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RESUMEN

TITULO: SELECCION, DISENO Y PRUEBA DE NUEVOS SISTEMAS DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL. APLICACION CAMPO COLORADO

AUTORES: JULIAN ALBERTO GIL HERNANDEZ
JOSE RAFAEL ROLON HERNANDEZ

PALABRAS CLAVES: Levantamiento Artificial, Screening, Campo Maduro,
Selecciéon, MUTOR.

DESCRIPCION

Para explotar un campo maduro se requiere de un analisis cuidadoso de los
posibles sistemas de levantamiento artificial (SLA) que se pueden
implementar en un campo determinado.

La seleccion del sistema de levantamiento artificial (SLA) es muy importante
en el desarrollo de un campo de petréleo. Por ello se debe conocer los
parametros técnicos que caracterizan a cada sistema en particular, con el
propédsito de conocer sus rangos de aplicabilidad y de esta manera hacer una
buena seleccion de acuerdo a las condiciones que presente el campo al cual
se le va a implementar.

Este estudio es la continuacion de un estudio previo de seleccion de SLA
convencionales (MUTOR). En este caso se consideran los SLA no
convencionales con el objetivo de complementar la herramienta anterior y
hacerla mas robusta. Continuando con la metodologia de la herramienta
MUTOR original se construye un Screening que relacione los SLA no
convencionales con sus respectivas propiedades, y con el desarrollo de una
adecuada metodologia de seleccién se complementa la herramienta MUTOR
original.

En este sentido el desarrollo de una herramienta software de seleccion
ayudara a realizar esta seleccion de una forma mas rapida y eficiente de los
tres sistemas de levantamiento artificial no convencionales considerados en
este trabajo, los cuales son Plunger lift, chamber lift y RECOIL. La ejecucion
de esta herramienta para el Campo Colorado arrojo resultados buenos vy
coherentes.

* Proyecto de Grado.
** Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos.
Tutor: M.Sc. Fernando Enrique Calvete Gonzales, Javier Duran Serrano



ABSTRACT

TITLE: SELECTION, DESIGN AND TEST OF NEW ARTIFICIAL LIFT
SYSTEMS. APPLICATION COLORADO FIELD.

AUTHORS: JULIAN ALBERTO GIL HERNANDEZ
JOSE RAFAEL ROLON HERNANDEZ

KEY WORDS: Atrtificial Lift, Screening, Mature Field, Selection, MUTOR.

DESCRIPTION

To exploit a mature field requires a careful analysis of the possible systems of
artificial lift (SLA) that can be implemented in a given field.

Selection of artificial lift system (SLA) is very important in developing an oil
field. We therefore must know the technical parameters that characterize
each particular system, in order to understand their range of applications and
thus make a good choice according to the present the field to which it will
implement.

This study is a continuation of a previous study of conventional selection of
SLA (MUTOR). In this case we consider the non-conventional SLA in order to
complement the previous tool and make it more robust. Continuing with the
methodology of the tool MUTOR original is built a Screening linking SLA
unconventional with their respective properties, and developing an
appropriate methodology for selecting the tool is complemented MUTOR
original.

In this regard the development of a software selection tool to help make this
selection in a more rapid and efficient of the three systems are considered
non-conventional artificial lift in this work, which are Plunger lift, lift chamber
and Recoil. The implementation of this tool for the Colorado Field results were
good and consistent.

* Degree Porject.
** Faculty of Engineering Physical Chemistry. School of Engineering Petroleos.
Tutor: M.Sc. Fernando Enrique Calvete Gonzales, Javier Duran Serrano



INTRODUCCION

El objetivo actual de la industria petrolera no esta centrado en dirigir todos los
recursos a la busqueda de grandes yacimientos. EI comportamiento de la industria
ha cambiado ya que las empresas mas grandes del mundo gastan cada vez
menos en exploracion y han empezado a dirigir sus esfuerzos a proyectos y areas
que antes no les interesaban. El cambio tiene justificaciones geoldgicas,
economicas y estratégicas, y todas ellas surgen del hecho que cada vez es mas

dificil, arriesgado y costoso encontrar grandes yacimientos de petroleo.

Por esto el objetivo principal en la actualidad esta encaminado a incrementar las
reservas y la rentabilidad de los campos que ya estan en produccion. Es alli donde
aparecen aquellos campos maduros que, a pesar de encontrarse en su etapa de
declinacién, tienen un gran potencial si se optimiza su operacion y se les
incorporan algunas tecnologias que tiempo atras no existian o resultaban

costosas.

Otros factores importantes en la tendencia de retomar campos maduros que
tiempo atras fueron abandonados por su avanzado estado de deplecidn, bajo
indice de productividad y escasa energia, es la creciente demanda de
hidrocarburos por parte de las naciones industrializadas y en desarrollo. El retomar
estos campos representaria un impacto menor que el asociado a la exploracién de
nuevos proyectos, dado que ya se cuenta con la informacién del campo, ademas

de una infraestructura base que puede ser aprovechada.



Para obtener el mejor desempefio se debe seleccionar el sistema de
levantamiento artificial mas adecuado dependiendo de las caracteristicas de cada

campo.

Actualmente los sistemas de levantamiento artificial mas empleados a nivel
mundial son el bombeo mecanico, bombeo hidraulico, bombeo electro sumergible,
cavidades progresivas y gas lift, y se han empleado sistemas combinados con el
fin de obtener un mejor manejo de las condiciones variables de los yacimientos,
asi como por los altos indices de agotamiento de algunos campos han surgido
sistemas no convencionales como son Plunger lift, Chamber lift, RECOIL entre
otros. Es por esto que un conocimiento adecuado de parametros técnicos de
funcionamiento debe ser conocido con el fin de seleccionar la opcién mas eficiente
segun las condiciones del campo en el cual se deseen implementar, asi como el
desarrollo de una herramienta de seleccion para hacer el proceso de una manera

mas rapida.



1. INDICE DE PRODUCTIVIDAD Y EL IPR.

Antes de seleccionar un método de levantamiento artificial para ser implementado
en un campo en particular es necesario comprender los factores que afectan el
flujo de los fluidos desde la formacidén hacia el pozo asi como la relaciones entre
los mismos, para poder predecir las posibles tasas de flujo y la presion del fondo
fluyente, que finalmente seran el factor clave para la eleccion del sistema de

levantamiento.

La tasa de produccion de un pozo es una de las variables de mayor importancia
en la seleccion del sistema de levantamiento, la cual, no puede ser asignada
arbitrariamente dado que depende fundamentalmente de la capacidad de flujo de

la formacion de interés, mas que del sistema de levantamiento artificial instalado.

Es importante tener en cuenta que hay dos variables en un pozo cuyos efectos
deben ser estudiados por separado: la tasa de produccion total durante una etapa
particular de la historia del pozo y la produccion acumulativa obtenida del mismo.
El comportamiento y la forma de las curvas de IPR dependen en gran parte de

estas variables.

En el presente capitulo se analizaran las caracteristicas y comportamientos de la
curva de IPR ademas de algunos métodos que se han desarrollado para construir

estas curvas.



1.1 INDICE DE PRODUCTIVIDAD?

La expresion IPR por sus siglas en ingles Inflow Performance Relationship es
usada para definir la relacidon entre la tasa de aceite en superficie q y la presion de

fondo fluyendo Py,

La presion de flujo referida por lo general a la profundidad media de las
perforaciones, P.; se conoce también como FBHP (Flowing Bottom Hole
Pressure) y la diferencia entre ésta y la presion estatica del yacimiento Ps, se

conoce como Drawdown. Esta se representa en la ecuacion 1.
Drawdown = 4P = Py — P, Ecuacion 1

La ecuacion de IPR mas utilizada es la de la linea recta, la cual indica que la tasa
es directamente proporcional a la caida de presion en el yacimiento. La constante
de proporcionalidad es llamada indice de productividad, J, definido por la relacion
de la tasa con la caida de presion en el yacimiento. La linea recta solo se aplica
para pozos subsaturados es decir que las condiciones de pozo se encuentren por
encima de la linea de saturacion. La ecuacion se puede escribir de la siguiente

manera

f g [w.mm] Ecuacion 2
By = Bgp Unipuigh

La figura 1 muestra una grafica de una linea recta de IPR y en la cual se pueden

evidenciar varias caracteristicas importantes:

e Por convencion, la tasa se ubica en el eje X, y la presion de fondo fluyendo

se ubicaen el eje Y.

' GOLAN, Curtis. Well Performance. Segunda edicion.1993.



e Cuando la presion de fondo fluyendo es igual al promedio de la presion del
yacimiento (AP=0) la tasa es cero y no hay flujo entrando a la cara del pozo
debido a la ausencia de cualquier caida de presion.

e La tasa maxima de flujo, gmax 0 Absolute Open Flow, AOF, se presenta
cuando la presion de fondo fluyendo es igual a cero. Aunque en la practica
no es una condicién en la cual el pozo puede producir, es util la definicién y
ha sido usada en la industria del petréleo, particularmente para comparar el
comportamiento o potencial de diferentes pozos en el mismo campo.

e La pendiente de la linea recta es igual al inverso del indice de productividad
(Pendiente = 1/J)

Figura 1. Linea recta de IPR
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Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicion. 1991. Modificada.

El indice de productividad es un concepto muy util para describir el potencial
relativo de un pozo, ya que combina todas las propiedades de roca y fluido, asi
como las consideraciones geométricas. Un indice de productividad constante
expresa que la relacion de la tasa con la caida de presion es siempre la misma

para varias tasas.



Una limitacion de la linea recta del IPR es la suposicion que el aceite es
subsaturado. Obviamente, esta condicién no aplica para pozos de gas o de
aceite saturado. Para estos pozos el comportamiento observado de la tasa con la
caida de presién no es lineal, mostrando una curvatura pronunciada a altas tasas.
En términos de indice de productividad, J disminuye al incrementar la presion. La
figura 2 ilustra la continua variaciéon de J con la caida de presion. Note que J no
esta representado por la tangente a la curva, pero esta definido como se puede

expresar en la ecuacion 2.

Figura 2. Curvatura que presenta el IPR para flujo bifasico
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Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicién. 1991. Modificada.

Se han sugerido varias ecuaciones para representar el comportamiento no lineal
del IPR para el flujo de gas y flujo bifasico. Las observaciones de Bureau
resultaron en la simple pero exacta relacion tanto para gas como para aceite

saturado.

¢ =C(R* - w?)ﬁ Ecuacion 3



Los rangos de la exponente n estan entre 0.5 y 1. Una grafica de la tasa versus

B? - w.f“ en un papel log-log resulta en una linea recta con pendiente de 1/ n.

como se muestra en la figura 3.

Figura 3. Grafica de IPR en papel Log- Log para un pozo de gas.
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Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicion. 1991. Modificada.

La ecuacion 3 se denomina como ecuacion de contrapresion, y generalmente ha

sido utilizada en pozos de gas.

Una ecuacién tradicional usada para describir el comportamiento de produccion en

pozos de aceite saturado es la ecuacion de Vogel



2

T — B, _ B, .
f‘ffmm =1-0.2 f/& 0.8 £ !/% Ecuacion 4

Donde ¢,,... €S la maxima tasa de aceite “Absolute Open Flow” (AOF) cuando la

presion de fondo fluyendo, Py, es igual a cero. La figura 4 muestra una grafica

cartesiana de la ecuacion 4.

Figura 4. Grafica de la ecuacion de IPR dada por Vogel.
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Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicion. 1991. Modificada.

El uso de la ecuacion de Vogel es ilustrado mediante el siguiente ejemplo.

Ejemplo 1. Uso de la ecuacion de IPR dada por Vogel. En el pozo A1 se probé la
arena A, a una tasa de 200 STB/D con una presion de fondo fluyendo de 3220

psia. La presidn del punto de burbuja se calculé con una correlacion usando datos



medidos en superficie cuando el pozo se encontraba produciendo a una baja tasa.
Se estimd que el punto de burbuja era de 3980, lo cual indica que el pozo esta
drenando aceite saturado, la presion inicial de yacimiento era de 4000 psia.

Grafique el IPR utilizando la ecuacién de Vogel.
Solucion

Primero, se calcula la tasa maxima de aceite, qomax, Sustituyendo los datos de la

prueba en la ecuacion de Vogel:
Qomas — EE[.]-'E |:1 = E[“Eﬁgzzﬂfq-ﬁ{tft) - ﬂ‘atgzzﬂf-}ﬂﬁﬁ}‘]

=625 STB/D.

Ahora se calculan varias tasas a unas caidas de presion especificas con el
objetivo de tener los puntos suficientes para dibujar la curva de IPR. La tabla 1

muestra algunos valores calculados para este ejemplo.

Tabla 1. Datos del comportamiento de flujo para el pozo UIS No. 3.

Pwt (psia) Jo (STB/D)
4000 0
3000 250
2000 437
1500 508
1000 562

Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicién. 1991. Modificada.

La figura 5 muestra la grafica de IPR para los puntos calculados en la tabla

anterior.



Figura 5. Grafica del comportamiento de flujo para el pozo UIS No. 3.
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Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicién. 1991. Modificada.

La principal contribucion de la ecuacion de Vogel fue la idea de normalizar la
ecuacion del IPR e incluir el AOF (gomax) cOMo la constante primordial que se debe

calcular.

Si se normaliza la ecuacién 3 queda de la siguiente manera:

Epfq?miﬁ' - r:l'_ (Fh'r'flfpﬁilz]ﬁ Ecuaciéon 5

La ecuacién anterior es una mejor alternativa que la ecuacion de Vogel para pozos
de aceite saturado porque es mas simple y ademas considera el efecto de altas

velocidades de flujo (turbulento) con la inclusidn del exponente n

La ecuacidén 5 y la ecuacidon propuesta por Vogel son cercanamente iguales si

n=1, lo cual fue observado por Fetkovich. Para n=1, la ecuacion 5 se convierte en:

Tl Taman = |:1 - Epm-ffﬂ?}:] Ecuacién 6
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En la figura 6 se ilustra el IPR para pozos que producen de yacimientos que se
encuentran por encima de la presidon del punto de burbuja pero con presiones de
fondo fluyendo por debajo del punto de burbuja. En la figura 6 se observa una
linea recta a presiones por encima del punto de burbuja y una curvatura cuando
esta por debajo. Considerando solo la linea recta, regién por encima del punto de

burbuja, para P, < Py < PR, la ecuacion del IPR es:
G0 =J(Bg — Pos) Ecuacion 7

Si la presion de fondo fluyendo esta por debajo del punto de burbuja, entonces se

podra utilizar la siguiente ecuacion de IPR para calcular g,
Ga = J(Pr— F) [%.} (F* = E5) Ecuacion 8
==

Donde J es el indice de productividad cuando la presién de fondo fluyendo esta

por encima de la presion de burbuja Py, dado por la ecuacién 7.

Figura 6. IPR de un pozo de aceite subsaturado produciendo a presién de fondo
fluyendo por debajo del punto de burbuja.
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Fuente: GOLAN, CURTIS. Well Performance. Segunda edicién. 1991 Modificada.
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1.2 FACTORES QUE INFLUYEN EN LA FORMA DEL IPR?
1.2.1 Zona de permeabilidad constante

En una zona donde las permeabilidades K,, Ky;, y K, no varian
independientemente del punto donde se quieran determinar, la mayor caida de
presion (Pys) en una formacién productora se encuentra en la vecindad del pozo.
Aproximadamente mas del 50% de la caida de presion se presenta dentro de un
radio de 20ft cercanos al pozo (estando el aceite dentro de este radio), lo cual

unicamente el 0.046% del aceite contenido dentro del radio de drenaje del pozo.

Si la Py del pozo esta por debajo del punto de burbuja, a medida que una
cantidad de masa de aceite se mueve hacia el pozo, la presion de este cae de

manera uniforme, permitiendo que se libere gas.

La saturacion del gas libre en la vecindad del cuerpo de aceite se incrementa
uniformemente, aumentando asi la permeabilidad relativa al gas, y disminuyendo

la permeabilidad relativa del aceite.

Mientras mas grande sea la caida de presion, es decir, mientras mas baja sea la
presion en la cara del pozo, mas notorio sera este efecto, de manera que seria
razonable esperar que el IP (el cual depende de la permeabilidad efectiva del
aceite) disminuya y el GOR (el cual esta en funcion de la permeabilidad relativa
del gas) se incremente en la medida que aumente el drawdown. Este argumento
lleva a la conclusién de un IPR de forma curvada, como el de la figura 2, siempre

que la Pys esté por debajo de la presion del punto de burbuja.

El drawdown puede tener un efecto considerable en el GOR, no solo por el
incremento de la permeabilidad relativa del gas con una Pys decreciente, sino

también porque todo el aceite en la vecindad del pozo contribuye al incremento del

> NIND, T. E. W. Principles of oil well production. New York: McGraw Hill. 1964
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gas libre, ademas del que entra al contorno del pozo precedente de lugares
apartados de la formacion, por lo tanto, a mayor drawdown mayor sera la
contribucion de gas libre a partir del aceite de las cercanias del pozo. En ciertas
circunstancias el GOR producido puede disminuir primero y después aumentar

cuando se incremente la produccion.

Para las presiones cercanas al punto de burbuja (saturaciones de gas menores de
la saturacién critica dentro de la formacién) y, también, para formaciones de
diferente permeabilidad, el efecto de la produccion sobre el indice de productividad
y el GOR pueden considerarse inexistente o muy pequefio, siempre y cuando se

mantenga un flujo tipo Darcy.

Por ultimo, mientras el valor de P, se mantenga sobre la presion de saturacion,
se asume que no hay gas libre en la formacion y el IP se mantiene constante, es
decir, la tendencia del IPR aplicable a los valores de la Py mayor que la presion

de saturacion mantendra una linea recta.
1.2.2 Formacion estratificada

Practicamente, toda formacion productora esta estratificada en mayor o menor
grado, es decir, contienen capas de permeabilidad diferente. Para ilustrar el
efecto que esta estratificacion puede tener sobre la forma del IPR y la
dependencia del GOR en la produccion, se puede considerar por ejemplo, un
caso en el cual hay tres zonas diferentes que tienen permeabilidades de 1, 10, 100
y respectivamente. Se supone que no hay comunicacion vertical entre las zonas,
excepto a través del mismo pozo. En la figura 7 se ilustra graficamente el efecto

que presentan capas de diferente permeabilidad cobre el IPR.
1.2.2.1 Efecto sobre el IPR

Si se considera que se ha alcanzado una etapa en la cual la presion en la zona de
100 md es de 1000psi y en la de 1md es de 1500psi. El pozo se prueba ahora a

varias producciones para establecer el IPR. Si los IPRs individuales de las tres
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zonas son los que se indican en la figura 7, el IPR compuesto, que es promedio de
estas tres curvas, tendra la forma mostrada.

Como generalizaciéon, se puede concluir que muchos pozos, debido a la
estratificacion y al agotamiento diferencial subsecuente en las zonas de
produccion, muestran una curva del IPR compuesto del tipo ilustrado en la figura

8, con un IP mejorado con la produccién que incrementa para bajas tasas, pero
que decae para tasas de produccion mayores.

Figura 7. IPR compuesto para una formacién estratificada
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petroleros. 1964. Modificada.
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Figura 8. Curva generalizada del IPR para cualquier formacién

Piesion de fendo fluyende

Py Jb: pulgt

Tasa total de producelén, bbl-dia

Fuente: NIND, T.E.W. fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos

petroleros. 1964. Modificada.

1.2.2.2 Efectos sobre el GOR

Para cualquier saturacion de aceite, es conocido que la relaciéon entre la
permeabilidad efectiva del gas y la permeabilidad efectiva del aceite aumenta
proporcionalmente con el grado de cementacién y consolidaciéon, es decir, para
una permeabilidad mas baja. Si se ha obtenido suficiente produccion de una
formacion estratificada para asegurar un grado notable de agotamiento diferencial,
y si se ha hecho una serie de pruebas de produccidén en un pozo ya terminado en
esta formacion, con las tasas variando desde cero hasta el potencial maximo,
entonces, para tasas bajas la Py sera alta y unicamente las capas de alta presion
contribuiran a la produccién. Estas capas seran las de mayor consolidacion y
cementacion. En otras palabras, los estratos que producen tasas bajas son los

que producen un GOR alto.
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A medida que aumenta gradualmente la produccidon del pozo, los estratos menos
consolidados empezaran a producir uno por uno, con GOR progresivamente
menores, entonces, la relacion total de la produccion disminuira cuando se
incremente la tasa. Sin embargo, si las capas mas explotadas producen GOR
elevados, debido a las altas saturaciones de gas libre, la relacion gas/aceite
empezara finalmente a elevarse cuando la tasa de produccion se incremente, y
este ascenso continuara hasta que la zona mas permeable haya entrado en
produccion, como consecuencia del efecto de “la vecindad del pozo” que se
analizé previamente. De acuerdo a esto, se espera que un pozo que produce en
una formacion estratificada muestre un minimo en su GOR cuando se incremente

la tasa de produccion, tal y como se puede observar en la figura 9

Figura 9. Tendencia en el comportamiento del GOR Vs. La tasa de produccién: el

minimo mostrado puede deberse a la estratificacion de la formacién.
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Fuente: NIND, T.E.W. fundamentos de produccién y mantenimiento de pozos

petroleros. 1964. Modificada.
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2. SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

Un sistema de levantamiento artificial (SLA), es un mecanismo externo a la
formacion productora encargado de levantar crudo desde la formacién a una
determinada tasa, cuando la energia del pozo es insuficiente para producirlo por si

mismo o cuando la tasa es inferior a la deseada.

Los sistemas de levantamiento artificial son el primer elemento al cual se recurre
cuando se desea incrementar la produccidon en un campo, ya sea para reactivar
pozos que no fluyen o para aumentar la tasa de flujo en pozos activos. Estos
operan de diferentes formas sobre los fluidos del pozo, ya sea modificando alguna

de sus propiedades o aportando un empuje adicional a los mismos.

2.1 CLASIFICACION

De forma general, los métodos de levantamiento artificial pueden ser clasificados

en las siguientes dos categorias

e Meétodos que modifican propiedades fisicas de los fluidos del pozo (Por
ejemplo reduccién de densidad).
e Meétodos que aplican la accion de una bomba para suministrar energia

externa al sistema.

Cada sistema de levantamiento tiene un principio de funcionamiento diferente, y
por lo tanto una serie de caracteristicas y rangos de operacion propios, los cuales,
deben ser debidamente identificados como una base previa para la correcta

seleccién del sistema de levantamiento mas adecuado para determinado proyecto

Los sistemas de levantamiento también pueden ser clasificados como

convencionales como Gas lift, Bombeo Mecanico, Bombeo Electro sumergible
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(ESP), Bombeo por cavidades progresivas (PCP), y Bombeo Hidraulico, y no
convencionales, como el Plunger Lift, Chamber lift, RECOIL, y sistemas
combinados. Este estudio se enfocara en las caracteristicas de los sistemas de

levantamiento no convencionales nombrados previamente.

