de operacién, programar una intervencion o replantear las practicas de producciéon en un
pozo o en el campo (Takacs, 2009) (Bates, y otros, 2004).

17



1 OBJETIVOS

1.1 OBJETIVO GENERAL

Seleccionar una estrategia de servicios de pozo basada en la confiabilidad del sistema de
levantamiento artificial, optimizada con respecto a los costos de intervencion.

1.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Estimar la tasa de falla y la curva de supervivencia de los sistemas de bombeo electro-
sumergible.

e Calcular la disponibilidad y los costos por intervencién correctiva, preventiva y
predictiva. Seleccionar la mejor estrategia.

o Para el escenario de intervencion predictiva, analizar las variables operacionales que
indican la proximidad de la falla del sistema de bombeo electro-sumergible.

e Estimar el aumento de la produccion al implementar el escenario de intervencion
predictiva.

18



2 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

2.1 DEFINICION DEL PROBLEMA

En los campos petroleros que cuentan con sistemas de levantamiento artificial con bombas
electro-sumergibles, se presentan pérdidas de tiempo de produccién debido a dafios en los
componentes de los sistemas.

La intervencién de los sistemas que han fallado toma un tiempo determinado en ser
atendida y un tiempo adicional para ser ejecutada. Esta situacién sugiere una oportunidad
de aumento en la produccién al eliminar el tiempo de espera requerido para atender el pozo
cuya bomba electro-sumergible ha fallado, a través de la implementacién de esquemas de
intervencion preventivos o predictivos en los que el sistema de levantamiento artificial es
intervenido antes de que falle.

La programacién de intervenciones preventivas utiliza inicamente datos estadisticos sobre
la falla de los sistemas. La programacion de intervenciones predictivas utiliza, ademas de
las estadisticas de falla, las variables operacionales que proporcionan informacién sobre la
supervivencia de los sistemas de bombeo electro-sumergible segin su condicién
operacional actual.

2.2 JUSTIFICACION
Este trabajo es relevante para la produccion de hidrocarburos, en tanto que se evalla la

continuidad de la produccién de un campo, considerando la produccién de los pozos y
usando las técnicas de la ingenieria de confiabilidad.
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3 MARCO TEORICO

3.1 BREVE DESCRIPCION DE LOS SISTEMAS ESP

El sistema de levantamiento artificial tipo ESP es un sistema de bombeo roto-dinadmico
multi-etapa, impulsado por un motor eléctrico de induccién, el cual se alimenta desde
superficie a través de un cable de potencia. El sistema suele ser modificado para soportar
las condiciones de presion, temperatura y corrosion especificas de un pozo de produccion
de petréleo. Unas de las principales adaptaciones es la implementacion de un protector o
sello entre la bomba y el motor eléctrico, el cual permite la dilatacion y contraccién térmica
del aceite dieléctrico del motor y simultaneamente evita la contaminacién del mismo
(Takacs, 2009).

Dependiendo de las caracteristicas del fluido producido, algunos sistemas poseen
accesorios adicionales como manejadores de gas o desarenadores centrifugos. Segun el
plan operacional y los requerimientos del campo, es posible también instalar un equipo de
sensores para medir pardmetros operacionales especificos (Takacs, 2009).

La Figura 2 presenta la estructura taxondémica por niveles para un pozo productor con un
sistema de levantamiento tipo ESP convencional.

Figura 2. Estructura taxondmica de un pozo productor con sistema ESP

Cable

Motor
Sistema ESP

Protector

Equipo de Sistema de
fondo tuberia

Bomba

Sistema de

revestimiento
Pozo J

Cabezal

Equipo de Panel de
superficie control

Transformador

Fuente: (C-FER Technologies Inc., 2012)
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3.2 DEFINICION DE FALLA

La confiabilidad, bajo la definicion presentada en la seccion 0, trata sobre la habilidad de un
sistema 0 componente para ejecutar su funcion durante un periodo de tiempo determinado.
Entonces, la falla esta definida como la terminacién de la habilidad de un item para
desempenfiar una funcion requerida (International Organization for Standardization, 2006).
Bajo estas definiciones, la funcién principal de un pozo productor es transportar crudo desde
el yacimiento hasta la superficie (Jahn, Cook, & Graham, 2008), de manera que el término
“falla”, aplicado en este andlisis es un evento en el que el pozo deja de transportar crudo
desde la formacion productora hasta la superficie (Pflueger, Huang, & Chen, 2011) y
requiere una intervencion para ser reparado (C-FER Technologies Inc., 2012). Esta
intervencion se denomina en inglés como pulling.

3.3 PRINCIPALES MODOS DE FALLAS DE LOS POZOS CON SISTEMAS ESP

La gestion de la produccién de un pozo involucra tanto el ensamble mecénico de fondo,
como el completamiento de la zona productora (Jahn, Cook, & Graham, 2008) y cada uno
presenta una serie de restricciones que pueden generar diferentes fallas del sistema
completo. La Tabla 1 presenta las restricciones mas comunes en pozos de produccién
(Jahn, Cook, & Graham, 2008).

Tabla 1. Restricciones en pozos productores

Completamiento Ensamble mecanico

Factor de skin Dimensionamiento de equipos
Migracion de finos Restricciones de flujo
Formacion de scale Optimizacion de parametros
Formacion de emulsiones Produccion de sdlidos
Deposicion de asfaltenos Integridad de la tuberia

Produccién de fluidos no deseados

En cuanto al completamiento y al yacimiento, es posible que existan compuestos quimicos
que provoquen corrosion en el ensamble mecanico, afectando las carcasas del motor o de
la bomba. Otro tipo de compuestos quimicos pueden generar la acumulaciéon de scale en
las superficies metdlicas, lo que afecta la transferencia de calor desde el motor hacia el
pozo y reduce e incluso detiene por completo el flujo a través de la bomba. La arena y otros
solidos abrasivos liberados en formaciones poco consolidadas erosionan las superficies
que estan en contacto con el fluido de produccion. En yacimientos con alto contenido de
gas se desestabiliza la operacion del sistema ESP e incluso se puede generar una burbuja
de gas dentro de la bomba, bloqueando el flujo de liquido desde el yacimiento hacia la
superficie (Takacs, 2009).

En cuanto al ensamble electro-mecénico exclusivamente, pueden existir otros tipos de

fallas. En general la alimentacién eléctrica desbalanceada, con picos de voltaje, los
harmonicos e incluso las descargas eléctricas por fenémenos atmosféricos pueden afectar
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el suministro de potencia o los controladores del sistema ESP. El desbalance mecénico de
los componentes de la bomba, la inestabilidad del suministro de potencia eléctrica o la
produccion de fluidos con alto contenido de gas pueden generar vibraciones de magnitud
significativa en los componentes moviles del sistema ESP, haciéndolos propensos a fallar
por fatiga (Takacs, 2009).

El modo de falla esté definido como la manera principal en cémo se evidencia la perdida de
funcionalidad del sistema y tipicamente es el resultado de una o varias condiciones
operacionales (Alhanati, Solanki, & Zahacy, 2001), como las presentas anteriormente. En
la ingenieria de confiabilidad se recomienda trabajar con modos de falla debido a que de
esta manera se pueden cubrir varios mecanismos de falla simultdneamente, dependiendo
del nivel taxonémico en el que se realice el andlisis (Stapelberg, 2009). La Tabla 2 presenta
los modos de falla principales y especificos de un pozo productor con sistema ESP
(Alhanati, Solanki, & Zahacy, 2001).

Tabla 2. Restricciones en pozos productores
Modo de falla general Modo de falla especifico
Produccion Ausencia de produccion a superficie
Baja produccion a superficie
Eléctrico Alto consumo de corriente
Bajo consumo de corriente
Alto voltaje
Bajo voltaje
Desfase
Corto circuito

La practica recomendada por el Instituto Americano del Petréleo API RP 11S proporciona
una guia detallada para detectar, diagnosticar y corregir los posibles problemas
operacionales de los pozos con sistemas ESP, utilizando cartas amperimétricas (American
Petroleum Institute, 1994). La secciéon 3.6.3 brinda mas detalles sobre las técnicas de
monitoreo de la operacion de bombas electro sumergibles.

