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RESUMEN

TITULO: ESTUDIO TECNICO Y FINANCIERO DE LA IMPLEMENTACION DEL
SISTEMA DE LEVANTAMIENTO PLUNGER LIFT EN POZOS DE LOS CAMPOS
TIBU Y SARDINATA DE ECOPETROL S.A".

AUTORES: ADRIANA CAROLINA BARRETO PARDO™

PALABRAS CLAVES: Sistema Plunger Lift, historia de produccion, estados
mecanicos, curvas de declinacion, optimizacion, valor presente neto, tasa interna

de retorno, relacion beneficio-costo.

DESCRIPCION

El campo Tibl y campo Sardinata, se encuentran ubicados en el departamento de Norte de
Santander, Colombia. Hacen parte de la cuenca del Catatumbo y son operados por la
Superintendencia de Operaciones Catatumbo Orinoquia de Ecopetrol S.A; estos dos campos se
consideran campos maduros por tener mas de 70 afios de produccion, los pozos del Cretaceo
pertenecientes a estos dos campos se caracterizan por tener altas relaciones Gas-Liquido (GLR),
por lo cual son afectados por la carga de liquidos siendo esto un obstaculo para la produccién de
gas.

Este proyecto presenta un estudio técnico y financiero de la implementacién del sistema de
levantamiento Plunger Lift a 4 pozos de campo Tibl y 1 pozo de campo Sardinata, en donde ya se
ha venido trabajando este sistema de levantamiento para ayudar a estos pozos a producir la carga
de liquido y el gas de fondo a superficie. Con base en el estudio mostrado en este libro se
evidencia la mejora en la produccién de crudo y gas para dichos pozos. Durante el desarrollo del
proyecto también se elaboré una metodologia, la cual permitié seleccionar pozos candidatos para
la instalacién del sistema Plunger Lift en campo Tibu, ayudando asi al desarrollo de este como
predominante para el levantamiento de fluidos en este tipo de pozos.

Para ello, se realiz6 una investigacion detallada del funcionamiento, equipos requeridos para la
instalacion de fondo y superficie, operacidén y mantenimiento del sistema Plunger Lift. Se desarrollo
una metodologia que permitid el estudio técnico y financiero, se seleccionaron los pozos
candidatos para la instalacién del sistema y por ultimo se valid6 la metodologia en 1 pozo de los 10
seleccionados, cumpliendo asi con los objetivos de este proyecto.

* Proyecto de Grado
** Facultad de Ingenierias Fisico-Quimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos. Director: Ingeniero
de Petroleos Cesar Augusto Pineda Gomez. Codirector: Jose Luis Jiménez Rios.
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ABSTRACT

TITLE: TECHNICAL AND FINANCIAL STUDY OF THE IMPLEMENTATION OF
PLUNGER LIFT AS ARTIFICIAL LIFT SYSTEM IN WELLS OF THE TIBU AND
SARDINATA FIELDS".

AUTHORS: ADRIANA CAROLINA BARRETO PARDO™

KEY WORDS: Plunger Lift system, production history, mechanical states, decline

curve, optimization, net present value, internal rate of return, benefit cost ratio.

DESCRIPCION

The Tibu and Sardinata field are located in the department of Norte de Santander, Colombia. They
are part of the Catatumbo basin; they are operated by the Superintendencia de Operaciones
Catatumbo Orinoquia of Ecopetrol S.A. Both field are considered mature fields due that they have
over 70 years of activity, Cretaceous wells belonging to these two fields are characterized by high
gas-liquid relations (GLR) and are therefore affected by fluid loading this being an obstacle to the
production of gas.

This project presents a technical and financial study of the implementation of Plunger Lift as artificial
lifting system to 4 wells of Tibu field and 1 well of Sardinata field, where it has been working since
the lifting system to help these wells to produce the load of liquid and gas from bottom to surface;
based on the study shown in this book demonstrates the improvement in oil and gas production for
these wells. During the development of the project also developed a methodology that allowed
select candidate wells for the installation of the Plunger Lift system in Tibu field, so helping the
development of this system as prevailing for the lifting of fluids in these wells.

For that, it was performed a detailed investigation of the operation, equipment required for
installation bottom and surface, operation and maintenance of the Plunger Lift System. A
methodology was developed that allowed the technical and financial evaluation, and finally we
selected candidate wells for the installation of the system and the methodology was validated in 1 of
the 10 selected wells, fulfilling so the objectives of this project.

* Graduation Project
** Faculty Physical-Chemical Engineering. School of Petroleum Engineering. Director: Cesar Augusto Pineda
Gomez. Codirector: Jose Luis Jiménez Rios.
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INTRODUCCION

Los campos maduros han sido objeto de investigacion en nuestro pais en los
ultimos afios, debido a la gran necesidad de aumentar la produccion de gas y de
petréleo, para asi poder solventar la demanda actual de hidrocarburos; por tal
motivo se hace necesario buscar tecnologias alternativas que ayuden a solucionar
la carga de liquidos en fondo de pozo, el cual es uno de los principales problemas
en este tipo de campos.

Campo Tiba y campo Sardinata son operados por la Superintendencia de
Operaciones Catatumbo Orinoquia (SCO) de Ecopetrol S.A. Estos campos se
consideran maduros debido a que estan en produccion desde los afos 40’s y
tienen una tendencia de declinacion continua claramente definida. El uso de
sistemas de levantamiento artificial en este tipo de campos es de gran importancia
debido a la falta de energia primaria del yacimiento, producto de su extensa vida
productiva. Por lo anterior es importante estudiar el funcionamiento y la efectividad
del sistema Plunger Lift en estos campos y con esto combatir la carga de liquidos

presente en fondo de pozos.

En éste orden de ideas, este proyecto busca evaluar los resultados de la
implementacion del sistema Plunger Lift en pozos de los campos Tibu y Sardinata,
plantear una metodologia que conduzca a la evaluacion técnico-financiera de su

extension como sistemas predominantes en estos campos en el mediano plazo.

Para lograr estos objetivos en el primer capitulo de este libro se muestra una
investigacion realizada sobre el funcionamiento, equipos requeridos de instalacion
de fondo y superficie, operacién y mantenimiento del sistema PL, los diferentes
proveedores mundiales de este tipo de sistema de levantamiento y los costos

asociados a la instalacién de fondo, superficie y mantenimiento de los equipos.

En el capitulo 2 se hace una descripcion de los dos campos en los cuales se ha
instalado el sistema Plunger Lift, campo Tibd y campo Sardinata; en donde se
17



describe las generalidades de cada uno de los campos, formaciones productoras

(principales y secundarias) e historias de produccion.

En el capitulo 3 se desarrolla el estudio técnico y financiero de la implementacion
del sistema, con base en la metodologia planteada al inicio del capitulo, se
identificaron cada uno de los pozos a los cuales se le instal6 el sistema Plunger
Lift en campo Tibu y campo Sardinata, se realizdé un analisis técnico en donde se
incluyen gréaficas de produccion de aceite, gas y agua en las que se evidencian
resultados de aumento de la produccién hasta de 36 BOPD después de la

instalacion del sistema y aumentos de las reservas recuperables de 139.198 bbl.

En el capitulo 4 se muestra el disefio de una metodologia técnica para la seleccion
y prueba de pozos candidatos, de la segunda campafia de implementacion del

sistema PL en campo Tibu; incluyendo la seleccion de los mismos.

Por ultimo en el capitulo 5, se desarrolla la aplicacién de la metodologia planteada
en el capitulo 4 para el pozo Tibu 2K, en el cual la viabilidad econdmica de la
implementacion del sistema resulta rentable luego de analizar tres escenarios: Si
el barril del crudo disminuye un 10%, si se mantiene en 54 US$/bbl o si
aumentaba en un 10%, para periodos de evaluacion de 36, 24 y 12 meses. Se
muestra el wellplaning de la intervencién para la instalacion del sistema, la forma
7 CR y 10 CR del Ministerio de Minas y Energia para el pozo Tibu 2K. Dando un
resultado favorable después de la instalacion tanto para la remocion de liquidos de

fondo de pozo, como para la optimizacion de la produccion de gas y de petréleo.
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1. SISTEMA PLUNGER LIFT

La carga de liquidos en los pozos de gas con frecuencia es un problema en
campos maduros. Las empresas operadoras por lo general usan sistemas de
levantamiento artificial como el bombeo mecanico, sistemas de bombeo de
cavidades progresivas (PCP), el venteo en superficie o purgado, la eliminaciéon de
la acumulacion de liquido y la restauracion de la productividad del pozo. Sin
embargo estas técnicas causan pérdidas de gas.

Los sistemas de bombeo neumatico tipo Plunger Lift (PL) son una alternativa
economica respecto a los otros sistemas de levantamiento y pueden reducir
significativamente las pérdidas de gas, eliminar o reducir la frecuencia de
tratamientos futuros del pozo y mejorar la productividad del pozo. El sistema PL
es una forma de bombeo intermitente de gas que usa la acumulacion de la presion
de gas del pozo para empujar el émbolo de acero o plunger, y la columna de
liquido que esta sobre este, el cual trae a superficie los liquidos que se acumulan
entre viaje y viaje del piston. El plunger sirve como piston entre el liquido y el gas,
lo cual minimiza el retroceso del liquido, y sirve como raspador de escamas y
parafina, este sistema de levantamiento estd dirigido a pozos de baja
productividad. La figura 1 representa un sistema de levantamiento Plunger Lift

tipico.

Algunas ventajas de este sistema son: el bajo costo inicial, muy poco
mantenimiento y no requiere de ninguna fuente externa de energia como la
requerida en otros sistemas de levantamiento artificial. Posee limitaciones tales

como condiciones mecanicas, profundidad del pozo, volimenes de gas y liquidos.
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Figura 1. Sistema de levantamiento Plunger Lift tipico
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Fuente: BYLIN, Carey. PLAUCHU, Jorge. Reduccién de emisiones de metano en el sector del
petréleo y del gas. Petrotecnia, Febrero, 2009.

1.1 DESCRIPCION BASICA DEL SISTEMA PLUNGER LIFT

El principio del Plunger Lift es basicamente el uso de un pistén libre que actla
como una interfase mecanica entre el gas de formacién y los liquidos producidos,

aumentando considerablemente la eficiencia del levantamiento en pozo.

El éxito de la operacién de este sistema radica en la suposicion que los pozos no
tienen empaque o tienen comunicacion entre el tubing y el casing en el fondo de la

sarta de produccion.

Una instalacién tipica consiste de un tubing stop retirable y un bumper spring al
fondo de la sarta de tuberia, un lubricador y un receptor (Catcher) en la superficie

gue actua como un amortiguador (Shock absorber) en el extremo superior del
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viaje del plunger. El sistema se completa con la adicién de un controlador
electrénico (Controller) que gestiona la operacion del sistema, ademas de registrar
informacion de tiempos de viaje y comportamiento de presiones de anular, tuberia
y linea de flujo, entre otras funciones. Finalmente la motor valve con la habilidad
de abrir o cerrar el flujo en la linea. (Ver figura 2).

Figura 2. Configuracion de un sistema Plunger Lift convencional

Motor Valve Catcher
Controller
Plunger
Bumper
Spring

Tubing Stop o
niplesilla

Fuente: WEATHERFORD. Optimizacioén de la produccién para sistemas de
levantamiento artificial. Weatherford. 2012

La operacion del sistema es iniciada por el cierre de la motor valve en la linea de
flujo que permite la acumulacién del gas de formacién en el anular a través de una
separaciéon natural, la presiéon que acumula el pozo durante el tiempo de cierre
debe ser suficientemente mayor que la presion de la linea de venta para levantar
el plunger y la carga de liquido a superficie. Un mecanismo de valvula, controlado
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por un microprocesador, regula la entrada de gas al tubing y automatiza el

proceso.

El controlador funciona con energia producida mediante una bateria recargable
solar (Panel solar), puede ser un sencillo ciclo de cronometro o tener una memoria
de estado sdlido y funciones programables con base en sensores del proceso. El
anular actia basicamente como un reservorio para el almacenamiento del gas.
Después la presiéon aumenta del anular al tubing a un cierto valor y el flujo en la
linea es abierto por la motor valve. La rapida transferencia del gas del anular al
tubing ademas del gas propio de la formacidn crea una alta velocidad instantanea,
gue causa una caida de presion a través del plunger y el liquido. El plunger a
continuacion se mueve hacia arriba arrastrando los liquidos en el tubing, que se
encuentran encima de este llevandolos a superficie. Debajo de esta interfase

mecanica solo una porcion de los liquidos seran recobrados.

Cada vez que el plunger llega al catcher y es registrado por el sensor, el
controlador pasa a la fase de venta de gas que ha sido programado previamente,
cumplido el tiempo de ventas el controlador hace cerrar la motor valve, cerrando el
flujo, lo que ocasiona que el plunger inicie su viaje de caida hasta el bumper
spring, en el fondo de la sarta de tuberia e iniciando asi huevamente el ciclo con el

tiempo de cierre para recuperacion de presion®.

1.2 ELEMENTOS PARA LA INSTALACION DE UN SISTEMA DE
LEVANTAMIENTO POR BOMBEO NEUMATICO PLUNGER LIFT

1.2.1 Instalacién de fondo

Niplesilla — Tubing Stop: La niplesilla es un dispositivo que hace parte de la sarta

de tuberia y generalmente se instala en el fondo de la misma, de esta manera

! BIZZOTTO, Pablo. DE MARZIO, Luciana. DALLE FIORE, Rodrigo. Aplicacién de los diferentes
tipos de Plunger Lift en el yacimiento Cerro Dragon. Pan American Energy. 2008.
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sirve para alojar el resorte de fondo. Cuando se utiliza una tuberia sin niplesilla se
baja un tubing stop que cumple la misma funcién, con la diferencia que se puede

fijar en cualquier parte de la tuberia.

Resorte de fondo (Bumper spring): El resorte se fija en la niplesilla y tiene la

finalidad de amortiguar la carrera descendente del piston.

Standing valve: La vélvula de pie o standing valve tiene la finalidad de no dejar
escapar el liquido del tubing durante los periodos de cierre. Este elemento es de
gran utilidad en pozos de poco caudal de liquido, evitando viajes secos del piston.

Piston (Plunger): Es la interfase solida entre el gas de levantamiento y el slug de
liguido, éste viaja libremente dentro del tubing produciendo de manera

intermitente.

A continuacion se describiran las caracteristicas principales de cada tipo de piston

convencional y no convencional.

Los plunger convencionales requieren de un tiempo de cierre de 30 a 60 minutos,
dependiendo de la profundidad, del tipo de piston, de la viscosidad del fluido y del
espacio anular entre el piston y el tubing. La velocidad de descenso promedio de
este tipo de piston es de 150 — 500 pies/min. Dentro de esta categoria se
encuentran: Pistones con almohadillas expandibles, ranurados para limpieza, de

fibra, de sello turbulento, entre otros?.

e Plunger convencional de almohadillas (Beauflex): Posee excelentes
propiedades de sello, se caracteriza por tener un anillo de sello por debajo de las
almohadillas que reduce el paso del gas. La superficie de las almohadillas es
mayor en comparacion con la de otros pistones del mismo tipo, ofreciendo un area

de contacto mas grande con el diametro interior del tubing. Utiliza el gas de

Z Ibid. Pag 11.
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levantamiento de una forma mas eficiente. Se ha utilizado exitosamente en pozos

con un caudal de gas inferior a 5000 m®d con un promedio de 40 viajes por dia.

e Plunger de fibra: se utiliza en pozos con problemas de arena, al no tener
piezas moviles se alarga la vida util y se evita la abrasién del piston, debido a que
el sello no es metal-metal sino metal-fibra. Otro campo de aplicacion importante es
en pozos que poseen defectos en su diametro interno, este tipo de piston se
adapta a la forma interna del tubing sin perder capacidad de sello.

e Plunger con by pass de flujo continuo: Representan un caso intermedio
entre el PL convencional y el Pacemaker, mejorando notablemente la velocidad de
caida en el liquido (desde 500 ft/min a 1200 ft/min) y con la capacidad adicional de
caer a contraflujo de una produccién de gas inferior a los 5000 m%d. Esto
representa un menor tiempo de cierre para permitir que el piston caiga y tener
mayor frecuencia de viajes diarios. A muy bajos caudales de gas, este mecanismo
permite que el pistobn comience su carrera descendente con el pozo en
produccion, por ello se los denomina de flujo continuo, para diferenciarlos de los

de by pass convencionales.

El rendimiento de los pistones en la carrera descendente, principalmente se ve
afectada por la velocidad del mismo en el medio liquido, debido a esto se
recomienda su uso en pozos con fluido viscoso, con buen potencial de produccién
de liquido, en pozos profundos y en aquellos que no requieren un tiempo de cierre

adicional para acumular energia de presion.

e Plunger (Miniflex con by pass): Puede realizar 70 viajes por dia con una
produccién de liquido de 25 m®/d y a una profundidad de 2226 m, lo cual supera
los parametros de los pistones anteriormente mencionados. Cuando el built up de
presiéon requiere tiempos prolongados la utilizacion de este tipo de pistones no es

necesaria, porgue no tendria la energia suficiente para empezar el ciclo al instante
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después de llegar el plunger al fondo del tubing. Para el uso de este tipo de
plunger es necesario que la recuperacion de presion se logre rapidamente, de
manera que cuando el piston alcanza el fondo, se esté en condiciones de dar

inicio a la carrera ascendente inmediatamente.

Figura 3. Tipos de plunger convencionales

Miniflex con bypass

Beauflex Plungef

Pistén con Bypass de Flujo Continuo

Lubricador con Barra Separadora

Beauflex con bypass para mejorar la velocidad en la carrera descendente. Excelente propiedades

de sello

Fuente: BIZZOTTO, Pablo. DE MARZIO, Luciana. DALLE FIORE, Rodrigo. Aplicacion de los
diferentes tipos de Plunger Lift en el yacimiento Cerro Dragdn. Pan American Energy. 2008.
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e Pacemaker: Fue originalmente disefiado para terminaciones tubingless de
didmetro reducido y en pozos que tienen empaque, reduce el tiempo de cierre
para incrementar la cantidad de ciclos diarios y evita grandes oscilaciones de
presion que afectan el sistema de captacion.

Los pistones convencionales operan mejor, cuando el espacio anular (tubing /
casing) esta disponible para acumular energia de presion, debido a que éste actia
como un gran separador durante el periodo de cierre.

En la figura 4 se muestra la Relacion Gas Liquido (RGL) necesaria para instalar un
PL en pozos con y sin empaque; se observa que para una profundidad de 10000
pies, un pozo sin empaque requiere una RGL de 2800 scf/bbl, el mismo pozo con
empaque necesita 5000 scf//bbl. Esto se debe basicamente a que toda la
instantanea de gas que aporta entre la columna, para elevar el piston a superficie
cuando se abre la valvula neumatica no esta presente en un pozo con empaque,
por ende, ese caudal de gas en este caso lo tiene que aportar el reservorio en un

tiempo minimo.

Figura 4. Relacion gas liquido necesaria para instalar un PL con y sin empaque
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Fuente: BIZZOTTO, Pablo. DE MARZIO, Luciana. DALLE FIORE, Rodrigo. Aplicacién de los
diferentes tipos de Plunger Lift en el yacimiento Cerro Dragén. Pan American Energy. 2008.
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Por lo tanto la aplicacién de los pistones tradicionales en pozos tubingless o con

empagque se ve limitada por el caudal de gas disponible.

Este piston no convencional puede realizar (mas de 100 ciclos diarios) con slug de
liguido més pequefios, derivando en una presién dinamica de fondo mas baja. Al
elevar baches de liquidos muy pequefios en cada ciclo, requiere menor energia
para llevar el plunger a superficie, dependiendo mas de la velocidad del gas que
de la presion®.

Un sistema pacemaker estd compuesto por un lubricador que varia del piston
convencional, ya que posee una barra lubricadora separando asi el conjunto

cilindro hueco-esfera.

En la figura 5 se muestran los diferentes tipos de pistones pacemaker, los cuales
varian en longitud y peso, entre mayor sea la longitud del piston tiene mayor

capacidad de dar sello.

Figura 5. Tipos de pistones Pacemaker

Combinaciones més usadas para tubing de 2 7/8”
1-Cilindro de Titanio-Longitud:7” con esfera de
nitrato de silica [3.1#]

2-Cilindro de Titanio-Longitud:9” con esfera de
titanio [4.1#]

3-Cilindro de Titanio-Longitud: 12” con esfera
de ceramica [5.3#]

4-Cilindro de acero-Longitud :7” con esfera de
ceramica [5.4#]

5- Cilindro de acero-Longitud:9 “ con esfera de
acero [7#]

6-Cilindro de acero-Longitud:10 *“ con esfera de
cobalto[8.1#]

Fuente: LEA, James. NICKENS, Henry, WELLS, Michael: “Gas Well Deliquification Book-Solutions
to Gas Well Liquid Loading Problems”. Elsevier INC. 2008. Pag (123-192).

® Ibid. Pag. 16.
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1.2.2 Instalacion de superficie. A continuacion se describiran las principales

partes que conforman el equipo de superficie.

Catcher: Este dispositivo sirve para retener el pistbn cuando arriba a

superficie.

Lubricador: Este dispositivo va instalado en el cabezal del pozo encima de
la valvula maestra, tiene por objetivo alojar al piston cuando éste arriba en
superficie, internamente tiene un pequefio resorte que amortigua la llegada

del piston.

Sensor de arribo: Este dispositivo se instala en el lubricador y tiene la
finalidad de detectar la llegada del piston, cuando lo hace le envia una

sefal al controlador para que dé comienzo al periodo denominado afterflow.

Véalvula Neumatica: Esta valvula se conecta en la salida de la produccion y
es el dispositivo que realiza el cierre y la apertura del pozo, gobernada por

el controlador electroénico.

Valvula hidraulica de seguridad (Line break): Dispositivo de seguridad
gue se instala en la linea de produccion, esta valvula posee dos pilotos que
cortan por alta y baja presion. La valvula line break tiene la finalidad de
cerrar el pozo para no trasmitir la presién acumulada a las instalaciones de
superficie, si se produce un Shut down en las estaciones recolectoras
donde llegan los pozos que producen por Plunger Lift o por la rotura de la

linea de produccion en superficie en donde cerraria por baja presion.

Vinculacion entre el tubing y casing: Sirve para permitir la produccién del

pozo por el casing para revertir una situacion de ahogue.
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e Valvula aguja (choke de produccién): Se instala en la linea de
produccién, para controlar el pozo al ponerlo inicialmente en produccion,

también posibilita la restriccion del pozo ante cualquier necesidad operativa.

Figura 6. Instalacién equipos de superficie sistema Plunger Lift

e Controladores (Controller)

Estos se instalan en superficie y tienen como funcion controlar las aperturas y los
cierres de la valvula neumatica ademas de registrar los arribos del plunger, estos
pueden trabajar por presion y/o por tiempo. Se puede fijar el tiempo de cierre para
permitir que el plunger alcance el fondo y para que tenga la energia de
levantamiento necesaria o también fijar la presion de casing a la que se quiere
abrir el pozo, asegurando un tiempo minimo que permite llegar con el plunger al

fondo.
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La posibilidad de trabajo por presion de build up en controladores de Plunger Lift
presenta la ventaja de que se abre el pozo al valor de presion deseado y no al
finalizar un periodo de tiempo prefijado. El trabajar en el modo tiempo, puede
derivar en que se abra el pozo sin la suficiente energia provocando un “no arribo”
0 que el plunger esté esperando en el fondo con la energia de presion necesaria

ya acumulada.

El concepto de controladores autoajustables se basa en el seguimiento continuo
de la velocidad de ascenso del plunger, este dispositivo electronico tiene un
algoritmo matematico interno que basicamente autoajusta el tiempo de cierre
“Shut In” y el de afterflow para mantener la velocidad del plunger dentro de una
ventana predefinida.

Segun algunos estudios la velocidad normal de funcionamiento de un plunger
deberia estar entre 500 — 1000 pies/min (este rango de velocidad puede cambiar
segun la experiencia en campo). Velocidades por encima de los 1000 pies/min
redundan en un desgaste excesivo de los componentes y ademas comprometen la
integridad de la instalacion de superficie. Velocidades inferiores a 500 pies/min
disminuyen notablemente la eficiencia de sello del plunger, dado que una parte
importante del gas de empuje se escapa a través de la luz tubing — plunger. La
velocidad del plunger es controlada por la presion acumulada durante el periodo
de cierre y el tamafio del slug de liquido acumulado durante el periodo de

afterflow®.

A partir de la profundidad del tubing y el rango de velocidades recomendadas (500
— 1000 pies/min), se determina el tiempo rapido y lento, quedando definidas las

ventanas de velocidad.

* Ibid. Pag. 13.
30



1.3 CICLO DE PRODUCCION DE UN SISTEMA PLUNGER LIFT

Este sistema de produccion es un método ciclico o intermitente, que utiliza la
energia propia del reservorio para producir los liquidos acumulados mediante un
pistdn o plunger, que actiia como una interfase sélida entre el slug de liquido y gas

de levantamiento. La operacién requiere de la realizacién de varios ciclos diarios.

1. Periodo de cierre (Shut-In) con el objeto de:

» Permitir que el plunger que inicialmente esta dentro del lubricador en boca
de pozo, mantenido por el flujo de produccion, pueda caer hasta el fondo de

la instalacion en busca del liquido acumulado durante la fluencia.

» Permitir que el pozo acumule suficiente presion en el espacio anular, para
gue la expansion del gas que se encuentra debajo del plunger pueda

conducirlo hacia la superficie, llevando consigo el liquido acumulado.

Durante el periodo de cierre se producen efectos no deseados:

> EIl tiempo de cierre provoca una pérdida de produccion, ya que parte del
liquido acumulado por efecto del aumento de la presion debido al build up
de la formacién de gas, es forzado a ingresar a la formacion productiva o a
otra capa de baja presion estéatica. Por ello es muy importante la utilizacion
de resortes con valvulas de pie o retencién que evite que el liquido salga

del tubing durante los periodos de cierre.

» Elevadas acumulaciones de presion, originan grandes oscilaciones dentro
del sistema de captacién de produccion y por ende en la succion de los

compresores.

2. Una vez se alcance la presion requerida para que el plunger lleve los

liquidos acumulados a superficie y asegurando que el plunger haya
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alcanzado la profundidad del resorte, se procede a la apertura de la valvula

neumatica.

Se genera un diferencial de presion instantaneo por la descompresion del
gas del ciclo anterior en el tubing. El gas acumulado en el casing se

expande.

El plunger asciende a la superficie, en una primera instancia se observa un
flujo niebla seguido del slug macizo de liquido. Este flujo se genera cuando
un porcentaje del gas de empuje pasa a traveés del espacio piston-Tubing,
arrastrando parte del liquido en forma de pequefias gotas.

El sensor que esta instalado en el lubricador detecta la llegada del plunger y

envia una senal al controlador.

