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RESUMEN

TITULO: AJUSTE AUTOMATICO DE LA PRESION DE ANULAR EN POZOS CON BLOQUEO
POR GAS EN LA CARA DE LA FORMACION PARA OPTIMIZACION DE PRODUCCION EN EL
CAMPO LA CIRA INFANTAS *

AUTORES: Camilo Andrés Martinez Lamus
Rogelio Junior Marquez Quintero™

PALABRAS CLAVES: Bloqueo por gas, presion de burbuja, metodologia, pozo, produccion.

CONTENIDO: La industria petrolera se ha caracterizado a lo largo de la historia por la evolucién en
la forma de desarrollo de los campos. Antiguamente, cuando los campos dejaban de ser
econdmicamente viables debido a las bajas tasas de produccion o a los altos costos de extraccion,
se abandonaban sin consideracion. Hoy en dia, tanto en campos maduros como en campos
jovenes, existen ciertas alternativas para mejorar la produccién a un costo viable.

En el siguiente libro se encontrara la metodologia propuesta para contrarrestar el problema
denominado como "bloqueo por gas" en el campo La Cira-Infantas del Valle Medio del Magdalena,
el cual surge cuando la presién de fondo fluyente es menor a la presion de burbuja, lo cual genera
flujo multifasico en la cara de la formacion y disminuye la permeabilidad relativa al aceite, causando
el descenso de las tasas de produccion de éste.

Se realizé un estado del arte sobre los métodos desarrollados para disminuir el efecto del bloqueo
por gas. Se elabord una metodologia practica analizando y teniendo en cuenta el comportamiento
histérico de produccion y se compardé con un modelo de simulacién en el software pipesim. Se
analizaron los resultados obtenidos y se proponen los criterios para establecer pozos candidatos a
ser sometidos al mismo procedimiento. Finalmente, se considera el escenario donde el sistema
esté automatizado teniendo en cuenta las condiciones reales del campo La Cira-Infantas.

* Trabajo de grado
* Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Ingenieria de Petréleos. Director: M. Sc. Erik Giovany
Montes Péez. Codirector: Ing. Félix Andrés Cepeda Gémez.
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ABSTRACT

TITTLE: AUTOMATIC ADJUSTMENT OF THE ANNULAR PRESSURE IN GAS BLOCKAGE
WELLS IN THE WELLBORE FOR OPTIMISING PRODUCTION IN LA CIRA INFANTAS FIELD *

AUTHORS: Camilo Andrés Martinez Lamus
Roger Junior Marguez Quintero™

KEYWORDS: Gas blockage, bubble pressure, methodology, well, production

CONTENT: The oil industry has been characterized throughout history by the evolution in the way
of the development of the fields. Formerly, when fields were no longer economically viable due to
low production rates or the high costs of extraction, they were abandoned without consideration.
Today, both mature fields and young fields, there are some alternatives to improve production at a
viable cost.

In the next book, it will be found the methodology proposed to counter the problem referred to as
"gas blockage" in the La Cira-Infantas field of Middle Magdalena Valley, which arises when the
bottom hole pressure is less than the bubble pressure, which generates multiphase flow in the
wellbore and reduces the oil relative permeability, causing the decline in production rates of this.

A state of the art on methods developed to reduce the effect of blocking gas was performed. A
practical methodology was developed analysing and taking into account the production historical
behavior and compared with a simulation model in the PIPESIM software. The results were
analyzed and criteria for establishing wells candidates to undergo the same procedure were
proposed. Finally, we consider the scenario where the system is automated taking into account the
real conditions of La Cira-Infantas field.

* Bachelor thesis
* Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Ingenieria de Petréleos. Director: M. Sc. Erik Giovany
Montes Péez. Codirector: Ing. Félix Andrés Cepeda Gémez.
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INTRODUCCION

El comportamiento de produccién de un campo permite predecir que después del
pico maximo de produccion, ésta va a declinar hasta el final a menos que se
implemente algin método para recuperar reservas adicionales del subsuelo. Las
causas de dicha declinacion son variadas, ya sea por problemas presentados en

el yacimiento o por el manejo dado a este en superficie.

Las empresas dedicadas al negocio de la extraccidon de los hidrocarburos siempre
estan buscando estar a la vanguardia en cuanto a avances tecnolégicos, con el fin
de extraer la mayor cantidad de estos. Estas empresas ganan o pierden valor de
acuerdo a la cantidad de reservas recuperables que poseen, por lo cual, no solo
buscan sacar provecho del aspecto tecnolégico, sino también del modo de uso de
éste. Ademas, los bajos factores de recobro en los campos a nivel general,
permiten pensar en alguna manera para obtener crudo o gas adicional del

yacimiento.

Por tanto, se buscan desarrollar diferentes metodologias que permitan usar los
recursos disponibles con el fin de obtener una mayor tasa de produccion a un
costo econémicamente viable con el fin de hacer frente a los problemas que

causan una produccion pobre de hidrocarburos.

El pozo piloto trabajado en este proyecto presentd una caida de produccion de
aproximadamente 300 BPPD. Esta caida de produccion coincidié con la conexion
del pozo a la red de anulares, es decir con una disminucién en el valor de la
presién de anular y por consiguiente en la presion de fondo, lo que ocasion6 una
alta liberacion de gas en la cara de la formacion debido a que el fluido del pozo

tiene una alta presion de burbuja, causando bloqueo por gas y afectando de

20



manera negativa en la productividad de la formacion ya que afecta directamente la

permeabilidad relativa del aceite.

En este trabajo de grado se evaluara el ajuste automatico de la presion de anular
COmo una estrategia para contrarrestar los efectos del bloqueo por gas en la cara
de la formacién, aplicado a un pozo piloto del campo La Cira Infantas, con lo que
se espera tener un aumento en la produccién del pozo y generar criterios que
permitan operar de una manera mas eficiente pozos con caracteristicas similares y

de esta manera evitar pérdidas de produccion.
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO LA CIRA - INFANTAS

1.1 UBICACION

El campo La Cira-Infantas esta ubicado en la parte central de la antigua Concesion
de Mares, a 22 kilometros del municipio de Barrancabermeja, al sur del rio
Sogamoso y al oriente del rio Magdalena. Comprende un &rea de 160 kildmetros
cuadrados y ha sido el campo de mayor produccién en la cuenca del valle medio

del Magdalena.

Figura 1. Ubicacion geogréfica de la Cuenca del Valle Medio del Magdalena

Mar Caribe

Fuente: Modificado y tomado de BARRERO, Dario; PARDO, Andres; VARGAS, Carlos;
MARTINEZ, Juan. Colombian Sedimentary Basins. ANH. Colombia, 2007.

22



La figura 2 muestra la ubicacion geografica del Campo LCI en cercanias a los
municipios de Barrancabermeja y Bucaramanga (Santander).

Figura 2. Ubicacién geografica del Campo La Cira Infantas

Fuente: Modificado y tomado de VILLALBA, Maria Cristina. Analisis del desempefio de la véalvula
reguladora de contrapresion BPR para el manejo de gas en el proceso de extraccion de pozos

productores con bombeo mecénico del Campo la Cira Infantas. UIS. Bucaramanga, 2014.
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1.2 HISTORIA

La historia del campo La Cira Infantas se remonta a la concesion de Mares, donde
el area de concesion era de 5120 km? En 1920, la compafifa Standard Oil
(Tropical Oil Company) adquirié6 dicha Concesion y por consiguiente obtuvo las
licencias de explotacion y desarrollo de éste. El campo La Cira Infantas es el méas

antiguo de Colombia y el de mayor extensién con aproximadamente 160 km?.

En 1918 se convirti6 en el primer campo petrolero con el pozo descubridor
Infantas Il, el cual fue perforado el 12 de diciembre de 1917 y terminado el 29 de
abril de 1918 en la zona “C” (Formacion Mugrosa Inferior) a una profundidad de

1580 pies, obteniendo una produccion de 800-100 barriles por dia.t

El pozo LC-58, el cual fue perforado a comienzos de 1925 y completado en la
zona “A” (Formacién Colorado), ratificd la existencia del anticlinal de La Cira. El
pozo LC-125 fue considerado como el descubridor de la zona “C” en la estructura
de La Cira y como el primer pozo productor de la Zona “B” (Formacién Mugrosa

Superior).

En 1925 se empezo la construccion de un oleoducto, el cual tenia un diametro de
25,4 cm, con diez estaciones de bombeo, y que llegaba hasta la localidad de
Mamonal, Cartagena, en la costa norte colombiana, el cual terminé en 1926. Su
capacidad inicial era de 30.000 BPD y fue incrementando a 50.000 BPD. Esta

linea llamada “La linea Andina” fue reemplazada hasta 1985.2

' LLAMOSA, Oscar Eduardo. Analisis de la continuidad lateral de la sub-unidades reservorio de la
Formacion Esmeraldas (Zona D) en un sector del Campo La Cira Infantas, Cuenca Valle Medio del
Magdalena. Tesis de grado. UIS. Bucaramanga, 2010.

% VILLALBA, Maria Cristina. Andlisis del desempefio de la valvula reguladora de contrapresion BPR
para el manejo de gas en el proceso de extraccion de pozos productores con bombeo mecanico
del Campo la Cira Infantas. Tesis de grado. UIS. Bucaramanga, 2014.
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Inicialmente, la gran parte de los pozos, tanto del Campo La Cira como del Campo
Infantas, produjeron por flujo natural, luego se cambié a un sistema de
levantamiento por gas, el cual fue retirado en 1935 para dar cabida al actual
sistema de levantamiento predominante en el campo: bombeo mecanico. En 1939
se alcanzo la produccion mas alta de su historia con 62.000 barriles de petréleo

por dia.’

Después de ciertos proyectos de inyeccion de gas en la década de 1930, se
promueve el primer programa de inyeccién de agua en el Campo La Cira entre
1946 y 1949.

En 1951, la Concesion de Mares revirtié a la nacion y el campo pas6é a manos de
la Empresa Colombiana de Petroleos, ECOPETROL, quien asumié el manejo de

las operaciones de explotacion del campo.

A finales de los afios 90 se habian perforado alrededor de 1700 pozos, de los
cuales 572 eran productores activos y 60 eran inyectores de agua activos, y
aportaban una produccién promedia de 7000 barriles de petréleo por dia. Sin
embargo, la cantidad de agua promedio inyectada superaba el 200% con unos
17300 barriles por dia, lo cual hacia evidente una etapa de agotamiento del

Campo.

Para el afio 2003, el campo producia alrededor de 5500 barriles por dia. Sin
embargo, el campo se caracterizaba por tener reservas estimadas “in situ” de
3500 millones de barriles con un factor de recobro aproximado de 15%, lo cual

hacia prever un gran potencial.

® ECOPETROL-ICP. Evaluacion integrada de yacimientos del campo la Cira Infantas, Valle Medio
del Magdalena. Division de Yacimientos GCO. Informe Técnico. 2001
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Debido a ello y a la aparicion de nuevas tecnologias, ECOPETROL decide
estudiar la posibilidad de “revivir’ el campo mediante la aplicacion de una de ellas.
De esta forma, en Julio de 2003, invitd a 8 compafiias reconocidas a nivel mundial
en el desarrollo de campo maduros, de las cuales, Occidental Petroleum
Corporation (OXY) fue seleccionada para suscribir un acuerdo de intencién con el
objetivo de analizar conjuntamente la viabilidad técnica y comercial de estructurar
un proyecto de aplicacion tecnolégica y recobro incremental de la produccién en el

campo. *

Desde el afio 2005, en el campo La Cira Infantas se inicia el proceso de recobro
secundario gracias a la alianza consumada entre la empresa OXY vy
ECOPETROL. En un trabajo conjunto y mediante la aplicacibn de nuevas
tecnologias como inyeccién de agua, incremento de presion y trabajos basados en
recobro secundario, La Cira Infantas ha logrado incrementar la produccion de

petréleo de manera significativa.

1.3 GEOLOGIA

El campo La Cira-Infantas se encuentra ubicado en la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena, la cual bordea al Oriente con la Cordillera Oriental, al Occidente con la
Cordillera Central y geograficamente se extiende hasta las cercanias del Banco
(Magdalena) al Norte y Honda (Tolima) al Sur.

La columna estratigrafica revelada en pozos de ambos campos, muestra rocas
gue van desde el Pre-Cretacico hasta el Oligoceno, y depdésitos del Pleistoceno se
ubican diversamente sobre el Oligoceno al oeste de la Cira.

* ECOPETROL. Carta Petrolera: El regreso de la Cira. Edicién 108. Abril-Mayo. 2003
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La formacion Esmeralda — La Paz (Zona D) pertenecientes a las rocas del
terciario, estan constituidas de intercalaciones de arena y arcilla.

La parte inferior de la formacion Mugrosa (Zona C) consta de areniscas de grano
medio a fino, cuya composicién varia de subarcosa, arcosa a sublitoarenisca. La
parte superior de la formacion Mugrosa (Zona B), consta de capas intercaladas de

arenas muy finas de composicion arcosica a subarcosica.

La formacion Colorado (Zona A) esta constituida de areniscas de grano muy fino
con capas intercaladas de areniscas de grano medio, en la cual su composicion

varia de arcosa litica a subarcosa.

1.3.1 Columna estratigrafica La columna estratigréfica generalizada del Valle
medio de Magdalena se puede observar en la Figura 3.

1.3.2 Estratigrafia Las rocas de superficie mas jévenes en el campo La Cira-
Infantas son de edad Terciaria, en un rango del Eoceno al Mioceno, las cuales
corresponden a shales no marinos, areniscas y conglomerados que se
depositaron bajo condiciones deltaicas a lo largo del Rio Magdalena. Los
horizontes de interés encontrados en el campo se hallan dentro de unidades del

Terciario.
La mayor parte de la seccidn del Terciario en el campo, esta subdividida en zonas

conocidas como las Zonas A, B, C y D; debido a la presencia comun de series de

shales y arenas; y por la relacidén entre horizontes de aceite y agua.
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Figura 3. Columna estratigrafica generalizada del Valle Medio del Magdalena

O | STRATIGRAPHIC | PRODUCING ELEMENTS GENERAT|ON,
o UNITS FIELDS LITHOLOGY MIGRATION
(N}
o u:-sul;w-.c;luu TRAS S FORMATION | ACCUMULATION
Q Hedesa Fm = e
3 Be
E slw gl:;
= =5
L = | £%
Z | Real Gp, g B %'
e 3 2L
9 = S8
=
8 é = é &
]
= sl e
L
—_— E =
—- = 9 =
L Cira Shals E £] 2 =
Palagua « Vielisguer e Lo g
Q
Colorada Fm, Casabe = Galin g _5_ . 5
La Cira = [nfantas Main 5 g}_ H
Casibe « Tes0r0 9 se|=
-— o
Mugrasa Fm, Hen g DE il
w Main & %E' £
= La Cira = [nfantas u =21 =
i Dpor"l'l-sgr:ﬁra\-inr.ia (e 1'5" Ell- E
@ |Esmeraldas Fm, f a £
(o] Canfagalla =Yarigui TE: - "
w z 3
~ |LaPazFm. Main = "
< Crissalna = Bonanza 5 B .
o : -
g cE| B
Z| v 2t)5
Srovinde of Reservoir = 5§ .
. Provincls « Payoa d | = = £
Lisama Fm, (cacondar) | B —— =k £
5 5El s
— hd K=
| | |3 §C1%
=
. | &
Umie Frn,
La Luna Fm,
Simiti Fm,
Tablazo Fm, | , =
3 3 ¥
85 . N
Paja Fm, 3 8
33 g
Rosablanca F. |~ @ WH 55
Los Santos Fm, £
it} e
Giron Gp,
E=H Conglomerates [ Sandstones [ Shales B Limestones

Fuente: Tomado de BARRERO, Dario; PARDO, Andres; VARGAS, Carlos; MARTINEZ, Juan.
Colombian Sedimentary Basins. ANH. Colombia, 2007.

28



Zona D: La Zona D corresponde a la Formacion Esmeralda dentro del campo
La Cira-Infantas. Esta compuesta por una serie de shales masivos y arenosos
marrones y azules, con poca cantidad de capas intercaladas de arenas. Las
intercalaciones de arcillas en éstas son de grano fino y no productoras. Esta
zona cuenta con un espesor aproximado de 500 pies.

Zona C: Compone la parte inferior de la formacion Mugrosa. En el campo La
Cira-Infantas se han definido cuatro intervalos de arenas productoras
conocidas como subzonas C1, C2, C3 y C4. La subzona C4 es aquella que
suprayace a la Formacion Esmeralda y a la vez es la base de la Zona C. Las
subzonas C1 y C2 son llamadas “arenas superiores”, mientras las subzonas
C3 y C4 son denominadas las “arenas inferiores”. El espesor de esta unidad

esta entre 500 y 600 pies.

El grupo de las arenas superiores (Subzonas C1 y C2) es el mayor productor
de todo el campo y esta conformado por una secuencia litologica de areniscas
grises claras y pardas de grano medio a grueso, friables; arcillolitas grises
claras, pardas y pardo rojizas y limolitas verdes. Hacia el tope de la zona, se
encuentran un nivel de arenas saturadas de aceite, con un buen contenido de

chert negro, que marca el contacto de la Zona B.

En relacion al grupo de arenas inferiores (Subzonas C3 y C4), esta conformado
por areniscas y arcillolitas intercaladas y alternadas, con caracteristicas
similares al grupo superior, pero con menores porosidades y saturaciones de

aceite.

Zona B: Forma la parte superior de la Formacion Mugrosa. Tiene un espesor

gue oscila entre los 1000 a 1200 pies.
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e Zona A: Esta conformada por los siguientes conjuntos de arenas: Arenas 244.

Arenas 116 y Arenas 58.

Figura 4. Columna estratigrafica del Valle Medio del Magdalena donde se

indican las litologias productoras del Campo La Cira Infantas
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Fuente: Tomado de SILVA, Cristian Eladio. Desarrollo y manejo de informacion de pozos nuevos a

perforar en el Campo La Cira Infantas. Tesis de grado. UIS. Bucaramanga, 2009.
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1.4 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

Las propiedades de los fluidos en el campo La Cira- Infantas son diferentes para

cada area y zona. En la tabla 1 mostrada a continuacién, se presentan los valores

de las propiedades mas importantes.

