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GLOSARIO

AMBIENTE DEPOSICIONAL: “un ambiente deposicional o ambiente sedimentario
es simplemente un punto geogréfico donde se acumulan los sedimentos™.
AMBIENTE TRANSICIONAL: son ambientes situados en la zona limite
continente-mar, y los sedimentos se acumulan tanto por aportacion continental
como marina.

ANALISIS NODAL: es una herramienta de andlisis utilizada para pronosticar el
desempeiio de los diversos elementos que integran el sistema petrolifero. El
analisis nodal se utiliza para optimizar el disefio del completamiento con el fin de
adecuar la capacidad de produccion del yacimiento e identificar las restricciones o
limitantes presentes en el sistema de produccion.

ANULAR: espacio que se origina cuando se colocan dos tuberias, una dentro de
otra, el espacio existente entre las dos tuberias es denominado anular.

ARBOL DE NAVIDAD: es un conjunto de valvulas y accesorios que se colocan en
la parte superior de un pozo con el fin de dirigir y controlar los fluidos obtenidos
alli.

ARCILLITA: es una roca sedimentaria que se origina comUnmente por la
alteracion de rocas magmaticas o metamorficas y después de que estas son
transportadas, su textura es clastica debido a que predominan los silicatos, el
tamafio de particula presente es menor a 0.0039mm y se compone de cuarzo,
feldespatos, sericita, calcita, ilita, circon, pirita, magnetita y leucoxeno.?

ARENA: es una roca sedimentaria compuesta por particulas pequefias que
individualmente son llamadas granos de arena, su textura es clastica, el tamafio
de las particulas varia entre 0.063mm y 2mm, se compone principalmente de silice
generalmente en forma de cuarzo y puede tener restos de caliza, hierro o
feldespato.

BLAST JOINT: es un tramo de tuberia de mayor diAmetro de pared que sirve para
controlar los efectos de la erosion causada en las zonas que se encuentran frente
a los perforados o después de la descarga de fluidos de una bomba.

BOMBAS ELECTROSUMERGIBLES: es una bomba que se encuentra sumergida
dentro de un fluido y que convierte la energia eléctrica proporcionada a un motor
por un cable de potencia en energia centrifuga que hace girar las etapas de una
bomba.

1 GEOLOGIA VENEZOLANA. Ambientes Sedimentarios [en linea] 12 de Noviembre de 2010.
[Citado 21 de mayo de 2016] Disponible En: <http://
http://geologiavenezolana.blogspot.com.co/2010/11/ambientes-sedimentarios.html>

2 DORRONSO, Carlos. Atlas de roca [En linea. Departamento de Edafologia y Quimica Agricola.
Universidad de Granada. Ultima actualizacién: 16/09/2015. Espafia. Disponible en:
<http://edafologia.ugr.es/rocas/arcill.htm>
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CABEZA DINAMICA TOTAL: para el disefio de las bombas electrosumergibles es
la presidn hidraulica total que debe superar la bomba para llevar los fluidos a
superficie.

CABEZAL DE POZO: el sistema de valvulas y adaptadores diversos que
proporcionan el control de la presion de un pozo de produccién, este se ubica por
debajo del arbol de navidad.

COILED TUBING: es un tramo completo de tuberia de didmetro pequefio que se
encuentra enrollada en un carrete y que conecta una serie de equipos en
superficie y asocia trabajos de perforacion, reparacion, completacion vy
reacondicionamiento de pozo.

COLUMNA GEOLOGICA: “es una representacion grafica de la historia de la
tierra. También se denomina Escala Geoldgica, o Geograma o0 columna
cronoestratigrafica. La columna geoldgica se prepara partiendo de la época mas
antigua, superponiendo las mas modernas, hasta llegar en la parte superior a la
época actual.”

CONCORDANCIA ESTRATIGRAFICA: “secuencia de rocas sedimentarias que
muestran una continuidad en la sedimentacién.”

CONIFICACION: se refiere a la invasion de fluidos sean agua o gas en la
formacion productora por diferenciales de presion no deseados.

CORRIDA: hace referencia a las operaciones de instalacién y adecuamiento del
completamiento y los componentes que se deben colocar en la parte interna del
pozo.

CUENCA ANTEPAIS: describe una depresién que se ubica entre una faja
orogénica (un frente tecténico o cinturén plegado y corrido) y un cratén.®

CURVA INFLOW: dentro del analisis nodal es la curva de la energia que aporta el
yacimiento para obtener la presion requerida en un punto.

CURVA DE RENDIMIENTO: para las bombas electrosumergibles es la curva que
muestra la capacidad de levantamiento por etapa a los diferentes caudales.
CURVA MULTIFRECUENCIA O TORNADO: son las mismas curvas de
rendimiento de las bombas electrosumergibles pero a diferentes frecuencias de
operacion.

CURVA OUTFLOW: dentro del analisis nodal es la curva de la energia que se
requiere para obtener la presion requerida en un punto.

DOG LEG: es el grado de inclinacion que tiene un pozo cada 100 pies de
distancia.

3 DAVILA BURGA, Jorge. Diccionario geolégico. 3. ed. Republica del Pert, Sector Energia y
Minas: Instituto Geolégico Minero y Metalurgico, Lima, Peru, 1999. p.193.

4 1bid., p.198.

5 SPALLETTI, Luis A. NOCIONES SOBRE LAS CUENCAS SEDIMENTARIAS EN EL MARCO DE
LA TECTONICA GLOBAL [en linea] 2006. [Citado 21 de mayo de 2016] Disponible En:
<http://usuarios.geofisica.unam.mx/cecilia/CT-SeEs/65bcuencasSed.pdf>, p.32.
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DRIFT: es el espacio interno de una tuberia el cual se encuentra disponible para el
flujo o la instalacion de componentes dentro de ella.

DROWNTHRUST: para las bombas electrosumergibles es el limite inferior del
rango Optimo de operacion de la curva de rendimiento.

EMPAQUE: componente utilizado en los pozos para aislar zonas, este se pega a
las paredes de la tuberia de revestimiento y no permite el flujo a través de él.
ESTRATIGRAFIA: “es la ciencia que estudia la secuencia o sucesion de las
capas o estratos que se han formado a través del tiempo geol6gico.”

ESPESOR: “es el grosor de un estrato. Es la distancia medida entre los planos
limites de la estructura.”’

FACTOR VOLUMETRICO: es la medida para los gases o liquidos de la cantidad
de fluido que se necesita en yacimiento para obtener ya sea un barril de
aceite/agua o un pie cubico gas en superficie.

FALLA: “desplazamiento de un bloque rocoso con respecto a otro colindante a
éste o de ambos bloques, a través de un plano denominado "plano de falla". Una
falla ocasiona discontinuidad de las estructuras geolégicas.”®

FALLAS ANTITETICAS: una falla secundaria, que normalmente forma parte de
un conjunto, cuyo sentido de desplazamiento es opuesto al de las fallas primarias
y sintéticas asociadas.®

FALLA DE CRECIMIENTO: “un tipo de falla directa que se desarrolla y se sigue
desplazando durante la sedimentacion y que habitualmente posee estratos de
mayor espesor en el blogue elevado deprimido que en el blogque hundido™?.
FALLAMIENTO NORMAL: “es cuando el techo baja con respecto al piso o el piso
sube con respecto al techo, o ambos se desplazan en el sentido indicado.
Generalmente son producto de los esfuerzos de tensién.”'!

FALLO PREMATURO: es un fallo que se ocasiona en un equipo o componente al
inicio de su operacion.

FLUJO CRUZADO: ocurre cuando existen dos formaciones productoras en un
mismo pozo y los fluidos de la formacién que méas energia tiene entran dentro de
la formacién con menor energia.

FLUJO MULTIFASICO: es el movimiento simultaneo de varios fluidos ya sean
agua, gas y/o aceite en un mismo pozo.

6 DAVILA. Op. Cit., p.314.

7 Ibid., p.665

8 Ibid., p.328

9 SCHLUMBERGER. Falla Antitética [en linea]. [Citado 21 de mayo de 2016] Disponible En:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/a/antithetic_fault.aspx>

10 SCHLUMBERGER. Falla de crecimiento [en linea]. [Citado 21 de mayo de 2016] Disponible En:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/g/growth_fault.aspx>

11 DAVILA. Op. Cit., p.329.
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FORMACION: unidad litoestratigrafica formal fundamental de rango intermedio,
que se encuentra constituida por estratos de rocas sedimentarias, igneas
intrusivas o extrusivas, o rocas metamorficas, o asociaciones de éstas.
GEOLOGIA DEL PETROLEO: “ciencia que se ocupa del estudio de los
yacimientos de petréleo. Estudia su origen, época de formacion, rocas favorables,
condiciones geoldgicas favorables para su entrampamiento, su evaluacion
(cubicacion), etc.”?

GEOLOGIA ESTRUCTURAL: es la rama de la Geologia que se dedica a estudiar
la corteza terrestre, sus estructuras y la relacion de las rocas que las conforman.
GRAVA: conjunto de granos con diametro mayor que el de arena.

GRAVEDAD ESPECIFICA: es una medida de la densidad relativa en donde se
compara la densidad de una sustancia con la densidad de otra que se tiene como
referencia. Para los liquidos la densidad de referencia es la del agua y para los
gases la densidad de referencia es el aire.

HANGER O TUBING HANGER: material de alta resistencia utilizado en los
completamientos para ayudar a sostener la sarta.

HIDROCARBURO: es un compuesto quimico que se forma de &atomos de
hidrogeno y carbono, usualmente se refiere a compuestos encontrados en los
yacimientos de petroleo.

INFRAYACENTE: “estrato o roca que reposa por debajo de otro superior.”?
INHIBIDOR DE CORROSION: es una sustancia quimica que evita o reduce la
formacién de corrosién en las tuberias y componentes del completamiento que se
dan a causa de la presencia de fluidos corrosivos.

INTAKE: hace referencia a la entrada de los fluidos en la bomba para el equipo
electrosumergible.

INTERVENCION: son las operaciones que se realizan al pozo después de que
este ya esté en produccion, estas pueden ser para reparaciones, mantenimientos
o para la adicibn de componentes o tratamientos.

KEROGENO: sustancia insoluble precursora del petréleo, la cual constituye del 80
al 90% de la materia organica en las rocas sedimentarias.

KICK OFF: es la profundidad del pozo en la cual empieza la inclinacion de este.
LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL: son métodos utilizados para proporcionar
energia extra a un pozo con el fin de lograr transmitir la energia a los fluidos para
llegar a superficie.

LIMOLITA: es una roca sedimentaria con textura clastica en donde el diametro de
las particulas oscila entre 1/16mm hasta 1/256mm encontrandose entre la arena y
la arcillita. Estas rocas presentan una composicion muy variada encontrandose

12 |bid., p.369.
13 |bid., p.438
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cuarzo, feldespatos, sericita, clorita, caolinita, circon, biotita, apatito, epidota y
turmalina®®.

LUTITA: es una roca sedimentaria de textura clastica, las particulas de estas
rocas son tan pequefias que no pueden identificarse con facilidad sin grandes
aumentos y por esta razon resulta mas dificil estudiar y analizar las lutitas que la
mayoria de las otras rocas sedimentarias. El tamafio de la particula se encuentra
por debajo de la limolita, es decir, menor a 1/256mm y est4d compuesta por
particulas de los de arcilla y de limolita®®.

MARCO GEOLOGICO: describe los rasgos generales de la zona en la cual se
realiza el estudio geologico, permititiendo establecer el encuadro geoldgico de la
zona dentro en un contexto geoldogico global.

MIGRACION DEL PETROLEO: “movimiento del petroleo en el subsuelo por
efectos tectonicos o de las condiciones fisicas.”1®

NIVEL ESTATICO: es la profundidad de la columna de fluidos que se alcanzan
dentro de un pozo cuando este se encuentra estatico.

NIVEL DINAMICO: es la profundidad de la columna de fluidos que se alcanzan
dentro de un pozo cuando este se encuentra en produccion.

PLIEGUE: “deformacion de las rocas estratificadas, debido a los esfuerzos de
compresion, a las propiedades plasticas de éstas y a las condiciones de elevada
presion reinantes, tomando formas onduladas.”’

POROSIDAD: “es la relacion existente entre el volumen de los intersticios porosos
y el volumen de la roca o suelo. La porosidad se expresa siempre en porcentaje.”8
POTENCIAL Z: describe la intensidad del campo eléctrico estatico de la capa
doble generada entre el limite entre del grano y el fluido. Es una medida de la
estabilidad de la dispersion del grano.

PRONG: es un soporte que se encarga de estabilizar la bomba electrosumergible
por su extremo inferior por encima del sensor.

PRUEBAS PVT: son las pruebas de laboratorio que se le realizan al fluido
obtenido de un yacimiento con el fin de obtener el comportamiento de las variables
que se afectan por los cambios de presion, volumen y temperatura.

PUNTO DE BURBUJA: es el punto en la presion en que la primera burbuja del
gas disuelto dentro del petréleo se libera.

RELACION GAS-ACEITE: hace referencia a la cantidad de pies ctbicos de gas
gue se encuentran en un barril de aceite.

14 DORRONSO, Carlos. Atlas de roca [En linea]. Departamento de Edafologia y Quimica Agricola.
Universidad de Granada. Ultima actualizacion: 16/09/2015. Espafia. Disponible en:
<http://edafologia.ugr.es/rocas/limolita.htm>

15 MONTIJO, Alejandra. Petrologia de rocas Detriticas. [En linea]. Ultima modificacion: 20-Jul-2012.
México. Disponible en: <http://gaia.geologia.uson.mx/academicos/amontijo/detriticas/Iutitas.htm>

16 DAVILA. Op. Cit., p.549.

17 1bid., p.654

18 |bid., p.664
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ROCA GENERADORA: aquella roca rica en materia organica que es o ha sido
capaz de generar hidrocarburos para formar yacimientos de petroleo
econdémicamente explotables.

ROCA RESERVORIO: “tipo de roca porosa y permeable que permite el
almacenamiento de agua, petréleo y/o gas natural.”®

ROCA SELLO: “una roca relativamente impermeable, normalmente lutita,
anhidrita o sal, que forma una barrera o una cubierta sobre y alrededor de la roca
yacimiento, de manera que los fluidos no pueden migrar mas alla del
yacimiento.”?°

SARTA: serie de tuberias colocadas una tras otra para formar una tuberia larga.
SUPRAYACENTE: “material (estrato o roca) que reposa sobre otro material.”?!
SURVEY: es la condicion mecanica del pozo indicando pie tras pie los cambios de
tuberia y el grado de inclinacion.

TRAMPA PETROLIFERA: estructura geolégica con condiciones favorables que
permite la acumulacion de petroleo mediante la formacion de yacimientos
petroliferos.

TUBERIA DE REVESTIMIENTO: es la tuberia que se encuentra alrededor del
pozo y permite estabilidad en él, estas se colocan después de perforado el pozo y
se cementan inmediatamente.

UPTHRUST: para las bombas electrosumergibles es el limite superior del rango
Optimo de operacion de la curva de rendimiento.

VALVULA MASTER: valvula inferior ubicada en el arbol de navidad la cual
controla todo el acceso mecéanico e hidraulico al pozo. Esta puede ser accionada
tanto manualmente como remotamente con presion hidraulica.

VALVULA PREVENTORA: es una valvula que previene los reventones en los
pozos de manera que cuando es activada cierra el espacio para que los fluidos no
pasen a superficie.

VAVLULA SWAB: es la valvula superior extrema de un arbol de navidad que
proporciona acceso vertical al pozo.

VALVULA WING: es una valvula localizada en uno de los lados del arbol de
navidad. Un arbol de Navidad en general esta provisto de dos valvulas laterales.
La valvula lateral de flujo se utiliza para controlar y aislar la produccion, y la valvula
lateral de ahogo, fijada en el lado opuesto del arbol de Navidad, se encuentra
disponible para la ejecucién de tratamientos o con fines de control del pozo.
WIRELINE: hace referencia a las operaciones de intervencidén que se realizan en
el pozo con el uso de un cable o alambre para dicho propésito.

1 DAVILA. Op. Cit., p.698.

20 SCHLUMBERGER. Roca Generadora [en linea]. [Citado 21 de mayo de 2016] Disponible En:
<http://www.glossary.oilfield.slb.com/Terms/s/seal.aspx>

21 DAVILA. Op. Cit., p.769.
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YACIMIENTO: area ubicada en el subsuelo en donde se encuentra acumulacion
de hidrocarburos.
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RESUMEN

En este trabajo se evalia el disefio de un completamiento dual que permite
producir dos formaciones simultdneamente sin que estas se mezclen, en un pozo
tipo del Bloque Cubiro que tiene tuberia de revestimiento en fondo de 9 5/8. Los
completamientos duales manejan dos tuberias de producciéon que pueden estar
colocadas en distintas configuraciones, ya sea en paralelo o concéntricamente,
para maneja las formaciones de manera independiente, determinando que la
apropiada para el pozo es la del completamiento concéntrico debido a las
restricciones de espacio. Por medio de una matriz de seleccidon que evalla
cualitativa y cuantitativamente los sistemas de levantamiento artificiales
convencionales con las caracteristicas presentes en el pozo del Bloque Cubiro, se
determina que el levantamiento mas 6ptimo es el de Bombeo Electrosumergible
(BES). Como los completamientos duales concéntricos tienen varias maneras de
adaptar dos BES se escoge hacerlo mediante el encapsulamiento del equipo
inferior permitiendo mayor eficiencia en la refrigeracion de este. Para el
completamiento dual concéntrico se empieza disefiando tedricamente los equipos
del sistema de BES, teniendo en cuenta una velocidad variable debido a que el
despegue del equipo se debe realizar con la menor velocidad posible para
después subir progresivamente a la maxima, y luego se agregan los datos
correspondientes al yacimiento, los fluidos, las condiciones mecénicas del pozo y
los requerimientos del equipo de BES dentro de un software llamado PIPESIM,
esto con el fin de realizar un andlisis nodal con diferentes dimensiones de las
tuberias de produccion y diferentes frecuencias del equipo de BES para
determinar las dimensiones que mayores volumenes de fluido aporten a superficie.
Teniendo en cuenta los tamafios de tuberia de produccidon comerciales se
determind que para la tuberia externa se debe hacer uso de un didmetro de 5 /%" y
para la tuberia interna un diametro de 2 3/8” con el fin de reducir al maximo las
pérdidas de presién por friccién y obtener los mayores voliumenes de produccién.
Una vez se determind el disefio del completamiento dual, este se evallo
financieramente comparandolo con un completamiento sencillo para tener una
perspectiva mas clara de los costos de inversion frente a los beneficios obtenidos
en cada uno, dejando claro que aunque la inversién en los completamientos
duales es mayor que en los sencillos, la produccion aumenta debido a que se
producen de dos formaciones simultaneamente, disminuyendo los tiempos de
recuperacion de inversion.

Palabras Claves: Completamiento dual, Levantamiento Artificial, Sistema de
Bombeo Electrosumergible, Analisis Nodal, Analisis de sensibilidad.
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INTRODUCCION

El uso de completamientos duales se da por la necesidad de producir dos
formaciones en un pozo de manera simultanea y sin que los fluidos de estas se
mezclen.

Debido a la poca regulacibn que hay en Colombia sobre la produccion
discriminada de crudo, la corrida de este tipo de completamientos es una
operacion no convencional, por este hecho la posibilidad de estudiar los
parametros de disefio de este tipo de sartas es muy reducido. Aunque los
resultados de los completamientos de este tipo realizados en el pais actualmente
son buenos, hay una serie de fendmenos tales como las altas perdidas de presion
a través del completamiento atribuidas a la falta de estudio sobre el
dimensionamiento de los equipos, la generacion de precipitados organicos a
través del completamiento debida a las abruptas variaciones de velocidad de flujo
a través del completamiento, el sobrecalentamiento en los motores debido al
trabajo forzado del equipo electrosumergible y los bajos volimenes de produccion
atribuidos al uso de tuberia de dimensiones no adecuadas.

En el primer capitulo se describen las generalidades del Bloque Cubiro, en donde
se muestra la historia desde que se firmé el contrato Cubiro, luego se da la ruta de
acceso a la zona de interés del Blogue y por ultimo se dan las caracteristicas
geoldgicas de la zona mostrando la estratigrafia, geologia estructural y del
petréleo, y se termina con la historia de produccion acumulada en el Bloque

El segundo capitulo empieza describiendo las técnicas que se deben tener en
cuenta al momento de realizar el completamiento como lo son el tipo de
revestimiento que se encuentra en fondo y las técnicas usadas para el control de
arenas, seguido se nombran los componentes que se requieren en todos los
completamientos mostrando una estructura sencilla y luego se describen las
distintas configuraciones de los completamientos duales que son especificamente
con sartas paralelas o concéntricas, alli se nombran las herramientas y
componentes necesarios para la corrida de estas y se explica la funcionalidad de
cada pieza, para mostrar por ultimo las diferentes adaptaciones de los sistemas de
levantamiento artificial que se han dado en los completamientos duales.

En el tercer capitulo se hace la seleccién de un pozo tipo perteneciente al Bloque
Cubiro que permita realizar en el la instalacion de un completamiento dual en él,
para esto se identifican unas limitantes que se deben cumplir para no afectar la
instalacion del completamiento dual. Una vez obtenidas las caracteristicas del
pozo se determina mediante una matriz de seleccion el tipo de levantamiento
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artificial que mayor desempefio brinde en ese pozo, en la matriz se evalla de
manera cualitativa y cuantitativa los diferentes sistemas de levantamiento
convencionales con las caracteristicas del pozo definido.

En el capitulo cuarto se determina la configuracién del completamiento dual que
segun las condiciones mecanicas del pozo sea posible de instalar, para realizar el
disefio del completamiento se empieza especificando las caracteristicas de los
equipos del sistema de levantamiento artificial que cumplan con los requerimientos
dados por la operadora, alli se manejan diferentes frecuencias de operacion del
equipo y diferentes indicies de productividad para deducir con cual es mejor operar
el equipo estando dentro de los rangos Optimos. Una vez disefiado los equipos del
levantamiento artificial se definen los componentes y herramientas que van
incluidas en la sarta y que permiten la adaptacion de los equipos de fondo. Una
vez obtenido el disefio de todo el completamiento se identifican las diferentes
variables que impactan la produccion para posteriormente realizar una simulacion
con la ayuda de un software que permite crear un esquema del pozo y el
completamiento con el fin de realizar un analisis de sensibilidad cambiando las
diferentes variables que impactan la produccion y realizando el analisis nodal para
obtener los caudales de produccion que se obtienen en superficie, esto
proporciona la informacién de las dimensiones de las tuberias de produccion que
mayores volumenes de produccion tengan.

El capitulo quinto muestra una evaluacién financiera que permite comparar el uso
de completamientos sencillos selectivos o de completamientos duales utilizando el
indicador financiero valor presente neto, en donde se muestran los costos de
inversion y operativos que se incurren en cada completamiento, y los beneficios
obtenidos por cada uno para finalmente determinar con cual se tendra un mayor
incremento del capital.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnica y financieramente el completamiento dual para un pozo tipo del
Bloque Cubiro.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Describir las generalidades del Bloque Cubiro.
Describir las distintas configuraciones de los completamientos duales.

. Seleccionar un pozo tipo perteneciente al poligono C del Bloque Cubiro que
sea candidato para ser completado con una configuracion dual.

. Seleccionar el sistema de levantamiento artificial que se adecue a las
condiciones del pozo tipo mediante una matriz de seleccion.

Determinar técnicamente el sistema de completamiento dual que se adecue a
las condiciones mecanicas del pozo tipo y a los requerimientos del sistema de
levantamiento artificial seleccionado.

Realizar el disefio del sistema de completamiento dual mediante Andlisis
Nodal.

Evaluar la viabilidad financiera del sistema de completamiento dual
seleccionado mediante el indicador financiero Valor Presente Neto.
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1. GENERALIDADES DEL BLOQUE CUBIRO

En este capitulo se presenta la historia, el marco geoldgico, la estratigrafia y la
historia de produccion asociada al Bloque Cubiro.

1.1 HISTORIA DEL BLOQUE CUBIRO

Con la firma del contrato Cubiro sobre un éarea de 38.772 hectareas para
exploracion y explotacion de hidrocarburos entre la empresa Montecz S.A. y la
ANH el 8 de octubre de 2004 se inician las labores en el Bloque Cubiro. El
contrato establece un periodo de exploracion inicial de seis afos, prorrogable bajo
ciertas circunstancias, y un periodo de produccién de 24 afios.

En el aflo 2006 se perford el primer pozo exploratorio Careto-1 y con las siguientes
perforaciones de otros tres pozos exploratorios Arauco-1, Cubiro-1 y Cubiro
central 1 se demostré comercialidad en diferentes areas.

En el 2008 la empresa Alange Energy Corp se encargd de manejar en un 100%
las operaciones del bloque hasta julio del 2012 cuando fue adquirida en su
totalidad por Pacific Rubiales Energy pasando a manejar el contrato E&P por una
de sus filiales Pacific Stratus. En el afio 2009 el bloque fue seccionado en tres
poligonos A, B, C para un mejor manejo de regalias debido a su ubicacion
geografica, el cual esta ubicado entre tres municipios.

En Diciembre de 2015 EIl area del bloque es de 39.000 acres y sigue estando a
cargo de la operacion la compafiia Pacific Stratus y se encuentra en actividades
de Evaluacion/Produccion.

1.2 LOCALIZACION DEL BLOQUE

El Bloque Cubiro se encuentra ubicado en la parte centro oriental de la Cuenca de
los Llanos Orientales, departamento del Casanare, en jurisdiccion de los
municipios de Orocué, Trinidad y San Luis de Palenque.

Por via terrestre, la ruta de acceso al area de interés es llegar a Villavicencio
saliendo por el sur de Bogota por la Carretera 40 hacia el sureste 100 km y alli
tomar la Carretera 65, ubicada al noreste de Villavicencio, durante 294 km hasta el
municipio de Nunchia pasando por los municipios de Monterrey y Yopal, a
continuacion se gira al este, tomando la carretera Orocué durante 76 km hasta
llegar al municipio de Trinidad, alli se debe seguir hacia el este durante 39 km,
para finalmente llegar al Bloque.
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Figura 1. Mapa de localizacién del Bloque Cubiro
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Fuente: INSTITUTO AGUSTIN CODAZZI. Mapa de ruta
Bogota — Villavicencio [En linea]. [Citado 21 de Mayo de

2016]:

Disponible

en:

http://geoportal.igac.gov.co/ssigl2.0/visor/galeria.req?mapal

d=7.

Modificado
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1.3 MARCO GEOLOGICO

A continuacién se presenta la estratigrafia, geologia estructural y del petréleo
asociada al Bloque Cubiro el cual se localiza en la Cuenca de los Llanos
Orientales.

1.3.1 Columna Estratigréafica. La Figura 2 muestra la columna estratigrafica para
el Bloque Cubiro, teniendo en cuenta que ésta difiere de la de los Llanos
Orientales porque en el bloque no se atraviesan las formaciones Mirador, Los
Cuervos, Barco y la Unidad C-8 de la Formacién Carbonera.

1.3.2 Estratigrafia. A continuacion se realiza una breve descripcion de las
formaciones que constituyen la estratigrafia del Bloque Cubiro, de la mas antigua
a la més reciente.

1.3.2.1 Formacién Une. Segun Julivert?? se le asigna una edad Cretacica del
Albiano al Cenomaniano inferior, es una sucesion clastica, constituida por una
secuencia de arena cuarzosa, traslucida, de grano angular a subangular con
algunas intercalaciones de limolitas. Su espesor esta entre los 200 y 300 pies. La
formacion Une fue depositada en un ambiente fluvial de alta energia. Esta en
contacto concordante con la Formacién Gacheta que la suprayace.

1.3.2.2 Formacion Gacheta. Segun Julivert se le asigna una edad cretacica del
Turoniano a Coniaciano temprano, Est4 constituida principalmente por lutita de
grano medio a grueso, con intercalaciones de arena cuarzosa, traslucida, con un
tamafo de grano medio a grueso y limolitas carbonosas en la base, Su espesor
promedio es de 130 pies a nivel del Bloque Cubiro. El ambiente de deposicion es
transicional o marino somero. Esta en contacto concordante con la Formacion Une
que la infrayace y en contacto discordante con la formacién Guadalupe que la
infrayace.

22 JULIVERT, Lexique Stratigraphique International, Volume V. Amérique Latine. Fascicule 4a, 1968, p.460
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1.3.2.3 Formacién Guadalupe. Segun De Porta®® a la formacién se le asigna una
edad de Cretédcico Superior, del Santoniano a Maastrichtiano. Est& constituida
por una sucesion de areniscas, aunque posee importantes intercalaciones de
arcillas y porcelanitas. A nivel del Bloque Cubiro el espesor promedio de la
formacién es de 400 pies, su ambiente de depositacién es de tipo transicional
marino a marino somero, Estd en contacto concordante con la Formacion
Guaduas que la suprayace y en contacto concordante con la formacion Villeta que
la infrayace.