3.4 CICLO PRODUCTIVO

El ciclo productivo de los pozos con sistemas ESP puede dividirse en varios segmentos
segun el nivel de detalle requerido por el operador. El ciclo presentado en la Figura 3
corresponde al desglose de un segmento de vida de un pozo en elementos particulares,
basado en el modelo presentado por Departamento de Defensa de los Estados Unidos, el
cual proporciona la informacion suficiente para desarrollar el analisis planteado en el
objetivo del trabajo (Stapelberg, 2009) (Lazzaroni, Cristaldi, Peretto, Rinaldi, & Catelani,
2011).
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Figura 3. Desglose de tiempo total de un pozo con sistema ESP
- MTBF >

-——— MUT ———————p»—— MDT ———————

e—— MTWI ———»<+—— MTTR —»

\J

Fuente: (Stapelberg, 2009)
Los tiempos presentados en la figura anterior tienen las siguientes definiciones:

- Tiempo medio operacional (mean up time MUT): es el tiempo promedio en el que el
pozo y su sistema de levantamiento artificial estan operativos. Incluye el tiempo en el
que el sistema de levantamiento esta inactivo debido a la configuracién del control.

- Tiempo medio en espera de intervencion (mean time waiting for intervention MTWI): las
fallas de pozo que requieren intervencion, tipicamente involucran la contratacién de un
equipo de workover. EI MTWI es el tiempo promedio que le toma al equipo de workover
llegar a la locacion del pozo y configurar todas las herramientas para realizar el trabajo
requerido.

- Tiempo medio para reparar (mean time to repair MTTR): es el tiempo promedio que toma
la intervencion, desde que se inicia la extraccion del sistema de levantamiento artificial,
hasta que se instala el nuevo sistema y el pozo entra en condicidbn operacional
nuevamente.

- Tiempo medio no operacional (mean down time MDT): es el tiempo promedio total en el
que el pozo no produce y equivale a la suma del tiempo de espera por intervenciéon
MTWI y el tiempo de intervencién MTTR.

- Tiempo medio entre fallas (mean time between failure MTBF): es el tiempo promedio
gue transcurre entre dos fallas sucesivas que requieren intervencion y equivale a la
suma del tiempo operacional MUT vy el tiempo no-operacional MDT.

Durante la vida de un pozo productor, es probable que su estado cambie de operativo a no-
operativo por diferentes razones, entre ellas por estrategias de produccion, para efectuar
trabajos mejoramiento o reparacion en los equipos de superficie, para efectuar pruebas de
produccion especificas en el pozo o para realizar re-completamientos o trabajos de
estimulacion. Sin embargo, los pozos tipicamente cambian su estado debido a fallas de sus
componentes, las cuales deben ser eliminadas o minimizadas para mantener la produccién
del pozo y en general del campo. La metodologia de mantenimiento centrado en la
confiabilidad, es el conjunto de actividades, procesos y tecnologias orientadas a lograr este
objetivo (Rausand & Vatn, 2008).
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3.5 CONFIABILIDAD DE LOS SISTEMAS ESP

Varios estudios se han desarrollado para determinar el modelo estadistico mas adecuado
para representar el comportamiento falla-tiempo de los sistemas ESP. Estos modelos
pueden agruparse de la siguiente manera: los modelos paramétricos y los modelos no-
parameétricos. Los primeros son modelos estadisticos continuos basados en una funcion de
densidad de probabilidad que depende de un nimero limitado de parametros. Los modelos
no-paramétricos ajustan los datos experimentales Unicamente en el rango en el que se
encuentran los datos. Esto significa que los modelos no-paramétricos no permiten la
prediccion del comportamiento probabilistico fuera del rango de los datos experimentales,
aunque generalmente producen mejores ajustes en comparacion con los modelos
paramétricos (Pflueger, Huang, & Chen, 2011).

Debido a la naturaleza proactiva de la ingenieria de confiabilidad, este trabajo se
concentrara en el uso de modelos de supervivencia paramétricos, los cuales permiten
plantear estrategias de intervencion con base en el comportamiento estadistico de falla de
los sistemas analizados.

Dentro de los modelos paramétricos, los estudios existentes han mostrado que los que
mejor se ajustan al comportamiento de supervivencia de los pozos con sistemas ESP son
el exponencial y el Weibull de dos parametros (Lastra & Rueda, 1997) (Pflueger, Huang, &
Chen, 2011). Esto debido que los pozos tipicamente presentan tasas de falla constantes o
decrecientes.

3.5.1 MODELOS DE CONFIABILIDAD

El modelo exponencial para la confiabilidad R(t) esta basado en una tasa de falla A constante
a lo largo de la vida operativa del sistema o componente:

R(t)=e™" [1]

En este modelo, la tasa de falla A es constante e inversamente proporcional al tiempo medio
entre fallas MTBF:

MTBF = — 2]
2

En el modelo de confiabilidad de Weibull, uno de los parametros considera la escala a y el
otro considera la forma f de la tasa de falla A(z) del sistema o componente. El pardmetro de
forma g brinda la posibilidad de representar tasas de falla decrecientes, constantes o
crecientes, como muestra en la curva de la bafiera, presentada en la Figura 4.
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Figura 4. Curva de la bafiera de sistemas mecéanicos

A(t) decreciente, <1 A(t) creciente, >2
A

A(t) A(t) constante, =1
(modelo exponencial)

Fuente: (Divine, Lannon, & Johnson, 1993)

El modelo de confiabilidad de Weibull de dos parametros es:

R(t)= emﬂ [3]

Para esta distribucion, el MTBF no guarda una relacién inversa con la tasa de falla, como si
ocurre en el modelo exponencial. La tasa de falla para el modelo de Weibull de dos
parametros esta definida como:
B-1
t
(—) [4]
(04

El MTBF por su parte, definido como el area bajo la curva de la funcion de confiabilidad R(t)
se calcula con la ecuacion:

MTBF = T R(t)dt ;ar(u %] [5]

0

Donde T es la funcion gamma completa, calculada como funcién del parametro de forma g.
La Grafica 1 muestra el comportamiento de la confiabilidad para un tiempo carécteristico A
de 100 dias, y cuatro factores de forma . Como se muestra en la ecuacion [4], si el
pardmetro de forma g igual 1, entonces el modelo de Weibull de dos pardmetros se hace
equivalente al modelo exponencial.
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Gréfica 1. Comportamiento de las distribuciones exponencial y de Weibull

Confiabilidad

100%

90%

80%

0%

B0%

0%

40%

30%

20%

10%

0%

Exponencial — Weibull j=0,5 ———— Webullp=15 Weibull f=2

tiempo caracteristico=100 dias

20 40 60 g0 100 120 140 160 180 200

Tiempo de vida [dias]

La Grafica 2 muestra el comportamiento de la tasa de falla A, para las mismas distribuciones
y los parametros presentados en la Grafica 1.

Grafica 2. Comportamiento de la tasa de falla para los modelos exponencial y Weibull
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3.6 ESTRATEGIAS DE INTERVENCION

La investigacion operativa aplicada a la gestion del mantenimiento, considera los ciclos
operacionales de los sistemas, como el presentado en la Figura 3, para determinar las
mejores estrategias para su intervencion, de acuerdo con los recursos financieros y
logisticos disponibles.

Las estrategias de intervencibn mas comunes son el mantenimiento predictivo, el
preventivo y el correctivo. Un nivel més detallado de las estrategias de intervencion es el
siguiente (Rausand & Vatn, 2008):

- Monitoreo continuo de la condicién (continuous on-condition task CCT)

- Monitoreo programado de la condicién (scheduled on-condition task SCT)
- Reparacién completa programada (scheduled overhaul SOH)

- Reemplazo programado (scheduled replacement SRP)

- Prueba de funcionamiento programada (scheduled function test SFT)

- Operacién a falla (run to failure RTF)

La aplicacion de cada una de estas estrategias depende de las caracteristicas técnicas y
operacionales del sistema, asi como del comportamiento estadistico de cada modo de falla,
es decir, de su confiabilidad.

La Figura 5 presenta el esquema de toma de decisiones para asignacion de estrategias de
intervencion segun Rausand y Vatn, el cual usa como referencia el modelo estadistico de
Weibull de dos parametros para determinar si el sistema es reparable o no (Rausand &
Vatn, 2008).

Figura 5. Asignacion légica de decision de tareas de mantenimiento.

Caracteristicas y
condiciones
¢El pardmetro de forma glafuncidnes
B=2? escondida?

si Si

Es viable hacer una
reparacién completa?

Reemplazo Reemplazo
no programado SRP programado SRP
Sl

Monitoreo Reparacién
continuo CCT completa SOH

Fuente: (Rausand & Vatn, 2008)

¢Existe un indicadar
medible para alertar
sobrefallas?

no no

Operar afalla
.

Monitoreo
programado SCT
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3.6.1 OPERACION A FALLA RTF

Esta estrategia de intervencion es de tipo reactivo y consiste en ejecutar los trabajos de
intervencion Unicamente cuando se ha detectado la falla del sistema, o en este caso,
cuando se ha detectado la parada en la produccion del pozo.