2.2 SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL CONVENCIONALES
2.2.1 GASLIFT?

Los dos sistemas basicos de levantamiento con gas lift son levantamiento continuo

y levantamiento intermitente.

El principio de operacion de levantamiento continuo es la inyeccion de gas a
través de la mas profunda de una serie de valvulas GLVs (Gas lift Valve) ubicadas
a lo largo de una tuberia de produccion; el efecto de este gas inyectado es el de
disminuir la densidad de los fluidos producidos permitiéndole llegar hasta
superficie con la tasa de produccion deseada. Este sistema es una prolongacion

del flujo natural del pozo.

Como su nombre lo indica en el levantamiento intermitente la inyeccién ocurre
durante un cierto intervalo de tiempo y después se detiene. Después de que cierto
periodo de tiempo ha transcurrido se repite la inyeccidn y comienza de nuevo el

ciclo.
El equipo requerido para la implementacion de gas lift en un pozo es el siguiente:

Equipo de superficie

e Ensamblaje de la cabeza del pozo.

* HERRERA, D. Cristébal. Y ORTIZ, S. Juliana. Estudio para la implementacién de un sistema de
levantamiento artificial Combinado de Bombeo Electrosumergible y Levantamiento Neumatico:
Electrogas. Tesis de grado. UIS. 2002.
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e Choke (para flujo continuo).
e Choke con control en el ciclo de tiempo (Para flujo intermitente)
e Compresores.

e Separador.

Equipo de subsuelo

e Mandriles de gas lift.
e Valvulas de gas lift.

e Empaque de subsuelo.
Un esquema tipico de gas lift puede ser observado en la figura 10.

El gas de levantamiento es bombeado generalmente por el anular del pozo e
inyectado en el tubing a través de una valvula de gas lift (Gas lift valve, GLV).
Estas valvulas normalmente contienen una valvula cheque para prevenir la
entrada en contracorriente del fluido producido o de tratamiento hacia el anular,
para propositos de seguridad y eficiencia del sistema. En algunos disefios de
pozo, el gas es suministrado a través del tubing, recuperando la produccion a
través del anular o bien de un segundo tubing el cual puede ser concéntrico o

paralelo al tubing de suministro.
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Figura 10. Esquema tipico de gas lift.
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2007.

Con el fin de alcanzar la maxima reduccién de cabeza hidrostatica, el punto de
inyeccion de gas debe estar ubicado a la mayor profundidad disponible. Una
excepcion para esta regla estd en los casos en los que la presion de tuberia de
produccion excede la presion de saturacion del gas bajo condiciones de
circulaciéon. En estos casos el gas inyectado se disolveria en el liquido producido,

y de esta forma, perderia su habilidad para reducir la densidad de la columna de
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En pozos con bajo indice de productividad, el gas lift continuo no puede ser
implementado ya que la afluencia del pozo se dificulta debido a la presion de
operacion del sistema. En estos casos el levantamiento intermitente puede ser
mas eficiente. El levantamiento intermitente opera cerrando el suministro de gas
para permitirle al pozo fluir hacia el cabezal de produccion. Solamente cuando ha
entrado suficiente liquido en la tuberia, se abre el suministro de gas y se produce
un bache de liquido. Esto puede ser mucho mas eficiente bajo estas condiciones

de pozo que el gas lift continuo.

Cuando se incorpora un pozo a un sistema de produccion después de su
terminacién, con el pozo lleno de fluidos de completamiento o después de un largo
cierre donde los fluidos se hayan segregado, la presion normal de gas lift no es
suficiente para alcanzar la profundidad maxima de las valvulas. En este caso,
generalmente es necesario vaciar por etapas tanto el tubing como el casing llenos
con liquido. Esto se consigue aplicando presion de gas a una serie de GLVs
(Valvulas de descarga periddica) instaladas progresivamente de arriba hacia
abajo. Estas valvulas de descarga estan disefiadas para abrirse a una presion
predeterminada y luego cerrarse de nuevo a una presion ligeramente mas baja,
con el propédsito de que manipulando la presion de inyeccion, se haga circular e

gas a través de estas de arriba hacia abajo.

Las valvulas de operacion se disehan especificamente para la circulacidon
continua, mientras que las valvulas de descarga estan disefiadas unicamente

para permitir descargas periddicas.
La profundidad maxima de la GLV de operacion (OGLV) esta limitada por:

e Maxima presion de suministro de gas y tasa de entrega.
e Presion de cabeza de tuberia fluyendo a la tasa de flujo prevista.
e Profundidad del empaque (profundidad maxima del mandril mas profundo

para las valvulas de gas lift).
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¢ Diferencial de presion requerido para mantener las valvulas superiores (De
descarga) cerradas, y por lo tanto mantener estables la presion en la
OGLV.

e Peligro de colapso en el tubing y la clasificacién por resistencia al estallido

que posea el casing.

Un sistema de gas lift requiere adicionalmente de los siguientes componentes:

Tratamiento del gas, compresion, facilidades de medicion y control de flujo,
y suministro de gas de arrancada.

e Tuberia de produccion (tubing) equipada con mandriles de gas lift.

e Acceso para wireline o coiled tubing para la instalacion y mantenimiento de
las GLVs (El cual puede ser instalado durante el completamiento inicial del
p0Zzo).

e Proteccion contra los reventones en el anular.

En la mayoria de los pozos con este sistema de levantamiento, parte de sistema
de prevencidon contra reventones proviene de las valvulas cheque de las GLVs. Sin
embargo, en aquellos pozos donde esta medida no se considera suficiente, se
requiere de alguna proteccion adicional. Esta puede incluir cheques dobles en las

GLVs o "valvulas cheque" adicionales en superficie.

Las GLVs estan clasificadas asi:

e Valvula controlada por presidn del casing, también llamada “valvula de
presion” o valvula operada a “presion de inyeccion”. Las presiones de
apertura y de cierre dependen principalmente de la presion en el casing, lo
cual, suministra el mejor control de presion para los completamientos con
un solo tubing.

¢ Valvula controlada por la presion en el tubing, también llamada “Valvula de

fluido” o valvula operada a “presion de produccion”. Las presiones de
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apertura y de cierre dependen principalmente de la sarta de produccion.
Esto es particularmente util para completamientos de gas lift dobles.

e Valvula de respuesta proporcional. Estas valvulas se adaptan
automaticamente a los cambios en la presion de produccion.

e Valvula de nova (venturi). Se alcanza una tasa de inyeccion constante en la
OGLV.

Ventajas

e Es un sistema seguro de operar.

e Presenta alta tolerancia a los sdlidos (Aunque las velocidades de erosion
en el tubing y el arbol de navidad pueden ser criticas).

e Habilidad para manejar altas tasas de produccion.

¢ Requiere de poco espacio en superficie.

¢ Generalmente puede ser reacondicionado con wireline.

e Acceso completo a través del tubing a las GLVs inferiores.

e No es limitado por la desviacion de los pozos.

¢ Relativamente resistente a la corrosion.

e Muy flexible, se puede convertir de flujo continuo a intermitente, chamber lift
o plunger lift a medida que declina el yacimiento.

e La fuente de potencia puede ser ubicada en locaciones remotas.

e Facil de obtener presiones y gradientes en profundidad.

¢ No es problema en pozos con empuje de gas.

Desventajas

¢ Ineficiente en sistemas de bajo volumen, debido a los costos capitales de
compresion y tratamiento del gas.
¢ Requiere de un volumen de gas para su arranque, el cual no siempre esta

disponible.
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e Presenta dificultad para manejar crudos pesados y Viscosos ©
emulsionados.

e Potencial para la formacion de hidratos en superficie o en las GLVs.

¢ Requiere monitoreo continuo, optimizacion y reparacion técnica, asi como
supervision ingenieril.

¢ Usualmente se ve limitado por una profundidad de levantamiento maxima.

e Posible necesidad de casing y tubing muy fuertes debido a las altas
presiones de gas en el anular.

e Problemas con lineas sucias en superficie.

e Puede presenta problemas de seguridad si se manejan presiones de gas

muy altas.

2.2.2 BOMBEO MECANICO*

El levantamiento por bombeo mecanico es el sistema mas empleado en el mundo.
Este sistema consiste en el levantamiento del fluido a través de una sarta de
varillas las cuales son movidas por la transmisiéon de potencia de una bomba

reciprocante con dos valvulas cheque (una viajera y la otra estacionaria).

Basicamente, el equipo de levantamiento artificial para bombeo mecanico consta

de los siguientes componentes:

Equipo de superficie

e Base de la unidad.

e (Generador de potencia.

*MUNOZ, Alvaro. Y TORRES, Edgar. Evaluacion técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de seleccion.
Tesis de grado. UIS. 2007
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e Convertidor de potencia.

e Balancin.

¢ Unidad de contra balance.
e Barra lisa.

e Instalacion de la barra lisa.

e Equipo de cabeza de pozo.

Equipo de subsuelo

e Varillas de bombeo.
e Bomba de subsuelo (que a su vez cuesta de barril o cuerpo de la bomba,
piston, valvula fija y valvula viajera).

¢ Ancla de gas (opcional).

La unidades de bombeo mecanico se clasifican segun su geometria en tres tipos
principales: Unidades convencionales, las cuales tienen el apoyo en el punto
medio del balancin; Unidades neumaticas, cuyo punto de apoyo se ubica en el
extremo delantero del balancin; y las unidades MARK II, que tienen el apoyo en el

extremo trasero del balancin.

El levantamiento del crudo se realiza mediante la accién de las bombas de
subsuelo, las cuales son accionadas por la sarta de varillas que les transmiten la
potencia requerida, generada en superficie. Estas bombas consisten
esencialmente de un pistdn dentro de un barril con valvulas de entrada y salida de
fluido, y pueden ser de accion simple o de accién doble. Las bombas de accion
simple son usadas generalmente en combinacién con sistemas de empuje
mecanico, mientras que las de accion doble se emplean con mayor frecuencia con

sistemas de empuje hidraulico.
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Figura 11. Esquema tipico Bombeo mecanico
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Fuente: MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar.
estrategias de levantamiento artificial implementadas en campos maduros.UIS.

Tesis de grado. 2007.
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Ventajas

e Confiabilidad y bajo mantenimiento.

¢ Alto conocimiento en todas las aplicaciones (Crudos pesados y livianos).

e Facilidad para ajustar la tasa en superficie.

e Permite alcanzar un alto grado de deplecion.

e Varias alternativas para la fuente de poder (motor diesel o eléctrico).

e Operacion, analisis sencillos y facil reparacién técnica.

e Tolera altas temperaturas.

e Facilidad para el intercambio de unidades entre pozos.

e Aplicable a huecos estrechos y completamiento multiples.

e Permite el levantamiento de crudos con viscosidades relativamente altas.

e Facil aplicacion de tratamientos contra la corrosion y la formacién de
escamas.

e Disponibilidad de diferentes tamafios de unidades.

Desventajas

e Los caudales que permite bombear son relativamente bajos.

e Requieren de gran espacio en superficie, siendo poco recomendable en
plataformas costa afuera y en locaciones urbanas.

e Presenta mayor desgaste de las varillas en pozos desviados.

e Problemas de friccién en pozos tortuosos.

e Baja tolerancia a la produccion de sélidos.

e Limitado por la profundidad.

¢ Baja eficiencia volumétrica en pozos con alta produccion de gas.

e Susceptible a la formacién de parafinas.

e EIl tubing no puede ser recubierto internamente para protegerlo contra la

corrosion.
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e Poca resistencia al contenido de H,S.
e En pozos de diametro pequeno, se limita el caudal a producir, por el tamafio

de subsuelo

2.2.3 BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE

El principio de este sistema de bombeo® es la operacién basada en la operacion
continua de una bomba centrifuga multietapa cuyos requerimientos de potencia
son suministrados por un motor eléctrico de induccion, alimentado desde la
superficie a través de un cable de potencia por una fuente de tension primaria.
Una vez se transforma la tension primaria la energia requerida es transmitida a
través del cable de potencia hasta el motor de subsuelo desde el transformador. El
motor genera la fuerza para que transmita a la bomba, compuesta por etapas cada
una de las cuales consta de un impulsor que rota y difusor estacionario los cuales

imparten un movimiento rotacional al liquido para llevarlo hasta superficie.

Equipo de superficie

e Ensamblaje de cabeza de pozo.
e Caja de empalme.

e Panel de controles.

e Transformador.

e Variador de frecuencia.

e Cable eléctrico.

> HERRERA, D. Cristébal. Y ORTIZ, S. Juliana. Estudio para la implementacién de un sistema de
levantamiento artificial Combinado de Bombeo Electrosumergible y Levantamiento Neumatico: Electrogas.
UIS. Tesis de grado. 2002.
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Equipos de subsuelo

e Unidad de bombeo centrifugo.

e Camisa de la bomba.

e Separador de gas (opcional).

¢ Unidad sellante protectora del motor.
e Motor eléctrico.

e Herramienta de monitoreo de fondo (opcional).

Figura 12. Esquema tipico Bombeo electrosumergible

Tli‘ll‘lls'fﬂ:ll:llﬂdol Conuvelador de
elecirico velocidad variable
Camisa de la Bomba
| ‘ Separador de gas
| . Protector del motor

| Fluidos Producidos

Motor electro
L sumergible
=
o=

! Herramienta de
monitoreo de fondo

Fuente: ESP System. (En linea). Pagina web version HTML. (citado 2 de
Febrero). Disponible en internet: <//www.bakerhughes.com/>. Modificado.
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Ventajas

Permite el levantamiento de volumenes extremadamente altos sin dificultad,
y a bajo costo.

Elevado aporte de energia al fluido.

Presenta una alta eficiencia (70%).

El sistema no se ve afectado por la desviacion.

Sistema facil de controlar.

No ocupa grandes espacios en superficie. lgualmente es aplicable a
plataformas costa afuera.

Permite una facil aplicacion de tratamientos contra la corrosién e inhibidores
de escamas.

Disponibilidad de unidades de diversos tamafios.

Desventajas

Tolerancia limitada a la arena.

Baja tolerancia a las altas relaciones Gas-liquido (sin separador).

Se requiere de taladro o estructura en caso de falla.

Posibles fallas eléctricas, principalmente asociadas al cable.

El cable eléctrico puede ocasionar problemas con la tuberia.

Tolerancia limitada a las altas temperaturas.

No aplicable a completamientos multiples.

Poco practico en pozos someros.

Solo es aplicable con energia eléctrica, y para tal caso, requiere de altos
voltajes.

Las unidades son costosas, para ser remplazadas a medida que el
yacimiento declina.

Presenta cierto grado de limitacion por profundidad, debido a costos de

cable y capacidad de la bomba.
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2.2.4 BOMBEO POR CAVIDADES PROGRESIVAS
2.2.4.1 Descripcién del sistema

Su operacion esta basada en la accion continua de una bomba de cavidades
progresivas® estilo tornillo sin fin, cuyos requerimientos de potencia son
suministrados por un motor eléctrico de superficie o subsuelo. Cuando el motor
esta ubicado en la superficie la transmision de energia a la bomba se da a través
de un eje y/o varillas que comunican el motor y la bomba desde la superficie hasta
el subsuelo. Pero cuando el motor esta en el fondo, se lleva un cable desde
superficie el cual les proporcionara la energia al motor para que opere y mueva la

bomba.

Figura 13. Configuracion interna de una bomba de cavidades progresivas

Rotor

Cavidades

Estator

Fuente: MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias
de levantamiento artificial implementadas en campos maduros.UIS. Tesis de
grado. 2007.

® MUNOZ, Alvaro. Y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de seleccion.
UIS. 2007
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Figura 13a. Esquema tipico Bombeo por cavidades progresivas

Motoreductor

Cabezal de rotacion

( Sucker Rod Coupling

Collar de tuberia

Fuente: PCP System. (En linea). Pagina web version HTML. (citado 2 de

Febrero). Disponible en internet: <//www.weatherford.com/>. Modificado.

La bomba estd compuesta por un rotor (tornillo sin fin) y un estator (camisa). El
rotor gira dentro del estator formando cavidades que progresan desde el extremo
de succion hasta el extremo de descarga de la bomba que, ayudado por el sello
continuo entre las hélices del rotor y el estator mantienen el fluido en movimiento
permanente, a una velocidad fija directamente proporcional a la velocidad de

rotacion de la bomba.
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La conformacién normal del equipo PCP convencional consta de:

Equipo de superficie

e Motor eléctrico.
e Caja reductora de velocidades.
e Caja de empaques.

e Cabezal de pozo.

Equipo de subsuelo

e Bomba (Rotor y estator).

e Varillas de succion.

Ventajas

e Alta tolerancia a la produccién de solidos.

e Buena eficiencia energética.

e Bajos costos capitales y de operacion.

e Buen manejo de fluidos viscosos y de crudos con elevadas relaciones
gas/liquido.

e Bajo perfil en superficie.

e Facil instalacion a corto plazo.

¢ No posee valvulas internas ni trampas de gas.

¢ Instalacion sencilla y operacién silenciosa del equipo.

Desventajas

e Tasa de produccion limitada.
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Baja tolerancia a altas temperaturas

Se requiere de una unidad de workover para el mantenimiento del equipo
de subsuelo.

No es compatible con CO,, ni demas fluidos de tipo acido.

Dificil deteccion de fallas en subsuelo.

No es recomendable usar disolventes para lavar el elastomero, ya que

estos lo pueden deteriorar.
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3. SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL NO CONVENCIONALES Y
COMBINADOS

Los sistema de levantamiento artificial convencionales presentados en el capitulo
anterior son los mas empleados alrededor del mundo, debido principalmente al
conocimiento que se tiene de su funcionamiento, la experiencia que se cuenta
para su disefio y operacion, y la relativa facilidad con que se consiguen en el

mercado las unidades y repuestos utilizados.

Sin embargo por las diversas condiciones que se pueden presentar en un campo,
se han realizado variaciones a los sistemas de levantamiento artificial
convencionales con el fin de aumentar la eficiencia al momento de aplicar estos a
un campo en particular. Por lo anterior se han desarrollado los sistemas de
levantamiento artificial no convencionales que buscan adaptarse a condiciones
donde los sistemas convencionales se ven limitados. Asi como los sistemas
combinados buscan complementar las desventajas de un método con las
fortalezas de otro buscando optimizar la eficiencia en la operacion de la extraccion

de crudo.

A continuaciéon se presentara una descripcion de los sistemas no convencionales:
Plunger lift, chamber lift y Recoil, asi como también de sistemas combinados:
ESPCP y ESP con gas lift.
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3.1 PLUNGER LIFT

3.1.1 Descripcion del sistema

El principio de funcionamiento del Plunger Lift’ esta fundamentado basicamente
en el movimiento de un piston libre que actua como una interface mecanica entre

el gas de formacion y el liquido producido aumentando la eficiencia del pozo.

La principal operacion de estos sistemas esta basada en la hipotesis de que los
poz0os No poseen empaques Yy tienen comunicacion entre el tubing y el casing en la
parte inferior de la sarta de produccion. Esta consideracion no es excluyente para
la utilizacion del sistema Plunger Lift, pero su no cumplimiento requiere de analisis

especiales.

La operacion del sistema se inicia con el cierre en la linea de produccién mediante
una valvula motora, accionada por un controlador automatico programable,
permitiendo que el gas de formacién se acumule en el espacio anular por
segregacion natural. Después de que la presion del anular aumenta hasta un
cierto valor, se abre la linea de produccion. La rapida transferencia de gas desde
el casing al tubing, en adiciéon al gas de formacion, crea una alta velocidad

instantanea que provoca un salto de presion entre el piston y el liquido.

El pistén debe viajar desde el fondo de la tuberia (Nipple de Asiento) hasta la
superficie, elevando una determinada cantidad de liquido en cada carrera
ascendente, para luego volver a descender completando un ciclo (Figura 14). Sin

esta interface mecanica, solo seria elevada una porcion del liquido.

7 ALBA, Mario. Evaluacién del sistema Plunger Lift en el Lote X. Congreso Peruano de Petroleo.
INGEPET 99 EXPL-6-MA-13. 1999.
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Figura 14. Esquema de un ciclo con plunger lift
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Fuente: BIZZOTO, Pablo y DE MARZIO, Luciana. Aplicacién de los diferentes
tipos de Plunger lift en el yacimiento cerro dragon. Pan American Energy. 2001.

El Plunger Lift es un sistema de extraccion el cual, en su version auténoma,
aprovecha la energia propia del yacimiento para producir petréleo y gas. Cuando
no se dispone en el pozo productor, de la energia suficiente para llevar los fluidos

hasta la superficie, se puede utilizar una fuente de energia exterior, generalmente
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gas a presion, esta ultima aplicacion se conoce como version asistida del Plunger
Lift (figura 15)

Figura 15. Esquema de plunger lift asistido
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Fuente: ALBA, Mario. Evaluacion del sistema Plunger Lift en el Lote X. Congreso

Peruano de Petroleo. INGEPET 99 EXPL-6-MA-13. 1999.
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Equipo de superficie

Controlador

Puede ser de diferentes tipos. La tarea principal es abrir o cerrar la valvula
maestra. Esto permite el control de las presiones del pozo y la remocién

efectiva del fluido.

Valvula Maestra

Son valvulas de operacion neumatica que se utilizan para controlar la
produccion y la inyeccion (en los pozos asistidos) y son operadas por el
controlador. Como accesorios de las valvulas se incluye un conjunto de
separacion y regulacién para que el gas de instrumentos tenga la calidad y

presion adecuada.

Lubricador

Es el elemento que amortigua la llegada del pistén a superficie. Consiste
basicamente de un resorte, una placa de tope y una tapa removible para la
inspeccion del resorte. Normalmente lleva incorporado un sensor de arribos
de piston y un “catcher” de bola o leva con resorte, que atrapa el piston
para su cambio o por necesidad operativa. Se instala directamente sobre la

valvula maestra.

Piston

Es el dispositivo que viaja libremente desde el fondo del pozo hasta la
superficie, el cual forma una interface mecanica entre la fase de gas y la
fase de fluido en el pozo. Existen varios tipos de piston, que operan con el
mismo principio basico. Las variaciones van dirigidas a la eficiencia del sello

y la friccion. Normalmente cada pistdn tiene ciertas ventajas en una
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situacion dada. La funcion principal del piston no es formar un sello
hidraulico, sino una gran burbuja o bolsa de gas que empuja el colchon de

liquido.

