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RESUMEN 

 

TÍTULO:  
Selección de la Instrumentación de un Pozo en Campo Escuela Colorado: Variables 
en cabeza de pozo.* 

 
AUTORES:  

       Dania Andrea Largo Jaimes 
        Erick Fernando Díaz Rodríguez 

       John Alexander Vargas Serrano 
 
PALABRAS CLAVE: Cabeza de pozo, flujo multifásico,  
 
Este documento corresponde al informe final del seminario de investigación: Selección de la 
Instrumentación de un Pozo en Campo Escuela Colorado: Variables en Cabeza de pozo.  A 
continuación se presenta una síntesis de los temas abarcados durante el seminario, se realiza un 
estudio de fundamentación de los conceptos básicos sobre flujo multifásico tales como, patrones 
de flujo que pueden llegar a influenciar en el proceso de medición, proceso de adquisición de datos 
de las variables que influyen en caracterización de un caudal, tecnologías apropiadas en la 
medición de caudal y sus posibles combinaciones para llevar estas a la medición de un fluido de 
más de dos fases,  se recorren los componentes mecánicos del cabezal y su funcionamiento, se 
presenta la medición de flujo multifásico como una de las soluciones más atractivas para la 
optimización de la producción y manejo de pozos petroleros, principalmente las técnicas de 
medición de caudal multifásico  y finalmente se plantea una solución para la instrumentación de un 
pozo en Campo Colorado. 
 
La selección de los instrumentos para la medición de la presión de tubing, presión del anular y 
temperatura de fluido en cabeza de pozo se lleva a cabo teniendo en cuenta las condiciones y 
rangos de medición que sean impuestas por el pozo Colorado-33. 
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ABSTRACT 

 

TITLE: 
Selección de la Instrumentación de un Pozo en Campo Escuela Colorado: Variables 
en cabeza de pozo.* 

 
AUTHORS: 

       Dania Andrea Largo Jaimes 
        Erick Fernando Díaz Rodríguez 

       John Alexander Vargas Serrano 
 
KEYWORDS: Cabeza de pozo, flujo multifásico,  
 

This document is the final report of the research seminar: Selección de la Instrumentación de un 
Pozo en Campo escuela Colorado: Variables en Cabeza de Pozo. Below is a summary of the 
topics covered during the seminar, a study is performed to substantiate the basic concepts such as 
multiphase flow, flow patterns that can influence the process of measurement, data acquisition 
process of  variables that influence flow characterization, appropriate technologies in the flow 
measurements and their possible combinations to bring these to measurement of multiple phases 
fluids, , studied mechanical components and operation of the wellhead, presents the measurement 
of multiphase flow as the most attractive solutions for the optimization of the production and 
handling of oil wells mainly the techniques of multiphase flow measurement, and finally presents a 
solution for the implementation of a well at Campo Colorado. 

 
The selection of  instruments for  measuring pressure tubing, pressure annular and fluid 
temperature at the wellhead is carried out taking into account the conditions and ranges that are 
imposed by the Colorado-33 well. 
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INTRODUCCIÓN 

 

La alianza de Campo Escuela Colorado llevada a cabo entre la UIS y 

ECOPETROL S.A., constituye un esfuerzo compartido que busca el desarrollo de 

proyectos académicos y prácticos en el área de los hidrocarburos, que fortalezcan 

la formación de profesionales integrales conocedores de las operaciones en 

campo y que acudan a la investigación como medio de aprendizaje. Mediante esta 

alianza, la petrolera le hizo entrega a la universidad de una serie de pozos 

pertenecientes al Campo Colorado, localizado geográficamente en la Vereda Los 

Colorados, corregimiento de Yarima, en el municipio de San Vicente de Chucurí, 

departamento de Santander. A diferencia del momento en el que se realizó la 

entrega, en la actualidad la mayoría de los pozos se han reactivado por cuenta de 

un tercer participante, Weil Group.  

 

En la universidad se está llevando a cabo un proceso de fundamentación teórica 

en materia de producción petrolera como respuesta a las iniciativas del convenio. 

Los estudios comprenden áreas como: impacto social y económico en la región 

donde se ubican los pozos, bombeo mecánico e instrumentación electrónica. 

 

El presente proyecto es el desarrollo de un seminario de investigación en torno a 

una propuesta de instrumentación en cabeza de pozo para un pozo particular 

perteneciente a campo colorado, se presenta la recopilación de los principales 

temas abarcados durante el seminario. El común denominador de este trabajo ha 

sido la búsqueda de tecnologías cuyo desarrollo investigativo se encuentre 

documentado y que ofrezca la posibilidad de un estudio experimental o aplicado, 

teniendo en cuenta que el objetivo del convenio Campo Escuela Colorado es la 

continuidad de los proyectos. 

 

Las bases sobre las cuales se inicia el seminario son la comprensión de la 

estructura mecánica y funcional del cabezal de pozo, y la identificación de las 
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variables en cabeza de pozo que marcan su funcionamiento y que permiten 

generar indicadores de su estado en tiempo real. A partir de este punto el proyecto 

se centra en las tecnologías para la medición de flujo multifásico, ya que ofrecen 

ventajas muy atractivas tanto desde el punto de vista económico como operativo 

del pozo. 