Se da comienzo al periodo denominado purga, venta o afterflow. Durante
este intervalo de tiempo, el pozo aporta gas al sistema y a medida que la
velocidad del gas disminuye, comienzan a acumularse gotas de liquido que
no pueden ser elevadas. Este slug que se produce sera llevado a superficie

en el siguiente ciclo.

El tiempo de afterflow es critico en pozos con elevadas producciones de liquido,

en donde una acumulacién excesiva puede dificultar el arribo del plunger en el

préximo ciclo. Una practica comdn y no recomendada, es la de producir los pozos

de gas restringidos con el objetivo de acumular energia para asegurar la fluencia,

si bien esto prolonga el periodo de surgencia del pozo en el tiempo, esto favorece

la carga de liquidos y limita la produccion de gas. El proceso de “load up” o carga

de liquido estd gobernado por la velocidad del gas, que es proporcional a la

presién dinamica en el tubing. Si la presiébn dinAmica aumenta, mayor sera el
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caudal de gas necesario para evitar la acumulacion de liquidos en el fondo del
pozo.

En la figura 7 se muestra las curvas de Coleman, con este gréfico se puede
determinar el caudal critico de gas a una determinada presion dinamica de boca,

para cada diametro de tuberia.

Figura 7. Curvas de Coleman para determinar caudal critico de gas
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Fuente: COLEMAN, Steve B. “A new look at predicting Gas-Well Load-Up”, JPT March 1991.

El pistdn se mantiene en el lubricador debido al flujo constante de gas y a la

turbulencia que se crea.

Al terminar el tiempo de venta o afterflow, el controlador da una sefial a la
valvula reguladora y esta cierra la linea.

Comienza el periodo de cierre y el plunger empieza su carrera
descendente. (Al tener la suficiente presion o haberse cumplido el tiempo
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suficiente para almacenar la energia para que el plunger llegue a superficie

se inicia nuevamente el ciclo).

En la figura 8 se aprecia en un diagrama del ciclo detallado anteriormente.

Figura 8. Ciclo Plunger Lift.

—— S

1) La valvula 2) La valvula abre 3) El liquido y el 4) La velocidad 5) La valvula neumatical
neumatica esta y el gas del anular pistén alcanza la del gas decrece y cierra y el plunger cae,
cerrada y la se expande superficie, el comienza a primero a través de gas
presion en el levantando el pistén es acumularse y luego a traveés de
espacio anular piston y el slug de mantenido en el liquido en el fondo liguido. Una vez que
hace el build up. liquido. lubricador por el del pozo. Sise lo alcanza el fondo el ciclg)
fluio de aas. deja fluir mas se repite nuevamente.
tiempo puede
ahogarse.

Fuente: BIZZOTTO, Pablo. DE MARZIO, Luciana. DALLE FIORE, Rodrigo. Aplicacién de los
diferentes tipos de Plunger Lift en el yacimiento Cerro Dragén. Pan American Energy. 2008.

La duracion de cada etapa depende de las caracteristicas de cada pozo en
particular y del plunger utlizado. ElI diagrama de presiones es una de las
herramientas fundamentales de seguimiento de los pozos, que producen mediante

Plunger Lift y en forma conjunta con los datos histdricos almacenados en el
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controlador electrénico, se pueden detectar cualquier tipo de desviacion en el

funcionamiento del sistema (Ver figura 9).
Figura 9. Grafico de presion de tubing vs tiempo

de los

on
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Tiempo
Luciana. DALLE FIORE, Rodrigo. Aplicaci

Pablo. DE MARZIO
diferentes tipos de Plunger Lift en el yacimiento Cerro Dragén. Pan American Energy. 2008.

PARAMETROS DE SELECCION DE POZOS PARA INSTALACION DEL
Pozos surgentes con grandes diferenciales entre el tubing y el casing

Pozos con gran bloqueo de Gas en Bombeo Mecéanico

Intermitentes
Problemas de Parafina
Alta presion en la linea

Fuente: BIZZOTTO,

4
1.4.1 Tipos de pozos que necesitan Plunger Lift

SISTEMA PLUNGER LIFT

1



1.4.2 Parametros de Aplicacion del Sistema Plunger Lift

Tabla 1. Requerimientos operativos

REQ R OS OPERA 0

Typical Range |Maximum
Operating Depth 8000' TVD 19000' TVD
Operating Volume 1-5BPD 200BPD
Operating 120°F 500° F
Temperature
Wellbore Desviation N/A 80°
Corrosion Handling Excellent
Gas Handling Excellent
Solids Handling Poor to Fair
GLR Required 300 SCF/BBL/100' Depth
Servicing Wellhead Catcher or Wireline
Prime Mover Type Well's Natural Energy
Offshore Application N/A at this time
System Efficiency N/A

Fuente: WEATHERFORD. Presentacidén propuesta intervencion con Plunger Lift. 2012

1.4.3 Tipos de pozos segun el afterflow. Analizando esta variable, podemos

identificar dos tipos de pozos:

» Pozos de gas y condensado en donde el objetivo principal es maximizar la
produccion de gas, con periodos de afterflow importantes, sin llegar a

comprometer el pozo por un ahogue.

» Pozos de petrdleo con gas, en donde la meta es producir los liquidos
mediante la energia de presion del gas. En este caso los periodos de
afterflow son mas cortos, con la finalidad de resguardar la energia de
levantamiento del gas y hacer la mayor cantidad de ciclos por dia,

simulando un efecto de pistoneo.
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15

PROBLEMAS OPERATIVOS®

1.5.1 Problemas méas comunes

Y

15.2

Roturas en el tubing (igualdad entre la presion de tubing y casing)

Pérdidas en valvula neumética originadas por erosion del asiento.

No apertura de la valvula neumatica por baja presion en el gas de
instrumento a causa de la formacién de hidratos o presencia de liquido.

Mal funcionamiento en los sensores de presion.

Problemas en el sensor de arribo, imposibilitando el comienzo del afterflow
debido a una no deteccion del plunger.

No arribo del plunger por excesivo desgaste del mismo.

Configuracion incorrecta de las variables de operacion, por ejemplo:
Afterflow, Shut in, etc.

Ventajas y limitaciones

Principales ventajas al usar el sistema de levantamiento Plunger Lift

No es requerida energia externa, usa solo la energia del pozo para la
extraccion.

Dewatering gas well.

No es requerido equipo de Rig para la instalacion.

Facil mantenimiento.

Mantiene el pozo limpio de depédsitos de parafina.

Bajo costo en cuanto a métodos de extraccion artificiales.

Buen manejo de pozos gasiferos.

Muy bueno en pozos desviados.

Pone en produccién pozos hasta su depletacién.

* WEATHERFORD Optimizacion de la produccion para sistemas de levantamiento artificial.
Weatherford. 2012
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Limitaciones

e Especifico RGL para propulsar o manejar el sistema.
e Bajo potencial de volumenes (200 BPD)

e Sodlidos

e Requiere supervision para optimizar

e Constante didmetro interno del tubing

1.6 BENEFICIOS POTENCIALES

La instalacion de un sistema Plunger Lift sirve como una alternativa economica a
las bombas de balancin y otros sistemas de levantamiento, ademas de dar
beneficios ambientales como la disminucion de emisiéon de gas metano a la
atmosfera y gases de combustion por generacion de energia eléctrica. La
extension y el origen de esos beneficios dependen del sistema de levantamiento

de liquidos que esté reemplazando el sistema Plunger Lift.

Comparacion entre costos mas bajos de capital y la instalacién con otros
equipos de levantamiento artificial. El costo de instalar y mantener un sistema
de levantamiento Plunger Lift generalmente es menor que el costo de instalar y
mantener cualquier otro equipo de levantamiento artificial, debido al ahorro de
energia eléctrica para el funcionamiento de los motores, ya que este funciona con
la energia proporcionada por el gas del pozo y posee un panel solar

proporcionando la energia necesaria para el buen funcionamiento del controlador.

Menos mantenimiento al pozo y menos tratamientos remediales. Por lo
general en sistemas de levantamiento artificial como el bombeo mecanico y las
bombas de cavidades progresivas, se hace necesario intervenir el pozo
periédicamente para hacer pruebas de dinagramas y sonolog en el caso del
bombeo mecanico, trabajos de varilleo, flushing para pega de bombas entre otros

problemas asociados a estos sistemas de levantamiento. Con el sistema Plunger
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Lift se minimizan los costos por intervenciones a pozos debido a su practicidad en
la configuracién del bottom hole assembly (BHA).

La produccidon continua mejora las tasas de produccion de gas y aumenta la
eficiencia. Los sistemas de bombeo neumatico (Plunger Lift) pueden conservar la
energia de levantamiento del pozo y aumentar la produccion de gas. La
eliminacion regular de liquido permite que el pozo produzca gas continuamente y
evita la carga de liquido que detiene peridédicamente la produccién de gas o “mata”
el pozo. Con frecuencia, la eliminacién continua de los liquidos causados por las
tasas de produccion diaria de gas, es mayor que las tasas de produccion antes de

la instalacion del bombeo neumatico.

Reduccion de acumulacion de parafina y escamas. En los pozos donde la
acumulacion de parafina o escamas es un problema, la accion mecanica del
eémbolo subiendo y bajando en la tuberia puede evitar la acumulacion particular
dentro de la tuberia. Por lo tanto, la necesidad de tratamientos quimicos o de
limpieza puede reducirse o eliminarse. Muchos tipos distintos de plunger se

fabrican con “lavadoras oscilantes” para mejorar el desempenio del “tallado”.

Emisiones méas bajas de metano. Eliminando los tratamientos repetitivos de

remedio y los servicios a pozo también se reducen las emisiones de metano.

Otros beneficios econdmicos. Al calcular los beneficios economicos del bombeo
neumatico, los ahorros de las emisiones de metano que se evitan, es solo uno de
tantos que se obtienen con este tipo de sistema de levantamiento. Puede haber
ahorros adicionales del valor de lo que se rescata del equipo excedente de
produccion y la reduccion relacionada con los costos de electricidad y servicios a
pozo. Ademas, los pozos que mueven agua continuamente fuera del agujero del

pozo tienen el potencial de producir mas liquido condensado y petroleo.
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1.7 PRINCIPALES PROVEEDORES DEL SISTEMA PLUNGER LIFT

A nivel mundial se encuentran grandes proveedores como:

e Casing S.A: Es una empresa que desde 1988 se desempeiia como
proveedora de equipos, repuestos y servicios del sistema de extraccion
artificial de petréleo y gas denominado Plunger Lift. Es la representante de
Multi Products Co. Principal productor mundial de equipamientos Plunger
Lift.

e Weatherford: Es una de las comparfiias de servicios mas grandes del
mundo, fundada en 1940. Provee alta tecnologia y servicios en el area de
perforacion, evaluacién, completamiento, produccion e intervencion.

e Multi: Es una empresa fundada desde 1966 la cual se encarga del disefio,
fabricado y venta de equipamiento para la extraccion de petréleo y gas. Es
uno de los lideres en sistemas de bombeo neumatico.

e Ferguson Beauregard: Empresa dedicada a fabricar y proveer a la industria
sistemas de bombeo neumatico tipo embolo de alta tecnologia por mas de
35 afos en la industria del petroleo y gas.

e |PS (Integrated production Services): Empresa lider en Norte América. Es
una de las mayores empresas de servicios de émbolo de elevacion de la
industria. Ofrece una gama completa de productos de bombeo neumatico,
hidraulico y servicios de ingenieria.

e Conpropet: Es una empresa boliviana que fue creada en 1975, esta presta
servicios de construcciones, servicios petroleros, provision de materiales e

ingenieria.

A nivel Colombia el Unico proveedor autorizado en la base de datos Ecopetrol es
Weatherford
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1.8 COSTOS ASOCIADOS A LA INSTALACION DE FONDO Y SUPERFICIE
DE UN SISTEMA PLUNGER LIFT

Los costos del equipo de fondo y de superficie se muestran en la tabla 2. Los
cuales incluyen el servicio técnico y el tubing stop en caso de ser necesario el uso
de este. La informacién detallada de estos costos fue proporcionada por el
Departamento de Ingenieria de la SCO, los cuales pueden variar segun el

proveedor; en este caso el proveedor es Weatherford.
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Tabla 2. Costos asociados a la instalacion de fondo y superficie de un sistema Plunger Lift.

PRESUPUESTO DE COMPRA SISTEMA PLUNGER LIFT

VALOR VALOR UNITARIO

CON IVA(S)

iTEM DESCRIPCION GENERAL DESCRIPCION COMPLEMENTARIA CANT UNITARIO SIN
IVA ($)

Assembly, plunger 2.8
1 B-T1.S Single T-Pao_l x_ 4140 alloy steel, Tool OD 2.345 x 2.490, Tool Fishneck OD 1-3/8 1 2.018.520,00 5341483
RapidFlo 4140 o Similar
ASSEMBLY, BUMPER
2 SPSING BS-BV2.8 4140 | 4140 alloy steel, Fishneck 1-3/8 1 1.333.220,00 1.546.535
o Similar
E . .
3 iSCSUEPMSBIﬁ(T;NS/S N AISI 4140 alloy-steel, No-Go Ring OD (in ./mm) 2.344 / 59.538, 1
TUBING LOCK NUT +30 Seating Nipple ID (in ./mm) 2.285 / 58.039 1.190.820,00 1.381.351
Lubricator, dual outlet
4 |28 §OOOpS| WP std The lubricator is constructed of 4140 alloy steel 1 5.835.396,00 6.769.059
service
Analog Input Channels, Number of channels: 6 inputs (1 to 5V or 4 to
20 mA conversion)
Accuracy: 0.1% of full scale after factory calibration,Switched analog
voltage to transmitter(s), Input impedance: 2 Meg ohm, 12-bit
resolution, Digital Input Channels, Number of channels: 5 digital
CEO IV CONTROLLER o outputs, 3.3V.open CII'.Cl..IIt, 165 mA short-circuit current, Dry contact
5 Similar only, 1 K maximum. Digital Output Channels, Number of channels: 8 1 6.712.087 00 7786.021
digital outputs (4 pulsed latch valves), Rated output: 15V maximum, o T
open collection output, 500 mA continuous current, 2-amp pulsed
current, Switched battery voltage to end device (solenoid typical),
communication Ports, RS-232: Human-machine interfase, RS-232 :
MODBUS communication, RS-485, Onboard Memory
Flash 8 MB, 512 K x 16, Static RAM 8 MB,1 M x 8
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Assembly, drip pot
MOT w/ regulator

Traps moisture and condensate in the supply gas while regulating
supply pressure.

6 . Protects the control valve and solenoid from high pressures. o
2.087.94 2.422.01
Zit::g?rd service o Available in working pressures of 1,000, 2,000, and 4,000 psi. Can be 087.940,00 010
¢ customized for sour service
7 KIMRAY HPG 30 Keeps downstream pressure below a pre-set point by controlling the
300#WP o Similar motor valve position. 1.895.700,00 2.199.012
VALVULA DE C,(,)NTROL Pressure-activated design opens and closes the flowline. ¢ Available
DE FLUJO DE 2" KIMRAY | . . .
8 |2200SMT MV in working pressures of 1,000, 2,000, and 4,000 psi. ®
(NORMALLY OPEN OR :wolgicr;(;roﬁisston-balanced internal valves available for high-volume e 4.149.180,00 4.813.049
CLOSED) o similar PP )
9 TRIP MATE PLUNGER Detects the plunger’s arrival in the lubricator by completing a dry
SENSOR (OKC o Similar) | contact e circuit. 1.479.180,00 1.715.849
10 12 VOLT 10 AMP SOLAR Harvests solar energy to power the controller
PANEL gytop ' 1.660.740,00 1.926.458
The remote latch valve is CSA certified for Class I, ® Division 2.
Standard voltages: 6 VDC to 12 VDC Power: 6W Lead termination:
11 Solenoid, remote Flying leads In\CYL: 1/8-in. NPT Operating temperature: —4° F (-20° C)
latching with enclosure | non-condensing to +122° F (+50° C) Pulse width : 40 ms to 100 ms 1.655.400,00 1.920.264
Coil resistance: 60 Ohms Vent port: Sized for 1/8-in ID., 1/4-in. OD
Flexible tubing
Niples de 2” SCH 160 de diferentes didametros. Codos y Tee de 2” para
3000 psi.
SET DE ACCESORIOS / Unlo"nes de golpe 602y u.nlones universales 2" para 3000 psi. Niples
12 | CONEXIONES EN de 2” SCH 160 con conexiones soldadas de %" npt box.
CABEZA Trabajo de instrumentacidn con capilar de %4” y accesorios de 12.150.280,00 14.094.325

instrumentacion
Valvulas de aguja y de bola de %"
Pruebas hidrostatica de todo sistema.
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13

TRANSDUCER, WIKA
C10 SWIKA-C3000 0-
3000# RANGE o Similar

Range: 0-3000 psi, 1-5 Vol
conection: 1/2" NPT Male

1.847.640,00

2.143.262

14

ASSEMBLY, BUMPER
SPRING 2.875 W/1.375
COLLET STD SERVICE

Bumper spring 2.875 W/1.375 collet std service p/n 90006518

1.645.000,00

1.908.200

15

STOP, TUBING, A, 2.500

Tubing stop 2- 7/8” p/n 272185

2.301.250,00

2.669.450

16

Asistencia Técnica para
el montaje, arranque y
puesta a punto del
sistema Plunger Lift .

Asistencia Técnica para el montaje: instalacién del Bumper,
conexionado de superficie, instalacion y prueba de la
instrumentacién.

Arranque: programacion, lanzamiento del plunger y verificacion del
funcionamiento.

Puesta a punto del sistema Plunger Lift: Seguimiento al
funcionamiento, reprogramacién y estabilizacién del mismo.

VALOR TOTAL SIN IVA ($)

IVA ($)

VALOR TOTAL CON IVA ($)

Fuente: Weatherford- Cotizacién instalaciéon de Plunger 2012.
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2. GENERALIDADES DE LOS CAMPOS TIBU Y SARDINATA

2.1 CAMPO TIBU

El campo Tibu estda ubicado 120 Km al norte de la ciudad de Cdcuta, fue
concesion hasta 1976, se descubrié en 1941, las dimensiones del campo son: 30 x
10 Km — 300 Km?, siendo el pozo descubridor el Tibi-01 en el anticlinal Tibd. Su
maxima produccion fue de 23.000 BOPD (1945), inici6 inyeccion de agua en 1960.
Inicié contrato colaboracion empresarial en el 2007 hasta el limite econémico.

Figura 10. Ubicacién geogréfica campo Tibu

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confiabilidad del Catatumbo

El campo Tibu cuenta con 135 pozos productores activos, 38 inyectores activos, 5
abastecedores activos, 90 pozos productores inactivos, 71 inyectores inactivos, 4
abastecedores inactivos, 146 productores abandonados, 25 inyectores
abandonados y 3 pozos observadores/temperatura abandonados.
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Como se puede observar en la figura 13 como yacimientos principales se tienen:

Terciario: Formacion Barco, 4500ft. Arenisca de grano fino a medio y arcillolita
gris interestratificada. Porosidad: 15%, K=100 md, API= 32, Rs= 450 scf/stb.

Cretaceo: Grupo Uribante (Aguardiente, Mercedes, Tibu), 9000 ft. Arenisca
glauconitica con intercalaciones de caliza, caliza cristalina fosilifera densa,
porosidad: 6-8 %, K= fracturas, API= 42-52, Rs= 7000 scf/stb.

Los yacimientos secundarios son del Terciario y corresponden a la formacién

Carbonera, formacion Los Cuervos y formacion Catatumbo.

Figura 11. Columna Litoestratigrafica Cuenca Catatumbo

b
B
i

Columna Csatinental Arenisca de grano fino a medio y
. s g doic, arcillolita gris interestratificada
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Fuente: Presentacion Proyecto Desarrollo Incremental Tiba

El mecanismo de produccién inicial del yacimiento fue el empuje por gas en

solucion, razén por la cual se hizo necesario recurrir muy pronto a métodos de

levantamiento artificial. La presion inicial del yacimiento fue de 2210 psi y antes de
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la inyeccion de agua habia descendido en algunas partes a 500 psi. La presién ha

logrado mantenerse en 2000 psi aunque no ha sido uniforme.

Campo Tibu estd dividido en 5 &reas operativas: A, B, C, D y E que estan

distribuidas como se ve en la siguiente figura.

Figura 12. Mapa de distribucién de areas campo Tibu

...\ Venezuela

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confiabilidad del Catatumbo

La produccion de la formacién Barco inicia en octubre de 1945 en las areas A, B,
C y D con 4323 BOPD, de los cuales el 90% provenia del area A con 10 de los 14

pozos activos del campo.

En julio de 1951 la produccion primaria alcanzé un maximo de 21700 BOPD a
través de 114 pozos activos. En 1955 se inicié un piloto de inyeccion de agua en el
area C, conformando dos patrones de siete puntos en la formacién Barco en el

anticlinal Tibd. En agosto de 1956 inicia la produccién del area E con 131 BOPD.
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El Original Oil in Place (OOIP) de la formacién Barco del campo Tibu esta
estimado en 1044,84 MMBO, la produccién de petréleo acumulada es de 206,44
MMBO.

La produccion actual del campo es de 2300 BOPD, 13.684 BWPD, 88 % BSW y
24.567 BWIPD. El 84% de la produccion actual de petréleo corresponde a la

formacién Barco.

Tabla 3. Generalidades campo Tibu

Generalidades del Campo

uenca Catatumbo
bepartamento Norte de Santander
If\rea 300 Km?*
Tipo de trampa: Anticlinal asimétrico fallado
Maxima produccion (KBOPD) 23 (1963)
hoca Generadora: Fm La Luna
bnidades Productoras : Fm Barco

|lUnidades productoras secundarias:

Fm Catatumbo, Fm Carbonera

Fm Aguardiente

Fm Mercedes

Fm Tibu (Calizas)

|OOIP (MMSTB): 1270
kiravedad API 32°
l\lP TOTAL @Dic 2011 (MMSTB) 251.7
l\lP Fm Barco @Dic 2011 (MMSTB): 2114
l:R actual(%): 21

l’resic’m actual:

1100-1400 psi

Frofundidad promedio:

5000-5500 pies TVDSS Anticlinal Socuavd

4400-4700 pies TVDSS Anticlinal Tibu

3500-4000 ppm actual 1500-2000 ppm

ISaIinidad del agua de formacion
L

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confidencialidad del Catatumbo
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2.2 CAMPO SARDINATA

El campo Sardinata es un campo maduro que ha estado produciendo desde el afio
1951 de diferentes formaciones del Terciario y Cretaceo, siendo las principales la

formacion Barco y la formacion Aguardiente.

El campo Sardinata se encuentra localizado en jurisdiccion del municipio de Tibd,
en el departamento de Norte de Santander, aproximadamente a 65 Km. al norte
de la ciudad de Cucuta. Geolégicamente se encuentra en la cuenca del
Catatumbo, en un tren de produccion que incluye ademas, los campos Rio de Oro,
Puerto Barco, Tibd, Yuca, Petrélea, Carbonera y Rio Zulia.

Figura 13. Ubicacién geografica campo Sardinata

Fuente: Presentacion Generalidades Campo Sardinata

La estructura del campo Sardinata, corresponde a un anticlinal formado por dos

domos, domo norte y domo sur, limitados al oeste por una falla de tipo inverso.

El campo fue descubierto por la Colpet en el afio 1941 con la perforacion del pozo
Sardinata-1, completado en la formacion Catatumbo. En enero de 1951, en el

domo norte se perforod el pozo Sardinata-3K, completado en la formacion Tibd, con
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una produccion inicial de 510 BOPD. En noviembre de 1951, se perfor6 el pozo
Sardinata-4K, en el domo sur, con una produccion inicial de 1229 BOPD. La
maxima produccién alcanzada fue de 2200 BOPD en el afio 1957.

El Original Oil in Place (OOIP) para el campo Sardinata inicialmente era 237,9
millones de barriles de petréleo (MMbbl). En el afio 2010 donde se reevaluaron
principalmente las formaciones Aguardiente y Barco se calcula un valor de OOIP
de 168,4 Mbbl y 180 Gpcn.

En cuanto al recobro, la produccién acumulada para el campo Sardinata a octubre
2010 es de 9,48 Mbbl de petroleo; 54,4 Gpcn de gas y 3,8 Mbbl de agua. De la
produccion de petréleo del campo, 6,32 Mbbl. corresponden al domo sur, lo que
equivale al 67% de la produccion total.

Varios niveles de la columna estratigrafica son considerados intervalos con
capacidad almacenadora suficiente. Estas formaciones Cretacicas y Paledgenas
incluyen rocas clasticas y rocas calcareas. La produccion del campo proviene de
los siguientes yacimientos: Barco, Catatumbo, Mito Juan, Cogollo, Aguardiente,
Mercedes, Tibu (Ver figura 16).

Actualmente el campo tiene 39 pozos perforados, de los cuales hay 12 activos
(SN-3K, SN-23K, SS-12, SS-19, SS-20, SS-32, SS-33K, SS-34K, SS-35K, SS-36,
SS-37, SS-40), 5 pozos inactivos y 22 pozos abandonados.

Sus principales formaciones productoras son:

e Formaciéon LalLuna
Es una de las principales generadoras, el caracter altamente bituminoso y olor
fuerte a petréleo; la baja porosidad y permeabilidad primarias determinadas en
nacleos de rocas cretacicas en aquellos intervalos estratigraficos productores, son

algunos indicadores del potencial generador de esta formacion.
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e Formacion Tibu

La formacién Tibu consiste hacia la base, de una secuencia de 95 a 160 metros de
calizas fosiliferas, micriticas de color gris y lutitas con algunas intercalaciones de

areniscas. El espesor de esta formacién varia entre 166 y 170 metros.
e Formacion Mercedes

Esta constituida por una alternancia de calizas grises, lutitas negras pizarrosas y
areniscas glauconiticas de 3 a 20 metros de espesor; hacia la base se presenta un
shale. Las calizas son menos fosiliferas que las de la formacion Tibu. Su espesor

total varia entre los 149 y 200 metros en la cuenca del Catatumbo.
e Formacion Aguardiente

Esta conformada en el area por tres paquetes; el inferior mas espeso consta de
areniscas de grano fino a grueso con estratificacion cruzada, en bancos gruesos a
muy gruesos, y presencia de calizas hacia la base. El paquete intermedio mas
delgado consta de lutitas negras y calizas y el intervalo superior consta de
areniscas de grano fino compacto con estratificacion cruzada y presencia de

glauconita; el espesor varia entre 150 y 275 metros.
e Formacion Cogollo (Capacho)

Consiste principalmente de shales de color negro a gris oscuro, con
intercalaciones de calizas fosiliferas de color gris oscuro y en menor proporcion
limolitas arcillosas. Las zonas de calizas estan tipicamente desarrolladas en la

base, parte media y el tope de la formacion.

e Formaciéon Barco

Consiste de arcillolitas interestratificadas con areniscas de grano medio a fino. Es
la formacion productora de hidrocarburos mas prolifica de todas las formaciones

del Terciario de la cuenca del Catatumbo.