Tabla 1. Propiedades de los fluidos del campo La Cira - Infantas

AREA INFANIAS
PROPIEDAD ZonaB Zona C Zona A
Tr (°F) 85 95 92
Ps (Psi) 500 945 640
Bo @ Psy Py ] 1 1
(RB/STB)
Rs (SCF/STB) 93 200 70
°API 25 24-28 18-24
11.4 @ 98 58 @
1 (cP) °F y 650 psi > 100 °F
Salinidad NaCl 15000- 20000-  10000-
(ppm) 25000 40000 15000
Tipo de Crudo Nafténico - Parafinico

LA CIRA

Zona B
98
715

1,075

93
20-27
114 @
98 °Fy
650 psi
15000-
25000

Nafténico

Zona C
105
1570

1,08

181
16-25
19 @

105 °Fy

1570 psi
20000-

40000

Fuente: Tomado y modificado de CEPEDA, Felix Andres; GRIMALDOS, Franklin Aldemar.

Propuesta metodoldgica para la seleccion de vélvulas reguladoras de flujo en pozos inyectores

usando andlisis nodal. Tesis de postgrado. UIS. Bucaramanga, 2015

1.5 SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL EN EL CAMPO LA CIRA

INFANTAS

El inicio de la produccion del Campo La Cira Infantas se realizo por flujo natural.

Posteriormente se cambié al sistema de levantamiento Gas Lift, el cual fue

desmontado en 1935 para abrir camino al bombeo mecanico, el cual es actual

sistema de levantamiento que domina en el campo.
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En la actualidad, el campo cuenta con tres sistemas de levantamiento artificial en
funcionamiento, Bombeo Mecanico, Bombeo de cavidades progresivas (BCP) y

Bombeo electro-sumergible (BES).

A continuacion se presentan las caracteristicas mas importantes de cada uno de

ellos.

1.5.1 Bombeo mecanico (BM) Es el método de levantamiento artificial mas
utilizado a nivel mundial. Consiste en una bomba reciprocante de subsuelo, la cual
actla mediante la energia impartida por una sarta de varillas. La energia del
sistema proviene de un motor eléctrico o de combustién interna, el cual
proporciona el medio para la movilizacién de la unidad de superficie mediante un

sistema de engranajes y correas.

Esta compuesto principalmente por un sistema de superficie y un equipo de fondo.

Un arreglo tipico de la unidad de superficie se muestra en la Figura 5.
La unidad de superficie imparte el movimiento ascendente y descendente a la
sarta de varillas de succion, que mueve el pistén de la bomba colocada en la sarta

de produccién a cierta profundidad del fondo del pozo?.

El ciclo del bombeo mecéanico se puede representar mediante la Figura 6, la cual

ilustra el equipo de fondo.
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Figura 5. Arreglo esquematico tipico de una unidad de superficie de BM
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Fuente: Tomado de NIND, T.E.W. Produccién y mantenimiento de pozos petroleros. Trent

University. Ontario, Canada. Editorial Limusa. 1987.

Figura 6. Representacién esquematica del ciclo del BM
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Fuente: Tomado de SILVA, Cristian Eladio. Desarrollo y manejo de informacién de pozos nuevos a

perforar en el Campo La Cira Infantas. Tesis de grado. UIS. Bucaramanga, 2009.

Cuando el piston sube una pequefia distancia, el peso de todo el liquido que esta

encima del pistén se apoya sobre la valvula viajera, lo que provoca que ésta se
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cierre. Al mismo tiempo, por la misma succién que se genera, provoca que el
liqguido que esta en el anular del pozo, ingrese a la bomba. Esto se denomina
como llenado de la bomba, y se produce hasta que el piston llegue a la parte

superior del recorrido.

Por tanto, durante la carrera ascendente se dan 2 procesos: el llenado del barril y

un proceso de ascenso de lo que esta en el pistén (liquido).

En la carrera descendente, el piston comprime el liquido que esta debajo de él y
como consecuencia, ese liquido hace que la valvula inferior (valvula fija) se cierre.
Ademas, debido al empuje del pistén sobre el liqguido que esta debajo de él, la
valvula viajera se abre. Durante la carrera descendente, ocurre el paso del fluido
que estaba dentro del barril hacia el pistén, hasta que el piston llegue a su tope

inferior.

Los movimientos de apertura y cierre tanto de la véalvula fija como de la valvula
viajera, asi como el movimiento alterno del émbolo, proporcionan un medio para

desplazar los fluidos del pozo desde el subsuelo hasta superficie.

La principal contraindicacién es su uso en pozos desviados, cuando la relacion
gas-liquido y la produccion de sélidos son altas, ya que afecta de manera

considerable el funcionamiento y eficiencia de la bomba.
1.5.2 Bombeo por Cavidades Progresivas (PCP) Este sistema de levantamiento
consiste en levantar los fluidos dentro del pozo hasta superficie, incrementando su

presion por medio de la bomba de cavidades progresivas.

La bomba de cavidades progresivas estd compuesta fundamentalmente por dos

piezas: el rotor y el estator. El rotor tiene la forma de un tornillo y gira dentro del
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estator, el cual esté revestido internamente por un elastomero moldeado al doble
del paso del rotor.”

El fluido es desplazado desde el principio hasta el final de la bomba cuando el
rotor gira dentro del estator y genera una serie de cavidades por las cuales va
pasando el fluido de un punto al otro. Las cavidades se llenan de fluido en la
succion y lo descargan al final de la bomba con una presion mucho mayor,
necesaria para vencer la contrapresion requerida en la cabeza del pozo y poder

llevar los fluidos hasta la superficie.

Figura 7. Principio de operaciéon de la bomba de cavidades progresivas

Rotor
Estator

Fluido

Fluido

Fuente: ORTEGA SALVADOR, Esquivel. Sistema de bombeo por cavidades progresivas aplicado

a pozos desviaos. Tesis de grado. Universidad Nacional Autbnoma de México. 2009

El movimiento del rotor es generado por una sarta de varillas, la cual transmite el
movimiento rotacional al rotor desde un motor ubicado en superficie, el cual

cumple la funcion de regular la velocidad de rotacién.

® ORTEGA SALVADOR, Esquivel. Sistema de bombeo por cavidades progresivas aplicado a pozos
desviaos. Tesis de grado. Universidad Nacional Autbnoma de México. 2009
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El elastbmero es un polimero que tiene la propiedad de deformarse y recuperarse
elasticamente, este se ve bastante afectado por el gas que tiende a hincharlo
causando muchas veces altos torques por exceso de friccidn entre el rotor y el
estator, va en conjunto con este ultimo y es quien sufre principalmente la abrasion

de la arena.

Algunas de las ventajas y desventajas del bombeo por cavidades progresivas se

listan en la Tabla 2.

Tabla 2. Ventajas y desventajas del bombeo por cavidades progresivas

VENTAJAS

Bajo costo de capital. Se incrementa
con la profundidad y la cantidad de
aceite bombeado

Excelente para manejar crudos con
altas viscosidades sin problemas con
el rotor o el estator

Aplicacion en pozos terminados con
diametros pequenos (2 7/8“ casing) si
existen bajas RGA y Dbajas
profundidades

Excelente habilidad para manejar
sélidos ya que maneja arriba del 50%
de arena en crudos de alta
viscosidad.5

El motor para transmitir la energia
puede ser eléctrico o de combustion
interna

Aplicabilidad en  proyectos de
inyeccion de agua como método de
recobro (La Cira — Infantas)

Aplicabilidad en crudos livianos con
ciertos contenidos de aromaticos

DESVENTAJAS

Limitado a profundidades relativamente
bajas (menores a 2000 mts).5

Pobre habilidad para manejar o
bombear algun gas libre

Poca aplicacion costa afuera

Restringido a aportar relativamente

bajos caudales.

Capacidad regular para el manejo de
parafinas debido a que la tuberia de
produccion puede necesitar tratamiento
Restringido a una temperatura limitada
por el elastomero. Generalmente se
operan a temperaturas inferiores a
250°F

Pobre aplicacion en pozos desviados
ya que incrementa la carga y los
problemas de desgaste.
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1.5.3 Bombeo Electrosumergible El bombeo electrosumergible se basa en la
utilizacion de una bomba centrifuga que se encuentra en el subsuelo, y la cual
cumple el objetivo de levantar los fluidos que son aportados en el yacimiento
desde el fondo del pozo hasta la superficie. Se considera altamente eficiente para

la produccién de crudos livianos y medios.

La bomba electrosumergible esta formada por varias etapas. La cantidad de éstas
depende de parametros de disefio. Cada etapa posee un sistema impulsor y un
difusor. Los impulsores se encargan de transmitir energia cinética al fluido para
que éste circule por el difusor. Este ultimo se encarga de optimizar el flujo del
liquido que esta siendo bombeado. Esto hace el flujo mas controlado y aumenta la
presion del liquido, incrementado el efecto de movimiento de la bomba centrifuga,
es decir, a mayor numero de etapas en una bomba BES, mayor es la presion de

salida.

Debido a la forma de los &labes del impulsor, el fluido es levantado hacia el
difusor, quien a su vez lo lleva al impulsor de la siguiente etapa. El difusor
transforma la energia cinética (movimiento) proveniente de los impulsores en

energia potencial (altura de elevacion).

El sistema esta compuesto por:
e Equipos de subsuelo

e Equipos de superficie
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Figura 8. Componentes del sistema BES
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Fuente: Tomado y modificado de GIL HERNANDEZ, Julian Alberto; ROLON HERNANDEZ, José

Rafael. Seleccion, disefio y prueba de nuevos sistemas de levantamiento artificial. Aplicacién al

campo colorado. Tesis de grado. Universidad Industrial de Santander. 2009

Los factores mas importantes a la hora del disefio son:

Las altas temperaturas alteran las caracteristicas de los elastomeros, el aceite
del motor y el cable.

Las bombas estan afectadas por la temperatura de fondo y produccion de
arena

Se usa un separador de gas en fondo en presencia de gas libre.

Para fluidos viscosos, se requieren bombas con etapas de flujo mayor y
motores que aporten mas potencia.

Un dimensionamiento correcto del cable de potencia, variador de frecuencia y

el transformador a fin de evitar fallas eléctricas en el sistema es requerido.
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1.6 ESTADO ACTUAL DEL CAMPO

El Campo la Cira-Infantas cuenta actualmente con un total de 1016 pozos
productores de los cuales aproximadamente el 95% produce bajo efecto de la
inyeccion de agua, la cual se realiza a través de 420 pozos inyectores distribuidos
en 400 patrones.®

Las zonas “A” y B” de La Cira, la Zona B de Infantas y un sector de la parte alta de
la estructura del Area 01 y 02 de La Cira de la zona “C” se encuentran bajo
produccién primaria. Las zonas “C” tanto de La Cira como de Infantas se
encuentran bajo efectos de produccion secundaria. En la Figura 9, se muestran las

areas afectadas por la inyeccion de agua.

El campo cuenta con tres sistemas de levantamiento artificial, instalados y
funcionando, Bombeo Mecanico (BM), Bombeo de cavidades progresivas (BCP) y

Bombeo electro-sumergible (BES).

® CEPEDA, Felix Andres; GRIMALDOS, Franklin Aldemar. Propuesta metodoldgica para la
seleccion de valvulas reguladoras de flujo en pozos inyectores usando analisis nodal. Tesis de
postgrado. UIS. Bucaramanga, 2015
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Figura 9. Distribucion de las areas bajo efecto de inyeccion de agua en el

campo LCI
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Fuente: Tomado de CEPEDA, Felix Andres; GRIMALDOS, Franklin Aldemar. Propuesta
metodolégica para la seleccidon de valvulas reguladoras de flujo en pozos inyectores usando

analisis nodal. Tesis de postgrado. UIS. Bucaramanga, 2015

La figura 10 muestra que del total de pozos productores, el 75% son BM, el 14%

son BCP y el 10 % tienen equipos BES instalados °. Es de resaltar, que en el 1%
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restante de pozos se instalé y probé el sistema BCP-ESP, y aunque los resultados
iniciales fueron satisfactorios, el sistema se retir6 debido a problemas de

manufactura de una de sus partes.

Actualmente el Campo La Cira-Infantas produce alrededor de 40000 BOPD vy
362,000 BWPD, con una produccién promedio por pozo de 40 BOPD, 370 BWPD

y 90% de corte de agua °.

Figura 10. Distribucién por porcentajes de los sistemas de levantamiento

usados en el campo LCI

Sistemas de levantamiento en el campo LCI

= Bombeo mecdanico (BM) = Bombeo de Cavidades Progresivas (BCP)

= Bombeo Electrosumergible (BES) BCP-ESP
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Figura 11. Produccion del campo La Cira - Infantas
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Toda la produccibn es manejada en 7 estaciones (2 descalificadoras y 5
facilidades de tratamiento) distribuidas en todo el campo, las cuales cuentan con
una capacidad instalada de 567,000 BFPD °.

La inyeccién promedio por pozo es de 1140 BWIPD para un total de 480000
BWIPD en todo el Campo. El 95% de los pozos inyectores tienen instaladas sartas
selectivas de inyeccion y el 5% restante cuentan con sarta simple. Para el
tratamiento y la inyeccion del agua existen 3 plantas de inyeccién (PIA) con una
capacidad instalada de 700000 BWIPD. En la Figura 12 se muestra la distribucion

de las facilidades de produccion e inyeccion del campo LCI.

42



Figura 12. Distribucion de las facilidades de produccion e Inyeccion del
Campo LCI
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Fuente: Tomado de CEPEDA, Felix Andres; GRIMALDOS, Franklin Aldemar. Propuesta
metodologica para la seleccion de valvulas reguladoras de flujo en pozos inyectores usando
andlisis nodal. Tesis de postgrado. UIS. Bucaramanga, 2015
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2. DESCRIPCION DEL SISTEMA DE PRODUCCION DEL CAMPO LA CIRA
INFANTAS

Un sistema de produccion es esencialmente un sistema que transporta los fluidos
del yacimiento a la superficie y los separa en aceite, agua y gas (Figura 13)’. Un
pozo productor de aceite o gas es s6lo una parte de este sistema complejo el cual
comprende el yacimiento, los pozos mismos y las instalaciones superficiales. Cada
elemento del sistema afecta a los otros y para lograr una operacién eficiente es

esencial garantizar una compatibilidad mutua.®

Figura 13. Sistema de produccion
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Fuente: Tomado de GHALAMBOR, Ali; LYONS, William; GUD, Boyun. Petroleum production
engineering. A computer-assisted approach. Elsevier Science & Technology Books. February,
2007.

" GOLAN, Michael; WHITSON, Curtis. Well Performance. Norwegian University of Science and
Technology. Prentice Hall, Inc. 1996

® NIND, T.E.W. Produccion y mantenimiento de pozos petroleros. Trent University. Ontario,
Canada. Editorial Limusa. 1987.
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En este capitulo se explicard brevemente como esta conformado un sistema de
produccion, introduciendo los conceptos mas importantes y haciendo referencia a

como estan aplicados en el campo La Cira Infantas.

2.1 ESTADO MECANICO

El estado mecanico es la geometria planeada de un pozo, en este se especifica
las profundidades de asentamiento de la tuberia de revestimiento, tuberia de
produccién, empaques y demas componentes que hagan parte de la terminacion
del pozo, de igual forma se establece los intervalos cafioneados en las diferentes
zonas productoras, todo esto con el fin de tener la informacién necesaria para

analisis operacionales o futuras intervenciones.

2.1.1 Tuberia de revestimiento Es aquella tuberia de acero que se encarga de
darle estabilidad a las paredes del pozo, la cual depende de las formaciones que
se estén perforando, las caracteristicas geoldgicas, problemas operacionales y
presiones de fondo.

En un programa de perforacion convencional cada revestimiento consta de un
diametro y espesor constante a lo largo de toda su longitud. Una vez la tuberia de
revestimiento este asentada a la profundidad establecida se procede a

cementarla, soportandola y creando un sello con la formacion.®

En el campo La Cira Infantas se utiliza en su mayoria revestimiento de superficie y
revestimiento de produccion unicamente, debido a que los pozos no son muy

profundos, los didmetros mas utilizados son de 9 5/8” y 7" respectivamente.

® ESPINOSA ORDOREZ, Carlos Andrés; PINTO ARIZA, Diego Arturo. Desarrollo de software para
el disefio de revestimiento en pozos verticales. Tesis de grado. Universidad Industrial de
Santander. 2015
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Funciones de la tuberia de revestimiento:

e Soportar las paredes del pozo

e Evitar contaminacién de agua superficial

e Proveer un sistema de control de presion, mediante una valvula para regular el
flujo de petréleo y gas.

e Confinary contener los fluidos y solidos producidos por la perforacion.

e Sostiene el cabezal del pozo, BOP y el arbol de navidad.

e Actuar como conducto para operaciones asociadas.

Figura 14. Tuberia de Revestimiento

Fuente: Tomado de STEELTUBINGS Oilfield steel casing [en linea] disponible en:

www.steeltubings.es/2-1-oilfield-steel-casing-pipe.htmi

2.1.2 Tuberia de produccion La tuberia de produccion es la encargada de
transportar los fluidos desde el fondo del pozo hasta superficie, se fabrica en
diferentes grados de acero y dimensiones dependiendo del disefio, esfuerzos a los
que sera sometida, trayectoria del pozo, etc. Generalmente se corre desde el
cabezal del pozo hasta la zona productiva y su tamafio varia en fracciones de
pulgadas. Los tamafios mas comunes usados en el campo son de 3 1/2”y 2 7/8”
de didmetro externo. Actualmente se estan utilizando tuberias con revestimiento
interno de material epoxico para disminuir el numero de fallas ocasionadas por

corrosion, adicionalmente se esta implementando en pozos inyectores tuberias
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nigueladas para este mismo propdsito, teniendo en cuenta que la corrosién es

mucho m4&s severa en este tipo de pozos.