 

En la lectura continua de la tasa de producción de un pozo, es posible identificar 

daños en la unidad de bombeo o notar cambios en el yacimiento, lo que garantiza 

una intervención oportuna del personal técnico y una planeación estratégica para 

su manejo; incluso permite conocer con anticipación el tiempo de vida de un pozo. 

Otra de las múltiples ventajas de la utilización de MFM radica en el hecho de 

suprimir la necesidad de separadores de prueba, reduciendo drásticamente el 

costo de producción. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

16 
 

1. CABEZA DE POZO 

 

A partir de la necesidad de la instalación de sistemas de bombeo en los pozos 

petroleros surge también la necesidad de controlar su funcionamiento, y aunque 

en la actualidad se cuenta con tecnología avanzada para cumplir con este 

objetivo, los campos petroleros cuya producción no es muy alta requieren el 

desarrollo de sistemas alternos de menor costo que permitan optimizar y manejar 

la producción.  

A continuación y durante el desarrollo del seminario de investigación, se busca 

reconocer cuáles y mediante qué métodos las variables medibles en cabeza de 

pozo resultan convenientes para su implementación. Inicialmente se hace un 

reconocimiento de la estructura mecánica que conforma el cabezal de pozo y su 

funcionamiento. Como segundo paso se identifican las variables del sistema: 

presión, temperatura y caudal.  

 

1.1 Configuración Básica de la Cabeza de Pozo 

 

El sistema de producción inicia con la cabeza de pozo, que es el ensamble 

superior del tubing y el casing, además es allí donde se sella el espacio anular.  

Del cabezal salen diferentes tuberías, unas encargadas de transportar el gas que 

fluye desde el espacio anular, otra conectada al tubing que transporta el crudo 

extraído del fondo y otras disponibles para la ejecución de pruebas. Dentro de las 

facilidades instaladas en el cabezal se hallan también juegos de válvulas 

encargadas de mantener la dirección del flujo cómo las válvulas de check y otras 

de mariposa disponibles para la realización de pruebas. En el caso de pozos con 

sistema de levantamiento artificial se instala el árbol de navidad sobre la cabeza 

de pozo.  

Generalmente el flujo que brota de los pozos tiene diferentes fases, dentro de los 

componentes más comunes están: petróleo, agua, gas y arenas, pero esto 

depende de la naturaleza del pozo. 
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A continuación se presentan los principales componentes de la cabeza de pozo, 

estas partes y su ensamble se pueden apreciar en la figura 1, [7]. 

 

Figura 1. Cabeza de Pozo 

 

Fuente [7] 

 Tubing-head adapter. Es el equipo utilizado para adaptar la conexión superior 

de la cabeza del tubing  a la sección más baja del árbol de navidad.  

 Tubing hanger.  Es el mecanismo que se utiliza para colgar el tubing desde el 

interior de la cabeza por medio de una rosca. 

 Tubing head.  Equipo unido al casing spool usado para colgar el tubing y sellar 

el espacio anular entre el casing y el tubing. 

 Casing hanger.  Mecanismo que encaja en el casing head, responsable de 

colgar o sujetar el casing. 

 Secondary seals (opcional).  Se utilizan para sellar alrededor del casing con la 

parte inferior  del cabezal del tubing. 

 Casing head.  Es la parte más baja del cabezal y proporciona un medio de 

suspensión y ensamble del casing. 

 El árbol de navidad.  Ofrece servicios de control primario y secundario para la 

producción normal del pozo y su cierre.  Además es la conexión entre el pozo y 
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la tubería de transmisión, no se utiliza cuando el sistema de bombeo es 

mecánico. Se puede observar en la figura 2. 

 Oleoducto.  Es la tubería encargada del transporte de petróleo o sus derivados, 

excepto en el caso del gas que se denomina gasoducto. Para el transporte el 

oleoducto tiene cada cierta distancia bombas encargadas de mantener una 

velocidad casi constante.  

 

Figura 2. Árbol de Navidad 

 

Fuente [7] 

 

1.2 Análisis de Variables 

Como se mencionó anteriormente en cabeza de pozo es importante tener un 

registro de la presión tanto del anular como del tubing, este registro permite 

observar variaciones abruptas en fondo de pozo, las cuales podrían terminar en 

daños de la unidad. En el caso de la temperatura es una variable determinante de 

las propiedades del flujo y podría llegar a ocasionar problemas de parafinas o 

corrosión de la tubería bajo ciertas condiciones. Finalmente uno de los puntos más 

interesantes y que ha tenido grandes avances en los últimos tiempos es la 

medición de caudal, lo cual es apenas lógico ya que de la medición de la 

producción depende el balance económico del pozo. 
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1.2.1 Caudal 

 

Al hablar de caudal en el entorno petrolero es muy importante comprender primero 

que el fluido extraído de los pozos es multifásico, por lo tanto requiere de 

instrumentos especiales para determinar la cantidad de cada uno de sus 

componentes. 