51



Figura 14. Columna estratigrafica generalizada sector campo Sardinata
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Fuente: Departamento de ingenieria de Subsuelo y de Confiabilidad del Catatumbo

e Formacion Catatumbo

Consta de arcillolitas pizarrosas gris oscura, carbonosas, siliceas, nodulares y muy
ferruginosas con intercalaciones delgadas de areniscas grises de grano fino hacia
la parte superior de la formacién, alcanza hasta 10 metros de espesor. En la parte
inferior contiene a menudo pequefios mantos de carbon. El espesor de la
formacion varia desde 106 metros en la parte central de la cuenca hasta 300

metros al suroeste de la misma.
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3. ESTUDIO TECNICO - FINANCIERO DE LA IMPLEMENTACION DEL
SISTEMA PLUNGER LIFT.

Este capitulo tiene como objetivo elaborar una estudio técnico - financiero que
permita hacer un analisis de lo que ha sido la implementacion del sistema Plunger
Lift en pozos de los campos Tibl y Sardinata, para esto se siguid la siguiente

metodologia

3.1 ESTUDIO TECNICO DE LA IMPLEMENTACION DEL SISTEMA PLUNGER
LIFT

Para desarrollar la evaluacion técnica se tuvieron en cuenta los siguientes

aspectos:

e Identificacion de los pozos con sistema de levantamiento artificial Plunger
Lift

e Recopilacion de la informacion

e Seleccidn de la informacién y analisis de parametros
e Caudales de produccion

e Curvas de declinacién de la produccién

e Comportamiento de las presiones del yacimiento

e Andlisis de factores externos en superficie que llegaron a afectar la

produccién

3.1.1 Identificacién de los pozos con sistema de levantamiento artificial Plunger Lift.
Después de un analisis para determinar los pozos candidatos a instalar este
sistema en los diferentes campos de la Superintendencia de Operaciones

Catatumbo Orinoquia de Ecopetrol S. A. Se determiné que este tipo de
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levantamiento artificial solo se instalaria en pozos de los campos Tibu y Sardinata,
debido a que las condiciones de estos dos campos son mas favorables para este
tipo de sistema, ya que estos tienen pozos completados en arenas del Cretaceo

las cuales son gasiferas y se encuentran a mayor profundidad.

Los pozos a los cuales se les instalo el sistema Plunger Lift, teniendo en cuenta
principalmente la tasa de liquido, RGL histérica, RGL promedio y la ubicacién

estructural en el yacimiento fueron:

Tabla 4. Pozos operando con sistema artificial Plunger Lift

POZO FECHA INSTALACION

Tiba 4 K Junio de 2009

Tiba 49 K Noviembre de 2010
Tiba 191K Abril de 2011

Tibd 290 K Marzo de 2012
Sardinata Sur 32 K Junio de 2012

3.1.2 Recopilacion de la informacion. Después de identificar los pozos a los
cuales fue instalado el sistema Plunger Lift, se recolectaron datos de historiales de
produccion de cada uno de los pozos, los eventos ocurridos durante la produccion,
data de presiones proporcionada por cada uno de los controladores instalados a
los pozos, al igual que la historia del campo de aplicacion, la cual contempla la
geologia del yacimiento y aspectos caracteristicos del mecanismo de empuje y
propiedades de la roca y del fluido. (Ver capitulo 2). Esta informacién fue

proporcionada por ingenieros que integran el grupo del departamento de
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produccién y de ingenieria de la Superintendencia de Operaciones Catatumbo
Orinoquia.

3.1.3 Seleccion de la informacion y analisis de parametros. Después de
integrar toda la informacion proporcionada, se selecciond la informacion mas
relevante de cada uno de los pozos, se tuvo en cuenta las intervenciones que se
habian hecho a cada uno como: Estimulaciones, cafioneos, fracturamientos entre

otros que pudiesen afectar la produccién del mismo.

Se analiz6 los parametros de produccion de agua, gas y crudo a cada uno de los
pozos asi como las curvas de declinacion de la produccién, registros y otros
elementos que mostraban el estado actual del pozo antes y después de la

instalacion del sistema Plunger Lift.

Tabla 5. Principales eventos ocurridos antes de la instalacion del sistema Plunger

Lift para cada uno de los pozos

OBSERVACIONES
Julio de 1941 Inicié la perforacion
Agosto de 1942 Finaliz6 completamiento
Dic de 1966 Estimulacion acida
Julio de 1967 Instalacion SLA Gas Lift

T-4K

Agosto de 1980 Acidificaciéon

Nov de 1995 Se sac0 tuberia altamente corroida, pozo con
problemas de alto nivel de corrosién en tuberias
Agosto de 2001
El pozo queda produciendo solo gas después de
suabear a diferentes profundidades
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Febrero de 1947 Se inicio la perforacion
Enero de 1948 Finaliz6 completamiento
Julio de 1971 Instalacion sistema de levantamiento Gas Lift
il Febrero de 1981 Estimulacion acida
Marzo de 1981 Cambio SL, el pozo se deja en flujo natural
Abril de 1981 Presento problemas de arenamiento y se realizé
estimulaciéon quimica
Febrero de 1953 Inicio perforacion
Junio de 1953 Termino completamiento
T-191K | Julio de 1980 Pescado a 9090’
Agosto de 1980 Estimulacion acida
Julio de 1995 Se instal6 sistema artificial Gas Lift
Abril de 1956 Inicio perforaciéon
Julio de 1956 Termino completamiento
Abril de 1982 Problemas de arenamiento
Octubre de 1985 Se realiz6 tratamiento acido, el pozo esta en FN
T-290K | Nov de 1987 Estimulacion acida
Agosto de 1993 Produce conjuntamente por tubing y revestimiento
Nov de 1993 Produccion en flujo natural intermitente, se cierra
valvula de conexién anular a linea de produccion.
Marzo de 1995
Instalacion sistema de levantamiento Gas Lift

3.1.4 Analisis de produccién. El analisis que se realizd a cada pozo se basé en
un estudio técnico, el cual se desarroll6 determinando la produccién incremental
antes y después de la implementacion, haciendo un analisis comparativo con otros

eventos de optimizacién de la produccién que se le hayan realizado a cada pozo y
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teniendo como base los historiales de produccion, curvas de declinacion de la

produccién y condiciones mecanicas de los pozos.

A continuacion se presenta la evaluacion de los resultados de la implementacion

del sistema Plunger Lift a cada uno de los pozos.

3.1.4.1 Pozo Tiblu 4K. La base de datos reportada en OFM de campo Tibu
muestra la produccién de los pozos segun la arena productora, para el pozo T-4 K,
las arenas productoras son del Cretaceo: Grupo Uribante, Miembro Aguardiente y
Tibad.

Para los objetivos de este proyecto solo se analizara la produccion de la formacion
Aguardiente, debido a que el pozo solo esta produciendo de dicha formacion;
como se puede apreciar en el estado mecanico del pozo. (Ver anexo A). La
formacion Aguardiente esta en produccion desde 1981 hasta la fecha (2013);

intervalo de tiempo en el cual se instal6 el sistema Plunger Lift.

La instalacion se realiz6 en dos etapas de intervencion a pozo. En la primera
etapa se cambié la sarta de tuberia con el fin de adecuar el pozo a los
requerimientos del sistema (Tuberfa de 2 “/g”, sin empaque, niplesilla de 2,25” en

el fondo del pozo, esta niplesilla se senté a 7769’).

La segunda intervencion se desarroll6 después de que se estabilizara la
produccién, se requirié el cambio del cabezal del pozo con valvulas de 3 */g” a un
cabezal con valvulas de 2 4", debido a que con un didmetro mayor el plunger

corre el riesgo de atascarse en su carrera ascendente o descendente.

En la figura 15 se puede apreciar que después de junio de 2009 (fecha de
instalacion del sistema Plunger Lift) la produccién asciende, pasando de una
produccion de 6 BOPD en junio de 2009 a 11 BOPD para julio de 2009, segun las

pruebas tomadas antes y después de realizada la intervencion.
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Figura 15. Andlisis completo de la produccion
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En la figura anterior se puede evidenciar el cambio ascendente en la tendencia de
la curva, tanto en la grafica de produccion vs tiempo como en la grafica de BSW vs
t después de junio de 2009, dando asi un resultado favorable para la remocion de

liquidos en el Tubing.

En la figura 16 se aprecia una gréafica de produccién vs tiempo, la cual es una

ampliacion de la figura anterior, en esta se hace mas notorio el cambio en la curva

Fuente: Departamento de Produccion SCO

de produccién de aceite total (Color verde) después de junio de 2009.
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Figura 16. Andlisis simple de la produccién
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La figura 17 muestra una grafica de produccion vs tiempo en un intervalo desde
enero de 2008 hasta enero de 2013, en donde se evidencia con mayor claridad
como con la instalaciéon del sistema Plunger Lift cambia la tendencia de la curva de
produccién, mostrando una declinacion en la curva desde enero de 2009 hasta
junio del mismo afio, fecha en la cual se instal6 el sistema. Luego de la instalacién

la curva empieza a tener una tendencia ascendente debido al incremento en la

Fuente: Departamento de Produccion SCO

produccion la cual se mantiene entre 11 y 13 BOPD.
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Figura 17. Grafica pruebas de produccion vs tiempo
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Para mayo de 2011 la grafica muestra un cambio fuerte en la curva, lo que refleja
el aumento en la produccién llegando a una produccion maxima de 22 BOPD, esto
se debe a que el sistema Plunger Lift para abril de este mismo afio presento
problemas operativos de rotura del bumper spring, motivo por el cual, al pozo se le
realiz6 un redisefio del sistema de levantamiento; instalando un tubing stop en
fondo asi acortando la distancia a la niplesilla que antes estaba instalada a 7769’,
segun estado mecanico (Ver Anexo A). Luego de la intervencion a pozo, al reducir
la columna de fluido que el plunger lleva hasta superficie, se incrementd la

produccion y el sistema Plunger Lift empezé a operar con mayor eficiencia.

Para julio de 2012 el pozo empieza su declinacion natural.
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Figura 18. Grafica pruebas de produccion de aceite, gas y agua vs tiempo
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La figura anterior muestra una grafica de produccion de aceite, gas y agua vs
tiempo, esta grafica se realizé con valores de pruebas de produccidon reportados
en el programa AVOCET. Se observa que tanto la curva de produccion de agua
(Color azul) y la curva de produccion de gas (Color rojo) crecen después de la
instalacion del sistema PL. Para mayo de 2009 la produccion de agua fue 6,365
BWPD y después de la instalacion la base de datos de AVOCET reporta una
produccioén de agua de 33,404 BWPD para julio de 2009.

La produccién de gas antes de la instalacion fue 641,26 Kscf/d, la cual se ve
reflejada en la caida de la curva para abril de 2009, luego de la instalacién del PL
la produccion de gas en julio de 2009 fue 882,35 Kscf/d aumentando a 942 Kscf/d
para agosto de 2009. Esto indica que la produccion de gas tuvo un aumento

aproximadamente del 47%.
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Figura 19. Curva de declinacion antes de la instalacion del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura anterior muestra la curva de declinacién para el pozo T-4K, esta tiene un
ajuste de tendencia exponencial con indice de declinacién (b) igual a 0. El método
empleado para modelar la curva de declinacion fue por mejor ajuste, la
extrapolacion se empieza desde un ti=12/31/2007, afio anterior a la instalacion del

sistema Plunger Lift.

Antes de la instalacion del sistema Plunger Lift la curva de declinacion da un
célculo de produccion final a tiempo de limite econémico, gt= 1.99 BOPD con t=29

afios y un calculo de reservas recuperables de 37.3847 bbl.
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Figura 20. Curva de declinacion después de la instalacion del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura 20 muestra la curva de declinacion para el pozo T-4K comenzando la
extrapolacion después de la instalacion del sistema PL, la cual tiene un ajuste de
tendencia exponencial con indice de declinacién (b) igual a 0. EI método empleado
para modelar la curva de declinacion igual que en la figura 19 fue por mejor ajuste,
la extrapolacién se empieza desde un ti=03/01/2012, con el objetivo de notar si el

namero de reservas aument6 después de la instalacion del sistema.

Después de la instalacioén la curva de declinacién da un calculo de produccion final
gt= 3,72 BOPD con t=29 afios y un calculo de reservas de 76.3986 bbl.
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En base a los calculos hechos utilizando curvas de declinaciéon de la produccion,
podemos concluir que el aumento en las reservas es aproximadamente de 39.014
bbl.

Tabla 6. Reservas adicionales adquiridas después de la instalacién del sistema

Reservas antes Reservas Reservas Adicionales

(bbl) después (bbl) )

T-4K 37.3847 76.3986 39.014

Segun el andlisis que se desarrollé con las curvas de produccion realizadas en
OFM y comparando las tablas de las pruebas de produccion reportadas en
AVOCET, para valores antes y después de la instalacion del sistema PL se obtuvo
un resultado favorable con un incremento del 100% de la produccion; como se
observa en la siguiente tabla pasando de una produccion de 6 BOPD a 11 BOPD

después de la instalacion.

Tabla 7. Porcentaje de aumento de produccion de crudo después de la

instalacion del sistema

Produccion antes Produccion
(BOPD) después (BOPD)

Diferencia Porcentaje

T-4K 6 11 5 100%

3.1.4.2 Pozo Tibu 49K. El pozo T-49 K esta completado en arenas del Cretaceo
del grupo Uribante, la formacion productora es Aguardiente. La instalacién del

sistema Plunger Lift se realizé en noviembre de 2010 la cual consisti6 en:
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Levantar sarta y desasentar empaque R-3 sentado a 8275’, sacar tuberia de 2 /g’
6,5 #/ft J-55 y BHA con empaque R-3. Se tomaron registros de inspeccién de
cemento CBL-VDL-GR-CCL desde 8406’ hasta 7800’, re-cafionear con casing gun
de 4” OD a 4 TPP los intervalos 8368-8388", 8388’-8340’ 8356’-8368’ 8401-8430".

Después de la detonacion de cada cafidn no hubo ninguna manifestacion en

superficie.

Se bajé la siguiente sarta de tuberia para completamiento sencillo de Plunger Lift.
(Ver Anexo B):

01 Mule shoe de 2-/s” EUE + Pup Joint 2 "/g"

+ 01 Niplesilla HF de 2-"/g” EUE (N11-25- 12 parte No 25-31-1).
+ 268 Tubos de 2-"/s” EUE J-55 punta de tuberia (8262’)

+ 01 Tubing hanger (el que tiene el pozo)

Se instal6 arbolito de navidad 7 1/16" X 5 M X 2 9/16.

Se armoé equipo de superficie con ayuda de la cuadrilla de produccion y bajo

supervision del equipo técnico de Weatherford.

Para hacer el respectivo analisis de produccién se tomo la base de datos de OFM
proporcionada por el Departamento de Produccién y de Ingenieria de la SCO. En
base a esta y para hacer el respectivo estudio se analizaron las graficas de
produccién, BSW, GOR, las curvas de declinacién y las pruebas de produccién

reportadas en el programa AVOCET.
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Figura 21. Andlisis completo de la produccién
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En la grafica central del GOR vs tiempo y BSW vs tiempo, se aprecia después del
afio 2010 el crecimiento en la curva tanto del BSW como del GOR, esto es
producto de la remocion de liquidos que se produce cuando el plunger asciende a

superficie, arrastrando todos los liquidos que se encuentran almacenados en el

tubing por

Fuente: Departamento de Produccion SCO

encima de él, estos liquidos incluyen agua de formacién como

condensados.
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Figura 22. Andlisis simple de la produccién
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Fuente: Departamento de Produccion SCO

En la figura anterior la grafica de producciéon vs tiempo muestra como la
produccion entre finales del afio 2010 y el afio 2011 crece, esto se puede
corroborar en la siguiente grafica elaborada con las pruebas que se le tomaron al
pozo T-49K, el grafico muestra en un intervalo mas pequefio el cambio de la
produccion; pasando de una produccion de 18 BOPD en octubre de 2010 a una
produccion de 32 BOPD para febrero del 2011, manteniéndose e incrementando
hasta llegar a su pico con una produccién maxima después de la instalacion del

sistema Plunger Lift de 54 BOPD para octubre del mismo afio.
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Figura 23. Grafica pruebas de produccion vs tiempo
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Durante el primer afio de produccion con el sistema Plunger Lift se evidencia el
constante crecimiento en la curva de produccion, reflejando la eficiencia del

sistema de levantamiento y aumentando la produccion en un porcentaje de 150%.

Para enero de 2013 las pruebas realizadas al pozo T-49K durante tres dias dieron
como resultado una produccién entre 43 y 47 BOPD, lo cual indica que el sistema
sigue operando de manera Optima siendo la produccion hoy en dia mayor que la

produccioén antes de la instalacion.
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Figura 24. Grafica pruebas de produccion de aceite, gas y agua vs tiempo
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La figura anterior muestra una grafica de produccion de aceite, gas y agua vs
tiempo. Se observa que las tres curvas de produccién crecen despuées de la
instalacion del sistema PL. Para octubre de 2010 la produccion de agua fue 0,766
BWPD y después de la instalacion la base de datos de AVOCET reporta una
produccién de agua de 4,1439 BWPD para noviembre de 2010.

La produccion de gas antes de la instalacion fue 32 Kscf/d, la cual se ve reflejada
en la caida de la curva para octubre de 2010, luego de la instalacion del PL la
produccion de gas en noviembre de 2010 fue 127,351 Kscf/d aumentando a
174,543 Kscf/d para enero de 2011. Dando asi una diferencia en el aumento

aproximadamente de 142,543 Kscf/d.
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Figura 25. Curva de declinacion antes de la instalacion del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura anterior muestra la curva de declinacion para el pozo T-49K esta
presenta un ajuste de tendencia exponencial con indice de declinacion (b) igual a
0. EI método empleado para modelar la curva de declinaciéon fue manual,
ajustando la curva a la tendencia de declinacion de la produccion en los ultimos
afios; la extrapolacion se empieza desde un ti=10/31/2010, mes anterior a la
instalacion del sistema Plunger Lift, como se habia mencionado anteriormente la

fecha de instalaciéon fue en noviembre de 2010.
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Antes de la instalacién del sistema PL la curva de declinacion da un célculo de
produccion final a tiempo de limite econdémico gt= 8 BOPD con t=29 afios y un
calculo de reservas recuperables de 156.203 bbl.

Figura 26. Curva de declinacién después de la instalacién del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Oil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura 26 muestra la curva de declinacién para el pozo T-49K comenzando la
extrapolacion después de la instalacion del sistema PL, la cual tiene un ajuste de
tendencia exponencial con indice de declinacién (b) igual a 0. El método empleado
para modelar la curva de declinacion igual que en la figura 25 fue manual, la

extrapolacion se empieza desde un ti=12/31/2011, un afio después de la
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instalacién, se tomo esta fecha con el objetivo de ver el cambio en el nimero de
reservas después de la instalacion del sistema PL y observar el cambio en la

tendencia de la curva de declinacion.

Después de la instalacion la curva de declinacién da un célculo de produccion final
gt= 15 BOPD con t=29 afios y un célculo de reservas recuperables de 295.401 bbl.

En base a los calculos hechos utilizando curvas de declinaciéon de la produccion,
podemos concluir que el aumento en las reservas es aproximadamente 139.198
bbl.

Tabla 8. Reservas adicionales adquiridas después de la instalacion del sistema

Reservas antes Reservas Reservas Adicionales

(bbl) después (bbl) (bbl)

T-49K 156.203 295.401 139.198

Segun el andlisis que se desarrollé con las curvas de produccion realizadas en
OFM y comparando las tablas de las pruebas de produccion reportadas en
AVOCET, para valores antes y después de la instalacion del sistema PL se obtuvo
un resultado favorable con un incremento del 93% de la produccion; como se
observa en la siguiente tabla pasando de una produccion de 18 BOPD a 54 BOPD

después de la instalacion.

Tabla 9. Porcentaje de aumento de produccién de crudo después de la instalacion

del sistema
Produccion antes Produccion _ _ _
Diferencia Porcentaje
(BOPD) después (BOPD)
T-49K 18 54 36 150%
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3.1.4.3 Pozo Tibu 191K. El pozo T-191K esta completado en arenas del Cretaceo
del grupo Uribante, las formaciones productoras son Aguardiente, Tibl y Uribante.
El sistema Plunger Lift fue instalado en abril de 2011.

La intervencién a pozo para la instalacién del PL consisti6 en:

La toma de registros MIT, se re cafioneo con Casing Gun los siguientes intervalos:
8935-8945’; 8755-8765’; 8650-8658’; 8495-8510’; 8338-8343’; 8215-8225’, se bajo
BHA del sistema de levantamiento artificial Plunger Lift asi:

01 Mule Shoe 2 %" EUE

+ 01 Pup Joint 2 3/g" J-55 X 4'

+ 01 Landing Nipple 2 %" X 1

+ 01 Crossover de 2-'/s” EUE x 2-%/g” EUE

+ 01 Tubo de 2-Iy” EUE J-55

+ 01 Niplesilla de 2-"/s” HF. (Como se puede observar en el Anexo C).

Para realizar el andlisis de produccion como se menciond para los pozos
anteriores, se tomo la base de datos de OFM proporcionada por el Departamento
de Produccién y de Ingenieria de la SCO y las pruebas hechas a pozo, las cuales

se cargan en el programa AVOCET.

Para objetivos de esta tesis se analizd6 solo la produccion de la formacion
Aguardiente, ya que el pozo esta produciendo de esta formacién desde el 2004
hasta la fecha (2013), intervalo al cual pertenece el periodo de tiempo de la

instalacion del sistema Plunger Lift.
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Figura 27. Andlisis completo de la produccion
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Fuente: Departamento de Produccion SCO

La figura 27 muestra un andlisis tanto de la produccion como del BSW y el GOR
contra el tiempo, en el cual se aprecia que antes de abril de 2011 la curva de
produccion de aceite (Color verde gréafica superior) cae hasta 9 BOPD y después
de abril de 2011 empieza un crecimiento constante, con un maximo de produccion
de 32 BOPD en junio de 2011, el mismo comportamiento se puede evidenciar para
la curva de produccién de fluidos (Color negro) y en la grafica de BSW vs tiempo
(Color azul), aumentando asi aceleradamente debido a la accién del sistema

Plunger Lift para levantar liquidos a superficie.
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Figura 28. Andlisis simple de la produccién
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La figura anterior muestra con mas claridad el punto en el tiempo donde empieza
el acenso de la produccion, el cual concuerda con la fecha de la instalacion del
Plunger Lift pasando de una produccién de 9 BOPD para marzo de 2011 a una
produccion de 32 BOPD para junio del mismo afio, como se habia mencionado

anteriormente.

Cabe destacar que a este pozo y al pozo T-49K durante la intervencion de la
instalacion del sistema PL se le hizo trabajos de re-cafioneo, los cuales no
mostraron ninguna reacciéon en superficie, esto indica que él aumento en la
produccion se debe mas por la instalacion del sistema de levantamiento artificial
PL y no por los trabajos de re-cafioneo, lo anterior se puede inferir también de los

resultados positivos en los demas pozos a los cuales fue instalado el sistema.
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Figura 29. Grafica pruebas de produccion vs tiempo
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En la figura anterior se observa una grafica de pruebas de produccién vs tiempo,
estas pruebas de produccion fueron tomadas al pozo durante 2 o 3 dias cada mes,
las cuales se reportan en el programa AVOCET y fueron proporcionadas por el

Departamento de Produccion de la SCO.

En esta grafica se observa en un intervalo de tiempo menor, desde enero de 2010
a enero de 2013 el comportamiento de la produccion antes y después de la
instalacion, se aprecia la tendencia decreciente en la produccion desde enero de
2011 a abril del mismo afio, mes de la instalacion; después de esta fecha la curva
en la grafica empieza su carrera ascendente, manteniendo una produccién en un

rango de 27 a 31 BOPD. Teniendo la misma tendencia de las gréaficas anteriores.
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Figura 30. Grafica pruebas de produccion de gas y agua vs tiempo
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La figura 30 muestra una grafica de produccién de agua y gas vs tiempo, en donde
se graficaron los datos de las pruebas de produccion tomadas antes y después de
la instalacion del sistema PL. Se puede observar como la curva de produccién de
agua (Color azul) empieza a ascender después de una produccion nula de agua
antes de abril de 2011, teniendo una produccion maxima de agua de 43 bbl en
septiembre de 2011, esta produccién de agua se debe a la remocién de liquidos

del fondo del tubing a superficie, durante los ciclos del Plunger Lift.

En la grafica se puede evidenciar que la curva de producciéon de gas (Color verde)
cuando empieza a operar el sistema Plunger Lift pasa de 61 Kscf/d para febrero
de 2011 a una produccién de 79,22 Kscf/d para abril del mismo afio fecha de
instalacion del sistema, luego la produccion de gas desciende notablemente

debido a que el PL no estaba operando correctamente, produciendo que los ciclos
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Shut in Time 50 min

no se completaran y el plunger no arribara a superficie por la falta de energia; por
lo cual el tiempo de venta en donde se produce el gas que viene detras del

En la figura 31, como se habia descrito en el capitulo 1 graficando la THP vs
tiempo se puede verificar el comportamiento de los ciclos del PL, como se observa

plunger en el arribo no se llevo a cabo. (Ver figura 32).
cada segmento de curva marca un tiempo determinado en el ciclo.

Figura 31. Grafica de presion de tubing vs tiempo
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Fuente: BIZZOTTO, Pablo. DE MARZIO, Luciana. DALLE FIORE, Rodrigo. Aplicacién de los

aumenta indica que se estd produciendo liquido en forma de niebla y seguido

Cuando la curva decrece indica el periodo de tiempo donde la valvula neumética
estd abierta y el pozo esta produciendo a bateria, cuando la presion en la tuberia



viene el slug de liquido, el cual contiene tanto condensados como agua de
formacion; el primer pico ascendente que muestra la curva después de la caida de
presion en la tuberia indica que el slug de liquido a llegado a superficie, el cual
viene seguido del arribo del plunger (Segundo pico ascendente de presion).

Figura 32. Grafica de presiones registradas en el controller del sistema PL

durante el ciclo de operacion
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Fuente: Departamento de producciéon SCO

Después del arribo del plunger la curva vuelve a descender marcando el tiempo de
venta en el ciclo, al completar este tiempo de venta que generalmente es corto,
empieza el tiempo de Shut-in o de cierre, el cual se marca en la grafica con un
ascenso en la presion del tubing. Completando asi el ciclo de operacion del

sistema PL.