Equipo de subsuelo

El ensamble de fondo consiste de un accesorio de tope y resorte. Su funcién es la
de proporcionar un amortiguador en el extremo inferior del viaje del piston. Las
combinaciones dependen del tipo de tuberia y el sistema mecanico de conexion

del pozo. Esta conformado por:

e Resorte de Fondo (Bumper Spring).- Este resorte va sobre el tope o camara
de valvula fija para actuar como amortiguador cuando el pistén llega al
fondo. Cuenta con un cuello de pesca para su recuperacion con equipo de

wireline.

e Tope de Fondo. Es el tope para el resorte, el cual puede ser cualquiera de

los tres elementos siguientes:

e Tope collar (Collar Lock).- Este dispositivo llega al espacio creado por las
uniones de la tuberia en el collar. Se instala y se recupera con equipo de

wireline.

e Tope de la tuberia (Tubing Stop).- Este tope con asiento ajustable permite
instalarlo en el fondo del tubing a la profundidad que el operador requiera.
Puede ser colocado y retirado del tubing con equipo de wireline.

e Valvula de pie (standing valve).- Esta es una valvula fija de bomba normal

con un cuello de pesca en un extremo para recuperarlo con equipo de
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wireline. Cuenta con anillo “NO GO” que llega a un nipple de asiento de

bomba normal.

Un esquema de la instalacién de plunger lift se observa en la figura 16

Figura 16. Esquema tipico de Plunger lift
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Fuente: MUNOZ, Alvaro. Y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las
estrategias de levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio

de una herramienta software de seleccién. UIS. Tesis de grado. 2007
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3.1.2 Instalaciones utilizadas en Plunger lift’

Dependen fundamentalmente de la cantidad de intervalos perforados, de la

energia del yacimiento y si la cantidad de gas producido por el pozo es suficiente o

no para elevar el piston y fluido hasta la superficie.

Las instalaciones de Plunger Lift pueden clasificarse en tres tipos:

Plunger lift convencional sin empaque ni valvulas de gas lift. Es la
instalacion mas comun, aplicable a pozos con suficiente gas de formacién
para elevar el fluido. La ventaja de no usar empaque es que el anular tiene
un buen espacio para almacenar gas suficiente para impulsar el piston y el
liquido encima de él hasta la superficie, ayudando asi a los pozos con baja
productividad. Sin embargo, en caso de necesitar inyeccion intermitente de
gas dentro del casing esto provocara una contrapresion a la formacion

reduciendo el flujo de petrdleo al pozo.

Plunger lift con empaque, valvula de pie con retencion y valvulas de gas lift.
Esta instalacion es utilizada en pozos con pocos intervalos perforados y que
tienen energia suficiente para fluir. La valvula de gas lift es para los casos
que el pozo no tenga energia para fluir solo y tenga que ser ayudado con

inyeccion de gas.

Plunger Lift con lineas paralelas (BLT). Esta instalacién es utilizada en
pozos de baja presidn de yacimiento y con bajo aporte de gas. Con la

finalidad de no contra presionar la formacion, la inyeccidén de gas se efectua
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por una la linea paralela comunicandola con el tubing a través de una

valvula de gas lift.

3.1.3 Criterios para la seleccion de los pozos’

Para seleccionar los pozos candidatos para la aplicacion de un sistema Plunger

lift, se deben tener en cuenta los siguientes criterios técnico-operativos

e Pozos de alto GOR y de baja productividad, en los cuales el sistema de
bombeo mecanico tenga baja eficiencia por la interferencia frecuente de

gas al operarlos con niveles de sumergencia muy bajos.

¢ Relacion gas-liquido (GRL) actual e histérica de los pozos con un rango de
300 a 500 ft*/bbl/1000ft. Es fundamental poder predecir si el pozo tendra la

suficiente presion de gas para levantar el piston y liquido.

¢ Que el restablecimiento de presidn en el casing sea mayor de 250 psi en 3
horas

e La contrapresion de la linea no debe ser muy alta porque disminuye la
velocidad de flujo y por consiguiente requerird un mayor consumo de gas

para elevar el piston y liquido a superficie.

¢ No considerar pozos que producen arena. El piston puede correr el riesgo
de pegarse o que la arena obstruya el cierre de la valvula motora de

produccion.

e Que la presion neta, identificada como la presiéon del casing menos la

maxima presion en la linea durante el ciclo de operacién, sea suficiente
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para levantar los volumenes de produccién esperados. Como regla practica
se considera que la cabeza hidrostatica a levantar por el plunger (columna

de liquido en el tubing) esta en el orden del 50 a 60% de la presion neta.

e Dependiendo de la produccion del pozo, seleccionar piston con o sin

bypass.

Ventajas

e Especificamente disefiado para el uso en pozos de baja tasa con
problemas de carga de liquido.

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

e Facil de recuperar, sin estructura ni equipo de intervencion.

¢ Ayuda a mantener el tubing libre de parafinas y escamas.

e Aplicable para pozos con alto GOR.

e Control de sdlidos.

e Disminuye la presion de fondo fluyendo, aumentando la produccién.

e Buen desempeio en pozos desviados.

Desventajas

e Bajas tasas de produccidn.

¢ No permite alcanzar la deplecion total del yacimiento.

e Requiere supervision de ingenieria para una adecuada instalacion.

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

e Requiere de una relacidén gas- liquido (GLR) minima para que funcione el

sistema.
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3.2 CHAMBER LIFT ®
3.2.1 Descripcidn del sistema

El Chamber lift o levantamiento con camara de acumulacién es una modificacién
del gas lift, que opera ciclicamente, permitiendo alternadamente el ingreso de
crudo a la camara y la inyeccion de gas desde superficie para desplazar el crudo

acumulado.

Cuando la valvula de control en superficie esta cerrada, el pozo produce en la
camara a través del orificio de la valvula estacionaria. La valvula igualadora
permite que los niveles del fluido en el interior y exterior del tubo “mosquito”
permanezcan iguales. Conforme la produccion se acumula en el interior de la
camara, la contrapresion de la formacién aumenta, de manera que la tasa de

produccion de la formacion disminuye constantemente.

A un tiempo preseleccionado, el cual, es ajustado mediante un temporizador en
superficie en ciclos regulares, se abre la valvula de control y se inyecta gas dentro
del espacio anular, entre el casing y el tubing arriba del empaque. La presion del
casing se eleva y alcanza finalmente un nivel con el cual la valvula de operacion
se abre. Asi se permite que el gas baje por el espacio anular entre el tubo

mosquito (Stinger) y el tubing.

La valvula igualadora y la valvula estacionaria se cierran bruscamente debido al
alto diferencial de presion. El gas impulsa el liquido que esta en la camara hacia el

tubo mosquito, el cual a su vez lo introduce dentro del tubing.

El Chamber lift es una forma de gas lift intermitente (GL).Existen dos razones para

seleccionar chamber lift en un pozo.

® BROWN, Kermit. The Technology of Artificial Lift Methods. Volumen 2a. 1994. Introduction of
artificial Lift System beam Pumping: Design and Analysis Gas Lift.
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e Para profundidades menores que la inyeccién de gas, a bajas presiones
BHP y con un intervalo grande de perforaciones o hueco abierto.

e Para obtener la menor presion promedio posible fluyendo BHP  por
reduccién de la presion de cabeza del fluido.

Aunque existen numerosas variaciones en el diseno fisico del chamber lift, los dos
tipos fundamentales son de dos empaques vy el tipo botella insertada para colectar

los fluidos del pozo.

El chamber lift de dos empaques utiliza el anular para acumular los fluidos del
pozo, el tipo insertado de chamber lift es usualmente fabricado a partir de una

tuberia larga que puede ser corrida dentro del casing o hueco abierto.

La locacion del Chamber lift y tamano relativo para el nivel de trabajo de fluido,
inyeccion y venteo de gas, inyeccion de gas suplementaria para el levantamiento
del bache, pueden ser la diferencia entre la eficiencia o ineficiencia de la utilizacion

del sistema.

Equipo de superficie

e Ensamblaje de la cabeza del pozo.
e Choke con control en el ciclo de tiempo.
e Compresores.

e Separador.

Equipo de subsuelo

e Puerto de entrada de gas
e Valvula de pie.
e Empaque de subsuelo.

e Puertos de alivio
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3.2.2 Instalacién de un sistema de Chamber lift

Con mucha frecuencia la implementaciéon e instalacion de chamber lift puede
incrementar la tasa de produccion total de un pozo. Un sistema de chamber lift es
una instalacion ideal para ser instalada en un pozo con baja presion de fondo y un
alto IP, es decir, que es un sistema que funciona eficientemente a pozos los
cuales produciran grandes volumenes de fluido si se crea una alta diferencia de

presion en la cara de al arena productora.

El propédsito de este sistema es utilizar el volumen del casing para almacenar
fluidos. Un sistema de Chamber lift insertado también puede ser implementado
para aportar mayor volumen de almacenamiento por unidad de longitud en el

tubing.

Supdngase que se quieren almacenar 4 bbl de liquido en un tubing de diametro
nominal de 2 pulgadas y que este liquido tiene un gradiente de 0.40 psi/ft. Ya que
4 bbl llenarian aproximadamente 1000ft de tuberia de 2 pulgadas, esta columna
podria ejercer una presion de cabeza hidrostatica de (0.40) (1000)=400psig. EIl
proposito del chamber es permitir esta misma acumulacién de 4 bbl en un tamafo
grande de tuberia (casing). Por ejemplo se asume que se dejan llenar con fluidos
el casing y el tubing conteniendo 5 veces mayor volumen que el tubing de 2
pulgadas. Los 4 bbl que llenaban 1000 ft de tubing de 2 pulgadas ahora llenarian
solo 1000/5 = 200 ft en el chamber de acumulacion, estos 200 ft ejerceran una
presion de cabeza hidrostatica de (0.4) (200)=80psig. La ventaja del chamber es
bastante notoria ya que existe una diferencia de 400 — 80 = 320 psig. En la BHP
requerida para llenar los 4 bbl del bache dentro de los 2 pulgadas de tubing, lo que
significa que una presion de fondo fluyendo mucho menor podria ser obtenida con

el chamber en comparacion con la instalacion solamente de tubing.
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En muchos casos un gran bache de liquido puede ser acumulado en el chamber.
Al comienzo de una operacion con chamber es muy probable que la tasa de
inyeccion disminuya la relacion gas liquido (GLR), por lo tanto, un chamber no
solo recuperara mas liquido por dia si no que también podria disminuir la

inyeccion.

En particular algunas instalaciones de chamber lift han tenido tasas de produccién
de 400 — 500 BPD a partir de formaciones ubicadas a profundidades de 11000ft,
también se han reportado tasas de produccién de 600 — 700 BPD de sistemas
ubicados entre 6000 — 7000 ft. En todos estos casos, los sistemas de chamber lift
han operado con altas presiones de gas (1000psig) y han tenido ciclos rapidos de

entre 15y 20 minutos.

En casos de presiones de fondo fluyendo bajas (menor a 100 psig) se han
reducido por la implementacién de chamber lift. Hay algunos casos donde el
chamber ha sido utilizado para el levantamiento en pozos con practicamente
ningun valor de Py En este caso el chamber ha sido insertado debajo de las

perforaciones y los fluidos por gravedad caen y llenan el chamber.

Hay dos principales tipos de chamber lift que se pueden implementar. La primera
es una instalacion de dos empaques como es mostrada en la figura 17, el cual
utiliza el anular casing-tubing para acumular fluidos y se implementa cuando se
requiera un gran volumen de almacenamiento por unidad de longitud. El otro tipo
de chamber es el chamber insertado, el cual es mostrado en la figura 18. Este tipo
de instalacion se implementa cuando se quiere tomar el maximo provecho de la
ow.

48



Figura 17. Instalacion tipica de chamber de dos empaques.

Puerto de
entrada de gas

Ensamble de valvula de
chamber con empaque

Puertos de
alivio

Fuente: WINKLER, H.W. Re-Examine Insert Chamber-Lift for High Rate, Low
BHP, Gassy Wells.SPE 52120. 1999. Modificada.
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Figura 18. Instalacion tipica de chamber insertado

T

Puerto de entrada de
gas

Puertos de
alivio

Long.Intervalos perforados

L_

4_{ Valvula de pie |

Fuente: WINKLER, H.W. Re-Examine Insert Chamber-Lift for High Rate, Low
BHP, Gassy Wells.SPE 52120. 1999. Modificada.

La siguiente secuencia ocurre en una operacion tipica de chamber (se asume que
el ciclo esta comenzando tan pronto como la descarga de liquido es llevada a

superficie)

1) La presién de fondo fluyendo es incrementada por la entrada de fluidos del
pozo, dentro del espacio anular casing-tubing (chamber) debido a la

apertura de la valvula de pie.
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2) Los puertos de alivio se abren, permitiendo que el gas en solucion atrapado
en el anular casing-tubing escape por el tubing desde un punto cerca al
tope del chamber. De lo contrario el gas podria ser comprimido en la parte

superior del chamber, restringiendo la entrada de liquido.

3) El chamber continta llenandose con el fluido hasta que la descarga de

liquido total sea acumulada.

4) Desde superficie se inyecta gas dentro del pozo, abriendo las valvulas de
operacion de gas lift las cuales permiten que la inyeccion de gas entre
sobre el tope del liquido acumulado en el chamber. Como resultado de la

contra presion se cierran los puertos de alivio y la valvula de pie.

5) El bache de liquido acumulado es impulsado por un efecto piston generado

por el gas inyectado, desde el chamber al tubing y luego a superficie.
6) Una vez que el bache de liquido es producido en superficie, la valvula de
pie y los puertos de alivio son reabiertos, y los fluidos comienzan

nuevamente a llenar el chamber.

7) Se repite el ciclo.

3.2.3 Disefio de la longitud del Chamber

La longitud correcta del chamber debe ser disefiada para permitir el llenado de la
cantidad de liquido correcta que va a entrar al tubing al momento del

levantamiento. La formula para determinar la longitud del chamber es:
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Py = Epl.‘l’. s ipvu' Pr?’]

L.= o (Bee i) Ecuacion 9
Donde

L = Longitud del chamber, ft

Pw = Presion de apertura de valvula en profundidad, psi

Pw = Presion en el tope del bache debido a la presion del separador, psig

= = Presién de la cabeza de fluido en psig cuando se transfiere al tubing en el

momento del levantamiento (usualmente esta entre (P, - 150) psi a (Pyo -250) psi)
Gs = Gradiente del fluido del pozo, psi/ft

Ree = Relacién volumenes de casing y tubing

A continuacion se ilustra un ejemplo para el disefio de la longitud del chamber.
Ejemplo:
Presion de apertura de valvula en profundidad = 600psi.

Presiéon de separador = 50 psi (Puede usarse 50psi en el tope del bache como
aproximacion).

Cabeza de fluido a ser levantada = 450 psi
Gradiente del fluido del pozo = 0.4 psi/ft

Relacion de volumen casing-tubing = 4.3

600 — [50+ (600— 480
- (50 + € A 109 fit

L
g 0.4 (434 1) Ecuacién 9
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Ventajas

e Sistema apropiado para pozos con indices de productividad bajos y muy
bajos.

e Tiene bajos costos de instalacion y operacion.

e Permite producir de una manera econémicamente viable tasas bajas de
produccion.

e Maneja contenidos de gas y agua relativamente altos, siempre y cuando los

ciclos de apertura y cierre, se manejen cuidadosamente.

Desventajas

e Presenta problemas por la caida o retroceso del fluido que permanece en
contacto con las paredes de la tuberia tras la salida del bache de crudo
(fallback).

e Requiere de espacio suficiente dentro del revestimiento para la instalacion
de la camara de acumulacion.

e Su eficiencia disminuye al disminuir la presion estatica.

Es importante tener en cuenta que existe una frecuencia 6ptima de los ciclos de
apertura y cierre de las valvulas para una serie de condiciones dadas, la cual,
produce la mayor eficiencia del sistema. Para periodos cortos de inyeccion de gas
(aproximadamente 10 minutos), la frecuencia éptima esta entre los 20 y 40 ciclos
por dia. Para ciclos mas largos (superiores a 25 minutos), la frecuencia éptima se
reduce alrededor de 10 a 20 ciclos por dia. En ambos casos, el valor esta
directamente relacionado con el valor del IP.
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3.3 RECOIL®

El equipo RECOIL es un sistema de extraccion de petroleo, el cual no utiliza
accesorios convencionales, ya que su instalacion se realiza en superficie

directamente al casing.

La unidad RECOIL posee un motor eléctrico mediante el cual, una cinta de alta
resistencia baja un tubo flexible recolector dentro de un pozo libre de herramientas
y equipos de subsuelo. Se debe instalar un programa logico que controla el
funcionamiento del sistema y permita asegurar que el tubo recolector se sumerja
totalmente dentro del nivel de fluido que tenga el pozo. Al llegar al fluido se reduce
la velocidad de descenso, permitiendo que el tubo recolector se sumerja
lentamente 50 pies por debajo de la fase de petrdleo y por encima del nivel de
agua. El sistema se detiene un tiempo preestablecido durante el cual el tubo
recolector completa su llenado. Luego el motor invierte el sentido de su
movimiento, y la cinta eleva al tubo con el fluido hasta la superficie, donde en el
brazo de descarga realiza su vaciamiento por gravedad, hasta un tanque
transitorio incluido en el equipo. Una vez superada la cantidad de
almacenamiento del mismo, de aproximadamente un barril, un sensor flotante
activa la bomba que transfiere el fluido a una linea de conduccién o hacia un
tanque de superficie y se reinicia el ciclo. En la figura 19 se puede observar un

esquema tipico para una instalacion del equipo RECOIL

? Presentacion técnica de la compaiifa Lift Oil. (En linea). Pagina web versién HTML. (citado 15 de

mayo). Disponible en internet: <//www.liftoil.com.ar/>.
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Figura 19. Esquema de un sistema RECOIL

Carretel Tubo de PVC de 6"

Moto reductor Cabezal

Panel de control
Vdlvulade 6”
Contrapeso

Bomba de transf.

Sensor de nivel

Soportes Nivel de fluido

Cinta de alta resistencia

SensorSTOP manguera

Tubo recolector (Manguera )

Fuente: Presentacion técnica de la compafia Lift Oil. (En linea). Pagina web version

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www.liftoil.com.ar/>.

Entre las aplicaciones del equipo de RECOIL podemos encontrar algunas como:

e Activar la produccion en pozos abandonados temporalmente.
e Reemplazar equipos de extraccion tradicionales en pozos de baja
produccion.

e Realizar prueba de pozos.
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3.3.1 Descripcion del equipo
e Sistema de transferencia y almacenaje

Este sistema esta constituido por varios componentes y elementos que cumplen
con la funcién de transferir el producto recolectado por el sistema de recoleccion

hasta la deposicién final. Los componentes que componen el sistema son:

) Bomba de Transferencia.

) Motor eléctrico de accionamiento de la Bomba
¢) Reductor de accionamiento.

) Tanque de recoleccion.

) Filtro tipo canasto.

f) Sensor de nivel de Tanque de recoleccion.

g) Venteo anti gas explosivo

h) Nivel de accionamiento externo para tanque y/o tuberia.

e Sistema de traccién de cinta

Este sistema esta constituido por varios componentes y elementos que cumplen
con la funcién de suministrar el movimiento y la guia a la cinta que transporta la
manguera de recoleccion del fluido desde el pozo. Los componentes de este

sistema son:

a)
b)
c) Carretel de traccion.
d)

Motorreductor con freno de seguridad.

Acoplamiento de cadena.

Equipo basculante de cinta.
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e Sistema de transporte de recoleccion

La funcion de este sistema es proveer todos los elementos de guia y soporte para

el sistema de recoleccion. Los componentes que integran este sistema son:

a) Cabezal con rodillos.
b) Tubo de P.V.C. de 5”
c) Cinta transportadora
d)

)

e

Equipo de guia de cinta con descarga

Sensor stop de manguera

e Sistema de recoleccioén

La funcion de este sistema es recolectar el fluido acumulado en el casing. Los

componentes del sistema son:

a) Manguera con valvula de retencién.
b) Contrapeso.

c) Valvula de 6.

e Sistema de control y alimentacién eléctrica

La funcion de este sistema es el suministro, proteccion, distribucion eléctrica y la
programacion de las operaciones de todos los equipos. Los componentes del
sistema son:

a) Tablero eléctrico.

b) P.L.C.
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Figura 20. Foto del sistema RECOIL en Comodoro Rivadavia Argentina.

Fuente: Presentacion técnica de la compafia Lift Oil. (En linea). Pagina web version

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www.liftoil.com.ar/>.

Figura 21. Foto del sistema RECOIL en Peru.

Fuente: Presentacion técnica de la compafia Lift Oil. (En linea). Pagina web version

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www_liftoil.com.ar/>.

58



Figura 22. Foto del sistema RECOIL Provincia de Santa Cruz- Argentina

Fuente: Presentacion técnica de la compafia Lift Oil. (En linea). Pagina web versién

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www. liftoil.com.ar/>.

3.3.2 Criterios para laimplementacion del sistema

Para el correcto funcionamiento del equipo RECOIL se debe tener en cuenta que
la tecnologia se debe aplicar preferiblemente en pozos de las siguientes

caracteristicas:

e Pozos con produccioén de fluido inferior o igual a 53 BPD, activos, inactivos
0 abandonados.

e Pozos con nivel de fluido maximo, menores o iguales a 5000 pies de
profundidad.

e Pozos con bajo GOR, normalmente menor de 300 scf/bbl.

e Pozos que no produzcan por inyeccion de agua.

e Pozos que produzcan crudo con Gravedad APl mayor o igual a 16° API.
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Ventajas

e Bajo riesgo de accidentes e incidentes ambientales, ya que no usa altas
presiones.

e Facil para modificar las condiciones de operacion segun la profundidad y
produccion del pozo (velocidades de descenso y ascenso de la manguera
y numero de ciclos por dia).

e Buena alternativa de extraccidon para pozos someros de bajo aporte
productivo.

e Menor inversion inicial por el equipo en relacion a los otros sistemas de
levantamiento.

e Factible para ser controlado y supervisado a distancia, ya que cuenta con
un PLC como parte del panel de control.

¢ No requiere intervenciones de equipos de varilleo, ni de fluidos a presion
para el levantamiento.

e No usa tubing, ni varillas que requieran limpieza o reemplazo debido a
problemas de parafina, corrosion, etc.

¢ No usa bombas en subsuelo.

e Facil armado y desarmado del equipo (Aproximadamente dos (2) horas.

¢ No necesita intervencion de Pulling (Equipo de workover o varilleo).

¢ Reduccion del limite econdmico del campo petrolero.

Desventajas.

e Profundidad de trabajo limitada.

e Capacidad extractiva limitada que disminuye al aumentar la profundidad,
debido a que demanda mayor tiempo para cada ciclo.

¢ No es recomendable como equipo portatil por su baja capacidad extractiva.

e Se debe tener cuidado con los equipos electrénicos que se utilizan.
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e El equipamiento es susceptible a ser robado, debido a sus pequefas
dimensiones y a que sus elementos pueden tener aplicacidn doméstica
(valvulas, motores, bombas de transferencia, PLC, mangueras, cintas, etc.)

e Poco tiempo de aplicacion

e Solo se puede aplicar a crudos con una gravedad API mayor o igual a 16.