1.3.2.4 Formacion Carbonera. Segun De Porta®* a ésta formacion se le asigna
una edad del Eoceno medio-Oligoceno inferior. Consta de arcillitas grises a gris
verdoso y pardas con areniscas y con algunos lechos de lignito en su parte inferior
y superior. En la industria del petréleo la Formacion Carbonera ha sido dividida en
ocho unidades informales, numeradas de una a ocho respectivamente. Las
unidades pares (C2, C4, C6 Y C8) se constituyen por niveles principalmente
arcillosos y las impares, C3, C5 y C7 estan constituidas predominantemente por
areniscas. Su espesor es variable en superficie y oscila alrededor de los 500 m.
Su ambiente de depositacion es una llanura de inundacién aluvial. Est4d en
contacto concordante con la formacién Guadalupe que la infrayace y en contacto
concordante con la Formacion Leon que la suprayace.

1.3.2.5 Formacion Leén. Segun De Porta?® su edad es considerada del Oligoceno
superior al Mioceno inferior, Consiste en una sucesion homogénea de arcillolitas
de color gris a gris verdoso y pequefias intercalaciones de capas de areniscas con
laminas carbonaceas. Las arcillitas tienden a pasar a limolitas tanto en la base
como en el tope de la formacion; posee un espesor entre los 500 y 1600 pies. El
espesor en el Blogue Cubiro es de aproximadamente 1200 pies. El ambiente de
depositacion es marino. Esta en contacto discordante con la formacion Carbonera
que la infrayace y en contacto concordante con la Formacion Guayabo que la
suprayace.

23 DE PORTA, Lexique Stratigraphique International, Volume V. Amérique Latine. Fascicule 4b, 1974, p. 266
24 |bid., p. 113
25 |bid., p. 324
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada para el Bloque Cubiro
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1.3.2.6 Formacion Guayabo. Segin De Porta®® la formacién es de edad
Oligoceno superior — Mioceno. La sucesion consta de la base hacia la parte
superior de: arcillas arenosas y grises con algunas areniscas, arcillas y areniscas.
En el Bloque Cubiro el espesor de la formacion es de aproximadamente 4200 pies.
Su ambiente de depdsito es de tipo continental. Esta en contacto discordante con
la formacién Ledn que la infrayace y en contacto concordante con la Formacion
Necesidad que la suprayace.

1.3.2.7 Formacién Necesidad. Segin De Porta?’ se le asigna una edad de
Plioceno-Pleistoceno. Consta de arcillas de color rojo y azulado alternando con
areniscas de grano grueso que pueden pasar a conglomerados, el espesor es
desconocido pero en Playa Necesidad se observa un espesor de
aproximadamente 50m. El ambiente de depositacién es de tipo continental. Esta
en contacto concordante con la Formacion Guayabo que la infrayace.

1.3.3 Geologia Estructural. El Bloque Cubiro esta ubicado en la cuenca antepais
de los Llanos Orientales, especificamente en la parte centro-oriental de la
subcuenca del Casanare, esta limitado al occidente por el cinturon plegado de los
Andes y al Este por el Escudo Pre-cambriano de la Guyana. Los limites norte y sur
de la cuenca se definen por los Arcos de Arauca y Vaupés respectivamente.

Segln Bayona et. al®® dos tipos de estructuras estan definidas en los dos
extremos de la parte superior de la Cuenca de los Llanos Orientales. En el
extremo occidental, los estratos estan doblados en una estructura anticlinal
comprimida, y un estrato delgado ubicado en la cresta del pliegue, sugiere una
falla de crecimiento. En la parte oriental se encuentra un estrato de fallas
antitéticas de edad Oligoceno superior — Mioceno inferior que indica un
fallamiento normal. Esto es interpretado como una deformacion asociada a un
levantamiento.

La deformacion que se presencia en la Cuenca de los Llanos Orientales es menor
yendo de oeste, las fallas de cabalgamiento originan largos anticlinales cerca al
Piedemonte y a medida que se va hacia el este donde se encuentra ubicado el
Bloque Cubiro los anticlinales disminuyes de tamafio, la estructura predominante
del bloque corresponde a anticlinales y/o sinclinales angostos que son levantados
por fallas de poco desplazamiento y adicional las fallas son el control en la

26 |bid., p. 259

27 |bid., p. 378

28 BAYONA et. al, An integrated analysis of an orogen-sedimentary basin pair: Latest Cretaceous-Cenozoic
evolution of the linked Eastern Cordillera orogeny and the Llanos foreland basin of Colombia, en Simposio
Bolivariano de Exploracidon Petrolera en las Cuencas Subandinas: Cartagena Colombia, Asociacion
Colombiana de Gedlogos y Geofisimo del Petrdleo, p. 1181
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amplitud de los campos ya que todos estan limitados por una falla normal
antitética.

1.3.4 Geologia del petroleo. A continuacion se describen los principales
elementos asociados al sistema petrolifero de la Cuenca de los Llanos Orientales
de la cual hace parte el Bloque Cubiro, por tanto se hara énfasis en informacion
del mismo.

1.3.4.1 Roca generadora. En la Cuenca de los Llanos Orientales la principal roca
generadora es una mezcla de lutitas marino-continentales de la Formacion
Gacheta, con Kerdgeno tipo Il y lll, un rango del Carbono Organico Total (TOC)
variable entre 1-3% y 150 — 300 ft de espesor, y una Reflectancia a la vitrinita
(%Ro0) de 0,6 — 0,8%. Para el Bloque Cubiro, la Roca Generadora se encuentra
igualmente en la formacion Gacheta.

1.3.4.2 Roca reservorio. Las areniscas de la Formacion Carbonera (C-3, C-5y C-
7) son las principales rocas reservorio de la cuenca, como roca reservorios
secundarios se encuentran la Formaciéon Une y la Formacién Mirador, su gravedad
API esta en el rango de 120 a 40°. En el Bloque Cubiro las unidades de reservorio
se encuentran en las unidades C-3, C-5 y C-7 de la Formacién Carbonera, con
porosidades de 25-28% y permeabilidades horizontales de 500 — 1600 mD. La
gravedad API esta entre 37 y 40° y su espesor neto petrolifero es variable
alrededor de los 9 ft.

1.3.4.3 Migracién. Se han documentado dos pulsos de migraciones de
hidrocarburos en la cuenca. El primero de ellos durante el Eoceno superior —
Oligoceno y el segundo empez6 en el Mioceno y continla hasta el presente.

1.3.4.4 Roca sello. En la cuenca, las arcillas C-8 de la formacion carbonera han
sido consideradas como sello regional, a nivel del Bloque Cubiro el principal sello
corresponde a las arcillas de la unidad Carbonera C-2 y como sello secundario
estdn las Formaciones Guadalupe y las rocas cretacicas de la Formacién
Gacheta.
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1.3.4.5 Trampa. Debido a varias fallas de cabalgamiento hay presencia de
anticlinales largos a lo largo de la Cuenca de los Llanos Orientales. Las trampas
estan formadas por fallas antitéticas reactivadas en el Mioceno y pequefios
movimientos de rumbo, por la compresidon Andina, ademas de trampas
estratigréficas tipo barras y canales. La trampa predominante en el Bloque Cubiro
es de tipo estructural por pequeiios anticlinales y sinclinales que se forman por
fallas de desplazamiento.

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION

La historia de produccion del Bloque Cubiro data desde el afio 2008 en el cual se
demostré la comercialidad con una produccién de 1299 BPD entre los campos
Careto y Arauco.

1.4.1 Método de produccion. Los pozos del Blogue Cubiro inicialmente
producian por flujo natural, no obstante a raiz de la declinacion de la produccion
alrededor del 80%, se empezaron a utilizar equipos de levantamiento artificial con
Bombeo Hidraulico en el afio 2008. En la actualidad el mecanismo de produccién
de los pozos del Blogue Cubiro, es en su mayoria Bombeo Electro-sumergible, por
lo que los pozos son completados con este sistema de levantamiento artificial
después de su perforacion.

1.4.2 Tiempo de produccion. El Bloque Cubiro a diciembre del 2015 lleva 7 afios
en produccién desde su comercialidad en el 2008.

1.4.3 Numero de pozos. El Bloque Cubiro cuenta con un total de 75 pozos
productores activos y 2 pozos inyectores de agua a diciembre del 2015

1.4.4 Gréfica de produccion acumulada. La Figura 3 muestra la grafica de

producciéon acumulada de crudo en el Blogue Cubiro desde el afio 2008 hasta el
2015
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Figura 3. Grafica de produccién acumulada del Bloque Cubiro
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Fuente: ACP. Informe estadistico petrolero: IEP [En linea] Bogota, D.C.: 2015. [Citado el 21 de
Mayo de 2015]. Disponible en: <https://www.acp.com.co/index.php/es/publicaciones-e-
informes/informe-estadistico-petrolero-iep>

La produccion bruta promedio para este bloque durante el 2012 fue de 2,196 bbl/d,
en el 2013 fue de 8,854 bbl/d, en el 2014 la produccién bruta total en Cubiro
aumentd a un promedio de 10.920 bbl/d, para Diciembre de 2015 la produccion
promedio fue de 10.226 bbl/d?°

29 PACIFIC RUBIALES ENERGY CORP., Formulario anual de informacién, 2015, p.40.

37


https://www.acp.com.co/index.php/es/publicaciones-e-informes/informe-estadistico-petrolero-iep
https://www.acp.com.co/index.php/es/publicaciones-e-informes/informe-estadistico-petrolero-iep

2. DESCRIPCION DE LOS COMPLETAMIENTOS DUALES

Para extraer los hidrocarburos que se encuentran almacenados en subsuelo
dentro de un yacimiento, se debe perforar un pozo desde la superficie para crear
un camino de conexidn con los fluidos y asi obtener produccién de éstos. La
manera de conseguir dicha produccién se hace mediante un completamiento el
cual estd conformado por las tuberias de revestimiento, tuberias de produccion y
todos los deméas componentes que se encuentren dentro del pozo, y que permitan
tener un control de los fluidos que se transportan alli.

Como lo muestra la universidad de Heriot Watt®° las situaciones que presenta
cada pozo son diferentes, es necesario realizar una evaluacion rigurosa del
completamiento que se debe utilizar en cada pozo para cumplir con la funcion de
brindar integridad, seguridad y obtener un mayor rendimiento. Es por esta razén
qgue para realizar un adecuado disefio del completamiento, se debe conocer los
datos obtenidos en la perforacién como informacién de roca y fluidos (presiones
de formacién, temperaturas, diametros de hueco, etc.) para asi realizar un disefio
gue pueda funcionar durante toda la vida util pronosticada, que cumpla con sus
funciones de mantener la integridad en todos los componentes del pozo, mantener
un control de los fluidos transportados, minimizar los costos de levantamiento por
unidad de fluido, contar con las técnicas necesarias para controlar la produccion
de arena y permitir la instalacion de los componentes adicionales necesarios
(Valvulas de seguridad, empaques, bombas para levantar fluido, etc.).

El disefio de un completamiento empieza determinando la técnica con la que se
debe completar la fase mas profunda del pozo, lugar donde se encuentra el
yacimiento, seguido se detecta si hay migracion de finos para aplicar las técnicas
que existen en cuanto al control de estos, por ultimo se eligen los componentes y
tuberias que brinden el mejor rendimiento dentro del pozo permitiendo obtener un
camino de los fluidos entre el yacimiento y la superficie con el menor gasto de
presién posible.

A continuacion se explican las diferentes técnicas para completar el yacimiento.
2.1 TECNICAS PARA COMPLETAR EL YACIMIENTO
Los pozos son perforados normalmente en varias fases las cuales deben ser

completadas con tuberias de revestimiento que son cementadas para que se
ajusten al diametro de la broca con la que se perforo y mantenga la integridad del

80 HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING. Convetional completions. En:
Production technology. HERIOT WATT UNIVERSITY, 2005. p. 3-56.
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pozo, la fase mas profunda donde se encuentra el yacimiento puede ser
completada de maneras diferentes: dejandola sin ninguna tuberia, colocando una
tuberia que tenga ranuras o colocando una tuberia de revestimiento que este
cementada y perforarla con cafiones.

Cuando se decide dejar sin ninguna tuberia la fase donde se encuentra el
reservorio quedara descubierta y la formacion puede colapsar con facilidad por lo
gue normalmente se utiliza en formaciones muy consolidadas, al no hacer uso de
materiales y herramientas que brinden proteccién y control no se puede obtener
una produccion selectiva si el pozo tiene diferentes capas productoras lo que
puede ocasionar flujos cruzados, tampoco se pueden aislar zonas en el reservorio
para evitar produccion de fluidos no deseados por lo que no es un buen candidato
en el uso de completamientos duales. Ver Figura 4A.

El uso de tuberias ranuradas en el yacimiento brinda una mayor estabilidad y
sirven para controlar la produccion de arenas pero no se puede tener un control en
las zonas de produccion o inyeccién de fluidos porque toda la cara del yacimiento
gueda comunicada con el pozo presentando el mismo problema que la anterior
técnica. Ver Figura 4B.

Figura 4. Técnicas para completar el yacimiento
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING. Production technology.
Manual of Heriot Watt Universit,. 2005. p. 6-8. Modificada por autores.

La ultima técnica consiste en bajar una tuberia de revestimiento y posteriormente
cementarla para crear un aislamiento completo del yacimiento con el pozo y asi
cafonear la tuberia en las zonas deseadas para obtener la produccion solo de los
fluidos necesarios, para lograr esta técnica se necesita una buena adherencia del
cemento con el pozo y la cara de las formaciones para lograr tener una mayor
efectividad en el control de flujo de fluidos y no presentar conificaciones. Ver
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Figura 4C. Esta técnica permite obtener un control de la produccion o inyeccion
en el pozo ya que los cafioneos se hacen en las zonas de interés para obtener
producciones selectivas si se encuentran diferentes zonas productoras. Se pueden
instalar mecanismos para el control de arenas como empaquetamientos con grava
y componentes en el fondo del pozo que permitan producir por rutas diferentes
varias zonas productoras, también se pueden instalar sistemas de levantamiento
secundario o terciario.

2.2 CONTROL DE ARENAS

Segun Bellarby3! el control de produccién de arenas en un pozo es una parte
esencial en las operaciones de completamiento debido a los problemas que esto
representa y a la necesidad de solucionarlos de manera efectiva. La produccion de
arena afecta la productividad de un pozo por las obstrucciones que causa en este
y por las disminuciones en la permeabilidad del yacimiento causando dafio en la
formacion, también trae problemas en los componentes de fondo, tuberias de
subsuelo y equipos de superficie por los efectos abrasivos y de obstruccion.
Cuando suceden estos problemas las intervenciones que se deben realizar son
muy costosas y repetitivas por lo que se han disefiado diferentes técnicas para
controlar el flujo de arena a través del pozo, para saber que técnica es la
apropiada para usar se deben tener en cuenta los aspectos operacionales que
muestran las técnicas usadas en pozos cercanos con formaciones similares.

El arenamiento es la causa principal de una produccién excesiva de arenas, este
ocurre cuando la formacién se descompacta por grandes caidas de presion y
agotamiento que hacen que los granos de arenas que la componen se suelten y
los fluidos que se mueven a través de la formacion los arrastran. Los esfuerzos
que se derivan del material geoldgico de sobrecarga, las diferentes presiones en la
formacion y las fuerzas de arrastre de los fluidos que circulan a través de la roca
son los esfuerzos que causan la produccién de arena, otra causa de un aumento
en la produccion de arena es debido al flujo multifasico debido a la produccion de
agua o gas ya que estos arrastran mas cantidad de arena que el aceite. El agua
tiene la capacidad de arrastrar mayor cantidad de granos de arena debido a que
estos tienen preferencia a mojarse con agua por lo que en pozos con flujos
multifasicos se deben implementar técnicas que minimicen la produccion inevitable
de arena.

Las arenas producidas también se pueden acumular en la parte interna del pozo y
ocurre cuando el fluido no tiene la suficiente velocidad para transportarla por la
tuberia hacia arriba, esta arena va cayendo en el fondo del pozo y a medida que

31 Bellarby, Jhonatan. Sand Control. En: Well Completion Desing. Aberdeen, ELSEVIER, 2009. p.
129-233.
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va aumentando tapona el pozo disminuyendo asi el volumen de fluido que entra
(ver Figura 5), si se usan bombas de levantamiento artificial estas se pueden ver
muy afectadas ya que pueden quedar atascadas. Cuando las velocidades del
fluido son lo suficientemente altas para transportar grandes cantidades de arena a
superficie, los equipos responsables del tratamiento de los fluidos como los
separadores o tratadores térmicos se ven afectados por la acumulacion de arena
en el fondo y se les deben hacer tratamientos continuos para extraer esa arena,
por lo que se deben hacer paros seguidos en la produccién.

Figura 5. Efectos de la produccién de arenas
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Fuente: BELLARBY, Jhonatan. "Well Completion
Desing”. Developments In Petroleum Science. EL
SEVIER. 2009. p. 156. Modificada por autores.

El constante transporte de arena por las tuberias y equipos genera efectos
erosivos que causan dafios debido al desgaste del material que se encuentra en
contacto con estas, esto implica que los equipos sufren desgaste a medida que se
produce a través de ellos y llegan a un punto en donde presentan falla por lo que
se deben hacer cambios en estos equipos lo que genera paros en la produccion y
frecuentes trabajos de limpieza.

Como se puede apreciar la produccién de arenas se debe tener en cuenta en el
momento de la planificacién de un completamiento para que los componentes de
este no se vean afectados y por esta razon en los pozos del Blogue Cubiro se han
tomado medidas para minimizar la produccion de arena haciendo uso de
empaquetamientos con grava para asi proteger los equipos de levantamiento que
se implementen y los demas componentes y tuberias.
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2.2.1 Métodos para el control de la produccion de arena. Existen diversos
métodos que se utilizan para tener controlada la produccion de arena que van
desde el mantenimiento regular, la ejecucion de técnicas especiales o la
implementacion de completamientos como empaquetamientos con grava.

El mantenimiento en los pozos productores de arena consta de limpiezas
constantes en los equipos de superficie para tener controlada dicha produccién y
asi mantener la productividad en el pozo. Este método es para bajas cantidades
de arena y para pozos con caudales bajos que econOmicamente no sean
aplicables otros métodos mas complejos y costosos. Modificando la tasa de flujo
es otro método para mantener una produccién de arenas que no sea excesiva
dejando la tasa a niveles por debajo de la tasa de flujo critica, este método consta
de varios ensayos para determinar cudl es la tasa en que la produccion de arenas
es aceptable, pero por lo general esos valores suelen ser muy bajos lo que
representaria perdidas en la productividad si el pozo tiene un potencial de flujo
mayor.

Como lo muestra Vargas®? el método con mejores resultados y de mayor uso en el
mundo es el de empaquetamientos con grava el cual retiene la producciéon de
arenas Yy finos de la formacién y permite en paso del fluido a través de ella. La
grava se bombea mediante un fluido transportador el cual los conduce hasta el
yacimiento y esta queda bien apretada para que los granos de arena de mayor
diametro que la grava se acumulen y formen puentes que van de granos de arena
de mayor tamafio a los de menor, al estar la grava apretada no permite que se
reorganicen estos granos permitiendo tener una permeabilidad igual por un
periodo de tiempo, algunos granos de menor tamafio que la grava podran pasar
libremente con el fluido.

Actualmente las formaciones productoras del Bloque Cubiro presentan grandes
problemas de arenamiento ya que son formaciones de areniscas que no suelen
estar muy consolidadas y ademas existe una temprana produccion de agua en los
pozos lo que aumenta el problema. La empresa operadora ha decidido aplicar la
técnica de empaquetamientos con grava y otras técnicas especiales para los
pozos del Bloque ya que es una técnica facil de implementar y proporciona un
efectivo control.

32 VARGAS, Javier. Revision de los parametros del empaquetamiento con grava y planteamiento
de las alternativas para mejorar su eficiencia en los pozos del campo jazmin. Proyecto de grado
Ingeniero de petréleos. Bucaramanga. Universidad industrial de Santander. Facultad de
Fisicoquimicas. 2006. 132 p.
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2.2.2 Empaquetamiento con grava. El empaquetamiento con grava consiste en
una de las técnicas més efectivas y por lo tanto mayormente utilizadas para la
reduccion de produccion de arena en los pozos, se llena el espacio entre lel
revestimiento y la malla. Para determinar el mayor tamafio del grano de arena se
realizan estudios a muestras de nucleos obtenidas del formacion productora, en
donde se analiza una distribucion de los granos y el tamafio que mas se encuentre
presente en la muestra indica el mayor tamafio de arena. Saucier® indica que los
granos grava de control son diseflados unas 5 a 6 veces mayores que el grano de
arena que mas se encuentra en la distribucion. Los granos de grava son
transportados al fondo mediante un fluido teniendo en cuenta que debe ser
compatible tanto con la grava como con la formacion.

Las operaciones de empaquetamiento con grava se hacen después de las de
cafioneo, a manera de cased hole gravel pack colocando los granos de grava
dentro de los tuneles formados por el cafioneo y llenando el espacio anular entre
el revestimiento y la malla. La limpieza de los ripios resultantes de la perforacion,
las operaciones de cementacion y cafioneo debe ser efectuada con el mayor
grado de efectividad para que la permeabilidad del empaquetamiento con grava no
se vea afectada. Ver Figura 6.

Figura 6. Empaqgue con grava en pozo con revestimiento cementado y cafioneado
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Fuente: Bellarby, Jhonatan. "Well Completion Desing”. Developments In Petroleum Science.
ELSEVIER. 2009. p. 199. Modificada por autores.

3 SAUCIER, R. J. February 1, 1974. Considerations in Gravel Pack Design. Society of Petroleum
Engineers. SPE-4030-PA
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2.2.3 Tecnologia de conglomeracion de arenas o Potencial Z. Una técnica
especial para el control de arena y que ha sido implementada por la empresa
operadora es la de Tecnologia de conglomeracion de arenas®* es una solucién
quimica patentada que mejora drasticamente el control de arenas y la produccion
ademas de disminuir el corte de agua. Este proceso Unico en su clase incrementa
la atraccion entre particulas sin causar mucho dafio, atrapando las arenas y finos
de la formacién para maximizar la produccion libre de arenas e incrementar la
misma.

Se caracteriza por tener un rango de permeabilidad desde 1 hasta 10000 mD,
capacidad de alterar el potencial zeta de la superficie de los sélidos para facilitar
su conglomeracion, posee muy baja viscosidad para una aplicacion mas facil en
largos intervalos, es bombeable a través de tuberia de produccion, coiled tubing, o
linea de flujo, es posible mezclarlo con agua fresca, agua de mar y salmueras, sus
costos son relativamente bajos y es facil de aplicar.

Al agregar la solucidon acuosa, ésta atrapa rapidamente las particulas solidas
incluyendo Oxidos de metales, arenas, y finos de la formacién. Durante este
proceso, la tecnologia altera el potencial Z, o el potencial electrocinético entre la
superficie de una particula y la fase del liquido en suspensién.

Esta tecnologia ha tratado satisfactoriamente mas de 300 pozos. Después de la
aplicacion del tratamiento, la produccién libre de arenas se ve incrementada sin
dafios en la cara del pozo o el reservorio.

Entre sus aplicaciones estan los reservorios de arenas no consolidadas, el control
de arena remedial, en todos los tipos de pozos ya sean de aceite, gas y/o agua.
Como beneficios de esta tecnologia encontramos que maximiza el valor
incrementando la tasa de produccién libre de arena, ofrece una atraccibn mas
fuerte entre las particulas sin dafiar la permeabilidad de la formacién, mejora el
método de control de arena existente previniendo el taponamiento debido a
pequefias arenas y migracion de finos.

2.3 COMPLETAMIENTO INTERNO DEL POZO
EL completamiento interno de un pozo son los componentes y las tuberias que se

encargan de brindar un camino de flujo a superficie logrando mantener un control
de los fluidos que circulan por alli. Existen diferentes maneras de crear estos

8  SCHLUMBERGER. SandAid, Sand Conglomeration Technology [en linea].
<http://www.slb.com/~/media/Files/sand_control/product_sheets/sandaid-ps.pdf> [Citado en 7 de
mayo de 2016]
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caminos de flujo dependiendo de las necesidades presentes en cada pozo y que
han ido avanzando constantemente para cumplir satisfactoriamente la exigencia
de cada pozo. Los completamientos constan de diferentes componentes que son
las tuberias de produccion, los equipos adicionales para el completamiento
(nipples, camisas de circulacion, juntas de erosion y seguridad.), equipos
adicionales para la produccién (tapones, valvulas) y los empaques de aislamiento.

Los completamientos se pueden clasificar de diferentes formas pero aqui se van a
tratar en dos tipos, completamientos sencillos los cuales solo producen de una
formacion a la vez y completamientos multiples los cuales producen de dos o mas
formaciones a la vez

2.3.1 Completamientos sencillos. Estos tipos de completamientos son los que
no estan adecuados para producir de varias zonas productoras sin que estas se
mezclen, porque no cuentan con la configuracion de tuberias que permita tener
varios caminos aislados que conducen a superficie, pero cuentan con las
herramientas basicas para cumplir con la funcion de transportar los fluidos a
superficie.

Siguiendo el manual desarrollado por la Universidad de Heriot Watt* cuando se
ha implementado la técnica de completamiento para la cara del reservorio se
establece el camino de conexién de sus fluidos hasta la superficie, la manera mas
simple de hacerlo es dejar que los fluidos viajen a través del revestimiento (Figura
7a). Aungque sea simple y econOmica tiene varios problemas debido a que el
diametro del revestimiento es mas grande lo que tiene una mayor capacidad para
almacenar volumen y la velocidad de flujo sera mas lenta lo que ocasiona una
separacién de fases y a su vez una mayor caida de presion. Esta manera de
conectar el reservorio con la superficie no es muy usada porgue se necesita una
suficiente energia por parte del reservorio para elevar los fluidos.

Otra forma de crear comunicacion con superficie es poner una tuberia de
produccion en el medio de la del revestimiento y asi crear dos caminos uno anular
por la tuberia de revestimiento y uno por el centro del tubo de produccién. El
camino anular puede ser aislado con empaques o se puede dejar abierto para que
pasen fluidos por alli. Cuando no se aisla el anular los fluidos producidos pueden
vigjar a través de los dos caminos o un camino se puede utilizar para inyectar
agua o gas para ayudar a levantar el hidrocarburo del reservorio (Figura 7b). Este
método es util cuando se tiene una alta productividad en el pozo porque la caida
de presion se eleva debido a la separacion de fases que ocurre en el anular. En
algunos pozos los sedimentos que aporta la formacion se ubican en la parte

35 HERIOT WATT UNIVERSITY. Op. Cit., p. 9-11.
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superior del anular blogueando el paso de fluido y aumentando la presion dentro
del pozo para que los hidrocarburos viajen con mayor velocidad dentro de la
tuberia de produccion, en otros casos se deposita el gas del reservorio en el
anular e impide el paso del liquido por ese camino lo que aumenta la presion
dentro del pozo. En este ultimo caso el gas suele llenar todo el espacio a anular y
se empieza a producir en superficie.

El método mas usado es el de aislar el espacio anular por medio de empaques,
herramientas utilizadas para sellar el espacio anular por medio de la compresion o
la expansion, usualmente se ubican en el tope del reservorio y crean un
aislamiento total del anular por lo que aumenta la presion en el fondo del pozo y
minimiza la caida de presién en el sistema (Figura 7c). Los empaques pueden ser
removibles para abrir el anular cuando se desee o ser fijos (mas adelante se
explicaran en detalle). Para obtener un mayor aprovechamiento del potencial del
pozo esta técnica es la que mas beneficios trae y por ende la de uso en los pozos
del Bloque Cubiro.

Figura 7. Caminos para conectar el reservorio con la superficie

a) b) Tuberia de c) Tuberia de
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING. Production technology.
Manual of Heriot Watt University. 2005. p. 9. Modificada por autores.
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2.3.1.1 Componentes bésicos de una sarta de completamiento. Para definir los
componentes que se van a usar en el sistema de completamiento se debe tener
en cuenta que existen varios tipos que proporcionan diferentes funciones a la
sarta, unos pueden proporcionar seguridad y proteccion y otros mejora en el
rendimiento o en la flexibilidad. Hay que tener en cuenta que a medida que
aumentan los componentes el nivel de complejidad de la sarta también aumenta
por lo que para realizar un buen disefio se debe determinar la cantidad minima de
componentes que se requieren en un pozo y luego ir agregando componentes que
brinden mas beneficios a la sarta que lo que brindan en complejidad.