Dentro de las funciones de la tuberia de produccion se puede listar:
e Limpieza de pozos.

e Colocar tapones cemento.

e Inyectar acido a los pozos.

e Correry anclar empaques.

e Inyectar agua o vapor.

2.1.3 Espacio anular Se conoce como espacio anular a aquel que existe entre
dos objetos concéntricos, en este caso la tuberia de revestimiento y la tuberia de
produccion. En este espacio se almacena el aceite que proviene del yacimiento a
través de los perforados y de igual forma los componentes volatiles que se liberan

en forma de gas.

Figura 15. Espacio Anular
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Fuente: Modificado de GLOSSARY [en linea] disponible en:www.glossary.oilfield.slb.com

2.1.4 Bomba de subsuelo Es el componente principal en un sistema de
levantamiento artificial, se utiliza para generar el levantamiento del fluido desde el
fondo del pozo hasta superficie cuando la formacion no posee la presién necesaria

para producir por flujo natural.
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Existen diferentes tipos de sistema de levantamiento entre los que se destacan el
bombeo mecénico, bombeo Electrosumergible, bombeo por cavidades
progresivas, gas lift, entre otros. Los tres primeros se encuentran instalados en el
campo, el sistema de levantamiento es seleccionado de acuerdo a variables como
profundidad, caudal de fluido a manejar, relacion gas aceite, produccion de arena,
etc. Debe ser disefiado de tal manera que sea eficiente y econdmicamente

rentable.

La bomba generalmente se baja junto con la tuberia de produccion o en algunos
casos con la sarta de varillas dependiendo del tipo de sistema de levantamiento
utilizado. La profundidad a la cual el fluido es succionado e ingresa a la bomba, es
decir el punto en donde empieza la accion de bombeo se le denomina Intake o

entrada de la bomba.

2.1.5 Perforados Los perforados son aberturas que se crean en la tuberia de
revestimiento, cemento y en la cara de la formacion productora con el fin de
comunicar los dos sistemas, el yacimiento y el pozo, y de esta manera permitir el
paso del fluido hacia este Ultimo. Estas aberturas se realizan mediante un
procedimiento conocido como cafioneo y los cafiones utilizados pueden ser
bajados con el revestimiento, tuberia o con cable dependiendo de las condiciones
operacionales y el objetivo final. Estas perforaciones deben ser limpias, de tamafio
y profundidad uniformes y no deben dafar el revestimiento y la adherencia del

cemento.

En el campo generalmente se utiliza una densidad de disparo de 6 tiros por pie y

el tamanfo de los perforados es de 3 3/8.
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Figura 16. Caifloneo de un Pozo

Fuente: Tomado de Scribd Completacion-1-Tuberia. http://scribd.com

2.1.6 Sumergencia efectiva La sumergencia efectiva es la cantidad de fluido
liquido medida en pies que hay en el espacio anular desde el Intake o entrada de
la bomba hasta el nivel de fluido, se conoce como FLAP por sus siglas en inglés
(Fluid level above pump). Otro concepto similar es la sumergencia real o FAP
(Fluid above perforated) la cual indica la cantidad de fluido medida en pies desde
el tope de perforados hasta el nivel de fluido. Valores entre 200 y 300 pies de
sumergencia se recomiendan en el campo para evitar problemas de arenamiento y

que la bomba trabaje con poco fluido disminuyendo su eficiencia.

Figura 17. Sumergencia Efectiva
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2.2 PRESIONES DEL SISTEMA

La trayectoria que describe el fluido a través del sistema de produccion es tal que
se generan pérdidas de presion ocasionadas principalmente por la friccion, y son
precisamente los diferenciales de presion los que permiten que el fluido llegue a
su destino de almacenamiento final. EsS por esto que es necesario entender y

comprender las diferentes presiones involucradas en el sistema de produccion.

Figura 18. Presiones del sistema de produccion

_@ THP

— g o

2.2.1 Presién de yacimiento (Ps) También conocida como presion de poro, es la
presion a la cual se encuentran almacenados los fluidos en el espacio poroso.
Esta presion varia dependiendo de las distintas formaciones en la que se
encuentran abiertos los pozos. El campo La Cira Infantas es un campo maduro,
por lo cual las presiones originales han caido considerablemente, se utiliza la
inyeccién de agua como mecanismo para aumentar la presibn manteniendo un
promedio de 800 psi, aunque hay zonas mas profundas que estan siendo
cafioneadas y que alcanzan presiones de 1600 psi.
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2.2.2 Presion de fondo fluyente (Pwf) Es la presion que existe en el fondo del
pozo cuando el fluido se encuentra en condiciones dindmicas, se define como la
suma de dos presiones: la presion hidrostatica generada por la columna de fluido

gue se almacena en el espacio anular y la presion de anular.

Py =Py +CHP.............. Ecuacion 1

Esta presion debe ser menor a la presidén de yacimiento para que los fluidos entren

al pozo y se mide a la profundidad del punto medio de los perforados.

2.2.3 Presion de tuberia (THP) Es la presion a la que se encuentran los fluidos
que son transportados por la linea de flujo en cabeza de pozo, se conoce como
THP por sus siglas en inglés (Tubing head pressure) y se mide por medio de un
manometro ubicado en la linea de produccion. Dependiendo del grado del acero y
las especificaciones de la tuberia utilizada se tendra un maximo de presion
permitida antes de que la tuberia estalle, siempre se debe aplicar un factor de
seguridad a este valor de presion para evitar accidentes y dafios
medioambientales. En el campo se utiliza 250 psi como la presibn maxima

permitida en cabeza.

2.2.4 Presion de anular (CHP) Es la presion generada por los componentes
volatiles que se liberan en forma de gas del aceite y se acumulan en el espacio
anular tuberia-revestimiento, se conoce como CHP por sus siglas en inglés
(Casing head pressure) y es medida por medio de un mandémetro ubicado en la
linea de recoleccion de gas de anulares. Esta presién es muy importante ya que
afecta directamente la sumergencia del pozo y por consiguiente la presion de
fondo, valores muy altos de CHP pueden dejar en cero el valor de sumergencia.
Los valores de CHP que se manejan en campo varian entre 0 y 200 psi

dependiendo de si el pozo ya se encuentra conectado o no a la linea de
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recoleccion de gas de anulares, siendo valores entre 20 y 50 psi los valores mas

comunes para pozos con dicha conexion.

2.3 FACILIDADES PRIMARIAS DE SUPERFICIE

Luego de que el fluido es llevado desde el fondo del pozo hasta superficie
mediante la accion de bombeo o por flujo natural este debe ser transportado hasta
un separador para obtener las tres fases por separado (aceite, agua y gas). En
este recorrido el fluido debe pasar por diferentes facilidades las cuales se

explicaran a continuacion.

2.3.1 Arbol de navidad Es el equipo que se encuentra ubicado en la parte
superior del cabezal de produccion del pozo y tiene como funcién controlar el flujo.
El arbol de navidad se instala sobre la cabeza de la tuberia de produccién, un

adaptador es el equipo que se utiliza para unir estas dos partes.

El &rbol de navidad puede tener una salida de flujo (una T) o dos salidas de flujo
(una cruz). Esta compuesto por una serie de valvulas (Figura 19), la valvula
maestra se ubica en la parte inferior de la cruz, dos valvulas de ala en los laterales
y una valvula de aguja en la parte superior acompafiada con un manémetro que
indica la presién en la tuberia de produccién.’® Estas véalvulas son usadas para
cerrar el pozo cuando se necesite, de igual forma el arbol de navidad incorpora
facilidades que permiten el acceso seguro para operaciones de intervencion de

pozo como slickline, wireline o coiled tubing.

1 GHALAMBOR, Ali; LYONS, Wiliam; GUD, Boyun. Petroleum production engineering. A
computer-assisted approach. Elsevier Science & Technology Books. February, 2007.
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Figura 19. Partes del Arbol de Navidad
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Fuente: Tomado de GHALAMBOR, Ali; LYONS, William; GUD, Boyun. Petroleum production

engineering. A computer-assisted approach. Elsevier Science & Technology Books. February,
2007.

2.3.2 Linea de flujo. Se denomina linea de flujo a la tuberia utilizada para
transportar el flujo en forma bifasica proveniente de los pozos desde el cabezal
hasta las facilidades de produccibn como multiples, separadores, etc. Son
fabricadas en diferentes didmetros, series y rangos de trabajo y se seleccionan

segun el potencial de produccion y presiones de flujo del sistema.

A lo largo de su trayectoria estdn equipadas con diferentes tipos de valvulas
(cheke, aguja, etc) para controlar el flujo, manémetros para registrar las presiones
en la linea y en algunas ocasiones elementos como cupones de corrosion para

medir la velocidad de corrosion del acero.

Las lineas de flujo pueden ser hechas de acero, plastico o fibra de vidrio. Cuando

la linea va a estar sujeta a altas presiones, generalmente se usa acero. La fibra de
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vidrio es frecuentemente usada en condiciones extremadamente corrosivas, o

puede ser usado polietileno para condiciones de menor presién.*

Figura 20. Arreglo tipico de la Linea de Flujo a la salida del cabezal de pozo
. 3 “ — g

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

2.3.3 Linea de recoleccién de gas de anular Es una facilidad que tiene como
finalidad recolectar el gas que se almacena en el espacio anular y transportarlo
hasta las facilidades de tratamiento y almacenamiento, con esto se evita que la
presion de anular alcance valores muy altos que puedan afectar la sumergencia
del pozo. Esta linea se conecta directamente al cabezal de produccion por medio

de la valvula de revestimiento que controla el flujo desde el espacio anular.

1 VIVAS, Yoel; AGUIRRE, Diego Alejandro. Elaboracion del Manual de operaciones de la estacion
de flujo Elias 11 (EEF-11), ubicada en el campo Socororo Oeste, Estado Anzoategui. Tesis de
grado. Universidad Central de Venezuela. Caracas. Mayo, 2005
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Figura 21. Arreglo tipico de lalinea de recoleccion de gas de anular

.

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

2.3.4 Multiple de produccién o Manifold Son arreglos mecanicos de tuberias y
valvulas que consisten generalmente en varios tubos colocados en posicion
horizontal, paralelos uno con respecto al otro y conectados a cada una de las
lineas de flujo. Su funcién es recolectar la produccion de los pozos y distribuirla
hacia los diferentes procesos del sistema. Sin embargo, los arreglos de valvulas,
conexiones y tuberias deben ser de manera tal que, cuando sea requerido, el flujo
de cada pozo individual pueda ser aislado para propésitos de prueba de pozos.
Esto es, que el flujo de cada pozo pueda ser llevado a un medidor para cuantificar

el caudal de aceite, agua y gas proveniente del pozo.*?

Actualmente en el campo existen 180 mudltiples que se encargan de llevar la
produccion de los pozos a las diferentes estaciones de flujo.

2 VIVAS, Yoel; AGUIRRE, Diego Alejandro. Elaboraciéon del Manual de operaciones de la estacion
de flujo Elias 11 (EEF-11), ubicada en el campo Socororo Oeste, Estado Anzoategui. Tesis de
grado. Universidad Central de Venezuela. Caracas. Mayo, 2005

55



Figura 22. Vista frontal y lateral de un multiple de produccion en La Cira

Infantas

Fuente: Tomado de Occidental Colombia

2.4 MONITOREO DE PRODUCCION

2.4.1 Medicion El medidor Fiorentini es un medidor multifasico no intrusivo usado
para medir tasas de flujo de petréleo, agua y gas en la fase dispersa del flujo. Este
medidor no depende o es afectado por los cambios en el régimen de flujo de fase
o la quimica de la corriente. Se basa en principios establecidos de medida como el

venturi, conductancia/ capacitancia y correlacién cruzada.

56



Las partes principales del medidor son el venturi y la seccion de electrodos. Las
tasas de flujo de aceite, agua y gas son calculadas en base a las medidas
obtenidas por los electrodos y la medida del diferencial de presion a través del
venturi. No tiene aparatos o aditamentos de separacion de fases, mezcladores,

lineas de by-pass o fuentes radioactivas.

La presion diferencial se mide a través del venturi. La capacitancia o conductancia
fluyendo a través del venturi se mide por los electrodos dentro de la garganta del
venturi. La velocidad se determina por medio de una correlacion cruzada de las

sefales de tiempo de los pares de electrodos dentro del venturi.

Los componentes del sistema para el medidor Fiorentini son y se presentan en la

Figura 23:

1. La seccién de medicidn que incluye transmisores de Diferencial de presiéon DP,
Presion y Temperatura

2. Una tarjeta electronica de campo

3. Un gabinete del computador de flujo, que consiste en un RTC (Real time
controller)

4. Una interfase hombre / maquina
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Figura 23. Componentes de un medidor Fiorentini
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Fuente: Tomado de OXY. Budgettary Proposal for Multiphase Flow Meter. Proposal #0433/08

Como no hay densitometros gamma el medidor fiorentini no mide la densidad de la
mezcla del fluido directamente a diferencia de la mayoria de los otros medidores.
Sin embargo, la densidad es determinada indirectamente a través de la bien

conocida ecuacion de momentum denominada “ecuacion del venturi”.
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3. BLOQUEO POR GAS EN LA CARA DE LA FORMACION

3.1 DEFINICION

Durante la produccion de yacimientos de aceite, la caida de presion causa la
formacion de una segunda fase (fase gaseosa), lo que conlleva a un régimen de
flujo bifasico. Esto, junto con otros factores como la naturaleza del fluido, las
propiedades de la roca y del yacimiento y los gradientes de presion impuestos,

pueden afectar negativamente la productividad del yacimiento.

En los yacimientos de aceite, cuando la presion del fondo del pozo (BHP) cae por
debajo de la presion del punto de burbuja, la formacion de una segunda fase (la
fase de gas) se produce en la zona cercana al pozo, lo que resulta en flujo
multifase. Lejos del pozo donde la presion esta por encima del punto de burbuja

sélo la fase liquida esta presente (aceite subsaturado).

Tres regiones principales se pueden identificar en el yacimiento a medida que nos
alejamos del pozo, como se ilustra en la Figura 24. La Region 1 se genera cuando
las caidas de presion de fondo de pozo debajo de la presién del punto de burbuja
y el volumen de gas liberado es lo suficientemente alto para superar la saturacion
de gas residual de modo que el gas puede fluir. Por lo tanto, en esta regién cerca
del pozo, se produce flujo de multiples fases (gas y liquido). La Regién 2 es donde
la presién cae por debajo de la primera presién del punto de burbuja, es decir,
donde las burbujas de gas se empiezan a formar, el volumen de gas liberado en
esta region esta por debajo de la saturacion de gas critica, o que resulta en una
fase de gas inmovil. En la regién 2 soélo fluye la fase liquida. Finalmente lejos del
pozo, la Regién 3 es donde la presién en el yacimiento excede el punto de burbuja

y existe aceite solo como fase liquida movil. La identificacion de esta region es
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similar a la de los yacimientos de gas condensado con la Unica diferencia de que

las fases se invierten.

Figura 24. Saturacion de gas por regiones en un pozo de aceite volatil con

BHP por debajo de la presion de burbuja
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Fuente: Modificado de TORRES LOPEZ, David Enrique. Enhancing the Productivity of Volatile Oil
Reservoirs Using Fluorinated Chemical Treatments. The University of Texas at Austin. Agosto,
2011.

Por lo tanto, la presencia de dos fases inmiscibles gas y liquido en los poros de la
zona cerca del pozo, se traduce en una reduccion en la saturacion de liquido que
a su vez disminuye la permeabilidad relativa del aceite causando menor movilidad
de la fase de aceite y el atrapamiento del liquido. Este fenbmeno ha sido llamado

"bloqueo de gas".

Similar a los fen0menos descritos anteriormente es el comportamiento de los

yacimientos de gas y condensado por debajo del punto de rocio, donde la fase de
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condensado se acumula alrededor del pozo y reduce la movilidad de gas. Esta
acumulacion del condensado cerca del pozo es conocido como "banco de
condensado” y conduce a una reduccion en la permeabilidad relativa del gas y a la
pérdida en la productividad del pozo. En consecuencia, este fenOmeno se conoce

como "bloqueo de condensado”.

3.2 CAUSAS

3.2.1 Yacimiento Qué tan sensible es un yacimiento a cualquiera de los
fendbmenos descritos anteriormente y como influyen en la tasa de produccion,
depende de varios factores. Algunos de estos son: comportamiento de fase, el
régimen de flujo, las fuerzas interfaciales entre fluidos, numero capilar, la
heterogeneidad del yacimiento, propiedades de los fluidos y la roca, la mojabilidad,
las fuerzas gravitacionales y el tipo de pozo (inclinacion del pozo, fracturado o no

fracturado).

La formacién de dos fases cerca a la cara del pozo es usualmente un problema
comun que impacta negativamente la capacidad de entrega del pozo, siendo
necesario implementar tratamientos que incrementen la permeabilidad relativa de
los fluidos por alteracién de la mojabilidad de la roca. De este modo, los conceptos
de mojabilidad, presion capilar, permeabilidad y permeabilidad relativa son los mas

importantes y son descritos brevemente a continuacion.

e Mojabilidad

La mojabilidad es una medida de la tendencia de un liquido a dispersarse sobre
una superficie solida. En presencia de otros fluidos inmiscibles el liquido que esta
en preferencial contacto a la superficie solida es conocido como fluido mojante y

los otros como fluidos no mojantes. El fluido mojante tiene una tendencia a ocupar
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los pequefios espacios porosos y a contactar la mayoria de la superficie de la roca
mientras los fluidos no mojantes ocupan tipicamente los centros de los espacios

porosos mas grandes.

En un yacimiento de gas o aceite, los fluidos son normalmente agua, aceite y gas
(usualmente un fluido no mojante) y la superficie solida es la roca del yacimiento
(la cual podria ser silice para yacimientos de arenisca y calcita para yacimientos

de caliza).

El grado de mojabilidad por un fluido es definido y medido por el angulo de
contacto que el fluido mojante forma con la superficie solida. La Figura 25 muestra

agua y aceite (fases liquidas) en contacto con la superficie solida.