 

Los primeros medidores de flujo multifásico surgen en la década de 1980, como 

resultados de varias investigaciones realizadas por universidades, centros de 

investigación y compañías petroleras. Entre las más destacadas están Tulsa (US), 

SINTEF (Noruega), Imperial College (UK), National Engineering Laboratory (UK), 

CMR (Noruega), BP, Texaco, Elf, Shell, Agip y Petrobras. A partir de su 

surgimiento la tecnología de MFM (Medidores de Flujo Multifásico) ha sido 

aceptada en campo y está comenzando a ser considerada como una de las 

principales soluciones de medición para el desarrollo de los nuevos campos [23]. 

 

Dentro de la industria del petróleo y gas, en general se reconoce que MFM podría 

dar lugar a grandes beneficios en términos de:  

 

1.2.1.1 Pruebas de pozos:   Los separadores de prueba convencionales son 

costosos y toma mucho tiempo monitorear el desempeño de cada pozo a causa 

de que requieren condiciones de flujo estables. 

En el caso de que la producción de los pozos individuales esté conectada al 

mismo colector, es posible monitorear mediante una línea de prueba dedicada 

para evitar el cierre de todos los pozos y probar uno por uno (con pérdida de 

producción considerable). Sin embargo, el costo de una línea de flujo por 

separado puede tener limitaciones económicas. Los separadores de prueba tienen 

una exactitud de       , en la actualidad es factible lograrlo a partir de MFM 

pero requiere de la intervención periódica de personal capacitado. 
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Otra desventaja de las pruebas de pozo con separadores convencionales es que 

los pozos se someten a ciclos de cierre relacionados con las pruebas de pozos. 

Por lo tanto, los pozos que han sido probados de manera regular por lo general 

requieren reparaciones con mayor frecuencia para mantener sus tasas de 

producción. Usando MFM para las pruebas de exploración proporciona 

mediciones adecuadas del flujo sin necesidad de interrumpir la producción. 

 

1.2.1.2 Manejo de yacimientos:  Los medidores de flujo multifásico 

proporcionan en tiempo real, los datos continuos para que los operadores mejoren 

la caracterización de los campos y el rendimiento de los yacimientos, además de 

aumentar la rapidez de reacción. Los cambios en la relación petróleo-gas o corte 

de agua se pueden detectar y cuantificar de inmediato, mientras que los 

separadores de prueba tradicionales sólo proporcionan información sobre el 

volumen acumulado en puntos discretos de tiempo. 

 

1.2.1.3 Distribución de la producción: Cualquier situación en donde la 

producción de pozos/campos de diferentes operadores es combinada para su 

exportación por la misma tubería a una planta de procesamiento común requiere 

la medición para su distribución. Sin MFM, la producción de cada pozo debe fluir a 

través de un separador de prueba antes de ser mezclada con los demás 

producidos. 

 

1.2.1.4 Control de la producción: Los MFM proporcionan información en 

tiempo real sobre las variaciones en el flujo de gas y líquido, por lo que los efectos 

de slugging o gas lift pueden ser detectados a medida que ocurren. Esto permite la 

optimización de la producción y la extensión de la vida del campo. 

 

1.2.1.5 CAPEX y OPEX: Cuando los operadores tienen que decidir entre un 

enfoque tradicional en las instalaciones y uno incluyendo MFM, deben comparar el 

CAPEX y OPEX de ambas soluciones. Si bien es relativamente fácil calcular los 
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costos de los componentes de hardware, es muy difícil predecir el OPEX. Esto se 

debe a que el número de aplicaciones de MFM en el mundo es significativamente 

menor que las instrumentaciones convencionales, pero los operadores subestiman 

el OPEX asociado con MFM, especialmente para la fase de puesta en marcha el 

primer año de operación.  

 

1.2.2 Presión 

La presión en cabeza de pozo es un factor determinante ya que brinda información 

acerca de las condiciones de fondo de pozo. Se pueden distinguir dos valores de 

presión: una es la presión de tubing y otra es la presión del anular (región 

comprendida entre el tubing y el casing). La presión de tubing o presión de la 

tubería de producción es característica de cada pozo, su importancia radica en las 

variaciones abruptas en su registro, además de acuerdo a la historia del pozo es 

posible reconocer ciertos patrones en el comportamiento de los valores de presión 

y el estado de operación del pozo y del sistema de bombeo. 

 

1.2.3 Temperatura 

La temperatura de fluido es una propiedad que permite determinar posibles 

variaciones en su estado, aunque este análisis se hace mediante pruebas 

químicas realizadas a muestras extraídas periódicamente del pozo. 

 

Otro aspecto para el cual podría ser utilizada la medición de temperatura sería 

para identificar las condiciones bajo las cuales se pueden presentar problemas de 

formación de parafinas en las tuberías. 
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2. FUNDAMENTOS DE FLUJO MULTIFÁSICO 

 

El caudal multifásico es el más difícil de medir debido a su complejidad, por lo 

tanto es trascendental caracterizarlo de acuerdo a sus propiedades. Generalmente 

la viscosidad, el número de Reynolds y el patrón de flujo de acuerdo a la tubería  

hacen parte de esta caracterización. Una vez se han comprendido tanto el 

régimen de flujo como el medio en el cual se presenta, es posible llegar a la 

selección de un instrumento adecuado para la medición de cada una de las fases.  