Los componentes mas basicos en el sistema de completamiento son los
empaques que permiten aislar el anular entre la tuberia de revestimiento y de
produccién para que los fluidos del reservorio tengan el menor contacto con la
tuberia de revestimiento y asi protegerla de la corrosién y de la presién hidraulica ,
las tuberias de produccién encargadas de llevar el flujo a superficie, las vélvulas
de seguridad que permiten cerrar el pozo a una profundidad determinada, los
nipples que permiten asentar dispositivos como vélvulas de fondo o tapones que
permiten parar la produccion cuando sea necesario sin afectar el completamiento,
Las valvulas superficiales del arbol de navidad que permiten cerrarlo en superficie.
Todos estos componentes son importantes para la integridad del completamiento,
teniendo en cuenta que se requieren de otros componentes adicionales. La
Figura 8 muestra una sarta de completamiento con los componentes que cumplen
las funciones mas basicas y mas adelante se da la descripcién de cada uno.

Figura 8. Componentes basicos de un sistema de completamiento
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING. Production
technology. Manual of Heriot Watt University. 2005. p. 12. Modificada por autores.

47



Aparte de cumplir con las funciones mas basicas existen diferentes componentes
para realizan otras tareas también importantes y que brindan mayor seguridad y
flexibilidad a la sarta de completamiento, como aislar tramos de la sarta de
tuberias a una profundidad determinada para realizar operaciones necesarias de
limpieza o reparaciones sin necesidad de sacar toda la sarta de completamiento.

Como se menciona en el manual de la universidad de Heriot Watt3® Las elevadas
presiones y temperaturas que se manejan dentro del pozo y los continuos cambios
en estas variables hacen que el acero de las tuberias se expanda o se contraiga
ocasionado dafios en los empaques o en el cabezal del pozo asi que se tienen
componentes que ayudan a minimizar los efectos de ese fendmeno. Se utilizan
diferentes componentes para conectar el espacio anular con la tuberia y lograr la
inyeccion de fluidos como por ejemplo inhibidores de corrosibn o para
levantamientos con inyeccion de gas que disminuyen la densidad del fluido dentro
de la tuberia, también se deben tener en cuenta las técnicas de levantamiento que
se requieran usar ya que las bombas y demas herramientas deben estar incluidas
en la sarta de completamiento. En el fondo del pozo se hacen constantemente
mediciones de la temperatura la presion o el flujo por lo que se instalan sensores
en la sarta que permiten cumplir esta funcion.

Todos los componentes que se utilicen en la sarta de completamiento deben ser
estudiados rigurosamente debido a los diferentes disefios que existen y que cada
uno proporciona distintos beneficios. Al incluir cada componente se debe tener en
cuenta que este brinde mayores beneficios en flexibilidad, seguridad y control que
lo que aporta en la complejidad de la sarta y que cumpla con el objetivo de
mantener la tuberia funcionando el mayor tiempo posible sin alguna reparacion o
servicio. A continuacion se explicaran los diferentes componentes que tiene un
sistema de completamiento sencillo:

» Cabezal de pozo/arbol de navidad: el cabezal de pozo proporciona
suspension a todas las tuberias y herramientas que se encuentran colgando en
el pozo, alli se instala el arbol de navidad que permite para controlar la inyeccion
y produccion en el pozo. El cabezal tiene acceso hidraulico a los anulares
formados por la tuberia de revestimiento y la formacion que es donde se
encuentra el cemento y al espacio anular formado entre el revestimiento y la
sarta de completamiento (tuberia de produccion).

3 |bid., p. 11-15.
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El arbol de navidad permite controlar los fluidos que son inyectados o
producidos dentro del pozo, este se instala cuando toda la sarta de tuberias ya
ha sido instalada. Tiene diferentes vélvulas una para los fluidos de inyeccion
otra para los de produccion, tiene valvulas para insertar herramientas de wireline
o “coil tubing” y valvulas para controlar el acceso hidraulico y mecanico al pozo.
Todas las vélvulas pueden ser manejadas manual o automaticamente. La
Figura 9 muestra el disefio de un cabezal de pozo y un arbol de navidad.

Figura 9. Componentes del cabezal de pozo y el arbol de navidad
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING.
Production technology. Manual of Heriot Watt University. 2005. p. 17.

» Tuberia de produccién: el peso de los componentes de la sarta de tuberias
causa grandes fuerzas de compresion que deben ser sostenidos por las tuberias
y las uniones entre ellas para asi brindar integridad, seguridad y confiabilidad
en las operaciones de produccion que se realizan a través del pozo. Al momento
de elegir el disefio de las tuberias se debe tener en cuenta las condiciones
mecdanicas e hidraulicas a las que van a estar sometidos en la operacion, el
ambiente en el cual van a ser operados, el tipo de fluidos y las presiones a las
gue estaran sometidas.

Al disefar la tuberia esta debe cumplir con diferentes especificaciones como

gue el diametro debe ser tal que proporciones una velocidad suficiente a los
fluidos, que reduzca las perdidas en presion que se originan cuando el diametro
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interno es muy grande y permite que ocurra una liberacién del gas, el didmetro
externo de la tuberia se especifica segun el espacio que se tenga en la tuberia
de revestimiento y el diametro interno se obtiene de acuerdo al espesor de
pared necesario para soportar las fuerzas de tension que dan el peso por unidad
de longitud (Ib/ft) de la tuberia, éste modifica la fuerza de tension que pueda
resistir y ayuda a soportar las presiones internas y externas a las que esta
sometida la tuberia sin que sufran fallo. La tuberia debe resistir las presiones
internas y externas a las que va a estar sometido sin que la tuberia sufra un
estallido que ocurre cuando las presiones internas superan a las externas o un
colapso que ocurre cuando las presiones externas superan a las internas.

Las uniones también deben ser especificadas en el disefio ya que estas
cumplen la funcién de proporcionar un sello dentro de la tuberia y a soportar las
fuerzas de tension en ella, estas uniones pueden ser integrales (Figura 10b) o
externas (Figura 10a), para las conexiones externas se necesita que los
extremos de las tuberias sean iguales “machos” y el interior de la pieza externa
que permite unir las tuberias tiene dos compartimientos con el extremo “hembra”
en donde encajan las tuberias, estos aumentan el tamafio del diametro de la
sarta y ayudan a sostener parte del esfuerzo, cuando las tuberias no necesitan
de piezas externas para juntarse, tienen en un extremo una conexién “macho” y
en el otro una “hembra” se encajan una con la otra. Las conexiones cumplen
con la funcién de servir como sello y la de transmitir los esfuerzos presentes a la
otra tuberia para asi formar un sistema integral.

“Existen dos tipos de conexiones aceptadas por el API, las NUE que poseen
roscas de 10 hilos de acero por pie y tienen una resistencia menor que la del
cuerpo del tubo y las EUE que tiene 8 hilos de acero por pie y tienen una
resistencia mayor que la del cuerpo del tubo™’. Cuando las conexiones son por
hilos de acero en la rosca los espacios entre los hilos deben ser llenados con
grasa para que transmitan la friccibn generada de una rosca a la otra. Otros
tipos de conexiones diferentes a los aceptados por el APl son denominados
conexiones Premium como la “Hy-Drill” (Figura 11) que son lisas y largas
creando un sello metal-metal, estas tienen un espacio amplio que no permite
crear sello con hilos de rosca. Para cada conexion utilizada en la sarta se deben
conocer los torques minimos y maximos y determinar el 6ptimo.

87 LEAL BORRADOR, Tulio. Manual de completacién. Schlumberger, 2003. p 3-6.
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Figura 10. Conexiones de tuberias
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF
PETROLEUM ENGINEERING. Production
technology. Manual of Heriot Watt University.
2005. p. 20.

Figura 11. Conexiones aceptadas por el APl y Hy-Drill
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Fuente: Leal Borrador, Tulio. Manual de completacién. Schlumber-
ger, 2003. p 3-7.
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Otro factor importante a tener en cuenta es que la tuberia debe resistir los
elementos corrosivos con los que se encuentre en contacto ya sea CO2 0 Hz2S,
cuando existe presencia de estos gases corrosivos se hacen uso de metalurgias
costosas que resistan esos ambientes y otros elementos que aceleren el tiempo
de fallo de la tuberia por la reduccion del espesor de la pared, los .tratamientos
con inhibidores de corrosion ayudan a minimizar el dafio por corrosion. Las
tuberias recomendadas por la Norma 5CT del API®8 son las siguientes: J-55, C-75,
C-95, L-80, N-80 y P-110 estos se identifican con un numero el cual representa el
minimo fuerza del reservorio que debe resistir y con una letra que es el proceso de
tratamiento del metal, los grados C reciben mayor tratamiento para aumentar su
dureza.

Un disefio completo de la tuberia tiene en cuenta los siguientes factores: longitud
de la tuberia, diametro externo, peso, grado, y tipo de conexion.

» Empaques: la principal funcion de los empaques es la de proporcionar un sello
entre el espacio anular y la tuberia de produccion, esta herramienta se coloca
en la parte profunda de la sarta de tuberias por encima de la zona productora,
los empaques protegen la tuberia de revestimiento y el cabezal de las altas
presiones y de los elementos corrosivos.

Los empaques se diseilan de acuerdo a las diferentes necesidades presentes
en el pozo, pueden ser empaques permanentes, recuperables, hidraulicos o
hidrostaticos, cuando hay completamientos de mudltiples tuberias se disefian
empaques con dos espacios 0 mas.

Los empaques constan de un elemento sellante que es el encargado de
expandirse y bloquear el paso de fluidos a través de €l, éste elemento debe ser
compatible con los fluidos con los que va a estar en contacto, también consta de
un cono y unas cufas los cuales son los que permiten que el empaque quede
incrustada en la tuberia de revestimiento, gracias a esto el empaque sirve para
soportar el peso de la sarta de tuberias, ver Figura 12 y 13.

Al aplicar una fuerza compresional las cufias ruedan por los conos y expanden
el elemento sellante que al estar sometido a condiciones de altas presiones y
temperaturas es mas maleable y crea un sello protector.

%8 |nstituto Americano del Petréleo. Especificacion para revestimiento y produccion. 5CT. 6 ed.
1999. 93 p.
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@ura 12. Empaque permanente
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM
ENGINEERING. Production technology. Manual of Heriot
Watt University. 2005. p. 22.

Cuando se desea recuperar el empaque hay que aplicar fuerzas de tension para
desanclarla, existen empaques permanentes en los cuales no funciona porque
el elemento sellante es dificil de despegar de las paredes de la tuberia y se
deben utilizar implementos para destruir el empaque, por eso en los empaques
recuperables se utilizan resortes dentro del elemento sellante que ayudan a
despegarlo y con las fuerzas de tension hacerlos colapsar. Después de haber
sido usada y retirada el empaque se debe cambiar por uno nuevo.

Existen diferentes mecanismos para accionar los empaques mediante la
expansion del material sellante, éstos pueden ser mecanicos mediante el giro de
la sarta de tuberias o mediante fuerzas de compresion o tension por el cual un
cono transfiere la energia del peso de la sarta para comprimir el material
sellante.

Otros mecanismos indicados por Tulio®® son mediante presioén hidraulica por el
gue se bombea agua por el interior de la sarta para que llegue al empaque y asi
este quede anclado, para asentar el empaque no se debe manipular
mecanicamente la tuberia y esta se debe cerrar en el fondo para no permitir

39 L EAL BORRADOR, Tulio. Manual de completacién. Schlumberger. 2003. p. 5-14.
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paso del agua, cuando se desee desanclar el empaque solo se debe levantar la
tuberia.

También se pueden accionar eléctricamente mediante un cable que es bajado
con el empaque y al pasar corriente por él acciona pequefios explosivos que
detonan y expanden el material sellante.

Figura 13. Empaque permanente corte transversal
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Fuente: CIED PDVSA. Completacién y Reacondicionamiento
de Pozos. 1997. p 4-13.

» Vélvulas sub-superficiales: se hace uso de valvulas dentro del pozo para
aislar el paso de fluidos por la tuberia a profundidades deseadas, esta funcion
sirve principalmente para cuando el arbol de navidad sufre alguna dificultad o
necesita ser retirado o se le realice mantenimiento, estas valvulas proveen
seguridad al pozo ya que se pueden cerrar y no permitir paso de fluidos a través
de él. Seglin el manual de la universidad de Heriot Watt*° las valvulas mas
usadas son las que funcionan por controladores en superficie que se encargan
de enviar la sefial por wireline o coiled tubing hacia la valvula para que esta se
accione. La Figura 14 muestra una valvula sub superficial que permite brindar
seguridad al pozo.

40 HERIOT WATT UNIVERSITY. Op. Cit., p. 26-27.
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Figura 14. Vélvula sub-superficial de seguridad
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Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEE-
RING. Production technology. Manual of Heriot Watt University.
2005. p. 27.

» Mangas o camisas deslizantes: estos dispositivos permiten la comunicacion
entre el anular y la tuberia de una manera mas efectiva que los mandriles, estos
constan de una seccion que tiene un agujero y se mueve para arriba o para
abajo para crear el camino de comunicacién como se ve en la Figura 15. La
seccién deslizante consta de elementos sellantes que cuando se mueven no
permiten el paso de fluidos. Estas se accionan desde la superficie cuando se
desea cambiar la posicion en la que se encuentran. Son utilizados en
completaciones de multiples zonas productoras para tener el control del flujo en
ellas.

» Nipple de asiento: es un dispositivo que permite alojar dentro de él tapones o
valvulas movibles (standing) éstos pueden tener integrado un perfil que no
permita el paso de la valvula y por ende sellarse o el perfil de asentamiento lo
puede tener la valvula y el nipple solo un camino para que se asiente y cree el
sello, ver Figura 16. Estos se usan para aislar el pozo en situaciones de
emergencia cerrando la comunicacion entre el anular y la tuberia, también para
activar los empaques hidraulicos o que necesiten de presién para activarse, alli
se pueden instalar sensores de temperatura y de presion.

» Equipos para levantamiento artificial: cuando se requiere implementar

levantamiento artificial para que le brinde energia extra al pozo y asi poder
levantar los fluidos hasta superficie con la presion necesaria se deben utilizar
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diferentes herramientas dentro del pozo que hacen parte de la sarta de
completamiento, el uso de mandriles o valvulas para inyectar agua o gas, el uso
de equipos de bombeo ya sea por el movimiento de varillas o de motores que
funcionen con electricidad, se deben tener en cuenta en cualquier disefio del
completamiento interior

Figura 15. Camisa deslizante

= =] Sliding (inner)
T Sleeve
] = Seals S
Circulation 0] f I __.._Poris on SSD body_;.. ;_Circulation
pennitied =1 M= m | prevented
|| B Seals - | ||
R Inner ports } |
a) Open b) Closed

Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING.
Production technology. Manual of Heriot Watt University. 2005. p. 29.

Figura 16. Nipple de asiento

'_'-_-"“a.___ .
. Selective Landing MNipple
_ Mandrel with correct profila
locked in place
| [
. Pressure Equalising
- Sub to allow retrievel
of mandrel
L I
l - Subsurface
-) - Flow Control
5 value
<G ]

Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING.
Production technology. Manual of Heriot Watt University.2005. p. 31.
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2.3.2. Completamientos multiples. Los completamientos multiples son los que se
instalan en pozos que atraviesan varias capas que almacenan hidrocarburos y que
tienen diferencias en las caracteristicas de los fluidos almacenados. Cuando la
permeabilidad vertical de las capas es grande y similar se diria que es un
yacimiento estratificado que depende de la extensién del flujo vertical pero con las
diferentes condiciones presentes en las capas, la permeabilidad vertical cambia y
se reduce a un valor que el flujo solo depende de la extension en direccidn
horizontal. Cuando las capas tienen bajas permeabilidades verticales se tratan
como reservorios separados.

Existen varias maneras de producir diferentes zonas de manera simultanea por un
pozo, pueden ser produciendo las mdltiples zonas por una misma sarta de
tuberias en la cual se combinen 0 una misma sarta que tenga herramientas
adicionales que permitan aislar las zonas y producirlas selectivamente sin que se
combinen, o con diferentes caminos de tuberias aislados que permitan tener el
control independiente de cada zona estos son combinaciones mas complejas de
dos completamientos sencillos.

A continuacién se describen las maneras de producir multiples zonas, basado en
lo dicho por la universidad de Heriot Watt*! y CIED PDVSA#?:

Co-mingled: en esta se producen las diferentes zonas por una misma sarta de
tuberias de manera mezclada lo cual aumenta la tasa de produccion al recibir flujo
de varias zonas y reduce la cantidad de pozos que deben ser perforados para
cumplir con el drenaje del reservorio. En algunas ocasiones la mezcla de
diferentes fluidos con distintas caracteristicas es un problema debido a los
componentes corrosivos y abrasivos que contengan, las diferentes propiedades
gue generan diferentes valores en los precios del mercado, cuando las presiones
de las capas varian mucho una con la otra la que tiene mayor presion puede tapar
a la que tiene menor presion, la inyeccion y estimulacion de fluidos no es efectiva
por lo que toca hacer uso de herramientas especiales para sellar de manera
temporal una zona. Ver Figura 17A.

Selectivamente: aqui se producen las distintas zonas por una misma sarta de
tuberias pero con dispositivos que no permiten la mezcla de los fluidos, se usan
empaques que aislan cada zona y por medio de camisas de circulacion se
pueden accionar para que se produzca la zona que se desea lo que permite tener
un control independiente de cada zona y el disefio no tiene mucha complejidad.
Esta forma de completar hace que se necesiten mas pozos perforados para

41 1bid., p. 32-36.
2 CIED PDVSA. Op. Cit., p. 1-9 a 1-11.
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cumplir con el drenaje efectivo del reservorio lo que aumenta considerablemente
los costos de inversion. Ver Figura 17B.

Caminos aislados: de esta manera se pueden producir las multiples zonas al
mismo tiempo por caminos separados sin que interfieran unas con las otras lo que
permite tener un control independiente de cada zona y realizar trabajos de
inyeccidén o estimulacion a una sola zona sin que las otras se vean afectadas.
Estas maneras de completar los pozos suelen ser mas costosas debido a su
aumento en la complejidad de la sarta de perforacion, también se reduce el
tamafo de los caminos lo que reduce la capacidad de flujo en el pozo. Figura
17C.

Figura 17. Formas de completar multiples zonas

A R C

Fuente: CIED PDVSA. Completacion y Reacondicionamiento de Pozos. 1997.p 1-10.
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2.3.2.1 Completamientos duales. Existen diversas formas para completar
especificamente dos zonas productoras diferentes en un mismo pozo, éstas
pueden ser con el uso de una sola sarta de tuberias en donde una zona se
produzca por dentro del tubo y la otra por el espacio anular entre el revestimiento y
la tuberia de produccion, por dentro de la tuberia las dos zonas aislandolas y
produciéndolas selectivamente o creando dos caminos diferentes para cada zona.
El completamiento aumenta su complejidad a medida que se le incorporan mas
herramientas a la sarta por lo que algunos componentes sufren fallos con el
tiempo, pero gracias a esos componentes extras se puede tener un control por
separado en cada una de las zonas productoras. El analisis de los beneficios que
proporciona el completamiento versus el costo del mantenimiento periddico que se
le debe hacer para evitar algun fallo son los que daran como resultado el tipo de
completamiento dual adecuado para cada pozo.

La manera mas sencilla de completar un pozo para que dos zonas productoras no
se mezclen es utilizando una sola sarta de tuberias y aislando una zona para que
fluya por dentro de la tuberias y la otra fluir4 por el espacio anular (ver Figura 18
izquierda). Esta forma de completar no es muy usada porque el fluido que va por
el anular ocasiona dafios en el revestimiento y en el cabezal de pozo por lo que es
mejor aislar las dos formaciones y producirlas por la misma tuberia pero de
manera selectiva (ver Figura 18 derecha), en éstos completamientos se utiliza
una camisa deslizante en la zona de arriba para permitir o bloquear el flujo y una
valvula en fondo que permite cerrar la zona mas profunda.

Figura 18. Flujo por la tuberia y por el anular y flujo selectivo

dezlizante

Fuente: HERIOT WATT INSTITUTE OF PETROLEUM ENGINEERING
Production technology. Manual of Heriot Watt University.2005. p. 31.
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Otra manera de producir dos zonas diferentes es llevandolas a superficie por
medio de dos sartas de tuberias diferentes lo que proporciona un mayor control de
cada una de las zonas por separado y facilita los trabajos de inyeccién o
estimulacion en una zona sin que la otra se vea afectada. Completar un pozo con
dos sartas de tuberias es muy complejo y se requiere del uso de herramientas
especiales para cumplir con las funciones de integridad y seguridad en el pozo. La
configuracion de tuberias puede ser diferentes ya sea poniendo las tuberias una
en paralela con la otra o una tuberia de menor didmetro dentro de una de mayor
diametro (concéntrica). A continuacion se muestran las configuraciones que
pueden tener los completamientos con dos sartas de tuberia.

> Completamiento con sartas paralelas: como lo muestra CIED PDVSA* es
un completamiento tipico utilizado para producir dos zonas de manera aislada
mediante dos tuberias de normalmente 2 7/8”, estas tuberias de encuentran en
paralelo dentro de un mismo pozo, hacen uso de un empaque sencillo que
normalmente es permanente para aislar la zona mas profunda que ira por la
tuberia mas larga y un empaque doble normalmente hidraulico convencional o
de asentamiento selectivo para aislar la zona superior. El cabezal de pozo para
estos tipos de completamiento permite sostener las dos tuberias y crear lineas
de produccion totalmente independientes.

Cualquiera de las dos zonas puede ser adaptada para producir por
levantamiento artificial y se pueden utilizar métodos para el control de arena. En
la Figura 19 se puede ver una configuracién de sartas paralelas.

Este tipo de completamiento dual esta limitado al tamafio de diametro de la
tuberia de revestimiento debido a que se deben introducir dos tuberias y
adicional debe permitir el ingreso de otras herramientas es por esto que para
pozos con revestimientos menores a 9 5/8” y la fase de la cara de reservorio
menor a 7”’ no sirve este tipo de completamiento, incluso con los tamafos antes
mencionados las tuberias quedarian muy pegadas con un espacio muy reducido
lo que ocasionaria problemas.

43 |bid,. p 1-9 a 1-11.
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Figura 19. Completamiento con sartas paralelas

Empaque
doble

AL
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Fuente: LEAL BORRADOR, Tulio. Manual de completacion. Sch-
lumberger. 2003. p 4-8. Modificada por autores.

e Arbol de navidad para sartas paralelas: “el cabezal dual paralelo adaptado
para las completaciones dual paralelas, fue disefiado para producir de dos
arenas al mismo tiempo bajo especificaciones APl norma 5CT, equipados con 2
valvulas master y dos valvulas wing, y dos valvulas suaveo, la presion de trabajo
de estos cabezales es de maximo 3000 psi, con salidas independientes por cada
linea de produccién mismos que se conectan al manifold de produccion4. Ver
Figura 20.

44 CASTRO, Roberto. Disefio del completamiento dual paralela para pozos con dos areniscas de
produccion, verticales y desviados. Tesis de Grado. UIS. 2009. p 24.
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Figura 20. Arbol de navidad para sartas paralelas

w

Fuente: GARCIA FRANCO, Lenin. Analisis técnico-econdmico de completaciones dobles y su
aplicacién en la cuenca amazénica del ecuador. Tesis de grado. Escuela Politécnica Nacional.
Facultad de ingenieria en geologia y petroleo. 2009. p 44.

e Empaque doble: este empaque sella la formacién superior y evita el paso de
fluidos por el anular, es de accion hidraulica y tiene los dos accesos para las
tuberias en paralelo. Figura 21.

Figura 21. Empaque doble para sartas paralelas

Fuente: LEAL BORRADOR, Tulio. Manual de
completacion. Schlumberger. 2003. p 5-13.

e Empaque sencillo: es el empaque que se coloca entre las dos formaciones por
debajo de las ultimas perforaciones del intervalo superior a una distancia tal que
permita instalar los otros componentes que van por debajo del empaque, este
empaque tiene la funcion de evitar la mezcla de fluidos de las dos zonas y
también permite la compactacion del empaque con grava si es necesario.
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Los completamientos duales con sartas paralelas han sido corridos con equipos
para levantamiento artificial, en la actualidad hay pozos que producen con dos
bombas electro-sumergibles (BES) una para cada tuberia, mandriles que
inyectan gas también se han utilizado en una de las tuberias. A continuacion se
muestran algunos ensamblajes que han sido utilizados en las sartas paralelas.

» Completamiento dual con sartas paralelas y dos bombas de BES: los
completamientos duales con sartas paralelas pueden tener dos diferentes

configuraciones para instalar las bombas BES en cada una de las tuberias de
produccion..

Figura 22. Completamiento con sartas paralelas y bombas BES

- A N

Fuente: GARCIA FRANCO, Lenin. Analisis técnico-econémico de comple-
taciones dobles y su aplicacion en la cuenca amazénica del ecuador. Tesis
de grado. Escuela Politécnica Nacional. Facultad de ingenieria en geologia
y petréleo. 2009. p 70-71.
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Si el volumen de fluidos producidos por la formacién mas profunda alcanza un
nivel por encima de los perforados y del empaque la bomba electro-sumergible
se coloca por encima del empaque sencillo y se cierra herméticamente por
medio de una capsula para aislarla de los fluidos de la formacibn menos
profunda (Figura 22a). Cuando el nivel de los fluidos no alcanza la suficiente
altura, la bomba se debe poner frente a los perforados para garantizar la
sumergencia en el fluido esta ira debajo del empaque (Figura 22b). La bomba
para la zona superior ira en el extremo de la tuberia de produccion méas corta.
Esta configuracion evita el uso del empaque doble debido a que los fluidos ya no
tienen la suficiente fuerza para subir a superficie ni con ayuda del empaque por
lo que garantizando que dicho nivel de fluidos cubra la bomba superior ya los
fluidos seguiran el camino aguas arriba de la bomba.

» Completamiento dual de sartas paralelas con mandriles Gas lift: en este
completamiento se colocan mandriles para la inyeccion de gas en el fluido para
asi ayudarlos a subir, es importante que el mismo pozo brinde el gas de
inyeccion o que pasen gasoductos cercanos a la zona de los que se pueda
adquirir el gas, como se ve en la Figura 23 esta configuracién si utiliza el
empaque dual para garantizar que el gas se incorpore en el aceite y no se
escape por el anular hacia superficie.
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Figura 23. Sartas paralelas con gas lift

Véivula Seguridad (SC)
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Zorritos Disc )

Zona M (o#l)

Packer 77, 29 Ib/ft

:= Zona IV (oil)

Liner 77, 29 Ib/ft

Fuente: DELRIO S.A.

» Completamiento dual de sartas paralelas con Gas Lift y BES: este
completamiento consiste en utilizar una BES para la zona mas profunda
ubicandola y los mandriles de Gas Lift para inyectar en la zona menos profunda,
el empaque dual es necesario como en la configuracion anterior y la BES podra
estar ubicada debajo del empaque o encapsulada por encima. Ver Figura 24.
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Figura 24. Sartas paralelas con gas lift y BES
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Fuente: DELRIO S.A.

Més adelante se explicardn con un poco mas de detalle los componentes que se
usan para la adaptacion de las BES en los completamientos duales.

» Completamiento dual con sarta concéntrica: esta configuracion consta de
dos tuberias una de menor didmetro comunmente 2 7/8” que pasa por el medio
de la otra tuberia que es normalmente de 5 2" creando un micro espacio anular
entre ellas, hace uso de un empaque ubicado por debajo de las ultimas
perforaciones de la zona superior el cual tiene por debajo la tuberia de menor
diametro donde se conducira el fluido de la zona més profunda, por encima del
empaque se encuentra el camino que conduce por la tuberia de mayor diametro
en donde se produce la zona menos profunda, ver Figura 25. Este
completamiento se puede usar comodamente en tuberias con revestimiento de
9 5/8” o 7”. Aunque este tipo de completamiento presente mayor complejidad
debido a los componentes que posee y a las operaciones de adecuamiento, ha
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sido de gran aceptacion para producir dos zonas independientemente en pozos
donde las sartas paralelas no sirven porque proporcionan las formas mas
econdmicas de producir dos zonas separadamente.

Figura 25. Completamiento con sarta concéntrica

Fuente: DELRIO S.A.