En la figura anterior se observa el comportamiento de las presiones en el tubing,
casing y la presion en la linea durante los ciclos del PL instalado al pozo T-191K;

se puede observar como, en agosto de 2011, el sistema no esta realizando los
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ciclos completos, como resultado de esto la produccién de gas decrece como se
habia mencionado anteriormente, asi mismo en la grafica se evidencia que se
realizaron ciclos en los cuales el plunger no arrib6 a superficie, esto puede ocurrir
cuando el pozo no tiene la suficiente energia acumulada en el anular para vencer
el caudal critico de liquido y asi poder ser llevado a superficie o también por los
malos manejos operativos.

Figura 33. Curva de declinacion antes de la instalacion del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Oil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura anterior muestra la curva de declinacion para el pozo T-191K, la cual
tiene un ajuste de tendencia exponencial con indice de declinacién (b) igual a 0. El
método empleado para modelar la curva de declinacion fue manual, ajustando la

curva a la tendencia de declinaciéon de la produccion en los ultimos afios; la
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extrapolacion se empieza desde un ti=12/31/2010, afio anterior a la instalacion del
sistema Plunger Lift, como se habia mencionado anteriormente la fecha de
instalacion fue en abril de 2011.

Antes de la instalacion del sistema Plunger Lift la curva de declinacién da un
calculo de produccion final a tiempo de limite econdémico, gt= 10 BOPD con t=29
afios y un célculo de reservas recuperables de 235.635 bbl.

Figura 34. Curva de declinacién después de la instalacién del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura 34 muestra la curva de declinacion para el pozo T-191K comenzando la
extrapolacion después de la instalacion del sistema PL, esta tiene un ajuste de
tendencia exponencial con indice de declinacion (b) igual a 0. El método empleado
para modelar la curva de declinacién igual que en la figura 33 fue manual, la

extrapolacion se empieza desde un ti=06/30/2011, dos meses después de la
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instalacion, se tomo esta fecha con el objetivo de ver el cambio en el nimero de
reservas después de la instalacion del sistema PL y observar el cambio en la

tendencia de la curva de declinacion.

Después de la instalacion la curva de declinacién da un célculo de produccion final
gt= 12,70 BOPD con t=29 afios y un célculo de reservas de 294.482 bbl. En base
a los célculos hechos utilizando curvas de declinacion de la produccion, podemos
concluir que el aumento en las reservas recuperables es aproximadamente 58.847
bbl.

Tabla 10. Reservas adicionales adquiridas después de la instalacion del sistema

Reservas antes Reservas Reservas Adicionales

(bbl) después (bbl) (bbl)

T-191K 235.635 294.482 58.847

Segun el andlisis que se desarrollé con las curvas de produccion realizadas en
OFM y comparando las tablas de las pruebas de produccion reportadas en
AVOCET, para valores antes y después de la instalacion del sistema PL se obtuvo
un resultado favorable con un incremento del 256% de la produccion; como se
observa en la siguiente tabla pasando de una produccion de 9 BOPD a 32 BOPD

después de la instalacion.

Tabla 11. Porcentaje de aumento de produccion de crudo después de la

instalacion del sistema

Produccion antes Produccion
(BOPD) después (BOPD)

Diferencia Porcentaje

T-191K 9 32 23 256%
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3.1.4.4 Tibu 290K. EIl pozo T-290K esta completado en arenas del Cretaceo del
grupo Uribante, la formacién productora es Aguardiente. El sistema Plunger Lift
fue instalado en marzo de 2012 y consistidé en realizar swabbing a los intervalos
abiertos de la formacién Grupo Uribante, se achicé gradualmente la columna de
fluido hasta 8400 ft (148 ft arriba del bumper spring). Ver estado mecéanico en el
Anexo C.

Para realizar el analisis de produccién se tomé la base de datos de OFM
proporcionada por el Departamento de Produccion y de Ingenieria de la SCO; de

donde se sacaron las siguientes graficas.

Figura 35. Andlisis simple de la produccion
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Fuente: Departamento de Produccién SCO

En este caso no se analiz6 la grafica de andlisis completo de la produccion, debido

a que la fecha de instalacion del sistema Plunger Lift para el pozo T-290K fue en

83



marzo de 2012 y la data reportada en OFM esta hasta noviembre de 2012, por lo

cual no se aprecia un cambio significativo en las gréficas.

En la figura anterior, la curva de produccion muestra un leve cambio en la gréfica

después de marzo de 2011, debido a que el rango de datos es muy grande a

comparaciéon de los datos obtenidos entre marzo de 2012 a noviembre de 2012;

(intervalo de tiempo en el que ha funcionado el sistema Plunger Lift reportado en

la data de OFM). Por esta causa el analisis para este pozo se hizo con la gréfica

de pruebas de produccion.

Figura 36. Grafica pruebas de produccion vs tiempo
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En la figura anterior se evidencia que para enero y febrero de 2012 la curva de

produccién cae a un valor aproximado de 8 BOPD, después de la instalacion del

sistema Plunger Lift para después de marzo de 2012. La produccién empieza
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aumentar gradualmente viéndose representado en el pico de 28 BOPD para abril
de 2012, luego se nota un cambio descendente para mayo del mismo afo
aproximadamente con una produccién de 18 BOPD, debido a que el sistema en su
proceso de estabilizacion puede ser afectado por la programacion inicial en el
momento de la instalacion, ya que este es un yacimiento naturalmente fracturado,
el comportamiento de la presion puede variar considerablemente y esto puede
afectar la programacion. Luego se aprecia un crecimiento ascendente de la
produccién, manteniéndose entre 24 y 29 BOPD, evidenciando que después de la
instalacion del sistema Plunger Lift si se obtuvo un incremento el cual fue de 20
BOPD.

Figura 37. Grafica pruebas de produccion de aceite, gas y agua vs tiempo
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La figura anterior muestra una grafica de produccion de aceite, gas y agua vs

tiempo, esta grafica se realiz6 con valores de pruebas de produccién reportados
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en AVOCET. Se observa que la curva de produccion de aceite (Color verde)
aumenta mientras que la curva de produccién de gas (Color rojo) se mantiene
después de la Instalacién del sistema PL. Aunque no aparece ningun reporte de
produccién de agua, lo cual indica que debe ser aproximadamente cero,
corroborando los potenciales para este pozo por el Departamento de Produccion
de la SCO el BSW es de 0%.

La produccion de gas antes de la instalacion estaba entre 18 y 24 Kscf/d, este
comportamiento se ve reflejado en la curva antes de marzo de 2012, luego de la
instalacion del PL la produccion de gas se ha mantenido entre 18 y 22 Kscf/d. Lo
anterior indica que el sistema esta optimizando la producciéon de crudo, utilizando
la energia del gas acumulado en el anular, asi evitando la declinacion de la

produccion del pozo.

La figura 38 muestra la curva de declinacion para el pozo T-290K, esta curva tiene
un ajuste de tendencia exponencial con indice de declinacion (b) igual a 0. El
método empleado para modelar la curva de declinacion fue manual, ajustando la
curva a la tendencia de declinacion de la produccion en los ultimos afios; la
extrapolacion se empieza desde un ti=12/31/2010, con el objetivo de observar la
tendencia de la curva de declinacion, en caso tal de que no se hubiera instalado el
sistema Plunger Lift, como se habia mencionado anteriormente la fecha de

instalaciéon fue en abril de 2011.

Antes de la instalacion del sistema Plunger Lift la curva de declinaciéon da un
célculo de produccion final a tiempo de limite econdmico qt= 4 BOPD con t=29

afios y un calculo de reservas recuperables de 108.728 bbl.
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Figura 38. Curva de declinacion antes de la instalacion del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

La figura 39 muestra la curva de declinacion para el pozo T-290K, comenzando la
extrapolacion después de la instalacion del sistema PL, el mejor ajuste de la curva
tiene un indice de declinacién (b) igual a 0, lo cual indica que es una declinacion
exponencial, que a diferencia de los otros tipos de declinacién ya sea arménica o
hiperbdlica declina mas rapido. El método empleado para modelar la curva de
declinacién igual que en la figura 38 fue manual, la extrapolacion se empieza
desde un ti=03/31/2012, fecha después de la instalacidon; se tomo esta fecha con
el objetivo de ver el cambio en el nUmero de reservas después de la instalacion

del sistema PL y observar el cambio en la tendencia de la curva de declinacion.
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Figura 39. Curva de declinacion después de la instalacion del sistema Plunger Lift
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

Después de la instalacion la curva de declinacién da un célculo de produccion final
gt=5.84 BOPD con t=29 afios y un calculo de reservas de 143.258 bbl.

En base a los calculos hechos utilizando curvas de declinacién de la produccion,

podemos concluir que el aumento en

aproximadamente 34.530 bbl.

88

reservas recuperables es



Tabla 12. Reservas adicionales adquiridas después de la instalacién del sistema

Reservas antes Reservas Reservas Adicionales

(bbl) después (bbl) )

T-290K 108.728 143.258 34.530

Segun el andlisis que se desarrollé con las curvas de produccién realizadas en
OFM y comparando las tablas de las pruebas de produccion reportadas en
AVOCET, para valores antes y después de la instalacion del sistema PL, se
obtuvo un resultado favorable con un incremento del 250% de la produccion; como
se observa en la siguiente tabla pasando de una produccion de 8 BOPD a 20

BOPD después de la instalacion.
Tabla 13. Porcentaje de aumento de produccidon de crudo después de la

instalacion del sistema

Produccion antes Produccion _ _ _
Diferencia Porcentaje

(BOPD) después (BOPD)

T-290K 8 28 20 250%

3.1.4.5 Pozo Sardinata Sur 32K. El pozo Sardinata Sur 32K esta ubicado en el
campo Sardinata, municipio de Campo Giles en el departamento de Norte de
Santander, el cual inici6 perforacion el 6 de julio de 1978 y se declar6 completado
el 12 de enero de 1979. Esta completado en formaciones del Cretaceo, grupo
Uribante, las formaciones productoras son: Tibu, Aguardiente, Mercedes Yy
Cogollo. Actualmente esta produciendo la formacién Aguardiente por tubing y

Cogollo por anular.
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El sistema Plunger Lift fue instalado en junio de 2012 baj6é la necesidad de
aumentar el caudal de gas en el campo, para cumplir con el objetivo de poner a
funcionar la planta de gas de Sardinata. La operacién de instalacién del sistema
Plunger Lift en el pozo SS-32K necesito de dos intervenciones: La primera
consistio en un wellservice, en donde se utilizé la unidad de slick line para sentar
el bumper spring en fondo, el personal de slick line senté el bumper spring con set
de copas en niplesilla a 7288 y se lanzé plunger T-PAD x spiral. Se armé la

estructura del sistema en superficie.

La instalacion del sistema no necesitd de equipo de workover, debido a que el
pozo se encontraba en condiciones necesarias para la instalacion: Tuberia de
produccion 2-/s” EUE J-55 y niplesilla de 2-"/g” en fondo. (Ver Anexo E). El Pozo
SS-32K cuenta con un empaque Arrowset sentado a 7842,2’, el cual durante las
primeras pruebas realizadas al pozo mostro que estaba desasentado, ya que no
estaba cumpliendo con la funcién de aislamiento; por tal motivo se decidio
intervenir por segunda vez el pozo para que el sistema Plunger Lift pudiera operar

Optimamente.

La segunda intervencion se realiz6 el 27 de septiembre de 2012, esta consisti6 en:
Se recuper6 plunger y bumper spring con pulling tool 2”, con la ayuda de la unidad
de slick line. POOL tuberia de produccion, se calibro y limpio revestimientos
encontrando tope de liner a 7918,12’. Bajé BHA cafoneo y produccién con
empaque Arrowset 7” 7,37, RIH sarta de tuberia 256 JTS (6599,91’) 2 “/g” EUE J-
55 encima de niplesilla. Se realizé cafioneo TCP a los intervalos de la formacion
Aguardiente  Superior (8156-8184; 8190-8207; 8241-8252; 8258-8267),
Aguardiente Inferior (8349-8367; 8371-8381; 8427-8439; 8453-8484; 8495-8526;
8586-8610) y posteriormente estimulacion mecanica. Con ayuda de la unidad de
slick line se instala sistema de levantamiento artificial Plunger Lift y conexiones en

superficie.
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Para realizar el analisis de produccién igual que con los otros pozos, se adquirio la
base de datos cargada en OFM y las pruebas de produccién proporcionadas por el
Departamento de Produccién de la SCO.

En la figura 40 se observa una grafica de produccién de aceite, gas y agua vs
tiempo, desde el afio 1980 hasta enero de 2013, dando asi el historial de
produccién. En la gréfica se aprecia como la curva de produccion de aceite (Color
rojo) alcanza su valor maximo en noviembre de 1980 con una produccion de 43
BOPD, después de algunos afios de produccién comienza su declinacién natural.
La produccion de gas aumenta teniendo su maximo pico en el afio 1995
aproximadamente con 523 Kscf/d, la cual decrece naturalmente como se observa
en la curva de color verde, antes de la instalacion del sistema PL, la produccién de
gas oscilaba entre 20 y 40 Kscf/d, produccién que se mantuvo después de la

instalacion del sistema.

Figura 40. Historial de produccion SS-32K
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En la figura 41 se muestra una grafica de pruebas de produccién reportadas en
AVOCET desde mayo de 2011 a febrero de 2013, en la cual se puede observar en
un intervalo de tiempo menor al contemplado en la figura anterior, el
comportamiento de la produccion de aceite, gas y agua antes y después de la
instalaciéon del sistema PL.

Figura 41. Pruebas de produccién aceite, gas y agua. Pozo SS-32K
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En la figura anterior se observa como la produccion de aceite se mantiene antes y
después de la instalacion del sistema PL, en cambio la curva de produccion de
agua (Color azul) muestra como la curva tiene una tendencia ascendente después
de septiembre de 2012, fecha de la ultima intervencion al pozo, esto se debe a
gue el sistema PL quedo funcionando en condiciones normales y con el empaque
R-3 sentado, lo cual hace que el plunger ascienda arrastrando los fluidos por
encima de él. La produccion de gas en los Ultimos 2 afios se muestra en la figura
42, donde se evidencia el aumento en la produccion de gas después de la
instalacion del sistema PL aumentando la produccion en 20 Kscf/d.
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Figura 42. Pruebas de produccién de gas, pozo SS-32K
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En la figura anterior se observa como en el mes de noviembre de 2012 la
produccion de gas aumenta considerablemente, la cual para esa fecha fue
aproximadamente de 120 Kscf/d, debido a una conexion que se realiz6 en
superficie entre la linea de produccion de tubing y la de casing para producir
conjuntamente las formaciones Aguardiente y Cogollo; con esto aumentar el
caudal de gas que entra a la estacion de Sardinata y posteriormente a la planta de
gas lo cual permite concluir que este aumento no se debe al uso del sistema de

levantamiento artificial Plunger Lift.

3.1.4.5.1 Aspectos importantes para la evaluacion en la implementacién del
sistema Plunger Lift en campo Sardinata. En campo Sardinata las condiciones

operacionales del Plunger Lift tienen algunas restricciones las cuales afectan
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directamente el buen funcionamiento del sistema. La puesta en marcha de la
planta de gas de Sardinata y sus objetivos en ventas diarias es otro aspecto que
ha afectado la produccién del pozo SS-32K.

A continuacion se mencionan los diferentes aspectos que afectan el buen

funcionamiento del sistema PL.

Condiciones operacionales de la estacion Sardinata Sur: La estacion
Sardinata Sur es la estacion recolectora donde llegan todos los pozos
pertenecientes al domo sur de la estructura del yacimiento.

La estacion cuenta con tres separadores, un separador de alta, uno de baja y uno
de prueba. El pozo SS-32K esta alineado a la estacion para entrar al separador de
baja, este funciona con una presion entre 20 y 45 psi. Afectando directamente la
presion en la linea aguas abajo, debido a que la distancia entre el pozo SS-32K y
la bateria es de aproximadamente de 500 m, por tal motivo se decidid instalar una
valvula que no permite que la presion en la linea suba a mas de 150 psi, limitando

asi las condiciones operacionales del PL.

Estado mecanico con empaque: El pozo SS-32K tiene un empaque Arrowset
1X7” sentado a 7842,2 pies, aislando las perforaciones de la formacion
Aguardiente la cual produce solo por tubing y la formacién Cogollo por casing. El
uso de empaques reduce la capacidad de almacenamiento de gas en el casing,
por lo cual se requiere un mayor RGL para que el plunger sea capaz de arribar a

la superficie como se habia mencionado en el capitulo 1.

Planta de gas Sardinata: Para la puesta en marcha de la planta de gas de
Sardinata, se hicieron trabajos de cafioneo y recafioneo en el pozo SS-32K; esto
con el fin de que el pozo obtuviera una produccion constante y no intermitente
como venia trabajando, de esta manera poder dejarlo produciendo en flujo natural,
ya que los pozos en flujo intermitente aportan caudal de gas en cada apertura del

pozo y podrian llegar a causar problemas en las condiciones operacionales, tanto
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en separadores, compresores y demas equipos operativos de la estacion y la

planta de gas Sardinata.

Por otra parte, el sistema PL estuvo afectado por la manipulacion manual al
controller, esto se debié a que en algunas ocasiones el sistema fue abierto antes
de cumplirse los tiempos operacionales para fines y objetivos de la planta de gas.

Conexién de linea de producciéon de tubing y casing: Para aumentar la
produccién de gas que entra a la estacién de Sardinata, se decidio interconectar el
tubing y el casing en superficie, para producir conjuntamente de las formaciones
Aguardiente y Cogollo, esto explica el aumento en la produccién de gas que se

evidencia en la figura 42 después del mes de noviembre.

Se puede concluir que la produccion del pozo SS-32K ha estado influenciada de
cada uno de los aspectos mencionados anteriormente, por tal motivo el aumento
de la produccion de gas no es producto solamente de la implementacion del

sistema artificial Plunger Lift.

El sistema de levantamiento convencional PL en este tipo de pozos no se
recomienda, debido a las restricciones operacionales que se tienen ya que este no
va operar de forma adecuada y se ve reflejado en que el plunger nunca llega a
superficie, aunque si se produce el slug de liquido que se evidencia en el aumento

de produccién de agua.
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SCO. Figura 43a y 43b, muestran el funcionamiento del
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Fuente: Departamento de Producci

Plunger Lift antes de estar produciendo en conjunto anular y tubing. Figura 43c y 43d produccion

conjunta anular y tubing, por lo cual se igualan las dos presiones.

En la figura 43 se muestran 4 graficas del comportamiento del sistema PL en los

meses de octubre, noviembre y diciembre, las cuales reflejan que el sistema no

estd operando de forma adecuada ya que en ninguna de las graficas se ve el
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segundo pico descendente que indica la llegada del plunger a superficie, cabe
destacar que el plunger nunca va subir a superficie debido a las restricciones

operacionales que se han mencionado anteriormente.

3.2 ESTUDIO FINANCIERO

En la industria de los hidrocarburos, la toma de decisiones en el momento de
hacer inversiones esta relacionada directamente con la evaluacion financiera,
aunque la evaluacion técnica es muy importante, el factor ingresos predomina en

la toma de decisidn al realizar un nuevo proyecto.

Con el fin de determinar si la inversion realizada en la instalacion del sistema
Plunger Lift en el campo Tibd, representd ganancias o beneficios a futuro; este
analisis financiero se realiz6 con base en la evaluacion técnica desarrollada en la

primera parte de este capitulo y el uso del método del valor presente neto.

3.2.1 Conceptos Financieros. Para realizar el estudio financiero es preciso
incorporar ciertos conceptos de matematicas financiera, los cuales se enuncian a

continuacion.

Método del valor presente neto (VPN). Arroja una cifra monetaria que resulta de
comparar el valor presente de los ingresos con el valor presente de los egresos,
en términos concretos, permite que los ingresos y egresos futuros se transformen
a pesos de hoy y asi poder ver facilmente si los ingresos son mayores que los
egresos. Esto ayuda a determinar si un proyecto presenta pérdidas o ganancias a

una tasa de interés dada.

FNE ) ( FNE )

VPN(TIO) = =P + | ——=7 —_—
(r10) +(1+T101 1+ TIO™

(1)
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Donde:

P= Valor de los egresos
FNE= Ingresos futuros
TIO= Tasa de descuento

Segun el resultado del VPN:

VPN > 0, el proyecto es rentable.
VPN = 0, el proyecto es indiferente
VPN < 0, el proyecto no es rentable

Para llevar a cabo el analisis financiero de los 4 pozos a los cuales se les
implementd el sistema de levantamiento artificial Plunger Lift en campo Tibu, se

realizo un flujo de caja con los egresos e ingresos que se obtuvieron.

El flujo de caja. Es un informe financiero que presenta un detalle de los flujos de
ingresos y egresos de dinero del proyecto en un periodo dado. La diferencia entre
los ingresos y egresos se conoce como saldo o flujo neto. En su estimacion se
consideran factores como los ingresos provenientes de la operacion del proyecto,
los gastos generales por la inversion, los costos de operacion y los impuestos en

gue se incurren por el desarrollo del proyecto.

Otros conceptos financieros que se tuvieron en cuenta para hacer el estudio

fueron:

Tasa interna de retorno (TIR). Conocida también como la tasa de rentabilidad,
se define como aquella tasa de descuento que iguala el VPN a cero.
Matematicamente, se determina hallando la tasa de interés, a la que la suma del
valor presente de los flujos de caja es igual a la inversion social. La ecuacion que

la representa es la siguiente:
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VPN—zn: kt 1=0 2
_t_l (1+TIR)t 2)

Donde:

Ft= flujo de caja en el periodo t
n= namero de periodos

I= valor de la inversién inicial

Para saber si un proyecto es rentable o no utilizando la TIR se sigue el siguiente

criterio:

« SiTIR=TIO— Se aceptara el proyecto. La razén es que el proyecto da una
rentabilidad mayor que la rentabilidad minima requerida (el coste de
oportunidad).

e SiTIR << TIO —* Se rechazara el proyecto. La razon es que el proyecto da una
rentabilidad menor que la rentabilidad minima requerida.

e TIO, tasa interna de oportunidad

Relacion beneficio costo. Relacidén del VPN de los ingresos con respecto al VPN

de los egresos. Matematicamente, esta representada de la siguiente manera:

Tiempo de recuperacion de la inversiobn o Payback time. El tiempo de
recuperaciéon de la inversion, también conocido como payback time, es el tiempo
en el cual se recupera el dinero que se invirti6 inicialmente en un negocio o
proyecto, es decir, para que los flujos de caja netos positivos sean iguales a la
inversion inicial. La ecuacion que permite calcular el tiempo de recuperacion de la

inversion es la siguiente:
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Payback =

Inversion Inicial

Flujo de Efectivo Anual

(4)

3.2.2 Flujo de caja. Con base en lo planteado anteriormente para realizar el flujo

de caja de deben conocer los egresos y los ingresos que se obtuvieron en la

instalacion del sistema Plunger Lift. Para determinar los egresos se tuvo en cuenta

los costos operativos o0 de subsuelo para cada instalacion y los costos de

superficie, los primeros incluyen las horas activas e inactivas de las cuadrillas,

movilizacion del equipo de reacondicionamiento entre pozos, unidad de slick line,

cafioneo, registros, herramientas, carrotanques y demas costos que intervienen en

la operacion. Los costos de superficie incluyen cambios en secciones de cabezal,

lineas de produccion y el sistema de levantamiento artificial Plunger Lift.

En las tablas 14, 15, 16 y 17 se muestran los costos de cada intervencion

incluyendo el sistema Plunger Lift.

Tabla 14. Costos instalacion Plunger Lift pozo T-4K

‘ COSTOS INSTALACION PL T-4K

COSTO UNIDAD TOTAL

ITEM CANTIDAD | UNIDAD (US $) (Us $)
E?:(IZZ?\IB:ECIONAMIENTO 4 Dias 3500(USS$/d) | 14000(USS/d)
FLUIDO DE CONTROL 1 Trabajo 2500 2500
SERVICIO UNIDAD DE SLICK LINE 1 Trabajo 5000 5000
TUBERIA 1 Trabajo 66405 66450
CABEZAL 1 Trabajo 20000 20000
SISTEMA DE LEVANTAMIENTO PL 1 Trabajo 40000 40000

CON SERVICIO TECNICO

SUPERFICIE USS 87950
SUBSUELO USS 60000
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Tabla 15. Costos instalacion Plunger Lift pozo T-49K

| COSTOS INSTALACION PL T-49K

ITEM cANTIDAD| uNiDaD | OSTO UNIDAD TOTAL

(US $) (US $)
ES:C”;%BIECI ONAMIENTO 13 Dias 1060 (US$/d) | 13780(US$/d)
FLUIDO DE CONTROL 1 Trabajo 2500 2500
CANONEO 1 Trabajo 37069 37069
REGISTROS, SERVICIO DE SLICK LINE 1 Trabajo 33190 33190
TUBERIA 1 Trabajo 65000 65000
CABEZAL 1 Trabajo 20475 20475
SISTEMA DE LEVANTAMIENTO PL 1 Trabajo 40058 43 40058.43

CON SERVICIO TECNICO

SUPERFICIE USS$ 151539
SUBSUELO US$ 60533,43

Tabla 16. Costos instalacion Plu

nger Lift pozo T-191K

COSTOS INSTALACION PL T-191K

ITEM COST TOTAL

ITEM CANTIDAD | UNIDAD (US$) (US$)
EQUIPO DE REACONDICIONAMIENTO 16 Dias 3500 (USS$/d) | 56000(USS/d)
FLUIDO DE CONTROL 1 Trabajo 1500 1500
CANONEO 1 Trabajo 38000 38000
REGISTROS 1 Trabajo 28000 28000
SLICK LINE 1 Trabajo 10000 10000
TBG DE 2-7/8 EUE J-55 8200 ft 7,3 59860
SISTEMA DE LEVANTAMIENTO PL CON 1 Trabajo 4005843 40058,43

SERVICIO TECNICO

CABEZAL DE PRODUCCION 1 Trabajo 28000 28000
SUBSUELO USS 193360
SUPERFICIE USS 68058,43

Tabla 17. Costos instalacion Plu

nger Lift pozo T-290K

COSTOS INSTALACION PL T-290K

ITEM COST TOTAL
ITEM CANTIDAD | UNIDAD
(Us$) (Us$)
EQUIPO DE REACONDICIONAMIENTO 7 Dias 3500 (USS/d) | 24500 (USS/d)

102




FLUIDO DE CONTROL 1 Trabajo 2500 2500
SLICK LINE 1 Trabajo 10000 10000

SISTEMA DE LEVANTAMIENTO PL CON

1 Trabajo 40058,43 32000

SERVICIO TECNICO
SUBSUELO USS 37000
SUPERFICIE USS 32000

Aunque los gastos de capital representan una parte de los egresos, existen otros
factores econémicos que intervienen en el flujo de caja y por ende en el andlisis
financiero, entre estos se encuentran los costos de levantamiento, depreciaciones,
impuestos e intereses entre otros. Estos factores econoOmicos se muestran en la
tabla 18.