Es posible seleccionar esta estrategia cuando un evento de falla no pone en riesgo la salud
o la seguridad de las personas en la operacion, cuando no es viable instalar sistemas de
monitoreo de condicion o cuando la tasa de falla es decreciente con respecto al tiempo,
segun lo indicado en la Figura 5.

Los pozos con sistemas ESP cumplen con dos de las tres condiciones descritas, debido a
gue la falla de un equipo de fondo no implica directamente un peligro para el personal, la
tasa de falla tiende a ser decreciente y el monitoreo de la condicion del sistema puede
realizarse a través de un sensor amperimétrico en superficie, de un manémetro para medir
la presion de flujo en cabeza de pozo o incluso usando sensores en fondo para determinar
temperaturas o niveles de vibraciéon en el sistema ESP (Moffatt & Craig, 2001).

Aun contando con sistemas supervision, control y adquisicion de datos SCADA, la
utilizacion de la estrategia RTF es comuan (Jahn, Cook, & Graham, 2008) y de acuerdo con
el objetivo planteado en este trabajo, existen oportunidades para la optimizacion del
desempefio econdémico y productivo del campo si se aplican estrategias diferentes ala RTF.

Las oportunidades de optimizacion se encuentran en la eliminacién del tiempo medio en
espera de intervencion MTBF. Segun Ayala, la proporcién de las pérdidas de producciéon
por espera de servicio a pozo pueden ascender al 21% (Ayala & Pérez, 2013), es decir que
las aumento en la produccion al reducir el MTBF podria aumentar en ese mismo porcentaje.

3.6.2 INTERVENCION PREVENTIVIA SRP/SOH

La estrategia de intervencion preventiva aplica Unicamente para sistemas en los cuales la
tasa de falla 1 es ascendente, lo cual significa que el modelo estadistico de Weibull el
parametro de forma g es mayor que 2. Al considerar el modelo de costo de intervencion

optimo C planteado por Riane et al., se tiene en cuenta el costo de una reparacion
preventiva Cpreventivo Y Una correctiva Ceorrecivo, la probabilidad de supervivencia R(t) y el tiempo
medio operativo MUT para un tiempo de intervencién preventivo t,, que corresponde al
tiempo desde la fecha de instalacion del sistema ESP, en el que se ejecuta la intervencion
del pozo en operacion (Riane, Roux, Basile, & Dehombreux, 2009), como presenta en la
ecuacion:
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donde:

= C reven ivoR t, )+ Ccorrec ivo 1-RIt
C(tp): prevent (p?vIUT| 1 ( (p»
t

t

MUT]|, = jR(tp)dt

0

[6]

[7]

Como se observa en la Grafica 3, cuando la tasa de falla es decreciente (f<1), el costo de
intervenciones disminuye a medida que el tiempo de intervencién aumenta, lo cual significa
que no es apropiado adoptar un esquema de intervencion preventivo. Cuando la tasa de
falla es constante (#=1), el costo de intervencion disminuye hasta un punto en el cual se
estabiliza en el tiempo, es decir que la periodicidad de las intervenciones no alteran el costo
de intervencién preventiva (Wang, 2008). Sin embargo cuando la tasa de falla es creciente

y el parametro de forma g es mayor que 2, el costo promedio de intervencion C tiende a
generar un valor minimo, el cual corresponde al tiempo de intervencién preventiva éptimo,

en el que los costos del mantenimiento preventivo compensan los costos del mantenimiento
correctivo (Riane, Roux, Basile, & Dehombreux, 2009).

Grafica 3. Tiempo de intervencion preventiva éptima
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3.6.3 INTERVENCION PREDICTIVA SCT/CCT

El mantenimiento o las intervenciones predictivas surgen como respuesta a la necesidad
de minimizar los costos de mantenimiento y el riesgo de falla simultaneamente (Kothamasu,
Huang, & VerDuin, 2009). En esta estrategia las decisiones de intervencion se toman con
base en la observacion de la condicion del sistema, para este caso el pozo con sistema de
levantamiento artificial. La condicién debe ser cuantificada y comparada contra un criterio
para permitir continuar la operacion o para programar una intervencion.

En sistemas mecanicos convencionales, suelen tomarse mediciones de variables como
vibracion, propiedades de aceites lubricantes o dieléctricos, temperatura y resistividad
eléctrica (Wang, 2008). En los sistemas de levantamiento artificial tipo ESP, el parametro
de monitoreo mas comun la corriente de alimentacion del motor eléctrico de fondo
(American Petroleum Institute, 1994). Como se muestra en la seccion 4.2, la corriente
consumida por el motor es proporcional a la potencia requerida por la bomba, que a su vez
depende de la produccién de fluido y de la presion a la cual se transporta el mismo desde
la bomba hasta el cabezal del pozo. Tanto la producciéon como la presién generada por la
bomba son igualmente pardmetros que proporcionan informaciéon sobre la condicion del
sistema, sin embargo uno de los pardmetros de mayor relevancia es la presion de admisiéon
de la bomba PIP, debido a que ella aporta informacion no solo sobre la bomba sino sobre
el yacimiento (Takacs, 2009).

En esta estrategia de intervencion se introduce la informacion de la operacién de un sistema
dentro del calculo de la confiabilidad del mismo usando el método de riesgos
proporcionados de Cox (Wiseman, 1999). Para distribuciones probabilisticas paramétricas,
como el modelo de Weibull de dos parametros, el modelo de riesgos proporcionados toma
la siguiente forma (Stapelberg, 2009):

At %)= 2 (t)eé“i

donde / es la tasa de falla, conocida también como funcién de riesgo. En este caso, el
modelo de riesgos proporcionados asume la existencia de una distribuciéon probabilistica
subyacente correspondiente al termino Ao, el cual es equivalente a la tasa de falla
presentada en la ecuacion [4]. Las variables x; son covariables del modelo y corresponden
al valor de los parametros medidos en el programa de monitoreo de la condicion, es decir,
temperatura, vibracion, consumo energético, etc. Los coeficientes yi corresponden a la
ponderacion de la importancia de cada una de las covariables xi del modelo (Wiseman,
1999).

[8]
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La ecuacién que permite calcular la confiabilidad R(tx) en el modelo de riesgos
proporcionales es (Stapelberg, 2009):

m
t )ﬂ Lrixi

R(t, X, )= RDAG [9]
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4 CASO DE ESTUDIO

Las caracteristicas geologicas, la configuracion de los sistemas de produccion y las
condiciones contractuales de la operacion del campo, determinan la aplicacion de las
técnicas de la ingenieria de confiabilidad y de los modelos de la gestion de mantenimiento
en la operacion de los sistemas de levantamiento artificial. Este capitulo presenta los
resultados del modelo de confiabilidad e intervencion aplicados a un grupo de datos de vida
de sistemas ESP para un campo de produccion colombiano. Los resultados permiten
plantear un modelo de mantenimiento por condicion, de acuerdo con una variable critica
identificada para los pozos del campo.

El caso de estudio planteado se desarrolla en un campo petrolero colombiano perteneciente
a la cuenca de los llanos. Dentro de este se selecciona aleatoriamente un pozo que
presenta una falla en su sistema de levantamiento artificial, lo que le impide continuar su
produccién, requiriendo una operacion de pulling para retirar el sistema, diagnosticar su
causa de falla e instalar un sistema nuevo para continuar con la produccion del pozo.

4.1 CARACTERISTICAS DEL YACIMIENTO PETROLERO

El yacimiento al que pertenece el pozo posee un mecanismo de empuje de tipo acuifero
activo. La profundidad de las arenas productoras estan alrededor de los 4 000 y 6 000 ft (1
219y 1828 m) TVD. La temperatura del yacimiento oscila entre 180 y 190°F (82 y 87°C) y
la presién se encuentra alrededor de 1 800 psi (12.4 MPa)

Las arenas productoras tienen una alta porosidad que varia entre el 25% y el 30%, mientras
gue la permeabilidad varia entre 500 y 5 000 mD. Sin embargo, las arenas productoras son
no-consolidadas y tienen un contenido significativo de arcillas, que son propensas a la
acumulacién de carbonato de calcio y a la produccién de sdlidos.

El fluido producido es un aceite negro con una densidad de 21°API y una viscosidad
dinamica que varia entre 12y 15 cP (12 y 15 mPa-s). En la actualidad el campo ha superado
su pico de producciéon de 14 000 bbl/d (2 226 m?®/d) de aceite, produciendo alrededor de 6
000 bbl/d (954 m3/d) de aceite y debido a su mecanismo de produccién, el corte de agua
ha ascendido al 85%.

4.2 DESCRIPCION DEL SISTEMA ESP INSTALADO
El pozo Al dentro del campo en estudio, es un pozo vertical con una profundidad total de 5
396 ft (1 644.7 m). Para la fecha de realizacién del estudio, el pozo completa 6 afios y 6

meses desde que fue construido.