Algunos de los componentes que se utilizan en los completamientos con tuberia
conceéntrica son:

e Arbol de navidad y cabezal dual: el cabezal dual para la tuberia concéntrica
consta de dos secciones en donde la mas baja sostiene la tuberia de 5 2" y la
seccidbn mas alta sostiene la tuberia de 2 7/8” saliendo por lineas de flujo
independientes. La Figura 26 muestra un disefio del cabezal y arbol de navidad
dual.
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Figura 26. Arbol de navidad/ cabezal dual concéntrico

Fuente: GARCIA, Lenin. Andlisis técnico-econémico de completaciones
dobles y su aplicacién en la cuenca amazénica del ecuador. Tesis de grado.
Escuela Politécnica Nacional. Facultad de ingenieria en geologia y petréleo.
2009. p 43. Modificada por autores.

Con esta configuracion de tuberias el uso de levantamientos artificiales se hace
limitado por el poco espacio que hay para su instalacion, en la tuberia de mayor
diametro no se pueden instalar componentes dentro de ésta porque su espacio
estd ocupado por la otra tuberia dejando solo un espacio microanular y en la
tuberia de menor diametro como tiene un tamafo reducido limita el espacio
disponible para implementar el levantamiento. Sistemas de levantamientos
artificiales que utilicen varillas dentro de la tuberia dificilmente se podran integrar a
las tuberias concéntricas.

Los sistemas de Bombeo Electro Sumergible han sido los mayormente utilizados
en las sartas concéntricas debido a que sus necesidades de espacio en fondo son
reducidas ya que solo se debe instalar la Bomba, el motor, los sellos y otros
componentes haciendo que su tamafo no supere los 40 ft. Actualmente existen
varios componentes disponibles para la adaptacion de dichas bombas como
capsulas para cubrir la bomba, sistemas de bypass que conectan las dos tuberias
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y la bomba. Ademés se han utilizado con éxito diferentes configuraciones en el
ensamblaje de fondo donde al igual que en las sartas paralelas dependen del nivel
que alcancen los fluidos.

Otros sistemas de levantamientos como el de inyeccion de gas han dado resultado
cuando las condiciones son apropiadas para su instalacion.

A continuacion se muestran algunos ejemplos de las configuraciones del
completamiento concéntrico junto a sistemas de levantamiento artificial.

» Completamiento dual concéntrico con dos BES: los completamientos duales
conceéntricos con sistemas de bombeo electro-sumergible han tenido un gran
desarrollo en el disefio para adaptar los sistemas BES y asi permitir que cada
fluido de las diferentes formaciones sea tratado de manera independiente, como
en la tuberia de mayor diametro no se pueden instalar por dentro, se necesita un
sistema de bypass que permite conectar la salida de la bomba electro
sumergible superior, con el espacio por el que circulara ese fluido, el sistema de
bypass tiene piezas que ayudan a sostener el peso de la bombas y sostiene
parte de la tuberia de menor diametro. Para la bomba inferior existen capsulas
ubicadas por encima del empaque y no permitir que se mezclen los fluidos en la
entrada de ésta. El completamiento con dos BES tiene dos diferentes
configuraciones para la bomba inferior, ya sea dentro de una capsula o debajo
del empaque permanente. Si el nivel de los fluidos permite poner la bomba por
encima del empaque dentro de una capsula llenandola totalmente de fluidos
para que la bomba siempre este en sumergencia, es el disefio que se prefiere
debido a que cuando al momento de hacer mantenimiento al equipo inferior no
se debe dafar el empaque permanente si no que se puede poner una junta de
seguridad que permita separar el completamiento por encima del empaque. Por
la anterior razén se explicara mas a fondo la configuracion de dos BES con
encapsulamiento teniendo en cuenta que la otra configuracion el
completamiento del equipo superior es el mismo y el del equipo inferior se
instala primera que el empaque permanente que separa las dos formaciones. La
Figura 27 muestra la configuracion de fondo para un completamiento con dos
BES.
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Figura 27. Componentes de fondo para tuberias concéntricas con dos BES

Localizador
con sellos

Fuente: RMSPUMPTOOLS. Dual Concentric Multiple Zone. [Citado el 12 de septiembre de
2015]. http://www.rmspumptools.com/ productdownloads/Dual%20Concentric%20Multiple
%20Zone.pdf. Modificada por autores.

A continuacion se muestran los componentes de una sarta concéntrica con
capsula para la bomba en su orden de instalacién segin como lo muestra Ruiz*.

e Ensamblaje del empaque: primero se asienta el empaque y unas cortas
tuberias con un niple de asentamiento para poner una valvula alli, por encima del
empaque hay una seccion pulida para permitir el acople de un localizador con
sellos. Figura 28.

4RUIZ JUMBO, Carlos. Produccion simultanea de petréleo de dos arenas diferentes mediante
completaciones dobles concéntricas en el Bloque 15. Tesis de grado. Escuela Politécnica Nacional.
Escuela de ingenieria en petréleo, 2007. P. 14-27.
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Figura 28. Ensamblaje del empaque

Fuente: RUIZ JUMBO, Carlos. Produccién simultanea de petréleo de dos
arenas diferentes mediante completaciones dobles concéntricas en el Blo-
que 15. Tesis de grado. Escuela Politécnica Nacional. Escuela de ingenie-
ria en petréleo. 2007. p 16. Modificada por autores.

e Ensamblaje de localizador con sellos: este consta de unidades de sello y se
aloja dentro del empaque para aislarlo de la tuberia de produccién esto con el fin
de que los fluidos de la zona inferior se dirijan hacia la capsula. Este ensamblaje
se compone de una pata de mula o guia de reentrada lo cual facilita la entrada a
la seccion pulida por encima del empaque, las unidades de sello y un pequefio
tubo que ayuda a aliviar los cambios del tamafio de la tuberia por los efectos de
la temperatura. Un nipple de asentamiento que aloja una valvula también son
ubicados alli. Figura 29.

71



Figura 29. Localizador con sellos
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Fuente: RUIZ JUMBO, Carlos. Produccién simultdnea de petréleo de dos
arenas diferentes mediante completaciones dobles concéntricas en el Blo-
que 15. Tesis de grado. Escuela Politécnica Nacional. Escuela de ingenieria
en petréleo. 2007. p 17. Modificada por autores.

e Junta de Erosién o Blass Joint y Junta de Seguridad o Shear Sub: las juntas
de erosion son usadas frecuentemente en tramos donde la tuberia debe estar
expuesta al flujo directo de fluidos ya sea porque esta frente a los perforados o
en la descarga de algun sistema de levantamiento artificial donde la velocidad
alli aumenta y genera mayor desgaste, éstas juntas tienen un espesor de pared
mayor que las tuberias convencionales por lo que resiste mas ese desgaste. Las
juntas de seguridad son componentes que se rompen cuando se aplica una
fuerza de tension mayor a un valor determinado lo que permite dejar libre ese
extremo de la tuberia y en las operaciones donde se necesite sacar la sarta para
un reacondicionamiento o un cambio en el cual no sea necesario sacar el
ensamblaje de fondo.
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Figura 30. Capsula para BES

Colgador

Tuberia de
encapsulamiento
Intake
BES

Fuente: RMSPUMPTOOLS. Can Hanger. [Citado
el 12 de septiembre de 2015]. http://www.rmspum-
ptools.com/product-downloads/CAN%20Hanger%
20N.pdf. Modificada por autores.

e Sistema de encapsulado: este sistema contiene la bomba BES inferior y evita
gue los fluidos de la zona superior no entren a través de ésta, la capsula consta
de la tuberia donde se alojan los componentes de la bomba, las juntas de
seguridad necesarias y un colgador que soporta el peso de ésta y de los demas
componentes que se encuentran por debajo, este es fabricado con una aleacion
muy resistente y tiene elementos para asegurar la hermeticidad en el sistema
evitando fugas. Ver Figura 30.

e Sistema bypass: este sistema esta disefiado para poder acceder e intervenir la
bomba electro sumergible superior sin necesidad de sacar el completamiento. En
el sistema de bypass se encuentra el soporte de la bomba que ayuda a
sostenerla, la tuberia de bypass y el ensamblaje de la Y-Too I. Ver Figura 31.
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Figura 31. Sistema bypass
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Fuente: RMSPUMPTOOLS. ESP Bypass System Layout. [Citado
el 12 de septiembre de 2015]. http://www.rmspumptools.com/pro-
duct- downloads/ESP%20Bypass%20Layout.pdf. Modificada por
autores.

o Soporte de bomba o pump suport: este soporte hace parte de la tuberia del
sistema de bypass y alli se conecta la base del motor de la bomba ESP (Figura
32). La funcién principal de este bloque es el de crear una plataforma para
levantar la bomba mientras se instala este ensamblaje y asi evitar que se
generen dafios en los equipos o0 en el cable debido al arrastre de la tuberia.
También sirve para transferir las fuerzas compresionales que se dan debido al
peso y para que no afecten al BES. Para las fuerzas tensionales que se dan
debido a los componentes pesados que cuelgan bajo ella o debido a alzar la
tuberia este soporte se encarga de que la tuberia del bypass sea la encargada
de recibir todo el esfuerzo sin que se afecte la bomba.
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Figura 32. Soporte para BES

Fuente: RMSPUMPTOOLS. ESP Bypass System
Layout. [Citado el 12 de septiembre de 2015].
http://www.rmspumptools.com/product-downloads/
ESP%20Bypass%20Layout.pdf.

o Tuberia de by pass: aparte de que permite la intervenciéon en la bomba sin
sacar el ensamble de fondo ésta tuberia también cumple con la funcion de
permitir el paso de fluidos a través de ella y de la tuberia de produccion de
menor diametro. Esta tuberia soporta las fuerzas tensionales del peso de la
bomba inferior y la presion de la descarga de fluidos de ésta. Tiene un estandar
de 2 7/8” para tuberias con revestimiento de 9 5/8” y de 2 3/8” para tuberias de
revestimiento de 7.

e Ensamblaje de la herramienta en Y (Y-Tool): esta herramienta divide la sarta
en dos brazos uno por el cual cuelga la bomba superior y el otro por el cual
pasan los fluidos de la zona inferior y se dirigen aguas arriba por medio de la
sarta de menor didmetro. Este ensamblaje consta de varios componentes que
ayudan la instalacién. Ver Figura 33.
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Figura 33. Ensamblaje Y tool
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Fuente: RUIZ JUMBO, Carlos. Produccion simultdnea
de petréleo de dos arenas diferentes mediante comple-
taciones dobles concéntricas en el Bloque 15. Tesis de
grado. Escuela Politécnica Nacional. Escuela de ingenie-
ria en petréleo. 2007. p 24.

o Tuberia de manipulacién: es una tuberia entre 6 y 12 pies que ayuda a facilitar
la manipulacién del ensamblaje en Y, en la parte superior hay un niple de
asentamiento con la valvula y la tuberia de produccion de mayor diametro.

o La Y-Tool o bloque en Y: es la herramienta que divide la sarta en dos brazos,
uno para entrada de la bomba superior y el otro brazo por el que se crea el
camino que conduce los fluidos de la zona inferior, que vienen desde el
ensamblaje de fondo a través de la tuberia concéntrica. Ver Figura 34.

o Tuberia de bombeo (Pump Sub): en esta tuberia se conecta la bomba superior
y sirve para aliviar la descarga de los fluidos de ésta al bloque Y.
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Figura 34. Blogue en Y

Fuente: RMSPUMPTOOLS. Y-Chek. [Citado el 12 de septiembre de 2015].
http://www.rmspumptools.com/ product-downloads/Y-Check.pdf

o Unién Ajustable y Mecanismo TelescoOpico de Tuberia Giratoria: la uniéon
ajustable permite hacer pequefios ajustes en la longitud de la sarta de tuberias
mediante el accionamiento de un mandril que se mueve hacia adentro o hacia
afuera para cambiar la longitud del ensamblaje, el mecanismo giratorio sirve para
girar la tuberia hasta 360°. Este mecanismo es utilizado para hacer el
espaciamiento adecuado que permita conectar el ensamblaje de herramienta en
‘Y’ con la tuberia Bypass.

» Completamiento dual concéntrico con Gas lift y BES: esta configuracion
hace uso de mandriles para inyectar gas los cuales se instalaran en la tuberia
de mayor didmetro por donde se producira la formacién menos profunda, esta
configuracion puede ser usada cuando hay presencia de gas en las formaciones
productoras. Ver Figura 35.
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Figura 35. Completamiento concéntrico con Gas lift y BES
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3. SELECCION DEL POZO Y DEL LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

Los completamientos duales sirven para producir de dos formaciones
simultdneamente sin que los fluidos de estas se mezclen, por lo anterior la
caracteristica principal de un pozo que sea candidato para utilizar en él un
completamiento dual es porque se tiene presencia de dos intervalos con
acumulacion de hidrocarburos y con caracteristicas diferentes por lo que se
desean producir por separado. Debido a su complejidad estos completamientos
tienen limitantes de espacio, inclinacién, cantidad de produccion y otros que
determinan si el completamiento se puede instalar alli.

Como se dijo con anterioridad los pozos en el Bloque Cubiro experimentan una
caida de presion alta en pocos meses por lo que se requiere tener en cuenta el
sistema de levantamiento artificial optimo para brindarle la energia al pozo para
llevar los fluidos a superficie al caudal deseado. Los sistemas de levantamiento
tienen varias limitantes ya sea por espacio, por profundidad, por caudal, por las
necesidades en superficie y otras que se verdn mas adelante las cuales van a
determinar cual serd el sistema de levantamiento ideal para el pozo tipo escogido
en el Boque Cubiro.

3.1 SELECCION DEL POZO TIPO

A continuacion se determinaran los requisitos que debe tener el pozo para que en
él se pueda instalar un completamiento dual.

3.1.1 Generalidades de los pozos del Bloque Cubiro. Los pozos del Bloque
Cubiro tienen una profundidad aproximada de 5700 ft, los diametros de éstos son
en su mayoria de 7’y 9 5/8” en la tuberia de revestimiento que va hasta el fondo,
por lo que es posible implementar en éstos un sistema de completamiento dual,
aunque hay que tener en cuenta que en los pozos de 7” el completamiento con
sartas paralelas no se puede colocar porque la tuberia de produccion de menor
diametro disponible comercialmente es de 2 3/8” por lo que no es posible realizar
una corrida con esta configuracion alli, en cambio en un completamiento
concéntrico si se puede instalar aunque solo con tuberias de 2 3/8” y 2 7/8”. En
los pozos de 9 5/8” cualquiera de los dos completamientos se puede instalar
teniendo en cuenta las restricciones de tamafo.

Debido a la alta produccién de arena en las dos formaciones productoras, la
empresa operadora seleccion6 un empaguetamiento con grava para controlarla,
pero para C5 adicionalmente se decidid realizar un tratamiento quimico a la matriz
con el fin de evitar que los granos de arena mas pequefios que no son atrapados
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por el empaquetamiento llegue al equipo de levantamiento artificial que se
seleccione.

El empuje en el Bloque se da por un acuifero activo por lo cual es necesario tener
en cuenta la produccién de agua debido a experiencias desfavorables que se han
presentado anteriormente en donde los pozos terminan produciendo un 100% de
agua, Este problema se mitiga con una buenas practicas de cementacion y
cafioneo.

En el Bloque Cubiro se obtiene producciéon de los miembros impares de la
Formacion Carbonera, especificamente de C5 y C7, aunque también es posible
extraer hidrocarburos de C3, ésta usualmente se deja cerrada para ser explotada
posteriormente. Aqui solo se tendran en cuenta los miembros C5 y C7 que se
encuentran a una profundidad promedio de 5500 ft y 5600 ft respectivamente. El
acuifero se ubica por debajo y muy cercano a la Unidad C7 de la Formacién
Carbonera, razén por la cual el corte de agua en ésta es mayor que en C5.

En cuanto la presion a la que se encuentra el yacimiento que en promedio esta
entre 2100 psia y 2200 psia para C5 y C7 respectivamente, estan por encima de la
presion del punto de burbuja que con las pruebas PVT realizadas en otros pozos
del Bloque no supera los 100 psig, en estas unidades de flujo no se ha encontrado
presencia de gas por lo que el GOR (relacion gas-aceite) tiene un valor de 80
scf/stb que cae rapidamente a valores mas bajos después de un tiempo de
produccién, el factor volumétrico se encuentra cercano a 1 bbl/stb debido a que el
fluido pierde poco volumen por el gas que se desprende. El aceite que se ha
encontrado en estas unidades es uno liviano mayor a los 35°API. En las dos
unidades se han encontrado cantidades considerables de agua debido a un
acuifero activo que actia como mecanismo de produccion junto a la expansion de
roca y fluidos.

3.1.2 Descripcién del pozo tipo. El pozo tipo que se necesitara para implementar
un completamiento dual se rige basicamente por las siguientes limitantes:

El tipo de pozo: es posible instalar un completamiento dual tanto en pozos
verticales o ligeramente desviados, siempre y cuando la instalacion del equipo no
se vea afectada por el angulo de desviacion, el cual debe ser menor a 45°.

Dog leg: debe ser menor de 8°/100ft debido a que algunos componentes
complejos del ensamblaje se podrian afectar por la desviacion.
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Didmetro de revestimiento: es necesario que tenga como minimo 9 5/8” de
diametro, esto con el fin de tener la posibilidad de instalar cualquiera de los dos
tipos de completamientos duales debido a que como se mencioné anteriormente
en los pozos con revestimiento de 7” las sartas paralelas son mas complicadas de
instalar.

Separacion entre arenas: la separacion minima que deben tener las arenas debe
ser mayor a 100 pies esto con el fin de tener espacio para la instalacion del
ensamblaje del empaque que evite la mezcla de fluidos.

La producciéon de gas no sera un problema debido a la baja presencia de éste en
el Bloque.

Segun estas limitantes y las condiciones descritas para poder implementar un
completamiento dual la empresa de apoyo ha brindado el siguiente pozo ubicado
en el poligono c¢ del Bloque Cubiro y alli realizar el disefio del completamiento, Ver

Figura 36.
Figura 36. Pozo A.
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Fuente: DELRIO S.A.
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En la Tabla 1 se encuentran las caracteristicas de la perforacion del Pozo Ay de
las tuberias de revestimiento.

Tabla 1. Caracteristicas del Pozo A

Caracteristicas del Revestimiento Revestimiento de
Pozo A superior fondo
Tope 0 ft Tope 0 ft Tope 0 ft
MD 5650 ft Base 592 ft Base 5650 ft
TVD 5359 ft | Grado K 55 Grado N 80
KICK OFF 1196 ft Peso 545 #/ft Peso 43.5 #/ft
Inclinacion| 20.79° oD 13 3/8" oD 9 5/8"
Dog-Leg | 0.3°/100 ft ID 12.615" ID 8.755"

Fuente: DELRIO S.A.

En la Tabla 2 se muestran las caracteristicas de los fluidos de las formaciones C5
y C7 atravesadas en el Pozo A

Tabla 2. Caracteristicas de formacion y fluidos del Pozo A

Caracteristica; de formaciony c5 c7
fluidos
Presiéon de yacimiento 2100 psi 2250 psi
Punto de Burbuja 92 psi 98 psi
Temperatura 185 °F 185 °F
Profundidad Media perforados 5511 ft 5631 ft
Espesor neto 1751t 14 ft
Bo 1.062 by/stb | 1.065 by/stb
Rsi 18 scf/stb 13 scf/stb
°API 37 39.5
Ho@Pb lcp 1.008 cp
GOR 80 scf/stb 80 scf/stb
Corte de agua 15% 70%
Salinidad de agua 300 ppm 450 ppm

Fuente: DELRIO S.A.

Las pruebas de produccién realizadas por la operadora indican que el pozo tiene
un indice de Productividad (IP) de 1.2 bbl/d/psia para C5 y de 4.5 bbl/d/psia para
C7, obteniendo una tasa de produccion estimada con valores de 790 BPD a 1000
BPD para C5 y una produccion estimada de 1600 BPD a 2000 BPD para C7. En
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vista de lo anterior es necesario determinar el SLA 6ptimo del Pozo A para lograr
obtener produccion a niveles rentables.

Una vez determinadas las caracteristicas presentes en el pozo tipo, seleccionado
para realizar en €l la evaluacién del completamiento apropiado, se debe empezar
indicando cual sistema de levantamiento artificial es el que mejor se adecue a las
condiciones y con el que se le brindara energia al pozo.

3.2 SELECCION DEL SISTEMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL

Para la seleccion del sistema de levantamiento que mas se adecue a las
caracteristicas del Pozo A se necesita evaluar todas las condiciones de
instalacién, operacion y mantenimiento a las que va estar sujeto, debido a que los
diferentes SLA se han disefiado para soportar ambientes de operacion distintos.
Muchas veces son varios los SLA que se pueden aplicar para un mismo pozo o
grupo de pozos, por lo que determinar cuél es el sistema 6ptimo es de gran
importancia para sacar el maximo provecho de éste, en algunas ocasiones un
sistema se adapta perfectamente a las condiciones que se presentan en el pozo,
pero el transporte de sus componentes al lugar es tan complicado que se deben
llevar por vias aéreas, a veces resulta que la energia con la que funciona es dificil
y/o costosa de conseguir, por lo que se busca otro sistema de levantamiento que
sea mas compatible tanto con las condiciones del pozo como las de superficie.

Lograr encontrar el sistema de levantamiento mas compatible para una zona ha
sido una tarea que ha venido avanzando a tal punto que se tienen metodologias o
programas que sirven como apoyo. En general, como funcionan dichas
metodologias y programas para poder determinar de manera 6ptima cual es el
SLA para un pozo o grupo de pozos es evaluando cuantitativamente cada una de
las caracteristicas del pozo, del yacimiento, de los fluidos producidos y las
condiciones en superficie con la compatibilidad de cada uno de los SLA.

Para lograr evaluar la compatibilidad de cada uno de los SLA se hace necesario
contar con la informacion de los equipos donde especifigue el tamafio y las
condiciones criticas a las que pueda operar, ademas de las experiencias que se
han tenido en la implementacion.

Por lo anterior es atil contar con programas o fuentes que ayuden a determinar de

la mejor manera el SLA apropiado. En este proyecto se usard como guia la
metodologia realizada en el proyecto que lleva por nombre “Evaluacién técnica de
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las estrategias de levantamiento artificial implementadas en campos maduros.
Disefio de una herramienta software de seleccion”®,

3.2.1 Criterios de seleccion. Los criterios que se utilizaron para la seleccion son
aquellas caracteristicas del pozo y el yacimiento que ya estan establecidas
naturalmente, por lo que no se pueden cambiar y que presentan limitantes para la
aplicacion de los diferentes SLA.

Los criterios que tienen mayor impacto y los que mas afectan en la decision de la
seleccidon son los propios del reservorio, los que no se pueden modificar y a los
gue debe adaptarse el SLA, como el caudal, la profundidad, el BSW, el GOR.

Otros criterios también importantes pero con un poco menos de impacto son los
que afectan el desempefio del sistema como el diametro del revestimiento, la
presion en fondo, la temperatura, el tipo de recobro, la viscosidad del fluido, la
produccién de arena, los contaminantes presentes y la localizacion del pozo.

El dltimo criterio es importante para tener confianza en que el sistema se pueda
instalar correctamente y no se encuentren dificultades al momento de la
adaptacién, aunque presenten un menor impacto que los anteriores. La inclinacion
o el dog-leg, el tipo de completamiento, presencia de fluidos corrosivos,
tratamientos que se apliquen, disponibilidad de energia para la operacion y del
espacio son los ultimos criterios.

Los criterios pueden cambiar de nivel de impacto unos con otros dependiendo el
tipo del SLA que se evalue.

Es asi como las caracteristicas del yacimiento, del pozo, de los fluidos de
produccion y de la superficie se alojan en tres grupos de criterios que tendran un
porcentaje de influencia determinado en el proyecto guia antes referenciado.
Estos porcentajes fueron determinados por el nivel de impacto con la que uno de
los criterios era tomado en cuenta para la seleccion del sistema y la frecuencia con
la que esto sucedia, para asi obtener el valor de impacto y relevancia de cada
criterio. Los criterios fueron llamados clase 1, clase 2 y clase 3 segun el de mas
impacto al de menos y se determinaron valores de 42%, 40.5% y 17.5%
consecuentemente.

46 TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrategias de levantamiento
artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de seleccion.
Trabajo de grado para Ingeniero de Petrdleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145.
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3.2.2 Metodologia de seleccion. La metodologia que se va a seguir para obtener
el sistema de levantamiento mas adecuado es la de evaluar los criterios con cada
uno de los screening* encontrados en el proyecto guia®’, los cuales son tablas que
muestran el desempefio de operacion del equipo segun cada criterio para los
diferentes SLA y asi obtener un puntaje que permita compararlos.

A continuacién se mostrara un ejemplo del screening obtenido del proyecto antes
mencionado para el equipo de BES Ver Tabla 3, para ver los screening de otros

sistemas de levantamiento convencionales (BM, BH, Gas lift, PCP) Ver Anexo A.

Tabla 3. Rangos de aplicabilidad de los diferentes criterios (Screening) para BES

Rangos Bombeo Electrosumergible
Criterios No o .
. Limitado | Aceptable Bueno Excelente Optimo
aplicable
NUmero de 1 >1
pozos
Tasa de <100y 100 a 201 a 300y | 301 a1000 | 1001 a 10000 10001 a
produccién >60000 200 50001a | y3000la | y20001a 20000
60000 50000 30000
Profundidad del 12501 a 10001 a 7501 a
Sz >15000 15000 12000 10000 5001 a 7500 | 1 a5000
Diametro de
revestimiento 2 3/8 41/2 51/2 7 >7
Inclinacion del >80 71a80 41a70 11 a 40 0a10
pozo
Severidad del
dogleg >10 4al0 Oa3
351 a la70y15la
Temperatura >450 450 326 a 350 251 a 325 250 71 a 150
Presion de
fondo fluyendo 14 a 300 301 a 500 >500
Tipo de . .
completamiento Mdltiple Simple
Tipo de recobro Terciario Secundario Primario
Corte de agua 91 a99.9 71a90 0.1a70

(*). La palabra Screening hace referencia a las tablas con los rangos de funcionamiento de cada
sistema de levantamiento artificial que se encuentran en el proyecto guia.

“bid., p. 94-116.
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Tabla 3. (Continuacion)

Criterios

Rangos Bombeo Electrosumergible

.NO Limitado Aceptable Bueno Excelente Optimo
aplicable
Viscosidad de 201a a
fluido >5000 101 a 200 51 a 100 11 a50 0.1 al0
X 5000
producido
Presencia de
fluidos Si No
COrrosivos
FreeEeT >200 | 101a200 | 51a 100 16 a 50 6a15 0a5
de arena
4001 a 501 a
GOR >5000 5000 1501 a 4000 1500 51 a 500 0a50
Presencia de
contaminante Severa Media Leve Nula
S
VIR e sSSfr?tZs Ninguno
Hpllizeens inhibidores
Vg ol Remotos Offshore Onshore
locacion
Er)ergla Generada Comprada
eléctrica
Espacio Reducido Amplio Standard

Fuente: TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software
de seleccién. Trabajo de grado para Ingeniero de Petréleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145.

Los criterios para Pozo A se evaluaran ubicandolos en cada uno de los rangos que
se observan en los screening, dandole a cada rango un valor numérico para poder
hacer una comparacion en términos matematicos. El valor asignado para cada
rango ira de 0 a 5 empezando con el menor valor (cero) para no aplicable y con el
mayor valor (cinco) para 6ptimo. Ver Tabla 4.

Tabla 4. Valores cualitativos y cuantitativos para la evaluacién

Valor cualitativo

0
aplicable

Limitado Aceptable Bueno Excelente Optimo

Valor cuantitativo

0

1

3

4

5

Como el Pozo A posee dos unidades productoras con diferentes propiedades se
debera utilizar esta metodologia de seleccidon para cada una por separado. Para el
desarrollo de la metodologia en este proyecto se utilizé la herramienta Excel para
construir las tablas y realizar los célculos requeridos.
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A continuacion se muestra en la Tabla 5 las caracteristicas del yacimiento, pozo,
fluidos y superficie del Pozo Ay los valores para cada formacion, el caudal que se

evalla es el caudal maximo estimado.

Tabla 5. Tabla de criterios para seleccion.