Tabla 18. Factores econdémicos campo Tibu

VARIABLES ECONOMICAS Unidad ‘ valor
Tasa de Cambio Pesos (S)/USS 1800
Tasa de Impuestos % 33
Precio Crudo UsS/bbl 54
Precio Gas USS/Kscf 2,95
Tasa Descuento % 12
Lifting cost 1 (Pozos Inactivos) USS/bbl 17,19
Lifting cost 2 (Pozos Activos) USS/bbl 3,02
Regalias % 20
Dias del mes No. 30

Fuente: Ecopetrol S. A.

Para el pozo T-4K se tuvo en cuenta que la instalacion del sistema se realizé en
junio de 2009, en este caso no es necesario hacer una proyeccion porcentual con
la tasa de declinacion del pozo, debido a que se conoce la produccion real a enero
de 2013, datos con los cuales se realiz6 el flujo de caja para este pozo. El nimero
de periodos se tomé con una tasa de descuento de 12% mensual como se mostro

en la tabla anterior, se analiz6 la rentabilidad para un periodo de 43 meses.

103



Tabla 19. Resultados financieros de la implementacion del sistema Plunger Lift en

el pozo T-4K

Periodo de evaluacion 43 Meses
Costos de Subsuelo US$ 87.950
Costos de superficie USS 60.000
Total Egresos Operativos US$S 147.950
Lifting cost Pozo activo US$ 3,02
Incremento inicial Crudo bbl 6
Incremento inicial Gas Kscf 241,095
Pay back (Meses) 10
VPI 172034,18
VPE 153.580
VPN 18.454
TIR 13%
EFI 0,12
Relacién beneficio costo 1,12

El estudio financiero refleja la rentabilidad de la instalacion del sistema en el pozo
T-4K, en el item anterior sobre conceptos financieros se enuncié que si el VPN es
mayor que cero y la TIR es mayor o igual que la tasa de oportunidad el proyecto
es rentable, en este caso el VPN= US$ 18.454 y la TIR=13% cumpliendo con
estas dos condiciones, recuperando la inversion en 10 meses y obteniendo una

ganancia de US$ 0,12 por cada US$ invertido.

Para el pozo T-49 K el sistema Plunger Lift fue instalado en noviembre de 2010,
para este caso se hizo el estudio en un periodo de 27 meses utilizando la
produccion incremental real que se obtuvo después de la instalacion del sistema,;
los costos operativos se muestran en la tabla 18 y los factores econémicos son los

mismos con los que se trabajé el flujo de caja para el pozo T-4K.
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Tabla 20. Resultados financieros de la implementacion del sistema Plunger Lift en
el pozo T-49K

‘ Resultados flujo de caja T-49K ‘

Periodo de evaluacién 27 Meses
Costos de Subsuelo US$ 151.539
Costos de superficie USS 60.533

Total Egresos Operativos US$S 212.072
Lifting cost Pozo activo US$ 3,02
Incremento inicial Crudo bbl 14
Incremento inicial Gas Kscf 95,351

Pay back (Meses) 17

VPE 252.298

VPI 261.269

VPN 8.961

TIR 12%

EFI 0,04

Relacion beneficio costo 1,04

En el caso del pozo T-49K los costos de la inversion fueron mayores que en el
pozo T-4K, esto se ve reflejado en cierta medida en el tiempo de pago de la
inversion, dando como resultado un pay back de 17 meses. El estudio financiero
refleja como la inversion en la instalacion del sistema en este pozo resulta
favorable en un periodo de evaluacién de 27 meses, con un VPN= US$ 8.961 y
una TIR del 12% de rentabilidad. A este tiempo de estudio se paga US$ 0,04 por

cada dolar invertido.

El pozo T-191K se intervino para la instalacion del sistema PL en abril de 2011,
por tal motivo el estudio financiero para este pozo se realizdé a un periodo de 21
meses, dando asi la rentabilidad a enero de 2013. Los factores econémicos que

se tuvieron en cuenta son los mismos para todos los pozos de campo Tibd.
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Tabla 21. Resultados financieros de la implementacion del sistema Plunger Lift en
el pozo T-191K

‘ Resultados flujo de caja T-191K ‘

Periodo de evaluacion 21 Meses
Costos de Subsuelo US$ 193.360
Costos de superficie US$S 68.058
Total Egresljass$0peratlvos 147950

Lifting cost Pozo activo US$ 3,02
Incremento inicial Crudo bbl 41
Incremento inicial Gas Kscf 18,227
Pay back (Meses) 10

VPE 285379,34

VPI 324338,34

VPN 38.959

TIR 14%

EFI 0,15

Relacion beneficio costo 1,14

De la tabla anterior se puede concluir que la rentabilidad del pozo T-191K, es
mayor con respecto al pozo T-49K ya que tiene una TIR de 14%. Se hace esta
aclaracion debido a que las operaciones que se llevaron a cabo para los dos
pozos fueron similares; pero en los resultados del flujo de caja también se
evidencia que el incremento en la produccion con el sistema PL en este caso es
de 41 bbl, superando al pozo T-49K en 27 bbl; factor que ayuda a que en este
pozo el tiempo de pago de la inversion o pay back sea de 10 meses, 7 meses
menos que en el pozo analizado anteriormente. EI VPN para este pozo es de US$

38.959 y por cada US$ invertido se tiene una ganancia de US$ 0,15.

Para el pozo T-290K el estudio se realiz6 con un periodo de 11 meses, ya que la

instalacion del sistema en este pozo fue mas reciente, en marzo de 2012. Es
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importante destacar que la instalacion en este pozo fue mas sencilla y no incurrio

en costo elevado de operacion como los dos pozos analizados anteriormente.

Tabla 22. Resultados financieros de la implementacién del sistema Plunger Lift en
el pozo T-290K

‘ Resultados flujo de caja T-290K

Periodo de evaluacion 11 Meses
Costos de Subsuelo US$ 37.000
Costos de superficie US$S 32.000

Total Egresos Operativos US$S 69.000
Lifting cost Pozo activo US$ 3,02
Incremento inicial Crudo bbl 10
Incremento inicial Gas Kscf 4,099

Pay back (Meses) 5
VPE 78.458,25

VPI 116602,25

VPN 38.144

TIR 20%

EFI 0,55

Relacion beneficio costo 1,49

Después de realizarse e respectivo flujo de caja, del cual se muestran los
resultados en la tabla anterior, se evidencia que la instalacion del sistema PL en
este pozo fue rentable, dando un tiempo de pago de la inversion de 5 meses, y un
VPN de US$ 38.144 con una TIR del 20% de rentabilidad. Por cada US$ invertido
se ganan US$ 0,55.

En el caso del pozo SS-32K, no se plante6 el estudio financiero y la rentabilidad
gue se obtuvo luego de la instalacién del sistema, debido a que como se mostro
en el numeral 3.1.4.5 la produccién que se obtuvo en este pozo después de la
instalacion no fue unicamente por el sistema Plunger Lift, sino por los diversos
factores que intervienen en este. Asi que no se podria llegar a calcular las

ganancias o pérdidas tras la instalacion del sistema.
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4. METODOLOGIA DE VIABILIDAD E IMPLEMENTACION DE UN SISTEMA DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL PLUNGER LIFT.

Esta metodologia tiene como objetivo proporcionar una herramienta util para
evaluar la viabilidad técnica y financiera de un proyecto de implementacién de un

sistema Plunger Lift.
A continuacién se detallaran uno a uno los pasos que contiene esta metodologia.

4.1 DESARROLLO DE LA METODOLOGIA

4.1.1 Recopilacion de la informacion. Para realizar el estudio técnico es
necesario recolectar toda la informaciéon, que permita analizar el comportamiento
de la produccion antes y después de la intervencion, asi como los trabajos de
intervencidon a pozo realizados antes de la instalacion del sistema PL, para

identificar posibles falencias en el estado mecéanico del pozo.
El tipo de informacidn que se solicito para hacer esta evaluacion contemplo:

e Inventario de registro de pozos: Estos proporcionan informacion sobre
profundidad, radioactividad, ubicacion de arenas y arcillas, propiedades

petrofisicas entre otras caracteristicas especificas del pozo.

e Historia de perforacion: Proporciona los datos necesarios sobre el tipo de
revestimiento que tiene el pozo, asi como las dificultades y eventos que se

presentaron durante la perforacion.

e Estado mecénico de los pozos: Es la representacion grafica del

completamiento o terminacién del pozo.

e Reportes de los trabajos de completamiento y recompletamiento: Hace
referencia a los trabajos realizados en los pozos, los cuales son repartidos

por eventos.
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e Historia de produccion: Proporcionan el historial de los pozos y se reportan

en las curvas de produccién.

e Historia de ingenieria: contempla los estudios, proyectos y disefios

ejecutados y no ejecutados en el campo.

e Anadlisis de pruebas de presion: Reportes de andlisis y resultados de las
pruebas realizadas.

e Analisis PVT: Reportes de andlisis y resultados de las pruebas aplicadas.

4.1.2 Seleccion de pozos candidatos. Para esto se hace una preseleccion entre
pozos activos e inactivos, los cuales producen de las formaciones del Cretaceo y
gue durante su vida productiva, hayan producido hidrocarburos de forma
intermitente, asi como una clasificacion segun si cumplen o no los siguientes

parametros operativos.

Tabla 23. Requerimientos Operativos

REQUER 0S OPERATIVO

Typical Range [Maximum
Operating Depth 8000' TVD 19000' TVD
Operating Volume 1-5BPD 200 BPD
Operating 120°F 500° F
Temperature
Wellbore Desviation N/A 80°
Corrosion Handling Excellent
Gas Handling Excellent
Solids Handling Poor to Fair
GLR Required 300 SCF/BBL/100' Depth
Servicing Wellhead Catcher or Wireline
Prime Mover Type Well's Natural Energy
Offshore Application N/A at this time
System Efficiency N/A

Fuente: WEATHERFORD. Presentacion propuesta intervencion con Plunger Lift. 2012
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4.1.2.1 Condiciones del estado mecanico del pozo. En esta etapa se revisa
toda la informacion que haya del pozo respecto a trabajos realizados
anteriormente, con el fin de garantizar que el pozo no tenga problemas en el
estado mecénico que imposibiliten la intervencion para la instalacion del sistema

Plunger Lift.

El sistema no se instalara a los siguientes pozos:
e Con revestimiento roto
e Con multiples colapsos irremediables
e RGLs < 400 bbl/scf/ 1000 pies para pozos sin empaque
e RGLs <1000 bbl/scf/1000 pies para pozos con empaque
e Desviacion > 60°

e BSW > 99% (Esta consideracion no aplica si se quiere hacer gas well

dewatering).

4.1.2.2 Condiciones de locacion. Teniendo en cuenta el estado actual de los
pozos, el modelo geoldgico desarrollado por el equipo de yacimientos y el sistema
de levantamiento a utilizar, en este caso el sistema Plunger Lift, se debe tener en

cuenta actividades de logistica como:

Gestion inmobiliaria: Inventario de predios propiedad de la compafia para
evaluar la viabilidad del programa de implementacion del Plunger Lift. Esta
actividad es realizada por gestores inmobiliarios que analizan el impacto social y

ambiental generado por la operacion.

Obras civiles para ingresar equipos: Para la intervencién de un pozo se debe

tener en cuenta que la locacion este apta para que entren los equipos de slick line,
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wire line y rig WO segun el tipo de trabajo a realizar en el pozo, para esto se debe
hacer una visita en la cual se detallen las condiciones del terreno, anclajes y el

disefio del layout.

Condiciones viales para el transporte: Las condiciones de las vias, puentes y
deméas medios para el transporte de equipos son muy importantes, por esto antes
de la intervencion se debe dar el visto bueno de que estas se encuentren en buen
estado para la movilizacién de los respectivos equipos y garantizar con esto que

no se presente ningun inconveniente en el momento de la intervencion.

Aprobacién por parte de gestion social para realizar la intervenciéon: El
campo Tiba y campo Sardinata quedan ubicados en veredas que hacen parte del
municipio de Tibu y Campo Giles al norte de la ciudad de Cuacuta, en el
departamento de Norte de Santander; las cuales estan involucradas en el conflicto
armado, esto y la falta de recursos de servicios publicos crean grandes problemas

con la comunidad.

Tanto en campo Tiba como en campo Sardinata los pozos se ven afectados por
las pegas ilicitas para el suministro de gas de las casas aledafias a estos. Por
ende, imposibilita la toma de decisiones al momento de realizar una intervencion a

pozo.

Otro aspecto importante que se debe tener en cuenta para la seleccién de los
pozos a intervenir es la ubicacion, dado que este tipo de intervenciones no se

pueden realizar a 90 metros de una construccion, escuela, casa entre otras.

Los cultivos o hectareas que quedan alrededor de la locacion también se
convierten en un aspecto de revision, debido a que en el momento de adecuar la
locacion puede llegar a afectar estas zonas, cuando ocurre esto se debe tener
presente los costos que llegan a generar la compra de dichas hectareas para la

toma de decisiones en el momento de seleccionar los pozos.
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Legislacién y plan de manejo ambiental: Los planes de manejo ambiental
representan otro aspecto importante para seleccionar los pozos a intervenir, antes
de seleccionar los pozos se requiere de las disposiciones gubernamentales sobre
el manejo de tierras, de emisiones atmosféricas y disposicion de los fluidos, para
este tipo de intervencidén se debe tener en cuenta realizar una visita a la locacion
con un ingeniero ambiental, para verificar que con la intervencién a pozo durante

la instalacion del PL no se esté violando ninguna normativa ambiental.

Definicién de las necesidades y especificaciones técnicas: Comprende las
especificaciones de equipos de workover (de ser necesario), equipos de wire line,
toma de registros y cafioneos. Ademas sistemas de control ambiental, cabezales
de pozo, valvulas y cualquier tipo de facilidad de superficie. Para esto se elaboran

las especificaciones técnicas requeridas junto con el presupuesto oficial estimado.

4.1.3 Estudio de viabilidad econdémica. Tiene por objetivo estudiar la
rentabilidad del proyecto, desde el punto de vista de sus resultados financieros y
evaluar la conveniencia de ejecutarlo. Una vez realizado el flujo de fondos se
procede a calcular los indicadores de evaluacion financiera tales como: El valor
presente neto (VPN), tasa interna de retorno (TIR) y la relacion beneficio costo
(R:B/C), entre otros, de acuerdo con la naturaleza del proyecto. (Como se realizo

en el capitulo 3).

4.1.4 Programa de intervencion. Con el fin de garantizar el éxito de una
operacion y evitar incidentes de riesgo durante esta, en la industria antes de hacer
una intervencion a pozo se realiza un well planing o programa de intervencion, el
cual incluye el objetivo y justificacion de la realizacion de la misma, la historia de
perforacién y completamiento del pozo asi como los eventos ocurridos durante la
vida productiva, con el fin de que las personas involucradas en la operacién
tengan conocimiento de esto. El programa operacional también incluye el estado

mecanico del pozo el cual muestra o refleja el completamiento.
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Es importante que el estado mecanico sea lo més actualizado posible, en este se
debe mostrar el tipo y clase de revestimientos tanto de superficie como de
produccién, la cementacion con la cantidad de sacos que se utilizaron y sus
correspondientes profundidades, la configuracién de sarta de tuberia y el BHA en
el momento previo a la intervencion. Otro factor importante es si el pozo tiene
instalado tapones, empaques y sus respectivas referencias y profundidades, por
ultimo debe mostrar si tiene algun pescado y a que profundidad.

4.1.5 Elaboracién de Forma 7 CR. Para realizar una intervencion de pozo
(workover) se necesita pedir un permiso al Ministerio de Minas y Energia, el cual
se hace mediante la forma 7 CR. Esta forma se elabora diligenciando el formato
gue se muestra en la figura 44. Donde se especifican datos como: La fecha de
inicio y fin de la perforacion, la produccion inicial y la produccion actual asi como la
produccion acumulada. Se da una breve descripcién del trabajo a realizar y la
fecha programada para iniciar el trabajo. Ademas se debe anexar la historia del

pozo a intervenir, el estado mecanico antes de la intervencion y el wellplaning.

4.1.6 Elaboracion Forma 10CR. Luego de terminar la intervencion de instalacion
del sistema Plunger Lift y efectuar los reacondicionamientos necesarios, se debe
informar al Ministerio de Minas y Energia mediante la forma 10CR un detallado de

la operacion y adjuntar el estado mecanico del pozo después de la intervencion.
4.1.7 Pozo operando. El pozo puesto en produccion se monitorea mediante

pruebas en bateria y se optimizan los diferentes tiempos de cierre, apertura y de

venta, con el fin de realizar un estudio técnico-financiero.
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Figura 44. Formato forma 7 CR Ministerio de Minas y Energia.

MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA Forma No. 7 CR
DIRECCION GENERAL DE HIDROCARBUROS Revisada: Octubre de 1973
SUBDIRECCION DE HIDROCARBUROS

PERMISO PARA TRABAJOS POSTERIORES A LA TERMINACION OFICIAL

Pozo:
Compaiiia: Concesion: Clasificacion (Lahee):
Campo: Estructura:
Formacion: Bloque: Yacimiento:
Perforacion Iniciada el: de terminado el: de
Elevacion de la Mesa Rotaria: pies. Elevacion del Terreno: pies.
Profundidad Total Inicial: pies. Bajo Nivel Mesa Rotaria: pies.
1. CONDICIONES INICIALES DEL POZO
Intervalos Abiertos | |
Numero de Disparos por pie. [ |
Produccion BPD. Presion Estatica de Fondo Lbs/pulg 2
RGA Pies/barril Gravedad °API
2. CONDICIONES ACTUALES DEL POZO
Intervalos Abiertos
Numero de Disparos por pie.
Produccién Acumulada hasta la fecha:
Petréleo: Bls. Gas: MPC Agua: Barriles
Fecha en que se iniciaran las operaciones: de
Resultados ultima prueba de produccioén:
Fecha: Petréleo: BPP RGA: Agua:

3, INFORMACION ADICIONAL
a) Descripcién y esquema de la terminacién actual de pozo, que muestre las tuberias, herramientas,
tapones e intenvalos productores. (Estado Mecanico - ANEXO 1)
b) Historia del pozo: Citar todas las operaciones de reacondicionamiento y sus resultados. ANEXO 2
c) Para pozos que se proyectan abandonar, se deben indicar los intervalos de agua dulce, tapones que se colocaran,
sus localizaciones y espesores y las propiedades de los fluidos que se dejaran en los tapones.

JUSTIFICACION Y DISCUSION DEL TRABAJO PROPUESTO:
Para optimizar la produccién de hidrocarburos liquidos y gaseosos se propone la instalacion del sistema de levantamiento por plunger lift, dadas
las caracteristicas de alta RGA.

PROGRAMA DETALLADO DEL TRABAJO A REALIZARSE:
1.-
2.-
3.-
4.-
4.-
5.-
6.-

Presentado por:

Representante Autorizado del Operador
(Matricula Profesional No )
Fecha:

Autorizado por:

Representante Autorizado del Ministerio
(Nombre Ing. Petréleos, No. Matricula)
Fecha:

ORIGINAL: Conservacion y Reservas
c.c.: Oficina Zona y Concesionario.

Fuente: Ministerio de Minas y Energia. Formas oficiales de reporte para hidrocarburos.
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4.2 PROCESO DE SELECCION DE POZOS A INSTALAR EL SISTEMA DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL PLUNGER LIFT

Antes de iniciar el proceso de seleccion de los pozos candidatos, se recopilé toda
la informacion posible sobre historiales de produccién de los pozos del Cretaceo,
estados mecanicos, historias de perforacion y completamiento, para evidenciar
posibles problemas que se hayan tenido en las operaciones realizadas,

condiciones de cada pozo, BSW, GOR, entre otros.

En el proceso de seleccion se tuvo en cuenta todos los pozos que pertenecen a
las formaciones del Cretaceo, en base a la informacion del campo el total de los
pozos del Cretaceo son 50, de los cuales 16 estan abandonados, 23 estan
inactivos, 6 estan activos produciendo tanto en flujo natural como en bombeo

mecanico y 4 tienen instalado el sistema de levantamiento artificial PL.

El proyecto Tibu tiene como objetivo pasar de una produccion de 2300 BOPD en
el 2012 a 19100 BOPD para el 2016. Para esto algunos pozos productores activos
se van a convertir en inyectores, pozos productores inactivos se reactivaran como
productores o inyectores. Por tal motivo y segun los estudios de yacimientos
algunos pozos del Cretaceo seran reactivados con fines del proyecto Tibu, 2
productores inactivos los cuales tienen mayor caudal, se reactivaran como
productores con sistema de levantamiento artificial PCP o BES, 3 se reactivaran

convirtiéndolos en inyectores y por ultimo 2 mas se reactivaran como productores.

La figura 45 muestra un diagrama de clasificacion de los pozos del Cretaceo en

campo Tibu, segun lo mencionado en el parrafo anterior.
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Figura 45. Diagrama de clasificacion de pozos del Cretaceo en campo Tibu

Pozos del Cretaceo

Pozos Activos
10

Pozos Inactivos
23

Abandonados
16

Inyector Inactivo
1

Pozos en Flujo
Natural

4

Reactivar por
Proyecto Tibu

7

Pozos con PL
4

Pozos en BM
2

Reactivar . .
Reactivar Convertir

a Inyector
3

Reactivar
Productor

2

productor PCP o
BES

2

Del diagrama representado en la figura anterior se puede concluir que el nimero
de pozos de posibles candidatos para la instalacion del sistema PL, después de

hacer el andlisis anterior es: 16 pozos inactivos y 6 pozos activos.

Condiciones del estado mecanico del pozo. Otro criterio de seleccion que se
mencionod en la metodologia es el estado mecanico del pozo, debido a que los
pozos de campo Tiba llevan produciendo aproximadamente 70 afios, los estados
mecanicos no se encuentra en las mejores condiciones, en algunos casos se
encuentra pescados, colapsos, o revestimiento roto, imposibilitando el buen

funcionamiento del sistema al ser instalado.

Segun lo anterior, los aspectos mencionados en la metodologia para seleccion de
pozos y la informacion obtenida por el Departamento de Ingenieria de la SCO, se
realiz6 la siguiente tabla con las condiciones actuales de cada pozo que hay que
tener en cuenta para descartar o seleccionar un pozo, para la instalacion del

sistema Plunger Lift.
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En la tabla 24 se muestran las condiciones actuales y las historias de cada uno de
los pozos candidatos del Cretaceo. Segun esta tabla podemos concluir que los
pozos seleccionados para instalar el sistema Plunger Lift en campo Tibu son: T-
2K, T-59K, T-91K, T-108K, T-172K, T-185K, T-188K, T-226K, T-280K y T-297K.

Como se observa los demas pozos no cumplen con la RGL requerida, ademas de
tener problemas en su estado mecénico como: Revestimiento roto, colapsos,
pescados, tapones entre otros; algunos irremediables y otros con costos muy
elevados, para la rentabilidad que se obtendra al instalar el sistema PL. Cabe
destacar que estos pozos son muy antiguos y al entrar a intervenirlos se pueden

llegar a presentar muchos problemas operacionales.

En la tabla 25 se muestran las condiciones actuales de los pozos a intervenir para
la correspondiente instalacion del sistema Plunger Lift y el tipo de
acondicionamiento que se debe desarrollar antes de la instalacion; estas
condiciones de reacondicionamiento se realizaron segun el estado mecanico

actual de los pozos y con la ayuda de la Superintendencia de Yacimientos.
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Tabla 24. Condiciones actuales e historia de los pozos candidatos a instalar el sistema Plunger Lift

Completamiento

Fecha
Perforacion

Fecha
Completamiento

Profundidad
(ft)

RGL
(scf/bbl)

Inactividad

Sistema de
Levantamiento

Observaciones

T2k | Mercedes- Abril de 1940 | Marzo de 1942 9850 7000 | Novde | Gasliftfluio o g miento
Aguardiente 2011 natural
Inactivo, ya que estudios reflejaron que el pozo no
T-71K | Uribante Enerode | iubre de 1948 | 8758 1575 1985 GasLift | Pedrd producir mds de lo gue ya ha producido.
1948 Ademas las acidificaciones y el levantamiento por Gas
Lift fueron Negativos.
T-59K | Uribante Julio de 1947 | Agosto de 1947 8466 6160 Activo Flujo Natural | Activo en Flujo Natural produce 5 BOPD
T-91K | Uribante Septiembre Marzo de 1949 9007 5000 1992 Gas Lift Inac'tlvo con pescado de 2 tubos 2 7/8 que miden
de 1948 660'.
T-108K | Aguardiente MBS EE | Sepiizm e el 9095 4300 Activo | Flujo Natural | Flujo Natural intermitente
1949 1949
El pozo producia 100% Agua, Cafioneo intervalos
T-122K | Tibu-Aguardiente | Julio de 1949 | Enero de 1950 9248 1237 1976 Gas Lift formacién Aguardiente y estimulacién Acida fallidos,
Pescado valvulas de Gas lift y PKR lane well
. Mayo de Noviembre de . .
T-152K | Aguardiente 1950 1950 9180 Activo Flujo Natural
T-169K Cajcatumbo- Julio de 1951 | Febrero de 1952 9994 alto 1987 Borr}bt'eo Inactivo por produccién antiecondmica
Uribante GOR mecanico
. Noviembre . . .
T-172K | Uribante de 1951 Abril de 1952 9135 1496 1991 Flujo Natural | Pozo con problemas de parafinas
T-185K Aguardiente- Octubre de Enero de 1953 8920 4985 1996 Gas Lift Inactivo por excesivo consur'no de Gas de inyeccion,
Mercedes 1952 pozo con problemas de parafinas.
. Enero de . Gas Lift, flujo | Se realiz6 cementacion a la altura de Carbonera
T-188K | Aguardiente 1953 Junio de 1953 8512 15100 1981 i 1133'-1148' Casing roto.
T-198K | Mercedes Mayo 15 de Septiembre de 9091 2449 Activo Borr}be}o Potencial de aceite para Diciembre 2012 12 BOPD
1953 1953 mecanico
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T-208K

Guayacan

Septiembre

Marzo de 1954

9050

1389

1987

Flujo Natural

Se taponaron los miembros Tibu, Aguardiente

de 1953 Superior por excesiva produccion de agua
T-226K | Uribante Mayode | Septiembre de 9977 4000 | Activo | FlujoNatural |Activo
1954 1954 J
T-271 | Mercedes- Julio de 1955 | Octubre de 1955 | 9400 5918 1991 Flujo Natural | Pescado de 5 tubos de 2.3/8" en Liner y taponamiento
Aguardiente con Carbonato de Calcio, Revestimiento roto.
Se le realizo cementacién correctiva intervalo 3061'-
T-280K aguardiente- Octubre de Abril de 1956 11221 7800 1999 flujo Natural 30§7 . Eftjpleza ,a_ recuperar plre5|on. La uIt_lma
Mercedes 1955 estimulacion mecanica se recuperd 4.5 bbl de aceite y
451 de agua
Noviembre Se inactivo por pescados de Liner ranurado a 9253,
T-281K | Uribante de 1955 Febrero de 1956 10502 1993 flujo Natural | pesca de tuberia, faltando por recuperar 36 tubos 2-
7/8 EUE, PKR lane well bocl y 15 tubos de 2 3/8.
. Septiembre de . Bombeo . L
T-297K | Catatumbo Julio de 1956 9100 658 Activo . Activo, Bajo GOR
1956 mecanico
Mayo de Septiembre de . Inactivo por afectacidon de las formaciones Cogollo,
T-306K | Cogollo 1957 1957 9638 1967 Flujo Natural 1/ edes y Tibti, Taponado a 8300"
T-311K | Uribante septiembre | o\ o ode1958 | 8331 5061 1967 Flujo Natural | C25IN8 colapsado y roto a 3737, con pescado tope a
de 1957 3738
T-315K | Uribante Febrero de Mayo de 1958 9282 2002 Gas Lift Pozo con arenan?llento, en el 2002 s.e reperforo para
1958 llegar a la formacién Mercedes (desviado).
Taponado a 4537' debido a que la Formacion
. Mercedes muri6 en 1964 y Aguardiente resulto
Agosto de Noviembre de Bombeo . .. . .
T-322K | Catatumbo 1958 1958 8840 150 1994 mecanico negativa para produccion. El pozo queda inactivo por

pescado de Bomba, sarta de varilla y colapso de
tuberia.
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Tabla 25. Pozos seleccionados para la instalacion del sistema PL

POZ0 A ALAR AP
POZO | AREA | ANTICLINAL ESTADO ACTUAL ACONDICIONAMIENTO

Desasentar empaque R-3 a

T-2K B Socuavo Productor inactivo 8284" Caﬁonear’ cambiar
Tubing Head Spool

T-59K C Tibu Productor activo Tapon d.e cemento a 9061, pero
no requiere moler
Limpiar hasta fondo, verificar si

T-108K B Socuavo Productor activo el pozo tiene todavia sarta de
Gas Lift

T-280K B Socuavo Productor Inactivo Tapdn a 9322/, No se requiere
moler

T-226K A Socuavo Productor activo Caﬁone.ar formacién
Aguardiente

T-297K A Socuavo Productor activo Moler t:?\por.w de cemento a
5486', Limpiar hasta 9100

T-91K C Tibu Productor inactivo Limpiar hasta Tope de pescado
a 8323

T-185K C Tibu Productor Inactivo Sacar sarta de Gas Lift y Limpiar
hasta 8626'

T-172K C Tibu Productor Inactivo Limpiar hasta fondo

T-188K C Tibu Productor Inactivo Limpiar hasta fondo

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confiabilidad del Catatumbo

Condiciones de locacion.
gue tienen cada uno de los pozos. Después de hacer una inspeccion de cada uno,
se puede observar que los 10 pozos seleccionados tienen la mayoria buenas
condiciones para ingresar los equipos y en algunos casos solo se requiere de

obras civiles de locacién, esto genera un costo adicional en la intervencion que ya

En la tabla 26 se muestra las diferentes condiciones

esta contemplado dentro del presupuesto del proyecto Tibu.