El esquema del estado mecanico del pozo Al se presenta en la Figura 6.
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Figura 6. Esquema del estado mecénico del pozo A1

Tubing hanger 11” 3000 psix 3 2" EUE

Casing shoe 13 3/8” @ 30 Tubing 3 72" N80 9.3 Ib/ft

Casing shoe 9 5/8” @ 294’

Intake @ 4 643’

Sensor@ 4 672

Empague con grava

Perforaciones @ 4 925

Casing shoe 7 @ 5 396

Calculo de las presiones del pozo.

A partir de las pruebas de pozo, se determinaron las presiones para la zona productora
del pozo A1, las cuales se presentan en la
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Tabla 3.

34



Tabla 3. Datos de la prueba produccién del pozo A1

Variable Magnitud

Produccion q 1 500 bbl/d (2.76*10-° m3/s)
Presion del yacimiento Py 1 800 psi (12.41 MPa)
Presion de burbuja del fluido Py 50 psi (0.35 MPa)

Presion de fondo fluyente Pu 200 psi (1.38 MPa)

El indice de productividad J para estas condiciones de produccién esta determinado por la
siguiente ecuacion:

J= d _=1.07 bbl /d [10]
F% Fuf Fuf
-+ -2 |1-02" |08 ™
1.8 P, R,

La Gréfica 4 presenta el indice de desempefio del pozo de acuerdo con la ecuacion [10].

Grafica 4. Relacion de desempefio de productividad para el pozo Al
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La presion de fondo fluyente Pus para producir el caudal deseado de 1 000 bbl/d (158.9 m3/d)
corresponde a:

P :R—%:4Wpﬁ [11]

wf

Las caracteristicas del fluido producido por el pozo Al se presentan en la Tabla 4.
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Tabla 4. Propiedades del fluido producido por el pozo Al

Variable Magnitud
Corte de agua WC 60%
Gravedad especifica del agua SGw 1.07
Gravedad especifica del gas SGe 0.01
Gravedad del crudo po 21° API
Gravedad especifica del crudo SGo 0.93

Es decir que la gravedad especifica SGt del fluido producido es:
SG, =(1-WC)SG, +WC SG,, =1.01 [12]

De acuerdo con el estado mecénico presentado en la Figura 6, la presién estética Ps..:desde
las perforaciones hyet hasta la admision de la bomba hinae Ccorresponde a:

P

stat

—0.433 % SG (N —Nyeeie ) =127.66 psi [13]

Entonces, la presion en la admision PIP en la bomba es:
PIP = P, — P, = 272.34 psi [14]

stat

El yacimiento en el que se encuentra el pozo Al no presenta una cantidad de gas disuelto
mayor a 20 scf/STB y se estima que la produccién de gas en la bomba electro-sumergible
no supera el 1.5% de la produccion total de liquido, por lo tanto el sistema de levantamiento
artificial no requiere equipos para manejo o separacion de gas en la admision de la bomba
(Takacs, 2009).

Determinacion de la cabeza dinamica total.

A partir de las pruebas de produccion, se determina que el pozo producira 1 500 bbl/d
(2.76*10° m¥/s), con las caracteristicas del fluido presentadas en la Tabla 4 y con el estado
mecanico presentado en la Figura 6, es posible determinar la cabeza dinamica total
requerida para levantar el fluido de produccion.

El primer paso es utilizar la correlacion de Hazen-Williams (Takacs, 2009) para estimar las
perdidas por friccién a lo largo de la tuberia de produccién. Para el caso del pozo Al se usa
una tuberia de 3 %2 (88.9 mm) con conexién N-80 y un peso de 9.3 Ib/ft (6.25 kg/m), con un
desgaste medio, correspondiente a un factor C=120:

1.85 1.85
2089 10) (9
c ) |33 ft

=779 ——— [15]

Ah, =
r |D #8655 1000 ft

Teniendo una longitud de tuberia hw de 4 623 ft (1 409 m), las pérdidas por friccion
equivalen a:
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AH, = Ah, I (:'6”8 . 35.97 ft [16]

A continuacién, con las gravedades especificas presentadas en la Tabla 4, se calculan los
gradientes de presion de los fluidos de produccion. La Tabla 5 presenta los resultados.

Tabla 5. Gradientes de los fluidos de produccién

Variable Magnitud

Gradiente del agua Gradw 0.46 psifft (10.4 kPa/m)
Gradiente del gas Grade 4.33*107 psifft (9.8*102 kPa/m)
Gradiente del crudo Grado 0.40 psi/ft (9.0 kPa/m)
Gradiente del fluido Gradi 0.44 psi/ft (9.9 kPa/m)

Estos gradientes se emplean en el célculo de la longitud dindmica de la tuberia de
produccién, asumiendo una presidon manomeétrica en el espacio anular CHP igual a cero:

_ hy,Grad, +CHP - PIP
dan Grad, —Grad,

= 4033t [17]

Si se desea que la presion en cabeza de pozo THP sea de 100 psi (689.5 kPa), la cabeza
dinamica total TDH que debe proporcionar la bomba electro-sumergible, corresponde a:

TDH = é'—él(WHP—CHP)Jr Ly, +AH, =4296.9 ft [18]

Analisis de la bomba electro-sumergible.

En el pozo Al se instal6 una bomba con impulsores flotantes de 1 500 bbl/d (2.76*102 m¥/s)
con un cuerpo de 5 3/8” (136.4 mm) de diametro externo. La Gréfica 5 presenta la curva de
desempenio de la bomba a 60 Hz con un fluido de gravedad especifica 1.

La Tabla 6 presenta los parametros de operaciéon de la bomba instalada en el pozo Al, a
una velocidad de 60 Hz con un fluido de gravedad especifica 1.

Debido a la condicion de deslizamiento, o slip, del motor eléctrico acoplado a la bomba
(Puting, 1993), es comun operar estos sistemas de levantamiento artificial a una velocidad
f* de 58.5 Hz (Takacs, 2009), la cual es la frecuencia de operacion seleccionada para el
pozo Al. Para calcular los nuevos parametros /’, ¢’y P’ a esta velocidad, se usan las leyes
de afinidad, presentadas en las siguientes ecuaciones:

h'= h( r j [19]
60 Hz

60 Hz

9=q [20]
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P'= P( r j [21]
60 Hz

Grafica 5. Curvas de desempefio de la bomba instalada en el pozo Al
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Fuente: Artificial Lift Product Catalog, GE Oil & Gas, www.geoilandgas.com/artificiallift, 2003

Tabla 6. Pardmetros de operacion de la bomba electro-sumergible a 60 Hz.

Variable Magnitud

Produccion q 1 500 bbl/d (2.76*10-3 m3/s)
Cabeza h 58.2 ft (17.74 m)

Potencia P 1.2 bhp (894.84 W)
Eficiencia mecanica 5 55%

Eficiencia hidraulica ¢ 57%

Los parametros operaciones presentados en la Tabla 6 se ajustan con respecto a las leyes
de afinidad y se obtienen los parametros presentados en la Tabla 7.

Tabla 7. Pardmetros de operacion de la bomba electro-sumergible a 58.5 Hz.

Variable Magnitud

Produccioén g’ 1 462 bbl/d (2.69*10°° m3/s)
Cabeza h’ 55.3 ft (16.86 m)

Potencia P’ 1.07 bhp (802.84 W)
Eficiencia mecanica 5 55%

Eficiencia hidraulica ¢ 57%
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Otro factor que modifica los parametros de operacion de la bomba electro-sumergible es la
viscosidad del fluido producido. En general la produccion de aceites y emulsiones con
viscosidades significativamente mayores a las del agua suelen aumentar las perdidas por
friccién en las etapas de la bomba y en la tuberia de produccién (Takacs, 2009). El modelo
de instituto hidraulico es uno de los mas usados para corregir el desempefio de las bombas
electro-sumergibles bajo condiciones de flujo viscoso (Hydarulic Institute Standards, 1969).
La aplicacién de este modelo indica una reduccién de 2.3% en la cabeza hidraulica al
impulsar un fluido como el producido en el pozo Al, lo cual se considera despreciable.
Adicionalmente, se espera que a medida que avanza la vida del pozo aumente el corte de
agua, aproximando la viscosidad del fluido a la del agua. Debido a estos fendbmenos, se
desprecia el efecto de la viscosidad en el andlisis presentado.