 

2.1 Flujos Multifásicos 

 

Un flujo multifásico se compone de dos o más fases que fluyen simultáneamente a 

través de un conducto. Es el tipo de flujo más común que ocurre en la naturaleza, 

por ejemplo la sangre del cuerpo humano o los ríos. Las fases que pueden estar 

presentes en un flujo multifásico son gas, líquido y sólido. El último se presenta en 

forma de pequeñas partículas incompresibles y no deformables, mientras que el 

líquido presenta una característica deformable pero incompresible y el gas es 

compresible y deformable. 

 

En flujos de dos fases las clases más comunes son las siguientes: 

 Flujos gas-sólido, donde partículas sólidas están suspendidas en el gas. 

 Flujos líquido-líquidos, como las emulsiones de agua y petróleo. 

 Flujos líquido-sólidos, en el que las partículas sólidas se encuentran 

suspendidas en el líquido. 

 Flujos gas-líquido, que es ampliamente encontrado en la industria petrolera. 

 

Para el caso de flujos de tres fases, se encuentran las siguientes clases: 

 Flujos gas-líquido-sólido, encontrados en reacciones de gas-liquido con 

catalizador de partículas sólidas. 
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 Flujos gas-líquido-líquido, el cual es el más importante en este artículo debido 

a que las fases son agua, petróleo y gas natural provenientes de un pozo. 

 Flujos sólido-líquido-líquido, por ejemplo si existe arena mezclada con agua y 

petróleo en vez de gas. 

 

Puede haber flujos que contengan cuatro fases, por ejemplo si el pozo presenta 

agua, petróleo, gas natural y arena. 

 

2.1.1 Viscosidad 

 

La viscosidad es la propiedad de los fluidos en movimiento que caracteriza la 

tendencia a no fluir, debido al rozamiento entre sus moléculas. Según la mecánica 

de fluidos, la viscosidad dinámica se define como la relación existente entre el 

esfuerzo cortante τ y la tasa cortante     ⁄ , mostrada en la ecuación (1). Aquí, τ 

es la fuerza necesaria para mover una unidad de área sobre otra y la tasa cortante 

es la medida del cambio de velocidad entre las unidades de área 

  
 

    ⁄
                                                                            

                                       

Generalmente, en la dinámica de fluidos se realizan cálculos que incluyen la 

relación de la viscosidad dinámica y la densidad del fluido. La ecuación (2) 

representa esta relación, la cual se conoce como viscosidad cinemática. 

 

  
 

 
                                                                                

                                       

2.1.2 Número de Reynolds   
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Aquí,   es la densidad del fluido,   es el diámetro de la tubería,   es la velocidad 

promedio del flujo y   es la viscosidad del fluido. El número de Reynolds también 

ayuda a visualizar el perfil de velocidad de un fluido, siendo este plano si    es 

grande o parabólico si    es pequeño. 

2.1.3 Número de Froude 

 

Otro parámetro a tener en cuenta en el análisis de flujos multifásicos es el número 

de Froude. Este parámetro relaciona las fuerzas inerciales con las fuerzas 

gravitacionales mediante (4). Aquí, v es la velocidad del fluido, D es el diámetro de 

la tubería y g es la gravedad. 

 

   
 

√  
                                                                    

                                    

2.1.4 Flujo Laminar  

 

El flujo laminar se presenta cuando el número de Reynolds es menor a 2000 y es 

característico de fluidos altamente viscosos ya que sus esfuerzos cortantes son 

significativos. Se le llama laminar debido a que el fluido pareciera moverse en 

láminas continuas que interactúan poco con las capas adyacentes. En este tipo de 

flujo, las capas que se encuentran más hacia el centro de la tubería se mueven a 

una velocidad mayor que las capas que hacen contacto con las paredes de la 

tubería, lo cual se debe al alto grado de viscosidad del fluido. 

 

2.1.5 Flujo Turbulento   

 

Este tipo de flujo es típico de fluidos que tienen un número de Reynolds superior a 

4000. Lo anterior indica que el fluido posee una baja viscosidad, por ejemplo el 

agua, y sus movimientos varían irregularmente conllevando a una variación 
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aleatoria de las cantidades del mismo como la velocidad y la presión. El flujo 

turbulento presenta la característica que todas sus partículas se mueven a la 

misma velocidad aunque se encuentren cerca a las paredes de la tubería o en el 

centro de la misma. 

 

2.1.6 Patrones de Flujo   

 

Un patrón de flujo es la forma en que se distribuyen las fases de un fluido cuando 

fluye. Estos patrones dependen de factores como presión superficial, humedad, 

dispersión, entre otros. El enfoque de este artículo se centra en los patrones de 

flujo que encierran flujos de tipo gas-líquido y gas-líquido-líquido. Para flujos gas-

líquidos en tuberías verticales, los patrones de flujo que se pueden presentar son 

los siguientes: 

 

2.1.6.1 Bubble Flow.  Una dispersión de burbujas de tamaños no uniforme 

fluyen dentro de la fase líquida continua. 