Figura 25. Representacion de la mojabilidad para un sistema agua-aceite-

solido

/177
Superficie de la roca

Fuente: Modificado de TORRES LOPEZ, David Enrique. Enhancing the Productivity of Volatile Oil
Reservoirs Using Fluorinated Chemical Treatments. The University of Texas at Austin. Agosto,
2011.

El o, es la tension interfacial superficie solida-aceite, g,,, €s la tension interfacial
aceite-agua y o,,s es la tension interfacial agua-superficie solida. La ecuacion de
Young-Dupre correlaciona la tension interfacial y el angulo de contacto en

equilibrio. Un balance de fuerzas en la direccion X puede ser escrito como:
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Ops — Ows = 0ysC0SH........... Ecuacion 2

Una superficie sélida es considerada mojada en agua cuando o, < g, por |0
tanto, 8 < 90°. Por otro lado un sdlido es llamado mojado en aceite cuando
Ows > 0,5 0 8 > 902, El grado de mojabilidad dependera de la diferencia entre g, y
ows- La mojabilidad intermedia o neutral es cuando o, es igual a g, y el angulo
de contacto es 90° implicando que la superficie solida no ha sido

preferencialmente mojada por ninguno de los dos fluidos.

Para una superficie solidad que no estd mojada por liquido (gas o aceite), la
tension interfacial liquido-solido o, es mas alta que la tension interfacial gas-solido
Ogs, O1s > 0gs, Y €l angulo de contacto es 90°< 6 < 1802. En este caso, las fuerzas
cohesivas del liquido son mas fuertes que las fuerzas adhesivas a la superficie

solida, y el liquido tienda a formar una burbuja (Figura 26)

Figura 26. Representaciéon de la mojabilidad para un sistema gas-liquido

Superficie de la roca

Fuente: Modificado de TORRES LOPEZ, David Enrique. Enhancing the Productivity of Volatile Oil
Reservoirs Using Fluorinated Chemical Treatments. The University of Texas at Austin. Agosto,
2011.

La mojabilidad juega un rol decisivo en las interacciones de multiples fases. Esta
afectara la distribucion del fluido en la escala porosa, la cantidad de fase mojante
residual, la curva de presiéon capilar del sistema y el desplazamiento de fases

inmiscibles en el medio poroso.
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El efecto de la mojabilidad en el atrapamiento de liquido debido al “bloqueo por
gas” es significante. En sistemas gas-liquido, altas fracciones de liquido pueden
ser retenidas por el medio poroso si esta fuertemente mojado por liquido debido a
la baja mobilidad de esta fase liquida. Esto conlleva a tasas de produccion de
aceite mas bajas. Asi, el grado de atrapamiento de liquido dependera de
diferentes factores como las propiedades de los fluidos, las caracteristicas de la

roca, los gradientes de presion y las tasas de produccion.
e Presién capilar
La presion capilar es la diferencia de presion en la interfase de dos fluidos

inmiscibles. La presion capilar (fases no fluidas) en un tubo capilar de radio r se

define como:

Po=— ... Ecuacion 3

Aqui la diferencia de presion es proporcional a la tension superficial (o) y al angulo

de contacto(8), e inversamente proporcional al radio de capilaridad, r.

La complejidad de un medio poroso, tal como la roca de un yacimiento, impide el
uso de esta ecuacion para el célculo de la presion capilar. Por lo tanto, para
establecer la relacion entre la presion capilar y la saturacién de la fase mojante de
un medio poroso y la fase mojante de un liquido, se deben realizar experimentos

de laboratorio.

e Permeabilidad

La permeabilidad mide la capacidad del medio poroso para transmitir fluidos. Es

una caracteristica importante en el flujo de fluidos en un medio poroso como los
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hidrocarburos en yacimientos de petréleo y gas, y las aguas subterrdneas en los
acuiferos, ya que permite determinar la facilidad con la cual se mueve un

determinado fluido a través del medio poroso.

Esta puede ser descrita por la ley de Darcy la cual se puede escribir para flujo en

una dimensién como:

__kAadp
- u dx

............. Ecuacion 4

Donde k es la permeabilidad absoluta del medio (valor de permeabilidad cuando el
medio poroso esta completamente saturado por un liquido de una fase), A es el
area de seccion transversal, u es la viscosidad, y dP / dx es el gradiente de
presion. La ecuacion de Darcy se puede aplicar s6lo para caudales bajos donde el
flujo es laminar (nimero de Reynolds menos de uno) y los efectos inerciales son

insignificantes.

Para el flujo de fluidos a alta velocidad en medios porosos, como es el caso de los
yacimientos de gas natural, la ecuacién original de Darcy no puede ser aplicada
directamente. Para numeros de Reynolds superiores a 1 (flujo no Darcy) se

describe por la ecuacion de Forchheimer,

—— ==+ Bpv?............ Ecuacion 5

Donde v es la velocidad, p es la densidad del fluido y 8 es el factor de resistencia
a la inercia. El primer término en el lado derecho de la ecuacion representa el
componente viscoso del gradiente de presion o el componente de flujo de Darcy, y
el segundo término afiade el componente del gradiente de presion debido a las
fuerzas inerciales turbulentas producidas cuando los numeros de Reynolds estan

por encima de uno y es denominado el componente no Darcy.
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e Permeabilidad relativa

El término de permeabilidad relativa se aplica cuando dos o mas fases fluyen
simultaneamente a través de un medio poroso. Para el flujo de mdltiples fases
serd necesario conocer la permeabilidad de cada fluido en la presencia de otros

fluidos inmiscibles, o en otras palabras, la permeabilidad relativa de cada fluido.

El célculo de la tasa de flujo de cada fase individual se realiza mediante el uso de

la ley de Darcy, como se muestra en la ecuacion:

_ kk, ;A OP;
T ox

+p; gsina ............ Ecuacion 6
Donde i representa agua, aceite 0 gas; a es el angulo de inclinacion con la
horizontal, A es el area de la seccién transversal al flujo, u;,p;y P; son la

viscosidad, densidad y presion de la fase iy g es la gravedad.

La Figura 27 muestra las curvas de permeabilidad relativa de imbibicion y drenaje
para un sistema de dos fases. Las curvas de permeabilidad relativa de imbibicion
son usadas cuando una fase mojante desplaza la fase no mojante o la fase menos
mojante y las curvas de permeabilidad relativa de drenaje son usadas cuando la

fase no mojante desplaza la fase mojante en el medio poroso.

La presencia de dos fases inmiscibles; gas y liquido, resulta en una reduccion de
la saturacion de liquido y un decremento en la permeabilidad relativa al aceite. La
permeabilidad relativa puede reducirse en un orden de magnitud o mas a medida

la saturacién de gas aumenta.
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Figura 27. Curvas de permeabilidad relativa Drenaje e Imbibicion
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Fuente: Modificado de TORRES LOPEZ, David Enrique. Enhancing the Productivity of Volatile Oil

Reservoirs Using Fluorinated Chemical Treatments. The University of Texas at Austin. Agosto,

2011.

3.2.2 Operacionales Las causas operacionales dependen del manejo dado al
fluido dependiendo del tipo que este sea. La Figura 28 muestra la envolvente de
fases de los diferentes tipos de fluidos en los yacimientos de petréleo y sus puntos
criticos correspondientes (temperatura-presion critica). La temperatura del

yacimiento no cambia durante la produccion, pero la presion del yacimiento

disminuye debido a la remocion de hidrocarburos del yacimiento.
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Figura 28. Envolvente de fases de varios tipos de fluidos de yacimientos
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2011.

Cuando la presion del yacimiento disminuye por debajo de su punto de burbuja,

una fase gaseosa se forma como pequefias moléculas que se evaporan de la fase

liguida. Altas cantidades de gas se forman con pequefias caidas de presion que

causan alta contraccion del liguido inmediatamente por debajo del punto de

burbuja. Este gas puede ser rico 0 pobre si el yacimiento es de aceite volatil o de

aceite negro, respectivamente.

El manejo de las condiciones operacionales del pozo, influra de manera

sustancial, ya que determinara en qué parte del diagrama de fases se encuentra el
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fluido y por tanto, las fases que estan presentes a dichas condiciones en el

yacimiento.

3.3 ALTERNATIVAS PARA MITIGAR EL BLOQUEO POR GAS

Para restaurar las tasas de produccion de aceite después de una declinacion
debido al blogueo por gas, se han propuesto varios métodos. Una solucion es
cambiar el comportamiento de fases del fluido o reducir la caida de presion

manteniendo la presion por encima del punto de burbuja.

Otros métodos se han propuesto como la re-inyeccion de gas y la inyeccion de

solventes voléatiles.

La inyeccion de gas sobresaturado, la cual es ampliamente conocida, se ha
utilizado como método de recobro mejorado para yacimientos de aceite debido a
su eficiencia para la vaporizacion de los hidrocarburos, obteniendo resultados
satisfactorios.

Por otro lado, la inyeccion de solventes volatiles se ha usado para mitigar el dafio
provocado por el condensado o el bloqueo por agua en la entregabilidad del pozo.
Metanol ha sido el solvente volétil utilizado, el cual permite incrementar la
permeabilidad relativa del aceite y el gas por un periodo de tiempo finito. La
eficiencia de este tratamiento se debe a la remocion del condensado de los
espacios porosos por desplazamiento miscible. Por tanto, en la presencia de una
alta saturacion de agua, el tratamiento es mas efectivo ya que remueve el dafio

adicional causado por el bloqueo por agua.

3.3.1 Fracturamiento hidraulico Sanni and Gringarten modelaron un pozo de

aceite volatil produciendo a una presion de fondo fluyente por debajo de la presion
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de burbuja. Su simulacion unidimensional de un pozo en un yacimiento
composicional comprobd que con fracturas hidraulicas y pozos horizontales, se
puede reducir la deficiencia en la productividad debido al bloqueo por gas. Ellos
sugirieron que ambos deberian ser empleados in la vida temprana del pozo para
demorar el tiempo cuando la presion cae por debajo de la presion de burbuja y

mejorar el recobro final.

3.3.2 Agentes quimicos En yacimientos donde una capa de aceite delgada se
encuentra debajo de una capa de gas, la produccién de aceite puede ser mejorada
mediante la generacion de una barrera de espuma en la formacion. Esta barrera
puede aumentar sustancialmente las tasas de aceite reduciendo o retardando la

conificacion del gas.

Una espuma confinada dentro de la red de espacios porosos de la roca consiste
de una de una pelicula delgada de liquido que abarca y se extiende a través de los
poros, lo cual hace que la fase gaseosa sea discontinua. La espuma es generada
mediante el desplazamiento por gas de una solucion adecuada de agente

espumante.

Una espuma cuyo propésito es bloquear la entrada de gas dentro del pozo
productor deberia idealmente formarse in situ, donde sea que el avance del gas
pueda ocurrir, y permanecer estancada, manteniendo la reduccién de la movilidad

del gas lo més fuerte posible por el periodo més largo de tiempo.

e Agentes espumantes no acuosos

Hanssen, Haugum y Rogaland desarrollaron un método para reducir la produccién
excesiva de gas, usando soluciones de agentes espumantes no acuosos de baja
densidad como medio para formar una barrera geométrica favorable. Para ellos,

las claves de una aplicacién exitosa de las barreras de espuma eran obtener un
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mejor control de la ubicacién del material que formaba la barrera, y seleccionar

espumantes con una maxima capacidad de bloqueo.

El resumen del proceso se resume en la Figura 29. La aplicacion exitosa de éste
requiere usar un inyectante que sea movil, de menor densidad que la del aceite
durante la inyeccion y que sea capaz de generar y posteriormente mantener una

espuma que bloquee el paso del gas.

Figura 29. Diagrama conceptual del proceso de bloqueo mediante espuma
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Fuente: Modificado y tomado de HANSSEN, J.E; ROGALAND, U; HAUGUM, P. Glas blockage by

nonaqueous foams. SPE 21002. Anaheim, California, 1991
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Ciertos agentes espumantes acuosos propiedades sellantes cercanas a las
requeridas, pero para este sistema, debe agregarse suficiente gas a la solucion

del surfactante para satisfacer el requerimiento de la densidad.

En su estudio, Hanssen, Haugum y Rogaland, utilizaron espumantes de alcohol.
Pentanol y los alcoholes mas pesados son conocidos por crear espumas estables
con crudos pesados. Para yacimientos de aceite mediano y liviano, los candidatos
son butanol y alcoholes mas livianos. Tanto metanol como etanol tienen puntos de
flasheo por debajo de 40°C y presentan problemas de manejo y seguridad en la

mayoria de los casos.

Un aspecto importante en el manejo de esta clase de espumantes en contraste
con los espumantes acuosos, es la evaporacion del alcohol, ya que ésta puede
causar el rompimiento de las propiedades de bloqueo de la espuma, y por tanto

ser menos favorable.

e Agentes fluoronados

Este método se basa en la modificacion de la mojabilidad de la roca en la regién
cercana al pozo desde una mojabilidad fuertemente por agua o aceite hacia una
mojabilidad neutra. La alteracion de la mojabilidad hacia una mojabilidad
intermedia o neutra disminuye la presién capilar, la cual es la que sostiene las
fases mojantes (usualmente liquida) en el espacio poroso, y reduce la saturaciéon
total de liquido (aceite + agua) en la region cercana al pozo. Esta region tiene una

fuerte influencia en la productividad de pozos sin fracturar.

Noh y Firoozabadi estudiaron el efecto de la mojabilidad sobre el coeficiente de
flujo no-Darcy para un flujo de dos fases gas-liquido. Ellos concluyeron que otro
beneficio de la alteracion de la mojabilidad es la significativa reduccion en dicho

coeficiente para un flujo de dos fases.
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Los tratamientos quimicos fluoronados funcionan mediante surfactantes con un
grupo fluoronado, el cual provee repelencia tanto al agua como al aceite y un
grupo funcional (epoxy, silanol, alkoxy, etc), que se adhiere a la superficie de la
roca y provee una alteracion de la mojabilidad duradera. Esto es logrado debido a
la alta electronegatividad del flior, que permite a las superficies fluorinadas repeler

tanto el agua como el aceite.

Torres et al. desarrollaron una serie de pruebas para determinar la eficiencia de
este tipo de tratamiento. Los surfactantes candidatos fueron seleccionados
basados en su habilidad para proveer una buena repelencia al agua y el aceite. En
la estructura de la molécula, se busco dos caracteristicas: un grupo funcional para
proveer la interaccién adecuada con la superficie de la roca, es decir, para ser
fuertemente adsorbido, y una cola fluorinada con una buena repelencia al agua y
el aceite. Para cumplir con las regulaciones y satisfacer las problematicas

ambientales, se limito la eleccién de componentes biodegradables no-peligrosos.

Para medir la efectividad del tratamiento, se definio el factor de mejoramiento IF
(Improvement Factor) como la relacion entre la permeabilidad relativa al aceite
después del tratamiento y la permeabilidad relativa al aceite antes del tratamiento.

De los resultados obtenidos, finalmente se concluy6 que el tratamiento podria ser
usado como un tratamiento preventivo cuando un pozo es completado, fracturado
0 ya ha estado produciendo debajo del punto de burbuja. También se establecid
gue puede ser aplicado tanto en yacimientos de aceite de areniscas como en
calizas sobre un rango de temperaturas y salinidades. Ademas, la temperatura
parecié tener un efecto positivo para la polimerizacion del surfactante y la

adhesion a la superficie, ya que tuvo mejor alteracion de la mojabilidad.

3.3.3 SAG y Co-Inyeccidn La ubicacién de la espuma es la clave para el éxito de

un tratamiento. Una opcion disponible es la inyeccion alternada de surfactante y
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gas SAG (Surfactant Alternated Gas), la cual resulta en un bloque de espuma en

la regidn cercana a la cara del pozo.

Otra alternativa es la denominada como co-inyeccion del espumante y el gas, la
cual consiste en la formacion de la espuma en la superficie y su posterior

inyeccion dentro de la formacion.

Un factor a tener en cuenta es que las tasas de inyeccion deben ser tan altas
como sea posible para evitar el prematuro descenso por segregacion del agente
espumante y asegurar que el gas sea capaz de seguir y alcanzar el bache de
surfactante. Sin embargo, las tasas de bombeo o inyeccién deben ser controladas

de modo que la presion sea mas baja que la presion de fractura de la formacion.

Chukwueke; Bouts y Dijkum desarrollaron pruebas de tratamiento de bloqueo con
espuma en 8 pozos, los cuales fueron seleccionados bajo los criterios de bajo
BSW, reservas de crudo disponibles, naturaleza a la conificacion del gas y la

integridad mecénica del pozo.

Desde el punto de vista operacional, concluyeron que los tratamientos con
espuma para la interrupcion de la produccion excesiva de gas, son relativamente
faciles de llevar a cabo ya que no requieren equipamiento especial mas que
mezcladores, tanques de almacenamiento, bombas y unidades de nitrégeno. Sus
estudios también condujeron a que de manera general se determinara que los
yacimientos con altas permeabilidades requieren co-inyeccion del gas y el agente
espumante para mejorar la ubicacion del bloque de espuma en el yacimiento, en
contraste con los yacimientos menos permeables, cuya generacion in.situ de la

espuma mediante SAG es suficiente para lograr buenos resultados.

3.3.4 Solubilizaciéon del gas por incremento de la presién de fondo Como se

menciono anteriormente, una alternativa para contrarrestar el efecto del bloqueo
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por gas es cambiar el comportamiento de fases del fluido reduciendo la caida de
presion para mantener la presion de fondo del pozo por encima del punto de

burbuja.

En el siguiente capitulo se explicara la metodologia implementada para este fin.
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4. METODOLOGIA PROPUESTA PARA CONTRARRESTAR EL BLOQUEO
POR GAS EN LA CARA DE LA FORMACION

Para desarrollar una metodologia que permitiera contrarrestar los efectos del
bloqueo por gas en la cara de la formacion fue necesario establecer un modelo
tedrico y un modelo practico aplicados a un pozo piloto para luego comparar los
resultados obtenidos. El presente capitulo describe las caracteristicas del pozo
piloto, cuales fueron las simulaciones realizadas y el procedimiento que se llevé a

cabo para realizar el ajuste de la presion de anular.