120




Tabla 26.

intervenir

‘ CONDICIONES DE LOCACION

Condiciones actuales de locacion para cada uno de los pozos a

GESTION OBRAS CIVILES GESTION ESPECIFICACIONES
POZO | AMBIENTAL INMOBILIARIA LOCACION VIAS SOCIAL TECNICAS
Aprobado (ya Cambio de cabezal,
T-2K Aprobado Aprobado esta niveladala | Aprobado | Aprobado | equipo de cafioneo
locacién)
Cambio de valvulas,
T-59K | Aprobado Aprobado Aprobado Aprobado | Aprobado | .jpezal
Dique para
T-108K | Aprobado Aprobado .contene.r Aprobado | Aprobado | Tuberia nueva
inundaciones y
nivelar locacion
Construccién de Faltan lineas de flujo
T-280K | Aprobado Aprobado Aprobado | Aprobado
contrapozo
Equipo de caifioneo y
T-226K | Aprobado Aprobado Aprobado Aprobado | Aprobado registros
Aprobado
T-297K | Aprobado Aprobado Aprobado Aprobado | Aprobado
i P& Aprobado
T-91K | Aprobado Aprobado N|vele?c,|on Aprobado | Aprobado
Locacion
i P& Faltan lineas de flujo
T-185K | Aprobado Aprobado N|velfa\IC|on , Aprobado | Aprobado
locacidn y vias
T-172K | Aprobado Aprobado | vias Aprobado | Aprobado | Faltan lineas de flujo
T-188K | Aprobado Aprobado N|velfa\IC|on , Aprobado | Aprobado Faltan lineas de flujo
locacidn y vias
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5. VALIDACION DE LA METODOLOGIA (APLICACION POZO TIBU 2 K)

Teniendo en cuenta la seleccion que se mostré en el capitulo anterior, para la
nueva campafa de WO en el Cretaceo, el pozo Tibl 2K se encuentra como uno
de los principales candidatos con un RGL de 7000 scf/bbl, cumple con todas las
condiciones de locacion, su estado mecanico se encuentra en Optimas
condiciones, no presenta alteraciones y solo lleva un afio de estar inactivo. Por lo
anterior se analizaran los aspectos mas relevantes de la instalacion del sistema
Plunger Lift para este pozo, teniendo en cuenta la metodologia planteada en el

capitulo anterior.

5.1.1 Recopilacion de la informacion. Antes de planear la intervencion del pozo
T-2K, se reunio toda la informacion sobre historias de perforacion, completamiento
y produccion, las cuales se utilizaron para hacer el disefio del Plunger Lift, dar las
condiciones iniciales para los ciclos del sistema y realizar la forma 7CR del

Ministerio de Minas y Energia.

Historia de perforacion. Profundidad de 9850’ (Mbo. Tibu).

Tabla 27. Listado de revestimientos instalados durante la perforacion

REVESTIMIENTOS

Diametro Intervalo (pies) Cemento
Grado | Lb/ft | Rosca
pulgadas Tope Base SX Tope | Fondo
18 3/8 J-55 78 8 A 146 285 0 146
13 3/8 J-55 | 54.5 8 A 861 630 146 861
95/8 J-55 38 8 A 4642 500 861 4642
7 J-55 26 8 A 7450’ 295 | 4642 7450
5 J-55 18 8 A 9119’ 150 | 7450 9199

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confiabilidad del Catatumbo
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En la tabla 28 se muestran los eventos ocurridos durante la vida productiva del

poZzo.

Tabla 28. Historia de produccion y cafioneo

OPERACIONES DE WORKOVER

FECHA
(DIMIA) EVENTO

18/07/41 CORAZONAMIENTO (9054°-9042’)

CANONEO FM. MERCEDES. (8842-8848 6TPP); (8851-8860" 8TPP);
21/05/62 (9048-9066' 15 TPP); (9073-9079' 6TPP); (9086-9098' 10TPP); (9104-
9118’ 12TPP).

ESTIMULACION MECANICA. Se suabeo a 4200’ recobrandose 30 bbl de

22/05/62 | - aite y 99 bbl de agua.

ESTIMULACION ACIDA. (8848-9272’), 1960 Gls de HCI (15%),
02/06/62 desplazados con 62 bbl de agua, con una rata de inyeccion promedio de
9.2 bbl/min, Pmax: 2200 psig.

1981-1991 Produccién promedia 20 BOPD y 0 BWPD

Flujo natural con un ciclo de 2 horas cerrado por una abierto con un prueba

07/07/92 promedio de 12 BOD y 0 BWD.
27/01/95 Se baja disefio de Gas Lift, revisar tuberia y verificar fondo.
24/05/95 Se corri6 gradiente de flujo y temperatura, se verifico fondo a 8286°. Pwf:

227 psi y nivel de fluido: 800’.

Se probé el sistema de gas lift inyectando por el revestimiento y se alcanzé
09/10/96 una presiéon maxima en el casing de 330 psi y presion por tuberia de 95 psi
en hora y media.

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confiabilidad del Catatumbo

5.1.2 Condicién de estado mecénico. La condicion de estado mecanico del
pozo quizas es una de las mas importantes en el momento de la seleccion del
pozo, como se mostré en el capitulo 1 el sistema Plunger Lift tiene ciertas
limitaciones segun el estado mecéanico, entre ellas el uso de empaques, tapones,
condicion de integridad de la tuberia de produccién, etc. En la figura 46 se ilustra

el estado mecanico del pozo T-2K.
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Figura 46. Estado mecénico actualizado antes de la instalacion del sistema PL

s GERENCIA REGIONAL CATATUMBO ORINOQUIA
- ESTADO MECANICO ACTUAL
< PETROL POZO T-02K

PRODUCTOR FM URIBANTE
AREA B (CRETACEO)

Field Name: TIBU Rotary Table: 10’
Event: Well Total Depth: 9850’
Event Date: 26/10/2011 Spud Date: 24/04/1940

0' - 145' 18 5/8" OD 78#/FT SURF CSG
0' - 145' CEMENT 285 SX

0 - 150" 24" OD HOLE

150" - 861" 17 1/2" OD HOLE 0' - 861' 36 JTS 13 3/8" OD 54,50#/FT SURF CSG

0' - 861' CEMENT 630 SX

0' - 4642' 9 5/8" OD 38#/FT INT CSG
3790' - 4642' CEMENT 500 SX

861' - 4650' 12-1/4" OD HOLE

278 JTS DE 2 7/8" OD J-55 EUE

1 NIPLESILLA HF DE 2 7/8" EUE

1 JTA DE 2 7/8" OD J-55 EUE

1 X-OVER DE 27/8" EUE X 2 3/8"EUE

1 LANDING NIPPLE DE 2 3/8" EUE PERFIL 1,87 XN
1 PUP JOINT DE 2 3/8" EUE N80 X5 FT

1 MULE SHOE DE 23/8" EUE

4650' - 7594' 8-5/8" OD HOLE

8350' - 8370' PERFS 4 TPP 8340' - 8390' PERFS 2 TPP F. AGDTE

8366' - 8373' PERFS 4 TPP

8373' - 8386' PERFS 4 TPP 8420' - 8440' PERFS 2 TPP F. AGDTE

8420' - 8436' PERFS 4 TPP

8456' - 8462' PERFS 4 TPP

8610' - 8620' PERFS 4 TPP

8640' - 8672' PERFS 4 TPP 8600' - 8625' PERFS 2 TPP F. AGDTE

8680' - 8688' PERFS 4 TPP 8635' - 8685' PERFS 2 TPP F. AGDTE

8732' - 8740' PERFS 4 TPP 8720' - 8740' PERFS 2 TPP F. AGDTE

8790' - 8805' PERFS 4 TPP 8745' - 8760' PERFS 2 TPP F. AGDTE
8840' - 8870' PERFS 2 TTP F. MERCEDES
9046' - 9118 PERFS 2 TPP F. MERCEDES

6099 - 8800' CEMENT 150 SX 9050' - 9051' PERFS 2 TTP PARA SQUEEZE

0'-9119' 5" OD 18#/FT PROD CSG

7594 - 8353' 6-1/8" OD HOLE

9275' - 9380' CEMENT PLUG

8353' - 9850' 6" OD HOLE

KB ELEV: 165’

SURFACE ELEV: 155’
TD: 9850

9119' - 9850' Hueco Abierto

9374' - 9846' FISH (PETAL BASKET Y TUB 2 7/8")
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5.1.3 Estudio de viabilidad econdémica pozo T-2K. Para determinar si es viable
0 no invertir en la instalacién del sistema Plunger Lift en el pozo T-2K, se realiz6
una evaluacion financiera, teniendo en cuenta que el potencial del pozo es de 13
BOPD y se espera, un aumento entre 13 y 15 BOPD. Segun lo visto en los pozos
a los que se le ha instalado el sistema, el aumento minimo fue del 100% de la

produccién.

Los factores econdémicos que se utilizaron para hacer el respectivo andlisis se

muestran en la siguiente tabla.

Tabla 29. Factores econdémicos campo Tibu

VARIABLES ECONOMICAS Unidad ‘ valor
Tasa de Cambio Pesos (S)/USS 1800
Tasa de Impuestos % 33
Precio Crudo USsS/bbl 54
Precio Gas USS/Kscf 2,95
Tasa Descuento % 12
Lifting cost 1 (Pozos Inactivos) USsS/bbl 17,19
Lifting cost 2 (Pozos Activos) USS/bbl 3,02
Regalias % 20
Dias del mes No. 30

Fuente: Ecopetrol S. A.

Para el analisis de tomo un lifting cost de 17,19 US$/bbl, teniendo en cuenta que
el pozo T-2K esta inactivo desde noviembre de 2011. El nUmero de periodos a
analizar es de 12, 24 y 36 meses; esto para tener una mayor proyeccion en las
ganancias y la rentabilidad para cada uno de los periodos enunciados
anteriormente. Para hacer la proyeccion porcentual se tuvo en cuenta el
porcentaje de declinacion del pozo Di=0,54% nominal mensual, que se hallo
mediante una curva de declinacién de la produccion exponencial, siendo este su

mejor ajuste (Ver figura 47).
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Figura 47. Curva de declinacién de la produccion pozo T-2K
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Fuente: Software OFM (Qil Field Manager) bajo licencia de Ecopetrol S.A.

Teniendo en cuenta que el precio del crudo es variable y lo mencionado en el
parrafo anterior, se plantearon 3 escenarios: Si el precio del crudo disminuye un

10%, si permanece constante y por ultimo si aumenta un 10%.

Para realizar el analisis para los tres escenarios se elaboré el flujo de caja
considerando los conceptos financieros y los costos operativos mencionados en el
capitulo 3.
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Tabla 30. Costos estimados instalacion Plunger Lift pozo T-2K

| COSTOS INSTALACION PL T-2K

COSTO UNIDAD TOTAL

ITEM CANTIDAD | UNIDAD (US$) (US$)
ES:C”;?\IBIECI ONAMIENTO 5 Dias 3500 (USS$/d) | 17500 (USS/d)
FLUIDO DE CONTROL 1 Trabajo 1500 1500
RECANONEO 1 Trabajo 37069 37069
SERVICIO DE SLICK LINE 1 Trabajo 2500 2500
TUBERIA 4 Trabajo 165,34 661,36
TUBING HEAD SPOOL 1 Trabajo 14000 14000
SISTEMA DE LEVANTAMIENTO 1 Trabajo 40058,43 40058,43

PL CON SERVICIO TECNICO

SUPERFICIE US$ 59230,36
SUBSUELO USS 54058,43

Los resultados del flujo de caja para el primer, segundo y tercer escenario se

muestran en las siguientes tablas.

Tabla 31. Resultados financieros primer escenario: precio del crudo 48,6 US$/bbl

‘ Resultados flujo de caja T-2K

Periodo de evaluacion 36 Meses 24 Meses 12 Meses
Costos de Subsuelo USS 59.230 59.230 59.230
Costos de superficie USS 54.058 54.058 54.058
Total Egresos Operativos 113.288|  113.288|  113.288

uss$
Lifting cost Pozo inactivo 17,19 17,19 17,19
uss$
Incremento inicial Crudo bbl 13 13 13
Pay back (Meses) 25 0 0
VPN 3.271 (146) (14.875)
TIR 11% 11% 8%
EFI 0,03 (0,00) (0,13)
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’ Resultados flujo de caja T-2K

Tabla 32. Resultados financieros segundo escenario: precio del crudo 54 US$/bbl

Periodo de evaluacion 36 Meses 24 Meses 12 Meses
Costos de Subsuelo USS 59.230 59.230 59.230
Costos de superficie USS 54.058 54.058 54.058
Total Egresos Operativos 113.288|  113.288|  113.288
uss$

Lifting cost Pozo inactivo 17,19 17,19 17,19
uss$

Incremento inicial Crudo bbl 13 13 13

Pay back (Meses) 16 16 0

VPN 13.066 9.245 (7.274)

TIR 11% 11% 9%

EFI 0,12 0,08 (0,06)

Tabla 33. Resultados financieros tercer escenario: precio del crudo 59,4 US$/bbl

Resultados flujo de caja T-2K

Periodo de evaluacion 36 Meses 24 Meses 12 Meses
Costos de Subsuelo USS 59.230 59.230 59.230
Costos de superficie US$S 54.058 54.058 54.058
Total Egresos Operativos 113.288| 113.288|  113.288

uss$
Lifting cost Pozo inactivo 17,19 17,19 17,19
uss$
Incremento inicial Crudo bbl 13 13 13
Pay back (Meses) 12 12 12
VPN 22.861 18.635 327
TIR 12% 11% 10%
EFI 0,20 0,16 0,00

De las tablas anteriores se evidencia que el escenario mas rentable es el tercero,
ya que la inversién se pagaria en solo 12 meses; el EFI=0 para este periodo de

estudio, esto indica que se paga la inversion a los 12 meses, pero no se han
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obtenido ganancias con el incremento de la produccién. Aunque a los 12 meses
solo se paga la inversién a medida que aumenta los periodos en 24 y 36 meses,
se puede observar que la rentabilidad de la instalacion del sistema PL aumenta,
teniendo un VPN de US$ 22.861 y una TIR= 12%, a los 36 meses después de la
inversion teniendo una ganancia de 0,20 délares por cada ddlar invertido.

El peor caso se daria si el precio del crudo disminuyera un 10% (escenario 1),
aungue la inversion se paga en 25 meses, el proyecto de instalacion del sistema
PL no deja de ser rentable, como se muestra en la tabla 31 el VPN a este periodo
de tiempo se vuelve positivo con un valor de US$ 3.271 y una TIR= 11%.

Segun lo analizado anteriormente, se considera viable la instalacion del sistema
PL en el pozo T-2K; asi que se puede seguir la metodologia planteada en el

capitulo 4.

5.1.4 Programa de intervencién pozo T-2K. Como ya se habia mencionado en
el capitulo anterior el programa de intervencién o wellplaning, busca o tiene como

objetivo detallar el paso a paso de la operacion.
PROGRAMA DE REACTIVACION DEL POZO TIBU 2K
1. Objetivos

e Sacar sarta de completamiento actual.

e Cambiar Cabezal del pozo (Seccién B)

e Habilitar sistema de levantamiento a Plunger Lift para mejorar la extraccion

del pozo.
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2. Antecedentes

El pozo Tibu 2K resulta como candidato para la instalacion del sistema de
levantamiento por Plunger Lift segun las condiciones actuales del pozo y dado el
buen desempefié que se ha obtenido en los pozos que se les han instalado este
sistema en el campo Tibu: T-4K, T-49K, T-191K y T-290K.

3. Justificacion

Actualmente el pozo Tibu 2K produce por flujo natural intermitente, las dltimas
pruebas de produccion realizadas nos dan una produccion promedia de 13 BOPD,
con el cafioneo y recafoneo al pozo y la instalacion de sistema de levantamiento
artificial Plunger Lift se pretende lograr una aumento en la produccion de 15
BOPD.

4, Wellplaning
1. Movilizar y armar equipo de WO, se trabajara sin mesa rotaria.

2. Realizar reunion pre-operacional y de seguridad con todo el personal
involucrado en los trabajos de reacondicionamiento y asegurarse de que

todo el personal tenga conocimiento claro de sus responsabilidades.

3. Luego de la reunién pre-operacional se debe levantar un acta donde se
consignen los documentos que fueron difundidos, adicionalmente dejar

registrado en la carpeta del pozo.

4, Verificar que en la localizacion se encuentren todos los equipos y

herramientas necesarios para el completamiento del pozo.
5. Chequear presiones: THP, CHP, descargar pozo.

6. Preparar 400 bbl de fluido de trabajo de 8,4 LPG, con KCI.
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Realizar las respectivas conexiones y circular salmuera al pozo hasta control del

mismo Nota: Bombear la cantidad de fluido minima para controlar el pozo.

7.

10.

11.

12.

13.

Instalar BOP’s y probarla con 800 psi.
POOH sarta de tuberia de 2 “/” en paradas a la torre.

En caso de que el pozo no quede muerto con el fluido de control, bajar

empaque RBP
Sentar empaque RBP @ 2000’

Con pozo controlado realizar cambio del tubing head spool nuevo (11”°5M x
7-1/16” 3M) comprado a FEPCO, observar si es necesario realizar alguna

modificacion del pack off.
Desasentar y sacar el empaque RBP.

Armar y bajar el mismo BHA de produccién que se saco del pozo, asi:

01 Mule Shoe 2 %/3" EUE +

01 Pup Joint 2 %g" J-55 X 4' +

01 Landing Nipple 2 %" X 1, 87 XN (lock mandril instalado) +

01 Crossover de 2-'/s” EUE x 2-%/g” EUE +

01 Tubo de 2-"/g" EUE J-55 +

01 Niplesilla de 2-/s" HF.

14.

Bajar BHA probando tuberia con 1000 psi cada 33 paradas hasta completar
290 JTS TBG 2 “/g" EUE J-55 (estimado) ubicando la punta @ 8850’ (+/-).
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Conejear la tuberia con conejo API o equivalente, colocar grasa solamente en los

pines.

Nota: Antes de correr la sarta en el pozo, se debe medir y calibrar todas las
herramientas, identificar didmetros internos y externos de las mismas, longitudes y

desplazamientos para tener en cuenta en las posiciones finales de la sarta.
Verificar limpieza interna de la tuberia antes de conectar cada junta en la sarta.
15. RIH slick line y pescar testing tool en SN 1.87” XN. POOH.

16.  Sentar Hanger 7-'/1¢” x 2-"/s” EUE de cuello extendido.

17. Instalar BPV 2 /", Retirar BOP’s de tuberia.

18. Instalar arbol de inyeccion (Seccién C).

19.  Retirar BPV 2 /.

20. Instalar lubricador, cabeza de swabbing, preparar copas y realizar

operacion de swabbing durante los dias que defina Ingenieria P1O

21. Liberar el equipo de workover.

5.1.5 Forma 7 CR pozo T-2K. Cuando se va a realizar una intervencion a pozo la
cual implica un cambio en su estado mecéanico, se debe realizar una forma 7CR
para ser aprobada por el Ministerio de Minas y Energia, dando este el aval para

ser realizada dicha operacion.

En la figura 48 se muestra la forma 7 CR la cual se elabor6 antes de la

intervencidn de reactivacion e instalaciéon del sistema Plunger Lift del pozo T-2K.

5.1.6 Elaboraciéon Forma 10 CR pozo T-2K. Después de la terminacion de los

trabajos de workover, se debe enviar una forma al Ministerio de Minas y Energia
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comunicando al ministerio la terminacién de la operacion, esta se debe enviar 15
dias después de terminada la operacién y debe contener: las pruebas de
produccién, un resumen de la operacién y el estado mecanico con el cual finalizo

el pozo después de la intervencion, como se mostro en el capitulo anterior.

Figura 48. Forma 7CR intervencion pozo T-2K

MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA Forma No. 7 CR

DIRECCION GENERAL DE HIDROCARBUROS Revisada: Octubre de 1973
SUBDIRECCION DE HIDROCARBUROS

PERMISO PARA TRABAJOS POSTERIORES A LA TERMINACION OFICIAL

Pozo: TIBU - 02K

Compafiia: ECOPETROL S.A. Concesion: BARCO Clasificacion (Lahee): DESARROLLO-PROD
Campo: TIBU Estructura: ANTICLINAL - SOCUAVO

Formaciéon: AGUARDIENTE-MERCEDES Bloque: Yacimiento: URIBANTE

Perforacion Iniciada el: 24 ABRIL de 1940 Terminado el 20 MARZO de 1942

Elevacion de la Mesa Rotaria: 165 pies. Elevacion del Terreno: 155 pies.

Profundidad Total Inicial: 9850 pies. Bajo Nivel Mesa Rotaria: pies.

1. CONDICIONES INICIALES DEL POZO

8340'-8390', 8420'-8440', 8600'-8625', 8635'-8685', 8720'-

Intenvalos Abiertos EN PIES 8740', 8745'-8760', 8840'-8870, 9046'-9118' 119" - 9850
Numero de Disparos por pie. [ 2TPP [ Hueco Abierto ]
Produccién 92 BPD. Presion Estatica de Fondo 4130 Ibs/pulg2

RGA 10426 Pies/barril Gravedad 53,1 ° API

FECHA 20-jul-42

2. CONDICIONES ACTUALES DEL POZO

8340'-8390', 8420'-8440', 8600'-8625', 8635'-8685', 8720'-8740', 8745'-
8760, 8840'-8870", 9046'-9118', PERFS @ 2 TPP y 8373'-8386', 8350'-

Intenvalos Abiertos EN PIES 8370', 8420'-8436', 8456'-8462', 8610'-8620', 8640'-8672', 8680'-8688", 9119 - 9275
8732'-8740', 8790'-8805' PERFS @ 4 TPP

Numero de Disparos por pie. 2y 4TPP Hueco Abierto
Produccién Acumulada hasta la fecha: ago-12

Petréleo: 594.459 Bls. Gas: 4.726 MPC Agua: 188.152 Barriles
Fecha en que se iniciaran las operaciones: Noviembre de 2012
Resultados dltima prueba de Produccion:

Fecha: jul-11
Petréleo: 13 BPPD RGA: Agua: 0 BWPD

3, INFORMACION ADICIONAL
a) Descripciéon y esquema de la terminacion actual de pozo, que muestre las tuberias, herramientas,
tapones e intervalos productores. ANEXO 1 - Pagina 7
b) Historia del pozo: Citar todas las operaciones de reacondicionamiento y sus resultados. ANEXO 1 - Pagina 8
c) Para pozos que se proyectan abandonar, se deben indicar los intervalos de agua dulce, tapones
que se colocaran, sus localizaciones y espesores y las propiedades de los fluidos que se dejaran
en los tapones.

JUSTIFICACION Y DISCUSION DEL TRABAJO PROPUESTO: Actualmente el pozo produce por flujo natural intermitente, las ultimas pruebas de
produccioén realizadas nos dan una producciéon promedia de 13 BOPD, con el cafioneo y recafioneo al pozo y la instalacion de sistema de levantamiento
artificial Plunger Lift se pretende lograr un aumento en la produccién de 15 BOPD.

En resumen : Reactivacion de pozo productor, instalando sistema de levantamiento Plunger Lift para mejorar la produccion del pozo..

PROGRAMA DETALLADO DEL TRABAJO A REALIZARSE:
VER ANEXO 1 - Pagina 4

Presentado por: PASTOR EDUARDO MENDOZA GARCIA
Representante Autorizado del Operador
(Nombre Ing. Petréleos, No. Matricula 02416)

Fecha:
Autorizado por: MANUEL MONTEALEGRE ROJAS
Representante Autorizado del Ministerio
(Nombre Ing. Petréleos, No. Matricula 02971)
Fecha:

ORIGINAL: Conservacion y Resenas
c.C.: Oficina Zona y Concesionario.
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Con base a lo anterior se realiz6 la forma 10 CR para el pozo T-2K después de
gue se finalizd la operacién de reactivacién de pozo y de instalacién del sistema
de levantamiento artificial Pluger Lift. (Ver figura 49).