N C5 Cc7
Criterios
Valor Valor
Numero de pozos 1 1
Tasa de produccion 1000 BPD 2000 BPD
Profundidad media
perforados 5511 FT 5631 FT
Diametro de revestimiento 9 5/8” 9 5/8”
Inclinacion del pozo 22° 22°
Severidad del dogleg 0.3ft/ 100ft 0.3ft/ 100ft
Temperatura 185°F 185°F
Presion de fondo fluyendo 2100 psia 2250 psia
Tipo de completamiento Dual Dual
Tipo de recobro primario primario
Corte de agua 15% 70%
Viscosidad de fluido
producido 1cP 1.008 cp
Presencia de fluidos
corrosivos no no
Produccion de arena controlada controlada
GOR 80 scf/[STB 80scf/STB
Presencia de
contaminantes no no
Tratamientos aplicados no iny quim
Tipo de locacion On shore  On shore
Energia eléctrica comprada comprada
Espacio estandar estandar

Como se observé en la Tabla 5 las dos formaciones pertenecientes al mismo pozo
se diferencian en algunos criterios y como se tratan de forma independiente se
deben obtener resultados para cada una. Los criterios de las caracteristicas del
pozo y de las facilidades son iguales para las dos formaciones por que se
encuentran en el mismo pozo, los que diferencian son las propias a cada
reservorio y fluidos que tienen. El tipo de completamiento con el que se va a
evaluar sera uno dual sin tener en cuenta aun si es con sartas paralelas o
concéntricas, el mecanismo de produccidon que presenta este pozo es por la
compresion de roca y fluido y empuje hidraulico lo cual se trata como recobro
primario, en la profundidad del pozo se utilizara la profundidad media de los
perforados y los efectos por la desviacion se tendran en cuenta la inclinacion o el
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dog-leg segun cada SLA, el diametro de pozo es el del fondo, la producciéon de
arena sera controlada por lo que tendra un valor minimo y la energia que se
consigue en ese sector del Bloque es comprando electricidad en lineas eléctricas
cercanas.

A continuacion se evaluaran los criterios con los screening para los siguientes
sistemas de levantamiento convencionales: bombeo hidraulico, bombeo mecanico,
bombeo electro sumergible y cavidades progresiva, los sistemas de levantamiento
gue funcionan con gas no seran tenidos en cuenta debido a que las formaciones
tienen una poca cantidad de gas almacenada y ademas no se encuentran
gasoductos cercanos a los que se puedan acceder, por lo que no hay
disponibilidad de gas.

Las Tablas 6 y 7 muestran la evaluacion en términos cuantitativos que se le da a
cada sistema de levantamiento frente al criterio de cada formacion que se mide.

Tabla 6. Evaluacion cuantitativa de los criterios para cada SLA para C5
Criterios BM BHjet .BH BES
piston
Numero de pozos

2
Tasa de produccion
Profundidad del pozo

o
0
0

Diametro de revestimiento

Inclinacion del pozo
Severidad del dogleg
Temperatura

Presion de fondo fluyendo

Tipo de completamiento
Tipo de recobro
Corte de agua
Viscosidad de fluido
producido
Presencia de fluidos
COorrosivos
Produccion de arena
GOR
Presencia de contaminantes
Tratamientos aplicados
Tipo de locacion
Energia eléctrica
Espacio
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Tabla 7. Evaluacion cuantitativa de los criterios para cada SLA para C7

BH
Criterios BM BHjet pistbn BES PCP
NUumero de pozos 4 2 3 4 4
Taza de produccién 2 3 3 4 5
Profundidad del pozo 3 2 2 4 2
Didmetro de revestimiento 1 1 1 5 1
Inclinacion del pozo 2 2 2 4 0
Severidad del dogleg 5 5 5 5 5
Temperatura 4 4 4 4 4
Presion de fondo fluyendo 1 4 4 5 4
Tipo de completamiento 2 3 3 0 3
Tipo de recobro 5 4 4 5 5
Corte de agua 1 1 1 5 1
Viscosidad de fluido
producido 3 5 5 5 1
Presencia de fluidos
corrosivos 5 5 5 5
Produccion de arena 5 5 5 5 5
GOR 5 5 4 4 4
Presencia de
contaminantes 5 5 5 5 5
Tratamientos aplicados 4 4 5 2 2
Tipo de locacién 4 5 5 5 5
Energia eléctrica 4 3 3 5 4
Espacio 3 5 5 5 5

Luego de obtener esta evaluacion numérica se procede a otorgarle el grado de
influencia a cada criterio clasificAndolos en los niveles de impacto hacia el SLA. En
la Tabla 8 se ve la clasificacion de los criterios segun el tipo de levantamiento
artificial siendo la clase 1 el nivel que mas causa impacto y el 3 el de menor
impacto. Esta clasificacion se obtuvo con informacion del proyecto guia.
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Tabla 8. Clasificacion de los criterios en los niveles de impacto para cada SLA

BH BH
Criterios BM | jet | pistén |[BES| PCP
Numero de pozos 3 2 2 3 3
Tasa de produccion 1 1 1 1 1
Profundidad del pozo 1 1 1 1 1
Diametro de
revestimiento 2 3 2 2 2
Inclinacién del pozo 2 2 2 2 2
Severidad del dogleg 2 2 2 3 2
Temperatura 3 2 2 2 2
Presion de fondo
fluyendo 2 2 2 2 3
Tipo de completamiento 3 3 3 2 3
Tipo de recobro 3 3 3 3 3
Corte de agua 1 1 1 1 1
Viscosidad de fluido
producido 2 2 2 2 2
Presencia de fluidos
COrrosivos 2 3 3 3 2
Produccién de arena 2 2 2 2 2
GOR 1 1 1 1 1
Presencia de
contaminantes 3 3 3 3 3
Tratamientos aplicados 3 2 3 3 2
Tipo de locacion 2 2 2 2 3
Energia eléctrica 3 3 3 2
Espacio 2 3 3 3 3

Fuente: TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrate-
gias de levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio de

una herramienta software de seleccion. Trabajo de grado para Ingeniero de Pe-
tréleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145.

Después de clasificar cada criterio dentro de los niveles de impacto se calcula el
porcentaje de influencia con una breve operacion; teniendo en cuenta el
porcentaje en que influye cada clase de 42%, 40.5%, 17.5% este se divide entre la
suma de la cantidad de criterios pertenecientes a cada nivel de impacto, lo que en
todos los casos nos daran los siguientes resultados: 4 criterios pertenecen a la
clase 1 entonces 42% dividido 4 es 10.5%, 9 criterios pertenecen a la clase 2
entonces 40.5% dividido 9 es 4.5% y 7 criterios pertenecen a la clase 3 entonces
17.5% dividido 7 es 2.5%. La Tabla 9 muestra los resultados para cada sistema de
levantamiento.
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Tabla 9. Porcentaje de influencia para cada criterio segun los diferentes SLA

Criterios sm SH BH peg pep

jet  piston
Numero de pozos 25 45 4.5 25 25
Tasa de producciéon 105 105 105 105 105

Profundidad del pozo 10.5 10.5 105 105 105

Diametro de 45 25 4.5 45 45
revestimiento

Inclinacién del pozo 45 45 4.5 45 45
Severidad del dogleg 45 4.5 4.5 25 45
Temperatura 25 45 4.5 45 45
Presion de fondo 45 45 45 45 25

fluyendo
Tipo de completamiento 2.5 2.5 2.5 45 25
Tipo de recobro 25 25 2.5 25 25
Corte de agua 10.5 10.5 10.5 105 105

Viscosidad de fluido
producido
Presencia d_e fluidos 45 25 o5 55 45
corrosivos
Produccién de arena 45 45 45 45 45
GOR 10.5 10.5 10.5 105 105
Presencia de 25 25 25 25 25
contaminantes
Tratamientos aplicados 2.5 4.5 2.5 25 45

45 45 4.5 45 45

Tipo de locacion 45 45 4.5 45 25
Energia eléctrica 25 25 2.5 45 45
Espacio 45 25 2.5 25 25
Total 100 100 100 100 100

Después se debe multiplicar el valor de la tabla de la evaluacién cuantitativa y el
de la tabla del porcentaje de influencia y dividirlo entre 5 (porque es el mayor valor
dado cuando el equipo trabaja Optimamente), para asi tener un valor
representativo del desempefio individual de cada criterio, la suma de todos los
desempeiios individuales dara como resultado el porcentaje de desempefio total
del sistema. Ver Tablas 10y 11.
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Tabla 10. Desempefio individual de cada criterio y total del SLA para C5

Criterio BM IJ.'D’eI;' piz’t'_c!)n BES PCP
Numero de pozos 25 1.8 1.8 2 2
Tasa de produccion 4.2 6.3 8.4 84 84
Profundidad del pozo 84 42 4.2 84 4.2

Diametro de 09 05 09 45 09
Inclinacion del pozo 1.8 1.8 1.8 3.6 0
Severidad del dogleg 45 45 4.5 25 45

Temperatura 2 3.6 3.6 3.6 3.6

Presf'l‘l’f;gf ondo 09 36 36 45 2
comgigtoar(‘jn?ento 1 1.5 1.5 0 1
Tipo de recobro 2.5 2 2 25 25

Corte de agua 105 84 8.4 105 84
Viscosidad Qe fluido 57 45 45 45 09

producido
Presecg‘i'risiiég“dos 45 25 25 25 45
Produccién de arena 45 45 4.5 45 45
GOR 105 105 84 105 8.4
Czﬁzmﬁ'g‘n‘zss 25 25 25 25 25
Tratamientos aplicados 2.5 45 2.5 25 45
Tipo de locacion 3.6 45 4.5 45 25
Energia eléctrica 2 15 1.5 45 3.6
Espacio 2.7 2.5 2.5 25 25
Desempefio total 747 757 741 89 714
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Tabla 11. Desempefio individual de cada criterio y total del SLA para C7

Criterio sm BH BH gEs pcp
jet piston
NUumero de pozos 2 1.8 2.7 2 2
Tasa de produccion 4.2 6.3 6.3 84 105

Profundidad del pozo 6.3 4.2 4.2 8.4 4.2

DIEWTIENS GlE 09 05 09 45 09
revestimiento
Inclinacion del pozo 1.8 1.8 1.8 3.6 0
Severidad del dogleg 4.5 4.5 4.5 2.5 4.5
Temperatura 2 3.6 3.6 3.6 3.6
Presion de fondo 0.9 36 36 45 5
fluyendo
Tipo de completamiento 1 1.5 1.5 0 1.5
Tipo de recobro 2.5 2 2 2.5 2.5
Corte de agua 2.1 2.1 2.1 105 21

Viscosidad de fluido
producido

Presencia de fluidos 45 25 25 2.5 4.5
corrosivos

Produccién de arena 4.5 4.5 4.5 4.5 4.5
GOR 10.5 10.5 8.4 8.4 8.4

Presencia de 25 25 25 2.5 2.5
contaminantes

Tratamientos aplicados 2 3.6 2.5 1 1.8

2.7 4.5 4.5 4.5 0.9

Tipo de locacion 3.6 4.5 4.5 4.5 2.5
Energia eléctrica 2 1.5 1.5 4.5 3.6

Espacio 2.7 2.5 2.5 2.5 2.5
Desempefio total 63.2 68.5 66.6 854 65

Lo siguiente es contabilizar la cantidad de criterios con los que no es aplicable
cada sistema y como segun los screening el valor asignado en la evaluacién
cuantitativa es de cero para los rangos en que el equipo no es aplicable, se utilizan
las Tablas 6 y 7 para determinar la cantidad de ceros en cada SLA. Seguido a
esto con la ayuda de la Tabla 9 se realiza la suma del porcentaje de influencia de
cada criterio contabilizado y asi obtener qué porcentaje de no aplicabilidad tiene
cada SLA. Para obtener el porcentaje de aplicabilidad se le resta al 100 % el valor
obtenido.
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Las Tablas 12 y 13 muestra la cantidad de criterios con la que los sistemas no
son aplicables y los porcentajes de aplicabilidad de cada sistema para las dos
formaciones.

Tabla 12. Porcentaje de viabilidad de los diferentes SLA para C5

C5 BM BHjet BH piston BES PCP

# de ceros 0 0 0 1 1
% acumulado 0 0 0 4.5 4.5
% de viabilidad 100 100 100 95,5 955

Tabla 13. Porcentaje de viabilidad de los diferentes SLA para C7

C7 BM  BHjet BHpiston BES PCP

# de ceros 0 0 0 1 1
% acumulado 0 0 0 45 45
% de viabilidad 100 100 100 95.5 95.5

Un ultimo factor para la comparacion es determinando cuando el equipo trabaja
con limitaciones debido a que se puede incurrir en fallos prematuros del sistema,
por lo que obtener el porcentaje de funcionamiento sin limitaciones en cada
sistema es importante. Utilizando la misma forma de sacar el porcentaje de
viabilidad, pero esta vez contabilizando la cantidad de criterios que en las Tablas
6 y 7 se encuentran en uno, ya que es el rango de la evaluacién cuantitativa en
que el equipo trabaja limitadamente y con la suma total de los porcentajes de
influencia de cada criterio contabilizado, se halla el porcentaje en que el equipo
trabajaria con limitaciones. Para determinar el porcentaje de funcionamiento sin
limitaciones se le quita al 100% el valor del porcentaje de no aplicabilidad y del
porcentaje con limitaciones.

Las Tablas 14 y 15 muestran la cantidad de unos contabilizados en cada uno de
los SLA, el porcentaje en que el equipo trabajaria con limitaciones y el porcentaje
de funcionamiento sin limitaciones en cada formacion.

Tabla 14. Porcentaje de funcionamiento sin limitaciones en cada SLA para C5

C5 BM BHjet BH piston BES PCP
# de unos 2 1 1 0 2
% con limitacién 9 2.5 4.5 0 9
% de funcionamiento 91 97.5 95.5 95.5 86.5
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Tabla 15. Porcentaje de funcionamiento sin limitaciones en cada SLA para C7

C7 BM BHjet BH piston BES PCP

#de unos 3 2 2 0 3
% con limitacién 19.5 13 15 0 195
% de funcionamiento 80.5 87 85 955 76

Una vez obtenidos los tres valores representativos para la comparacion se
realizan las Tablas 16 y 17 que permiten realizar una comparacion mas facil
involucrando alli los tres porcentajes para cada una de las formaciones.

Tabla 16. Resultados finales para C5

SLA BM BH jet BH pistén BES PCP
% de desempefio total 74.2 74.8 74.1 87.5 68.7
% de viabilidad 100 100 100 95.5 955

% de funcionamiento sin

e 91 975 955 95.5 86.5
limitaciones

Tabla 17. Resultados finales para C7

SLA BM BHjet BH piston BES PCP
% de desempefio total 52.22 56.72 54.26  79.6 52.62
% de viabilidad 100 100 100 95,5 955

% de funcionamiento

s 80.5 87 85 955 76
sin limitaciones

3.2.3 Seleccion del sistema de levantamiento artificial para c5. Segun la Tabla
16 se aprecia que los 5 SLA tratados son viables para instalar debido a que tienen
un porcentaje de viabilidad de casi el 100%, hay que tener en cuenta que para el
BES el criterio que disminuye este porcentaje es el tipo de completamiento que
para el Pozo A es un completamiento multiple y en la metodologia que se usé no
tienen en cuenta que actualmente los equipos BES si son aplicables en este tipo
de completamientos, por lo que el porcentaje de viabilidad aumentaria al 100%
teniendo en cuenta esto. Para PCP el porcentaje de viabilidad baja, debido a la
inclinacion que presenta el pozo ya que no es recomendable aplicarlo en pozos
con desviaciones mayores a 10°.

Los 5 sistemas presentan altos porcentajes de funcionamiento sin limitaciones

teniendo en cuenta que el BES podria obtener un porcentaje de funcionamiento
del 100% si se tuviera en cuenta que estos sistemas son aplicables en
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completamientos multiples. ElI PCP es el que menor porcentaje de funcionamiento
presenta por lo que de una vez queda descartado.

Para comparar cualitativamente el porcentaje de desempefio se asignan los
rangos de aplicabilidad dados a continuacion: para los valores entre 0% y 30% No
aplicables, valores entre 31% y 50% Limitado, valores entre 51% y 65%
Aceptable, valores entre 66% y 80% Bueno, valores entre 81% y 90% Excelente y
valores entre 91 y 100% Optimo.

Al comparar el porcentaje de desempefio de cada SLA se observa que el sistema
de BES presenta los mayores valores, debido a que cumple casi excelente y
Optimamente con todos los criterios presentes en el Pozo A, teniendo un valor
aproximado al de desempefio Optimo en el sistema. Los otros sistemas de
levantamiento artificial se encuentran por debajo del 76 % de desemperfio,
indicando que no cumplen satisfactoriamente su operacion debido a algunos
criterios presentes en el Pozo A.

Sin un andlisis mas profundo se determina que el sistema de levantamiento
artificial que mas se adecua a las condiciones del Pozo A para la formacion C5 es
el sistema de Bombeo Electro-sumergible, respaldado por los datos presentados
en este capitulo y porque este sistema es el que se ha implementado Gltimamente
en los pozos del Bloque Cubiro.

3.2.4 Seleccion del sistema de levantamiento artificial para c7. Segun la Tabla
17 se aprecia que los 5 SLA tratados son viables para instalar debido a que tienen
un porcentaje de viabilidad de casi el 100%, al igual que en C5 teniendo en cuenta
que para el BES el criterio que disminuye este porcentaje es el tipo de
completamiento, que para el Pozo A es un completamiento mdltiple y en la
metodologia que se usd no tienen en cuenta que actualmente los equipos BES si
son aplicables en este tipo de completamientos, por lo que el porcentaje de
viabilidad aumentaria al 100% teniendo en cuenta esto. Igual que en C5 para PCP
el porcentaje de viabilidad baja debido a la inclinacion que presenta el pozo ya que
no es recomendable aplicarlo en pozos con desviaciones mayores a 10°.

Para C7 el SLA que presenta mayor porcentaje de funcionamiento sin limitaciones
es el de BES pudiendo alcanzar valores de 100% si se tuviera en cuenta que si
son aplicables en completamientos multiples. Los otros 4 SLA pueden presentar
limitaciones mas tempranas que el BES debido a algunos criterios presentes en el
Pozo A.
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Teniendo en cuenta la misma evaluacién cualitativa a los rangos de los
porcentajes que se dieron para C5 el sistema de BES presenta un nivel de
desempeiio Excelente. Los otros 4 SLA presentan valores menores en el
porcentaje de desempefio, ubicandolos en niveles Aceptables.

Sin analizar profundamente los datos se determina que el sistema de Bombeo
Electro-sumergible es el que mejor se adecua a las condiciones del Pozo A para
C7 debido a que cumple satisfactoriamente su operacion con cada uno de los
criterios del Pozo A y no trabaja limitadamente.

3.3 COMPONENTES DEL SISTEMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL
SELECCIONADO

El sistema de bombeo electro sumergible emplea la energia eléctrica convertida
en energia mecanica para levantar una columna de fluido desde un nivel
determinado hasta la superficie, mediante la rotacion de una bomba centrifuga,
descargando a una determinada presion. La potencia requerida por dicha bomba
es suministrada por un motor eléctrico, que se encuentra ubicado en el fondo del
pozo; la corriente eléctrica, necesaria para el funcionamiento de dicho motor, es
suministrada desde la superficie, y conducida a través del cable de potencia hasta
el motor. Los componentes que se deben incluir en un sistema de BES son los
que se muestran en la Figura 37.

3.3.1 Componentes necesarios en superficie. Los componentes ubicados en
superficie que se requieren en todos los sistemas BES se describen a
continuacion:

3.3.1.1 Transformador Reductor. Es el que reduce la energia del sistema
general y las acondiciona al voltaje que requiere el Variador de Frecuencia.

3.3.1.2 Variador de Frecuencia. Un variador de velocidad ajusta el régimen de la
bomba mediante la variacion de velocidad del motor.

3.3.1.3 Transformador Elevador. Es el que aumenta la energia reducida por el
transformador reductor y las acondiciona al voltaje que requiere el Motor de fondo

3.3.1.4 Caja de Venteo. Es la caja de conexiones del sistema. Permite conectar el
cable de energia del equipo de superficie con el cable de conexién del motor.
Funciona como punto de desconexion del equipo del cabezal desde el sistema
eléctrico de superficie durante una intervencion o reparacion del pozo.
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Figura 37. Componentes de un sistema BES
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Fuente: ORDONES, Eder. Bombeo Electrosumergible (BES). [Diapositivas]. Bogota.
Universidad América. 2014. 42 diapositivas

3.3.2 Componentes necesarios en subsuelo. Los componentes que se ubican
en subsuelo y que requieren todos los sistemas BES se describen a continuacion:

3.3.2.1 Sensor de Fondo. Es un instrumento electrénico unido al motor que recibe
sefales fisicas de su entorno y luego son transformadas en sefales electrénicas y
enviadas a través del cable de potencia hasta el panel de control en superficie.

3.3.2.2 Motor Eléctrico. Recibe la energia desde una fuente superficial de
corriente alterna creando un campo magnético que giran en el estator, estos
inducen al rotor y al eje a girar en el estator.

3.3.2.3 Protectores y/o Sellos. Aislan al motor de los fluidos del pozo y ecualizan
la presion entre el pozo y el motor, permiten también la expansion o contraccion
del aceite para el motor. Se encuentra instalado entre el motor y la bomba.

3.3.2.4 Seccion de Admision de los Fluidos (Intake). Puede ser simplemente
una seccion ranurada convencional que sirva de filtro o un separador de gas.

3.3.2.5 El Separador de Gas. También provee entrada pero separa el gas antes
gue ingrese a la bomba.
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3.3.2.6 Bomba. Es el componente encargado de impulsar el flujo desde las
profundidades del yacimiento hasta la superficie. EI nimero de etapas centrifugas
determina la velocidad, la presién y la energia requerida.

3.3.2.7 Cable de Potencia. Conduce la energia necesaria para impulsar el motor
desde superficie.
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4. EVALUACION TECNICA DEL COMPLETAMIENTO DUAL Y SU DISENO
PARA EL POZO SELECCIONADO

En el presente capitulo se realizard una evaluacion técnica de las diferentes
configuraciones de completamiento dual para determinar la apropiada para el
Pozo A, asi como también el disefio del completamiento dual que se seleccione el
cual consta del disefio del sistema de levantamiento artificial, la seleccion de los
componentes del completamiento y el tamafio de las tuberias de produccion.

4.1 EVALUACION TECNICA DEL COMPLETAMIENTO DUAL

La evaluacion técnica dard como resultado la configuracion oOptima de
completamientos duales que mejor se adapta al pozo seleccionado haciendo una
evaluacion de cada una.

El completamiento debe comprender los equipos del sistema electro sumergible y
como se menciond en el capitulo dos tanto los completamientos de sartas
paralelas como los completamientos de sartas concéntricas tienen dos distintas
configuraciones con dos BES, las cuales dependen del nivel en que se encuentren
los fluidos, como en el Pozo A se puede garantizar sumergencia de la bomba
inferior esta es colocada dentro de una capsula por encima del empaque que
separa las dos arenas, este disefio es mejor que el de poner la bomba inferior
debajo del empaque debido a que el fluido que atraviesa la bomba vendra de un
area mas pequena.

La idea de un completamiento es que dure el mayor tiempo posible sin que sus
componentes sufran alguna falla, por lo que garantizar la buena integridad de él
permitira que el pozo sea totalmente confiable.

4.1.1 Factores para la determinacion del tipo de completamiento dual. Los
factores que se usaran para evaluar las dos configuraciones seran el diametro del
pozo, los procedimientos de corrida y las herramientas especiales que requiere
cada tipo de completamiento, esto con el fin de evaluar cuél es el mas apropiado
para el Pozo A.
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4.1.1.1 Didmetro del pozo: el didmetro del revestimiento en fondo que se tiene en
el Pozo A es de 9 5/8” por lo que hace limitado el uso de completamientos duales,
para las sartas paralelas los tamafios de tuberia que se podrian utilizar deben ser
de 2 3/8" o maximo 2 7/8” pero hay que tener en cuenta el diametro interno que
esta disponible para usar denominado “Drift” que para la tuberia de revestimiento
del Pozo A es de 8.559” no es suficiente para toda la instalacion de los equipos de
subsuelo requeridos. Con el tamafio de las dos tuberias y de los dos equipos de
BES el completamiento quedaria demasiado estrecho y durante la corrida este
podria sufrir arrastre por las paredes de la tuberia de revestimiento, lo cual puede
ocasionar dafos en el cable de potencia y otros los componentes de fondo.

Para las sartas concéntricas el diametro de 9 5/8” limita a utilizar equipos de BES
con diametros menores a 5” pero como cada tuberia y equipo de BES se instala
por separado los componentes no estan expuestos a deslizamientos con la tuberia
de revestimiento, lo que hace de esta opcion la mas favorable evaluando este
factor.

4.1.1.2 Procedimiento de corrida: el procedimiento de corrida de cada una de las
configuraciones es diferente. Para instalar un completamiento de sartas paralelas,
es necesario colocarlas al mismo tiempo, por lo que se debe hacer despacio y con
mucho cuidado, para evitar que los componentes sufran arrastre con la tuberia de
revestimiento. En cuanto a la instalacion de sartas concéntricas, se debe colocar
primero la externa y después la interna asemejandola a la corrida de un
completamiento sencillo.

El hecho de manejar dos tuberias al mismo tiempo, como en el caso del
completamiento de sartas paralelas, hace que en superficie sean necesarias
herramientas especiales como elevadores, cuiias y llaves para el manejo de
estas, mientras que para las tuberias concéntricas se utilizan las mismas
herramientas que se usan en los completamientos sencillos. Por la complejidad
de instalar dos sartas conjuntamente hace que la corrida tarde alrededor de 7 dias
mientras que cuando se instalan las sartas concéntricamente la corrida es mas
parecida a una sencilla y la corrida tarde alrededor de 5 dias.

La union ajustable que permite cambios en la longitud de las tuberias se coloca a
la altura del cabezal en las sartas paralelas haciendo cambios para todo el
ensamblaje de las tuberias y a la altura del Bloque en Y para las concéntricas
haciendo cambios de longitud solo en el ensamblaje de fondo. La instalacién del
cabezal doble es mas complicada en las sartas paralelas debido al disefio especial
de este y al manejo distinto que se da para adaptarlo, para la sarta concéntrica la
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instalacién del cabezal es muy similar a la de un completamiento sencillo por lo
que el manejo no tendra ninguna dificultad.

En cuanto a la instalacion de las dos bombas electro-sumergibles en
completamientos paralelos, el bloque soporte recibe el peso de la bomba y
adicional el de la tuberia que se corre conjuntamente, los protectores de cables
seran los tradicionales de un completamiento con una bomba pero se tendran que
usar dos. Para los completamientos concéntricos, el bloque soporte resiste
solamente el peso de la bomba durante la corrida y luego se cuelga en la Y-Tool
para que esta ayude a soportar el peso, y se hace uso de un protector de cable
dual que cubre los dos al mismo tiempo.

Por el procedimiento de corrida se refleja que la instalaciéon de un completamiento
concéntrico es mas simple y segura debido a que no se requiere manipular
demasiadas herramientas especiales ya que se asimila al manejo que se da en los
completamientos sencillos, es asi que la facilidad y la confiabilidad en las
operaciones para la instalacibn se demuestran en el tiempo donde las sartas
concéntricas son corridas mas rapido que las sartas paralelas.

4.1.1.3 Herramientas especiales. Para las dos configuraciones de los duales se
requieren herramientas especiales que no son usadas en los completamientos
sencillos, las herramientas que se encuentran en el mercado suelen ser costosas
debido a que se encuentran pocas empresas que se especialicen en su disefio. Es
por esto que este factor es importante en la evaluacién para identificar la cantidad
y complejidad de las herramientas especiales en cada configuracion.

Para las sartas paralelas se detectan 5 herramientas especiales que son: El
cabezal del pozo / arbol de navidad que debe tener acceso a dos tuberias a lo
largo de su disefio lo cual los hace mas grandes que los convencionales, el tubing
hanger que se encuentra ubicado en el cabezal y permite sostener las tuberias
debe tener dos accesos haciéndola diferente de las convencionales, las cufas
manejadas en superficie para agarrar las tuberias deben tener dos espacios por
lo que serdn de mayor tamafio, las valvulas preventoras no se encuentran
disponibles para poderse adaptar en dos tuberias paralelas y por ultimo los
empaques dobles también son disefiados especialmente para este
completamiento ya que tienen dos entradas.

En las sartas concéntricas se detectan 2 herramientas especiales debido a que el
resto se pueden manejar para una sola tuberia como en los completamientos
sencillos. El cabezal de produccion y arbol de navidad tendran dos accesos para
las tuberias a lo alto de su disefio lo cual solo aumenta la altura del componente y
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la Y-Tool que conecta la bomba superior con la tuberia interna, es una
herramienta que no solo se ha utilizado en sartas duales concéntricas sino
también en otras sartas convencionales donde se desean hacer pruebas de flujo
por diferentes caminos, asi que aunque sea una herramienta especial su disefio
ha ido mejorando considerablemente.