La eficiencia hidraulica ¢, entendida como el efecto de la recirculacion del fluido de
produccion, también conocido como leakage loss dentro de la bomba (Takacs, 2009) y los
demas pardmetros presentados en la Tabla 8, el nimero de etapas para la cabeza dindmica
total TDH calculada en la siguiente ecuacion:

TDH

etapas = =136 [22]
h'e

La Grafica 6 muestra el comportamiento del sistema de levantamiento artificial en sus
diferentes velocidades de operacion, con respecto al desempefio del pozo y al punto de
operacion, el cual es la interseccion entre el desempefio del pozo y el desempefio de la
bomba electro-sumergible a la velocidad de operacion f asignada de 58.5 Hz.

La potencia mecanica requerida por la bomba bajo esta condicién de disefio es:
P... = P'#etapas =146.42 hp [23]

Para impulsar esta bomba, se selecciondé un motor con una potencia maxima Pma de 225
hp (165.5 kW) y un requerimiento de corriente maxima Inax de 57 A, asumiendo que el
consumo del sello del sistema ESP es despreciable. Debido a que no se cuenta con
accesorios adicionales como manejadores de gas o de arena, se asume que la potencia
consumida por la bomba es la Unica energia que suministra el motor, entonces, la corriente
consumida por el motor bajo las condiciones de disefio presentadas es:

P
Tmee 37 A [24]

max

max
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Gréfica 6. Punto de operacion del pozo Al bajo condiciones de disefio
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4.3 MODELO ESTADISTICO DE LAS FALLAS DE LOS POZOS

El campo donde se encuentra el pozo Al, cuenta con 45 pozos productores, de los cuales
al momento del desarrollo de este estudio se encuentran 34 en operaciéon y 11 inactivos,
debido a factores operacionales.

Para ajustar el modelo estadistico de Weibull de dos pardmetros presentado en la seccion
3.5.1, se emplea la técnica de ajuste estadistico propuesta por Lastra y Rueda (Lastra &
Rueda, 1997) y en el método de grafico de la probabilidad de falla (Ben-Daya, 2009), el cual
busca considerar la vida no solo de los pozos fallados, sino también de los que se
encuentran operativos (Vandevier, 2010).

Teniendo la poblaciébn completa de pozos i=0 hasta N=45, se define el estado operativo 1
para los pozos que se encuentran produciendo en el tiempo t;, y se define el estado no-
operativo 0 para los pozos que no se encuentran en capacidad de seguir produciendo en el
tiempo ti. La probabilidad de que un pozo sobreviva, es decir, continle produciendo crudo
en el tiempo t;, se expresa de manera discreta segun el modelo de Herd-Johnson (Lastra &
Rueda, 1997):

R(ti ) = R(ti (L )R(ti—l) [25]
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donde:
N+1—i

—————— paraestado=0ent,
N+2—i

R(ti |ti—1): [26]

1 paraestado=1ent;

El la expresion anterior, R(t, |t,,) corresponde a la probabilidad de que un pozo con

sistema ESP continte produciendo crudo en el tiempo t, dado que se encontraba
produciendo en el tiempo ..

Por otro lado, al tomar el doble logaritmo natural de la ecuacion de confiabilidad R(t) del
modelo de Weibull de dos parametros presentado en la ecuacion [3], se obtiene una
expresion lineal con respecto a los parametros de forma gy escala a (Ben-Daya, 2009):

In(- In(R(t, ) = £In(t,)— F1n(e) 127]

Para efectos del ajuste del modelo estadistico, ti corresponde al tiempo de vida o run life de
cada pozo i con sistema ESP, mientras que R(t) corresponde al valor calculado por la
ecuacion [25].

El término constante — ZIn(«)en la ecuacion [27] equivale al intercepto b de la regresion
lineal, entonces:

o= e[_%j 28]

La Gréfica7 presenta el resultado del ajuste lineal de la ecuacién [27] a los datos de run life
del campo.

De la regresion lineal presentada en Grafica7 se concluye que el parAmetro de forma
p=1.5103 y el parametro de escala o=2 771.6 dias.

Aplicando la ecuacién [5] de la seccién 3.5.1, el MTBF correspondiente a esta regresion es
de 2 500 dias. Este valor es tres veces superior comparado con el promedio aritmético de
vida de los pozos con sistema ESP, equivalente a 818 dias.

Para representar mejor la vida promedio de los pozos del campo, se repite el procedimiento
de ajuste utilizando una censura izquierda (Ben-Daya, 2009), tomando Unicamente los
datos de vida de los pozos que ya presentaron falla al momento del desarrollo de este
estudio.
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Al repetir el procedimiento aplicando censura izquierda a los datos se obtiene la regresion
presentada en la Gréfica 8.

Grafica7. Regresion lineal del modelo de confiabilidad de Weibull
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Gréfica 8. Regresion lineal del modelo de Weibull para datos con censura izquierda
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La Tabla 8 presenta los pardmetros del modelo de supervivencia sin censura y con censura
izquierda.
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Tabla 8. Pardmetros de Weibull para los datos de supervivencia de los pozos

Variable Sin censura Con censuraizquierda
Numero de datos 45 11

Parametro de forma g 151 1.23

Intercepto del ajuste b -11.97 -8.75

Parametro de escala a 2 771.6 dias 1 223.8 dias
Coeficiente de ajuste R? 0.895 0.955

TMEF 2 500 dias 1 143 dias

Diferencia vs. promedio de vida 206% 40%

La Gréfica 9 muestra la funcién de densidad de probabilidad del modelo de Weibull sin
censurar datos y usando censura izquierda, con respecto al histograma del run life de todos
los pozos del campo.

Grafica 9. Ajuste del modelo de Weibull a los datos con y sin censura
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Debido a la diferencia entre el MTBF y el promedio aritmético de vida de los pozos es menor
usando los datos con censura izquierda, para este caso de estudio se emplearan los
parametros £y o calculados bajo dicho escenario.
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4.4 DETERMINACION DE LA ESTRATEGIA DE INTERVENCION

Los costos asociados a la intervencién de un pozo con sistema de levantamiento artificial
de bombeo electro-sumergible son diversos y varian segun las caracteristicas técnicas de
los pozos, la extension del campo productor, las condiciones del mercado local, las
caracteristicas geograficas del campo, entre otros (Paiva, Schiozer, & Bordalo, 2000).

La Tabla 9 presenta un resumen de los costos de intervencion asociados a las estrategias
preventiva y correctiva para un solo pozo.

Tabla 9. Costos de intervencion estimados

ftem Costo intervencion preventiva Costo intervencion correctiva
Sistema ESP nuevo $200 000 USD $200 000 USD

Servicio de instalacion de ESP $15 000 USD $15 000 USD

Movilizacion de rig para servicio $30 000 USD $30 000 USD

Tiempo de servicio del rig $45 000 USD $45 000 USD

Perdida de produccién por servicio $60 000 USD $200 000 USD

Total $305 000 USD $505 000 USD

Con los pardmetros estadisticos calculados en la seccién Tabla 8 y los costos estimados
en la Tabla 9 aplicados en la ecuacion, se obtiene la expresion:

t

$305000e[_1223’j +$505000 1— e(‘lztzpaﬂ]
Clt, )= —
Jee[_lzzaij dt

0
Al graficar la expresién anterior, se obtiene una curva de costo promedio de intervencion

C(tp ) gue tiende a cero a medida que el tiempo de intervencion t, aumenta como se observa

en la Gréfica 10.
A partir de este comportamiento y aplicando la l6gica de decision presentada en la Figura

5, se concluye que la mejor estrategia de intervencion es el monitoreo continuo de la
condicién CCT, segun lo descrito en la seccién 3.6.3.
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Gréfica 10. Costo promedio de intervencion preventiva
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4.5 MONITOREO CONTINUO DE LA PRODUCCION

De acuerdo con la seccion 3.6.3, existen multiples variables para monitorear y determinar
la condicién operacional de un pozo con sistema ESP. En este trabajo se analizaran los
datos de produccion de fluido g, el corte de agua WC, la presién de admision en la bomba

PIP y la corriente de alimentacion del motor eléctrico de fondo I.

Al momento de realizacion del trabajo, el pozo Al ha acumulado cinco intervenciones. La
configuracion presentada en la seccion 4.2 corresponde a la dltima intervencion realizada
en el mes de Julio de 2013. La Grafica 11 presenta los parametros monitoreados desde el

inicio de la operacion hasta la falla del pozo.
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Gréfica 11. Histdrico de operacion del pozo Al
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Para el analisis operacional del pozo, se seleccionan tres condiciones: la de disefio,
presentada en la seccién 4.2, la condicién operacional, correspondiente a los parametros
del pozo en el periodo comprendido entre 20 de noviembre de 2013 y el 1 de enero de
2015, y finalmente la condicién de falla ocurrida el 15 de febrero de 2016. La Tabla 10
presenta los parametros operacionales en cada condicion analizada.