 

2.1.6.2 Slug Flow.  Sucede cuando las burbujas se unen y forman una 

burbuja del tamaño de la tubería con forma de bala. 

 

2.1.6.3 Churn Flow.  Las burbujas en forma de bala a altas velocidades 

estallan y conllevan a un régimen de flujo inestable en el que hay un movimiento 

oscilatorio de la fase líquida. 
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Figura 3. Patrones de flujo en tuberías verticales 

 

Fuente [22] 

 

2.1.6.4 Annular Flow.  Aquí la fase líquida fluye sobre las paredes de la 

tubería como una película mientras que la fase gaseosa fluye por el centro de la 

tubería. Normalmente dentro del gas se encuentran pequeñas gotas de líquido. 

 

2.1.6.5 Wispy Annular Flow.  Consiste en la formación de espiras de líquido 

dentro del gas debido a la alta concentración de pequeñas gotas de líquido en el 

mismo. 

 

Para tuberías que se encuentran en posición horizontal, los patrones de flujo 

existentes son los que se muestran en la figura 2 y se definen como sigue: 

 

2.1.6.6 Bubble Flow. Al igual que en tuberías verticales, hay burbujas 

dispersas en la fase líquida, pero estas se acumulan en la parte superior de la 

tubería. 

 

2.1.6.7 Stratified Flow.  Ocurre cuando la gravedad separa completamente 

las fases. La fase líquida fluye en la parte inferior del canal y el gas en la parte 

superior. 
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2.1.6.8 Wavy Flow.  En el flujo estratificado, la velocidad del gas aumenta, lo 

que produce olas sobre la interface gas-líquido. 

 

2.1.6.9 Plug Flow: Burbujas con forma de bala fluyendo en la parte superior 

de la tubería. 

 

2.1.6.10 Semi-slug Flow: Ondas de la fase líquida más grandes que las ondas 

del patrón wavy flow, aunque estas no tocan la cima del canal. 

 

2.1.6.11 Slug Flow: Se diferencia con el patrón anterior porque las ondas 

llegan hasta la parte superior de la tubería formando burbujas de gas de mayor 

tamaño que esas que se forman en el patrón plug flow. 

 

2.1.6.12 Annular Flow: En este caso, al igual que en tubos verticales, el gas 

fluye por el centro del ducto y el líquido sobre las paredes del mismo, con la 

diferencia que la película de líquido tiende a ser más gruesa en la parte inferior de 

la tubería. 

Figura 4. Patrones de flujo en tuberías horizontales 

 

Fuente [22] 
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3. MEDICIÓN DE CAUDAL MULTIFÁSICO 

 

3.1 Tomografía de Resistencia Eléctrica 

 

La tomografía de resistencia eléctrica es una técnica no invasiva que sirve para 

medir el caudal de fluidos que contengan fases conductoras, aunque una de ellas 

debe conducir en un mayor grado que la otra, por tanto, esta técnica se aplica 

mayormente a flujos de dos fases. 

El sistema ERT utiliza dos planos de 16 electrodos cada uno espaciados a una 

distancia fija sobre la tubería, para medir la conductividad de la mezcla al inyectar 

corriente y medir voltaje o inyectar voltaje y medir corriente, lo cual depende del 

nivel de conductividad del fluido. La forma en que se hace la medición es la 

siguiente: se inyecta corriente por el par de electrodos vecinos 1-2 y se miden los 

voltajes en los pares sucesivos de electrodos vecinos 3-4, 4-5, …, 14-15, 15-16. Al 

terminar la secuencia, la corriente pasa a inyectarse por los electrodos 2-3 y los 

voltajes se miden en el resto de los electrodos. Este proceso se repite hasta que 

todas las mediciones independientes sean hechas. 

Las señales de voltaje diferencial de cada par de electrodos son adquiridas 

mediante una etapa de acoplamiento AC que, además de eliminar los 

componentes de DC de cada electrodo, disminuye la impedancia vista por la etapa 

siguiente, que corresponde a un filtrado pasa-altas que reafirma la eliminación de 

componentes de DC. La etapa siguiente corresponde a una multiplexación que 

selecciona el par de señales de electrodos sucesivos y las dirige al amplificador de 

instrumentación de ganancia programable PGIA, el cual amplifica o atenúa las 

señales de entrada disminuyendo así el rango dinámico de las mismas y 

aumentando la relación señal a ruido. Luego un filtro pasa-bajas rechaza rizos que 

pueda tener la señal de salida del PGIA. El ADC convierte la señal analógica a 

señal digital y los envía a una memoria FIFO, que los almacena y luego los 
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transmite hacia un PC remoto. El ruido de alta frecuencia que pueda resultar del 

transporte del fluido o que haya sido insertado por los sensores, se elimina 

mediante el método wavelet de-noising. Este método consiste en descomponer 

una señal ruidosa en varios niveles utilizando una familia de wavelets específica 

para calcular coeficientes de detalle y coeficientes de aproximación. Los 

coeficientes de detalle se eliminan y luego se reconstruye la señal nuevamente. 