3.4 ESP CON GAS LIFT (ELECTROGAYS)
3.4.1 Descripcidn del sistema

La combinacion del sistema de bombeo electrosumergible con gas lift recibe el

nombre de “Electrogas”®.

Esta tecnologia de levantamiento artificial es el
resultado de la integracion de estos dos sistemas que en la actualidad debido a su
alto desarrollo tecnolégico y conocimiento en la industria, se han convertido en

opciones claves a la hora de implementar un método de levantamiento artificial.

El objetivo de esta combinacion es aprovechar al maximo las ventajas de cada
uno de los sistemas involucrados disminuyendo la incidencia de las limitaciones en

el comportamiento de la produccion.

La diferencia existente entre la presién de descarga y succion de la bomba
electrosumergible, APpomba, €S un indicador de la energia suministrada por el
sistema para levantar la cabeza dinamica de fluido hasta superficie. El tamafio y
consumo de energia del equipo electrosumergible esta en funcion de esta
diferencia de presion, por lo tanto, al disminuir esta diferencia se reducen los

costos generados por estas variables.

""HERRERA, D. Cristébal. Y ORTIZ, S. Juliana. Estudio para la implementacién de un sistema de
levantamiento artificial Combinado de Bombeo Electrosumergible y Levantamiento Neumatico:
Electrogas. Tesis de grado. UIS. 2002.
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En el caso de gas lift, la inyeccion continua de gas en la tuberia de produccién
promueve el movimiento ascendente de fluido debido a la expansion del gas
inyectado, a la vez que disminuye el peso de la columna de fluido por encima del

punto de inyeccidn.

En el sistema combinado, la reduccion del peso de la columna de fluido, causada
por la inyeccién del gas, trae como consecuencia una disminucion en el
requerimiento de potencia de la bomba electrosumergible debido a una menor
diferencia entre la presién de succion y la de descarga necesaria para levantar la
cabeza dinamica de fluido. Esta diferencia de presidn, entre el gradiente normal de
un sistema de bombeo electrosumergible y uno combinado con gas lift, se puede

apreciar claramente en la figura 23.

Figura 23. Perfiles de presién para un sistema normal y uno combinado.

THP Presién

Profundidad

Fuente. BORJA, Hubert. Production Optimization by Combined Artificial Lift
Systems and Its Application in Two Colombian Fields. SPE 53966. 1999.
Modificado.
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Equipos necesarios para el sistema electrogas

Equipo de superficie: El equipo requerido para la aplicacion del sistema
combinado es exactamente el mismo equipo que se requiere para operar
ambos sistemas por separado. Estos equipos fueron descritos
detalladamente en el capitulo 2. En algunas situaciones, debido a la
aplicacion combinada, el gas lift provee una gran flexibilidad al sistema
permitiendo operar el bombeo electrosumergible sin el controlador de
velocidad variable, lo cual representa un ahorro de costos adicional, esto

debido a la posibilidad de variar la tasa de inyeccién de gas.

Equipo de subsuelo: adicional a los | equipos de subsuelo que fueron nombrados

en el capitulo 2 se deben tener en cuenta los siguientes componentes:

Vélvula de camisa deslizante (Siding Sleeve Valve, SSV): Consiste en una
seccion de tuberia la cual permite o impide, de acuerdo a la necesidad de la
operacion, la comunicacion entre la tuberia de produccion y el revestimiento
cuando sea necesario. Es una herramienta de gran utilidad cuando se
desea usar los sistemas por separado. Cuando entra en funcionamiento el
sistema electrosumergible esta valvula se abre, y se cierra cuando se

inyecta el gas.

Tapon ciego (Blanking plug): Se instala en el nipple entre las camisas
deslizantes para conducir el fluido a través de la bomba electrosumergible.
Para activar la operacion del gas lift, el tapdn ciego se retira, las camisas

deslizantes se cierran y se instalan las valvulas para la inyeccién de gas

Bloque Y: Es una seccién de tuberia en forma de Y que permite la

instalacion de herramientas como las SSV’s y el paso de sarta de registros
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sin interferir con la operacién de la bomba. Como se explico anteriormente
esta herramienta es necesaria cuando se desea operar los dos sistemas
por separado. Es tal vez la herramienta mas importante desde el punto de

vista de la funcionalidad de los dos sistemas por separado.

Vélvula de seguridad de subsuelo (subsurface safety valve, SSSV): Es
usada en el sistema combinado para permitir que la tuberia de produccion
este plenamente abierta. En posicion abierta, se pueden pasar
herramientas con cable y coiled tubing hasta el final de la tuberia para
diferentes usos. También algunas veces son requeridas para abrir y cerrar

zonas o para estimulacion acida.

3.4.2 Tipos de instalaciones del sistema combinado (Electrogas)

En las aplicaciones sobresalen varias clases de instalaciones las cuales se

pueden agrupar en dos categorias: de acuerdo a la tuberia mediante la cual se

inyecte el gas y de acuerdo a los valores de indice de productividad y presion del

yacimiento. A continuacion se describe cada una de ellas:

De acuerdo a la tuberia que se use para inyectar el gas. El gas puede
ser inyectado a través del espacio anular (tuberia de revestimiento) o a
través de un conducto paralelo a la tuberia de produccion o a través de una
tuberia flexible de didmetro pequefio del tipo coiled tubing, como se

muestra en la figura 24.
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Figura 24. Tipos de instalaciones para sistema electrogas.

-

_J Mandril de gas Mandril de gas
lift v valvula lift y valvula

A

Empaque de
produccion

ESP con controlador
de gas

-
: : 1
. : H
— —
Instalacion de electrogas Instalacion de electrogas utilizando
utilizando conducto de gas el sistema de controlador de gas

Fuente: BORJA, Hubert. Production Optimization by Combined Artificial Lift
Systems and Its Application in Two Colombian Fields. SPE 53966. 1999.
Modificada.

e De acuerdo al indice de productividad y presion del yacimiento. La forma
en la que se diferencia cada una de las instalaciones es la presencia de
empaque, el cual previene el paso de gas en la seccion de operacion de la
bomba electrosumergible, con el fin de garantizar la integridad de su

operacion.

3.4.3 Aplicaciones del sistema Electrogas

La combinacién del bombeo electrosumergible con el gas lift tiene numerosas
posibilidades para optimizar la tasa de produccion y garantizar un sistema de
apoyo en caso de que el principal falle, sobre todo en sistemas de dificil acceso

como en zonas con condiciones climaticas hostiles. El sistema puede ser aplicado
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con solo uno de sus componentes, pero su mejor desempefio técnico y econémico

se obtiene al aplicar los combinados.

3.4.3.1 GAS LIFT COMO SISTEMA DE APOYO

Como se menciond anteriormente muchos sistemas de bombeo electrosumergible
pueden estar localizados en regiones de acceso dificil. A raiz de esto, se pueden
perder varios dias de produccion mientras llegan los equipos necesarios para
reparar el equipo. Si el pozo estd equipado con un sistema de apoyo de
levantamiento de gas lift se puede mantener produciendo mientras se repara asi

se produzca en menores cantidades.

El fluo de los fluidos de produccion del pozo a través de la bomba
electrosumergible, durante este periodo, pueden ser prevenidos mediante la
instalacion de una camisa deslizante (sliding sleeve) por encima de la bomba. La
camisa se abre mediante la accion de un mecanismo con cable antes de que el

gas sea inyectado por el espacio anular.

Si en la instalacion del electrogas se instalan valvulas recuperables por cable en
los bolsillos de los mandriles, se recomiendan que estas sean operadas por
presion de revestimiento, ya que si se utilizan valvulas operadas por presion de
fluido, los cambios de presion dentro de la tuberia pueden causar que estas se

abran.

El disefio para un sistema de levantamiento con gas lift con valvulas accionadas
por presion de revestimiento sera el mismo que el de una instalacion sin empaque
y entonces, la camisa deslizante abierta representara el fin de la tuberia.Cuando
se quiere descargar una instalacion de electrogas se debe descargar por el
sistema de gas lift. En estas operaciones la camisa deslizante no estaria abierta

mientras se termine de descargar el pozo.
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3.4.3.2 Descargay estabilizacién de la produccion

En pozos arenados o cargados con un fluido de control de alto peso se
recomienda usar el gas lift, siempre y cuando las condiciones de productividad y
presion de yacimiento, antes citadas, lo permitan. Por ejemplo los pozos con baja
presion de fondo y alta productividad no son candidatos para operaciones de gas
lift a no ser que se instale una bomba electrosumergible para operar
simultaneamente. Si se presenta el caso de la combinacién es recomendable no
pasar el fluido descargado a través de la ESP para no dainarla por la presencia de
sélidos vy ripios de la perforacion o del completamiento que hayan quedado en
fondo de pozo. Lo ideal en este caso es usar el gas lift hasta que se haya

estabilizado y descargado el pozo.

La aplicacion de gas lift en esta operacion es muy util en crudos pesado, ya que se
requiere menor consumo de energia para levantar un fluido liviano que uno de

baja gravedad API..

Ventajas

e Sumar en un solo sistema la flexibilidad del bombeo electrosumergible
como sistema primario y el gas lift como sistema secundario.

e Se tiene en cuenta un area de trabajo la cual permite una operacion sin
sobrecargar las capacidades del sistema.

e No hay necesidad de cambiar equipos conforme cambia la produccion del
pozo.

e Extendery optimizar la vida util de los equipos involucrados en el sistema.

e Se puede aprovechar la facilidad de inyectar quimicos en la corriente de
gas.

¢ Reducir significativamente los costos de operacion, los cuales se traducen

en ahorro de dinero o en la compra de equipos mas sofisticados.
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e Se tiene un sistema de apoyo (Sistema secundario), en caso de que el
sistema primario presente fallas en su operacion.

e Se resuelven las limitaciones mecanicas como las de los tamafios de
tuberia debido a la accidén conjunta de los dos sistemas. Esto es importante
en el caso de tuberia de diametro pequefio las cuales bajo otras

condiciones presentarian limitaciones en el caudal de inyeccién requerido.

Desventajas

e La principal desventaja que presenta la aplicacion del sistema electrogas es
que la aplicacion conjunta de los dos sistemas de levantamiento artificial
genera mayor complejidad en la operacion del campo, lo cual se traduce en

la necesidad de personal capacitado para el manejo de los dos sistemas.

3.5 BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE CON CAVIDADES PROGRESIVAS
(ESPCP)

3.5.1 Descripcidn del sistema

Este sistema de bombeo (ESPCP)'' es similar al método de bombeo electro
sumergible descrito en el capitulo segundo, con la diferencia de que en lugar de la
bomba centrifuga, se utiliza una bomba de cavidades progresivas.

Opera de manera muy similar al bombeo electro sumergible, pero con algunas

diferencias, tales como:

* La bomba es de cavidad progresiva y no centrifuga.

" MUNOZ, Alvaro. Y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de seleccién.
UIS. Tesis de grado. 2007
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» Se requiere una caja de velocidades con reductor para ajustar la velocidad del
motor a los requerimientos de menor velocidad de la bomba de cavidades
progresivas.

* Una junta o eje flexible es requerida debido a la excentricidad de la bomba de
cavidades progresivas.

La configuracion de la herramienta de subsuelo es la mostrada en la Figura 21,
mientras que el equipo de superficie es, en efecto, el mismo que el utilizado para

el bombeo electro sumergible.

Debido a que la aplicacion principal para el ESPCP es la produccion de crudos
pesados, en general, el manejo de gas no sera un problema, debido a las bajas
cantidades de gas asociadas a estos tipos de crudos; de cualquier forma, el
ESPCP pueden manejar cantidades limitadas de gas libre sin dificultad, aunque se
pueden instalar separadores de gas en fondo, si lo que se desea es maximizar la

eficiencia del sistema.

Preferiblemente, se debe utilizar una bomba de cavidades progresivas multilébulo,
es decir, con mas de dos cavidades por seccién transversal, con el fin de reducir la
vibracion y, de esta forma, aumentar vida util de la caja de velocidades y el motor,

al mismo tiempo que se consiguen tasas de produccién mas altas.

Esta configuracién de ESP con cavidades progresivas es ideal para usar en pozos
horizontales. Con menos varillas en el sistema, se elimina las pérdidas de friccidén
en el tubing y en las varillas. EI PCP tiene mas resistencia para produccion de

arenas y provee alta eficiencia de produccion de fluidos viscosos.

Equipo de superficie

e Ensamblaje de cabeza de pozo.
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e Caja de empalme.

¢ Panel de controles.

e Transformador.

e Variador de frecuencia.

e Cable eléctrico.

Equipos de subsuelo

e Unidad de bombeo centrifugo.

e Camisa de la bomba.

e Separador de gas (opcional).

¢ Unidad sellante protectora del motor.
e Motor eléctrico.

e caja de velocidades con reductor
e Bomba PCP (Rotor y estator).

e Herramienta de monitoreo de fondo (opcional).
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Figura 25. Esquema de ESPCP

Fuente: ESPCP System. (En linea). Pagina web versién HTML. (citado 6 de
Febrero 2009). Disponible en internet: <//www.bakerhughes.com/>. Modificado.

Ventajas

e Buena tolerancia a la arena.

¢ Alta eficiencia (Mayor al 70%).

e No esta afectado por la desviacion.

e Buena recoleccion de datos relacionados con el sistema.
e Buen manejo de crudos pesados.

e Es un sistema facil de operar.
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Desventajas

e Tiene un menor tiempo de espera entre fallas (MTBF) que el bombeo
electrosumergible.

e Riesgo de fallas en el cable eléctrico

e Se requiere de un equipo de workover en caso de falla del sistema.

e Tasa limitada (hasta 2500 bpd en casing de 4 1/2 pulgadas).

Con el fin de eliminar algunas de las dificultades, la industria ha trabajado en
nuevas opciones, tales como la utilizacion de bombas recuperables con coiled
tubing o wireline, lo que eventualmente eliminaria la utilizacién de un equipo de

workover para reemplazar las bombas en caso de falla.
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4. SCREENING DE LOS SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO

Un screening es una recopilacion de datos, donde se muestra de forma explicita el
rango para el cual se debera aplicar una propiedad o se cumplira una determinada
condicion. Para este caso en particular, representa la jerarquizacién de las
variables bajo las cuales se analizaran los sistemas de levantamiento artificial y los

rangos de aplicacién para cada uno de ellos.

En el presente capitulo se mostrara una recopilacion de datos de manera
organizada acerca de los sistemas de levantamiento artificial no convencionales
mostrada en el capitulo previo, con el fin de mostrar los rangos de aplicabilidad de
cada uno de ellos, asi como las condiciones en las cuales no poseen un optimo

rendimiento.

La recopilacion de informacion acerca de los sistemas no convencionales
nombrados previamente se hace dificil, ya que estos sistemas no se aplican con
mucha frecuencia en comparacion con los sistemas convencionales, y la
informacion disponible en la literatura es escasa. Sin embargo el objeto de esta
investigacion es presentar un screening basado en la informacion encontrada en
textos de referencia, articulos técnicos y trabajos de grado dedicados a esta area,
para proponer los posibles rangos de operacion de estos sistemas no
convencionales. A continuacion, se presenta el screening realizado durante esta
investigacion para cada uno de los sistemas de levantamiento artificial no
convencionales, el cual sera empleado mas adelante en el desarrollo de la
metodologia de seleccién. El screening para los SLA combinados no fue realizado,
ni tampoco se tuvo en cuenta en el desarrollo de la herramienta por ser sistemas
que funcionan a altas tasas de flujo, y el propésito de este estudio es el desarrollo

de una herramienta de seleccién de SLA no convencionales que se adapten muy
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bien a condiciones de bajas tasas de flujo, que son las condiciones que presenta

el Campo Escuela Colorado.

Para realizar este proceso se seleccionaron una serie de variables vy
caracteristicas técnicas propias de cada sistema de levantamiento, basados en
proyectos anteriores sobre seleccion de sistemas de levantamiento artificial

convencionales.

El screening realizado para cada método partido del agrupamiento de variables en

tres grandes conjuntos. Estos grupos son:

e Caracteristicas de yacimiento, produccion y pozo.
e Caracteristicas de los fluidos producidos.

e Caracteristicas de las facilidades de superficie.

Para cuantificar el grado de aplicacion de cada método de levantamiento se
asigna una calificacion cualitativa y cuantitativa dependiendo del comportamiento
del sistema para un rango especifico de una variable en particular. Las

calificaciones cualitativas se presentan a continuacion.

No Aplicable: Bajo ninguna circunstancia se debe utilizar el método de
levantamiento dentro de este rango, dado que el sistema no esta disenado para
dichas condiciones, por lo tanto, el sistema no funcionaria o tendria una vida util

excesivamente corta.
Limitado: Dentro de este rango el sistema puede operar, pero presentaria una

serie de restricciones, que podrian llevar a la necesidad de un disefio especial del

sistema para adaptarlo a las condiciones solicitadas.
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Aceptable: El sistema funciona dentro de este rango sin mayores modificaciones

en su diseno, pero presenta una baja eficiencia de operacion.

Bueno: Ademas de presentar un alto grado de aplicabilidad del sistema y por lo
tanto, un periodo prolongado de vida util dentro de este rango, el sistema en

cuestion presentara una buena eficiencia de operacion.

Excelente: Es rango en el cual el sistema de levantamiento artificial presenta su
mejor funcionamiento, tanto en su eficiencia de operacion, como en su periodo de

vida util y por lo tanto es el rango mas aconsejado para su implementacion.

4.1. FACTORES QUE AFECTAN LA SELECCION DE LOS SISTEMAS DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

Existen numerosos factores que afectan la seleccion de un método particular de
levantamiento artificial. Entre los mas relevantes se encuentran: caracteristicas de
produccion, propiedades del fluido, caracteristicas del hueco, facilidades de
superficie, locacion, fuentes de energia disponible, problemas operativos, tipo de
completamiento, entre otros. A continuacién se definiran algunas de estas

caracteristicas, utilizadas en la seleccion de los sistemas de levantamiento.

Informacién de yacimiento y pozo: Aqui se encuentran las variables que describen

el estado mecanico actual del pozo, asi como también las condiciones bajo las

cuales se desea poner en produccion. Estas son descritas a continuacion.

e Presion de Fondo Fluyendo: Es la presion que suministra la formacion al
fluido producido en la cara del pozo, tomada a la profundidad media de la
zona cafoneada; en caso que exista mas de un intervalo productor, se elige
la presion del mas profundo. Debe ingresarse en libras por pulgada

cuadrada absolutas (psia).
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Tasa de producciéon de liquido: la tasa total de produccion de liquido es el
factor que controla la seleccion de un método de levantamiento. Es la tasa
de flujo total que se espera obtener de un pozo particular. Las unidades

que se deben utilizar para esta variable con barriles de fluido por dia (BPD).

Numero de pozos: Se refiere al numero total de pozos que se desea poner
en produccion y en los cuales se aplicara el SLA seleccionado. Se debe

ingresar un numero entero.

Profundidad de perforaciones: Se debe considerar la profundidad medida
del pozo sobre la profundidad vertical. En caso que no se cuente con la
profundidad medida, se puede usar la profundidad vertical para realizar una
aproximacion, aunque este valor no ofrece la misma confiabilidad. Los
disefios de Chamber lift son capaces de levantar a grandes profundidades
incrementando el volumen del bache. Los disefios de gas lift intermitente
son ineficientes debido al escurrimiento de liquido pero es aplicable para
esto el diseno de plunger lift debido a que disminuye considerablemente los

problemas de escurrimiento. Se debe suministrar en pies (ft).

Profundidad de Nivel de liquido: Se refiere a la profundidad a la cual se
encuentra ubicado el nivel de liquido. Esta variable solo es utilizada por el

sistema RECOIL. Se debe suministrar en pies (ft).

Diametro del Casing: Es el diametro interior de la tuberia de revestimiento,
a través de la cual se bajara el equipo de subsuelo del SLA que se desea
implementar. Esta variable esta limitada por el tamafo del hueco en las
etapas preliminares en un programa de perforacién. Muchas variables
determinan el tamano del casing para un pozo particular en un area en

particular, tales como los problemas en el hueco (zonas anormales de
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presion, pegas, perdidas de circulacion, entre otras), precio de la tuberia y

la disponibilidad. Debe suministrarse en pulgadas (in).

Grado de inclinacién del pozo: Hace referencia al grado de desviacion del
pozo con respecto a la vertical, medido en su parte mas inclinada, donde el
valor de la desviacion tiende a ser constante. Para huecos altamente
desviados todos los tipos de levantamiento artificial requeriran de potencia

adicional. Se debe ingresar en grados (°).

Severidad Dogleg: Es una desviacion subita y no planeada de la trayectoria
de perforacion, dando como resultado secciones angulares dentro del pozo,
las cuales dificultan el revestimiento del mismo, asi como la instalacién y
operacion de algunos SLA, y puede ser causal del cierre y abandono del

pozo. Se mide en pies de desviacion por cada 100 pies verticales (ft/100ft).

Temperatura: Se debe usar principalmente la temperatura del fluido
producido en la cara del pozo, para la zona productora de mayor
profundidad si se conoce, o0 en su defecto, calcularla utilizando Ila
temperatura del fluido en superficie y el gradiente de temperatura. De no
conocerse el gradiente o la temperatura del fondo, se puede utilizar la
temperatura del fluido en superficie para hacer una evaluacion aproximada.
Altas temperaturas en el fondo de pozo reduciran el tiempo de vida de
operacion de algunos tipos de SLA. Por ejemplo el motor y el cable de la
bomba electrosumergible se ven altamente afectados por las altas
temperaturas. Se deben tener precauciones cuando la temperatura de

fondo excede los 300°F.Se debe suministrar en grados fahrenheit (°F)

Tipo de completamiento: Hace referencia al numero de tuberias de
produccion que han sido instaladas dentro del revestimiento del pozo.

Puede ser sencillo, para una sola tuberia y multiple para 2 o mas.
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Tipo de Recobro: En esta parte se debe considerar la siguiente clasificacion
de los métodos de recobro: Primario, para el flujo natural y los SLA por si
solos; Secundario, para la inyeccidon de agua y gas; y Terciario, para todos

los métodos de recobro térmicos y quimicos.

Informacién de los fluidos: Se refiere a la caracterizacion de los fluidos que se

obtendran del pozo. Son descritas a continuacion.

BSW: Es el porcentaje de agua y solidos contenidos dentro de un volumen

dado de fluido producido.

Viscosidad del fluido producido: Es la viscosidad del fluido que se desea
levantar con el SLA, entendiéndose que dicho fluido estara conformado por
una determinada fraccion de agua y otra de aceite. Se debe medir a
condiciones de presién y temperatura de pozo para que el resultado
obtenido sea verdaderamente significativo. La unidad utilizada es el

centipoise (cp).