Tabla 10. Condiciones de produccion analizadas

Parametro Disefio Operacion Falla
., . 1 500 bbl/d 950 bbl/d 506 bbl/d
Produccion de fluidoq 538 5 m3q) (151 m¥/d) (80.4 m¥/d)
. s 272 psi 272 psi 168 psi
Presion de admision PIP (1.87 MPa) (1.87 MPa) (1.16 MPa)

indice de productividad J
Corte de agua WC

1.07 bbl/d/psi
(24.7 m®/d/MPa)
60%

0.68 bbl/d/psi
(15.7 m3/d/MPa)
55%

0.36 bbl/d/psi
(8.3 m¥/d/MPa)
85%

L 100 psi . .
Presion en cabezal THP (689.5 kPa) 100 psi (689.5 kPa) 80 psi (551.6 kPa)
Velocidad f 58.5 Hz 53 Hz 58.5 Hz
Eficiencia hidraulica € 57% 61% 48%
. 146.4 hp 94.0 hp 108.2 hp
Potencia P (107.7 KW) (69.1 kW) (47.6 KW)
Corriente | 37.1A 23.8 A 274 A
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Aunque la condicion de operacion es considerablemente menos productiva que la condicion
de disefio, los parametros del pozo aln se encuentran en el rango operacional de la bomba,
como se muestra en la curva de desempefio de la Grafica 12. Incluso, la posibilidad de
trabajar a una velocidad menor que la de referencia posibilita una mayor eficiencia
hidraulica con respecto al disefio original, como se presenta en la Tabla 10.

Grafica 12. Punto de operacion del pozo Al bajo condiciones de operacion
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Al reconstruir el modelo hidraulico del sistema de levantamiento artificial, es posible
observar que bajo las condiciones en las que ocurrié la falla, presentadas en la Grafica 13,
la produccion del pozo esta por debajo de la produccién minima de la bomba, lo cual
coincide con una eficiencia hidraulica de 48%, menor a la esperada en comparacién con
las condiciones de disefio (57%) y de operacién (61%) segun lo presentado en la Tabla 10.
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Gréfica 13. Punto de operacién del pozo Al bajo condiciones de falla
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El rango operativo de la bomba utilizada en el pozo Al esta entre 800 bbl/d (127.2 m®/d) y
2 250 bbl/d (357.2 m®/d), segun se presenta en la Gréfica 5. Esto significa que el sistema
de levantamiento artificial operé en condiciones anormales desde el 1 de enero de 2015y
continu6 operando asi por un afio y seis dias mas, periodo en el cual produjo 75 237 bbl
(11 961 m®) de aceite. Esta cifra se visualiza en la Gréfica 14, la cual muestra la produccién
de aceite instantanea y acumulada del pozo Al, en el intervalo de tiempo desde que se
instalo el sistema de levantamiento artificial hasta que ocurrié la falla del mismo.

Debido a que el volumen de aceite producido durante el tiempo en que el sistema ESP
opera fuera de su rango operacional es significativo, una intervenciéon preventiva del pozo
puede no ser una opcion atractiva para el operador del campo. Sin embargo, el enfoque
predictivo del monitoreo por condicién busca detectar condiciones anémalas que impliquen
una falla inminente, de manera que cuando las condiciones del pozo se deterioren, sea
posible anticipar la falla y generar planes para eliminar o mitigar los tiempos no productivos.
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Gréfica 14. Produccion instantdnea y acumulada de aceite del pozo Al
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Adicional a la produccién de fluido total del pozo, un segundo indicador de una falla proxima
es el indice de productividad J. En particular, después del 1 de enero cuando se presenta
la primera caida significativa de la produccién hay dos eventos que indican un posible dafio
en la formacidn. El primero ocurre el 11 de junio de 2015, cuando la produccion disminuye
desde 700 bbl/d (111.3 m®/d) hasta 550 bbl/d (87.4 m®/d), antecedida de una fluctuacién
fuerte de la presion de admision de la bomba PIP por cerca de 3 meses. Luego la produccion
se estabiliza y la presion de admision continla constante por cinco meses mas. Este cambio
en la produccién, con una presién de admision constante indica que puede haber algun tipo
de dafio en la formacion, el cual restringe el flujo sin cambiar las condiciones de presién del
pozo. El segundo evento ocurre el 5 de noviembre de 2015, cuando la presiéon de admision
PIP se reduce de 258 psi (1.78 MPa) a 168 psi (1.16 MPa), mientras que la produccion de
fluido g se mantiene constante. Esto significa que el sistema yacimiento-ESP balancea las
presiones del pozo para mantener el nivel de produccion, reduciendo la presion de fondo
fluyente Py y aumentando por consiguiente el drawdown en el yacimiento. Estos eventos
se evidencian cuantitativamente a través del indice de productividad J presentado en la
Tabla 10 para las diferentes condiciones de produccién, en las que la productividad se
reduce hasta un 47%. Sin embargo, el detrimento de la productividad del pozo no
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necesariamente implica una falla inminente puesto que, como se observa en este caso,
ocurrieron tres eventos de reduccion del indice de productividad a lo largo de toda la vida
operativa del sistema ESP, sin impedir la continuidad de la produccion.

De acuerdo con la practica recomendada API RP11S del Instituto Americano del Petrdleo,
la carta amperimétrica es uno de las fuentes de informacién mas importantes en el andlisis
de las condiciones operacionales (American Petroleum Institute, 1994). Como se indica en
la seccion 4.5, la corriente requerida por el motor de la bomba se puede calcular a partir de
los datos de produccién y de la velocidad de operacion. Este calculo proporciona una base
para evaluar los datos de corriente medidos en el controlador del motor. La Gréafica 15
presenta la carta amperimétrica construida a partir de los datos de corriente consumida el
ultimo dia de operacion del pozo Al.

Gréfica 15. Carta amperimétrica del 2 de Febrero de 2016 del pozo Al
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En la Grafica 15, es posible observar que en las horas antes a la falla definitiva del sistema,
la corriente consumida fluctla entre 27 y 30 A, lo cual representa una diferencia maxima de
+9.5% con respecto a la corriente de 27.4 A presentada en la Tabla 10 para la condicién de
produccién en falla, observada el dia 2 de Febrero de 2016. Este ligero aumento puede ser
explicado por el tiempo de operacién en condicion de downthrust el cual, segun Divine et
al. puede incrementar el consumo de energia de la bomba en hasta 7% en un periodo de
35 dias (Divine, Lannon, & Johnson, 1993).

Transcurridas cinco horas del Gltimo dia de operacién, el consumo de corriente se eleva a
44 Ay luego a 49 A, y una hora después el controlador de la bomba interrumpe la operacion

50



y apaga el sistema. Dentro de las cuatro horas siguientes, el controlador reinicia la
operacién dos veces mas, alcanzado corrientes de 51 y 47.8 A respectivamente.

Los picos de corriente alcanzados y la reduccién del indice de productividad J durante la
operacién del sistema ESP en el pozo Al, sugieren que la falla puede haber ocurrido por
acumulacion de sélidos entre los componentes méviles de la bomba, bloqueando el
movimiento del eje. En este evento, el controlador del sistema aumenta la corriente para
aumentar la potencia y el momento par transmitido al eje de la bomba. En este escenario,
un andlisis de teardown segun la practica recomendada API RP 11S1 proporcionaria la
informacién necesaria para confirmar esta hipétesis (American Petroleum Institute, 1997).

4.6 PREDICCION DE LA FALLA DEL POZO Al

Los datos de run life usados, incluyen también datos sobre la corriente consumida | y la
produccién de fluido q del sistema ESP. Debido a que las condiciones de cada pozo son
particulares, estas condiciones no son directamente comparables entre pozos, sin embargo,
al considerar la variacion de estos parametros con respecto a la especificacion de disefio
del sistema ESP, pueden calcularse valores operacionales de corriente %l y produccion %gq
relativos a los valores de disefio del sistema, los cuales si son comparables entre pozos.
Para ejemplificar esto, la Gréfica 16 presenta los valores de corriente consumida %I como
porcentaje de la corriente maxima del motor Ina, Y los valores de produccion de fluido %q
como porcentaje de la produccion del sistema ESP en su punto de maxima eficiencia ggep,
con respecto al run life de cada pozo.

De forma cualitativa, se puede observar una tendencia descendente de ambos porcentajes
con respecto al tiempo de vida de los pozos, es decir, entre menor sea la carga impuesta
sobre el sistema ESP del pozo, mayor tendera a ser su vida.

Teniendo en cuenta que las condiciones de downthrust y upthrust generados en los
regimenes de produccion inadecuados presentados en la Grafica 13, incrementan el
desgaste y la probabilidad de falla prematura de la bomba, este estudio se enfoca
Unicamente en el porcentaje de produccion %g como Unica covariable.