Figura 49. Forma 10 CR intervencién pozo T-2K

MINISTERIO DE MINAS Y ENERGIA Forma No. 10 CR
i ,:’, y DIRECCION GENERAL DE HIDROCARBUROS Revisada: Octubre de 1973
: e TROL SUBDIRECCION DE HIDROCARBUROS
INFORME SOBRE TRABAJOS POSTERIORES A LA TERMINACION OFICIAL
Pozo: Tibu 02K
Compaiiia: Ecopetrol S.A. Contrato: N/A Clasificacion (Lahee): Desarrollo
Campo: Tibua Estructura: Anticlinal Socuavo Formacién: Aguardiente-Mercedes
Bloque: Area A Yacimiento:  Uribante
Elevacion de la Mesa Rotaria: 165 pies Elevacion del Terreno: 155 pies.

1. Trabajo ejecutado (profundizacion, fracturamiento, acidificacién, cementacion, perforacién de nuevos intervalos
productivos, etc.) :

OPTIMIZACION DE PRODUCCION : Se cafionearon zonas de interés a 4 TPP con Slick Gun (8732'-8740'); (8680'-8688'); (8640'-8672");
(8610'-8620"); (8456'-8462"); (8420'-8436'); (8373'-8386'); (8350'-8370"). Se deja pozo con SLA Plunger Lift.

El permiso sobre trabajos posteriores a la terminacion, forma No. 7 CR, fue aprobado por :
Manuel Montealegre Rojas CPIP 02971 @ 14 de Octubre de 2011

Se inici6 el trabajo el: 21 de Octubre de 2011 y se terminé el: 03 de Noviembre de 2012

2. Descripcion del trabajo:

RECANONEO:

BOMBEO 80 BBLS DE SALMUERA DE 8.6 LPG POR TUBING, MANIOBRO PARA SOLTARPKR R-3 DESASENTANDO CON 70000#. POOH SARTA DE TUBERIA DE 2-
7/8"EUE N80. RIH SCRAPPER PARA CSG DE 5"-18LBS -X 6' CON 175 JTS DE 2-7/8" J55 NUEVOS @ 5350'. RIH SCRAPPER PARA CSG DE 5"-18LBS -X6' CON 300
JTS DE 2-7/8" J55 NUEVOS @ 9219'. POOH TUBERIA DE 2-7/8" EUE 20JTS QUEBRANDO A LOS RACKS. POOH TUBERIADE 2-7/8" EUE 280 JTS EN DOBLES ALA]
TORRE. HS LUPATECH COMENZO TOMA REGISTRO RBT ENCONTRANDO NF @ 8700' CORRIO SARTA RBT Y SACO .NF@ 3000'. TOMO REGISTRO MIT DE 9200' Al
8000'. TOMO REGISTRO MTT DE 9200' A8000'. CANONEO CON SLICK GUN DE 3-1/8" A4TPP LOS INTERVALOS.8732-40',8680-88',8640-72', 8610-20',8456-62',8420" -
36", 8373-86"; 8350-70.CON LEVES MANIFESTACIONES DE GAS EN SUPERFICIE.NF INICIAL 3000" FINAL 1650'. RIH TUBERIA DE 2.7/8" EUE J 55 CON BHA|
PLUNGER LIFT, LLENO TUBERIA Y PROBO CON 1500 PSI X 10 MINUTOS OK, ARMO ARBOL DE PRODUCCION RETIRO PREVENTORAS. INSTALO EQUIPO DE
SWABEO SE RECUPERARON 67 BLL EN 19 VIAJES.

CAMBIO TUBING SPOOL Y SUABEO:

DESCARGO PRESION THP=1450PSI, CHP=250PSI. BOMBEO 60BLS POR TIBING+40 POR ANULAR. INSTALO BOP. INSTALO BOP. POOH S. TUB 278JTS 2 7/8" EUE|
J55+BHA. ARMO BHA CALIBRACION: POOH DE SARTADE CALIBRACION DE CASING DE 5" 18 LB/FT CON RETRIVING TOOL OD 4.140" X 2.88 FT EN PUNTA. SENTO|
EMPAQUE RETRIEVABLE BRIDGE PLUG 5" APROF 2000FT Y 10000LBS DE PESO. REALIZO PRUEBA DE SELLO EMPQ RBP 150PSI. INSTALO THS 11"5MX7 1/16-300.
RIH TUB DE TRABAJO CON RETRIVING TOOL EN PUNTA RECUP EMPQ RBP-TSU 5". RIH TUB DE PRODUCCION REALIZO ESTIMULACION MECANICA: VIAJES
REALIZADOS: 40. PULGADAS RECUPERADAS: 116,5”. BARRILES RECUPERADOS: 169,8BLS. PESO DEL FLUIDO: 8,4 LPG. PRESION TUBING: 300 PSI. PRESION
ANULAR: 1250PSI.

INSTALACION SLAPLUNGER LIFT:
INICIA CORRIDA DEL BUMPER SPRING CON PULLING TOOL JDC 2". SE ASIENTA BUMPER SPRING CON SET DE COPAS EN NIPLESILLA @ 8564 FT. SE INICIA|
SUBIDA DE PULLING TOOL. SE LANZA EL PLUNGER T-PAD X SPIRAL Y SE LE HACE SEGUIMIENTO CON BLIND BOX DE 2.25” HASTA 8562 FT. INSTALACION DE
ACCESORIOS EN LA VALVULA KIMRAY MOTORA Y LA ELABORACION DE LINEAS DE ALIMENTACION DEL SISTEMA. SE REALIZA CONEXION DE TRANSDUCTORES,
PANEL SOLAR Y SENSOR DE ARRIBO AL CONTROLADOR. PRESION DEL CASING: 1662 PSI, PRESION TUBING: 1642 PSI. SE ALINEA POZO ABATERIA PARADAR
INICIO AL PRIMER CICLO.

3. Resultados obtenidos con el trabajo :

Prueba Fechade la| Produccién |Produccién defProduccion de R.G.A Potencial de
Prueba |de Gas - KPCD| Petréleo - Bls | Agua - Bls Pies3/BI pozos de gas
Antes del trabajo ene-11 0,48 7 0 63 -
Después del trabajo jul-11 1,13 32 2 63

Nota :

Nota : Cuando esta forma se presente después de quince (15) dias a la finalizacién del trabajo autorizado por la
"forma 7CR", se debera adjuntar la autorizacioén dada por el Ministerio concediendo la prérroga.
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Figura 50. Estado mecénico después de la instalacion del sistema PL.

150' -861' 17 1/2" OD HOLE

861'-4650' 12-1/4" OD HOLE

4650' - 7594 8-5/8" OD HOLE

PERFORACIONES REALIZADAS OCT/2011
8350'- 8370" PERFS 4 TPP
8373'-8386' PERFS 4 TPP
8420'- 8436' PERFS 4 TPP
8456'- 8462' PERFS 4 TPP
8610'-8620' PERFS 4 TPP
8640'-8672' PERFS 4 TPP
8680' - 8688' PERFS 4 TPP
8732'-8740' PERFS 4 TPP

6099' - 8800' CEMENT 150 SX

0'-9119'5" OD 18#/FT PROD CSG

7594' - 8353 6-1/8" OD HOLE

9275'-9380" CEMENT PLUG

8353'-9850' 6" OD HOLE

POZO T-02K T
PRODUCTOR FM URIBANTE . ,4(\
AREA B (CRETACEO) < PETROL
Field Name: TIBU Rotary Table: 10'
Event: Well Total Depth: 9850’
Event Date: XX/10/2011 Spud Date: 24/04/1940
0-150' 24" OD HOLE 5 § 0'-145'18 5/8" OD 78#/FT SURF CSG

0'-145' CEMENT 285 SX

0'-861'36 JTS 13 3/8" OD 54,50#/FT SURH
0'-861' CEMENT 630 SX

0'-4642'9 5/8" OD 38#/FT INT CSG
3790' - 4642' CEMENT 500 SX

SARTA DE PRODUCCION:
278 JTS DE 2 7/8" OD J-55 EUE RII 8552FT
1 NIPLESILLA HF DE 2 7/8"EUE 1,10 FT 8563,09FT

1JTADE 2 7/8" OD J-55 EUE RII 30FT

1 X-OVER DE 27/8" EUE X2 3/8"EUE 0,31FT

1 LANDING NIPPLE DE 2 3/8" EUE PERFIL 1,87 XN 8595 4
1 PUP JOINT DE 2 3/8" EUE J-55 X 4,90 FT

1 MULE SHOE DE 23/8" EUE 2,40FT

1 BUMPER SPRING @ 8564 F

1 PLUNGER T-PAD X SPIRAL

PERFORACIONES REALIZADAS 1962
8340'- 8390 PERFS 2 TPP F. AGDTE

8420'- 8440' PERFS 2 TPP F. AGDTE

8600'- 8625' PERFS 2 TPP F. AGDTE
8635'- 8685' PERFS 2 TPP F. AGDTE
8720'-8740' PERFS 2 TPP F. AGDTE
8745'-8760' PERFS 2 TPP F. AGDTE
8840'-8870' PERFS 2 TTP F. MERCEDES
9046'-9118' PERFS 2 TPP F. MERCEDES
9050'- 9051' PERFS 2 TTP PARA SQUEEZE

9119' - 9850' Hueco Abierto

9374'-9846' FISH (PETAL BASKET Y TUB 2 7/8")
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Esta forma enviada al MME para su aprobacién tuvo en cuenta las tres
intervenciones que se realizaron al pozo en diferentes tiempos, ya que en la forma
7 CR aprobada por el MME contemplaba las intervenciones que se le realizaron
para culminar la operacién de instalacion del sistema PL. Con la forma se anexoé el

estado mecanico final del pozo (Ver figura 50).

5.1.7 Pozo operando. Después de terminar la operacién de instalacién del
sistema PL el pozo se pone en linea a la bateria para tomar las respectivas
pruebas de produccién comenzando asi con el primer ciclo. Los datos obtenidos

se utilizan para hacer el respectivo estudio técnico-financiero.

Las condiciones iniciales de los ciclos programados para el pozo T-2K son: 10

ciclos diarios.

El pozo T-2K fue completado el 20 de marzo de 1942, en su etapa inicial se prob6
el intervalo en hueco abierto 7450°-7594’ en la formacion la Luna, no presentando
buenos resultados, esta produciendo oficialmente desde marzo de 1946 en la

formacion Aguardiente. Profundidad total: 9850’; taponado a 9080’.

El pozo T-2K esta completado en arenas del Cretaceo del grupo Uribante, las
formaciones productoras son Aguardiente y Mercedes. La instalacion del sistema
Plunger Lift se realizé en tres etapas en noviembre de 2012 las cuales consistieron

en.

La primera etapa fue el recafioneo en donde se desasenté empaque R-3 con
70000#, se sacO BHA que contenia el pozo. HS Lupatech tomo registro MIT de
9200' a 8000". Recafioneo con slick gun de 3-*/g" a 4TPP los intervalos. 8732-40',
8680-88', 8640-72', 8610-20', 8456-62', 8420' -36'; 8373'-86"; 8350'-70". Con leves
manifestaciones de gas en superficie. Nivel de fluido inicial 3000 final 1650'. Se
baja BHA asi:
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Tuberia de 2-"/g" EUE J 55 con BHA Plunger Lift se posicioné tubing hanger, armé
arbol de produccién. Instalé equipo de swabeo se recuperaron 67 bbl en 19

viajes.

En la segunda etapa se realizé el cambio del tubing head spool, se sac6 el BHA
gue estaba en fondo. Instalo THS 11" 5 Mx7 1/16-300. Se baj6é tuberia de

produccién con standing valve en punta asi:

Mule Shoe 2 %" OD 2,40 ft

+1 Pup Joint de 2 3/g" J 55 4,90 ft

+ Landing Niple de 2 %" EUE perfil 1,87 XN 1,26 ft

+ Crossover de 2 %g" EUE X 2 "/g" EUE 0,31 ft

+1 Junta de 2 “/g" EUE J 55 RIl 30,00 ft

+1 Niplesilla HF de 2 /g "EUE 1,10 ft+278 juntas de 2 "/g" EUE J55 RIl 8552,00 ft
+1 Tubing Hanger 2 "/g"-71/16"X3M 0,80 ft.

Quedando punta de tuberia a 8602,77 ft, niplesilla a 8563,09 ft, landing niple a
8595,47 ft.

La dltima etapa consistio en la instalacion SLA Plunger Lift, donde el personal de
slick line asienta bumper spring con set de copas en niplesilla a 8564’ y se lanza
plunger T-PAD x Spiral. Se armo la estructura del sistema en superficie. Presion

del casing: 1662 psi, presion tubing: 1642 psi.

5.1.7.1 Estudio Técnico pozo T-2K. Para hacer el analisis de produccién para
comprobar el desempefio que ha tenido el sistema Plunger Lift, se realizaron
graficas de produccién de aceite, gas y agua con los datos de pruebas que se le

han tomado al pozo en el seguimiento de produccion.
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En la figura 51 se observa una grafica de produccién de aceite, gas y agua vs
tiempo, desde el afio 1946 hasta enero de 2013, dando asi el historial de
produccion. En la grafica se aprecia como en los Ultimos afios decrece la
produccién de aceite, gas y agua; el pozo T-2K estuvo inactivo desde finales de
2011 a finales de 2012 fecha anterior a la instalacion del sistema PL, por lo cual se
aprecia en la gréafica que a finales de 2012 después de la reactivacién del pozo las

tres curvas empiezan a crecer.

Figura 51. Historial de produccién T-2K

Historia de Produccion
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Fecha (dias)

En la figura 52 se muestra el comportamiento de la produccién en los Ultimos 4
afos, desde enero de 2008 a enero de 2013, donde se puede ver mas detallado el
cambio en la produccion de aceite después de noviembre de 2012 (Fecha de
instalacion del sistema PL), donde la produccién viene decreciendo desde abril de
2008, pasando de una produccion de 11 BOPD para marzo de 2008 a 6 BOPD en
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diciembre de 2010. Antes de inactivar el pozo la produccion registrada en la Ultima

prueba que se le realizé en noviembre de 2011 fue 8 BOPD.

Figura 52. Grafica pruebas de produccion vs tiempo
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Tabla 34. Pruebas a pozo después de la instalacion del sistema PL

Gas

FECHA OIL WATER BRUTO %BSW (Kscf/D)
29-12-2012 32 2 34 6% 91,968
30/12/2012 33 3 36 8% 109,2
31/12/2012 27 3 30 10% 109,595
08/01/2013 16 2 18 11% 92,341
09/01/2013 21 14 35 40% 74,123
10/01/2013 16 11 27 41% 72,321
15/01/2013 17 11 28 39% 65,214

Fuente: Departamento de Ingenieria de Subsuelo y Confiabilidad del Catatumbo
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Después de noviembre de 2012 fecha de la intervencién para reactivar el pozo,
este se puso en prueba durante tres dias registrando una produccion de aceite de
32, 33 y 27 BOPD respectivamente. Datos que se evidencian en la gréfica
mostrando un pico de produccion en los ultimos 4 afios de actividad del pozo.

Figura 53. Pruebas de produccién de aceite, gas y agua
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En la figura anterior se muestra una grafica de los ultimos 4 afios de produccién
del pozo T-2K, en donde se grafico los datos de produccién de aceite, gas y agua
vs tiempo: En esta grafica se observa como después de la reactivacion del pozo la
produccién de aceite, gas y agua crecen debido al efecto que tiene el sistema PL
durante los ciclos de operacion, en donde ocurre la remocién de liquidos desde el
fondo del tubing a superficie y seguido del plunger el gas producido, entre mas
ciclos haga el sistema, el plunger tiene menor columna de liquido para levantar y

el gas acumulado en el anular, se producird mas facilmente.
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Gracias a esto la curva de color rojo en la figura anterior empieza a crecer
después de la instalacion del sistema PL, teniendo una produccion de gas
después de la instalacién aproximadamente de 88 Kscf/d. Antes de la instalacion
la ultima prueba de produccion arrojé un valor de Gas de 2 Kscf/d para noviembre
de 2011.

La curva azul se ve afectada también por el funcionamiento del sistema PL,
pasando de una produccion de agua entre 0 y 5 BWPD a una produccion después
de la instalacién de 11 BWPD, en la ultima prueba de produccion tomada para el
15 de enero de 2013 (Ver tabla 34); dando un resultado favorable para la remocion
de liquidos del tubing y el aumento de la produccion de gas y de aceite después
de la instalacion del sistema de levantamiento artificial Plunger Lift.

5.1.7.2 Estudio financiero T-2K. El estudio financiero es de gran importancia en
la metodologia planteada, este permite analizar si fue rentable o no la instalacion
del sistema PL en el pozo T-2K; teniendo datos reales de produccién para
después de la intervencion, se pueden proyectar los datos segun los periodos en
los cuales se va a realizar el estudio. Una vez ya se ha instalado el sistema, el
estudio financiero reflejara mejor la rentabilidad real de la inversién hecha; ya que
en el numeral 5.1.3 se plante6 una evaluacion financiera para la viabilidad pero no

se tenian datos reales, asi que se baso6 en los prondsticos de produccion.

Como se realizd para los demas pozos a los que ya se les habia instalado el
sistema PL. Para elaborar el estudio financiero se emplearon los conceptos de
matematica financiera y se construyé el flujo de caja. Para esto se tuvo en cuenta

los siguientes factores econdmicos.
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Tabla 35. Factores econémicos campo Tibu

VARIABLES ECONOMICAS Unidad  valor
Tasa de Cambio Pesos (S)/USS 1800
Tasa de Impuestos % 33
Precio Crudo USS/bbl 54
Precio Gas USS/Kscf 2,95
Tasa Descuento % 12
Lifting cost 1 (Pozos Inactivos) USS/bbl 17,19
Lifting cost 2 (Pozos Activos) USS/bbl 3,02
Regalias % 20
Dias del mes No. 30

Fuente: Ecopetrol S. A.

Para el pozo T-2K, se tuvo en cuenta que la instalacion del sistema se realizé en
noviembre de 2012, en este caso se realizd una proyeccion porcentual teniendo
en cuenta que el aumento en la produccion después de la instalacion del sistema
es de 24 BOPD con una tasa de declinacion Di= 0,5%, datos con los cuales se

realizo el flujo de caja para este pozo.

El nimero de periodos se tomd con una tasa de descuento de 12% mensual como
se mostro en la tabla anterior, se analiz6 la rentabilidad para un periodo de 12, 24
y 36 meses igual que en la evaluacion de viabilidad; asi mismo se plantearon 3
escenarios: Primero, si el precio del crudo disminuye en un 10%, el segundo
manteniendo el mismo precio del crudo a lo largo de los periodos y el tercero si el
precio del crudo aumentara un 10%. Esto con el fin de poder comparar entre lo

real y lo pronosticado en la evaluacion de viabilidad.

En las tablas 37, 38 y 39. Se muestran los resultados financieros obtenidos de los

flujos de caja para cada uno de los escenarios planteados anteriormente.
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Tabla 36. Costos estimados instalacion Plunger Lift pozo T-2K

| COSTOS INSTALACION PL T-2K

COSTO UNIDAD TOTAL
ITEM CANTIDAD | UNIDAD
(Us$) (Us$)

EQUIPO DE )
REACONDICIONAMIENTO 12 Dias 3500 (USS$/d) | 42000(USS$/d)
FLUIDO DE CONTROL Trabajo 1500 1500
RECANONEO Trabajo 37069 37069
UNIDAD DE SLICKLINE EN
OPERACION PARA PESCA DE 1 Trabajo 2500 2500
STANDING VALVE
UNIDAD DE SLICKLINE EN .
OPERACION INSTALACION PL ! Trabajo 2500 2500
TUBERIA 4 Trabajo 165,34 661,36
COSTO ALQUILER DE EMPAQUE ,
CON OPERADOR 1 Trabajo 6550 6550
TUBING HEAD SPOOL 1 Trabajo 14000 14000
SISTEMA DE LEVANTAMIENTO PL 1 Trabajo 40058 43 40058 43
CON SERVICIO TECNICO

SUPERFICIE US$ 92780,36

SUBSUELO USS 54058,43

Tabla 37. Resultados financieros primer escenario: precio del crudo 48,6 US$/bbl.

Resultados flujo de caja T-2K

Periodo de evaluacion 36 Meses 24 Meses | 12 Meses
Costos de Subsuelo US$ 92.780 92.780 92.780
Costos de superficie US$S 54.058 54.058 54.058
Total Egresos Operativos 146.838|  146.838|  146.838

uUssS
Lifting cost Pozo inactivo 17,19 17,19 17,19
uss$
Incrmento inicial Crudo bl 24 24 24
Pay back (Meses) 14 14 0
VPN 22.672 17.494 (4.945)
TIR 11% 11% 9%
EFI 0,15 0,12 (0,03)
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Tabla 38.

Resultados financieros segundo escenario: precio del crudo 54

US$/bbl.
‘ Resultados flujo de caja T-2K
Periodo de evaluacion 36 Meses 24 Meses 12 Meses
Costos de Subsuelo USS 92.780 92.780 92.780
Costos de superficie US$S 54.058 54.058 54.058
Total Egresos Operativos 146.838|  146.838|  146.838
uss
Lifting cost Pozo inactivo 17,19 17,19 17,19
uss
Incremento inicial Crudo bbl 24 24 24
10 10 10
Pay back (Meses)
40.808 34.875 9.110
VPN
TIR 12% 11% 10%
EFI 0,28 0,24 0,06
Tabla 39. Resultados financieros tercer escenario: precio del crudo 59,4 US$/bbl.

Resultados flujo de caja T-2K

Periodo de evaluacion 36 Meses 24 Meses 12 Meses
Costos de Subsuelo USS 92.780 92.780 92.780
Costos de superficie USS 54.058 54.058 54.058
Total Egresos Operativos 146.838|  146.838|  146.838
uss$

Lifting cost Pozo inactivo 17,19 17,19 17,19
uss$

Incremento inicial Crudo bbl 24 24 24

Pay back (Meses) 9 9 9

VPN 58.944 52.256 23.166

TIR 12% 12% 11%

EFI 0,40 0,36 0,16

El estudio financiero refleja la rentabilidad de la instalacion del sistema en el pozo

T-2K, se sabe segun los conceptos financieros vistos en el capitulo 3 que si el
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VPN y la TIR son mayores que cero el proyecto es rentable, en este caso
analizando el escenario menos favorable que seria el primero, con un valor de
precio de crudo 10% menos que el actual, el tiempo de pago de la inversién o pay
back es de 14 meses y para un periodo de estudio de 24 meses el VPN= US$
17.494 y la TIR=11% cumpliendo con estas dos condiciones, recuperando la
inversibn en 14 meses se obtiene una ganancia de US$ 0,12 por cada US$

invertido.

Segun lo descrito anteriormente se comprueba que el proyecto es rentable, asi

caiga un 10% el precio actual del barril de crudo.

Haciendo una comparacion entre el estudio de viabilidad del proyecto de
instalacion del sistema PL en el pozo T-4K y el estudio financiero de la instalacion,
se puede apreciar que los costos de subsuelo después de ejecutada la operacion
aumentaron, pasaron de un valor estimado de US$ 59230,36 a un valor real de
US$ 92780,36 esto se debe a que cuando se estiman los costos operativos se
hace bajo un supuesto, tanto de dias de operaciéon como de otros factores, los
cuales en el momento de la intervencion pueden alterarse por inconvenientes

presentados en la misma.

Aunque el valor de costos operativos aumentd después de ejecutada la operacion,
el incremento en la produccion fue mayor al estimado, aumentando el valor
estimado en 11 BOPD, motivo por el cual, se aprecia que mientras en la
evaluacion de viabilidad el pay back es de 25 meses en el primer escenario, en el
estudio financiero la inversién se paga en 14 meses. Esto demuestra que no
siempre lo estimado es muy cercano a lo real, por tal motivo es indispensable

hacer la evaluacion de viabilidad, evaluando diferentes escenarios.
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5.2 DISENO SISTEMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL PLUNGER LIFT

La produccion de la rata de gas y liquido y la profundidad del pozo, son
combinadas en un simple célculo de reglas para determinar si el pozo tiene el
suficiente gas para levantar el liquido producido desde el fondo a la superficie del
pozo. Para trabajar potencialmente un Plunger Lift en un pozo debe haber méas de
400 pies cubicos estandar, scf, de gas por barril, bbl, de liquido producido por
1000 pies de profundidad del pozo como se habia mencionado en el capitulo 1.

Gas rate> 400 scf/bbl liquid / 1000 ft well depth (5)

Tabla 40. Criterios de seleccion pozo T-2K

Formacion Profundidad

T-2K Merc-Aguard 9850 25 7000

Como se observa en la tabla anterior cumple el requerimiento de 400 scf/bbl por
cada 1000 ft, ya que para 10.000 ft se necesitan 4.000 scf/bbl y para la
profundidad que tiene el pozo T-2K de 9850’, se requieren minimo 3.940 scf/bbl y

se cuenta con 7.000 scf/bbl.

La segunda regla para la seleccion del Plunger Lift requiere que la presion de
operacion del casing, CP, debe elevarse a una presiéon de 1,5 veces la presion de
la linea, LP, durante un razonable periodo de tiempo de Shut-in (por lo general un

par de horas)®.

CP>1,5 XLPooooeooeeeeeeeeeeeeeee, (6)

® LEA, J.F. SPE. PLtech LLC and ROWLAND O.L. and McCOY J.N. Echometer Company.
Measurement and Calculation of Key Events During the Plunger Lift Cycle. 2007. Pag. 3.
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Figura 54. Gréfica del ciclo del Plunger Lift T-2K
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Segun la figura anterior la maxima presion del casing que se alcanza en el tiempo
de cierre o periodo de Shut-in es 700 psi, y la maxima presion en la linea es 220
psi. Asi que 1,5*230 psi=330 psi. Se puede concluir que cumple con la segunda
regla CP>1,5LP.

5.2.1 Factor de carga. El factor de carga es una de las reglas claves usada para
determinar si el plunger llegara a superficie, esto depende de la presion del casing
y del tubing al final del tiempo de Shut-in, CP y TP, y la presion en la linea antes
de que llegue el liquido a superficie, LP. El factor de carga debe ser menor que
50% antes de que empiece el ciclo’, de lo contrario la energia almacenada en el
casing y en la formacién puede no ser suficiente para levantar el plunger y la carga
de liquido en el tubing a la superficie. La ecuacion 7 es la ecuaciéon para la regla

del factor de carga de liquido:

B (CP —TP)shut — in

LF
(CP — LP)

x100 <50%  (7)

" Ibid. Pag. 3-4
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Donde:
(CP-TP): Carga de liquido.
(CP-LP): Energia proporcionada por el pozo

Nota: Los datos de presion de tubing y la presion de casing que se toman, son los
datos justo antes de finalizar el periodo de cierre o de Shut-in y el dato de LP se
toma cuando la presion de la linea se iguala a la del tubing, justo antes de la
llegada del liquido; que ser& la presiéon efectiva de la linea; aunque también se
puede utilizar la presion en cabeza o la presion en el separador, pero esta suele

ser inferior aguas abajo del cabezal.