A través de los factores estudiados anteriormente y con ayuda de la opinién de
expertos en la instalacion y operacion de completamientos duales se determiné
que la configuracion Optima para el Pozo A es la de un completamiento
concéntrico ya que brinda mayor confiabilidad y seguridad en la corrida y en la
integridad de los componentes por un largo tiempo, adicional el diametro en que
se deben manejar los componentes no permite la instalacion segura de las sartas
paralelas, el tubing hanger no brindaria bastante confiabilidad en las sartas
paralelas debido a que debe tener cuatro aberturas dos para las tuberias y dos
para los cables de potencia por lo que el material disminuiria su resistencia y
podria romperse por la gran cantidad de peso que soporta.

4.2 DISENO DEL COMPLETAMIENTO DUAL

El disefio del completamiento dual consta en determinar las caracteristicas del
sistema de bombeo electro-sumergible que se va a usar para cada una de las
formaciones y determinar el didmetro de las tuberias de produccién con el que se
puedan optimizar los volumenes levantados, solo se tendra en cuenta el disefio
hasta el cabezal del pozo por lo que el analisis se realizara hasta alli. Se iniciara
obteniendo un disefio de los equipos de BES que tedricamente se adecue a los
requerimientos de la compafia operadora en el Pozo A, después se realizard una
propuesta de los componentes que debe llevar el completamiento dual concéntrico
y seguido se pasara a verificacién a través de un software que mediante analisis
nodal que va desde el yacimiento hasta el cabezal, mostrara si se cumplen los
requerimientos en superficie con éste disefio y alli se cambiaran algunas variables
de impacto para la produccion y asi encontrar si se pueden optimizar los
volimenes levantados por la reduccién en pérdidas por friccién.

4.2.1 Diseiio del sistema de bombeo electro sumergible. De acuerdo a las
caracteristicas del yacimiento, los fluidos y el pozo, dados en el Capitulo 3, se
disefiara el equipo de BES para cada una de las formaciones, alli se tendra en
cuenta la energia que se requiere para llevar los fluidos hasta el cabezal. El
equipo BES sera diferente para cada formacion debido a que manejan distintas
variables de caudal, pero la metodologia del disefio es la misma en las dos zonas.
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Para el disefio de los equipos del BES se hara uso de la metodologia denominada
“The 9 Step” desarrollada por Baker Huges*® de alli se sacaron las ecuaciones
aplicadas.

Es muy importante tener en cuenta que en cualquier disefio de un equipo electro-
sumergible se debe hallar la profundidad de asentamiento de la entrada (intake)
de la bomba correspondiente y que esta se puede variar para disminuir la entrada
de gas, pero cuando se deben manejar dos equipos BES en un mismo pozo para
dos formaciones diferentes que deben estar aisladas, la disponibilidad de poder
variar las profundidades de asentamiento de las bombas se disminuye.

Las bombas se ajustan a la distancia requerida por los componentes que hacen
parte de la tuberia y las herramientas que se hacen cargo de sostener y adaptar
las dos bombas y que distribuyen los fluidos de cada formacion por caminos
diferentes, el equipo electro sumergible para la formacion inferior tendra una
distancia de 300 ft por encima de los perforados inferiores, con el fin de colocar el
ensamblaje del empaque, ensamblaje del localizador con sellos, junta de erosion,
junta de seguridad y el sistema de encapsulado, componentes mencionados en el
Capitulo 2. La bomba superior se ubica 100 ft por encima de la bomba inferior,
este es el espacio minimo requerido para instalar el sistema de bypass entre ellas.

Como el tope de los perforados de la formacion inferior C7 se encuentra a 5628 ft
la profundidad del intake de la bomba inferior sera de 5328 ft y la profundidad del
intake de la bomba superior que manejara el fluido de C5 sera de 5228 ft.

4.2.1.1 Disefio del equipo de BES para C5. La empresa operadora requiere
cumplir con las siguientes consideraciones para el disefio del equipo:

v’ Caudal deseado: 1000 BFPD

v’ Indice de productividad del pozo: 1.2 stb/d/psia

v Presién en cabeza: 100 psia

v' El equipo debe variar su frecuencia de 30 Hz a 60 Hz

v Indice de productividad a evaluar: 0.7 stb/d/psia, 850 BFPD. (Se debe evaluar a
que indice de productividad es mejor operar la bomba).

El disefio debera tener en cuenta una velocidad variable en el equipo y se debe
determinar con cual IP es mejor operarlo. Para esto se seleccionard un equipo
considerando el IP del pozo y después se analizara el rendimiento de la bomba
frente a la disminucion del IP que en realidad es una disminucion en la presion de
entrada a la bomba y por ende una disminucion en caudal.

48 BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. 31 p.

104



Los datos requeridos para el disefio se encuentran en la Tabla 18 donde se
encuentran las propiedades PVT de los fluidos y del reservorio.

Tabla 18. Datos requeridos para el disefio del equipo de BES en C5

C5
Pyac 2100 psia Rs @Pb 18 scf/stb
Tyac 185°F Bo 1.062 by/stb
API 37 GOR 80 scf/stb
GE gas 0.64 Corte de agua 15%
GE agua 1.07 Tope perforados 5506 ft

Fuente: DELRIO S.A.

» Capacidad de produccién: primero se debe calcular el nivel estatico y
dinamico de los fluidos en el pozo para determinar si la bomba se encuentra en
total sumergencia a la profundidad de asentamiento determinada.

Ecuacién 1. Nivel estatico de fluidos.
Pwf

Gradiente de la mezcla

Nivel estatico:

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 18.

Ecuacion 2. Presion de fondo fluyente

o
Pwjf = P yvac —?—F

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 18.

Ecuacion 3. Gradiente de presion de mezcla

Gradiente mezcla: 0.433 * (%agua * GEagua + %oil * GEoil)

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 18.

Reemplazando las Ecuaciones 1, 2 y 3 se calcula el nivel de la columna de
fluidos cuando el pozo esta estatico. El porcentaje de aceite en el gradiente de
mezcla se halla restandole al 100% la fraccién de agua y la gravedad especifica
del petréleo se obtiene de la gravedad API del mismo.

1000
Pwf = 2100 — 47 = 1266.66 psi

Gradiente de mezcla = 0.433 * (15% * 1.07 + 85% = 0.84) = 0.378484078 psi/ft
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Nivel estatico: 1266.66 = 3346.68 Ft
vet esta 160'0.378484078_ .

Ecuacién 4. Nivel dindmico de fluidos

Nivel dinamico: Profundidad tope perforados — nivel estatico

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 18.

Reemplazando la Ecuacion 4 se obtiene el nivel de la columna de fluidos cuando
se encuentra en produccion.

Nivel dinamico = 5506 — 3346.68 = 2159.32Ft

Se observa con el resultado del nivel dindmico que para una profundidad de intake
de 5228 ft la bomba se encuentra totalmente sumergida en el fluido.

Después se debe determinar la presion de la columna de fluidos por debajo de la
bomba (PSI) con la Ecuacion 5 y luego determinar la presion en la entrada de la
bomba (PIP) con la Ecuacion 6.

Ecuacion 5. Presion de fluidos por debajo de la entrada de la bomba

PSI = Gradiente de mezcla = (tope perforados — Prof intake)

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 18.

Ecuacién 6. Presion en la entrada de la bomba
PIP = Pwf — PSI (Ec.6.)

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 18.

PSI = 0.378484078 * (5506 — 5228) = 105.22 psi
PIP = 1266.66 — 105.22 = 1161.45 psi

» Calculos de gas: una vez determinados los aspectos anteriores se debe
calcular el volumen de gas libre que recibe la bomba para saber si es necesario
el uso de un separador, para ello se calcula el volumen total de gas para el
caudal deseado con la Ecuacion 7 y el volumen de gas que permanece en
solucién con la Ecuacion 8, la diferencia entre estos dos muestra la cantidad de
gas que se libera durante la produccion como se ve en la Ecuacion 9.
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Ecuacion 7. Volumen total de gas

Vol total gas(mcf) =

Qd = %oil + GOR

1000

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 19.

1000 = 85% = 80

Vol total gas =

1000

= 68mcf

Ecuacion 8. Volumen del gas en soluciéon

Vol gas en solucion (mcf) =

Qd = %oil + Rsb
1000

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 19.

1000 * 85% * 18

Vol gas en sol =

Ecuacion 9. Volumen de gas libre

1000

= 15.3mcf

Vol gas libre = Vol total gas — Vol gas en sol

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 19.

Vol gas libre = 68 — 15.3 = 52.7 mcf

Una vez determinado el valor del gas liberado se debe calcular el volumen total de
fluidos a la entrada de la bomba (Ecuacion 14), que se halla con la suma del
volumen de cada fluido producido (petréleo agua y gas) a condiciones de
yacimiento usando el factor volumétrico con las Ecuaciones 10, 11 y 13. Para el
calculo del factor volumétrico del gas en la Ecuacion 12 se asume el valor de Z
volumen no cambia de yacimiento a

por 0.85 y para el agua se asume que el
superficie.

Ecuacién 10. Volumen de aceite

Vol oil = Qd *

O%0il = Bo

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.

Vol oil = 1000 * 85% = 1.062 = 902.7 bopd
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Ecuacién 11. Volumen de agua
Vol agua = Qd = Y%bagua

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.

Vol agua = 1000 * 15% = 150bwpd

Ecuacion 12. Volumen de gas

Vol gas = Vol gas libre = Bg

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.

Ecuacion 13. Factor volumétrico del gas

= 5.04 2L
&= = e

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 19.

,0:85 * (460 + 185)°R
(1161.45 + 14.7)psia

Bg =5.0 = 2.349347 bbl/mcf

Vol gas = 57.7 x 2.349347 = 123.81 bgpd

Ecuacién 14. Volumen total de fluidos a la entrada de la bomba

Vol total al intake = Vol oil + Vol agua + Vol gas

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.
Vol total al intake = 902.7 + 150 + 123.81 = 1176.51 BFPD

El porcentaje de gas libre en la entrada de la bomba indica si se requiere un
separador y se calcula reemplazando la Ecuacién 15, cuando el porcentaje es
mayor al 10 % es importante usar un separador para que no se afecte el
desemperio de la bomba.

Ecuacién 15. Porcentaje de gas libre

Vol gas
_—
Vol total
Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.

%gas libre = 100
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_ 123.81
%gas libre = m * 100 = 10.52%

Para el disefio del equipo que manejara la produccion de C5 se debe utilizar un
separador de gas.

Por ultimo se determina la gravedad especifica de la mezcla de fluidos agua,
aceite y gas que se encuentra en la entrada de la bomba con las Ecuaciones 16 y
17 para hallar el gradiente de presion de la mezcla con la Ecuacion 18:

Ecuacion 16. Gravedad especifica de la mezcla de fluidos

Masa total de fluidos
Vol total * 5.6146 = 62.4

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.

GEmezcla =

Ecuacién 17. Masa total de fluidos

Masa total de fluidos = (bopd * GEoil + Bwpd * GEagua) * (5.6146 + 62.4)
+ (GOR +bopd + GEgas * 0.0752)

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.

Masa total de fluidos
= (850 * 0.8398 + 150 * 1.07) * (5.6146 = 62.4)
+ (80 * 850 * 0.64 * 0.0752) = 309584 lbs/dia

309584

GEmezcla intake = 117651256146 624 =0.7511

Ecuacion 18. Gradiente de presion de la mezcla a la entrada de la bomba

Gradiente de mezcla al intake = 0.433 » GEmezcla intake

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 20.
Gradiente de mezcla al intake = 0.433 x 0.7511 = 0.325212 psi/ft

» Calculos de la cabeza dinamica total del pozo (TDH): se debe calcular la
cabeza dinamica generada por la bomba a un caudal dado la cual indica la
distancia de la columna de fluido que debe ser levantada para superar la
distancia por encima del nivel dinamico del pozo, la friccibn generada por la
tuberia de produccién y cumplir con el requerimiento de presion en cabeza.
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La distancia de la columna de fluido desde el nivel dinAmico hasta superficie se
denomina Hd y se halla con la Ecuacién 19:

Ecuacion 19. Distancia desde la columna de fluidos hasta superficie

PIP
Hd (ft) = Prof intake — 0.433 * GEmezcla

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 21.

Hd = 5237 116145 1656.65ft
- 0.433 x 07689 651

Para calcular las pérdidas por friccién en la tuberia se tiene tablas que determinan
segun el tamafio del diametro interno las pérdidas cada 1000 ft o el factor de
friccion (FF), (Ver Anexo B). El resultado de las pérdidas por friccion en toda la
tuberia serd denominado Ft y se halla con la Ecuacion 20.

Para C5 que es la formacion con menor aporte la produccion se realizara por la
tuberia concéntrica y se tendra en cuenta una medida estandar de 2 7/8” para
obtener el valor de pérdidas por friccion. Segun la tabla se observa un valor de
pérdidas de friccion de 20 pies cada 1000 pies.

Ecuacion 20. Pérdidas por friccion

Ft = Prof intake * Factor de friccion (FF)

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 21.

20 ft
Ft = 5228t *

= 104.56 ft
1000f¢ /

Para cumplir con los requerimientos de 100 psi en cabeza, esto con el fin de llevar
los fluidos hasta el tanque de almacenamiento, se debe elevar una carga extra
representada por Pd y calculada con la Ecuacion 21.

Ecuacion 21. Requerimientos de presion en superficie

Pd = Presion en cabeza/Gradiente de mezcla al intake

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 21.
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100 psi
Pd = — =307.49 ft

psi
0.325212 I

Por ultimo se realiza la suma de las distancias halladas anteriormente para
determinar la cabeza dinamica de la bomba (Ecuacion 22):

Ecuacién 22. Cabeza dinamica de la bomba

TDH = Hd + Ft + Pd

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 21.

TDH = 1656.65 + 104.56 + 307.49 = 2068.7 ft

» Seleccion del tipo de bomba: para seleccionar la bomba adecuada se debe
escoger por 2 factores primordiales, el caudal que debe manejar y el diametro
disponible para el equipo.

Para C5 el caudal a manejar es de 1000 BFPD y el diametro de asentamiento del
equipo es dentro de un revestimiento de 9 5/8” con drift de 8.599”, teniendo en
cuenta que se instala en paralelo con una tuberia de bypass de 2 7/8” el espacio
disponible para el equipo de BES es menor a 6”.

Los equipos que se pueden instalar en ese espacio son los de las series 400 o
500 (4 o 5 pulgadas de didmetro respectivamente) y con el caudal que se debe
manejar de 1000 BPD los dos equipos cumplirian eficientemente con este objetivo
funcionando dentro de sus rangos éptimos. Como los equipos de la serie 500 tiene
mayor capacidad de levantamiento que los de la serie 400 el requerimiento de
energia también sera mayor, por lo que se decide escoger un equipo de la serie
400 ya que se cumple el objetivo de levantar 1000 BFPD con el menor gasto
energético posible.

Con las anteriores consideraciones la empresa operadora brindé la informacion de
rendimiento de una bomba de la serie 400 que cumple con el disefio
predeterminado. Ver Figura 38.

De la Figura 38 se obtienen los valores de cabeza por etapa y potencia por etapa

para una produccion de 1000 BPD esto con el fin de hallar el nimero total de
etapas y los requerimientos de potencia.
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La interseccion con la curva de color azul muestra que la bomba tiene un
levantamiento de 15 ft por etapa a un caudal de 1000 BPD vy la interseccion con la
curva verde muestra un requerimiento de potencia de 0.19 HP por etapa.

Figura 38. Curva de rendimiento de la bomba escogida para operar en C5
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Fuente: DELRIO S.A.

El ndmero de etapas que va a requerir la bomba se calcula a continuaciéon
reemplazando la Ecuacion 23:

Ecuacion 23. Numero de etapas que requiere la bomba

TDOH
cabeza por etapa
Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 21.

#Etapas =

2068.7
15

#Etapas = = 138 etapas.

El requerimiento de potencia por la bomba se calcula con la Ecuacion 24:

Ecuacion 24. Potencia requerida por la bomba

BHP = #Etapas * Potencia por etapa * GEmezcla

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 21.

BHP =138 x0.19 % 0.7511 = 19.68 HP
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» Seleccion del motor: el motor apropiado para el disefio es el que pueda
cumplir con los requerimientos de potencia de 19.68 HP y adicional que sea de
la serie 400 al igual que la bomba.

La empresa operadora determino el siguiente motor de los catéalogos disponibles:
Serie 460, potencia desde 19HP hasta 640 HP, voltaje de 1500 y amperaje de
64.

» Seleccion del cable: para seleccionar el cable en este tipo de completamientos
se debe tener en cuenta el poco espacio que queda para su instalacion ya que
se instala la bomba superior en paralelo con la tuberia de bypass y el cable, por
lo tanto se hace uso de un cable plano que ocupa menor espacio y evita los
problemas de deslizamiento de este con la tuberia de revestimiento, teniendo en
cuenta que este representa mayores valores en caida de voltaje a lo largo del
cable. EI numero de cable se escoge de acuerdo al amperaje del motor que
deba suministrar teniendo en cuenta que se tiene uno que funciona con 64
amperios por lo que se escoge un cable #4 que aunque tiene mayores caidas de
tension que el #2 y #1 este resulta ser menos costoso.

La caida de voltaje cada 1000 ft segun la tabla del Anexo C para un cable #4 que
funciona a 64 amperios es de 28 x 1.245 (factor de conversién por temperatura)
seria igual a 34.86 V cada 1000 ft.

La longitud del cable que se necesitara sera los 5228 ft de donde se encuentra
asentada mas 100 ft extras que se necesitan en superficie dando una longitud total
de 5328 ft de cable.

» Requerimientos de energia en superficie: para determinar la energia que se
requiere se obtiene el valor de corriente en kilovatios que se necesita para que
funcione el motor, esto se obtiene multiplicando la relaciéon de voltaje y amperaje
requeridos.

Para determinar el voltaje total requerido en superficie se suma el voltaje del motor
y la caida de voltaje en el cable (Ecuacion 25). El amperaje total requerido es el
mismo amperaje del motor.

Ecuacion 25. Voltaje requerido en superficie

caida de voltaje del cable = longitud del cable
1000

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 23.

Vsup = Vimotor +
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34.86 * 5328

Vsup = 1500 + W = 1685.73V

Los kilovatios requeridos en superficie se determinan con la Ecuacion 26:

Ecuacién 26. Kilovoltios requeridos en superficie

Vsup + Amp motor = 1.73
B 1000

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 23.

KVA

4 1685.73 x 64 x 1.73 86KV A
N 1000 N

El equipo que se debe escoger para controlar el motor debe cumplir con los
requerimientos de KVA antes calculados.

Para el transformador debe convertir la corriente que llega de las lineas eléctricas
al voltaje requerido en superficie de 1685.73V y a los KVA requeridos de 186.

» Variacion de frecuencia: teniendo en cuenta que los valores dados en la
Figura 38 y los obtenidos por las anteriores ecuaciones son para frecuencias de
la bomba de 60 Hz y que se debe realizar un disefio de frecuencia variable que
va de 30 Hz a 60 Hz, se deben obtener las tablas multifrecuencia o tornado para
la bomba seleccionada.

Para el disefio de las curvas tornado primero se obtiene la tabla de cabeza y
caudal a 60 Hz. Tabla 19. Esta tabla se obtiene de los valores obtenidos en la
Figura 38 de la curva azul que representa el rendimiento de la bomba, los valores
que se observan en negrilla representan los limites inferior y superior del rango
Optimo de operacion.
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Tabla 19. Tabla de caudal y cabeza a
60 Hz para la bomba seleccionada en C5

Caudal BPD Cabeza Ft
0 23.6
50 23.8
100 23.6
150 23.3
200 23
250 22.8
300 22.6
350 22.4
400 22.2
450 22.1
500 22
550 21.8
600 21.5
650 21
700 20.5
750 19.9
800 19
850 18
900 17.2
950 16.2
1000 15
1050 14
1100 13
1150 11.8
1200 10
1250 9
1300 7.5
1350 6
1400 4.5
1450 3
1500 0

115



Para convertir el caudal y la cabeza al cambio de frecuencia se aplican las
Ecuaciones 27 y 28:

Ecuacién 27. Conversion de caudal a diferentes frecuencias

nueva frecuencia
Nuevo caudal = * Caudal a 60 Hz
60 Hz

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 15.

Ecuacién 28. Conversion de cabeza a diferentes frecuencias

Nueva frecuencia
60Hz

Fuente: BAKERHUGES. The 9 step. Centrilift. 1991. p 15.

Nueva cabeza = ( ) * cabeza a 60 Hz

Se desarrollard como ejemplo con el caudal deseado de 1000 BPD la conversién a
30 Hz, teniendo en cuenta que para los otros valores la metodologia a seguir sera
la misma.

Hz
Nuevo caudal = 50 fz * 1000 = 500 BPD
N b (3OHZ>2 15 = 3.75 ft
= — *k =
ueva cabeza C0H7 I5f

Las Tablas 20 y 21 muestran los datos obtenidos con las Ecs 27 y 28 para
frecuencias de 30 Hz a 60 Hz con aumentos de 5 Hz, la Figura 39 muestra la
grafica de estas tablas.
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Tabla 20. Datos de caudal y cabeza para frecuencia de 30, 35, 40 Hz en C5

30 Hz 35Hz 40 Hz
Caudal Cabeza Caudal Cabeza Caudal Cabeza
0.00 5.90 0.00 8.03 0.00 10.49
25.00 5.95 29.17 8.10 33.33 10.58
50.00 5.90 58.33 8.03 66.67 10.49
75.00 5.83 87.50 7.93 100.00 10.36
100.00 5.75 116.67 7.83 133.33 10.22
125.00 5.70 145.83 7.76 166.67 10.13
150.00 5.65 175.00 7.69 200.00 10.04
175.00 5.60 204.17 7.62 233.33 9.96
200.00 5.55 233.33 7.55 266.67 9.87
225.00 5.53 262.50 7.52 300.00 9.82
250.00 5.50 291.67 7.49 333.33 9.78
275.00 5.45 320.83 7.42 366.67 9.69
300.00 5.38 350.00 7.32 400.00 9.56
325.00 5.25 379.17 7.15 433.33 9.33
350.00 5.13 408.33 6.98 466.67 9.11
375.00 4.98 437.50 6.77 500.00 8.84
400.00 4,75 466.67 6.47 533.33 8.44
425.00 4.50 495.83 6.13 566.67 8.00
450.00 4.30 525.00 5.85 600.00 7.64
475.00 4.05 554.17 551 633.33 7.20
500.00 3.75 583.33 5.10 666.67 6.67
525.00 3.50 612.50 4,76 700.00 6.22
550.00 3.25 641.67 4.42 733.33 5.78
575.00 2.95 670.83 4.02 766.67 5.24
600.00 2.50 700.00 3.40 800.00 4.44
625.00 2.25 729.17 3.06 833.33 4.00
650.00 1.88 758.33 2.55 866.67 3.33
675.00 1.50 787.50 2.04 900.00 2.67
700.00 1.13 816.67 1.53 933.33 2.00
725.00 0.75 845.83 1.02 966.67 1.33
750.00 0.00 875.00 0.00 1000.00 0.00

117



Tabla 21. Datos de caudal y cabeza para frecuencia de 45, 50 y 55 Hz en C5

45 Hz 50 Hz S55Hz

Caudal Cabeza Caudal Cabeza Caudal Cabeza
0.00 13.28 0.00 16.39 0.00 19.83
37.50 13.39 41.67 16.53 45.83 20.00
75.00 13.28 83.33 16.39 91.67 19.83
112.50 13.11 125.00 16.18 137.50 19.58
150.00 12.94 166.67 15.97 183.33 19.33
187.50 12.83 208.33 15.83 229.17 19.16
225.00 12.71 250.00 15.69 275.00 18.99
262.50 12.60 291.67 15.56 320.83 18.82
300.00 12.49 333.33 15.42 366.67 18.65
337.50 12.43 375.00 15.35 412.50 18.57
375.00 12.38 416.67 15.28 458.33 18.49
412.50 12.26 458.33 15.14 504.17 18.32
450.00 12.09 500.00 14.93 550.00 18.07
487.50 11.81 541.67 14.58 595.83 17.65
525.00 11.53 583.33 14.24 641.67 17.23
562.50 11.19 625.00 13.82 687.50 16.72
600.00 10.69 666.67 13.19 733.33 15.97
637.50 10.13 708.33 12.50 779.17 15.13
675.00 9.68 750.00 11.94 825.00 14.45
712.50 9.11 791.67 11.25 870.83 13.61
750.00 8.44 833.33 10.42 916.67 12.60
787.50 7.88 875.00 9.72 962.50 11.76
825.00 7.31 916.67 9.03 1008.33 10.92
862.50 6.64 958.33 8.19 1054.17 9.92
900.00 5.63 1000.00 6.94 1100.00 8.40
937.50 5.06 1041.67 6.25 1145.83 7.56
975.00 4.22 1083.33 5.21 1191.67 6.30
1012.50 3.38 1125.00 417 1237.50 5.04
1050.00 2.53 1166.67 3.13 1283.33 3.78
1087.50 1.69 1208.33 2.08 1329.17 2.52
1125.00 0.00 1250.00 0.00 1375.00 0.00
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Figura 39. Curvas tornado para la bomba seleccionada en C5
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Las curvas de drownthrust y upthrust son las que determinan el rango 6ptimo de
operacion del equipo, para la bomba seleccionada el rango 6ptimo de operacion a
60 Hz va de 550 BPD hasta 1050BPD. La curva verde (BEP) indica el punto de
mayor eficiencia de la bomba a cada frecuencia tomando el punto de la mitad del
rango Optimo, este es el punto en que tedricamente se deberia manejar la
produccién en bomba para sacar el mayor rendimiento de ella

En el disefio de este equipo se debe variar el IP lo cual resultar4 en cambios en la
curva de produccion, se debe determinar con cual IP dicha curva se acerca mas a
la curva de mayor rendimiento (BEP). Para la curva de produccién con el IP de 1.2
el caudal que se debe manejar es de 1000. La Tabla 22 muestra las conversiones
de cabeza y caudal para dicho IP y La Figura 40 muestra la curva de produccién a
un IP de 1.2

Tabla 22. Tabla de produccién a un IP de 1.2

Frecuencia  Caudal Cabeza
30 Hz 500.00 3.75
35 Hz 583.33 5.10
40 Hz 666.67 6.67
45 Hz 750.00 8.44
50 Hz 833.33 10.42
55 Hz 916.67 12.60
60 Hz 1000.00 15.00
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Figura 40. Curva tornado de la bomba seleccionada a un IP de 1.2
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Para la curva de produccion con el IP de 0.7 el caudal que se debe manejar es de
850 como se menciond anteriormente en los requerimientos de la operadora. La
Tabla 23 muestra las conversiones de cabeza y caudal para dicho IP y la Figura
41 muestra las graficas.

Tabla 23. Tabla de produccién a IP de 0.7

Frecuencia caudal cabeza
30 Hz 425.00 4.50
35 Hz 495.83 6.13
40 Hz 566.67 8.00
45 Hz 637.50 10.13
50 Hz 708.33 12.50
55 Hz 779.17 15.13
60 Hz 850.00 18.00
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Figura 41. Curva tornado de la bomba seleccionada a un IP de 0.7
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Con la informacién de las figuras se aprecia que para manejar la bomba variando
la frecuencia de 30 a 60 Hz el IP mas apropiado es el de 0.7 Bbls/d/psi
demostrandose en la Figura 41 que en cualquier frecuencia se va a mantener
dentro de los rangos Optimos operacionales y ademas a valores muy cercanos del
punto de mayor eficiencia (BEP). Si se quisiera manejar un IP de 1.2 Bbls/d/psi se
observa que la curva de produccion esta cercana al limite operacional superior
(Upthrust), se podria manejar este IP puesto que se encuentra dentro de los
limites operacionales pero teniendo en cuenta que se trabajaria con menor
eficiencia.

4.2.1.2 Disefio del equipo de BES para C7. La empresa operadora requiere
cumplir con las siguientes consideraciones para el disefio del equipo:

v' Caudal deseado: 2000 BFPD

v' Presion en cabeza: 100 psia

v indice de productividad del pozo: 4.5 stb/d/psia

v" El equipo debe variar su frecuencia de 30 Hz a 60 Hz

v indice de productividad a evaluar: 0.8 y 3.0 stb/d/psia, 1000 y 1850 BFPD
respectivamente. (Se debe evaluar a que indice de productividad es mejor operar
la bomba).

Para el disefio del equipo que va a manejar la produccién proveniente de C7 se
manejara el mismo procedimiento que se utilizd en C5. Los datos requeridos para
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el disefio se encuentran en la Tabla 24 donde se encuentran las propiedades de
los fluidos y del reservorio.

Tabla 24. Datos requeridos para el disefio del equipo de BES en C7

C7
Pyac 2250 psia Rs @Pb 13 scf/stb
Tyac 185°F Bo 1.065 by/stb
API 39.7 GOR 80 scf/stb
GE gas 0.64 Corte de agua 70%

GE agua 1.07 Tope perforados 5628 ft
Fuente: DELRIO S.A.