El tiempo que demora el fluido en viajar de un arreglo de electrodos a otro se 

calcula con la ayuda de la correlación cruzada de las señales provenientes de los 

dos arreglos de electrodos. Este tiempo es el instante donde ocurre el pico 

máximo de la  función de correlación, y conociendo la distancia a la que están 

separados los planos de electrodos, se puede calcular la velocidad a la que viaja 

el fluido. Esta velocidad calculada mediante la correlación cruzada no es 

exactamente la velocidad de la mezcla debido a aspectos influyentes como la 

velocidad del agua y del petróleo. También se observó que mientras más rápido 

viaje el fluido más exacta será la velocidad calculada por la correlación cruzada de 

las señales de los arreglos de electrodos. 

3.2 Medidores Ultrasónicos 

 

Los medidores de flujo multifásico basados en tecnología ultrasónica permiten la 

medición del caudal en flujos cuya diferencia de impedancia acústica sea notoria, 

es decir que tengan diferencia entre sus densidades. Generalmente este método 

es aplicable a flujos en diferente estado por ejemplo líquido-gas. Los desarrollos 

alcanzados a la fecha incluyen instrumentos invasivos y no invasivos. Para el caso 

de los medidores no invasivos, cabe resaltar que se instalan fuera de la tubería 

(normalmente metálica) y que la ubicación de los transductores para lograr un 

buen resultado de transmisión debe tener un ángulo de incidencia de 19° ,esto se 

probó con una onda ultrasónica emitida de 2MHz. 

Los resultados de la aplicación de la tomografía ultrasónica muestran un método 

que puede ser aplicado para el reconocimiento del patrón de flujo y para medir la 
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fracción de vació. El sistema consta de 16 pares de transductores ultrasónicos 

conformados por un transmisor y un receptor distribuidos alrededor de la tubería 

en un único plano transversal.  Los transmisores requieren de un acople para que 

el espacio vació de la tubería no afecte a la onda. El método de medición del 

sistema inicia con la emisión de un pulso ultrasónico de 40KHz a una taza de 200 

Hz entre cada emisión desde uno de los transmisores, y debido a que el ángulo de 

dispersión de la onda es de 125°, la señal solo es recibida por 10 de los 

receptores; luego se hace la lectura del siguiente transmisor y así sucesivamente 

hasta que se obtienen las 160 lecturas. Los receptores van conectados a un 

circuito de adecuación de la señal que la amplifica a un nivel de voltaje apropiado. 

La captura de datos se lleva a cabo mediante la técnica de muestreo y retención 

cuyo tiempo de muestreo es manejado mediante un micro-controlador. Esta señal 

muestreada es transmitida a un PC mediante un sistema de adquisición de datos 

para su respectivo procesamiento.  

El tratamiento final de la información consiste en reconstruir la imagen mediante 

un algoritmo. En las pruebas hechas se usaron los algoritmos: Linear Back 

Projection (LBP) e Hybrid-Binary Reconstruction (HBR). 

Otro sistema de medición basado en tecnología ultrasónica consiste en un arreglo 

acimutal de tres transductores en la base de la tubería, los cuales registran el perfil 

de velocidad del flujo (UVP del inglés Ultrasonic Velocity Profile), una vez son 

obtenidos los datos medidos y considerando el  

 

3.3 Sistema de Medición Multifásico Accuflow 

 

En el país el método tradicional para la medición de flujo multifásico resulta ser la 

utilización de separadores de producción, que terminan siendo sistemas muy 

lentos haciendo que las medidas de flujo obtenidas a partir de este método no 

sirvan como indicadores en tiempo real del estado del campo. En cuanto al marco 



 

31 
 

económico para el pago de las regalías se usan los datos de producción obtenidos 

mediante pruebas periódicas realizadas con separadores de prueba, cuya 

utilización incrementa considerablemente los costos de operación, esto sin contar 

con el hecho de que la información obtenida puede corresponder a factores 

presentados durante el periodo de prueba y no por esto representar el verdadero 

producido del pozo.  

 

Obedeciendo a la clara necesidad de reducir los costos y mejorar la información 

que se extrae de cada pozo, las empresas han visto la necesidad de invertir en 

sistemas de medición más precisos y con mayor exactitud para los procesos. Las 

investigaciones buscan el diseño de métodos de medición usando conceptos 

experimentados a fondo como cambios de presión o cambios de volumen, 

garantizando sistemas compactos y de fácil manejo. Una solución desarrollada 

para la aplicación industrial de alta eficacia es presentado por la empresa Accuflow 

In. Basándose en un sistema de separación compacto para separar la corriente de 

gas de la corriente líquida de forma óptima, jugando con la estructura de la tubería 

y tratando de ahorrar el mayor espacio en el campo, la selección de los 

instrumentos se puede hacer en forma libre y sin problemas, es decir, el sistema 

de medición de las fases se puede realizar sin restricciones de tecnología. Cabe 

destacar que dependiendo de la tecnología  que se use el sistema va a tener una 

incertidumbre mayor o menor. La instrumentación a seleccionar depende de los 

factores como incertidumbre y exactitud de las mediciones, las distintas 

tecnologías proponen diversos tipos de instrumentos al mercado con una amplia 

gama de aplicaciones. 