4.1 COMPORTAMIENTO HISTORICO Y ANALISIS DE VARIABLES DE
PRODUCCION DEL POZO PILOTO

El pozo piloto CIRA-M se encuentra ubicado en el area de CIRA ESTE, abierto en
las unidades de C4-Cb y D1 con una profundidad total de 4.578 pies. El pozo se
perfor6 en diciembre de 2013 y fue completado con bombeo Electrosumergible
como sistema de levantamiento artificial. En la tabla 3 se describe el estado

mecanico del pozo.

El fluido del pozo es aceite negro, cuenta con andlisis de laboratorio PVT el cual
arrojo una presion de yacimiento de 1.670 psi y una presion de burbuja de 1.516
psi. Este ultimo valor es considerablemente alto en contraste al promedio del
campo y es debido a que las unidades D son arenas nuevas que no se habian

explotado.

Utilizando los datos PVT y mediante el uso de la herramienta software Hysys se

obtuvo el diagrama de fases del fluido del pozo (Figura 30), en el que se puede
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observar que las condiciones iniciales de presion y temperatura del yacimiento
estan muy cerca de la envolvente, es decir, con una pequefia caida de presion
habra liberacion de gas en el reservorio.

Figura 30. Diagrama de Fases del fluido del Pozo CIRA-M
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4.1.1 Histérico de produccion El pozo CIRA-M fue puesto en produccion en
febrero de 2014 y en marzo de ese mismo afio se tomo la primera prueba de
produccién que dio como resultado 200 BFPD con un corte de agua del 1% ya que
estas arenas aun no cuentan con soporte de inyeccion de agua. Esta produccion

se mantuvo durante los primeros 6 meses en donde el pozo era operado a una
frecuencia de 52 Hz en promedio.
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Tabla 3. Estado Mecénico del Pozo CIRA-M

PERFORADOS

TOPE (ft) BASE (ft)
4090 4106
4125 4137
4368 4374

DENS. DISPARO (tiro/ft)

6
6
6

REVESTIMENTO DE SUPERFICIE
COMPONENTE  JUNTAS TOPE (ft) BASE (ft) OD (in)

Pup Joint
Revestimento
Zapato Flotador

1
8
1

16
22,6
355,0

22,6 9,625
355,0 9,625
356,5 9,625

REVESTIMIENTO DE PRODUCCION:
COMPONENTE JUNTAS TOPE (ft) BASE (ft) OD (in)

Pup Joint

Pup Joint
Revestimento
Revestimento
Flag Joint
Revestimento
Collar Flotador
Zapato Flotador

COMPONENTE
Colgador De Tuberia
Crossover
Tuberia De Produccion
Pup Joint
Tuberia De Produccion
Niplesilla
Descarga De La Bomba
Bomba Productora
Bomba Productora
Separador De Gas
Sello Superior
Sello Inferior
Motor
Sensor

1
1
84
3
1
32
1
1

16,0

24,7

43,6
3233,3
3345,6
3366,7
4577,6
4578,6

24,7 7,000

43,6 7,000
3233,3 7,000
3345,6 7,000
3366,7 7,000
4577,6 7,000
4578,6 7,000
4580,1 7,000

SARTA DE PRODUCCION

JUNTAS TOPE (ft)

1
1
1
2

129

R R R R R R R

1

16,0
17,0
17,2
48,4
61,0

4001,9

4003,0

4003,5

4015,0

4038,6

4043,1

4049,4

4055,7

4065,4

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia
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17,0
17,2
48,4
61,0

4001,9

4003,0

4003,5

4015,0

4038,6

4043,1

4049,4

4055,7

4065,4

4069,5

3,375
3,375
3,375

7,000
3,500
2,875
2,875
2,875
2,875
4,000
4,000
4,000
4,000
4,000
4,000
4,500
4,000

TAMANO (in)

ID (in)
8, 921
8, 922
8, 923

ID (in)
6,366
6,366
6,366
6,276
6,276
6,276
6,276
6,276

BASE (ft) OD (in) ID (in)

2,992
2,441
2,441
2,441
2,441
2,310
2,441



Luego de un aumento significativo en la frecuencia de la bomba se alcanzé un
pico maximo de produccion de 430 BFPD en el mes de septiembre del 2014 y de
400 BFPD en octubre, conservando un corte de agua no superior al 2%. En el mes
de noviembre el pozo presentd una caida de produccion de 320 BFPD con
respecto a la Ultima medicion y desde entonces tuvo una produccién promedio de
80 BFPD.

Figura 31. Historico de produccion del pozo CIRA-M
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4.1.2 Analisis de variables de produccion Los datos presentados en la Figura
32 corresponden a datos registrados por el software de monitoreo y control
LOWIS. Estos datos fueron tomados en tiempo real por medio del variador de

frecuenciay sensores de presion ubicados en cabeza y fondo del pozo.

En la grafica se puede observar que inicialmente el pozo tenia una presion de

anular (CHP) de aproximadamente 200 psi cuando la produccion era estable y los

79



valores de presion a la entrada de la bomba (PIP) eran altos aunque variables, ya
que se evidencian variaciones de frecuencia que afectaban la sumergencia del
pozo. Posteriormente se presenté una caida de la CHP que coincide con una
disminucién en la produccion (figura 31), pero se mantenian altos valores de PIP y

por consiguiente de presion de fondo fluyente.

Luego obedeciendo a un aumento de frecuencia, la cual alcanzé un valor de 58 Hz
se obtuvo la maxima produccion del pozo y la sumergencia disminuyé
considerablemente como se observa en los valores de PIP, por lo que la presion
de fondo fluyente dependia practicamente de la CHP.

A comienzos del mes de noviembre se presentd un descenso considerable en el
valor de CHP ya que el pozo fue conectado a la linea de recoleccion de gas de
anulares, como hubo una disminucion en la frecuencia de operacion de la bomba
el valor de PIP se mantuvo estable, pero luego a mediados de noviembre
nuevamente se lleva la frecuencia a 58 Hz lo que implic6 que el pozo se quedara
sin sumergencia, es decir, la presién de fondo fluyente alcanzo el valor mas bajo
registrado, lo que causé una gran liberacion de gas en la cara de la formacion y
dio lugar al problema denominado “bloqueo por gas”. Fue en este punto en donde
la produccion del pozo cayé drasticamente y desde entonces a pesar de que se

disminuyo la frecuencia de la bomba no se pudo recuperar.

Los datos de PIP se registraron hasta el mes de enero del 2015 debido a que el
sensor de fondo que se instala con la bomba Electrosumergible se dafié y no es
viable econdmicamente hacer una intervencién para cambiarlo ya que implica

tener que sacar toda la sarta de tuberia del pozo.

80



Figura 32. Grafica del comportamiento de las variables CHP, PIP y frecuencia
de la bomba del pozo CIRA-M
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Fuente: Occidental de Colombia
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4.2 PROCEDIMIENTO PROPUESTO PARA CONTRARRESTAR EL BLOQUEO
POR GAS

Luego de analizar las variables de produccion se decidié que la mejor forma de
evitar el bloqueo por gas es controlando la presién de anular (CHP) mediante la
instalacién de una valvula choque que permita restringir el flujo de gas a través de
la linea de recoleccidén de gas de anulares para asi encontrar el valor 6ptimo que

permita tener la menor liberacion de gas posible y la mayor produccion.

Pero antes de ajustar la CHP es necesario “desbloquear el pozo”, es decir, tratar
de solubilizar el gas que se encuentra en la cara de la formacién para mejorar la
permeabilidad relativa del aceite y tener una mayor produccién. En resumen, lo
gue se busca es tratar de llevar al pozo a las condiciones iniciales y mediante el
ajuste de la CHP evitar que se bloquee nuevamente.

A continuacioén se describe el procedimiento propuesto luego de instalar la valvula

choque:

1. Apagar el equipo de fondo desde el variador de frecuencia.

2. Reducir la presion de anular hasta el valor minimo posible liberando el gas que
se encuentra almacenado en el espacio anular.

3. Inyectar agua al anular, previamente se deben realizar los calculos
volumétricos teniendo en cuenta la presion que se quiere alcanzar en el fondo
del pozo.

4. Dejar apagado aproximadamente 8 horas (Lo ideal es dejar el equipo apagado
el tiempo que sea posible) para que el nivel de fluido se estabilice.

5. Arrancar a frecuencia minima (aproximadamente 40 Hz para BES)

Mantener la valvula choque cerrada para asegurar que la presion de anular
aumenta.

7. Tomar un nivel mediante un dispositivo sonolog para determinar la cantidad de

agua que hay en el anular y cuanto se “tomd” la formacion.
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8. Realizar aumentos de frecuencia leves (1 Hz) hasta que la presién en cabeza
sea suficiente para que el fluido entre al maltiple de produccién o Manifold.

9. Observar el comportamiento de la presion de anular y abrir un poco la valvula
si la presion esta por encima de 200 psi pero controlando que la presion
estabilice y no llegue a valores muy bajos.

10. Tomar niveles minimo 2 veces por dia (mafiana y tarde) para calcular el valor
de Pus.

11.Realizar mediciones de caudal conjuntamente con las variaciones de
frecuencia y CHP.

12.Dependiendo del comportamiento del pozo y los datos historicos establecer un
rango de CHP y un valor de P,s adecuado donde se obtenga la mayor

produccion y se evite el bloqueo por gas.

4.3 IMPLEMENTACION EN EL POZO PILOTO

Habiendo establecido el procedimiento para contrarrestar los efectos del bloqueo
por gas en la cara de la formacién, se hicieron los preparativos necesarios para
implementarlo en el pozo piloto CIRA-M. A continuacion se explicara como fue el

desarrollo del procedimiento y qué dificultades se presentaron.

4.3.1 Instalacion de la valvula choque para el ajuste de la presion de anular
Para poder realizar el ajuste de la presion de anular fue necesario hacer una
modificacion en la red de recoleccion de gas de anulares del pozo, ya que ésta
solo contaba con un mandémetro y una valvula de bola para cerrar o abrir el paso
del gas a través de la linea (Figura 33). El arreglo que se implementé ademas de
tener la valvula choque cuenta con dos mandmetros analogos ubicados antes y
después de dicha véalvula y una valvula de bola para cerrar el paso del gas (Figura
34).
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Figura 33. Red de coleccion de gas de anulares del pozo CIRA-M antes
ser modificada

Direccién del flujo de gas de anular

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

Figura 34. Red de recoleccién de gas de anulares del pozo CIRA-M luego

de la instalacién de la valvula choque

Direccidn del flujo de gas de anular Valvula choque
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4.3.2 Desarrollo del procedimiento El objetivo del procedimiento propuesto es
lograr solubilizar el gas que se encuentra bloqueando la cara de la formacion. La
hipotesis es que este problema se da debido a que el fluido del pozo tiene una
presion de burbuja bastante alta y con pequefias caidas de presion hay liberacion
de gas, lo que implica que para tratar de contrarrestar el efecto negativo del
blogueo es necesario que la presion en el fondo del pozo sea mayor a la presion
de burbuja y de esta manera el gas que se encuentra en la cara de la formacién

pase a estado liquido.

Para aumentar la presiéon en el fondo del pozo se inyectd agua en el anular luego
de determinar mediante célculos volumétricos cual era el volumen necesario para
alcanzar una presiéon mayor a la presion de burbuja en el punto medio de los
perforados y cudl era el volumen necesario para llenar completamente el anular.
Todos estos calculos se realizaron teniendo en cuenta los datos reales de
profundidades tomados del estado mecanico del pozo, de igual forma se pasaron
los valores de profundidad medida a profundidad vertical verdadera con los datos

del registro survey ya que es un pozo desviado.

A continuacién se muestran los datos utilizados y los calculos realizados.
e Intake: 4,043 ft MD; 3,961 ft TVD

e Punto medio de perforados: 4,232 ft MD; 4,181 ft TVD

e Diametro interno del revestimiento, IDcsg: 6.366”

e Diametro externo de la tuberia, ODgg: 2.875”

e Presion de burbuja, P, = 1,516 psi

e Presion hidrostatica, P, = 0.052*p*h

Donde p es la densidad en libras por galén y h la altura de la columna de fluido.

Para alcanzar una presion de 1700 psi en punto medio de perforados:
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1700

=———=3,920ft ..o Ecuacion 7
0.052%8.34

_ 6.3662—2.8752
- 1,029

Vol x(3,920) =123 bls ...... Ecuacion 8

Para llenar completamente el anular:

_ 6.3662—2.8752

Vol x(4,181) = 131 bls ..... Ecuacion 9
1,029

Antes de inyectar el agua en el espacio anular, el equipo se apag6 desde el
variador de frecuencia y se descargo el gas que se encontraba almacenado en el

anular para reducir la presion.

Para llevar el agua hasta el pozo se utilizaron dos camiones con capacidad de 120
barriles cada uno, equipados con una bomba triplex para inyectar el agua dentro
del anular, de igual forma cuentan con una manguera para conectarse a las
facilidades de la linea de recoleccion de gas (figura 35), el tiempo promedio que
demora en bombear los 120 barriles es de aproximadamente una hora y treinta

minutos.

Luego de inyectar los primeros 120 barriles se tomé un nivel mediante un equipo
Echometer para determinar si era necesario utilizar el otro camion, el valor de
sumergencia obtenido fue de 1.850 pies ya que la formacion tomé gran parte del
agua inyectada por lo que se decidid inyectar los otros 120 barriles para que la

columna de agua fuera la calculada anteriormente.
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Figura 35. Conexion del camion de agua a la linea de anular del Pozo CIRA-M

-

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

Después de finalizada la inyeccion de agua se dejé apagado el equipo durante
ocho horas y antes de encenderlo se tom6 nuevamente un nivel que dio como
resultado 800 pies de sumergencia. El pozo se arrancé a 40 Hz, pero esta
frecuencia no era suficiente para colocar fluido en cabeza por lo que se fue
aumentando poco a poco hasta llegar a 47 Hz, frecuencia a la cual se evidencio
fluido en el toma muestras. La presién en la tuberia de produccién (THP) era de
150 psi aproximadamente mientras que la presién en el multiple o manifold de
recoleccion era de 220 psi, lo que indicaba que el fluido no estaba entrando a esta
facilidad por lo que se decidio llevar la frecuencia hasta 50 Hz, en donde la THP
alcanzoé un valor de 225 psi. La valvula choque se mantuvo cerrada al inicio para
qgue la presion en el anular aumentara, luego se regul6 para mantenerla en un

rango entre 150 y 200 psi.
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Para el calculo de la P, se tomaron minimo dos niveles diarios (Figura 36) y luego
de esto se hacian los célculos correspondientes de presion hidrostatica. Antes de
realizar la medicion del caudal producido por el pozo luego del procedimiento, era
necesario esperar que se terminara de producir el agua que se habia inyectado

para tener el dato real de produccion.

Figura 36. Toma de Registro Sonolog
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Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

4.3.3 Medicion Para realizar la medicion del caudal producido se utilizé6 un
medidor multifasico (Figura 37) que utiliza una combinacion de medicion de
diferencial de presibn en un venturi, medicibn de impedancia
(capacitancia/conductividad de la mezcla de crudo/agua) y la medicion de
velocidad del flujo por medio de la técnica de correlacion cruzada.
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Este medidor se transporté hasta el multiple de produccién en donde haciendo uso
de las valvulas para el control de flujo se direcciono el fluido del pozo por la linea
de medida a la cual se conecta la manguera del medidor (figura 38). El fluido pasa
por el medidor el cual esta equipado con un computador que muestra en tiempo
real los datos de caudal de las tres fases y luego regresa al multiple de produccion
por medio de otra manguera que va conectada a la linea principal que dirige el

fluido hasta la estacion correspondiente.

Figura 37. Medidor Multifasico tipo Venturi

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia
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Figura 38. Conexion del medidor multifasico al multiple de produccion
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Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

La liquidacion de la produccion se realiz6 luego de 24 horas de medicion para
mayor exactitud en el dato arrojado.
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5. VALIDACION DE LA PRESION DE ANULAR OPTIMA MEDIANTE EL
SOFTWARE PIPESIM

5.1 RECOLECCION DE INFORMACION

Con el objetivo de desarrollar un modelo de simulacién representativo del pozo

CIRA-M, se debe recolectar, filtrar y seleccionar la siguiente informacion:

Estado mecanico

Pruebas de Well Testing o pruebas de produccion
Reportes de produccion

Reporte SONOLOG

Parametros de operacion diaria del pozo

PVT de fluidos

5.2 DETERMINACION DE LA PRESION DE FONDO Y PRESION DE ENTRADA
A LA BOMBA

Mediante el software AWP2000, se calcularon las condiciones de fondo de pozo y

entrada a la bomba, a partir de la informacién recolectada por la empresa

operadora.

N o o~ wDbd e

Informacién béasica de la empresa operadora
Propiedades del fluido de produccion
Temperaturas en fondo y superficie

Estado mecanico del pozo

Trayectoria del pozo

Completamiento del pozo

Data de produccion
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8. Condiciones de Yacimiento
9. Sonolog

10.Presiones de anular

Se debe asistir a los reportes mensuales de produccion y seleccionar la fecha de
analisis, para el caso del ejemplo fue el dia 25 de mayo del 2015.

Del reporte de pruebas de produccién se utiliza la informacion referente a
caudales de aceite y agua producida, BSW, GOR, presion y temperatura en
cabeza de pozo (Figura 39). En cuanto al método de calculo de la productividad
del pozo se utiliza el método de Vogel, ya que es el modelo ideal para representar

un yacimiento de un aceite negro cercano a su presion de burbuja.