» Capacidad de produccion: para determinar la profundidad de asentamiento de
la bomba se debe tener en cuenta que esta se debe encontrar por debajo del
equipo de C5 y por encima del empaqgue que separa las formaciones. Para darle
el espacio correspondiente a los componentes del completamiento de la zona
superior la profundidad de asentamiento de la bomba de C7 ser4 100 pies por
debajo de la bomba de C5

Profundidad de asentamiento (Intake) = 5228 + 100 = 5328 ft

La presion de la columna de fluidos por debajo de la bomba (PSI) y la presion en
la entrada de la bomba (PIP) se determinan con las Ecuaciones 3,5, 2,y 6.

Gradiente de mezcla = 0.433 * (70% = 1.07 + 30% = 0.8265) = 0.43158 psi/ft

PSI = 0.43158 * (5628 — 5328) = 129.47 psi
2000

PIP = 1805.55 — 129.47 = 1676.08 psi

» Calculos de gas: el volumen de gas libre se calcula con las Ecuaciones 7, 8,
9.

2000 = 30% * 80
1000

Vol total gas = = 48mcf

2000 = 30% = 13
1000

Vol gas en sol = = 7.8 mcf
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Vol gas libre = 48 — 7.8 = 40.2 mcf

Una vez determinado el valor del gas liberado se debe calcular el volumen total de
fluidos a la entrada de la bomba. Para el célculo del factor volumétrico del gas se
asume el valor de Z por 0.85 y para el agua se asume que el volumen no cambia
de yacimiento a superficie, se aplican las Ecuaciones 10, 11, 12, 13y 14.

Vol oil = 2000 * 30% = 1.065 = 639 bypd
Vol agua = 2000 * 70% = 1400 bwpd

0.85 * (460 + 185)°R

Bg = 5.04
g (1676.08 + 14.7)psia

= 1.6342 bbl/mcf

Vol gas = 40.2 x 1.6342 = 65.7 bgpd
Vol total = 639 + 1400 + 65.7 = 2104.7BFPD

El porcentaje de gas libre a la entrada de la bomba se halla con Ecuacién 15.

— 0
51047 *100 =3.12%

%gas libre =

Para el disefio del equipo que manejara la produccion de C7 no se debe utilizar un
separador de gas.

Por dltimo se determina la gravedad especifica de la mezcla de fluidos agua,
aceite y gas que se encuentra en la entrada de la bomba, Ecuaciones 16, 17 y
18:

Masa total de fluidos
= (600 * 0.8265 + 1400 * 1.07) * (5.6146 * 62.4)
+ (80 x 600 * 0.64 * 0.0752) = 7008791bs/dia

700879

GEmezcla intake = 51047 5 6146 + 624 = 0.9505

Gradiente de mezcla al intake = 0.433 x 0.9505 = 0.4116 psi/ft
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» Célculos de la cabeza dindmica total del pozo (TDH): la distancia de la
columna de fluido desde el nivel dindmico hasta superficie se halla con la
Ecuacién 19.

Hd = 5237 1676.08  _ 1255.53 ft
- 0.433 * 0.9505 S3f

Para calcular las pérdidas por friccion en la tuberia mediante las tablas del Anexo
B, se debe tener en cuenta que la formacién C7 se va a producir por el espacio
anular formado por las tuberias. Se toma como estandar una tuberia anular con
diametro de 5 Y%, diametro interno de 4.892 y la misma tuberia concéntrica que se
utilizé en C5 de 2 7/8 de diametro. La resta del diametro interno de la tuberia
anular con el diametro externo de la concéntrica indicara el area disponible que
tienen los liquidos para fluir (Ecuacion 29).

Ecuacion 29. Diametro efectivo de flujo

Espacio anular = Drift de tub. anular — 0. D. tub. concentrica

Fuente: Autores
Espacio anular = 4.892 — 2.875 = 2.017 ft

El factor de friccibn para un espacio de 2 ft y una produccion de 2000 BPD es de
100 ft cada 1000 ft, para el total de friccion que debe superar la bomba se aplica la
Ecuacion 20.

=532.8 ft

Para cumplir con los requerimientos de 100 psi en cabeza, esto con el fin de llevar
los fluidos hasta el tanque de almacenamiento, se debe elevar una carga extra
representada por Pd, Ecuacién 21.

100 psi
Pd = — = 24297 ft

psi
0.4116 7T

Por ultimo se realiza la suma de las distancias halladas anteriormente para
determinar la cabeza dinamica de la bomba (TDH), Ecuacion 22:

TDH = 1255.53 + 532.8 + 24297 = 2031.31 ft
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» Seleccion de la bomba: la bomba para C7 debe cumplir con los requerimientos
de manejar una producciéon de 2000 BFP dentro de sus rangos Optimos y el
espacio en donde se va a instalar es dentro de una tuberia de encapsulamiento
que para pozos con revestimiento de 9 5/8” esta tuberia tiene un diametro
interno de 7” y un drift de 6.151”.

Los equipos que cumplen con los anteriores requerimientos al igual que en la
formacién C5 son los de las series 400 y 500 y como los dos cumplen con su
objetivo de manera eficiente se decide escoger una bomba de la serie 400 para
reducir los requerimientos energeéticos.

Con los anteriores requerimientos la empresa operadora brindo la informacién del
rendimiento de una bomba de la serie 400 que cumple con el disefio
predeterminado. Ver Figura 42.

Figura 42. Curva de rendimiento de la bomba escogida para operar en C7
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Fuente: DELRIO S.A.

De la Figura 42 se obtienen los valores de cabeza por etapa y potencia por etapa
para una produccion de 2000 BPD esto con el fin de hallar el nimero total de
etapas y los requerimientos de potencia.

La interseccién con la curva de color azul muestra que la bomba tiene un
levantamiento de 17 ft por etapa a un caudal de 2000 BPD vy la interseccion con la
curva verde muestra un requerimiento de potencia de 0.45 HP por etapa.

El nimero de etapas que va a requerir la bomba se calcula a continuacion.
Ecuacion 23.

125



2031.31

HEt =
apas 17

= 119 etapas.

El requerimiento de potencia por la bomba se calcula con la Ecuacién 24.
BHP = 119 * 0.45 x 0.9505 = 51.1 HP

» Seleccion del motor: el motor apropiado para el disefio es el que pueda
cumplir con los requerimientos de potencia de 51.1 HP y adicional que sea de la
serie 400 al igual que la bomba.

La empresa operadora determino el siguiente motor de los catalogos disponibles:
Serie 460, potencia desde 19 HP hasta 640 HP, voltaje de 1500 y amperaje de
64.

» Seleccion del cable: para seleccionar el cable para el completamiento inferior
se debe tener en cuenta el poco espacio que queda para su instalacion ya que
se instala la bomba dentro de una capsula dejando un espacio muy reducido
para el cable, por lo tanto se hace uso de un cable plano que ocupa menor
espacio y evita los problemas de deslizamiento del cable con la tuberia de
revestimiento teniendo en cuenta que este representa mayores valores en caida
de voltaje a lo largo del cable. Para el completamiento inferior se escoge el
mismo cable que el del superior, numero 4.

La caida de voltaje cada 1000 ft es la misma que en C5 de 34.86 V.

La longitud del cable que se necesitara sera los 5328 ft de donde se encuentra
asentada mas 100 ft extras que se necesitan en superficie dando una longitud total
de 5428 ft de cable.

» Requerimientos de energia en superficie: los requerimientos de voltaje en
superficie se determinan con las Ecuacion 25.

34.86 x 5428

Vsup = 1500 + W = 1689.22V

Los kilovatios requeridos en superficie se determinan con la Ecuacion 26.

KUA — 1689.22 * 64 % 1.73
N 1000

= 187KVA

El equipo que se debe escoger para controlar el motor debe cumplir con los
requerimientos de KVA antes calculados.
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Para el transformador debe convertir la corriente que llega de las lineas eléctricas
al voltaje requerido en superficie de 1689.22V y a los KVA requeridos de 187.

» Variacion de frecuencia: teniendo en cuenta que los valores dados en la
Figura 42 y los obtenidos por las anteriores ecuaciones son para frecuencias de
la bomba de 60 Hz y que se debe realizar un disefio de frecuencia variable que
va de 30 Hz a 60 Hz, se deben obtener las curvas tornado para la bomba
seleccionada.

Para el disefio de las curvas tornado primero se obtiene la tabla de cabeza y
caudal a 60 Hz. Tabla 25. Los valores que se observan en negrilla representan
los limites inferior y superior del rango 6ptimo de operacion.

Tabla 25. Tabla de caudal y cabeza a 60
Hz para la bomba seleccionada en C7

60 HZ
Caudal Cabeza

0 33.8
100 33.9
200 34
300 33.9
400 33.8
500 33.6
600 33.4
700 33.2
800 32.8
900 32.2
1000 32
1100 31.8
1130 315
1200 30.8
1300 30
1400 29
1500 27.9
1600 26.2
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Tabla 25. (Continuacion)

60 HZ
Caudal Cabeza
1700 24.2

1800 22
1900 19.8
2000 17
2080 14.3
2100 13.6
2200 10
2300 5.9
2400 3.2
2490 0

Se realizara como ejemplo la conversion de frecuencia con el caudal de 2000 BPD
la conversibn a 30 Hz teniendo en cuenta que para los otros valores la
metodologia a seguir sera la misma. Ecuaciones 27 y 28.

OHz

60 Hz * 2000 = 1000 BPD

Nuevo caudal =

30Hz\?

Nueva cabeza = (@) * 15 =425 ft

Las Tablas 26 y 27 muestran los datos obtenidos con las ecuaciones anteriores
para frecuencias de 30 Hz a 60 Hz con aumentos de 5 Hz, la Figura 43 muestra la
gréfica de estas tablas.
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Tabla 26. Datos para caudal y cabeza a frecuencia de 30 Hz, 35 Hz y 40 Hz en C7

30Hz 35Hz 40Hz

Caudal Cabeza Caudal Cabeza Caudal Cabeza

0.00 8.45 0.00 11.50 0.00 15.02

50.00 8.48 58.33 11.54 66.67 15.07
100.00 8.50 116.67 11.57 133.33 15.11
150.00 8.48 175.00 11.54 200.00 15.07
200.00 8.45 233.33 11.50 266.67 15.02
250.00 8.40 291.67 11.43 333.33 14.93
300.00 8.35 350.00 11.37 400.00 14.84
350.00 8.30 408.33 11.30 466.67 14.76
400.00 8.20 466.67 11.16 533.33 14.58
450.00 8.05 525.00 10.96 600.00 14.31
500.00 8.00 583.33 10.89 666.67 14.22
550.00 7.95 641.67 10.82 733.33 14.13
565.00 7.88 659.17 10.72 753.33 14.00
600.00 7.70 700.00 10.48 800.00 13.69
650.00 7.50 758.33 10.21 866.67 13.33
700.00 7.25 816.67 9.87 933.33 12.89
750.00 6.98 875.00 9.49 1000.00 12.40
800.00 6.55 933.33 8.92 1066.67 11.64
850.00 6.05 991.67 8.23 1133.33 10.76
900.00 5.50 1050.00 7.49 1200.00 9.78
950.00 4.95 1108.33 6.74 1266.67 8.80
1000.00 4.25 1166.67 5.78 1333.33 7.56
1040.00 3.58 1213.33 4.87 1386.67 6.36
1050.00 3.40 1225.00 4.63 1400.00 6.04
1100.00 2.50 1283.33 3.40 1466.67 4.44
1150.00 1.48 1341.67 2.01 1533.33 2.62
1200.00 0.80 1400.00 1.09 1600.00 1.42
1245.00 0.00 1452.50 0.00 1660.00 0.00
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Tabla 27. Datos para caudal y cabeza a frecuencia de 45 Hz, 50 Hz y 55Hz en C7

45Hz 50Hz 55 Hz

Caudal Cabeza Caudal Cabeza Caudal Cabeza
0.00 19.01 0.00 23.47 0.00 28.40
75.00 19.07 83.33 23.54 91.67 28.49
150.00 19.13 166.67 23.61 183.33 28.57
225.00 19.07 250.00 23.54 275.00 28.49
300.00 19.01 333.33 23.47 366.67 28.40
375.00 18.90 416.67 23.33 458.33 28.23
450.00 18.79 500.00 23.19 550.00 28.07
525.00 18.68 583.33 23.06 641.67 27.90
600.00 18.45 666.67 22.78 733.33 27.56
675.00 18.11 750.00 22.36 825.00 27.06
750.00 18.00 833.33 22.22 916.67 26.89
825.00 17.89 916.67 22.08 1008.33 26.72
847.50 17.72 941.67 21.88 1035.83 26.47
900.00 17.33 1000.00 21.39 1100.00 25.88
975.00 16.88 1083.33 20.83 1191.67 25.21
1050.00 16.31 1166.67 20.14 1283.33 24.37
1125.00 15.69 1250.00 19.38 1375.00 23.44
1200.00 14.74 1333.33 18.19 1466.67 22.02
1275.00 13.61 1416.67 16.81 1558.33 20.33
1350.00 12.38 1500.00 15.28 1650.00 18.49
1425.00 11.14 1583.33 13.75 1741.67 16.64
1500.00 9.56 1666.67 11.81 1833.33 14.28
1560.00 8.04 1733.33 9.93 1906.67 12.02
1575.00 7.65 1750.00 9.44 1925.00 11.43
1650.00 5.63 1833.33 6.94 2016.67 8.40
1725.00 3.32 1916.67 4.10 2108.33 4.96
1800.00 1.80 2000.00 2.22 2200.00 2.69
1867.50 0.00 2075.00 0.00 2282.50 0.00
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Figura 43. Curvas tornado para la bomba seleccionada en C7
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En la Figura 43 se muestra el comportamiento de la bomba a las diferentes
frecuencias y la curva de produccién en el punto de mayor rendimiento de la

bomba (BEP).

Se debe determinar con cual es IP es mas recomendable producir para que la
bomba se encuentre dentro de los rangos 6ptimos de operacion y ademas la curva
de produccion se encuentra mas cercana a la curva BEP. Para un IP de 4.5 el
caudal a manejar es de 2000 BFPD, la conversién a las diferentes frecuencias se

encuentra en la Tabla 28, la Figura 44 muestra la grafica de la curva.

Tabla 28. Tabla de produccion a un IP de 4.5

Frecuencia Caudal Cabeza
60 Hz 2000.00 17.00
55 Hz 1833.33 14.28
50Hz 1666.67 11.81
45Hz 750.00 18.00
40Hz 1333.33 7.56
35Hz 1166.67 5.78
30Hz 1000.00 4.25
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Figura 44. Curva tornado de la bomba seleccionada a un IP de 4.5
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Para un IP de 3.0 el caudal a manejar es de 1850 BFPD, la conversion a las
diferentes frecuencias se encuentra en la Tabla 29, la Figura 45 muestra la
grafica de la curva.

Tabla 29. Tabla de produccién a un IP de 3.0

Frecuencia Caudal Cabeza
60 Hz 1850.00 21.00
55 Hz 1695.83 17.65
50Hz 1541.67 14.58
45Hz 1387.50 11.81
40Hz 1233.33 9.33
35Hz 1079.17 7.15
30Hz 925.00 5.25
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Figura 45. Curva tornado de la bomba seleccionada a un IP de 3.0
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Por ultimo para un IP de 0.8 el caudal a manejar es de 1000 BFPD, la conversién
a las diferentes frecuencias se encuentra en la Tabla 30, la Figura 46 muestra la
grafica de la curva.

Tabla 30. Tabla de produccién a un IP de 0.8
Frecuencia Caudal Cabeza
60 Hz 1000.00 32.00

55 Hz 916.67 9.33
50Hz 833.33 7.15
45Hz 1500.00 5.25
40Hz 666.67 14.22
35Hz 583.33 10.89
30Hz 500.00 8.00
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Figura 46. Curva tornado de la bomba seleccionada a un IP de 0.8
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Con la informacion de las figuras, para obtener el caudal deseado variando la
frecuencia de 30 a 60 Hz se observa que con un IP de 0.8 Bbls/d/psi (Figura 46)
el equipo estara trabajando por debajo de los rangos Optimos operacionales
(drownthrust) por lo que se pueden ocasionar fallas tempranas y no es
recomendable producir a esta IP.

Produciendo a un IP de 3.0 Bbls/d/psi (Figura 45) se aprecia que el equipo opera
dentro de los rangos Optimos y no se acerca a los limites por lo que se evidencia
gue es recomendable producir con este IP.

Al ver el comportamiento de la operacion del equipo con un IP de 4.5 Bbls/d/psi
(Figura 44) se observa que este también trabaja dentro de los rangos 6ptimos
pero acercandose al Upthrust por lo que la bomba estaria trabajando a eficiencias
mas bajas.

4.3 COMPLETAMIENTO DUAL CONCENTRICO CON DOS BOMBAS ESP

Después realizar el disefio de los equipos electro-sumergibles que se deben usar
en cada una de las formaciones, lo siguiente es determinar los componentes que
se van a requerir en el ensamblaje de fondo del completamiento:

Como la formacién superior (C5) presenta problemas de migracion de finos hay
gue tener en cuenta que el empaquetamiento con grava no logra atrapar todas las
particulas finas que viajan en el flujo ocasionando que algunas entren al pozo,
depositandose en el empaque que separa las arenas y en el espacio anular entre

134



la cdpsula y la tuberia de revestimiento pudiendo llegar a afectar el equipo electro-
sumergible.

Por tal motivo se hace necesario tomar medidas de prevencibn que
operacionalmente aseguren que los equipos electro-sumergibles asi como el
completamiento van a ser recuperados en futuros cambios de sarta o
reacondicionamientos, pues la pesca de equipos electro-sumergibles resulta ser
una operacion dispendiosa y costosa.

Para garantizar que los equipos sean recuperados se instala una junta de
seguridad al final, después del Ensamblaje localizador sellante, de esta manera en
futuras intervenciones si se registra mucha tension la sarta se rompera por la junta
de seguridad y los equipos no seran sometidos a esfuerzos por tensién que
pueden resultar en ruptura de sarta por encima del encapsulamiento.

Para el disefio del completamiento inferior se debe considerar que la formacién C7
también presenta migracion de finos desde el yacimiento hasta la tuberia de
revestimiento. Para este problema a parte del empaquetamiento con grava la
empresa operadora realiz6 tratamiento a la matriz por medio de un tren de fluidos
que evita el desprendimiento de los granos, previniendo asi que estos entren a las
etapas del equipo electro-sumergible. Esto se realiza principalmente por la
dificultad y los altos costos que se requieren para recuperar el equipo inferior para
por lo que se pretende que este funcione el mayor tiempo posible sin ninguna
intervencion.

Los componentes son los mismos que se mencionaron en el capitulo dos para
completamientos duales con sarta concéntrica con dos bombas electro-
sumergibles. Se debe tener en cuenta que como la formacién C7 es la que mayor
caudal aporta pero en realidad es por su alto porcentaje de agua y que solo el
30% del fluido de alli es crudo, va a ser producida por el espacio anular entre la
tuberia externa y la concéntrica y la formacion C5 que al aportar menores
caudales pero mayores porcentajes de crudo se va a producir por la tuberia
concéntrica debido a que esta representa una mayor area de flujo. La tuberia de
bypass que es la que se encuentra en paralelo con la bomba superior tiene un
estandar de 2 7/8” para revestimientos de 9 5/8”.

Las Figuras 47 y 48 muestran los componentes que deben ir en el
completamiento superior y el inferior respectivamente.
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Figura 47. Componentes del completamiento superior

O, ;
O | ITEM DESCRIPCION
@—->
1 Junta de extension
: 2 Tuberia de manipulacion
@— @ 3 |Ensamblaje Y-Tool
4 Unién ajustable
5 Mecanismo telescopico
@ | - e 6 Tuberia de Bypass
F @ 7 Abrazadera de cuello del By Pass
@ I 8 |Bloque soporte
: 9 Junta de extension
i 10  |Tuberia .giratoria
@_H, i 11 Blgst Joint
t _@ 12 _|Unidades de sello
G 13 Seccion pulida de sellos
@_ L i:i‘l 14 | Nipple Tipo "R"
H.l e 15 |Valvula de seguridad
i @ 16 | Sub descarga
‘ Eg \' 17 | Descarga
By @ 18 |Bomba
ﬁ @ 19 | Separador de gas
L (a) 20 |PROTECTOR
() 21 [MOTOR
H 22 |Prong
(D il \@ 23 [Sensor de fondo
@_ﬂ, 24  |Cabezal de pozo
25 Cabezal de pozo
26 | Arbol de navidad.

Fuente: DELRIO S.A.
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Figura 48. Configuracion para equipo inferior

Q %_@ ITEM DESCRIPCION
: 1 |Tuberia de manipulacion
@—_ @ 2 | Colgador (Hanger)
@ 3 |Junta de extension
o= () 4 | Nipple tipo “R”
/ 5 | Tuberia de espaciamiento
@ @ 6 |Valvula
@ 7 | Tuberia de espaciamiento
@ @ 8 |Sub descarga
@ 9 |Descarga
@ 10 |Bomba
@ 11 |Intake
12 | Protector
@ 13 |Motor
w 14 | Sensor de fondo
15 |Guia de motor
@ = 16 |Adaptador de capsula
@ 17 |Tuberia de encapsulamiento
18 |Crossover
19 |Tuberia de produccion
20 |Junta de Seguridad
21 | Tuberia de produccion
22 | Blast Joint
23 | Tuberia de espaciamiento
_' 24 | Nipple tipo "R"
25 |Ensamblaje de localizador con sellos
26 |Empaque
A _u 27 |Penetrador de empaque.

Fuente: DELRIO S.A.

Una vez determinados los componentes del completamiento dual que se deben
usar en el Pozo A se deben hallar las variables que impactan la produccion y
realizar el andlisis nodal con las diferentes combinaciones, determinando la
combinacion de tuberias que representen el mayor valor de produccion.

Como bien se sabe el caudal es impactado por dos variables importantes que son

el area de flujo y la velocidad de este por lo que estas variables son las que se
deberan cambiar en el disefio para determinar con que dimensiones se presentan
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los mayores caudales, el area de flujo se encuentra representada por el didmetro
de la tuberia por el que pasa que para este pozo C5 fluye por la tuberia
concéntrica y C7 fluye por el espacio anular formado entre las dos tuberias y la
velocidad de flujo se encuentra representada por las frecuencias de operacion de
la bomba.

En vista a lo anterior las variables que impactan la produccion y que se van a
cambiar para determinar las dimensiones 6ptimas son las siguientes:

v' Diametro de flujo anular (Tuberia Anular)
v" Diametro de flujo concéntrico (Tuberia Concéntrica)
v Frecuencias de operacion del equipo de bombeo.

Hay que tener en cuenta que cada formacion se debe manejar como unidad
independiente, por lo que los efectos en C7 son por el area de flujo que se forma
entre las dos tuberias, asi que la resta del diametro interno de la tuberia externa
con el diametro externo de la tuberia concéntrica representa el diametro efectivo
de flujo para C7 y los efectos en C5 son los del area de flujo por la concéntrica
representada por el diametro interno de la misma

4.4 SIMULACION DEL COMPORTAMIENTO DE LA PRODUCCION A TRAVES
DEL COMPLETAMIENTO DUAL CONCENTRICO ENCAPSULADO

Para observar el comportamiento de la produccion en el pozo se hara uso de un
software especializado que permita simular las condiciones de flujo en diferentes
escenarios, en este caso puntual se utilizara la herramienta PIPESIM de la
compafiia Schlumberger.

Alli se realizard un andlisis nodal para observar como cambia el comportamiento
de la produccion a las diferentes variaciones en los didmetros de las tuberias y en
las frecuencias de equipo, el punto de andlisis nodal que se fij6 se encuentra
frente a los perforados para que se puede tomar el efecto en todo el
completamiento, el analisis se realizara hasta el cabezal de pozo. El andlisis nodal
va a tener en cuenta un valor de dafio de 0 debido a que las formaciones el Unico
dafio que presentan es por la produccién de arenas y estas ya han sido tratadas
con empaguetamientos con grava.

Hay que tener en cuenta que como las dos formaciones C5 y C7 se manejan de

forma independiente con un equipo de bombeo especifico para cada una, en el
simulador se manejardn como sistemas independientes en diferentes pozos.
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4.4.1 Simulacion del completamiento superior para la unidad C5. Para el
andlisis del completamiento se deben tener en cuenta las propiedades
fundamentales del yacimiento y de los fluidos alli presentes para determinar
cuanta energia se aporta al pozo y el comportamiento del flujo de fluidos dentro de
las tuberias de produccion y del equipo de levantamiento electro-sumergible para
determinar los cambios negativos o positivos en cuanto a la energia entregada en
superficie.

La Tabla 31 muestra los datos requeridos para el andlisis nodal los cuales seran
ingresados en el simulador en las diferentes secciones como se explica a
continuacion.

Tabla 31. Datos requeridos para el analisis en C5

Presion 2100 psia Rs @Pb 18scf/STB
Temperatura 185°F Bo @ Pb 1.062
IP 0.7STB/d/psi Kick off 1196 ft
corte de
agua 15% MD 5511 ft
GOR 80scf/STB TVD 5230 ft
Asentamiento de
S.G. Agua 1.07 bomba 5228 ft
API 37 Velocidad de bomba 60 Hz
Pb 92 psia Etapas de bomba 138

Para empezar con el analisis en el software se realiza el esquema con los 4
elementos siguientes: 1) terminacion vertical (representa la formacién C5), 2)
Tuberia de produccion (representa el area de flujo de la tuberia concéntrica), 3)
Nodo de andlisis que se encuentra en el fondo del pozo y 4) Nodo frontera que se
encuentra en cabeza y hasta alli se realizara el analisis. Ver Figura 49.

En el simbolo 1 que corresponde a la terminacién vertical se deben ingresar los
datos correspondientes a las propiedades del yacimiento y sus fluidos, alli se
utilizara el indice de productividad determinado anteriormente para C5 que es de
0.7 STB/d/psi, se debe establecer el modelo IP que se va a utilizar, por lo que para
este caso en donde la cantidad de gas es sumamente baja y la presion de burbuja
no se alcanza en el sistema, el modelo “Well PI” es el indicado debido a que el
comportamiento de la curva IP se encuentra por encima del punto de burbuja. Ver
Figura 50. Alli el simulador realiza la curva IP del pozo que se muestra en la
Figura 51.
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Figura 49. Esquema de modelamiento para C5
51

o8

uberia Concentrica

Fuente: PIPESIM

Figura 50. Propiedades del yacimiento para el simulador en C5
— E—
Terminacion Yertical - C5 @

Propiedades | Modelo de Fluida | General |

Datos de Yacimiento Modelo IPR
Presién Estética 2100 si - Well P -
| |p = J Tipo de Modelo | = J

Temperatura |‘I a5 |F j ™ WValvula de cortrol de flujo

[lgpt =] |07 STRfdfsi v

[ Usar Vogel abajo del punto de burbuja

Calculate/Graph...

Aceptar Cancelar Ayuda

Fuente: PIPESIM
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Figura 51. Curva IP del pozo calculada por el simulador en C5
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Fuente: PIPESIM

Para el modelo de los fluidos se ingresan los valores de la Tabla 31, se tiene en
cuenta que por la ausencia de gas significativo se utiliza la gravedad especifica del
gas que calcula el simulador, la calibraciébn de datos se realiza para el punto de
burbuja con el fin de poner el factor volumétrico, el Rs y la viscosidad, datos que
se encuentran disponibles. La Figura 52 muestra como se ingresaron dichos
datos en el simulador.