La fase gaseosa conlleva un proceso  grande en el sistema de Accuflow In.; la 

mayoría del conjunto del sistema se encarga de la separación óptima de la fase 

gas-liquido. Para la medición de Gas en el sistema de Accuflow In, se plantea usar 

medidores de turbina del tipo Daniel, Vortex, Ultrasónico y medidor de Coriolis. 
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Para la medición de caudal de líquido se tiene una amplia gama de opciones, 

medidores de Coriolis, medidores de turbina, medidores de tecnología nuclear o 

conocidos como medidores de análisis elementales (Mecánicos, Hidráulicos, 

Acústicos, Eléctricos) entre otros. El método plantea usar un mecanismo de 

análisis bastante completo, conformado por un sensor Coriolis y una plataforma de 

análisis para el cálculo del petróleo neto y el corte de agua de fluido multifásico 

desarrollado por la empresa Emerson bajo el grupo de investigación Micro Motion. 

La plataforma de desarrollo ALTUS usa las ecuaciones de una red NOC (Net Oil 

Computer) para el cálculo del petróleo neto y el corte de agua, adicionalmente 

esta alternativa de medición de líquido permite la detección de burbujas por más 

mínimas que sean y permite tomar una decisión entre 3 posibles que posee el 

sistema.  

El sistema ALTUS NOC es de lazo cerrado; es un sistema automatizado, que 

permite al operario realizar las tareas mucho más fácil, ágil y más confiable. 

4. INGENIERÍA DE CABEZA DE POZO 

 

La industria petrolera hace parte de los sectores productivos más importantes a 

nivel mundial y por tanto es foco constante del desarrollo tecnológico, el principal 

objetivo es mejorar tanto la producción como el control sobre los pozos petroleros. 

A lo largo del seminario se abordó el tema de la medición de caudal multifásico ya 

que a partir de la medición de esta variable no solo se conoce el estado actual del 

pozo sino también hace posible determinar su comportamiento futuro. Como se 

planteó inicialmente hay dos variables más en cabeza de pozo que es necesario 

conocer para garantizar el óptimo desempeño del sistema de producción que son 

la temperatura y la presión (tubing y anular). A continuación se hace una 

propuesta de instrumentación de estas variables junto con la experiencia tenida en 

la visita técnica al pozo Colorado-33 de Campo Escuela, ya que es el pozo objeto 

de estudio. 
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4.1 Instalaciones y Condiciones Actuales  

Las condiciones bajo las cuales está funcionando el pozo Colorado-33 en la 

actualidad obedecen a un proceso de reactivación, mediante el cual se 

reemplazaron los componentes no funcionales y se puso en producción el pozo. 

La producción promedio del pozo está alrededor de 15 Bd. 

 

En la figura 5 se observa  una foto de la instalación actual en cabeza de pozo del 

pozo Colorado-33, en ella se distingue el cabezal en la parte inferior y de ahí en 

adelante un conjunto de válvulas y tuberías encargadas del transporte del crudo y 

un sistema para la prevención de formación de parafinas. Para una mejor 

descripción del sistema, en la figura 6 se muestra un P&ID de una vista superior 

del cabezal, ignorando las líneas secundarias del mismo. 

 

La línea de flujo P1 es por donde se extrae el crudo del reservorio y la válvula CV-

101 se encarga de controlar su paso. Las líneas de flujo P2 y P3 están conectadas 

directamente al anular y por allí sale gas la mayor parte del tiempo, pero la línea 

P3 esta principalmente como puerto para pruebas del nivel de líquido en el fondo 

del pozo que se realizan al pozo, es decir, el Echometer. Por otro lado, la presión 

del tubing es conocida por medio del instrumento PI-108, mientras que la presión 

en el anular se conoce gracias al instrumento PI-109. 

 

El problema de parafinas es controlado por el circuito cerrado que se forma 

cuando la válvula CV-104 esta abierta y CV-105 esta cerrada. Esto conlleva  a que 

el fluido pase por el contenedor de color rojo en la foto, conocido como “care 

vaca”, en el que es agregado un químico que disuelve las parafinas. 
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Figura 5. Cabeza de pozo (Colorado-33) 

 

Fuente: Autores 

 

Para la caracterización del funcionamiento del pozo se usa una técnica tradicional 

que consiste en la medición de presión en el tubing y en el anular, además de 

pruebas para determinar la carga que soporta la sarta de varillas y el nivel de 

fluido para prevenir daños en el sistema de producción (dinagrama y Echometer). 