Al aplicar el modelo de riesgos proporcionales descrito en la seccién 3.6.3 se obtiene un

parametro de ajuste y=2.71. La Tabla 11 presenta el resumen de los datos obtenidos y el
Anexo 1 presenta el analisis de los residuos del ajuste.
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Gréfica 16. Porcentajes de produccion y corriente como funcién del tiempo de vida
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Tabla 11. Resultados del analisis de riesgos proporcionales

item

Covariable %q
Error estandar
Pr>Chi?

Razén de riesgo

Riesgo limite inferior (95%)
Riesgo limite superior (95%)

Valor
2.713
0.726
0.000 184
15.074
3.636
62.487

Al aplicar la ecuacion [9] sobre los datos presentados en la Grafica 16, se obtienen las
curvas de confiabilidad R(t,%q) del campo como funcién del porcentaje de produccion %q y
del tiempo de vida.
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Gréfica 17. Confiabilidad como funcion del porcentaje de produccion
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En concordancia con los datos de campo, entre menor es el porcentaje de produccion %q,
mayor es la confiabilidad. Cambiar los ejes de esta gréafica permite ubicar el estado de los
pozos del campo sobre un mapa de perfiles de confiabilidad que muestra aquellos pozos
mas propensos a fallar, como se presenta en la Grafica 18.

Como se observa, el pozo Al bajo las condiciones de falla presentadas en la Tabla 10 y
acumulando 950 dias de operacién, tiene una confiabilidad de 19%. Es decir que su
probabilidad de falla es de 81%. Con respecto a los demas pozos del campo, el pozo Al
ocupa el decimoprimer lugar entre los pozos con mayor riesgo de falla. La Tabla 12 presenta
la cantidad de pozos por percentil de confiabilidad segun lo presentado en la Grafica 18 y
la produccion de fluido acumulada por los pozos en cada percentil.

Tabla 12. Cantidad de pozos por percentil de confiabilidad

Percentil de confiabilidad Cantidad de pozos activos Suma de produccioén actual q
P10 6 11 714 bbl/d (1 397 m?/d)
P20 12 14 797 bbl/d (1 764 m3/d)
P39.8 (MTBF) 25 26 643 bbl/d (3 177 m3/d)
P60 35 30 752 bbl/d (3 667 m3/d)
P80 40 32 349 bbl/d (3 857 m3/d)
P100 45 37 760 bbl/d (4 502 m3/d)
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Gréfica 18. Mapa de confiabilidad del campo
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La aplicacién de este modelo permitiria incrementar la produccion global del campo A4gcampo,
considerando el nUmero de pozos por percentil #p0z0Spercenit, 1& Suma de la produccion por
percentil Xgperceniit presentada en la Tabla 12, el tempo medio de espera para intervenciéon
MTWI y el tiempo medio entre fallas MTBF, de acuerdo con la siguiente ecuacion:

# pozospercentil Zq percentiI\NC MTWI

A campo = 29
e MTBF 129]

La ecuacion [29] calcula la produccion perdida durante la espera por intervencion de los
pozos, Yy la distribuye alo largo de la vida promedio de un pozo, obteniendo asi la produccién
promedio ganada al reducir el tiempo no operativo. El resultado de la aplicacion de esta
ecuacion, con los datos de la Tabla 12, se muestran en la Gréfica 19, donde para cada
tiempo medio de intervencion MTWI se establece la produccion de aceite ganada a partir
de un percentil de confiabilidad para el cual se defina una intervencion preventiva.
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Gréfica 19. Incremento de la produccién de campo con intervenciones preventivas

—— MTWI=5 dias —— MTWI=10 dias
—— MTWI=15 dias MTWI=20 dias
5000
4500
4000
3500
T
3 3000
e}
£ 2500
§ 2000
o
~
1500
1000
500
0
0 20 40 60 80 100

Percentil de confiabilidad

Como se observa en la gréfica, en mayores sean los tiempos de intervencién, mayor sera
la produccion que es posible ganar al intervenir de forma preventiva, monitoreando la
condicion del pozo y estableciendo su confiabilidad.

Como es de esperarse, entre mayor es el percentil de confiabilidad seleccionado, mayor
serd la produccion ganada para el campo. Esto se debe a que entre mas pozos se
intervengan de manera preventiva, menores seran los tiempos no operativos en los pozos
del campo.

4.7 ANALISIS DE RESULTADOS

El analisis de confiabilidad realizado al campo utilizando censura izquierda de datos, indica
gue los pozos son sistema de levantamiento artificial tipo ESP tienen un run life promedio
(MTBF) de 1 143 dias, equivalente a 38 meses. Este valor es comparable con un run life
promedio de 27 meses reportado por Vandevier para una poblacién de 15 286 sistemas de
este tipo (Vandevier, 2010), lo cual motiva el uso de la censura izquierda de datos de
supervivencia presentada en la seccién 4.3. En términos cuantitativos, el MTBF que incluye
los pozos activos del campo, segun lo recomendado por Alhanati et al. (Alhanati, Solanki,
& Zahacy, 2001) y Lastra y Rueda (Lastra & Rueda, 1997), es de 83 meses, valor que es
1.7 veces mayor que el run life maximo de 48 meses reportado en la revision presentada
por Vandevier (Vandevier, 2010). En este punto es necesario considerar que este trabajo
no pretende establecer una metodologia para generar pronésticos de costos de operacion
y mantenimiento de un campo petrolero y por esta razén, no se descarta completamente el
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uso de los datos de run life de pozos operativos. El uso 0 no de censura izquierda de datos
es criterio del ingeniero, segun los propositos del andlisis estadistico.

Al cuantificar la influencia de la produccién sobre el MTBF del campo analizado, se
encuentra que a medida que volumen de fluido bombeado g se reduce, la expectativa de
vida o run life de los pozos aumenta, incluso si la produccién disminuye por debajo de la
condicion de downthrust definida para la bomba, tal como se observa en el analisis
operacional del pozo Al presentado en la seccidén 4.5. Este hallazgo es congruente con
otras observaciones reportadas en la literatura sobre el efecto del volumen de fluido
producido sobre las bombas con etapas flotantes, en las cuales se establece que la
condicién de downthrust no es tan nociva para los bujes de las etapas de las bombas en
comparacion con el dafio producido por una condicién de produccién en upthrust,
principalmente debido a la menor area superficial de los bujes superiores de los impulsores
(Takacs, 2009). Sin embargo, el presente andlisis no llega a determinar cuantitativamente
el efecto de la produccion en upthrust sobre la confiabilidad de los pozos, debido a que la
poblacion analizada no presenta evidencia sobre esta condicién operacional.

Por otro lado, se encuentra que el tiempo medio entre fallas MTBF calculado para los pozos
del campo muestra que el porcentaje de produccion de los sistemas ESP esta entre el 20%
y el 30% de la capacidad nominal de la bomba. Esto significa que llevar las condiciones de
operacion de los pozos cerca de los puntos de produccién nominales de cada sistema ESP,
puede afectar negativamente la confiabilidad del campo. Adicionalmente, es necesario
considerar un posible aumento en la produccién de soélidos debido a la reduccién de la
presion de fondo fluyente P, para aumentar el drawdown (Bellarby, 2009) y en
consecuencia la produccion de cada pozo (Economides & Saputelli, 2005). Este aumento
de sélidos haria mas critico el desgaste de los componentes moviles de la bomba (Brown,
1990) en caso que se llegara a comprobar que esta es la principal causa de falla de las
bombas, luego de practicar los analisis de teardown, como se indica en la seccién 4.5.

En los yacimientos con mecanismos de empuje por acuifero activo, como el analizado en
este estudio, la presion del yacimiento Pr, la presioén de fondo fluyente Py y la presion de
admisién en la bomba PIP, y la produccion de fluido g decrecen muy ligeramente en el
tiempo (Ahmed & Meehan, 2012). Sin embargo, como se evidencia en el andlisis del pozo
Al, es posible encontrar reducciones importantes de la produccion durante la operacién a
causa de la reduccién de productividad J, por lo tanto es posible esperar que la vida
operacional de los pozos sigan una trayectoria paralela a las curvas de confiablidad
constante presentadas en la Gréafica 18, es decir que si un pozo llega a desviarse
significativamente de esta tendencia, podria escalar en su prioridad para ser atendido ante
una eventual falla.