Presencia de Fluidos Corrosivos: La corrosiéon en el fondo de pozo es
causada por la electrolisis entre diferentes tipos de metales. Generalmente
la corrosion causa dafos en los equipos disminuyendo asi el tiempo de vida
de sus partes. Se debe especificar si el fluido producido presenta caracter
corrosivo o no, el cual puede deberse principalmente al contenido de
sustancias como H,S y CO,. Para esta variable se selecciona una lista ya

predeterminada eligiendo si 0 no segun las condiciones.

Contenido de Arena Abrasiva: Se refiere a la cantidad de arena producida

junto con el fluido de produccion, dentro de un volumen de muestra. La
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produccion de abrasivos tales como arena causa problemas de erosion

para todos los tipos de SLA. Se mide en partes por millon (ppm).

GOR: Es la relacién entre la cantidad de gas obtenido en superficie y la
cantidad de aceite producido. Se debe medir a condiciones estandar. Las
unidades utilizadas son pies cubicos de gas por cada barril de petroleo
producido (SCF/STB).

Presencia de contaminantes: Se debe especificar la gravedad del dafo
causado por la accidn de depdsitos organicos e inorganicos, tales como

parafinas, asfaltenos, escamas, etc.

Tratamientos aplicados: Se debe indicar los tipos de tratamientos que se
desea realizar simultaneamente con la operacion del SLA, con el objetivo
de determinar cuales de ellos genera un menor impacto sobre las

facilidades de superficie y subsuelo

Informacién de las facilidades de superficie: Describe las condiciones de superficie

con las cuales se cuenta para la instalacion y operacion del SLA. Estas son

descritas a continuacion.

Tipo de Locacion: Indica las condiciones geograficas en las cuales se
encuentra ubicado el campo al cual se le esta realizando el analisis, puede
ser: en tierra firme (onshore), costa afuera (offshore) o en puntos remotos y

de dificil acceso.

Energia Eléctrica: Hace referencia a la fuente de energia eléctrica. Puede

ser comprada o generada.
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e Espacio: Debe especificarse si el espacio con que se cuenta para las
instalaciones de las facilidades de superficie del SLA es amplio, estandar o

reducido.

4.2. RELACION DE VARIABLES CON LOS RANGOS DE APLICACION.

4.2.1 PLUNGER LIFT

Una de sus principales ventajas es que permite el control de la formacién de
parafinas, ademas se puede aplicar en pozo de gas lift con problemas de
escurrimiento de fluidos, asi como en pozos de gas con problemas de carga de
liquido. Cuenta con una instalacién sencilla que no requiere condiciones

especiales de completamiento.
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Tabla 2 .Caracteristicas de yacimiento, produccion y pozo. Plunger Lift.

RANGOS
Variables . -
No aplicable Limitado Aceptable Bueno Excelente
Numero de pozos
1 >1
Tasa de produccién
(BPD) : 1a 10 a 101 a 301 a
<
10 100 300 400
Profundidad del pozo
>15000 10001 a 15000 1a4500 4500 a 8000 8000 a 10000
Tamafio de casing (In
ID)
2 3/8 4% 51/2 7 >7
Grado de inclinacion
del pozo con respecto a
. >60 50 a 60 30a 49 11 a 29 0 a 10
la vertical(®)
Severidad Dogleg
(ft/100ft)
>20 11a20 6a10 4ab 0a3
Temperatura (°F)
>500 400 a 500 300 a 399 121 a 299 <120
Presion de fondo
fluyendo
Pwf (psi) 14 a 400 401 a 650 650 a 800 801 a 1000 >1000
Tipo de completamiento
Multiple Simple
Tipo de Recobro
Secundario Primario

Fuente: ALBA, Mario. Evaluacién del sistema Plunger Lift en el Lote X. Congreso
Peruano de Petroleo. INGEPET 99 EXPL-6-MA-13. 1999; BROWN, Kermit.
Overview of artificial lift systems, SPE 9979. 1982. Modificada.
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Tabla 3. Caracteristicas de los fluidos. Plunger Lift.

RANGOS
Variables No aplicable Limitado Aceptable Bueno Excelente
BSW (%)
>90 90a75 75a 36 35a16 0.1a15
Viscosidad de
fluido producido
() >800 601 a 800 301 a 600 300 a 101 0.1a100
cp
Presencia de
fluidos .
] Si no
corrosivos
Contenido de
arena abrasiva
>200 101 a 200 51a100 6ab50 0Oab
(ppm)
GOR
(scf/stb) 0a50 50 a 500 501 a 1000 1001 a 5000 >5000
Presencia de
) Severay
contaminantes ) Leve Nula
media
Tratamientos
) . Sin Inhibidores y
aplicados Acidos )
tratamiento solventes

Fuente: ALBA, Mario. Evaluacion del sistema Plunger Lift en el Lote X. Congreso

Peruano de Petroleo.

Overview of artificial lift systems, SPE 9979. 1982. Modificada.
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Tabla 4. Caracteristicas de las facilidades de superficie. Plunger Lift.

RANGOS

Variabl NE o

ariables . Limitado | Aceptable Bueno Excelente

aplicable

Tipo de

locacion Onshore Offshore
Energia Comprada

eléctrica 0 generada

Espacio Reducido estandar

Fuente: ALBA, Mario. Evaluacién del sistema Plunger Lift en el Lote X. Congreso
Peruano de Petroleo. INGEPET 99 EXPL-6-MA-13. 1999; BROWN, Kermit.
Overview of artificial lift systems, SPE 9979. 1982. Modificada.

4.2.2 CHAMBER LIFT

Es una modificacion del sistema gas lift el cual permite disminuir el requerimiento
de gas de inyeccidon, ademas permite producir tasas de fluido relativamente bajas

de manera econdmica.

83



Tabla 5. Caracteristicas de yacimiento, produccion y pozo. Sistema Chamber Lift.

RANGOS
Variables . -
No aplicable Limitado Aceptable Bueno Excelente
Numero de pozos
1 2a15 16a25 >25
Tasa de produccion
(BPD)
1a49 50 a 149 150 a 499 500 a 599 >600
Profundidad del pozo
2501 a
>11000 7001 a 11000 1 a 2500 6000 a 7000
5999
Tamafio del casing (In
ID)
23/8 4% 5% 7 >7
Grado de inclinacion
del pozo con respecto a
la vertical(®) 76 a 90 66 a 75 46 a 65 31a45 0a30
Severidad Dogleg
(ft/100ft)
>80 71a80 61a70 51 a60 0 a50
Temperatura (°F
P F) 1a100
>350 281 a 350 201 a 280 101 a 150
151 a 200
Presion de fondo
fluyendo
Pwf (psi) 14 a 400 401 a 650 650 a 800 801 a 1000 >1000
Tipo de completamiento
Multiple Simple
Tipo de Recobro
Secundario terciario primario

Fuente: BROWN, Kermit. The Technology of Artificial Lift Methods. Volumen 2a.
Introduction of artificial Lift System beam Pumping: Design and Analysis Gas Lift;
BROWN, Kermit. Overview of artificial lift systems, SPE 9979. 1982. Modificada.
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Tabla 6 .Caracteristicas de los fluidos. Chamber Lift.

RANGOS
Variables No aplicable Limitado Aceptable Bueno Excelente
BSW (%)
>90 81a90 41a80 11a40 0.1a10
Viscosidad de
fluido producido
D) >800 601 a 800 301 a 600 101 a 300 0.1 a 100
cp
Presencia de
fluidos corrosivos Si no
Contenido de arena
abrasiva (ppm) >300 151 a 300 61 a 150 21 a 60 0aZ20
GOR
(scf/stb) 0a50 51a150 151 a 1000 1001 a 5000 >5000
Presencia de
) Severay
contaminantes ) Leve Nula
media
Tratamientos
. . Solventes e ) .
aplicados Acidos Sin Tratamiento
inhibidores

Fuente: BROWN, Kermit. The Technology of Artificial Lift Methods. Volumen 2a.
Introduction of artificial Lift System beam Pumping: Design and Analysis Gas Lift;
BROWN, Kermit. Overview of artificial lift systems, SPE 9979. 1982. Modificada.
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Tabla 7 .Caracteristicas de las facilidades de superficie. Chamber Lift.

RANGOS

Variabl NE -

ariables . Limitado | Aceptable Bueno Excelente

aplicable

Tipo de

locacion Remoto offshore onshore
Energia Comprada

eléctrica generada

Espacio Reducido Amplio Estandar

Fuente: BROWN, Kermit. The Technology of Artificial Lift Methods. Volumen 2a.
Introduction of artificial Lift System beam Pumping: Design and Analysis Gas Lift;
BROWN, Kermit. Overview of artificial lift systems, SPE 9979. 1982. Modificada.

4.2.3 RECOIL

Es un sistema de levantamiento que no requiere variaciones en fondo ya que su
instalacion se realiza toda en superficie, es ideal para pozos marginales o que se
encuentren inactivos. Requiere de una baja inversion® para su puesta en

funcionamiento y los costos por mantenimiento no son elevados.
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Tabla 8.Caracteristicas de yacimiento, produccion y pozo. Recoil.

No aplicable Limitado Aceptable Bueno Excelente
Numero de pozos
1 >1
Tasa de produccién
1a 11a 20 a 50 a
(BPD) <1
10 19 50 53
Profundidad del pozo P 3901 a 2501 a 1501 a 750 a
>
4800 3900 2500 1500
Tamafio del casing
(In ID) <2% 3% y>7 5%y7 5% 4%
Grado de inclinacion
del pozo con
respecto ala >80 61 a 80 41 a 60 11a40 0a10
vertical(®)
Severidad Dogleg
(ft/100ft) >25 15a25 11a15 4a10 0a3
Temperatura (°F)
>300 249 a 300 200 a 250 126 a 200 1a125
Presion de fondo
fluyendo
. >4000 501 a 4000 301 a 500 201 a 300 14 a 200
Pwf (psi)
Tipo de
completamiento multiple Simple
Tipo de Recobro
Terciario Secundario Primario

Fuente: Presentacion técnica de la compania Lift Oil. (En linea). Pagina web version

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www.liftoil.com.ar/>.

87



Tabla 9 .Caracteristicas de los fluidos. Recoil.

RANGOS
Variables No aplicable Limitado Aceptable Bueno Excelente
BSW (%)
91a 71a 0.1 a
99.9 a0 70
Viscosidad de
fluido producido
>800 400 a 800 201 a 400 51 a 200 1a50
(cp)
Presencia de
fluidos )
] Si No
corrosivos
Contenido de
arena abrasiva
>800 501 a 800 301 a 500 51 a 300 0a50
(ppm)
GOR
300 a 201 a 51a
(scf/stb) >400 <50
400 300 200
Presencia de
Media a
contaminantes Nula
leve
Tratamientos
) . Solventes e Sin
aplicados Acidos o )
inhibidores tratamiento

Fuente: Presentacion técnica de la compafia Lift Oil. (En linea). Pagina web version

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www_liftoil.com.ar/>.
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Tabla 10. Caracteristicas de las facilidades de superficie. Recoil.

RANGOS
Variables
! No Limitado Aceptable Bueno Excelente
aplicable
Tipo de Offshore Onshore
locacion
Energia comprada
eléctrica
Espacio reducido amplio estandar

Fuente: Presentacion técnica de la compafia Lift Oil. (En linea). Pagina web versién

HTML. (citado 15 de mayo). Disponible en internet: <//www liftoil.com.ar/>.
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5. METODOLOGIA DE SELECCION

A continuacion se presenta la metodologia que se llevara a cabo para la seleccion
final del SLA no convencional que mejor se adapte a las condiciones especificas

del campo y los pozos en estudio.

Inicialmente se comparan los datos de cada una de las variables del campo en
estudio con los datos que se mostraron en el screening, y dependiendo de la
similitud de estos datos con los del screening se genera un puntaje para cada
variable. Posteriormente se realiza una ponderacién a partir de la relacion del
puntaje obtenido, con un porcentaje de influencia que es asignado a cada variable.
Este porcentaje de influencia es asignado debido a que hay variables que tienen
mayor importancia dependiendo del SLA no convencional que se esté evaluando.
Luego de hacer la ponderacién, se consolidan las limitaciones y no viabilidades
para finalmente con estos tres criterios obtener una ponderacion total, que sera la
que indique cual SLA no convencional es el mas apropiado para las condiciones
del campo. Teniendo en cuenta que se maneja una gran cantidad de datos se
hace indispensable el uso de sistemas informaticos para el manejo de datos con el

fin de realizar los célculos y comparaciones respectivos.

La base de esta metodologia pertenece a una metodologia desarrollada en otro
proyecto' sobre seleccion de SLA convencionales. En este estudio se tuvo en
cuenta la misma metodologia, ya que este trabajo complementa el proyecto del

cual se tomo la metodologia.

 MUNOZ, Alvaro. Y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de seleccion.
Tesis de grado. UIS. 2007
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5.1 INFORMACION REQUERIDA

Para aplicar esta metodologia se requiere el conocimiento de las variables
expuesta en la figura 26. Los datos que se ingresan se almacenan en una matriz,
la cual, posee en su primera columna, los nombres abreviados de las variables, y

en la segunda, el espacio para los valores correspondientes a cada variable.

Figura 26. Matriz de evaluacion.

Propiedades Nombre de la propiedad Datos
de
entrada

Q Caudal

Nw Numero de pozos

Dep Profundidad de perforaciones
Prof Niv Profundidad de nivel de fluido
Csg Tamafo de casing

Inc Grado de inclinacion

Dog Severidad Dog-leg

Pwf Presién de fondo

T Temperatura

Comp Tipo de completamiento
Recov Tipo de recobro

BSW %BSW

Visc Viscosidad de fluido

Fcor Presencia de fluidos corrosivos
Sand Contenido de arena

GOR Relacion gas-aceite

Cont Tipo de contaminante

Treat Tratamientos aplicados

Loc Tipo de locacion

Ener Energia

Space Espacio

Fuente: MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias
de levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Tesis de
grado.UIS. 2007. Modificada
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El numero total de variables que se requiere es de 21 y para alcanzar un mejor
resultado se recomienda utilizarlas todas, sin embargo el programa ofrece una
flexibilidad con el objeto que si no se conoce alguna variable, esta pueda ser
omitida. Los pesos de cada una de estas variables no es la misma para todas. Se
debe aclarar que para el caso del sistema RECOIL no se tiene en cuenta la
profundidad de las perforaciones sino la profundidad de nivel. Por el contrario para
los sistemas de chamber lift y plunger lift se tiene en cuenta la profundidad de las
perforaciones y no se considera la profundidad del nivel de fluido. Por lo anterior
para cada sistema por separado en el proceso de seleccion se consideran 20
variables, sin embargo para realizar un proceso de seleccion para un pozo en

particular se debe tener un conocimiento de todas las variables.

5.2 EVALUACION CUANTITATIVA DE LOS SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO

Para cada uno de los rangos que se definieron en el screening del capitulo 4 se
asigno por convencion un valor numeérico entre 0 y 4 que identifica a cada rango y
que permite comparar el desempefo para cada variable. Estos rangos se

presentan en la tabla 11.

Tabla 11. Valores numéricos de los rangos del screening.

Rango No Limitado | Aceptable Bueno Excelente
aplicable
Valor 0 1 2 3 4
Numeérico

Fuente. MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar. Evaluacioén técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Tesis de grado. UIS. 2007.
Modificada
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Con la informacion del screening y los valores numéricos de la tabla anterior, se
ha elaborado una tabla llamada “Parametros”, la cual contiene los rangos de
clasificacion de las propiedades para cada SLA no convencional y los valores
numéricos correspondientes a cada rango, ademas contiene la asignacion de
influencia para cada variable dependiendo del SLA por medio de porcentajes. El
significado de cada una de las propiedades fue presentado en el capitulo 4. En la

figura 27 se presenta una tabla de parametros para un SLA.

Para determinar el desempenfio que tendria un SLA para determinadas condiciones
de operacion de un pozo, se toman todas las variables almacenadas en la matriz
evaluacion y se comparan con los rangos establecidos en el screening, de
acuerdo al rango en el que encajen los valores de la matriz evaluacion, se le
asigna un valor numérico correspondiente. El valor anterior se almacena en una

matriz llamada puntaje, que permitira mas tarde a obtener el ponderado final.
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Figura 27. Tabla de parametros del sistema Plunger lift.

(laze Propiedadez % Base No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2)
(laze Propiedadez % Base No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Buena (3)
Fanderacion 0 0

1 Q 105 1 1 10 11 100 1M 300 M 400
3 Nw 25 1 1 1
1 Dep 105 [ 15000 10001 | 15000 1 4500 4501 3000 8001 10000
2 (zg 45 238 238 4112 iz 512 iz 7 7 7
2 e 45 £l 3l Ll 3 48 11 2 0 1
3 Dog 23 2 1l 11 § 10 4 3 I 3
2 Pwf 45 14 400 4N 650 651 800 8 1000 1000
2 T 45 500 400 500 300 39 120 298 120
2 Comp 45 Witiple Nitiple Simple Simple
3 Recov 25 | Secundario | Secundario Primario Primario
1 BSW 105 90 3 78 75 ¥ 35 16 01 15
2 Vist 45 800 il 800 M 600 1M 300 01 100
2 Feor 45 G Si No Ho
3 Sand 25 2 1M 200 5 100 L] 50 0 5
1 GOR 105 0 50 5 500 il 1000 1001 5000 5000
3 Cont 25 Severa lledia Leve Leve Nula Nula
2 Treat 45 Acios | Acioes Sin Tratamiento | Sin Tratamiento hhividores | Solventes
3 Loc 25 Onghore Onzhore Qffzhore Offehore
2 Ener 45 Comprada Generada
3 | space | 23 Al Ampio Reducio Reducio Standard | Standarc

Fuente. MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros.UIS. Tesis de grado. 2007.
Modificada

5.3 ASIGNACION DE PORCENTAJES A LAS VARIABLES DE EVALUACION.*

Para asignar los porcentajes a las variables de acuerdo a cada SLA se tuvo en

cuenta el siguiente analisis:

En primer lugar, se hizo una clasificacion en tres grupos, teniendo en cuenta la
importancia de cada variable al momento de implementar un SLA. Esta

clasificacion se muestra a continuacion:

¥ MUNOZ, Alvaro y TORRES, Edgar. Evaluacion técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros.UIS. 2007. Modificada.
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e Clase 1: “Variables Determinantes”; son aquellas que tienen una mayor
influencia sobre las otras variables y sobre la seleccién del SLA, dado que
no es viable cambiarlas a una condicidén especifica por razones fisicas y
econdomicas. En la tabla parametro se identifican con el nimero 1. En esta
clase estan: tasa de flujo, profundidad, BSW y GOR. Para el caso de

RECOIL no se utiliza la variable profundidad, sino profundidad de nivel.

o Clase 2: “Variables limitantes”; son aquellas que delimitan la eficiencia y el
funcionamiento de un SLA y resaltan las fortalezas y debilidades de un
sistema con respecto a otro. A esta clase pertenecen 9 variables, las cuales

se identifican en la figura 27 con el numero 2 y varian de un SLA a otro.

e Clase 3: “Variables complementarias”: son aquellas que no tienen una gran
influencia en el proceso de seleccidon, pero si ayudan a una mayor
confiabilidad en el proceso. Dentro de esta clase se encuentran 7 variables,
su numero en la tabla de parametro es 3. Igual que para las variables de

clase 2 varian de un SLA a otro.

Para poder estimar el valor numérico en términos porcentuales para cada
categoria de variables, es necesario hacer un estudio de una cantidad
considerable de casos de campos. El procedimiento utilizado para el desarrollo de
la herramienta original “MUTOR” con el fin de definir los porcentajes mas
apropiados, se fundamenté en el método de prueba y error y en el andlisis de
resultados'*'®. Posteriormente se hizo un analisis de la frecuencia con que cada
variable era tomada como referencia para la seleccion de cada SLA, lo que

permitié cuantificar la importancia relativa que tiene cada variable con respecto a

“ BROWN, Kermit E. Overview of artificial lift. Society of petroleum engineers. N°09979. 1982.

> BUCARAM, S. M. Recommendations and comparisons for selecting artificial lift methods. Society of
petroleum engineers. N° 24843. 1993
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las demas. A partir de esta cuantificacion, se hizo una distribucion de porcentajes
por clases, de acuerdo a la importancia de las variables pertenecientes a cada

grupo, de la siguiente forma:

e Clase 1: 42%, sobre una base del 100%, la cual representa la totalidad de
los casos en los cuales, por lo menos una de las variables contempladas en

la presente metodologia fue utilizada como criterio de seleccion.

e Clase 2: 40,5%, sobre la base del 100%.

e Clase 3: 17,5 %, sobre la misma base, con lo cual se verifica que los tres

porcentajes asignados sumen entre si, el 100% esperado.

El procedimiento anterior para determinar los porcentajes de influencia de cada
una de las variables fue el mismo que se tuvo en cuenta para la herramienta
original “MUTOR”. Se tuvo en cuenta el mismo procedimiento, debido a que este
proyecto es la complementacién del proyecto original de “MUTOR” y se considero

mantener las bases de dicho programa.

Por ultimo se establecié que las variables pertenecientes a una misma clase
tienen el mismo porcentaje, luego el porcentaje para las variables de cada clase
se calcula dividiendo el porcentaje de la clase sobre el numero de variables

pertenecientes a ella. De acuerdo a la clase los porcentajes para cada variable

son:
e Variable clase 1: 10,5% (4 variables = 42%).
e Variable clase 2: 4,5% (9 variables = 40,5%).
e Variable clase 3: 2,5 % (7 variables = 17,5%).

Para el caso de la herramienta “MUTOR 1.1” se implementaron los mismos

porcentajes obtenidos para el desarrollo de la herramienta “MUTOR” original
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debido a que el estudio base para el calculo de estos porcentajes considera
sistemas de levantamiento de flujo intermitente, que tienen el mismo principio de
los SLA no convencionales. Otra razén por la que se utilizaron los mismos
porcentajes, es porque se decidi® mantener las bases del programa original,

asumiendo los mismos aspectos.

Los valores de porcentaje asignado para cada variable dentro de cada sistema, se
almacenan en una matriz llamada porcentaje, con la misma estructura de la

matriz puntaje y cuyos valores iniciales son tomadas en la tabla parametros.

5.4 FLEXIBILIDAD DEL SISTEMA

En caso de que no se disponga de toda la informacion necesaria para realizar la
seleccidn por medio de esta herramienta, se considero dar un cierto grado de
flexibilidad a la herramienta, permitiendo que se realice la seleccién omitiendo
algunas variables. Esta omision puede ser de una o mas variables, aunque
supondria una inconsistencia respecto a la asignacién de los porcentajes de las
variables, ya que un determinado porcentaje no estaria siendo considerado en la

toma de decision final.