Figura 39. Reporte de pruebas de produccion

. DURACION | BSW | Conductividad Q BSW NSV Press TEMP Qg
MEDIDOR | Pozo | ALS Inicio [Hrs] [%] [s/m] [BPD] [%] [BAPD] [Psig] r°c1 | mpesog GOR GVF
0.8E M ESP | mar26 16:00 12,00 0,10 1,00 26,27 84,20 4,15 221,62 90,11 0,011 2,65 0,50
0.8E M ESP |mar27 11:50| 12,00 |1,50 1,00 40,76 1,09 40,31 220,40 97,34 0 0,20
0.8E M ESP |mar27 23:50| 12,00 |1,50 1,00 33,34 0,00 33,34 221,43 88,76 | 0,0006 0,02 0,00
0.8E M ESP abr5 1:20 14,00 |0,60 15,00 99,97 0,00 99,97 221,85 88,87 | 0,0079 0,08 0,10
0.8K M ESP | abr2312:35 6,00 1,10 20,00 118,90 2,51 116,00 219,82 | 102,41 | 96,47 831,64 90,00
0.8K M ESP | abr24 1:40 12,00 |1,10 20,00 121,40 2,73 118,00 218,90 89,7 73,07 619,24 86,80
0.8F M ESP |may25 12:40 8,00 2,40 16,00 92,67 1,07 91,68 224,07 93,2 19,42 211,82 8,70
0.8F M ESP | may26 4:35 4,50 3,62 16,00 105,10 4,13 100,70 224,07 92,65 22,23 220,75 16,10

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

Del reporte de pruebas de niveles SONOLOG se utiliza la informacion referente a
presiones en tuberia y anular, configuracién del estado mecénico e informacion de
registro acustico, tales como, nivel de liquido, tiempo de cambio de presion,

caudal de gas producido y PIP (Figura 40).
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Figura 40. Reporte de pruebas de niveles SONOLOG.

INFORMACION GENERAL PRESIONES INFORMACION REGISTRO ACUSTICO
VELOCI
FLAP_L FLUJO
= EFECT TIEMPO FLAP | DAD INTAKE | FORMA DIAM, | DIAM,
POZO | FECHA AREA |ALS (:Hs:) (CP::) 1::: FAP (ft) | % LIQ, | LIQUID N(l;’.rE)" NIVEL (D:S((;:AFi TOTAL | ACUSTI “P,Is':) BOMBA | CION ";‘::)E B(‘;f)ﬁ TUBING | CASING
it LEVEL (Seg) S (FT) CA (Ft) (Ft) (In) (In)
() ) (Ft/S)
2788 | 18/09/2015 |CIRA ESTE|ESP| 200 | 1554 | 215 215 44 3828 |3555,79| 5,801 43 487 1226 255 | 4043,0 | 4232,0 | 4090,0 | 4374,0 | 2,875 | 7,00
2788 | 16/09/2015 |CIRA ESTE|ESP | 200 77,7 81 3608 |3507,45| 5,891 9 536 1191 255 | 4043,0 | 4232,0 | 4090,0 | 4374,0 | 2,875 | 7,00
2788 | 15/09/2015 |CIRA ESTE|ESP| 0 17,3 100 2258 |2257,61| 3,758 0 1785 | 1201 698 | 4043,1 | 4232,0 | 4090,0 | 4374,0 | 2,875 | 7,00
2788 | 11/09/2015 |CIRA ESTE|ESP | 200 91,4 47 3516 |2913,01| 4,679 42 1130 | 1245 300 | 4043,1 | 4232,0 | 4090,0 | 4374,0 | 2,875 | 7,00
2788 | 20/07/2015 |CIRA ESTE|ESP| 215 | 401,9 13 13 70 4030 [4024,85( 6,835 21 18 1178 456 | 4043,0 | 4232,0 | 4090,0 | 4374,0 | 2,875 | 7,00
2788 | 17/07/2015 |CIRA ESTE|ESP| 215 | 220,8 | 710 710 83 3333 |3192,57| 5,172 8 850 1235 513 | 4043,0 | 4232,0 | 4090,0 | 4374,0 | 2,875 | 7,00

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

Del reporte final de propiedades PVT, se utiliza la informacion referente a
gravedad especifica del aceite y del gas (Figura 41).
Figura 41. Reporte Final de propiedades PVT. Fluido del pozo CIRA-M
Calculated Whole Gas Properties
Gas Gravity 0.8455 (Air=1 @ 14.73 psia & 60°F)
Whole Sample Mole Weight 24.36 g mol’
Ideal Gas Density 1.0280 kg m* @ 14.65psia, 60°F
ldeal Gross Calorific Value 1400.3 BTU.f-3 @ 14.65psia, 60°F
Ideal Net Calorific Value 1274.7 BTU.f-3 @ 14.65psia, 60°F
Pseudo Critical Press. 655.2 psia
Pseudo Critical Temp. 430.6 Rankine
Gas Compressibility Factor, Z 0.9951 @ 14.65 psia & 60°F
GPM (C2+) 8.39
GPM (C3+) 5.04
Gas-Oil Gas-Oil Qil Formation  Separation Gas Gravity
Pressure Temperature Ratio Ratio Density Volume Volume  of flashed gas
(psig) (°F) Rsfb (g cm-3) Factor Factor  (Air=1.000)
(1) 2 Bofb (3) (4)
1516 119 - 344 0.8063 1.179 Saturation Pressure
150 a5 260 272 0.8591 1.049 0.738*
25 95 41 42 0.8669 1.030 0.914°
0 95 29 30 0.8698 1.016 1.499°
(APl = 28.59
Total Rsfb = 344

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia
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Por medio del estado mecanico, se utiliza la informacién referente a los intervalos

productores y se toma el punto medio de profundidad del intervalo cafioneado.

Como resultado el software determina las condiciones de presion de entrada a la

bomba, las cuales deben ser las mismas registradas en el reporte SONOLOG.

Adicionalmente, se encuentra la presion de fondo fluyendo y flujo de gas por el

anular (Figura 42).

Figura 42. Determinacion de BHP y PIP
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Fuente: Tomado de Software AWP2000

5.2.1 Ajuste y validacion del modelo Con el fin de obtener valores confiables en

la simulacidon, se realiz6 una comparacion con los valores obtenidos en los
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reportes para los meses de Febrero, Marzo, Abril y Mayo, obteniendo el siguiente

comportamiento:

Tabla 4. Comparacion de BHP y PIP calculada vs simulada

(PIP (PIP (BHP (BHP

D€ Qo) (THP)  (CHP) " SoNOLOG)  Simulated) SONOLOG)  Simulated)
MM-DD-  (STB/D) (psia) (psia) (psia) (psia) (psia) (psia)
YY

01-26- 687 165 54 73 76,9 86 109
2015
02-17- 698 188 149 199 207 282 282
2015
03-21- 403 220 92 170 170 204 212
2015
04-24- 118 210 51 132 132 No hay Reg 206
2015
05-25- 91,7 = 240 48 125 125 No hay Reg 199
2015
05-26-  100,7 240 48,1 202 199 No hay Reg 280
2015

Nota: PIP: Pump Intake Pressure

Figura 43. Comparacién de BHP y PIP calculada vs simulada

Comparacion Real vs Simulador

B PIP Reporte  HPIP Simulada BHP Reporte M BHP Simulada
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Con base en esto, se puede evidenciar que los parametros calculados se ajustan
al comportamiento real del pozo e independientemente de no contar con la
informacion referente a la presion de fondo fluyendo (BHP) para fechas
posteriores al mes de Abril debido a que se dafi6 el sensor de fondo, se puede
utilizar el software para calcularla y de ese modo obtener un valor de entrada para
la segunda etapa de simulacién.

5.2.2 Calculo de las condiciones de fondo Después de corroborar y ajustar el
modelo, se llevd a cabo el célculo de la presion de fondo fluyendo, presién de
entrada a la bomba y produccion de gas de anular para todos los dias del mes de
Junio, para esto se utilizaron los datos obtenidos de registros acusticos luego de
implementar el procedimiento en el pozo. Se pudo observar que después de
realizada la operacién de llenado del espacio anular, se estabiliz6 la presién de
anular (CHP) mejorando el balance de presiones a través del sistema de

produccion y por ende la productividad del pozo (Tabla 6).

Después de analizar cada una de las variables de produccién, se encontré que
para los dias entre el 8 de Junio y el 21 de Junio, el pozo presentaba un
comportamiento estable. Por medio de esto, se puede asumir un comportamiento

promedio del pozo durante todo el mes. (Tabla 5).

Tabla 5. Condiciones promedio del pozo durante el mes de Junio

PIP
Date (Qo) (Qw) (Qg) (THP) (CHP) SONOLOG
MM-DD-YY  (STB/D) (STB/D) (MSCF/D) (psia) (psia) (psia)
June 150 3 10,75 2275 200 4811
Date PIP BHP BHP Annular  Liquid Liquid Above Pump
Simulated Sonolog Simulated Gas Flow Level the Pump Frequency
MM-DD-YY (psia) (psia) (psia)  (MSCF/D) (t) (ft) (Hz)
June 4814 - 565,7 1 3355 687 51
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5.2.3 Sensibilizacién de la presiéon de anular Teniendo las condiciones
estabilizados del pozo CIRA-M durante el mes de Junio, se procede a sensibilizar
la presion de anular (CHP), con el fin de estudiar el impacto sobre las condiciones
de fondo, siendo esto un parametro determinante al momento de desarrollar el

andlisis nodal en el sistema de produccion.

Una de las consideraciones durante la sensibilizacion, es de asumir un
comportamiento constate del nivel de liquido sobre la bomba en el espacio anular,
ya que este es una variable de entrada al software y no se puede analizar su

variacion con respecto a cambios en superficie.

Finalmente, las condiciones de entrada para llevar a cabo la segunda etapa del

modelamiento del pozo se muestran en la tabla 7.

5.3 DETERMINACION DE LA PRESION DE CABEZA (THP)

Una de las condiciones mas importante que debemos tener en cuenta a la hora de
seleccionar el rango de presiéon de anular éptima (CHP), es la presién de cabeza
de pozo (THP). Para determinarla, fue necesario realizar un modelo de pozo en el
software PIPESIM y posteriormente generar el andlisis nodal. La informacion
necesaria para llevar a cabo este modelo, fue la misma utilizada en el software
AWP 2000.
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Tabla 6. Determinacién de PIP & BHP después del Procedimiento (Junio)

15 999 gilg 0 1755 - 69¥ Ly zitk | Ovl 8 £ 05 | GLOZ/90/L0
15 98/ 15T ! 185 = Szar €87 €91 ST 8 £ 05 | SL0Z/90Z0
15 769 LSEE ! L1'595 - 6'6i7 0gv Ti6L | ST 6 £ 05 | SLOZ/A0IE0
15 L0Z zres ! 7085 = £967 96+ TR0z | 0T 8 £ 05 | SL0Z/90v0
15 804 GeLe ! '16S - v'L05 105 LA T4 8 ¢ 05k | GLOZ/0IS0
15 /9 LIEE ! 785 = £'867 86 Lo | 8t 0l £ 05 | SL0Z/90/90
15 (471 LOEE ! 085 - 9567 967 I't6l | 0T I £ 05 | SL0Z/90/L0
15 979 S1vE ! 8'255 = 9697 197 Ve | 0Tt 4! £ 05 | SL0Z/90/80
15 0zl £75e ! 6'195 - 9'ear ey 7061 | 02T 6 ¢ 05k | GLOZ/0/60
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Tabla 7. Sensibilizacion de la presion de anular (CHP)

Liquid

Annular Above the Pump
Simulated | Simulated | Gas Flow PUmp Frequency
(psia) (psia) (psia) (MSCF/D) (ft) (ft) (Hz2)
100 351 430 5 3355 687 51
120 373 450 5 3355 687 51
130 387 466 4 3355 687 51
140 408 490 3 3355 687 51
150 420 501 2 3355 687 51
170 441 523 3 3355 687 51
190 471 556 1 3355 687 51
200 483 568 1 3355 687 51
210 492 576 1 3355 687 51
220 503 586 1 3355 687 51
230 514 598 1 3355 687 51

5.3.1 Construccién del modelo Para desarrollar exitosamente la segunda fase
del proyecto de optimizacién, se construyé un modelo Single Branch del pozo
CIRA-M (Figura 44), esto facilita el analisis de cada uno de los componentes del
sistema de produccion, de tal manera que es posible proponer cambios,
estrategias y recomendaciones para mejorar la recuperacion de los fluidos del

yacimiento.
5.3.2 Ajuste de las propiedades PVT El primer paso para desarrollar el modelo

Single Branch, es ajustar el PVT del fluido. Para ello se solicita el reporte final de
PVT del pozo y se busca la informacién requerida por el software (Figura 45).
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Figura 44. Modelo Single Branch — Pozo CIRA-M
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Fuente: Tomado de Software Pipesim

Figura 45. Ajuste de las propiedades PVT
rDEFAULT- Black Oil Properties P M

Black Oil Properties I Viscosity Data Advanced Calibration Data |Contaminant5 I Themal Data I
" NO Calibration " Single Point Calibration ' Mutti Point Calibration

m Temperature |119 IF vl
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1147 0 9,646 BELOW
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2) Tables of fluid properties must be entered for a single temperaturs
3) Forfluid properties where no data is entered the fluid’s behaviour will rely solely on the selected comelation

Plot Calibration Data Flot PVT Data (Laboratory Flot PVT Data
I™ Generate Tables Points Only Conditions GOR = GSAT)... | (Reservoir Conditions)...
Aceptar Cancelar | Fyuda I

Fuente: Tomado de Software Pipesim
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5.3.3 Seleccion del modelo IPR Las condiciones de yacimiento se pueden
obtener también en el reporte final del PVT del fluido. Por otra parte, el método de
calculo de la productividad del pozo utilizado es el modelo de Vogel, ya que es
ideal para representar un yacimiento de un aceite negro cercano a su presion de
burbuja.

Figura 46. Seleccion del modelo IPR

Wertical Completion - VertWell_1 | S |

Froperties ] Fluid Model ] General ]
Reservair Data IPR Madel
Static Pressure |1 700 |psia ﬂ Modsl Type |‘u‘0ge|'s Equation ﬂ

Temperature |12I]I |F ﬂ ™ Fow Cortrol Valve
Abs. Open Flow Potential  |181.03347 |STBA -

Calculate Absolute Open Hole Potential

Vogel Coefficient 0.2

Q 153 STBA hd

Pt 565.1 psia -

Pws 1700 psia hd
Calculate ACFP

Aceptar Cancelar HAyuda

Fuente: Tomado de Software Pipesim

5.3.4 Estado mecanico Para la construccion del estado mecanico en el software,
es necesario contar con el reporte direccional que especifica detalladamente la
trayectoria del pozo. Adicionalmente, se debe contar con el reporte del estado
mecanico detallado con todas las caracteristicas de la tuberia de revestimiento y
produccion.
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Figura 47. Estado mecanico pozo CIRA-M

Company: OXY ANDINA Project: LA CIRA Schematc (1282014)
“ axy Well: CIRA2788 .
g, Site: IRA T ell: CIRA278
CPETROL LA CIRA-INFANTAS W’ e
Event: DEV COMPLETION Deviated Injector
Una oportunidad para crecer Start Date: 1/17/2014 End Date: 1/28/2014
PERFORATIONS
Stad Date: 1192074 0930  Contracior. HALLIBURTON LATIN AMERICA SA LLC
Method Conveyed TCP
Date op MO ()| Botiom MO (%) |  Shot density (shott) Gun Type Gun Sizein) Change Desc interval T
1202014 0000 | 40900 4,106.0 600 TUBING CONVEYED 338 HMX MILLENIUM PERFORATED
17202014 00:00 41250 4,137.0 600 TUBING CONVEYED s HAMOXCMILLENIUM PERFORATED
112272014 0000 43680 43740 600 TUBING CONVEYED s HAVOMSLLENIUM PERFORATED
CASNGS
SURFACE CASING
Component Name Top MO (1) | Bwm MD (%) Jis | ODjn) | Weight ippf) | Grade | Connection |Nominal ID () | Dat iD fa)
PUP JOINT 16.0 28 1| 9625|300 K458 8521 8768
CASING JOINT(S) 26 3550 8| 9625|3600 K45 852 8768
FLOAT SHOE 50 365 1 9625 | .00 K55 892! 8765
PRODUCTIONCASING
Compaonent Name Tp MO (M) | BmMO() Jts | ODgn) | Weight ippl) | Grade | Connection | Nominal 10 in) | Daf 1D fn)
PUP JOINT 1690 247 1 7000 | 23.00 NSO 6.366 6.25%
JOINT 247 436 1| 7000|2300 N0 0.566 629
CASING JOINTIS) 436 32333 S| 7000|2300 NSO 6.366 6250
CASING JOINTIS) 32333 33456 3| 7000|2600 N80 6 6.151
3 33667 1| 7002600 NSO 6276 6151
CASING JOINT(S) 33667 45776 32| 7000|2600 N&o 6.276 6151
FLOAT COLLAR 45716 45786 1 7000 | 26.00 N8O 6276 6151
FLOAT SHOE 45786 45801 1 7.000 | 26.00 NSO 6276 6.151
WELLBORE EQUIPMENT
ESP ASSEMBLY
Camponent Name Jowmts | Tep MO (1) | Bam MO () | Nominat OD g} | Nominal 1D (n) | Grade Connection | weight (pph)| Condition|
TUBING HANGER 1 160 170 7000 2902 EVE NEW
1 170 172 3500 2441 EVE NEW
TUBING JOINTES) 1 172 484 2875 2441 | N8O Extomal-Ups 650 NEW
PUP JOINT 2 484 610 2875 2441 | NSO ExtemaiUps 650 NEW
TUBING JOINT(S) 129 §1.0 4,0019 2875 2441 | N8O Extemai-Ups 650 NEW
SEATING NIPPLE 1 40019 40030 2875 2310 N
ESP DISCHARGE 1 4,0030 40035 4,000 2441 EUE NEW
ESP PUMP 1 40035 40150 4.000 NEW
ESP PUMP 1 40150 40386 4.000 NEW
ESP GAS SEPARATOR 1 40386 40431 4.000 Ni
ESP SEAL SECTION 1 40431 40494 4.000 NEW
ESP SEAL SECTION 1 40494 40857 4,000 NEW
ESPMOTOR 1 4,058.7 40654 4500 NEW
ESP SENSOR 1 40654 40895 4000 NEW

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

5.3.5 Sistema de levantamiento (ALS) Una de las variables mas importantes a la
hora de evaluar la productividad del yacimiento es el sistema de levantamiento
artificial. En el caso de interés, el pozo se encuentra completado con dos bombas
electrosumergibles FLEX10SD configuradas en serie. La primera consta de 119
etapas, mientras que la segunda cuenta con 55 etapas, siendo esto un equivalente

a un sistema con un total de 174 etapas en serie.
El programa de desplazamiento del equipo especifica las curvas de rendimiento

para un equipo 174FLEX10SD. Sin embargo, esta bomba no se encuentra en la

base de datos del software PIPESIM ya que se encuentra protegida por patente,
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por lo que se hace necesario disefiar y seleccionar un equipo que cumpla con las

mismas caracteristicas (Figura 48).