 

Las instalaciones en el pozo no presentan instrumentos para medir temperatura ni 

caudal, las otras variables de interés que fueron identificadas. Esto se debe a que 

este es uno de los pozos que fueron puestos en funcionamiento luego de que 

empezara el convenio con la empresa estatal ECOPETROL. Por eso es de suma 

importancia medir todas las variables importantes para caracterizar el pozo, lo que 

permite un mejor control y prevención de problemas que conlleva al incremento en 

la producción. Cabe resaltar que la temperatura no es una variable tan 

indispensable en este caso a causa de que varía poco en el recorrido del crudo, 

pero se debe tener en cuenta para realizar compensaciones en las mediciones de 

caudal.  
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Figura 6. P&ID del cabezal de pozo 

 

Fuente: Autores 

 

4.2 Instrumentación 

 

Con base en la investigación realizada a lo largo del seminario las variables 

determinantes del estado de producción del pozo son: la presión, temperatura y el 

caudal. La presión tanto del tubing como del anular, garantizan el flujo de crudo 

desde el fondo hacia la tubería de producción; la temperatura afecta la formación 

de parafinas y el patrón de flujo y finalmente el caudal que es el indicador de 

producción. 

 

El tema de caudal se enfocó hacia el estudio de técnicas de medición de flujo 

multifásico, y considerando que los instrumentos comercialmente disponibles para 

esta tarea tienen un costo muy elevado, su utilización resulta aplicable únicamente 

a pozos con una alta tasa de producción. 

 

A continuación se hace la selección de los instrumentos para la medición de 

presión del tubing, presión del anular y temperatura del fluido en el primer tramo 

de la tubería de producción.  
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4.2.1 Presión 

 

4.2.1.1 Presión de tubing.  Corresponde a la presión del flujo en el tubing y 

se mide en cabeza de pozo. En el caso del Colorado-33 se requiere un transmisor 

de presión gauge y se mide en la tubería P1. 

 

4.2.1.2 Presión del anular.   Es la presión del flujo en la región ubicada entre 

el tubing y el casing, en el caso del Colorado-33 corresponde a la tubería P2 y 

también se mide a través de un sensor de presión gauge.  

 

La presión máxima, según los registros, que se presenta en el pozo Colorado-33 

es de 1800 psi tanto en tubing como en el anular. Por lo anterior, los medidores de 

presión deben tener un rango de medición de al menos 2000 psi. La búsqueda 

realizada en empresas como Endress+Hauser, Honeywell, Kobold y Rosemount, 

indicó que los instrumentos con el rango de medición que más se ajustaba a las 

condiciones impuestas por el pozo era de 4000 psi. Los otros instrumentos 

disponibles tenían un rango muy reducido o muy grande. En la tabla 1 se resumen 

los instrumentos preseleccionados. 

 

Tabla 1. Instrumentos Preseleccionados 

Referencia Fabricante Rango 

2051 Rosemount -14.7 a 4000 psi 

Modelo PAS Kobold 0 a 3625 psi 

3051 Rosemount -14.7 a 4000 psi 

 

Los instrumentos anteriormente relacionados tienen exactitudes muy buenas, 

máxima de 0.075% del span, todos tienes salida de 4-20 mA. 
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Teniendo en cuenta el rango de edición y la exactitud, el instrumento mas 

adecuado es el modelo PAS, que se muestra en la figura 7 y puede ser ordenado 

con el respectivo manifold, tiene protección IP67 y se alimenta con tensiones entre 

12 y 45 V. 

 

Figura 7. Kobold modelo PAS 

 

Fuente [10] 

 

4.2.2 Temperatura  

Las variaciones de temperatura alteran el funcionamiento normal del sistema al 

provocar cambios en las propiedades del fluido. Para la selección del sensor de 

temperatura se tuvo en cuenta que sea resistente a medios corrosivos, y ya que la 

tubería en la cual se va a instalar tiene un diámetro de 50 mm, la inserción del 

instrumento debe estar entre 25-30 mm. 

 

El sensor de temperatura seleccionado es el omnigrad T TR 25 de 

Endress+Hauser, mostrado en la figura 8. Es un sensor RTD que tiene protección 

IP65 a IP67, un encapsulamiento que contiene el transmisor para la conversión de 

la variable medida, salida de 4-20 mA y un rango de temperatura de -50 a 400°C.  
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Figura 8. RTD Omnigrad T TR 25 

 

Fuente [11] 

 

Este sensor se puede ordenar con o sin termopozo, según la decisión del cliente. 

Las demás características que presenta el instrumento se encuentran en [11]. 

 

4.2.3 Caudal 

Para medir caudal, se puede escoger una de las técnicas estudiadas por los 

estudiantes durante el seminario. 

 

4.2.4 Instalación de los instrumentos 

Aprovechando la ubicación de los instrumentos de presión instalados actualmente 

en el pozo, se decidió situarlos en el mismo lugar. De esta manera se puede 

conocer la presión de tubing y la presión en el anular. El sensor de temperatura se 

debe instalar en la línea de flujo P5 después del medidor de caudal, a unos 10 

cms de este, previamente habiendo cambiado la ubicación de la válvula CV-105. 

Esta nueva disposición de la instalación del cabezal se muestra en la figura 9. 

 



 

39 
 

Figura 9. Instrumentos instalados 

 

Fuente: Autores 
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