Para superar este inconveniente se utilizé una estrategia de estadistica aplicada,
utilizada en el area de analisis y toma de decisiones bajo riesgo, conocida como

“Regla de decisién de Bayes'®”.

Por consiguiente en ausencia de una o mas
variables se debe realizar una redistribucion del porcentaje total dentro de las

variables con las que se cuente, y que cumplan con las siguientes condiciones:

e La distribucion de los porcentajes no puede hacerse de forma lineal, ya que

cada variable debe recibir una fraccion de porcentaje perdido de acuerdo a

'® HILLIER, Frederick S., y LIBERMAN, J. Gerald. Investigacién de operaciones. 2004.
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Hig

_ Forcenrafe i fleaser

su importancia sobre la decisién final, la cual, esta dada por el porcentaje

inicial de cada variable.

La suma de los incrementos o fracciones ganados por todas las variables
con que se cuenta debe ser igual al porcentaje total correspondiente a las

variables omitidas.

Para asegurar que la proporcionalidad ante los valores de porcentaje de las
variables de las tres clases se mantenga, se definen 3 parametros que
representan la relacion existente entre las variables de las tres categorias
de importancia y los cuales deben ser constantes tanto antes como

después de la redistribucion.

_ Porcentafe |, Nerase 2 _ Forcentafe | flcase 1

<™ Percenrafe [, liigees

Raa

= Hig=
Farcentafe [, .f]l:‘.‘ma 5 1 Porcentafe [i"..f]l:‘.‘:ﬂ 3
Ecuacién 10

La suma de todos los porcentajes finales después de la redistribucion debe

seriguala 100%.

Teniendo en cuenta todo lo anterior se desarrolld el siguiente procedimiento para

la redistribucion:

1.

2.

Cuando se realiza la comparacion del vector evaluacién con los rangos para
cada variable contenidos en la tabla parametros se verifica si el valor existe
o ha sido omitido. Si existe el valor se le asigna un valor en la matriz
puntaje dependiendo al rango que pertenezca, sino se deja en blanco en la
matriz puntaje y se le asigna un valor de cero en la matriz porcentaje.

Se calcula el porcentaje correspondiente a las variables con las que se
cuenta, sumando los porcentajes asignados a todas las variables. A este
valor se le llama porcentaje de trabajo. Se calcula mediante la siguiente

ecuaciéon n° 11. Donde la sumatoria va desde 0 hasta 19, considerando de
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5.

esta forma las 20 variables tenidas en cuenta para cada sistema en

particular.

percentaje ds trabejo = LY porcantajs[l, /] Ecuacion 11

Se calcula el porcentaje correspondientes a las variables omitidas, haciendo
la diferencia entre el 100% y el porcentaje de trabajo. Este valor es
conocido como porcentaje perdido y es la cantidad que debe ser distribuida
entre las variables no omitidas. Este valor se almacena en un vector
llamado incertidumbre, el cual sera empleado mas adelante para hallar la
desviacion de los resultados con respecto a la inclusion de los datos

solicitados por el programa.

incarsidumbre ] = porcentaje pardide = 100 — porcentaje de trabajo

Ecuacién 12
Para cada variable no omitida se calcula un factor de consumo, como la
relacion entre el porcentaje base de dicha variable y el porcentaje de
trabajo. Este factor representa la fraccidn del porcentaje perdido que

recibira la variable durante la redistribucion.

Fercentafell.f
percentafe de trabafe

Ecuacion 13

Facter de consting =

Se calcula el valor neto del incremento de porcentaje que debe recibir cada

variable, multiplicando el factor de consumo por el valor perdido.

Incremanto = Facter de Consume = porcentaje perdide Ecuacion 14
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6. Finalmente se calcula el nuevo porcentaje de influencia que tendra cada
variable adicionando el incremento anteriormente calculado al porcentaje de

trabajo inicial

porcantajall, j]. ... = porcantaja[l. j] + incramante Ecuacion 15

Los nuevos porcentajes reemplazan progresivamente los valores almacenados en
la matriz porcentaje para todas las variables en todos los SLA, de tal manera que

al final la suma total debe dar 100%.

5.5 PONDERACION Y SELECCION DEL SISTEMA MAS APROPIADO.

Luego de que se cuenta con los puntajes obtenidos por los diversos SLA para
todas sus variables, y los porcentajes ajustados para proporcionar un analisis
confiable, el paso a seguir consiste en ponderar y unificar la informacion. Para ello
se toma el desempefio general de cada SLA, el cual depende de la ponderacion
de cada variable de cada sistema. Esta ponderacion individual se almacena en

una matriz llamada Ponderado, el calculo de este se indica a continuacion:

Ponderado[t, f] = Zuntelsii] *?=1Ww=ﬁﬁ.fs li/]

Ecuacion 16

Luego de tener cada ponderado individual, se suman todos y se obtiene un

ponderado total que es almacenado en un vector llamado ponderado total.
PondTetal[}] = Z1¥ Ponderadel[l,}] Ecuacion 17

Otro criterio que se debe considerar para la consolidacién de la informacién es la
viabilidad del sistema, que es representada por las variables cuyos valores en la

matriz puntaje son diferentes a cero. Para este fin se recorre la matriz puntaje en
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busca de los valores ceros y se almacena la suma de los porcentajes

correspondientes a tales valores dentro de una matriz llamada ceros.

corar[l)] = ZF porcentajel,f] V¥ puntafe[lf] =0 Ecuacion 18

Para determinar el porcentaje de viabilidad para cada método de levantamiento,
se calcula la diferencia entre el 100% y el valor almacenado en la segunda fila de

la matriz ceros.

El tercer criterio que se utiliza , es el porcentaje de no limitacién del SLA, es decir,
la cantidad de casos viables en los cuales dichos sistemas funcionan sin
restricciones de ningun tipo, y que dentro de la metodologia estan representados

por las variables cuyo valor en la matriz puntaje es igual a 1.
Unes[1,j] = I porcentafe[l,j] ¥ punyaje[lf]=1 Ecuacion 19

Para determinar el porcentaje de funcionamiento para cada SLA, al 100% se le

sustrae el porcentaje total por no viabilidad y el porcentaje total por limitaciones.

Considerando todos los criterios mencionados, se llega finalmente a la definicién
de un valor criterio que unifica los tres y sera el criterio mediante el cual se
identifique el mejor SLA para un caso en particular. Este criterio se define como

Ponderado Final y se almacena en un vector llamado “Pond final”.

PandFinal[f] = PendTaetallf] =X, + (100 — ceros{L, ] =X; — Unes[1.}]) = Xy

Ecuacion 20
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Como se observa en la ecuacion 20, a cada uno de los tres criterios mencionados
se le multiplica por un factor X, que representa la importancia o valor relativo de
cada criterio dentro de la decision final. Este factor esta definido como una fraccién

entre cero y uno, de tal forma que la suma de los tres de igual a 1.
Los valores de estas tres fracciones se han definido asi:
X1=0,5; X»=0,35; X;3=0,15

Estos valores fueron obtenidos de la comparacion estadistica y cuantitativa de los
tres criterios, al determinar el grado de interrelacién entre los mismos'’. El valor X4
es mayor que el de los otros dos factores, dado que relaciona mayor cantidad de
informacion y de cierta forma contiene a los otros dos. Por otra parte X; recibe un
valor mayor que el de X3 ya que estadisticamente los valores de viabilidad ejercen

una mayor influencia sobre la decision final que la ejercida por los de limitacién.

Luego de haber hallado los ponderados finales para todos los SLA, se ordenan
dichos sistemas de mayor a menor valor a partir del ponderado final,
entendiéndose que el método de levantamiento con mayor ponderado final sera el

mas recomendado y el de menor ponderado sera el menos recomendado.

5.6 INCERTIDUMBRE POR OMISION DE DATOS

Este valor cobra importancia a medida que se empieza a desconocer la
informacion del caso a evaluar, y por lo tanto, empiecen a faltar datos de entrada.
Por esta razdn, aun cuando esta metodologia permite obtener resultados sin
considerar la carga de todos los datos, es conveniente tener en cuenta la

incertidumbre que esta ausencia induce a dichos resultados. Teniendo en cuenta

Y MUNOZ, Alvaro. Y TORRES, Edgar. Evaluacién técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de seleccion.
Tesis de grado. UIS. 2007

102



el grupo al cual pertenece cada una de las variables omitidas, y el porcentaje de
influencia asignado inicialmente a las variables de cada grupo, se determina el
porcentaje de influencia que tendria cada una de estas variables si se tuviera en

cuenta, el cual, se convierte finalmente en el porcentaje de incertidumbre.

5.7 CRITERIO DE SELECCION FINAL

Hace referencia al “Desempefio Global”, las “Condiciones de No aplicabilidad” y
las “Condiciones de Limitacion” simultaneamente, constituyéndose asi, en un
unico valor de gran significado, el cual, es utilizado como parametro para ordenar
los SLA, y determinar cual o cudles son los mas adecuados para ser
implementados, asi como cuales de ellos no son recomendables para las
condiciones evaluadas. Los valores de los criterios de seleccion final para todos
los SLA son almacenados en el vector Ponderado Total, se miden como “% de

posibilidad de éxito” y oscilan en un rango de 0 a 100%.

Dependiendo de dicho valor, se da también una clasificacién cualitativa de los

SLA, y se describe a continuacion:
0 a 20% = No aplicable.

21 a 40% = Limitado.

41 a 60%= Aceptable.

61a 80% = Bueno.

81 a 100% = Excelente.
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6. HERRAMIENTA SOFTWARE DE SELECCION “MUTOR 1.1”

La herramienta sistematizada para la evaluacion y seleccion de los sistemas de
levantamiento artificial no convencionales “MUTOR 1.1” es un software que
complementa la herramienta MUTOR que originalmente solo permitia seleccionar
sistemas de levantamiento artificial convencionales, es decir, es una aplicacion
particular dentro de la herramienta original. Esta mejora del software del programa
MUTOR original permite identificar tanto los sistemas de levantamiento artificial
convencionales como los no convencionales mas adecuados a una serie de

condiciones dadas por el usuario para un pozo de petroleo.

6.1 INSTALACION Y EJECUCION DE LA HERRAMIENTA

Al insertar el disco con la herramienta software MUTOR 1.1, se ingresa al disco y
se selecciona la carpeta programas requeridos/ NetFramework2_0 y se hace clic
sobre los dos archivos que se encuentran en esta carpeta. Una vez instalados los
programas requeridos, se ingresa a la carpeta instalador y se selecciona la opcién

setup.exe.

Este software no requiere de licencias especiales ya que es de libre distribucion,
disefiado con fines académicos y como mecanismo de ayuda para aplicaciones de

campo sencillas a través de una interface amigable y didactica.

6.2 ENTRADA DE DATOS

Para la entrada de datos, el usuario debe tener mucho cuidado en las unidades
que fueron manejadas para la realizacion de la herramienta. En el capitulo 4 se
describieron cada uno de las variables que maneja el programa y las unidades en

las que se debe ingresar cada una de las variables.
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Es importante que el usuario tenga claridad sobre |la naturaleza de los datos que
se ingresan con el fin de no conducir a evaluaciones incoherentes y para asegurar
una seleccion que este acorde con las condiciones de campo que el usuario

ingrese al programa.

6.2.1 Ingreso manual de datos

En el software “MUTOR 1.1” si se desea acceder a la opcion de evaluar SLA no
convencionales se debe elegir boton “No Convencionales” que se encuentra en el
menu del programa para habilitar los sistemas de levantamiento artificial no
convencionales. Al presionar este botdn se despliega una lista y se hace clic sobre

nuevo como se observa en las figuras 28 y 29.

Figura 28. Botén SLA no convencionales

‘}; MUTOR S —
Herramienta MUTOR  Resultados  Ver Ve a;la SLA No Convencionales Eimfja
W= |2 - /|0

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1
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Figura 29. Botdn de inicio para nueva seleccidon

fr MUTOR
Herramienta MUTOR  Resultados  Ver  Ventana | SLA No Convenrmmates——Ayuda
A -l &9 d;] Nuevo Ctrl+N | _)'

- N

Salir

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1

Para Ingresar los datos se implementa el formato que suministra el programa para
la entrada de datos, llenando uno a uno cada uno de los campos requeridos. Este
formato se puede apreciar en la figura 30. Se debe tener en cuenta que para la
entrada de datos existe dos tipos de entradas diferentes, el de ingreso manual y el

de seleccién de una lista ya predeterminada.

Para el caso del ingreso manual, se debe digitar el valor correspondiente a cada
variable, teniendo en cuenta que no se deben introducir valores de cero o valores
que estén fuera del rango para cada variable. En caso que no tener en cuenta lo
anterior, el programa mostrara un icono de alerta a la izquierda indicando los
rangos para este campo. Si no se conoce algun rango se debe dejar vacio,
exceptuando los campos marcados con asterisco (*), debido a que son variables

de clase 1y por lo tanto son obligatorias.
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En los campos para seleccion de una lista predeterminada se debe escoger la
opcion correspondiente de la lista desplegada, en caso de no tener informacién

sobre la variable se debe dejar el valor <Desconocido>.

Se debe utilizar los botones “Siguiente” y “Anterior”’ para ir hacia delante o atras

en los 3 formatos de datos de entrada.

Figura 30. Ventana INGRESO DE DATOS
" MUTOR
INFORMACION DE YACIMIENTO Y POZO

Tasa de Produccion: *

Mimera de Pozos:

Profundidad del Pozo:

Profundidac de Mivel: =

Diametro del Casing: <Desconocido >

Grado de Inclinacion del Pozo:
Severidad Dogleg:
Presion de Fondo Fluyendo:

Temperatura:

Tipo de Campletamiento: | <Desconocido> |V|

Tipo de Recobro; | <Desconocido> |v|

Los campos con * son nedcesarios para la ejecucion del programa.

* * Variable utilizada solo para el Sistema RECOIL.

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1
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6.2.2. Guardar datos

Por medio de esta funcién el usuario puede guardar de manera parcial o total los
datos ingresados para un caso en particular, los cuales le pueden ser utiles para
una posterior evaluacion. Para ello se dirige a la barra de herramienta y hacer clic

sobre el icono “SLA No convencionales” y luego hacer clic en guardar datos.

6.2.3 Cargar datos

Es una manera diferente para ingresar los datos al sistema. De esta manera el
usuario accede a informacion ya utilizada y que ha sido guardada, pudiendo
modificarla si se desea. Para utilizar esta opcion se accede al boton “SLA No

convencionales” de la barra de herramientas y se le hace clic en cargar datos.

6.3 EVALUACION Y SELECCION DE LOS SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO
ARTIFICIAL NO CONVENCIONALES

Una vez que el usuario ha ingresado los datos al programa, se hace clic sobre el

boton Evaluar, que se encuentra en el ultimo formato de los datos de entrada.

Posteriormente el programa muestra dos ventanas. Una ventana con el titulo de
SELECCION FINAL, la cual muestra los distintos SLA no convencionales
ordenados desde el sistema que mas aplica segun las condiciones del campo en
la posicién uno, hasta el menos aplicable en la posicién tres, asi como los

resultados del analisis de los diferentes criterios utilizados para esta seleccion.

La segunda ventana que se despliega corresponde a una ayuda que brinda el
sistema, en la cual se describe el significado de cada uno de los criterios que

influyen en la seleccién del SLA no convencional.
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Figura 31. Ventana SELECCION FINAL

G

& Seleccidn Final

SELECCION FINAL

POSICION |~ SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL

Pwngﬁ

Excelente

Chamber

Bueno

Recail

Bueno

Fuente: Herramienta software MUTOR 1.1

Figura 32. Ventana SELECCION FINAL-Ayuda

@) Seleccion Final - Ayuda

DG | CNA | %NA | CL | %L | %I | NIVEL|

CSF = Criterio De Seleccion Final: Hace referencia al Desempefio
Global, las Condiciones de Limitacian y las Condiciones de
Mo Aplicahilidad para cada SLA, unificados en un solo valor,
el cual se utiliza como criterio de seleccidn. Su rango esta
ehtre Dy 100 % de posibilidades de éxito en la instalacidn y
operacion del sistema.

Fuente: Herramienta software MUTOR original.

Para ver informacion detallada de la seleccidon de cada uno de los SLA no

convencionales, el usuario puede hacer clic. Al hacer clic en el link VER para

cualquier sistema se despliegan dos ventanas; la primera ventana “CRITERIOS
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DE SELECCION?”, el cual contiene la informacién para cada variable, como lo son:
clase a cual pertenece, desempefio por variable, y el porcentaje de influencia que

tiene cada variable sobre la seleccion.

Figura 33. Ventana CRITERIOS DE SELECCION FINAL

r - o T - - - . 2 =)
% Criterios De Seleccién Para PLUNGER ™ =

CRITERIOS DE SELECCION
PARA PLUNGER

DESEMPERNO
INDIVIDUAL

1132 56
2E 26
112 84
42 2.4
o iy
o a
43 48
48 36
48

26 265

VARIABLE CLASE CALIFICACION | % INFLUENCIA

Taza de Produccion (BPD)
Mamero de Pozos

Profundidad del Pozo (1)
Didgmetra del Casing (in 107
Grado de Inclinacion del Pozo (%)
Severidad Dogleg (ftH 00f)

Presion de Fondo Fluyendo (pai)

Tempetratura (°F)

Tipo de Completamiento

Tipo de Recaobro
BEW (%)
Yiscosidad del Fluido Producida (cp)

Prezencia de Fluidos Corrozivos

45 45

4.5

26 26
g4
26 13
45

26 20

48 36
26 1.3

Cortenico de Arena Abrasiva (ppm)
GOR (SCRSTE)

Prezencia de Contaminantes

Tratamientos Aplicados

Tipo de Locacion

Energia Eléctrica

(7o U el B e T N e O N o R I T e O 5 T 6 o O S U0 v e 0 el 1 e

ST P S~ S T~ O N N N S S R

Espacio

Fuente: Herramienta software MUTOR 1.1
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La segunda ventana, muestra una ayuda de la ventana de CRITERIOS DE
SELECCION, donde se presenta un concepto de los criterios que se muestran en
la ventana de SELECCION FINAL.

Figura 34. Ventana CRITERIOS DE SELECCION FINAL-Ayuda

= =

€ Criterios De Seleccidn - Ayuda

CLASE | CALIFICACION | % INFLUENCIA | DESEMPENO

Clase: Tipo devariahle e importancia relativa para este sistema.

1 =Variables Determinantes.
Tienen mayor influencia sobre la seleccion del SLA.

2 =\ariables Limitantes.
Delimitan eficiencia v funcionamiento del SLA.

3 =Variables Complementarias.
Dian un mayor grado de confiahilidad al resultado final.

Fuente: Herramienta software MUTOR original

El usuario debe tener en cuenta que para los SLA no convencionales solo dispone
de las herramientas que se despliegan en el boton de los “SLA No

convencionales”.

En la siguiente capitulo se valorara la eficiencia de la aplicacién con datos de

pozos de un campo Colombiano.

111



7. APLICACION DE LA HERRAMIENTA SOFTWARE AL CAMPO COLORADO

7.1 GENERALIDADES CAMPO COLORADO

El Campo Colorado esta localizado en la cuenca del valle medio del Magdalena
(VMM) en la Provincia Estructural del Piedemonte Occidental de la Cordillera
Oriental, en inmediaciones del municipio de San Vicente de Chucuri, al sureste del

municipio de Barrancabermeja (Santander).

Figura 35. Ubicacion Geografica del Campo Colorado.

'\Lr
T o
CAMPO COLORADO
Cuenca VMM
COLOMBIA

Fuente: Proyecto Campo Escuela-Convenio UIS. Ecopetrol S.A.

El petrdleo se extrae principalmente de las formaciones Mugrosa (Zonas By C) y
Esmeraldas (Zona D) de edad Oligoceno-Mioceno inferior, depositadas en un
sistema fluvial meandrico. La trampa esta conformada por un anticlinal alongado

en direccién norte-sur limitado por una falla inversa al oeste en sentido N-S y que
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buza hacia el este y dividido en siete bloques por fallas satélite SW-NE. Las
formaciones Colorado, Mugrosa y Esmeraldas constituyen las principales

unidades almacenadoras de hidrocarburos en la cuenca (ver figura 36)

Figura 36.Columna estratigrafica Cuenca Valle medio del Magdalena

g
:
:

TERCIARIO %

CRETACEO

BASAMENTO

Fuente. Informacion técnica del Campo Escuela Colorado. (En linea). Pagina web
version HTML. (citado 17 de mayo). Disponible en internet: <//

http://www.uis.edu.co/portal/campo_escuela/eventos/primer_simposio/presentacion2.pdf/>

Las areniscas de la formacion Mugrosa se dividen en cuatro unidades

operacionales en el campo colorado con una porosidad promedio de 12.9% para
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la zona B1, 13.5% para B2, 15.7% para C1 y 19.6% para C2, con un espesor
promedio de arena neta petrolifera de 21.8, 23.2 y 41.3 pies, respectivamente.

El yacimiento presenta poca continuidad lateral en los cuerpos arenosos, que
unido a la baja energia del yacimiento y sus arenas delgadas (por debajo de los 20

pies) hacen que la produccion acumulada de los pozos sea baja también.

Las acumulaciones son de aceite liviano y gas con gravedad de 36° a 42°API. Se
tiene reportada una presion inicial de 506 psi en la zona B a 1900 pies MD y 2208
psi en la zona C. El mecanismo de produccién predominante en este campo es

empuje por gas en solucion.

En cuanto a sus fases de desarrollo y explotacion, la etapa de exploracion fue
realizada entre 1923 y 1932 por la compania Tropical Oil Company-Troco (perford
15 pozos). Entre 1953 y 1964 fue la Empresa colombiana de Petréleos-
ECOPETROL quien desarrollo completamente el campo perforando 60 pozos
adicionales, para completar un total de 75 pozos perforados a lo largo de toda la

estructura.

El Campo Colorado inicioé produccién oficialmente en el afio de 1945 con una tasa
de 300BOPD. En 1961 alcanzé su maxima produccién, con un caudal de 1771
BOPD, declinando rapidamente, hasta llegar a un valor de 467 BOPD en 1966,
caracterizandose este periodo por la pérdida de pozos productores por diferentes
problemas mecanicos entre los que se destacaba el taponamiento de las lineas

por parafina.

A partir de 1966 y hasta el aio 1976 se mantuvo con una produccién promedia de
670 BOPD. Desde 1976 se empezé a notar un aumento en la declinacién,
pasando de 692 BOPD en 1976 a 47 BOPD en 1989. Desde entonces su
produccion se ha mantenido en un promedio de 20 BOPD.

De los 75 pozos perforados, solamente 56 pozos reportan algun tipo de

produccion, siendo muy pobres las producciones acumuladas de gran parte de
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ellos, donde solamente un pozo, ha producido mas de medio millén de barriles y

otros 20 han producido mas de doscientos mil barriles.