Figura 48. Seleccion de la ESP

Select Pump @
Manufacturer
Design Production Rate |15 |'3TB. d J
Al ~|
Pump Intake Fowing |15z 4273 bhl/d
Casing ID |E.27E |in-:ha$ J Liquid Rate | = | : J
; = Pump Intake Total T 497
Design Frequency/Speed |E] |h; J Flowrate (Liquid = Gas) |IEL.-z. ||:-t-|_ d J
Marufacturer Modsl Diamerer | amin fbird) | Omax bblid) | 51 0=
1 WoodGroup TD150 4.00 E£5.00 238,00 3413
2 Reda DM 280 4.00 55,00 425,00 3313
3 Centrilift B11w 4,00 153,00 425,00 3013
4 Reda DH440 4,00 B5.00 467,50 20,68
5 Ramco_Alhas S4R0 362 156.06 453,42 27.03
G ool R2 4.00 12750 297 50 25,75
7
g =
3
10 hdl

Plat Curves | QK | Cancel Help

To select a pump, please highlight your choice and press QK or double click on your choice .

[t

Fuente: Tomado de Software Pipesim

Teniendo en cuenta la configuracion del completamiento, condiciones de
operacion del pozo y caudales de liquido producido durante los Ultimos meses, se
selecciona una bomba electrosumergible REDA DN240 equipada con 174 etapas

y operando con una frecuencia de 51,4 Hz.

5.3.6 Andlisis de sensibilidad Después de ingresar toda la informacion al
software PIPESIM, se debe generar una sensibilizaciéon del caudal de liquido
producido con el fin de encontrar las condiciones de fondo y cabeza que

representen el comportamiento del pozo.
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Figura 49. Determinacion de la THP y BHP

PIPESIM Project:

|-.- Pressure at Wellhead (psia) -e— Bottom Hole Pressure (psia) I

Bottom Hole Pressure (psia)
(e1sd) peayjepn 1e ainssald

T T T T T T T T T =
150 152 154 156 158 180 162 184 168 168
System Data-Liquid Rate (STB/d)
Coords - x: 154,09718670628 y: 635,321330897946

Fuente: Tomado de Software Pipesim

5.3.7 Andlisis nodal Finalmente, teniendo la informacién del comportamiento del
pozo, se desarrolla el andlisis nodal a través de todo el sistema de produccion.
Esto con el fin de evaluar los caudales producidos a diferentes presiones de anular
y su efecto sobre las presiones de cabeza (THP), entrada a la bomba (PIP) y
fondo de pozo (BHP). El andlisis nodal del estudio técnico al pozo CIRA-M se
muestra en la Figura 50.
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Figura 50. Andlisis nodal con sensibilizacion de la presion de anular

PIPESIM Project:
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Fuente: Tomado de Software Pipesim

Los resultados obtenidos del analisis de sensibilidad y del andlisis nodal son

presentados en el siguiente capitulo.
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6. ANALISIS DE RESULTADOS

6.1 RESULTADOS OBTENIDOS EN EL POZO PILOTO

Luego de aplicar el procedimiento propuesto en el pozo CIRA-M, mediante el uso
del software de monitoreo y control LOWIS se hizo un seguimiento a las variables

de presion de tuberia (THP) y presion de anular (CHP).

Debido a que durante las horas de la noche no habia personal en campo que
pudiera manipular la valvula instalada, la presibn de anular aumento
considerablemente llegando a valores por encima de los 300 psi, este aumento se
vio reflejado en la presion de tuberia, la cual empezé a caer drasticamente desde
225 psi hasta llegar a aproximadamente 115 psi, indicando un blogueo de la
bomba. Luego de abrir la valvula y permitir que la presiéon de anular disminuyera a
un valor de aproximadamente 120 psi se observa una recuperacion en el valor de

presion de tuberia, que alcanza un valor de 210 psi.

En la Figura 51 se observa que la presion de tuberia oscila entre 190 y 210 psi
entre el 29 y 31 de mayo, lo cual indica que el fluido no tiene la suficiente presion
para entrar al multiple de produccién que tiene una presion de 220 psi, por lo tanto
se procede a variar la presion de anular para encontrar el valor en el cual se

estabilice la presion de tuberia en un valor superior a los 220 psi.

Se encontré que después de que la presion de anular alcanzara un valor de 180
psi y sin modificar el valor de frecuencia la presion en la tuberia aumenté a 225 psi
y estabiliz6 en este valor con oscilaciones muy pequefas, es decir que sin
modificar ninguna otra variable, solo la presién de anular, la presion del fluido en

cabeza aumento, lo cual apoya la hipétesis de que es necesario mantener una
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presion en fondo determinada para evitar que haya una liberacién de gas excesiva
y de esta manera la formacion aporte sin impedimento el fluido hacia el pozo.

Figura 51. Comportamiento de la THP y CHP del pozo CIRA-M después de

implementar el procedimiento propuesto.
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Fuente: Occidental de Colombia
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Basados en lo anterior se estableci6 que el rango éptimo de operacion de la
presion de anular para el pozo CIRA-M es entre 175y 210 psi.

Una variable que es importante mencionar y que presentd una notable mejoria es
la sumergencia efectiva del pozo, lo que implica un aumento en la presion de
fondo fluyente, de igual forma el porcentaje de columna liquida en el espacio
anular también se incrementd lo cual evidencia que efectivamente hay una menor
liberacion de gas. En la tabla 8 se muestran los valores de sumergencia y
porcentaje de columna liquida en los meses anteriores a la implementacion del
procedimiento, es decir, mientras la formacién se encontraba blogueada por la alta
liberacion de gas. Estos datos se tomaron mediante registros acusticos con un

equipo echometer.

Tabla 8. Sumergencia efectiva y porcentaje de columna liquida antes de

implementar el procedimiento.

Fecha FLAP (pies) % C. liguida CHP (psi)
26/05/2015 383 67 48,1
22/05/2015 185 28 47,6
21/05/2015 220 29 45,2
15/05/2015 221 28 47,5
24/04/2015 194 27 51,2
21/03/2015 178 28 92
17/02/2015 79 100 150,7
13/02/2015 0 90 151,9
03/02/2015 0 100 153,9
25/01/2015 0 25 64,1
20/11/2014 3 24 73,5
14/11/2014 0 23 80,4

Fuente: Occidental de Colombia

El valor de sumergencia efectiva promedio luego de la implementacion del

procedimiento en el pozo CIRA-M es de 724 pies, hubo un aumento de 550 pies
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con respecto a la sumergencia promedio desde el mes de noviembre hasta mayo
(173 pies).

En la tabla 9 se relacionan los datos de sumergencia y porcentaje de columna
liquida, en donde se evidencia la mejoria después de la prueba, anexo se
presentan los datos de presion a la entrada de la bomba (PIP) y la presion de

fondo fluyente (Pw)

Tabla 9. Valores de sumergenciay porcentaje de columna liqguida después de

la implementacién de la prueba.

Fecha FLAP (ft) % C. liguida CHP (psi) PIP (psi) Pwf (psi) ‘
01/06/2015 868 83 127 455 527
02/06/2015 786 84 167 464 536
03/06/2015 692 82 193 455 526
04/06/2015 701 84 205 470 541
05/06/2015 708 84 216 484 555
06/06/2015 671 81 221 475 546
07/06/2015 742 85 194 474 546
08/06/2015 628 78 207 444 516
09/06/2015 720 83 190 462 534
11/06/2015 686 81 202 461 533
13/06/2015 660 77 203 452 524
15/06/2015 726 84 196 470 542
17/06/2015 683 77 191 449 521
19/06/2015 716 82 200 471 542
21/06/2015 680 79 202 459 531
26/06/2015 921 98 188 536 608

Fuente: Occidental de Colombia

Como resultado se obtuvo que la produccion del pozo fue de 150 BFPD con un
corte de agua del 2%, luego de que el pozo se midiera por 24 horas con el
medidor multifasico, es decir, hubo un incremento de produccion de 50 BFPD con

respecto a la dltima medida (antes de aplicar el procedimiento),
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desafortunadamente y por cuestiones de disponibilidad de medidores en el campo,

solo se pudo tomar una medida de produccion.

6.2 RESULTADOS OBTENIDOS MEDIANTE LA SIMULACION CON EL
SOFTWARE PIPESIM

Los datos que se presentan a continuacion son el resultado del procedimiento
descrito en el capitulo 5, en ellos se ve reflejado el comportamiento de diferentes

variables ante la sensibilizacion de los valores de presion de anular.

6.2.1 Determinacion del rango 6ptimo de operacién del pozo En la tabla 10 se
presentan los datos obtenidos para las diferentes variables de produccion luego de
variar el valor de presion de anular (CHP) entre 100 y 230 psi, tomando como
base el comportamiento mostrado durante el mes de junio, luego de que se

implementara el procedimiento en el pozo.

Para determinar el rango 6ptimo de operacion es importante tener en cuenta como
se mencionaba anteriormente que el multiple de produccién al que llega el fluido
del pozo tiene una presion de entrada de 220 psi y por lo tanto la presion en
cabeza es la variable que permite establecer cual es el rango de presién de anular

que permite la entrada de fluido al mdltiple.

Los datos resaltados en la tabla 10 corresponden al rango de presién de anular
Optima, es decir entre 200 y 220 psi, ya que permite que la presion en cabeza
alcance valores entre 223 y 244 psi, suficiente para entrar al mdultiple de
produccion. De estos tres valores el valor ideal segun lo arrojado en la simulacion
seria 200 psi ya que aunque la diferencia es muy pequefia hay mayor produccién
de aceite en este valor (149,7 BOPD).
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Tabla 10. Condiciones de 6ptimas de operacion del pozo CIRA-M
PIP =i Q Q Flujo gas

Qagua  Qagas anular

simulada| Simulada |liquido | aceite

(psia) (psia) (psia) (psia) (STB/D) (STB/D) (STB/D) (MSCF/D) (MSCF/D)

100 71 351 430 162,5 159,3 = 12,7 5
120 92 373 450 161,2 158,0 3,2 12,6 5
130 109 387 466 160,2 157,0 3,2 12,6 4
140 136 408 490 158,6 1554 3,2 12,4 3
150 148 420 501 157,8 154,6 3,2 12,4 2
170 172 441 523 156,2 153,1 3,1 12,2 3
190 209 471 556 153,7 150,7 3,1 12,1 1
200 223 483 568 152,8 1497 3,1 12,0 1
210 232 492 576 152,2 149,1 3,0 11,9 1
220 244 503 586 151,3 148,3 3,0 11,9 1
230 258 514 598 150,3 1473 3,0 11,8 1

6.2.2 Comportamiento de variables En esta seccion se presentara mediante
graficas cual es el impacto que tiene la variacion de la presion de anular sobre
variables de produccién como: THP, caudal de aceite (Qo), PIP, Py y caudal de

gas (Qg). Figuras 52, 53, 54 y 55 respectivamente.
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Figura 52. Rangos de CHP vs THP
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Figura 53. Rangos de CHP vs Produccion de aceite
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Figura 54. Rangos de CHP vs BHP & PIP
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Figura 55. Rangos de CHP vs Produccion de gas por tuberia
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6.3 COMPARACION Y ANALISIS

Los resultados obtenidos en ambos procedimientos (practico y tedrico) muestran
que efectivamente controlando la presién de anular se puede evitar el bloqueo por
gas y que ademas existe un rango 6ptimo de esta presion en el cual la presion en
cabeza del pozo es la requerida para que el fluido pueda ingresar al multiple de
produccion. En el procedimiento practico se obtuvo que el rango de presion de
anular es entre 175 y 210 psi mientas que en la simulacién se obtuvo que el rango
es entre 200 y 220 psi, como se puede observar son valores muy cercanos que

confirman y validan los resultados obtenidos en el pozo.

Es importante aclarar que el modelo planteado para la simulacion cuenta con
algunas desventajas, donde se destaca el hecho de que no fue posible simular el
cambio de la sumergencia del pozo a medida que se variaba la CHP, por lo que se
trabajo con el valor promedio del mes de junio. En la practica dicho valor de
sumergencia es bastante sensible a los cambios de presién en el anular, se
evidencidé que cuando esta alcanzaba valores por encima de los 250 psi el valor de
sumergencia disminuia en gran medida llegando incluso a ser cero en casos

extremos.

En cuanto a la produccién de liquido vemos que el modelo planteado representa
bastante bien las condiciones del pozo, los resultados del andlisis nodal muestran
que la produccion del pozo para el rango 6ptimo de presion esta entre 150 y 155
BFPD y la produccion real obtenida tras 24 horas de medicion fue de 150 BFPD.

Estos resultados nos permiten afirmar que si bien es cierto que la simulacion
cuenta con falencias al no poder recrear todos los fenomenos que ocurren en el
pozo, si se cuenta con la informacién necesaria para ajustar el modelo de la forma

mas real posible, los datos obtenidos pueden ser utilizados para tomar decisiones
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y establecer criterios operaciones que como en este caso puedan evitar pérdidas
de produccién ocasionadas por la alta liberacion de gas.
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7. SELECCION DE POZOS CANDIDATOS

Partiendo de los resultados obtenidos en el pozo piloto, es necesario evaluar si
existen otros pozos que presenten caracteristicas similares para tratar de
optimizar su produccion o en su defecto evitar que se presenten perdidas debido a
malas practicas operacionales. En este capitulo se expondra cual es el potencial
de aplicacion de la metodologia desarrollada, cuales son los parametros de
seleccion y las caracteristicas de los pozos seleccionados.

7.1 POTENCIAL DE APLICACION

Teniendo en cuenta que la principal causa del bloqueo por gas en la cara de la
formacion son las caracteristicas del fluido, es decir, que tan alto es su punto de
burbuja o su capacidad de liberar gas, los pozos que se estudiaron fueron
seleccionados de la misma area en la cual se encuentra el pozo CIRA-M, esta se
encuentra ubicada al noreste del campo y es denominada CIRA ESTE.

Del total de pozos perforados en esta area, se tomé como potencial de aplicacién
aguellos pozos que fueron abiertos en las unidades de C4 y D, las mismas del
pozo piloto, ya que estas arenas cuentan con altas presiones originales de
alrededor de 1500 y 1600 psi, puesto que son relativamente nuevas y aun no
cuentan con soporte de inyeccion de agua, lo que hace que el corte de agua sea
bajo, es decir, un aumento en la produccion en estos pozos generara mayor
ganancia comparados con los del resto del campo que manejan cortes de agua

superior en muchos casos al 80%.
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Las arenas de la zona D cuentan con unas reservas estimadas en 600 mil barriles
de aceite recuperables, solo para uno de sus intervalos, distribuidas en un érea de
464 acres y con un espesor de 15 pies, estan a una profundidad entre los 3700 y
4000 pies y el resto de sus intervalos aun no han sido caracterizados pero se cree

gue tienen un gran potencial.

Existen 13 pozos abiertos en estas zonas que pueden ser pozos potenciales para
aplicar el procedimiento propuesto en este proyecto, se encuentran distribuidos
como se muestra en la figura 56 y estdn completados con diferentes sistemas de
levantamiento, en su mayoria bombeo mecéanico. La estrella representa la

ubicacion del pozo CIRA-M

Figura 56. Ubicacién de pozos candidatos en el area de CIRA ESTE
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Fuente: Tomado de Occidental de Colombia
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El primer paso para determinar si podrian ser candidatos es revisar y analizar si

cumplen con las caracteristicas necesarias basados en el comportamiento

historico de las variables de produccion de cada uno, y posteriormente verificar

qgue dicho comportamiento pueda ser debido al bloqueo por gas y no a causas

diferentes como por ejemplo, el mal funcionamiento de los equipos instalados.

7.2 PARAMETROS DE SELECCION

Los pozos que sean seleccionados deben cumplir con ciertas caracteristicas que

evidencien que efectivamente el pozo puede estar presentando bloqueo por gas

en la cara de la formacion, para esto se establecieron unos parametros de

seleccion los cuales se listan a continuacion:

Caidas de produccion: ya que el efecto principal que tiene el bloqueo por gas
es la disminucion de la productividad de la formacion debido al cambio en la
permeabilidad relativa del aceite, es importante verificar como ha sido el
comportamiento de la produccion e identificar como estan relacionadas estas

pérdidas con las diferentes variables operacionales.

Evidencia de alta produccion de gas: si se cuenta con los datos de produccion
de gas por tuberia y del flujo de gas por la red de anulares, se debe observar
en qué momento se presentaron los valores mas altos, cuales fueron las
posibles causas y si hubo alguna consecuencia evidente producto de este

incremento en la liberacion de gas.

Variaciones de la presion de anular: esta variable es muy importante ya que en
el campo cuando los pozos son puestos en produccion por primera vez
generalmente no cuentan con la linea de recoleccion de gas de anulares, es

decir, manejan altas presiones de anular los primeros meses de produccion y
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luego cuando se realiza la conexion esta presion cae notablemente, en pozos
normales esto es beneficioso porque permite un aumento en la sumergencia
efectiva, pero si el fluido tiene un punto de burbuja alto y al disminuir la presion
de fondo se genera una alta liberacion de gas se pueden dar las condiciones
para el bloqueo por gas. Por lo tanto es necesario revisar si es posible, el
comportamiento que presentaron los pozos cuando se realizé dicha instalacion

y ante cualquier variacion importante en el valor de presion de anular.

e Presiones de fondo fluyente bajas: como Unicamente los pozos completados
con bombeo Electrosumergible en el campo poseen sensor de presion a la
entrada de la bomba, es necesario para los otros sistemas recurrir a los valores
de sumergencia efectiva para determinar cémo ha sido el comportamiento de
la presion de fondo fluyente teniendo en cuenta los datos de presion de anular

e identificar que ocurrié cuando se tuvieron los valores mas bajos.