Dependiendo de la aversion al riesgo de la operadora, una probabilidad de falla del 81%,
como la acumulada por el pozo Al al momento de su falla, puede no ser suficiente para
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programar su intervencion. Incluso, la operadora puede decidir llevar el pozo a falla bajo un
esquema RTF como el descrito en la seccién 3.6.1. En cualquier caso, debe tenerse en
cuenta que la falla de un sistema es un fendmeno probabilistico, es decir que, aunque la
probabilidad de falla de un pozo sea nula, esto no significa que no pueda ocurrir en cualquier
momento (Institute of Asset Management, 2014). De igual manera, aunque se realice un
monitoreo y una valoracién apropiada de las condiciones operacionales del pozo, este
eventualmente fallara (Takacs, 2009). Es por esta razén que el modelo presentado en la
Gréfica 18 funciona como una herramienta para priorizar los pozos operativos que son
candidatos para intervencion, mas no para determinar la fecha en la que fallaran los
mismos.

La habilidad de priorizar los pozos segun su probabilidad de falla, cobra una relevancia
particular cuando se determina que el percentil P10 de pozos que han acumulado un 90%
de probabilidad de falla representa el 31% de la produccién del campo equivalente a 1 757
bbl/d (209.5 m?/d) con un corte de agua WC promedio del 15%. De igual manera, el percentil
P20, llega a portar el 39% de la produccion equivalente a 2 219 bbl/d (264 m®/d) y el percentil
P38.9 aporta el 70% de la produccion total de aceite del campo equivalente a 3 996 bbl/d
(476 m3/d).

La produccion de aceite ganada Agcampo @l intervenir los pozos con mayor probabilidad de
falla, se estima entre 46y 184 bbl/d (5.5 y 21.9 m®/d) de aceite para tiempos de espera para
intervencion de entre 5y 20 dias, en el escenario en el que la operadora solo interviene los
pozos con probabilidades e falla iguales o0 mayores al 90%, es decir, dentro del percentil de
confiabilidad P10. Para el escenario de intervencién preventiva en el percentil P38.9, el
incremento de la produccion llegaria a estar entre 436 y 1 746 bbl/d (52 y 208.2 m3/d) de
aceite, dentro del mismo rango de MTWI. Esto significa que el incremento de la produccién
de aceite podria llegar a ser del 30%, si se intervienen los pozos que alcanzan un riesgo de
falla de 61%.

Finalmente, el analisis presentado en este estudio considera la produccién de fluido g como
la Unica covariable que afecta la confiabilidad y el run life del sistema. Esta covariable
depende no solo de la condicién del sistema ESP, sino también del desempefio del
yacimiento. Como se indica en la seccion 4.5, es posible que la falla mecénica de la bomba
tenga como causa raiz la una produccion excesiva de solidos del yacimiento, lo que también
podria explicar la reduccién del indice de productividad J como se evidencia en la Tabla 10
(Arminola, y otros, 2011).

Aparte de la produccion de fluido ¢, pueden existir otro tipo de covariables que se
correlacionen de forma significativa con el run life de los pozos. Algunas de estas
covariables pueden ser la presion diferencial de la bomba, el corte de agua, la temperatura
del motor, el nUmero de arranques del sistema ESP o la calidad de la energia suministrada
al motor (Takacs, 2009). El estudio de estas covariables depende entonces de la
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disponibilidad de estos datos en tiempo real y para cada pozo del campo, a través de la
implementacién de sistemas de supervision, control y adquisicién de datos SCADA (Bates,
y otros, 2004), donde los sensores permanentes de fondo PDG y su confiabilidad durante
la operacién del pozo juegan un papel crucial en la adquisiciébn y transmision de la
informacién (van Gisbergen & Vanderweijer, 2001).

El monitoreo de la condicion no solo tiene impactos en la deteccion temprana de
condiciones andmalas de los sistemas ESP, sino que ademas presenta oportunidades de
mejora significativa en el control de los procesos y en el aumento de la produccion
(Kothamasu, Huang, & VerDuin, 2009). Especificamente, los sensores de las variables de
operacion de los pozos y su confiabilidad asociada, son un prerrequisito para lograr la
implementacién de pozos inteligentes (van Gisbergen & Vanderweijer, 2001) y en una
escala mayor, de campos petroleros digitales.

La implementacion de una estrategia de intervencién predictiva de pozos basado en el
monitoreo continuo de la operacion y en la medicion continua de las covariables criticas
para la confiabilidad de los pozos, usando sistemas SCADA y PDG, conforman una parte
esencial en la gestion del negocio y del riesgo al proporcionar la informacion necesaria para
la toma de decisiones sobre los activos de la compafiia operadora (Institute of Asset
Management, 2014), decisiones que para el alcance de este estudio consisten en intervenir
0 No un pozo productor.
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5 CONCLUSIONES

Por medio de un proceso logico y cuantitativo, basado en datos estadisticos y financieros,
se determina que la mejor estrategia de intervenciébn para pozos de sistemas de
levantamiento artificial con bomba electro-sumergible, es el monitoreo continuo de la
condicién del pozo. Sin embargo, la aplicacion de esta estrategia no es restrictiva y puede
adaptarse a las necesidades de la operadora del campo petrolero, llevando los pozos a la
condicion de falla o programando una intervencion preventiva.

Se determinaron los parametros del modelo de Weibull que mejor ajustan el patrén de falla
de los pozos del campo analizado, usando el método de linealizacién de la funcién de
densidad de probabilidad acumulada y censura izquierda de los datos de supervivencia.
Para los parametros calculados, se determina que el tiempo de vida promedio MTBF de los
pozos es de 1 143 dias.

Al considerar el efecto de la produccién de fluido en cada pozo, se determina que la
demanda de energia al bombear mas fluido tiene un efecto negativo sobre la confiabilidad
del pozo. Al momento del analisis, 25 de los 45 pozos del campo (55% de la poblacion)
acumularon una probabilidad de falla mayor al 61%, y este segmento poblacional aporta el
3996 bbl/d de aceite, equivalentes al 70% de la produccion total del campo.

Se estima que la intervencién preventiva de los pozos con probabilidades de falla mayores
al 61% podria incrementar la produccion promedio del campo en un rango de 436 a 1 746
bbl/d (52 y 208.2 m3/d) de aceite, es decir que la intervencién preventiva de los pozos dentro
del percentil de confiabilidad P38.9 podria aumentar la produccion del campo hasta un 30%
adicional.
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6 RECOMENDACIONES

Para la realizacion de futuros estudios de confiabilidad en campos petroleros con sistemas
de levantamiento tipo ESP, se recomienda:

Explorar otros tipos de modelos estadisticos, diferentes el exponencial y Weibull de dos
parametros, que permitan mejorar la descripcién de la tasa de falla de los pozos del campo.

Integrar la informacién de estado operacional, run life, consumo energético y parametros
de produccién en un solo sistema de administracion para poder consultar rapidamente el
estado operacional de los pozos.

Considerar el uso de mas datos de supervivencia de pozos para mejorar los modelos
estadisticos y los ajustes de los pardmetros asociados.

Explorar la influencia de otras covariables operacionales como el corte de agua, la
produccion de solidos, la temperatura del motor de fondo, entre otros, sobre el TMEF del

campo utilizando el modelo de riesgos proporcionados de Cox.

Cuantificar el efecto de la operacion de los sistemas ESP en condiciones de downthrust y
de upthrust sobre su desempefio y su confiabilidad.

Determinar el efecto de la censura izquierda de datos de supervivencia de los pozos sobre
los prondsticos de costos de operacion y mantenimiento de un campo petrolero.
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ANEXO A. RESIDUOS DEL AJUSTE DE RIESGOS PROPORCIONALES

Las gréficas presentadas a continuacion corresponden a los residuos del ajuste del modelo
de riesgos proporcionales de Cox con respecto a tiempo de vida de los pozos del campo.

Residuos martingala Residuos de devianza
1 25
»
o
.
& 2 1®
05 U °
o0 L]
° 15
. . ¥ °
o ® ¢
0 -t .
L] L] L] (]
1
1 627 0@ 1127 1627 2127 o
L]
g 05 e - 8 o5 oo
3 L] L] 3 L]
2 2 ° °
3 @ .
) ) 0 o,
-4 -1 . 3 ° ° P
. 7 627 1127 1627 2127
05 ° . . °
~ oo
15 ° e ° ° 4 °
N . e °
-2 °
° 15
25 - - -2 - -
Tiempo de vida [dias] Tiempo de vida [dias]
Residuos de Schoenfeld (%q) Residuos de score (%q)
0,6 0,7
L]
05 06 .
05 o
04 o
L] 04 L]
03
8 8 03
3 3
T 02 ]
] ]
2 2 02
(] ° .
01 . . . ° ® .
. . 0,1 .
L] L]
0 et o ) —o@og t
. ° b ° o °
1 629, Py 1627 2127 L)
. ° 7 o 627 o 1127 e 1627 2127
01 oo e
) . -0,1 .
°o e o0 e o
L]
02 - - 02 - -
Tiempo de vida [dias] Tiempo de vida [dias]

65