El maximo numero de pozos activos simultaneamente se alcanzo en 1963 con un
total de 44 pozos. Historicamente se realizaron campanas de workover intentando
recuperar la produccion de la arena, pero la continua declinacién de los pozos por
la precipitacion de parafinas repercutia rapidamente sobre la perdida de los

trabajos realizados.

El aceite original estimado de acuerdo al ultimo reporte es de 59 MMBIs vy las
reservas primarias producidas son de 8.6 MMBIs con un factor de recobro actual
de 14.57%. En la actualidad, el campo tiene 7 pozos activos con una produccion
entre 20 BOPD y 30 BOPD.

Figura 37. Historia de Produccion del Campo Colorado.
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Fuente. Informacion técnica del Campo Escuela Colorado. (En linea). Pagina web
version  HTML. (citado 17 de mayo). Disponible en internet: </

http://www.uis.edu.co/portal/campo_escuela/eventos/primer_simposio/presentacion2.pdf/>
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En sintesis, este campo esta clasificado como un campo maduro, debido a que
presenta los siguientes factores:
e Su produccién se encuentra ya en la etapa estabilizada de su curva de

declinacion, y es excesivamente baja comparada con la tasa inicial.

e Baja energia del yacimiento, debido al poco aporte del mecanismo de

empuje predominante (para este caso, gas en solucion)

e Bajo indice de productividad en todos los pozos del campo.

7.2 SELECCION DE POZOS E IDENTIFICACION DE VARIABLES A LOS
CUALES SERA APLICADO LA HERRAMIENTA SOFTWARE

Para determinar cual sistema de levantamiento artificial se ajusta mejor a las
condiciones del campo Colorado se identificaron 7 pozos activos, a los cuales sera
aplicada la herramienta. Para cada pozo se necesitd realizar una busqueda de
cada una de las variables para ser ingresadas al software con el fin de realizar la
seleccién. Estos 7 pozos fueron los mismos tenidos en cuenta para la aplicacion

de la herramienta MUTOR original.
Para el pozo UIS 1 se encontraron los siguientes datos:

1. A partir de los diagramas de completamiento de pozo, se obtuvo:

Profundidad; 5829 ft

Diametro de revestimiento: 5 %" ID

Tipo de completamiento: Simple

Grado de Inclinacién; No se encontré (Estos datos no fueron medidos cuando se

realizé la perforacion).
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Tipo de Recobro: Primario.

Severidad Dogleg: No disponible.

2. De informes de Ingenieria y produccion se obtuvo:
Numero de pozos: 7

Tipo de Locacion: Onshore

Espacio: Amplio

Energia Eléctrica: Comprada.

Temperatura: 198°F

Viscosidad: 1.64 cp.

3. De estudios de reactivacién y mantenimiento de pozos se obtuvo:
Tasa de producciéon: 18 BOPD

GOR: 200 Scf/STB.

Presencia de contaminantes: Severa.

Tratamientos Aplicados: Solventes.

BSW: 10%

Contenido de arena: 1 ppm.

4. Del informe de toma de registros y niveles de fluidos y de esfuerzos en los

pozos del campo, se obtuvo:
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Pwf: 1639 psi.

5. De acuerdo a los informes histéricos de fluidos de campo, se encontré que
tanto en crudo, como en agua, no se ha reportado presencia de H,S ni, CO,

durante la historia de produccidn.
Presencia de fluidos corrosivos: NO.

Debe notarse que no fueron presentadas las 20 variables que requiere el software,
sin embrago se pueden ingresar las variables encontradas sin ningun problema
porque existe una flexibilidad que permite manejar este inconveniente. Aunque
hay que tener en cuenta que estas variables omitidas influyen determinacién del
SLA.

Las variables omitidas para este caso son: Grado de inclinacion y Severidad

Dogleg.

Realizando un analisis similar al del pozo UIS 1, se recopilaron los datos para los
demas 6 pozos. Estos pozos fueron denominados como UIS 2, UIS 3, UIS4, UISS,
UIS 6 y UIS 7. Los valores de las variables para cada pozo son mostrados en la

siguiente tabla.
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Tabla 12. Informacion de los pozos a analizar en la herramienta software.

Variable Campo Colorado
uis 1 ulIs 2 uIS 3 uis4 UISs 5 UIS 6 uis 7
Q(BPD) 18 10 16 23 15 7 7
Nw 7 7 7 7 7 7 7
Dep (ft) 5829 5605 5823 3451 5944 3280 5027
Csg (in ID) 5% 41/2 51/2 51/2 41/2 41/2 41/2
Prof niv. 2141 1240 489 2727.14 1644 3345.9 1241
Inc (°) - - - - - - -
Dog - - - - - - -
Pwf (psi) 1639 1590 2132 890 1571 294 1249
T(°F) 198 186 155 175 199 130 190
Comp Simple simple simple simple simple simple simple
Recov Primario primario primario primario primario primario primario
BSW (%) 10 5 0,3 20 15 25 0,1
Visc (cp) 2,18 0,44 2,18 2,18 2,18 2,18 2,18
Fcor No No No No No No No
Sand 1 1 1 1 1 1 1
GOR 200 66 1200 350 500 550 400
Cont Severa severa severa severa severa severa severa
Treat Solventes | Solventes | Solventes | Solventes | Solventes | Solventes | Solventes
Loc Onshore Onshore Onshore Onshore Onshore Onshore Onshore
Ener Comprada | comprada | comprada | comprada | comprada | comprada | comprada
Space Amplio Amplio Amplio Amplio Amplio Amplio Amplio

Fuente: Informes de Ingenieria de yacimientos y produccion- Ecopetrol S.A.
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7.3 EJECUCION DEL PROGRAMA Y ANALISIS DE RESULTADOS

7.3.1 Andlisis de pozo por pozo.

Con el objetivo de determinar cual Sistema de levantamiento artificial no
convencional se ajusta de una mejor manera a las condiciones del Campo
Colorado, se analizara pozo por pozo con el fin de observar el comportamiento

individual para poder dar un resultado total para el campo.

Para realizar este analisis individual se cargaron uno por uno los datos de los 7
pozos en el software de seleccién. A continuacion se muestran los resultados

obtenidos.

Analisis del pozo UIS 1

Del software se obtuvo el siguiente resultado para el pozo UIS 1.

Figura 38. Seleccién Final para el pozo UIS1.

:7? Seleccién Final g EI-.'

SELECCION FINAL

POSICION | SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL CNA % CNA

Plunger : k 0 Excelente

Fecai ! : 26 | Excelente

Chamber ) | Buena

Convenciones

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1

Como se observa en la figura anterior los SLA se encuentran ordenados de mayor
a menor de acuerdo al valor para la celda de CSF (criterio de seleccion final). De
acuerdo al resultado obtenido se muestra en primer lugar a Plunger Lift, con un

CSF de 85,7. Para tal puntaje, el software califica de manera cualitativa al sistema
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como “Excelente”. El desempefio Global del sistema es de 74,8%, y presenta un
porcentaje de “No Aplicabilidad” igual a cero. Con relacion al porcentaje de
limitacion, el resultado arrojado es de 11,2% y el valor del porcentaje de

incertidumbre fue de 7.

Los resultados de CSF y DG del sistema RECOIL son un poco menores a los
valores obtenidos para Plunger lift, pero se observa que el porcentaje de No
aplicabilidad favorece al sistema de Plunger Lift. Sin embargo, para el correcto
funcionamiento del sistema deben analizarse estas condiciones de limitacién con
el objeto de darle solucién. Con relacion a Chamber Lift se nota claramente que
los valores para CSF y DG son menores en comparaciéon a los otros sistemas. El
porcentaje de incertidumbre es el mismo para todos los casos debido a que no se
conoce informacion de las mismas variables y tienen igual porcentaje de influencia

para los tres sistemas.

La Figura 39 presenta los criterios de seleccion para el sistema Plunger en el pozo
UIS 1. Se puede observar que el sistema presenta buen comportamiento en
algunas variables como numero de pozos, Pwf, tipo de completamiento,
viscosidad, entre otras. Se observa que el comportamiento del GOR es limitado y
por ser una variable de clase uno tiene una gran influencia en el correcto
funcionamiento del sistema, para ello se recomienda estudiar la viabilidad
econdmica de inyectar gas al pozo y trabajar de una manera asistida, con el fin de
solucionar los requerimientos de gas necesarios para levantar el banco de aceite
que se acumula en cada ciclo. De esta manera se espera que el sistema opere de
una mejor manera para que las condiciones de trabajo del sistema sean las

mejores
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Figura 39. Criterios de Seleccién para Plunger Lift pozo UIS 1.

l &+ Criterios De Seleccidn Para PLUNGER EDW

CRITERIOS DE SELECCION
PARA PLUNGER

DESEMPERNO

VARIABLE CLASE CALIFICACION | % INFLUENCIA INDIVIDUAL

| Tasa de Produccicn (BPD)
Mumero de Pozos

Profundidad del Pozo (1)
Diametro del Caszing (in (D0
Grado de Inclinacion del Poza (7]
Severidad Dogleg (151001
Presion de Fondo Fluyenda (pai)

2 11,2 5
4 26 26
3
2

112 &4
45 2.4
o 0
0 i
48 45
48 36
48 48
25 26

Temperatura (*F)

Tipo de Completamiento

Tipo de Recobro
B (%)
Wizcozidad del Fluido Praducido (cp)

Presencia de Fluidos Corrosivos

Contenido de Arena Abrasiva (ppm)
GOR (SCRSTE)

Prezencia de Cortaminantes

Tratamientos Aplicados

Tipo de Locacidn

Enetdia Eléctrica
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Convenciones

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1

Anédlisis del pozo UIS 2

Del programa se obtuvieron los siguientes resultados para el pozo UIS 2, los

cuales son mostrados en la figura 40.
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Figura 40. Seleccion Final para el pozo UIS 2.
7 Seleccion Final BE )

SELECCION FINAL

POSICION | SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL

Plunger [ | | [ { | Excelerte

Recoil : i | i ! | | Excelents

Chamber | | Bueno

Convenciones

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1

De acuerdo a las condiciones presentadas para el pozo UIS 2 el sistema mas
adecuado para ser implementado es Plunger Lift. El sistema presenté un CSF de
81,3%, un DG igual a 70,8, sin condiciones de no aplicabilidad, con un porcentaje
de limitacion igual a 27,4, un porcentaje de incertidumbre de 7%, quedando

clasificado cualitativamente como “Excelente”.

En la siguiente figura se puede apreciar que en el pozo UIS 2 el sistema Plunger
Lift presenta dos limitaciones: Tasa de produccion y diametro de casing de clase 1
y 2 respectivamente, es decir, la tasa de produccion es una variable que tiene gran
influencia en la seleccién final. Hay que notar que la tasa de produccion es
bastante baja y se espera que con la ayuda del SLA incremente, ya que al
observar la variable Pwf se nota que posee una calificacion de excelente, lo cual
nos indica que es un pozo con buena presién de flujo. Con respecto a la limitacién
que presenta el tamafo del casing, se sugiere tener cuidado con el diametro del
piston, de tal forma que este pueda hacer los recorridos hacia arriba y hacia abajo
sin ninguna obstruccion. Se observa que el comportamiento del GOR es limitado,
para ello se recomienda estudiar la viabilidad econdmica de inyectar gas al pozo y

trabajar de una manera asistida.
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Figura 41. Criterios de Seleccién para el pozo UIS 2 para Plunger Lift.

& Criterios De Seleccién Para PLUNGER [;:]D

CRITERIOS DE SELECCION
PARA PLUNGER

DESEMPERNO

VARIABLE CLASE CALIFICACION | % INFLUENCIA INDIVIDUAL

Tasa de Produccidn (BPD)
Mmern de Pozos

Profundidsd del Pozo ()
Digmetro del Casing (in 00
Grado de Inclinacion del Pozo (%)
Severidad Dogleg (100

Presidn de Fondo Fluyendo (pai)

1 11,2 2.8
4 26 26
3
1

11,2 a4
4,4 1.2
1]
1]
4.8
4.5
4.8
28

i

Temparatura (°F)

Tipo de Completamiento

Tipo de Recobro
BSVY ()
‘iscosidad del Fiuido Producido (op)

43
45
26

Presencia de Fluidos Corrosivos

Contenido de Arena Abrasiva (ppm)

E0R (SCRSTHE)

Presencia de Contaminartes

25

4.8
26

48
26

Tratamientos Aplicados

Tipo de Locacion

Eneraia Eléctrica
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Ezpacio

Convenciones

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1

Andlisis del pozo UIS 3

A partir del programa se obtuvieron los siguientes resultados mostrados en la tabla

para el pozo UIS 3.
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Figura 42. Seleccion Final para el pozo UIS 3.

rﬁ‘ Seleccidn Final E]I_
SELECCION FINAL

POSICION | SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL

1 | Plunger ; ! | Excelerte

2 | Chamier , I ! I I I | Buena

3 | Recoil | [ : I : | | | i Bueno

Convenciones

Fuente: Herramienta Software MUTOR 2.0

El resultado de la tabla anterior muestra en el primer lugar a Plunger lift, con un
CSF de 90,2. Para tal puntaje, el programa califica cualitativamente a este SLA
como “Excelente”. El desempefio global del sistema para estas condiciones en
particular es de 80,5, con cero condiciones de no aplicabilidad y cero condiciones

de limitacion. La incertidumbre para este caso es de 7%.

Como se observa en la tabla para el sistema Plunger lift el pozo UIS 3 no presenta
ni condiciones de no aplicabilidad, ni condiciones de limitacion, por lo tanto se
puede trabajar el SLA de una forma adecuada, aunque siempre se debe buscar

que las condiciones de operacion sean lo mejor posible.

Después de haber cargado los datos en el programa y haber analizado los
resultados se observé que el sistema que mas se adapta a las condiciones de los
7 pozos analizados del Campo Colorado es Plunger Lift, sin embargo se pudo
notar también que el sistema RECOIL se comporta de una buena manera a las
condiciones del campo. No obstante se debe tener en cuenta las condiciones de
no aplicabilidad y las condiciones de limitacion con el objetivo que se puedan
variar estos parametros con el fin de obtener el mejor funcionamiento del sistema,
resaltando que el mayor problema que se observo con respecto a la aplicacién de

RECOIL fue la presencia de contaminantes (parafinas), por lo que se debe tener
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cuidado si se desea implementar este sistema, es decir tener un monitoreo de los
contaminantes que se pueden ir depositando en el tubo recolector con el

trascurso del tiempo de operacion del sistema.

Las tablas de los desempefios por variable y las tablas de seleccién final para
cada sistema pueden ser observadas en los anexos. Debe tenerse en cuenta que
el método elegido no tenga condiciones de “No aplicabilidad” y o “Limitacion” que

impidan el correcto funcionamiento del sistema.

Para realizar el analisis a un grupo de pozos mediante la herramienta software no
difiere mucho del empleado para un unico pozo, ya que debe analizar sistema por
sistema para identificar las restricciones de cada uno de ellos y conocer las
precauciones a tomar en cada caso; la principal diferencia radica en que para este
caso, el procedimiento es un poco mas extenso y tedioso, puesto que se requiere

de una corrida de la herramienta para cada pozo dentro del grupo.

Luego, se comparan las selecciones realizadas para cada pozo, y se busca un
patrén que sea general para el conjunto de pozos, es decir, un SLA que se repita
frecuentemente en las primeras posiciones y cuyas condiciones de “No
aplicabilidad” y “Limitacion” no representan una restriccién drastica para el
funcionamiento del SLA. De esta manera se puede determinar el SLA mas

adecuado para un grupo de pozos.

De acuerdo a los resultados obtenidos mediante la herramienta de seleccidn
‘MUTOR 1.17, EL mejor candidato para la aplicacién al campo Colorado fue el
sistema Plunger Lift, por esto se muestra a continuacion una metodologia para la

realizacion del disefio de un sistema Plunger Lift
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7.3.2 Comparacion de la seleccion entre sistemas convencionales con

sistemas no convencionales

Después de haber seleccionado el sistema de levantamiento no convencional que
mejor se adapta a las condiciones del campo Colorado se hara una comparacion

para el pozo UIS 3 entre sistemas convencionales y no convencionales.

Haciendo una corrida en la herramienta software MUTOR 1.1 en la opcién de

convencionales para el pozo UIS 3 arrojé los siguientes resultados

Figura 43. Seleccién Final para el pozo UIS 3 para sistemas convencionales.

i & Seleccidn Final g O ‘
SELECCION FINAL

POSICION SISTEMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL (SLA) NIVEL
1 [ Bomben Flectro- Sumergible i f [ [ & ' Evcelente
i Bombeo Electro-Sumeraible Con Gas Lift [ ¥ T , | [ ‘ [ [ . Excelents
Bombeo Mecanico !’ , , | ; i . Bueno
| Bomben Hidradlico Tipo Jet E [ , | i ‘ [ [ . Buieno
Bombeo Hiroutco To Peten ' '

Gaz Lift

Bombeo Electr o-Sumergible Con Bombeo Por Cavidades Progresivas 740

Bombeo Por Cavidades Progresivas

Fuente: Herramienta Software MUTOR 1.1

Como se puede observar en la figura 43, los resultados muestran en primer lugar
al Bombeo Electrosumergible, con un CSF de 81.9. Para este puntaje la
herramienta clasifica al sistema cualitativamente como Excelente. El desempefio
global del sistema es de 75.2, presenta una condicion de no aplicabilidad y un

porcentaje de incertidumbre igual a 7%.

El resultado para la seleccion final mediante para sistemas no convencionales del

pozo UIS 3 es mostrado en la figura 42. El resultado obtenido muestra en el primer
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lugar al sistema Plunger lift, con un CSF de 90,2. Para tal puntaje, el programa
califica cualitativamente a este SLA como “Excelente”. EI desempefno global del
sistema para estas condiciones en particular es de 80,5, con cero condiciones de
no aplicabilidad y cero condiciones de limitacion. La incertidumbre para este caso
es de 7%.

Con relacion a los resultados obtenidos para sistemas convencionales y no
convencionales, se puede inferir que para este caso en particular el sistema
Plunger lift presenta mejor aplicabilidad debido a que presenta un mayor valor de
CSF que el obtenido por el sistema de bombeo electrosumergible. Ademas en
comparaciéon con el sistema de bombeo electrosumergible (sistema disefiado para
trabajar a tasas elevadas), el sistema Plunger lift trabaja mejor a bajas tasas de
flujo. Otro aspecto a tener en cuenta es el econdmico, debido a que un sistema de
bombeo electrosumergible no es viable econdmicamente para ser implementado

en pozos con bajas tasas de flujo.

7.4 PROCESO PARA EL DISENO DE UNA INSTALACION DE PLUNGER LIFT®
7.4.1 Disefio mecanico del Plunger

Cinco operaciones caracteristicas son necesarias para cualquier Plunger

dependiendo del tipo de operacion:

. Alto grado de repetitividad de la valvula de operacién del Plunger.
. Alta resistencia a los golpes y a su uso.
. Resistencia a pegarse en el tubing.

. Habilidad de caer rapidamente a través del gas y el liquido.

a A WO N -

. Habilidad para proveer un buen sello contra el tubing durante el viaje

ascendente.

¥ BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volume 2b.
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Existen seis diferentes tipos de Plunger disponibles. La variacion mecanica esta
basada en los requerimientos de la operaciéon. Si el gas es limitado, un sello de
lamina expandible (expanding blade seal) provee un cierre adecuado con las
paredes del tubing, de esta manera minimiza el paso del gas alrededor del anular
en comparacion con el sello turbulento (turbulent seal), wobble washer, etc. Si un
ciclo rapido es necesario, el Plunger sin una valvula de varilla integral (integral
valve rod) provee menos resistencia a la caida en comparacion con un Plunger
que tenga una | valvula de varilla integral (integral valve rod) o el Plunger sin una

valvula.

En la tabla 13 se enlistan y se clasifican los seis tipos de Plunger de acuerdo a la
forma en que cumplen los cinco requerimientos para una operaciéon de Plunger
nombrados anteriormente, siendo 3 el valor dado cuando el tipo de Plunger se
ajusta de mejor manera a uno de las 5 caracteristicas en las cuales se evalua un
Plunger, el valor de 1 cuando tiene menos adaptacion a cada uno de las
caracteristicas evaluadas, y un valor de 2 en una aplicacién intermedia. Esta

clasificacion se muestra en la tabla 13

La Tabla 13 permite la seleccion del tipo de Plunger dependiendo de las
caracteristicas que se desee que cumpla el Plunger, y asi se busca el Plunger que

tenga mayor puntaje de acuerdo a las 5 especificaciones dadas en la tabla 13.

Para mostrar la manera como puede ayudar la tabla 13 en la seleccién de un tipo

de Plunger se presentan el siguiente ejemplo:

1) Un pozo produce mucho gas para la cantidad de liquido producido pero
requiere ciclos muy rapidos: Se recomienda utilizar un Plunger de sello

turbulento (turbulent seal) sin valvula de varilla integral (integral valve rod)
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2) Para determinar cual plunger es el mas recomendado mediante el uso de la
tabla, se analizan las condiciones que se necesitan y se comparan con las
5 caracteristicas dadas para los diferentes tipos de plunger. Con respecto a
las condiciones dadas en el ejemplo el plunger debe tener un alto grado de
repetitividad de la valvula de operacion (ciclos rapidos), alta resistencia al
choque y al uso (ciclos rapidos) y habilidad para proveer un buen sello
contra el tubing durante al viaje hacia arriba (pozo con gran cantidad de
gas). Comparando cada caracteristicas con cada uno de los plungers, el
tipo de plunger que arroja un mayor puntaje (de 1 a 3) para cada una de las
caracteristicas enunciadas es el sello turbulento (turbulent seal) sin valvula

de varilla integral (integral valve rod).
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Tabla 13. Clasificacion de los tipos de Plunger

Caracteristicas

Habilidad para
proveer un
buen sello
contra el tubing
durante el viaje
hacia arriba.

Habilidad  para
Resistencia a | caer

pegarse en el | rapidamente a
tubing. través de gas y
liquido.

Tipos de Alto grado de | Alta

repetitividad resistencia
PIunger de la valvula | al choque y
de operacién. | al uso.

1.Sello de lamina
expandible sin

valvula de varilla 2 2 2 1 1
integral

2. Sello de lamina
expandible con

valvula de varilla 1 2 2 2 1
integral

3. Sello de lamina
expandible con 2 3 1
valvula

4. Sello turbulento,
wobble washer, etc. 2 2 1 1 2
sin valvula de varilla
integral.

5. Sello turbulento,
wobble washer, etc. 1 2 1 2 2
con valvula de varilla
integral.

6. Sello turbulento ,
wobble washer, etc. 1 1 3 2
sin valvula

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.
Modificada.1994.