Estos parametros que se describieron son los més importantes pero no los Unicos
a tener en cuenta, es necesario que se revisen variables como frecuencia,
corrientes, revoluciones por minuto, torque, etc., dependiendo del tipo de sistema
de levantamiento y de la informacion que se tenga disponible. De igual forma el
analisis se debe hacer como un todo, buscando la relacién entre estos parametros
y el porqué de los comportamientos que se evidencian.

7.3 CARACTERISTICAS DE LOS POZOS SELECCIONADOS

De los 13 pozos potenciales abiertos en la misma zona que el pozo piloto CIRA-M,
los cuales se evaluaron teniendo en cuenta los parametros descritos
anteriormente, se seleccionaron 2 pozos candidatos para la implementacion de la

metodologia propuesta. Los otros pozos no contaban con la informacion necesaria
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para realizar el andlisis y algunos no presentaron evidencia de bloqueo por gas

durante la evaluacion.

A continuacion se presentan las caracteristicas de los pozos seleccionados:

Pozo CIRA-A: este pozo se encuentra completado con bombeo electrosumergible,
se encontr6 que desde sus inicios el pozo trabaja con presiones de anular bajas
ya que la conexion a la red de anulares se hizo durante el completamiento.
Durante los primeros meses la frecuencia de la bomba se manejo entre 50 y 54 Hz
y el pozo contaba con valores de sumergencia altos, por ende también tenia
presiones de fondo altas, en estas condiciones el pozo contaba con una
produccion promedio de 600 BFPD. Luego la frecuencia de la bomba se
incrementd aceleradamente hasta un valor cercano a los 59 Hz, lo que ocasioné
que la sumergencia y la presion de fondo del pozo cayera a valores muy bajos,
creemos que esto pudo causar el bloqueo por gas en la cara de la formacion ya

gue la produccion del pozo se redujo a 450 BFPD.

Pozo CIRA-B: Completado con bombeo mecanico, este pozo ha presentado
constante interferencia por gas en la bomba desde que se realizé la conexion del
pozo a la red de anulares, si bien el pozo no ha presentado pérdidas de
produccion considerables, paso de 100 a 85 BFPD, creemos que si se aplica la
metodologia planteada en este proyecto se podrian mejorar las condiciones de
fondo del pozo y evitar que haya tanta liberacion de gas y de esta forma lograr

incrementar la produccion.
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8. SISTEMA DE CONTROL PROPUESTO EN EL POZO PILOTO PARA EL
AJUSTE AUTOMATICO DE LA PRESION DE ANULAR

Dentro de las Ilimitaciones o dificultades que se presentaron durante la
implementacion del procedimiento propuesto, el poder realizar el ajuste de la
valvula a tiempo cuando la presion de anular estaba por fuera del rango
establecido fue el mas recurrente y el que mayores implicaciones negativas tuvo
en el desarrollo del proyecto. Si bien los datos de presion de anular pueden ser
observados en tiempo real mediante el software de monitoreo LOWIS, para el
ingeniero de produccidon es dificil estar todo el tiempo pendiente de que esta
variable se mantenga en el rango 6ptimo, ya que debe cumplir con otras labores y
pasar la mayor parte del tiempo en campo, ademas estos incrementos de presion
se pueden dar durante la noche, cuando no hay personal en campo para ajustar la

valvula.

Por lo anteriormente descrito es necesario que el ajuste de la presién de anular
para contrarrestar el bloqueo por gas en la cara de la formacién se haga de
manera automatica, es decir, utilizar una valvula automatica en vez de una valvula
de ajuste manual como la que se implemento6 en el proyecto, pero que cumplen la

misma funcion de control de flujo.

El campo La Cira Infantas inicid el proceso de automatizacion de los sistemas de
bombeo en el afio 2007 y a la fecha el 90% de los pozos se encuentran
automatizados, como es el caso del pozo piloto CIRA-M. Esto facilita la tarea, ya
que seria integrar la valvula automatica al sistema de control y configurar los
pardmetros necesarios para que se dé el ajuste automatico de la presién de anular

y se mantenga dentro del rango establecido anteriormente. En este capitulo se
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describira cuéles son los componentes necesarios del sistema de control y como

es el funcionamiento del mismo.

8.1 ELEMENTOS QUE INTEGRAN EL SISTEMA DE CONTROL

El proceso de Automatizacién en el campo se lleva a cabo mediante cinco pasos

e Control en sitio por el controlador de bombeo instalado.

e Transmision de la informacion de los controladores a los servidores mediante
sistema de comunicacion.

e Proceso de la informacién de los controladores en los servidores de
automatizacion.

e Monitoreo y analisis de los sistemas de bombeo en cuarto de control mediante
las herramientas LOWIS e ICONICS.

e Consulta y andlisis de los pozos mediante el acceso remoto a través de

internet a las herramientas LOWIS e ICONICS de los usuarios autorizados.*®

Este procedimiento aplica de forma general para todos los sistemas de
levantamiento del campo y sus diferentes necesidades de automatizacion y
monitoreo, para el caso especifico de este proyecto solo se hara énfasis en los

elementos necesarios para el ajuste automatico de la presiéon de anular.

8.1.1 Transmisor de presion de anular Es un sensor analogo el cual permite
detectar alta o baja presién en la linea de recoleccion de gas de anulares y
convierte este valor de manera exacta Yy precisa en una sefial eléctrica que es
transmitida al variador de frecuencia o controlador. En el campo solo se instalan

sensores de presion de anular en los pozos con sistema de levantamiento de

¥ QUIROS GUALTEROS, Héctor Miguel. Automatizacién de los sistemas de levantamiento
artificial en el campo La Cira-Infantas, como administracion y optimizacion de produccion. Tesis de
grado. Universidad Industrial de Santander. 2011
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bombeo Electrosumergible y por cavidades progresivas, por lo cual el pozo piloto
ya tiene este sensor instalado, para el caso de los pozos con bombeo mecéanico es
necesario que se haga la instalacion de este transmisor si se quiere implementar

el proyecto.

Figura 57. Transmisor de Presion

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

8.1.2 Variador de frecuencia Es una unidad de control de superficie que permite
que los operadores ajusten en forma remota la potencia eléctrica que se envia
hacia el motor en el fondo del pozo. Este variador de velocidad es un dispositivo
electrénico que sintetiza una fuente de potencia trifsica, de frecuencia y de voltaje
variables, para los motores de induccion. El variador permite que el operador
controle la velocidad y el desempefio del motor BES mediante el ajuste de la

frecuencia, que a su vez ajusta el voltaje transmitido al motor. **

Adicionalmente los variadores de frecuencia estdn equipados con tarjetas de
control, son microcontroladores de alta velocidad que proporcionan salidas

* BREMER , Chad; KOAMALA, Alex; NICHELSON, Barry; OILRE, Albert; PEARCY, Marc;
SALMAS, Chris; SOLANKI, Sandeep . Tecnologias en evolucion: Bombas eléctricas sumergibles.
Oilfield review. Primavera de 1999.
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anélogas y digitales para la conexion de diferentes terminales externos. Estas
tarjetas son el cerebro del variador de frecuencia ya que en ella se programan los
parametros de funcionamiento, coordinan todas las funciones y opciones del
variador y toman la decision segun sefiales externas, como las del sensor de

fondo, cuando se debe disminuir la velocidad del motor.

Figura 58. Variador de frecuencia

B L R

Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

En el campo los pozos con bombeo Electrosumergible y cavidades progresivas
cuentan con estos dispositivos para el manejo de las velocidades y la mayoria de
pozos con bombeo mecanico han migrado de los arrancadores a los variadores de
frecuencia, adicionalmente en estos Ultimos pozos se instala un dispositivo
conocido como controlador el cual cumple la funcidn de recibir y procesar las
seflales transmitidas por los diferentes sensores para tomar una accién

determinada dependiendo de la configuracion previamente realizada.
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8.1.3 Sistema de comunicacion LCI El sistema de comunicaciones en La Cira
Infantas, es un sistema via MODBUS, la estructura de comunicaciones disefiada
para cubrir las necesidades del campo esta compuesta por 10 antenas
repetidoras, a las cuales pueden conectarse 250 radios equivalentes a 250 pozos
por torre repetidora (figura 59), a través de estas torres es trasmitida la
informacion via inaldambrica de cada uno de los controladores de los diferentes
métodos de bombeo artificial y pozos inyectores, hacia los servidores de
Automatizacion del proyecto LCI, los cuales a su vez cuentan con aplicaciones
denominadas servidores OPC que interpretan la informacién anéloga y digital de
cada variable de proceso y la suministran a clientes como en este caso a la
aplicaciéon LOWIS 5.0, usada como estandar de LCI para el analisis de produccion
y optimizacién del campo mediante el cual esta disponible el monitoreo, analisis,
control e historificacién de variables de cada uno de los pozos automatizados, una
caracteristica importante a resaltar de los radios de comunicacion instalados en
cada controlador, es que son de frecuencia variable, automaticamente varian la

frecuencia para evitar ser interceptados y saboteados por extrafios al proyecto.

Hay una antena principal (ECO1) que recibe la informaciébn de todas las
repetidoras y la envia a un servidor principal de automatizacion ubicado en un sitio
estratégico dentro del campo. Este servidor de automatizacion cuenta con las
aplicaciones de software denominadas servidores OPC (Matrikon for scada Lufkin
para pozos con controlador SAM Well manager, Matrikon for scada CAC para
pozos con controlador EPIC y Stack Universal Server para pozos PCP, ESP e
Inyectores) estas aplicaciones OPC actian como una interfase de interpretacion
de protocolos, el sistema actualiza automaticamente en los servidores la
informacion de todos los controladores conectados cada 15 min, el cual sera el
tiempo maximo transcurrido entre la ocurrencia de una falla en campo y su
deteccién en el cuarto de control, sin embargo a través de LOWIS, se puede traer
la informacion de uno o de todos los controladores en cualquier momento que sea

requerida®®.
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Figura 59. Antena repetidora sistema de comunicacion y automatizacién en
LCI

Fuente: tomado de QUIROS GUALTEROS, Héctor Miguel. Automatizacion de los sistemas de
levantamiento artificial en el campo La Cira-Infantas, como administracién y optimizacion de

produccion. Tesis de grado. Universidad Industrial de Santander. 2011

8.1.4 Software de monitoreo y control LOWIS. LOWIS es una suite de
herramientas de software basada en web, disefiada para mejorar la eficiencia y
efectividad de los procesos de gestion de pozos. Sus herramientas cubren el ciclo
de vida de las operaciones de produccion de petroleo y gas e incluyen supervision
en tiempo real con alarmas, ajustes de configuracion de controladores, disefio y
anadlisis de sistemas de levantamiento artificial, tendencias, reportes y graficos

instantaneos, asi como todos los aspectos de la administracion de servicios de
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pozo, incluyendo planificacién de trabajos, finanzas, prioridades, y capacidades
retrospectivas y de tarjetas de puntuacion. LOWIS puede funcionar también como
una interfaz de usuario para multiples bases de datos, permitiendo un acceso mas

rapido a todo tipo de data de produccion desde fuentes dispares.

Al combinar varias herramientas importantes de supervision, analisis y
administracion en una sola aplicacion, LOWIS proporciona la oportunidad de
identificar y responder mas rapidamente a la amplia variedad de problemas que
pueden surgir en las operaciones de crudo y gas. En la figura 60 se observa la

interfaz de visualizacién de diferentes variables en tiempo real del software.

Figura 60. Interfaz de estado actual del pozo para BES
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Fuente: Tomado de Occidental de Colombia

8.1.5 Valvula de control de flujo automatico Una valvula es un instrumento
mecanico con el cual se puede iniciar, detener o regular la circulacién (paso) de
liquidos o gases mediante una pieza movible que abre, cierra u obstruye en forma

parcial uno o mas orificios o conductos.
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La véalvula es uno de los instrumentos de control mas esenciales en toda industria,
particularmente en la de petréleo y gas. Debido a su disefio y materiales, las
valvulas pueden abrir y cerrar, conectar y desconectar, regular, modular o aislar
una enorme serie de liquidos y gases, desde los mas simples hasta los mas

corrosivos o toxicos.

La valvula de control es basicamente un orificio cuya seccion (area) de paso varia
continuamente con la finalidad de controlar un caudal en una forma determinada.
Constituye el elemento final de control en mas del 90 % de las aplicaciones
industriales. En la figura 61 se ve una valvula globo con un actuador neumatico de

diafragma en donde se indican las diversas piezas que la constituyen™

Esta valvula utiliza una sefial externa que puede ser neumética o eléctrica y

posteriormente transformada en una de tipo neumatica que incide el cabezal.
Estos elementos los podemos considerar constituidos por dos partes:
e Actuador: recibe la sefal de controlador y la transforma en un desplazamiento

(lineal o rotacional) merced a un cambio en la presion ejercida sobre el

diafragma.

* GUERRERO MEZA, Nancy Carolina. Ingenieria e implementacion de un prototipo parcial de una
véalvula de control de flujo. Tesis de grado. Universidad de Pamplona. Pamplona. 2006.
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Figura 61. Corte de una valvula de control con sus partes
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Fuente: OLLERO DE CASTRO, P. y FERNANDEZ CAMACHO,, E., Control e instrumentacion

de procesos quimicos, Madrid: Sintesis, , Espafia. 1997

e Cuerpo: el diafragma esta ligado a un vastago o eje que hace que la seccion
de pasaje del fluido cambie y con ésta el caudal. ElI cuerpo contiene en su
interior el obturador y los asientos y esta provisto de rosca o de bridas para
conectar la vélvula a la tuberia. El obturador es quien realiza la funcion de
control de paso del fluido y puede actuar en la direccion de su propio eje

(movimiento lineal) o bien tener un movimiento rotativo o rotatorio del vastago.
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8.2 FUNCIONAMIENTO DEL SISTEMA PROPUESTO

El funcionamiento del sistema de control es sencillo e integra todos los elementos

anteriormente descritos para realizar el ajuste de la presion de anular de forma

automética, a continuacion se describe cémo se lleva a cabo este proceso, luego

de que la valvula de control automatico ya haya sido instalada y se haya

programado en la tarjeta de control del variador el rango de presion en el cual

debe mantenerse la presion de anular:

1.

El transmisor de presion registra el valor de presion en la linea de recoleccion
de gas de anular y convierte este valor en una sefial eléctrica que es enviada al
variador.

El variador recibe esta sefial y mediante la tarjeta de control evalla si el dato
enviado desde el sensor esta dentro del rango establecido.

Si el valor de presién esta por encima del rango, el variador envia una orden de
apertura a la valvula y si esta por debajo envia una orden de cierre.

El actuador de la valvula recibe la sefial eléctrica que indica que porcentaje se
debe abrir o cerrar el obturador y ejecuta la orden.

Mediante el transmisor de presion se registra en todo momento el cambio en la
presion para repetir de nuevo el procedimiento si es necesario.

Los datos registrados en el variador son enviados mediante el sistema de
comunicaciones del campo para la visualizacidén y almacenamiento de estos en
LOWIS

El ingeniero de control con los datos en tiempo real puede tener la certeza del
comportamiento del pozo y hacer modificaciones de manera remota Si

considera que las condiciones han cambiado.

El sistema propuesto para el pozo solo requiere la instalacion de la valvula de

control ya que los demas elementos hacen parte del sistema de automatizaciéon

del campo, se recomienda que esta valvula sea de control electronico para que

pueda ser ajustada de manera remota y no solo desde el variador.
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Este sistema evitaria de manera eficaz que la metodologia desarrollada en este
proyecto se viera afectada por la falta de control y podria generar mejores

resultados que los que se obtuvieron utilizando el ajuste manual del pozo.
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9. CONCLUSIONES

La revision bibliografica permitié identificar el bloqueo por gas en la cara de la
formacion como un problema real que esta ocurriendo en el campo La Cira

Infantas y del cual no se tenia conocimiento.

El afdn de aumentar la produccién de los pozos sin tener en cuenta las
caracteristicas del fluido y sin realizar un andlisis de cuédles deben ser los
pardmetros Optimos de operacion podrian llevar a pérdidas de produccion

importantes.

El ajuste de la presién de anular demostré ser un método eficaz para controlar
la presién de fondo y de esta manera evitar que se genere bloqueo por gas en

la cara de la formacion, ademas de aumentar la produccion del pozo.

El crear un modelo ajustado del pozo por medio de simulacion aunque cuenta
con falencias al no poder recrear todos los fenbmenos que ocurren en el pozo,
brinda datos que pueden ser utilizados para tomar decisiones y establecer
criterios operaciones que puedan evitar pérdidas de produccién ocasionadas

por la alta liberacion de gas.

La evaluacion de los parametros de produccion descritos en este proyecto
facilitan la identificacion de pozos candidatos para aplicar la metodologia
propuesta y sirven de pauta para establecer las condiciones o6ptimas de

operacion.
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e Estan dadas todas las condiciones en el campo para que la implementacion de
esta metodologia se haga con valvulas de control de flujo automatico que

hacen mucho mas efectivo el proceso de ajuste de presion de anular.
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10. RECOMENDACIONES

Implementar las modificaciones planteadas en el proyecto para los pozos
nuevos perforados en las arenas de C inferior y D, con el fin de evitar futuras

pérdidas de produccion.
Realizar un andlisis previo de qué tanto varia la presion de fondo al hacer la
conexion a la red de recoleccion de gas de anulares y qué efectos tendria en

los pozos.

Elaborar un proyecto que permita cuantificar cuél es el efecto de la liberacion
de gas en la cara de la formacién sobre la productividad del reservorio.
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