Figura 55. Puntos del ciclo del Plunger Lift donde se registra la CP y TPghytin
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Con los datos obtenidos de la gréafica anterior. El factor de carga es igual a:

693 —500

=693 - 210 " 100

LF = 40%
LF < 50%

Del célculo del factor de carga se evidencia que si cumple con la tercera regla y
esto significa que la energia acumulada en fondo de pozo es capaz de llevar el
embolo hasta la superficie.

5.2.2 Correlacion de Turner y Coleman velocidad critica. Turner y Coleman
fueron los primeros en desarrollar una prediccion de la velocidad critica del gas,
donde hay gas y liquido en pozos verticales de gas. La velocidad critica del gas es
la velocidad necesaria para arrastrar el liquido que se encuentra en un estado

estacionario®.

En el modelo la masa actua hacia abajo por la fuerza de la gravedad, por lo cual
se representa con una flecha hacia abajo y la fuerza de arrastre procedente del
gas actua hacia arriba. Cuando las dos fuerzas se igualan, la velocidad del gas es
critica. Es decir la velocidad critica es la velocidad minima del gas para mover una

masa de caida hacia la superficie. (Ver figura 56).

Esta correlacion fue desarrollada bajo presiones liquidas superficiales por encima
de 1000 psi, aunque después de desarrollar estudios experimentales Coleman
desarrollo una correlacion para valores de presion por debajo de 1000 psi, a

continuacién se muestran las dos correlaciones.

8 TURNER, R. G., HUBBARD, M. G. and DUKLER A. E.: “Analysis and Prediction of Minimum Flow
Rate for the Continuous Removal of Liquids from Gas Wells” Journal of Petroleum Technology.
Péag. 2.
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Figura 56. Modelo de fuerzas que intervienen en el proceso de levantamiento.

Si TP<1000,

1
_ 4434« [67 — 0.0031 = TP]a

Vg 1 (8)
[0.0031 * Pt]z
Si Pt> 1000,
1
5.62 % [67 —0.0031 x TP]
Vg = 9)

1
[0.0031 * TP]2

5.2.3 Altura de liguido en el tubing. La carga de liquido (CP-TP), se visualiza
como el tamafio del slug de liquido en el fondo del tubing. Para (CP-TP) las

suposiciones son:
1. El anular del casing esta lleno con gas al intake del tubing.
2. La presion en el casing y el tubing en el intake del tubing son iguales

3. La diferencia en presiones (CP-TP) es solo debido al liquido en el tubing.
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La carga de liquido, el diametro interno del tubing, ID, y la gravedad especifica del
liquido, GE, son requeridos para calcular el volumen del liquido en el fondo del
tubing. La ecuacion 10 es la ecuacion que se utiliza para el calculo del volumen

del liquido en barriles, bbl, en el fondo del tubing®:

(CP —TP) = (ID?)

Bbl de lig = 0,00224 CE

(10)

En la figura 55 el punto [1] del periodo de tiempo Shut-in, muestra los valores de la
presion del casing, CP= 693 psi, y la presiéon del tubing, TP= 500 psi. El ID del
tubing instalado en el T-2K es 2,8750 pulgadas y la gravedad especifica del aceite
y del agua en el tubing es 0,86. Para el pozo T-2K en la finalizacién del periodo de
tiempo del Shut-in hay 4,1 bbl de liquido en el fondo del tubing.

Para hallar el valor de GE, se tom¢ el valor de la gravedad API promedio del fluido
producido en el pozo T-2K, de pruebas de produccion anteriormente realizadas
API=52; y se utiliza la ecuacion 11 para calcular la GE a 60°F. Donde la GE a
60°F= 0,77

CE - 141,5 1
~ (API +131,5) an
GE = 1415 0,77

- (52+131,5)

Después de obtener este valor de GE se hace la correccidn por temperatura, en
donde la temperatura promedio del crudo es 194 °F, dato extraido de pruebas de

produccion realizadas al pozo T-2K.

ooy - | 0/60 520 i
€T = |GE« (460 + T) (12)

° LEA, J.F. SPE. PLtech LLC and ROWLAND O.L. and McCOY J.N. Echometer Company.
Measurement and Calculation of Key Events During the Plunger Lift Cycle. 2007. Pag. 4.
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S 060+520
Or= 10,77 + (460 + 194)

De la ecuacioén 10 se tiene:

(693 — 500) * (2,87502)

B ig = 224
bls de lig = 0,00 0.86

Bbls de lig = 4,1

La rata de flujo de gas se utiliza para calcular un gradiente de la columna de

liquido gaseoso arriba del intake del tubing.

Para convertir la carga de liquido (CP-TP) en altura gaseosa en pies de liquido,
depende de: La gravedad especifica, GE, del fluido del tubing y la fraccion del gas,
FG, en el slug del liquido. La ecuacion 13 sirve para calcular la altura de liquido

gaseoso en pies:

h = Altura = (€ —TP) 13
— AT = 0433 % (1 — FG) * GE (13)
(693 — 500)
h = Altura = = 2591,43ft

0,433+(1-0,8) 0,86

La fraccion de gas FG, que se tomo para hallar la altura es: 0,8 ya que no se conto
con la tabla de correccion de FG de Echometer. Una fraccion de gas de 0,8 es
razonable para pozos con Plunger Lift durante el periodo de tiempo de Shut-in,
donde el caudal de gas es generalmente alto, pero menor al caudal critico

requerido para el levantamiento del liquido a superficie™®.

9 1bid. Pag 4.
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5.2.4 Minimo tiempo de Shut-In. El minimo tiempo de Shut-in requerido para la
instalacion del Plunger Lift, es igual al tiempo que demora el plunger en caer a
través del gas en el tubing, mas el tiempo que demora el plunger cayendo a través
de la columna de liquido gaseoso, mas cualquier adicional (Fudge Factor, FF)
tiempo para asegurar la llegada del plunger al fondo. Para determinar este valor se
utiliza por lo general la experiencia en campo, por lo cual la mayoria de pozos
tienen un valor desde 1,05 a 1,1.

Diversas caracteristicas de fabricantes de los plunger afectan la velocidad de
caida. Algunos plunger son capaces de caer mas rapidamente a través del tubing,
mientras que otros fabricantes causan que el plunger tenga una baja velocidad de
caida. Algunas velocidades de caida determinadas por la experiencia son: Para un
plunger convencional es 150 ft/min, para un plunger de Bypass 300 ft/min en fase

agua. En la fase gas es de 300ft/min y 1000 ft/min, respectivamente.

Aunque esta velocidad de caida en el gas y en el slug de liquido, puede

determinarse mediante un trazo acustico en el Echometer.

Cuando el slug de liquido esta en el fondo del tubing, es normal que la caida del
plunger inicialmente sea rapida y empieza a disminuir gradualmente a medida que

el embolo se hace mas profundo en el pozo.

El tiempo minimo de Shut-in es la suma del tiempo de caida a través del gas, Slg,
y el tiempo de caida a través de la columna de liquido gaseoso Sl,. La distancia
de la caida del plunger en el gas, es igual a la distancia que tiene el plunger para

caer al Bumper Spring, SND, menos la altura de la columna de liquido gaseoso.

El tiempo de caida, S, a través de la columna de liquido gaseoso depende de la
altura (ft) de esta y de la velocidad de caida a través de esta, FV,. La ecuacion 14

es la regla para calcular el minimo tiempo de Shut- in:
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Shut —in = Slg + Sll
Donde:

Sil = Height(ft)/FVI.

§il = 2591,3ft .
= I505¢ /™

Sll = 17,3 min

(SND — Height)
Slg =

FVg

8569ft — 2591,3ft

Slg = -
300ft/min

Slg = 19,9 min

De la ecuacion 14 se tiene que:

Shut — in = Slg + Sli

(14)

Shut —in = 19,9min+17,3 min

Shut —in = 37,2 min

El minimo tiempo de Shut-in es de 37,2 minutos, este seria incrementado por un

Fudge Factor de 1,05 a un tiempo de Shut-in de 38,25 minutos, tiempo suficiente

para asegurar que el plunger llegue al fondo.

5.2.5 Velocidad de subida y maximo tiempo de descarga.
velocidad de ascenso Optima debe estar entre 500 ft/min y 1000 ft/min, la cual
depende del tipo de plunger. Si el plunger es impulsado a la superficie a alta
velocidad, entonces la energia propia del pozo se desperdiciara y la alta velocidad
de llegada puede resultar en el dafio de los equipos. Si la velocidad de subida del

plunger es también lenta, entonces el gas tiende a deslizarse por el espacio
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tubing-plunger provocando asi que el plunger se quede estancado y no llegue a

superficie™®.

Para hallar este valor de tiempo de subida se divide el SND entre 1000 ft/min
Tiempo de descarga= 8564/1000 ft/min

Tiempo de descarga= 8,6 min

Si el tiempo de llegada del plunger a superficie supera dos veces el tiempo de
descarga, el plunger esta estancado y no llegara a superficie, asi que 2(8,6 min)=
17,2 min, si transcurrido 17,2 min el plunger no ha llegado, la velocidad puede que

sea muy lenta.

Tiempo maximo de descarga= el tiempo de descargada calculado con una
velocidad de subida de 500ft/min.

5.2.6 Eficiencia del plunger y maximo tiempo de venta. La eficiencia del
plunger depende de: La velocidad de subida del plunger, el tipo de plunger,

calidad de sello, configuracion del pozo, y edad de los equipos

e Sila Velocidad de subida del plunger esta por debajo de (500-1000ft/min),

reduce la eficiencia de remocion de carga de liquidos.
e Los plunger de bypass son mas eficientes que los plunger sélidos

e La calidad de sello se puede mejorar cambiado de tamafio apropiado para
el plunger y proporciona asi un mayor sello entre las almohadillas y el

cuerpo del plunger.

1 |bid. Pag. 5.
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e EIl uso prolongado del sistema Plunger Lift reduce la eficiencia, si no se
hace una debida revision periddica para evitar el desgaste en el plunger y el
lubricador.

Para altas eficiencias de plunger, menos ciclos por dia son requeridos para

levantar el liquido a superficie.

5.2.7 El numero de ciclos por dia, Cycles. Para remover el slug de liquido
depende de: Bbl de liquido en el fondo del tubing, la eficiencia del plunger, Eff, y el
caudal de liquido que se espera, BOPD. La Ecuacion 15 es la ecuacion para
calcular en numero de ciclos por dia:

(qL/bbls de liquido)

N° deciclos/dia = 15
Eff (15)

(15 BOPD/4,1bbl)

Nede ciclos/dia =
eciclos/dia 0.9

N°de ciclos/dia = 4

Si cada ciclo dura 6 horas, esto indica que segun los célculos anteriores el tiempo
de Shut-in es de 38,25 min, el tiempo de descarga maximo es de 34,26 min, y
segun la experiencia en campo del equipo técnico de Weatherford, los sistemas de
levantamiento Plunger Lift en campo Tibd, funcionan con un tiempo de venta o
sales time de 15 min, para maximizar la produccién de liquidos y el Off time seria

aproximadamente de 272 min, 4,5 horas.
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CONCLUSIONES

El sistema de levantamiento artificial Plunger Lift, posibilita mejorar el
levantamiento de fluidos del fondo de pozos productores del Cretaceo en el
campo Tibu, representando un aumento en las reservas recuperables por
pozo hasta de 139.198 bbl.

Las ventajas econOmicas de este tipo de sistema de levantamiento, en
términos de la instalacion y mantenimiento, lo hacen un sistema atractivo
para pozos con baja productividad de flujo intermitente en campos

maduros.

La evaluacion financiera demostréo que la implementacion del sistema
Plunger Lift, ha sido exitosa permitiendo una recuperacion de la inversion

en un minimo de 5 meses y ganancias de US$ 38 144.

El sistema Plunger Lift, resulté favorable para controlar la carga de liquidos
en pozos con produccidn intermitente en campo tibd, aumentando asi el
caudal de gas y aportando al cumplimiento de las metas para la planta de

gas Sardinata.

En el campo Sardinata, el sistema de levantamiento Plunger Lift
convencional no es optimo para el levantamiento de liquidos, debido a las

limitaciones operacionales a las que esta expuesto el sistema.

La implementacion del sistema Plunger Lift en el campo Tiba, ha permitido
reducir las emisiones de gas metano a la atmdésfera y los derrames de
hidrocarburos, permitiendo un mejor aprovechamiento del potencial de los

p0Zzos.
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¢ Al no poseer suficiente informacion sobre caracteristicas especificas de los
tipos de émbolos, que se encuentran en el mercado para realizar el disefio
por presiones, el uso de tiempos presenta un método confiable de

optimizacion dando un nimero de ciclos similar por dia.
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RECOMENDACIONES

Para mejorar el desempefio del sistema Plunger Lift en el campo Sardinata,
se recomienda estudiar el uso de sistemas Plunger Lift no convencionales,
como el Pacemaker o el doble Plunger Lift (Plunger progresivo); dando asi
una opcién para operar en pozos con empague y con grandes columnas de

liquido.

Se debe monitorear la data del plunger por lo menos cada 5 dias, para
detectar posibles fallas en el sistema durante el ciclo de operacion, lo cual
permitira estar optimizando el sistema frecuentemente y llevarlo a su mayor

eficiencia.

Realizar un programa que permita cuantificar las emisiones de gas metano
a la atmésfera con el uso del sistema Plunger Lift y de esta manera
contribuir al proyecto de sistemas de emision de gases a la atmdsfera
(SIGEA) del ICP.

Para favorecer la instalacion de sistemas Plunger Lift en Colombia, se
deben realizar estudios en campo adicionales probando diferentes tipos de

émbolos convencionales y no convencionales.

Para un mejor seguimiento del sistema se deben tomar niveles de fluido

con regularidad; se recomienda la herramienta Echometrer.

Implementar el sistema Plunger Lift en otros campos de ECOPETROL S.A
gue posean pozos con carga de liquidos y una declinacién anormal, en la
medida que ha demostrado ser una alternativa econdmica y eficaz para

este tipo de pozos.
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ANEXOS

Anexo A. Estado mecéanico pozo T-4K

ECOPETROL 5.A. .
SUPERINTEMDEMCIA DE OPERACIONES TIBU
ESTADO MECANICO POZO T-4K

0r-57 3 Jts 18 5/8" 0D, 78 #ft

0" -57 24" 0D HOLE B RD SURF C5iG
0 - 57 CEMENT 125 58X

- 133543 Jts 13 38" 0D, 81 &ft
J 35 INT GSG

87 -1338"17 12" OD HOLE 0 - 1338 - CEMENT 1350 5X

0" -5115 9 5/8" 00, 40 #ft

1338 - 8517 12 14" OD HOLE J-55INT C5G
4300 - 5515 CEMENT 820 5X

252 Jts de 2 7/8" EUE N-50
@ 7789.

Niplesilla HF 2 7/8"

Niple Chaflan 2 7/8"

Intervalos Abiertos Aguardiente
Ta40 - TBE0"  TR24 - To4d

’: ; 7992 -8013° 8108 -8128

|

. @ 51 -

Posible Colapsa - 5185 8192 8207 8215

Pescado: caucho, cunas, Bottom = = gggg’ - ggi’g 8272 - 8230

sub y parte de mandril de R-3 -

5817 - 9228' 8 5/8° 0D HOLE 0 -4078 129 s 7" 0D 28 #ft N-80
4078 - B2ET 154 Jts 77 20 #/Mt J-55
PROD CG5

6210 - 8387 CEMENT 800 5X

Intervalos Abiertos Tibd Superior

8865 - 8ET0"
B804 - 9226° CAMISA &
15 ##ft - 180 sxs de Cemento

8997 - 9130 CEMENT PLUG

9130 - 9230° CEMENT PLUG TOTAL DEPTH 9237
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Anexo B. Estado mecanico pozo T-49K

7 ET. 189 FT ESTADO MECANICO T-49K
“beTRoL PRODUCTOR FM. URIBANTE
S AREA C CRETACEO

REVESTIMIENTOS

SURF CSG: 0,0-118,0" 3JTS 18 5/8" OD; CEMENT: 0,0-118,0'
INT CSG: 0,0-2412,0' 13 3/8" OD 68.00#7FT J-55; CEMENT: 0,0-2412,0' 256 SX

PROD INT CSG: 0,0-7400,0' 9 5/8" OD 43.504#7FT N-80; CEMENT: 4900'-7400'
400 SX

PROD CSG: 0,0-9380,0' 6 5/8" OD 28,0047FT N-80; SHOE: 9378'-9380" 600 SX
7414,0-9762,0' 8-5/8" OD HOLE

PROFUNDIDAD DE PERFORACIONES

7385-7397'; 7414-7430"' FM. LA LUNA 4 TPP ABANDONADO
8368-8388", 8388"-8340’, 8356"-8368', 8401-8430" MBO AGDTE 4 TPP
RECANONEO
8345-8390, 8400-843', MBO AGDTE 4 TPP CANONEO

8500-8520", 8650-8675', 8690-8720', 8795-8820' MBO AGDTE 4 TPP
ABANDONADO

8855-8900', 9075-9115' MBO MERCEDES 4 TPP ABANDONADO

SARTA DE PRODUCCION

01 MULE SHOE DE 2-7/8" EUE + PUP JOINT 2-7/8"

01 NIPLESILLA HF DE 2-7/8" EUE (N11-25-12 PARTE N° 25-31-1)
268 TUBOS DE 2-7/8" EUE J-55 PUNTA DE TUBERIA 8262

01 TUBING HANGER

TAPONES

8830,0-9000,0' CEMENT PLUG
9348,0-9430,0' CEMENT PLUG

KV. ELEV: 190'
PROF: 8441'

TD: 9762'
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Anexo C. Estado mecanico pozo T-191K

&
““PeTrROL

KV. ELEV: 155'
PROF: 9020'

TD: 9331'

ESTADO MECANICO T-191K
PRODUCTOR FM. URIBANTE
AREA A CRETACEO

REVESTIMIENTOS

SURF CSG: 0,0-3100,0' 78 JTS 9 5/8" OD 43,504/ FT, N-80; CEMENT: 2300,0-
3100,0' 200 SX

PROD INT CSG: 0,0-5299,0' 6 5/8" OD 28.00#7FT N-80

PROD CSG: 5299,0-9165,0' 6 5/8" OD 24,004#7FT J-55; CEMENT: 7780'-91650'
255 SX

3110,0-9331,0' 8-5/8" OD HOLE

PROFUNDIDAD DE PERFORACIONES

8253-8263';8215-8225', 8235-8240', 8338-8343' MB. AGUARDIENTE
8432-8437’,8476’-8481’, 8495’-8510’, 8573-8581", 8612-8622', 8650-8658'
MB. AGDTE
8673-8685", 8702-8718',8755-8765', 8812-8823', 8898-8903', 8919-8929',
8935-8945' MBO MERCEDES
8935-8945’; 8755-8765"; 8650-8658’; 8495-8510’; 8338-8343’; 8215-8225’
MBO MERCEDES RECANONEQ

SARTA DE PRODUCCION

275 JTS TUBING 2-7/8" 6.5#, 8400 FT, PROF 11'

01 NIPLESILLA HF DE 2-7/8" 0,85 FT. PROF 8411'

01 TUBING 2-7/8 6.5#J-55. 31 FT. PROF 8412'

01 CROSS-OVER 2-3/8" EUX 2-7/8" EU 6.54#. J-55 0.88 FT. PROF 8443’
01 LANDING NIPPLE 2-3/8" EUE X 1.87 X N. 1 FT PROF 8444’

01 PUP JOINT 2-7/8", 6.5# J-55 5.02 FT. PROF 8445'

01 MULE SHOE 2-7/8" 0,53 FT. PROF 8450'

TAPONES

9020,0-9141,0' SAND FILL
9090,0-9144,0' 2 JTS 2-7/8" OD (PESCADO)
9141,0-9144,0' RETRV. PACKER LANE WELL (PESCADO)
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Anexo D. Estado mecanico pozo T-290K

P ET. 180 FT

*PeTROL

PROF: 9350'

TD: 10016'

ESTADO MECANICO T-290K
PRODUCTOR FM. URIBANTE
AREA B CRETACEO

REVESTIMIENTOS

SURF CSG: 0,0-3299,0' 9 5/8" OD 43.504#/FT N-80 ; CEMENT: 2120,0-3299,0".
350 SX

PROD CSG: 0,0-1820,0' 6 5/8" OD 28.004/FT N-80

PROD CSG: 1820,0-5039,0' 6 5/8" OD 24.00#/FT J-55. CEMENTO: 3780-5041'
200 SX

PROD CSG: 5041,0-5451,0' 6 5/8" OD 24,00#/FT J-55

PROD CSG: 5451,0-9600,0' 6 5/8" OD 28,00/FT N-80. CEMENTO: 7170-9600'
400 SX

9600,0-10016,0' 5-3/4" OD HOLE

PROFUNDIDAD DE PERFORACIONES

8680-8714'; 8630-8634', 8637-8650', 8726-8750'

8954-8961",8968"-8980’, 9012'-9022’, 9029-9045", 9086-9090'
ABANDONADOS

SARTA DE PRODUCCION

01 MULE SHOE DE 2-7/8" EUE + PUP JOINT 2-7/8"

01 NIPLESILLA HF DE 2-7/8" EUE (N11-25-12 PARTE N° 25-31-1)
268 TUBOS DE 2-7/8" EUE J-55 PUNTA DE TUBERIA 8262'

01 TUBING HANGER

TAPONES

9350,0-9534,0' CEMENT PLUG 50 SX

9745,0-9943,0' CEMENT PLUG 40 SX
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Anexo E. Estado mecénico pozo SS-32K

Company: ECOPETROL S.A.Project:
Site: SARDINATA SUR  Well:

Wellbore: SAS 0032 K

SARDINATA
SARDINATA 32K
Design: SARDINATA SUR 32K
Event: WORKOVER

Codng DSpalfgg(ﬂ) Schematic (10/11/2012) Df;‘(‘;"g |  Eaup. Detais HOLE SECTIONS
3 0.0 HANGER FIJO DE i
o i / ‘ 1.8 716X 27/8 Section MD Top (ft) [MD Base (ft)
w oo { » 1 JUNTA DE 27/8 SURF HOLE 00 1080
2.6 EUE J-55 INT HOLE 108.0 29920
g INT HOLE 2 2,992.0 8,097.0
104.0 s = 3 3 POP JOINT DE ! !
b 329 27/ EUE J-55 PROD HOLE 8,097.0 9,638.0
" 50.2 Tubing,,27/8,6.5
4 s J-55, External-UpH
P CASINGS
Assembly Name MD Top (flLpnded MD (ft)
L 29600 SURFACE CASING 00 104.0
INTCSG 0.0 2982.0
2982.0 INTCSG 2 00 8,096.0
PROD LINER 7,909.0 9615.0
117 4562.0
WELLBORE EQUIPMENT
Name Top MD (ft)Base MD (ft)
PROD TUBING 18 8,649.9
FISH 9,508.0 9,558.0
|ﬂ ==
-
. . REFERENCE DATUM
i 28101 | NIPLESILLA HE 2
SEUE ROTARY TABLE @ 200.0ft Default: N
= Tubing,,27/8,6.5
) 12 J-55, External-Ups
- EMPAQUE
78422 | ARROWSET 1X 7' =
S 75—
.| Tubing,,27/8,6.5 -
43 7909.0 3 79416 J-55, External-UpH = -
e H
- 7 Tubing,,27/8,6.5 o
) = naod J-55, External-Upd Eo
9020.0 1 8094.8 | NIPLE RANURAD{ §
: _ - | X-OVER PIN 23/8 £ 75
80955 | puk -Box 278 EUYE 3
— 95.0 Tubing,,23/8,4.7 @
8095. J-55, External-Up4 LAY BLANLNLL LN L INLL  LL
4 :L- SR 150 75 0 75 150
'. .u a 81161 | pisparo West(-)/East(+) (150 ft/in)
« [ MECANICO
. s ACCESORIO DE 0
" qr— 81210 | cANONES =
o £
E ..i: CANON DE e
s 'u a__ 81409 | o GURIDAD S s
! ) CANONES DE 3 3/} =
3 dr_— 81569 | CARGADOS £
o &
3 :E 8649.9 O 100
- .
R T 1.1 T 1T 171 ) o | T T T 1
= ::_‘ 9508.0 | Fish, Fish, , ppf,, (Ij i 7| 1|o 1'4
9615.0 j 9558.0 Days (7 /in)

Fuente: Software Open Wells (Profile) Licencia Autorizada Ecopetrol S.A

167




NOMENCLATURA

Simbolos

BSW= Porcentaje de impurezas (Agua y sélidos), fraccion
CP= Presion operacional del Casing, psi

Eff= Eficiencia, fraccion

FF= Fudge Factor, correccion del tiempo de caida, fraccion
FG= Fraccion del gas, fraccion

FV,y= Velocidad de caida en el gas, ft/min

FV_= Velocidad de caida en la columna de liquido gaseoso, ft/min
GE= Gravedad Especifica, fraccion

GOR=Relacidn gas-aceite a P y T dadas, scf/stb

h= Altura de la columna de liquido gaseoso, ft

ID= Diametro interno del Tubing, pulgadas

K= Permeabilidad, milidarcys

LF= Load factor, factor de carga, fraccion

LP= Presion de la linea, psi

OD= Diametro externo del Tubing, pulgadas

Rs= Relacidn gas- petrdleo en solucion, scf/stb

Sl = Tiempo de caida a través de la columna de liquido gaseoso, min
Slg= Tiempo de caida a traveés del gas, min

SND= Distancia desde la superficie hasta el bumper spring, ft
TP= Presion operacional del Tubing, psi

Vg= Velocidad del gas, ft/min
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Abreviaturas

BHA= Bottom hole assembly

BOPD= Barriles de aceite por dia
BPD= Barriles por dia

BWPD= Barriles de agua por dia

BPV= Back pressure valve

CBL= Cement bond log, registro de adherencia de cemento
CCL= Casing collar locator

FN= Flujo natural

GR= Gamma ray

MIT= Multifinger imaging tool

OFM-= Qil field manager

OOIP= Original oil in place

PCP= Bombeo de cavidades progresivas
PL= Plunger Lift

POOH= Sacar tuberia del pozo
RBP=Retrievable bridge plug

RIH= Meter tuberia

RGL= Relacion Gas liquido

SCF= Standar cubic feet

SCO= Superintendencia de Operaciones Catatumbo Orinoquia
SLA= Sistema de levantamiento artificial
STB= Stock tank barel

VDL= Variable density log, registro de densidad variable de ondas
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