7.4.2 Tipos de instalaciones de superficies

A continuacion se muestran las instalaciones de superficie que varian de acuerdo
a las condiciones particulares del pozo.
1. Instalacion para cuando se tiene exceso de gas de formacion. En la figura
44 se muestra el equipo utilizado cuando el pozo tiene exceso de gas de

formacion. En este caso todo el flujo se da a través del tubing.
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Figura 44. Instalacion de superficie de Plunger para pozos con exceso de gas de
formacion

T
T

!. ‘ t |®.
Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.
Modificada.1994

4

2. Instalacion de superficie de Plunger para pozos con insuficiente gas de
formacion. En la figura 45 se muestra la instalacion que se implementa en
pozos donde se tiene insuficiente gas de formacion para el correcto
funcionamiento del sistema. El pozo comienza el levantamiento con gas

sobre el empaque, todo el flujo a través del tubing.

132



Figura 45. Instalaciéon de superficie de Plunger para pozos con insuficiente gas de
formacioén

[
I
1
D

®
® Tw ®'-E
i

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.
Modificada.1994

3. Instalacion para cuando se tiene exceso de gas de formacion y el liquido no
puede ser levantado por la linea de venta. En la figura 46 se muestra el
equipo utilizado cuando el pozo tiene exceso de gas de formacion. En este
caso todo el flujo se da a través del tubing y el liquido sale por el sistema de

baja presion.

4. Instalacion para pozos que tienen el gas apropiado de formacion o con
adicién de gas suplementaria a través de la valvula de control de volumen.
En la figura 47 se muestra el equipo utilizado para las caracteristicas

anteriormente descritas.
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Figura 46. Instalacion de superficie de Plunger para pozos con exceso gas de formacion
y el liquido es producido por el sistema de baja presion.

Sistama  de
baja presiém

Salida para

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods.

Volumen 2b.
Modificada.1994

Figura 47. Instalacion de superficie de Plunger para pozos con exceso gas de formacion
y el liquido es producido por el sistema de baja presion

r@f

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods.

Volumen 2b.
Modificada.1994
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5.

Instalacién para pozos con exceso de gas de formacion, flujo de gas del
casing a venta, y flujo de liquido desde el tubing hacia el sistema de baja
presion o venta. En la figura 48 se muestra el equipo para las

caracteristicas mencionadas.

Figura 48. Instalacion de superficie de Plunger para pozos con exceso gas de formacion
y el gas es producido por el casing.

ON
!

T

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.
Modificada.1994

6.

Instalacion para pozos con exceso de gas de formacion, flujo de gas del
casing a venta, y flujo de liquido desde el tubing hacia el sistema de baja
presion o venta. En la figura 49 se muestra el equipo para las

caracteristicas mencionadas.
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Figura 49. Instalacion de superficie de Plunger para pozos con exceso gas de formacion
y el gas es producido por el casing.

R
B

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.
Modificada.1994
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7.4.3 Tipos de instalaciones de fondo

A continuacion se muestran los diferentes esquemas para las instalaciones de

fondo de un sistema de Plunger lift. Estos esquemas seran utiles para la utilizacion

de la tabla 14, la cual nos permite definir que tipo de instalacion de fondo se debe

utilizar de acuerdo a las condiciones del pozo.

Figura 50. Instalacion de fondo
para un sistema auténomo.

@O0 O

Fuente: BROWN, Kermit.
technology of artificial lift
Volumen 2b. Modificada. 1994

The
methods.

1) Pistén

2) Amortiguador

3) Vaélvula de Pie
Niple

5) Valvulas de Gas Lift
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Figura 51. Instalacién de fondo
para un sistema asistido

CJONCONCNC,

Fuente: BROWN, Kermit. The
technology of artificial lift methods.
Volumen 2b. Modificada.



Figura 52. Instalacion de fondo
para un sistema asistido

CRCIONGNCRCORSIC)

Fuente: BROWN, Kermit. The
technology of artificial lift methods.
Volumen 2b. Modificada. 199

N =~

)
)
3)
4)
5)

Piston
Amortiguador
Valvula de Pie
Niple

Vélvulas de Gas Lift
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Figura 53. Instalacion de fondo
para un sistema asistido

PPEEE ®O OO

Fuente: BROWN, Kermit. The

technology of artificial lift methods.

Volumen 2b. Modificada. 1994

6) Valvula de produccion de Gas
Lift

7) Empaque

8) Valvula de Pie

9) Niple de asiento

10) Valvula de gas Lift



7.4.4 Calculo de maximo ciclos por dia.

Un ciclo completo de Plunger incluye periodos de tiempo requerido para que el
Plunger llegue a superficie, tiempo para que el mecanismo de control de superficie
se cierre y el tiempo para que el Plunger caiga a través del gas y el liquido para

alcanzar el fondo.

Cada uno de los periodos de tiempo anteriores puede variar. Por ejemplo la
velocidad de levantamiento del Plunger depende de la diferencia creada a través
del Plunger y el bache de fluido cuando el control de superficie abre; el tiempo de
caida depende del tipo de Plunger usado y de la cantidad de liquido presente en el

tubing.

Para determinar la maxima frecuencia de ciclos se usan los siguientes valores:
Velocidad de ascenso: 1000 ft/min, el tiempo de control en superficie es
despreciable, la velocidad de caida a través del gas es de 1000 ft/min, Foss and
Gaul utilizan una velocidad de caida de 2000 ft/min para determinar el numero
maximo de ciclo, pero la experiencia de campo ha demostrado que de 1000 a
1200 ft/min es mas realista, y la velocidad de caida a través del liquido es de 172

ft/min.

El valor de 1440 de la ecuacion 21 representa los minutos de un dia, y este se
divide en el tiempo que tarda un ciclo en llevarse a cabo. Usando los valores

anteriores, se puede escribir una ecuacién para la maxima frecuencia de ciclos:

clelas
Maxunas ( Tia )
_ 1440
"~ 2iprefundidad) , longultud de un Bbl de carga= Tamafio de la carge (BbL)
1000 173

Ecuacion 21

139



7.4.5 Calculo de requerimiento de gas por ciclo.

Se puede obtener una idea general del requerimiento de gas necesario para el
sistema de Plunger Lift, partiendo de la cantidad de Bache que se desee producir

y la profundidad a la cual se encuentre el pozo.

Iniciando en el eje x de la figura 54 (Cantidad de bache bbl) ascendiendo por la
curva que se seleccione dependiendo de cuanto crudo por ciclo se espere
producir, se corta con el eje Y (Profundidad a la que se encuentra el pozo) y asi se
asciende desde el punto de cruce de los dos parametros (cantidad de bache y
profundidad) para cortar el eje superior (Gas requerido), del cual se puede leer la
cantidad de gas requerido por ciclo para esa cantidad de liquido y profundidad a la

cual este el pozo

Figura 54. Requerimiento de gas por ciclo para un sistema de Plunger Lift

Gasrequerido por ciclo (MCF)
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Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.
Modificada. 1994
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Una vez considerados parametros como la seleccion apropiada del tipo de
Plunger, segun las caracteristicas necesarias para la aplicacion a desarrollar como
se mostro anteriormente (Tabla 13),después se calcula la cantidad de gas
requerido para producir por ciclo con ayuda de la figura 54, y conociendo las
condiciones del pozo se puede definir en cual de estas tres condiciones se
encuentra el pozo, si cuenta con Mas volumen de gas que el requerido para
levantar el liquido, volumen de gas exacto para el levantamiento o volumen de gas
insuficiente para levantar el liquido, esto de acuerdo al valor calculado con la
figura 54, una vez definido en que condicion se encuentra el pozo se entra por
esta condicion a la tabla 14, la cual nos relaciona a condicion del gas con la que
cuente el pozo con las diferentes configuraciones de disefio de un equipo de
Plunger lift tanto de fondo como de superficie que fueron nombradas previamente

en este capitulo.
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Tabla 14. Seleccion del equipo de Plunger dependiendo de las caracteristicas del

pOZo.
Cantidad de | Flujo De Gas
Gas Flujo de | Tipo de | Tipo de | Tipo de | Sefial de | Tipo de controlador de superficie
desde hacia Liquido instalacion instalacion Plunger arribo  de
de superficie | de Fondo Plunger
Requerida
Ciclo intermitente de tiempo o
Tubing - venta Venta fig. 44 y 45 fig. 50 456 No y P
Mas Controlador de presioén
volumen : Sistema . :
de gas | Tubing - venta fig. 46 fig. 50 456 Si
gue el S LP
; istema
requerido | casing - venta fig. 48y 49 fig. 50 456 Si
para LP
levantar Casi . Vent o 48 o 50 456 Si Ciclo intermitente de tiempo o
i asing - venta enta ig. ig. i
el |IqUId0 : : g Controlador de presién
Controlador de presion
Tubing - venta Venta fig. 47 fig. 50 123 Si P
Controlador de presion
Tubing - venta Venta fig. 47 fig. 51 123 Si
volumen . Sistema . . '
de gas | Tubing - venta Lp fig. 49 fig. 51 123 Si
exacto
para . . . . Controlador de presion
levantar Tubing - venta Venta fig. 47 fig. 50 123 Si
el liquido
a Controlador de presion con
valvula de control de volumen o
Tubing - venta Venta fig. 47 fig. 51 123 Si . . . )
ciclo intermitente de tiempo
sobre la entrada del casing
Controlador de presion con
Tubing - venta Venta fig. 47 fig. 52 123 No 3
valvula de control de volumen o
Controlador de presion con
volumen valvula de control de volumen o
de gas | Tubing - venta Venta fig. 47 fig. 53 123 No . ) . )
- ciclo intermitente de tiempo
te para sobre la entrada del casing
levantar Controlador de presion con
el liquido vélvula de control de volumen o
Tubing - venta Venta fig. 45 fig. 52 y 53 123 No . ) ) .
ciclo intermitente de tiempo
sobre la entrada del casing
Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b.

Modificada.1994
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Ejemplo: Como el sistema de Plunger Lift fue seleccionado como mejor opcion

para la aplicacion al campo colorado, se realizara la propuesta de disefio para el

pozo UIS 3 que cuenta con las siguientes caracteristicas.

Tabla 15. Datos del pozo UIS 3.

Variables

Q(BPD)

Nw
Dep (ft)
Csg (in ID)
Prof niv.
Inc (°)
Dog (ft/100
Pwf (psi)
T(°F)
Comp
Recov
BSW (%)
Visc (cp)
Fcor
Sand (ppm)
GOR
Cont
Treat
Loc
Ener

Space

uIS 3

16

5823
51/2
489

2132
155
simple
primario
0,3
2,18
No
1
1200
severa
Solventes
Onshore
comprada

Amplio

Fuente: Informes de Ingenieria de yacimientos y produccion- Ecopetrol S.A.

1. Partimos de una producciéon por ciclo de 0.5 Bbl, con este dato y la

profundidad de 5823ft, entramos a la figura 54 y cortamos el eje de gas

requerido, se calcula que la cantidad de gas requerida por ciclo es de 2500

143



scf para un bache de 0.5 bbl y una profundidad de 5823ft, lo que indica que
el pozo UIS 3 necesitaria una inyeccion adicional de gas debido a que el
valor de GOR es de 1200 scf/STB, lo que indica que el disefo se realizara

con un volumen insuficiente para levantar la carga de liquido.

. Con ayuda de la ecuacion 21 se calcula el numero maximo de ciclos que se

obtendran por dia para obtener una idea de la produccion diaria esperada.

Magimesg (ﬂﬁmj B —— 140 - m 127 (ﬂ l.:w'?j
dig 2 ibgd - 8 L5 . dia
lI E
) . ciclog Ebi _ bbi
Broducclox = = 12?( o Jos (ﬂdwj = 6 (m]

Con un valor maximo de ciclos de 127 y una produccion por ciclo de 0,5 bbl

se esperara tener una produccion de alrededor de 63 bbl/dia

. Una vez se tiene la estimacion de la produccion esperada con ayuda de la
tabla 13 se seleccion el tipo de Plunger para las condiciones del pozo UIS
3. El tipo de Plunger propuesto es de sello de lamina expandible sin valvula

de varilla integral (expanding blade seal sin integral valve rod.)

. Debido a que el pozo no cuenta con el gas necesario para realizar el
levantamiento por si solo como se calculo en la figura 54 se piensa en
implementar un sistema de Plunger asistido, por lo se ingresa a la tabla 14

por “volumen de gas insuficiente para levantar el liquido”

El disefio propuesto para el pozo UIS 3 teniendo en cuenta la tabla 14 es el

siguiente.
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Figura 55. Instalacion de superficie y de fondo propuesta para el pozo UIS 3

SNCICNONCNCRS,

Fuente: BROWN, Kermit. The technology of artificial lift methods. Volumen 2b. 1994.
Modificada.
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CONCLUSIONES

Para seleccionar el método adecuado para un pozo o para un conjunto de pozos
se requiere indispensablemente identificar las variables necesarias para la

seleccidn, sus rangos operativos y sus limites particulares.

Los sistemas de levantamiento artificial no convencionales son una buena
alternativa para pozos o conjuntos de pozos en los cuales se cuenta con tasas
bajas de produccion, y que producen de manera intermitente, o en casos donde
la aplicacion de un sistema de levantamiento convencional no se pueda llevar a

cabo de una manera econdmicamente viable.

La selecciéon de un sistema de levantamiento, bien sea convencional o no
convencional se basa fundamentalmente en las mismas variables, las cuales son
principalmente: profundidad, relaciéon gas-aceite, BSW y tasa de produccién. De
modo que la diferencia entre los métodos convencionales y no convencionales es
fundamentalmente la falta de experiencia relevante a los sistemas de

levantamiento no convencionales.

Los campos maduros actualmente representan una alternativa en la explotacion
de hidrocarburos para las companias petroleras, debido a que con el desarrollo de
nuevas tecnologias de explotacion o tecnologias no tan aplicadas como los
meétodos de levantamiento no convencionales es posible obtener de ellos tasas de

produccion rentables.
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El desarrollo de una herramienta de seleccion es bastante util, en la medida en
que permita conocer de forma rapida y facil, no solo el o los SLA mas adecuados
para las condiciones de operacién de un campo en particular, sino también, las
condiciones en las proporcionan mejores resultados, las condiciones donde no se

aplican o tienen limitaciones para su aplicacion.

Esta herramienta es un mecanismo de orientacién y soporte de gran utilidad para
el estudio de los sistemas de levantamiento artificial no convencionales, sin
embargo es fundamental que sea combinada con la experiencia y el sentido
comun de los ingenieros. Los resultados presentados por el programa no deben
ser considerados como absolutos, sino que deben ser revalidados mediante el
analisis y la identificacion de las dificultades a tener en cuenta en su

funcionamiento e instalacion.
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RECOMENDACIONES

Es de gran importancia que las compafiias petroleras no se enfoquen tanto en
aplicar siempre las mismas tecnologias sino que se tenga la posibilidad de aplicar
nuevas ideas que permitan obtener las mejores condiciones de produccion de un
campo y no ver limitada su produccion por tener que acoplarse a las condiciones

de un sistema de levantamiento artificial convencional.

Es necesaria que la base de datos con que se cuenta acerca de los sistemas e
levantamiento sea actualizada constantemente debido a que a medida que
desarrolla la tecnologia, se mejoran los materiales que componen los sistemas, de

igual manera las condiciones de operacion también varian.

Si bien es cierto que esta herramienta es de gran ayuda en el momento de
seleccionar el SLA no convencional mas adecuado para ciertas condiciones, se
debe combinar con la experiencia de campo, ya que solo de esta manera se

garantiza la validez de unos buenos resultados.

Estos sistemas de levantamiento artificial no convencional no son los Unicos que
existen en la industria, sino que son de los que mas se encuentra informacion en
la literatura, pero a medida que se apliquen con mas frecuencia se tendra una
buena informacion de los demas métodos y se podra complementar la herramienta
con el fin de que tenga una gran variedad de sistemas al momento de seleccionar

un sistema para un campo en particular.
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ANEXO A. Tabla Parametros Completa. Chamber Lift

%

Clase Propiedades Base No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Bueno (3) Excelente (4)
)
Clase Propiedades Ba/;e No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Bueno (3) Excelente (4)

Ponderacion 2 8 & 4 4
1 Q 10,5 1 49 50 149 150 499 500 599 600
3 Nw 25 1 1 2 15 16 25 25
1 Dep 10,5 11000 7001 11000 1 2500 2501 5999 6000 7000
2 Csg 45 23/8 23/8 41/2 41/2 51/2 51/2 7 7 7
2 Inc 4,5 76 90 66 75 46 65 31 45 0 30
3 Dog 25 80 71 80 61 70 51 60 0 50
2 Pwf 4,5 14 400 401 650 651 800 801 1000 1000
2 T 4,5 350 281 350 201 280 151 200 101 150
2 Comp 4,5 Multiple Multiple Simple Simple
8 Recov 2,5 Secundario Secundario Terciario | Terciario Primario Primario
1 BSW 10,5 90 81 90 41 80 11 40 1 10
2 Visc 4,5 800 601 800 301 600 101 300 0,1 100
2 Fcor 4,5 Si Si No No
3 Sand 25 12000 1001 12000 501 1000 201 500 0 200
1 GOR 10,5 0 50 51 150 151 1000 1001 5000 5000
3 Cont 2,5 Severa Media Leve Leve Nula Nula

) . Sin Sin

2 Treat 4.5 Acidos Acidos Solventes | Inhibidores Tratamiento | Tratamiento
3 Loc 2,5 Remotos Remotos Offshore | Offshore Onshore Onshore
2 Ener 4,5 Comprada | Generada
3 Space 2,5 Reducido | Reducido Amplio Amplio Standard Standard
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ANEXO A. Tabla Parametros Completa. Plunger Lift

Propiedades Base No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Bueno (3) Excelente (4)
0
_Propiedades Ba/(;e | No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Bueno (3) Excelente (4)
Ponderacion (0] (0] 1 1 2 2 4
Q 10,5 1 1 10 11 100 101 300 301 400
Nw 2,5 1 1 1
Dep 10,5 15000 10001 | 15000 1 4500 4501 8000 8001 10000
Csg 4,5 23/8 23/8 41/2 41/2 51/2 51/2 7 7 7
Inc 4,5 60 50 60 30 49 11 29 0 10
Dog 2,5 20 10 11 6 10 4 5 0 3
Pwf 4,5 14 400 401 650 651 800 801 1000 1000
T 4,5 500 400 500 300 399 120 299 120
Comp 4,5 Multiple Multiple Simple Simple
Recov 2,5 Secundario | Secundario Primario Primario
BSW 10,5 90 90 76 75 36 35 16 0,1 15
Visc 4,5 800 601 800 301 600 101 300 0,1 100
Fcor 4.5 Si Si No No
Sand 2,5 200 101 200 51 100 6 50 0 5
GOR 10,5 0 50 51 500 501 1000 1001 5000 5000
Cont 2,5 Severa Media Leve Leve Nula Nula
. . Sin Sin
Treat 4.5 Acidos Acidos Tratamiento | Tratamiento Inhibidores | Solventes
Loc 2,5 Onshore Onshore Offshore Offshore
Ener 4.5 Comprada Generada
Space 25 Amplio Amplio Reducido Reducido Standard | Standard
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ANEXO A (continuacion). Tabla Parametros Completa. RECOIL.

Clase Propiedades Base No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Bueno (3) Excelente (4)
%
Clase Propiedades Base No Aplicable (0) Limitado (1) Aceptable (2) Excelente (4)

Ponderacion 0] 0] 1 1 4
1 Q 10,5 1 1 10 11 19 20 50 51 53
3 Nw 2,5 10 10 19 19 1 1 1
1 Dep 10,5 4800 3901 4800 2501 3900 1501 2500 750 1500
2 Csg 4,5 21/2 31/2 >7 41/2 41/2 51/2 51/2 7 7
2 Inc 4,5 80 61 80 41 60 11 40 0 10
3 Dog 25 25 16 25 11 15 4 10 0 3
2 Pwf 4,5 4000 501 4000 301 500 201 300 14 200
2 T 4,5 300 251 300 201 250 126 200 1 125
2 Comp 4,5 Multiple Multiple Simple Simple
3 Recov 2,5 Terciario | Terciario | Secundario | Secundario Primario Primario
1 BSW 10,5 91 99,9 71 90 0,1 70
2 Visc 45 800 401 800 201 400 51 200 1 50
2 Fcor 4.5 Si Si No No
8 Sand 2,5 800 501 800 301 500 51 300 0 50
1 GOR 10,5 400 301 400 201 300 50 200 50
3 Cont 2,5 Severa Severa Media Leve Nula Nula

) . Sin Sin

2 Treat 4.5 Acidos Acidos | Solventes | Inhibidores tratamiento | tratamiento
3 Loc 2,5 Offshore | Offshore Onshore Onshore
2 Ener 4,5 Comprada | Comprada
3 Space 2,5 Reducido | Reducido | Amplio Amplio Standard Standard
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ANEXO B. Ventana Seleccion Final. Pozo UIS 1.

"B Seleccion Final &
SELECCION FINAL

POSICION |  SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL CNA % CNA NIVEL

Recail 26 : : Excelents

1;]? ' Plunger o 1] Excelerte
2
e

Chamber ; Bueno
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ANEXO B (Continuacion). Ventana Seleccién Final. Pozo UIS 2.

' & Seleccién Final BE :I?

SELECCION FINAL

POSICION | SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL | | NIVEL

Plunger ; Juf: 1 7 Excelents

Recoil : 5 | Excelente

Chamber : Bueno
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ANEXO B (Continuacion). Ventana Seleccién Final. Pozo UIS 3.

W Sekeccien Final & X
SELECCION FINAL

POSICION | SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL [ | NIVEL

L Plunger Excelerts

Chamber ;i Bueno

Recail : Bueno
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ANEXO B (Continuacion). Ventana Seleccion Final. Pozo UIS 4.

' 5 Seleccién Final

POSICION |

SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL

SELECCION FINAL

o

NIVEL

) Plunger

Excelente

Fecoil

Bueno

Chamber
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ANEXO B (Continuacion). Ventana Seleccién Final. Pozo UIS 5.

" & seleccién Final PEx]

SELECCION FINAL

POSICION |  SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL | | NIVEL

Pluinger : Excelente

Chamber k] Bueno

Recoil 7 Bueno
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ANEXO B (Continuacion). Ventana Seleccién Final. Pozo UIS 6.

"& seleccién Final mE)

SELECCION FINAL

POSICION |  SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL

Pluncier
Chamber

Recai
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ANEXO B (Continuacion). Ventana Seleccién Final. Pozo UIS 7.

W ocncaanrmat MEX]

SELECCION FINAL

POSICION | SISTEMA LEVANTAM. ARTIFICIAL NO CONVENCIONAL

. Plunger ) T Excelente

Recoil T Bueno

Chamber 1 Bueno
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