Figura 52. Modelo del fluido para el simulador C5

|

C5 - Prepiedades "Black Oil"

55

C5 - Propiedades "Black Qil"

Propiedades "Petrlzo Negro” | Datos de Viscosidad (Opcional) | Calibracién Avanzada de Datos (Opcional) | 4]

Propiedades "Petréleo Megro” | Datos de Viscosidad (Opcional) Calibracién Avanzada de Datos (Opcional) 4| »

" NO Calibracién

& Calibracidn Punte Unico

" Calibracién Muttipunto

Importar... |
Exportar Pressure  Temperature
Nombre dsl Fiuido ErerenmeE) ) pia | |F | ErEieT
|CE ‘ Above Bubble Point
OFVF - Vas Beags
Propiedades a Condiciones Estandar Calibracién de datos en el Pb E seer B
EnPb
woe | B % - {La opcién de calibracién avanzada ha sido
|’ J | ‘ J seleccionada ;-‘)\os datos de calibracién del Punto Rsb |15 ‘scf. STBﬂ ‘32 ‘185 |Laea15r ﬂ
|GOR ﬂ |5: ‘sd STE j ?a‘?bgﬁéanszznngsjsl;agadus en la ventana
At or Below the Bubble Point
S.G.Gas .64
[oF = 1062 2 [1es [Stenging |
5G. A 107 Live Ol Visc [ [p = [ I [Crew & Conraly +]
2P| -| |37 Gas Viscosty [ [ =] | [ Lesstal
Gas 7 ’— [ [ |5tand|ng j

¥ Generar Tablas

Gréfica de Datos PVT

‘ Gréfica de Detos PYT ‘

{Conds. Lab. RGP=Rs)... {Conds. Yac ).
Aceptar I Cancelar Ayuda Arzeptar Cancelar | Ayuda ‘

Fuente: PIPESIM

Después de definir las caracteristicas del yacimiento y sus fluidos se deben
ingresar los datos correspondientes al completamiento en el simbolo 2, alli se
determina un modelo simple de completamiento porque con un modelo detallado
se tendria que ingresar el survey del pozo indicando los cambios de sarta pie tras
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pie, para el modelo simple se ingresan los datos de profundidades total de pozo
representada por MD y TVD y de los cambios de diametro en la tuberia. Los
diferentes didmetros seran el de la tuberia que recibe el flujo directamente de la
bomba, blast joint que para revestimientos de 9 5/8” tiene un estandar de OD: 2
3/8”, ID: 1.995” y se encuentra asentado a 5154 ft con una longitud de 34 ft.
Después del blast joint el fluido viaja hasta superficie por la tuberia concéntrica la
cual puede variar en diametro pero inicialmente se manejara un OD: 2 7/8”, ID:
2.441” La Figura 53 muestra los datos de tuberia de produccion ingresados en el
simulador.

Figura 53. Modelamiento de la tuberia concéntrica de produccion para
C5

—
Tuberia de Produccicon - Tuberia concentrica @

Propiedades | General |

Modelo Preferido de Tuberia |I'-a1odelo Simple j Tabla Resumen

i ft «| MD Datum Secciones de TP (#1requerido, otros opcionales)
&0 F v | Temperatura Amhients DeMD:  &MD: DI
V555 (Opcional) ft | |inche: »
® Rl TP #L. |0 [515¢  [2441
DI inches =
TP#2.. [[5154  [s5188 [ 1995
MD del Punto de Inicio de Desviacidn
1195 ft - TP 23 [[s88 |
LS I —

Sistema Artificial (Opcional)

Tipo de Levantamiento BES =
|

Artificial

MD 5228 ft -
Convertir a ‘Modelo Detallado’
20,731503 ‘ Propiedades...

Angulo (grado) isparos 5511 £t | MD
5230 ft ~| VD

Temperatura

185 F | de Yacimiento

Aeeptar | Cancelar Ayuda

Fuente: PIPESIM

Dentro del modelamiento de la tuberia de produccion se debe ingresar el disefio
del equipo electro-sumergible que se va a usar colocando la profundidad del intake
de la bomba anteriormente determinada, cabe resaltar que la interface PIPESIM
requiere como dato de entrada el fabricante del equipo, sin embargo la compaiiia
operadora no especifica algun fabricante puntual, motivo por el cual se trabajara
con el equipo Centrilift H27 que se encuentra en el software y que tiene los
pardmetros mas proximos a la bomba que se determind anteriormente (790 a
1000 BPD, 138 etapas). La Figura 54 muestra los parametros de disefio cargados
al software.
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Figura 54. Disefio del equipo electro sumergible para C5

Seleccién de BES [=5al] seleccion de BES [EE3a)| seleccion de BES [==]
Curvas de Desempafio | Curvas de Velocidad Varable ] I Datos de BES/Bomba/Compresor | Tabia de Compottamiento | Datos dz BES/Bomba, Compresor | Tabia de Comportamiento |
Datos de BES/Bomba/Campresor | Tabla de Comportamierto | Gurvas de Desempsrio Curvas de Velocidad Varable | Curvas de Desemperio s de Velocidad Variable
Lz Tzl =TT IED Certrft-H27. Velocidad = 60.00 h, Etapas = 138 Certrft-H27, Velocidad = 60.00 hz, Etapas = 138
Velocidad 0 e - .
= Contrilift-F77. Velocidad = 5600 bz. Etapas = 138 Ceatrilift-Hz7 Etapas = 136
B Ee £ 000 S foo @sunz :
Z e
Factor de Carge [1 fracoién 3s T =
e . B,
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g - 0==to. B
5 N 0 g
Vis 18 H
k- 2 ©
¥ Seperadar de Gas Presents 1 W J=
Eicenciadel  [50 son - 2
Separador (%) .
00 400 6o 800 1,000 1200
Gasto (Flujo) [bbl/d]
+Caraa o Fotencia _# Eficiencia
Export mp mprin.
Cancelar Ayuda Aceptar Cancelar Ayuda Aceptar Cancelar Ayuda

Fuente: PIPESIM

4.4.2 Simulacién del completamiento superior para la unidad C7. La manera
gue se va a realizar la simulacion en C7 es exactamente la misma con la que se
hizo para C5 por lo que los mismos datos y el mismo analisis se deberan realizar a
continuacion. La Tabla 32 muestra los datos requeridos.

Tabla 32. Datos requeridos para el analisis en C7

Presion 2250 psia Rs @Pb 13scf/STB
Temperatura 185°F OFVF @ Pb 1.065
3.0
IP STB/d/psi kick off 1196 ft
corte de
agua 70% MD 5631 ft
GOR 80scf/STB TVD 5342 ft
Asentamiento de
S.G. Agua 1.02 bomba 5328 ft
API 39.7 velocidad de bomba| 60 Hz
Pb 98psia etapas de bomba 119

El esquema para este disefio sera igual al anterior tomando en el simbolo 2 de la
tuberia de produccion el espacio anular entre tuberias y como terminacion vertical
(simbolo 1) la unidad de flujo C7. La Figura 55 muestra el esquema del disefio

para C7.
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Figura 55. Esquema de modelamiento para C7
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Fuente: PIPESIM

Para el simbolo 1 al igual que en C5 se escoge un modelo de IP “Well PI” por las
mismas razones y se coloca un IP de 3.0 STB/d/psi determinado previamente Ver
Figura 56. La curva de IP generada por el software se muestra en la Figura 57.

Figura 56. Propiedades del yacimiento C7 para el simulador
Terminacién Vertical - C7 @

Propiedades | Modelo de Fluido | General |
Datos de Yacimisnto Modelo IFR

Presidn Estéti [225(] S - W b
resion ica [2250)] psia Tipo de Modelo | el P J
Temperatura |1%5 |F ﬂ ™ Valvula de control de flujo

[Lapt =] |3 STE/d/psi |

™ Usar Vogel abajo del punto de burbuja

CalculateGraph...

Azeptar | Cancelar HAyuda

Fuente: PIPESIM
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Figura 57. Curva IP del pozo calculada con el simulador
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Fuente: PIPESIM

Para el modelo de los fluidos se ingresan los valores de la Tabla 34, se tiene en
cuenta las mismas consideraciones que en C5. La Figura 58 muestra como se
colocaron dichos datos en el simulador.

Figura 58. Modelo de fluidos de C7 para el simulador
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Fuente: PIPESIM

La Figura 59 muestra como se ingresan los datos pertenecientes al
completamiento del pozo dentro de un modelo simple, alli se especifica los
diferentes diametros de flujo por los que pasa el fluido, el primero es de OD: 2 7/8”
e ID: 2.441” la cual comprende desde 5378’ a 5233’, esta longitud esta compuesta
por la tuberia de extension del sistema de encapsulamiento atravesando el bloque
soporte, la tuberia de bypass y finalizado en el bloque en Y, el segundo diametro
es el espacio anular generado entre el diametro interno 3.958” de la tuberia de 4
2" y el diametro externo de la tuberia concéntrica de 2 7/8”, desde los 5233 ft
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hasta 5217ft, esta longitud es la de la tuberia de manipulacion del ensamblaje en
Y, por ultimo el espacio anular generado entre el diametro interno de 4.892” de la
tuberia de revestimiento de 5 2" y el diametro externo de la tuberia concéntrica

de 2 7/8” esta va hasta superficie.

Figura 59. Modelamiento del espacio de produccién para C7
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Fuente: PIPESIM

Dentro del modelamiento de la tuberia de produccion se ingresa el disefio del
equipo electro-sumergible que se va a usar colocando la profundidad del intake
de la bomba anteriormente determinada para C7 de 5328 ft, cabe resaltar que la
interface PIPESIM requiere como dato de entrada el fabricante del equipo, sin
embargo la compafiia operadora no especifica algun fabricante puntual, motivo por
el cual se trabajara con el equipo Reda DN 1750 que se encuentra en el software
y que tiene los parametros mas proximos a la bomba que se determiné
anteriormente (1600 a 2300 BPD, 119 etapas). La Figura 60 muestra los

parametros de disefio cargados al software.
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Figura 60. Disefio del equipo electrosumergible para C7
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Fuente: PIPESIM

4.4.3 Analisis de sensibilidad de las variables que impactan la produccion en
el completamiento dual concéntrico. La forma con la que se va a evaluar el
comportamiento de la produccion a través de todo el completamiento consiste en
cambiar las tres variables anteriormente mencionadas que impactan la produccién
para observar cdmo se comporta la curva de outflow y como se cambia la
interseccion en la gréfica.

Para esto se debe ir al modulo de analisis nodal en la pestafia de operaciones, alli
se despliega una ventana que muestra dos secciones, la primera es la seccién de
inflow y como no debemos hacer ningiin cambio en esta curva debido a que el IP
del pozo ya fue anteriormente seleccionado solo se escoge la variable de indice
de productividad. La segunda seccion sera la seccion objetivo de este analisis
nodal pues se variara el outflow en funcién de los diametros de la tuberia de
produccion y las distintas frecuencias de operacién del equipo electro-sumergible.

4.4.3.1 Analisis de sensibilidad variando los diametros de tuberia de
produccion para las dos formaciones. Para el analisis nodal con diferentes
curvas de outflow en C5 se deben ingresar los diferentes diametros de tuberias
comerciales disponibles que se pueden incluir en el disefio, se tiene en cuenta que
la tuberia de blast joint tiene un tamafio estandar y esta no puede ser cambiada.
En la seccion de outflow se introducen 4 didmetros internos de tuberias
comerciales de produccion, 1) OD: 3-1/2”, 9.3#, ID: 2.992”. 2) OD: 2-7/8”, 6.4#, ID:
2.441”, 3) OD: 2-3/8”, 4.6#, ID: 1.995” y 4) OD: 2-1/16, 3.25# ID: 1.751”. La Figura
61 muestra la interface de donde se agregan los datos y las Figuras 62 y 63
muestran las graficas determinadas por el simulador.
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Figura 61. Datos en la interface del simulador operaciones/analisis
nodal para C5
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Fuente: PIPESIM

Figura 62. Analisis nodal para los diferentes diametros de tuberia para C5
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Figura 63. Andlisis nodal para los diferentes diametros de tuberia para C5 (Ampliada)
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Fuente: PIPESIM

En la Figura 63 se observa el aumento de produccion con el aumento en el
diametro, para el mayor diametro de 3 1/2” se obtiene el mayor caudal de 860
BFPD, a medida que se disminuye el didmetro el caudal se reduce, se debe tener
en cuenta que todos los valores obtenidos anteriormente son para una frecuencia
de la bomba de 60 Hz. La Tabla 33 se realiz6 con los valores obtenidos por la
Figura 63 y muestra los resultados.

Tabla 33. Resultados del analisis de sensibilidad para C5
OD Tuberia Presién Produccion Produccion
Conceéntrica (in) (psia) Bruta (stb/d) Neta (stb/d)

2 1/16 896.15 843.6 717.06
2 3/8 883 853 725.05
27/8 874 858.4 729.64
31/2 872 859.7 730.745

En la Tabla 33 se muestran los valores de produccion y presion obtenidos en el
analisis de sensibilidad, alli se obtiene la produccion bruta la cual comprende toda
la mezcla de fluidos y la produccion neta se halla multiplicandolo por el porcentaje
de crudo que para C5 es de 85%. Se observa que entre la tuberia mas grande y la
mas pequefa el cambio de produccion varia en 16 stb/d.

Seria muy apresurado decir que como la tuberia concéntrica de mayor diametro
ofrece mayores caudales es la indicada, puesto que como el tamafio de esta
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tuberia también afecta el flujo en C7 se deben evaluar las dos formaciones en
conjunto.

Para el analisis nodal en C7 se debe tener en cuenta que de las tres diferentes
areas por las que el flujo pasa solo el area que va hasta superficie es la que se
puede modificar, esta comprende el espacio formado entre tuberia externa y la
tuberia concéntrica. Las tuberias externas que comercialmente se utilizan son las
siguientes dos: 1) OD: 5 2", 17#, ID: 4.892” y 2) OD: 4 1/2”, ID: 3.958". Las
tuberias concéntricas que comercialmente se usan son las mismas que las
utilizadas para el analisis en C5. El diametro efectivo de flujo es la diferencia entre
el diametro interno de la tuberia externa y el diametro externo de la tuberia
concéntrica. La Tabla 34 muestra los valores del diametro efectivo de flujo para
las 8 combinaciones posibles.

Tabla 34. Didmetro efectivo de flujo para C7

p OD tuberia Diametro
ID Tuberia o .
externa (in) conc_entrlca efec_tlvc_) de
(in) flujo (in)
4.892 2 1/16 2.8295
4.892 2 3/8 2.5170
4.892 27/8 2.0170
4.892 31/2 1.3920
3.958 2 1/16 1.8955
3.958 2 3/8 1.5830
3.958 27/8 1.0830
3.958 31/2 0.4580

Luego de obtener los 8 diametros diferentes por los que el fluido de C7 se va a
producir, estos se deben incluir en la interface del simulador en la curva de outflow
(Ver Figura 64) para que este realice el respectivo analisis nodal a los diferentes
diametros y poder obtener las curvas que se muestran en las Figuras 65 y 66.
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Figura 64. Datos en la interface del simulador operaciones/analisis

nodal para C7
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Figura 65. Andlisis nodal para los diferentes didmetros efectivos de flujo para C7
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Figura 66. Andlisis nodal para los diferentes diametros efectivos de flujo para C7 (Ampliada)
PIPESIM Project:

el [ T— A— A T— AR —
S e o o i
o e e e o e e
A - S NS R VAR S e S TS

1,920

1,840 i T e e e T

Pressure at NA point (psia)

1760 : T S . T S R R R
1580 j T S — R (A R N R
o,
: : j : : ; ! O E
1,600 : LT F T S P ELICETERREERRE domenmee L LI ET PP BT R o Ee
L8 RS E— P — O— SR — SRR N e e
200 400 500 00 1,000 1,200 1,400 1,600 1,800 2,000
Stock-tank Liquid at NA point (STB/d)
() Operating Poirts —&— Inflow: —a— Outflow: IDISMETER=0 458 ins  —%— Outflow: IDIAMETER=1.083ins —+— OQutflow: DIAMETER=1.392 ins
Outtflow: IDISMETER=1.583 ins  —=*— Outflow: IDIAMETER=1.5355 ins —e— Outflow: IDIAMETER=2.017 ins —m— Outflow: IDIAMETER=2517 ins Cutflow: IDIAMETER=2.5295 ins

Fuente: PIPESIM

En Figura 66 se observa que el diametro efectivo de flujo mayor correspondiente
a la configuracion de 5 2" y 2 1/16” es la que mayor caudal ofrece con 2008.45
BFPD, a medida que se disminuye el didmetro efectivo el caudal se reduce, se
debe tener en cuenta que todos los valores obtenidos anteriormente son para una
frecuencia de la bomba de 60 Hz. La Tabla 35 se realiz6 con los valores obtenidos
por la Figura 66 y muestra los resultados para C7.

Tabla 35. Resultados del analisis de sensibilidad para C7
Combinacion Diametro

de tuberias efectivo de
(OD's) flujo (in)

Presibn Produccion Produccién
(psia) bruta (stb/d) neta (stb/d)

5-1/2"-2-1/16" 2.8295 1581.47 2005.60 601.68024

5-1/2"-2-3/8" 2.517 1587.83 1986.51 595.95186
5-1/2"-2-7/8" 2.017 1614.58 1906.27 571.88058
5-1/2"-3-1/2" 1.392 1465.38 1761.54 528.46197
4-1/2"-2-1/16" 1.8955 1627.97 1866.10 559.82994
4-1/2"-2-3/8" 1.583 1691.34 1675.99 502.79655
4-1/2"-2-7/8" 1.083 1924.77 975.69 292.70832
4-1/2"-3-1/2" 0.458 2209.79 120.64 36.19092

Segun los resultados obtenidos por la Tabla 35 se aprecia que los valores
cambian considerablemente segun las diferentes combinaciones y esto es debido
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a que el espacio de flujo cambia mucho con cada combinacion. Para C7 el
porcentaje de crudo es del 30% valor con el que se determina la produccién neta.

Por dltimo para determinar cuél es la combinacion de tuberias que ofrezca los
mayores voliumenes de crudo se debe determinar cuanto es el valor total con la
produccion en simultdneo de las dos formaciones (Ver Tabla 36). La Figura 67
muestra los valores graficos de la produccion neta total de las dos formaciones.

Tabla 36. Produccién de crudo en simultaneo

Combinacion Produccion Produccion Produccién
de tuberias Neta C5 neta C7 simultanea
(OD's) (stb/d) (stb/d) (stb/d)

5-1/2"-2-1/16" 717.06 601.68024 1318.74024
5-1/2"-2-3/8" 725.05 595.95186 1321.00186
5-1/2"-2-7/8" 729.64 571.88058 1301.52058

5-1/2"-3-1/2" 730.745 528.46197  1259.20697

4-1/2"-2-1/16" 717.06 559.82994  1276.88994

4-1/2"-2-3/8" 725.05 502.79655  1227.84655
4-1/2"-2-7/8" 729.64 218.892 948.532
4-1/2"-3-1/2" 730.745 219.2235 949.9685

Figura 67. Produccién neta total
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Al observar los resultados obtenidos para la produccion total con las 8 diferentes
configuraciones propuestas se aprecia que la combinacion de 5 72" y 2 3/8” es la
que mayores volumenes aporta con un total de 1321 barriles de crudo por dia.

4.4.3.2 Andlisis de sensibilidad con variaciones en las frecuencias de
operacion para los equipos de bombeo de las dos formaciones. Se requiere
conocer las curvas de operacion de las bombas previamente seleccionadas para
evaluar la frecuencia 6ptima de operacion y a partir de alli conocer el limite
operativo de cada una de éstas. A continuacion se presenta un analisis de
sensibilidad del equipo de bombeo con respecto a distintas frecuencias de
operacion para Cb5.

En la Figura 68 se muestra la produccién y su variacion con respecto al cambio de
frecuencias de bombeo a través de la tuberia concéntrica seleccionada
previamente de 2 3/8”. La Tabla 37 muestra los valores obtenidos para presion y
caudal a las diferentes frecuencias.

Figura 68. Andlisis de sensibilidad para el sistema de bombeo de C5
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Tabla 37. Analisis nodal a las diferentes frecuencias
de operacion del BES para C5

Frecuencia Presioén Produccién

(Hz2) (Psia) bruta (stb/d)
30 1620.04 335.97
35 1510.29 412.80
40 1394.07 494,15
45 1271.42 580.00
50 1144.60 668.78
55 1014.66 759.74
60 881.56 852.91

Por lo observado en la Tabla 37 se puede evidenciar que ambas, tanto la
produccion como la frecuencia, son directamente proporcionales, lo que nos
permite concluir que es aconsejable producir a la mayor frecuencia, 60 Hz, para
garantizar que se maximice la produccién y el equipo de bombeo que producird C5
trabaje dentro de los limites de operacion.

En la Figura 69 se muestra la produccion y su variacién con respecto al cambio de
frecuencias de bombeo a través del espacio anular correspondiente al area de
flujo para C7, esta fue seleccionada previamente con una combinacion de tuberias
de 5 2"y 2 3/8”. La Tabla 38 muestra los valores de presion y caudal obtenidos
para C7.

Figura 69. Andlisis de sensibilidad para el sistema de bombeo de C7
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Tabla 38. Analisis nodal a las diferentes frecuencias
de operacion del BES para C7

Frecuencia Presién Produccién

(Hz) (Psia) bruta (stb/d)

30 2025.75 672.75

35 1952.68 891.95

40 1879.38 1111.85
45 1806.45 1330.66
50 1733.77 1548.70
55 1661.11 1766.69
60 1587.67 1987.00

Al observar la Tabla 38 se puede evidenciar que ambas, tanto la produccién como
la frecuencia, son directamente proporcionales, lo que nos permite concluir que es
aconsejable producir a la mayor frecuencia, 60 Hz, para garantizar que se
maximice la produccion y el equipo de bombeo que producira C7 trabaje dentro de
los limites de operacion.

Finalmente, es posible concluir que para los dos equipos es idéneo trabajar con la
mayor frecuencia, la frecuencia eléctrica estdndar en Colombia, 60 Hz, ya que con
esta se obtiene un caudal de produccion mayor de ambas formaciones. Para evitar
rupturas en los ejes que conectan los componentes del sistema, por arranques a
altas velocidades, se requiere un inicio progresivo del equipo de bombeo electro
sumergible empezando desde la menor frecuencia y llevandolo poco a poco a la
mayor, lo cual se logra a través del uso de variadores de frecuencia.
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5. ANALISIS FINANCIERO

El Bloque Cubiro, ubicado en la Cuenca de los Llanos Orientales, esta constituido
por algunos campos que poseen acceso a dos zonas productoras, las unidades C-
5y C-7 de la Formaciéon Carbonera, las cuales tienen caracteristicas petrofisicas
distintas, asi como también existen diferencias en las propiedades de los fluidos
gue produce cada una de ellas. La mayoria de pozos que pertenecen al Bloque
Cubiro tienen implementados sistemas de completamientos sencillos y solo
pueden hacer la explotacion de una zona productora a la vez porgue no tienen la
capacidad de producir simultdneamente las zonas sin que sus fluidos se mezclen.
El hecho de solo obtener la produccion de una sola zona trae inconvenientes para
una compafiia en cuanto a la reduccion de beneficios para ésta. Los beneficios se
reducen por la necesidad de perforar mas pozos para producir de las dos zonas al
mismo tiempo, por la reduccion en la produccion que se refleja en el incremento
del tiempo de recobro y el tiempo para el retorno de la inversion. Por lo cual se
genera la necesidad de obtener produccion de dos zonas diferentes y de manera
simultanea a través de un mismo pozo ubicado en el Bloque Cubiro para lograr un
aumento en la produccion siguiendo la reglamentacién colombiana en la cual se
establece que se debe hacer la fiscalizacion separada e independiente de cada
yacimiento o zonas productoras para asi realizar la determinacion efectiva de los
volumenes de produccion de cada uno, permitiendo una adecuada liquidacion de
regalias y compensaciones para las compafiias que hacen parte del contrato.

Durante el desarrollo de éste proyecto se determind que la mejor alternativa para
maximizar la produccion en el Blogue, es la implementacion del completamiento
dual concéntrico con tuberia externa de 5 '2” y concéntrica de 2-3/8”. En éste
proyecto, el andlisis financiero nos permite evaluar la viabilidad financiera de la
implementacion de un Completamiento Dual Concéntrico en un pozo tipo del
Blogue Cubiro, como alternativa para generar produccion de dos formaciones
simultAneamente. El proyecto se evaluard para la proxima campafa de
perforacion en el Bloque la cual sera de dos pozos.

Con el fin de evaluar las alternativas que maximicen la produccién en el Bloque, se
hard una comparacién entre los dos escenarios con los cuales se pueden
completar el pozo. El escenario 1 es el propuesto en este proyecto, el
completamiento dual concéntrico con tuberias de 5 %"y 2-3/8” y el escenario 2 es
el que se implementa actualmente en el Bloque, el completamiento sencillo
selectivo con Y-tool.
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La evaluacion financiera se realizar4 usando como unidad monetaria de valor
constante el ddélar estadounidense (USD), la tasa de interés de oportunidad (TIO)
proporcionada por la compafiia es de un 10% anual. Para el periodo de evaluacion
se tomara un tiempo de 5 afios con periodos anuales, ya que ésta es la vida util
maxima de las bombas electrosumergibles del completamiento, tiempo en el cual
deben ser retiradas. Esta evaluacion se realizara desde el punto de vista de la
empresa operadora, mediante el indicador financiero Valor Presente Neto (VPN).

5.1 COSTOS DE INVERSION, CAPEX

Los costos de inversion son los desembolsos requeridos en equipos, propiedades
e instalaciones industriales, para poner en marcha la actividad productiva. Los
desembolsos relacionados con los CAPEX se amortizan durante la vida util del
proyecto. En este caso analizaremos la inversion inicial requerida para cada uno
de los escenarios propuestos, debido a que la cementacion y el cafioneo es el
mismo para todas las alternativas, y es existente en el pozo. Cabe aclarar que no
se tienen en cuenta los valores de la perforacién del pozo y tampoco el método de
control de arenas.

» Escenario 1. En las Tablas 39 y 40 se relacionan los costos de inversion
requeridos para el completamiento dual concéntrico, en donde se tienen en
cuenta la tuberia de produccion de 5 %", la tuberia de produccion de 2 3/8”, el
empaque que separa las formaciones, los equipos del sistema de BES vy las
herramientas que ayudan a adaptarlas al completamiento.

Tabla 39. Costos de inversién completamiento dual concéntrico

COSTO UNITARIO TOTAL

COMPONENTE (USD) CANTIDAD (USD)
Tuberia de produccién externa 5-
12" 174 25/ft 5154 ft $128,850
Tuberia de produccién concéntrica
2-3/8" 4.6t 7/t 5217 ft $36,519
Empaques $80,000 1 $80,000
Equipo ESP $320,000 2 $640,000
Herramientas para completamiento
dual (Y-TOOL, bloque soporte y $500,000 1 $500,000
encapsulamiento, servicio técnico)

TOTAL COMPLETAMIENTO $1,385,369

Fuente: DELRIO S.A.

158



Para el Periodo O se espera realizar la inversion para la implementacion de dos
completamientos en los dos pozos de la campafia de perforacion. En la Tabla 42
se determinan los costos de inversidn totales para el escenario 1.

Tabla 40. Costos totales de inversién completamiento concéntrico

Periodo Precio de completamiento Numerq de USD
(USD) Intervenciones
0 $ 1,385,369 2 $2,770,738

» Escenario 2: En las Tabla 41 y 42 se establecen los costos de inversion para el
completamiento sencillo selectivo con Y-Tool, en donde se tienen en cuenta una
tuberia de produccion de 3 %", el empaque que separa las formaciones, los
equipos del sistema de BES y las herramientas especiales requeridas.

Tabla 41. Costos de inversién Completamiento sencillo selectivo

COSTO UNITARIO TOTAL
COMPONENTE (USD) CANTIDAD (USD)
Tuberia de produccién
3.1/2" 9,24 10/ft 5500 ft $55,000
Empaques 30,000 3 $90,000
Equipo ESP 400,000 1 $400,000
Camisas de circulacién 5,000 2 $10,000
Perfil de asentamiento
("Landing Nipple™) 3,000 1 $3,000
Y-Tool 40,000 1 $40,000
TOTAL COMPLETAMIENTO $598,000

Fuente: DELRIO S.A.

En la Tabla 44 se determinan los costos de inversion totales realizados en el
periodo O para el escenario 2.

Tabla 42. Costos de inversion por periodos completamiento sencillo selectivo

con Y-Tool
: Precio de Numero de
eleller completamiento (USD) Intervenciones USD
0 $598,000 2 $1,196,000

159



5.2 COSTOS DE OPERACION, OPEX

Los costos operacionales son los desembolsos requeridos durante la ejecucion del
proyecto, que para este caso de produccion seran representados por el costo que
tiene la empresa para levantar cada barril de fluido y la energia que necesita la
bomba para llevar los fluidos desde el yacimiento hasta el cabezal.

» Escenario 1. para determinar los costos operacionales, primero se requiere
determinar la produccién anual (Tabla 43) que traeria la implementacion del
completamiento dual concéntrico en los dos pozos en cada uno de los periodos
de tiempo. Para el sistema de completamiento dual concéntrico se obtuvo en el
Capitulo 4 una produccion bruta diaria para C5 de 853 y para C7 de 1986.51 lo
gue para el sistema dual da un total de 2839.51 Bbl/d.

Tabla 43. Total costos de operacion Escenario 1

Produccién bruta Producciéon Produccion en todas las
diaria (BPD) anual (bbl) intervenciones (bbl)

2839.51 1022223.6 2044447.2

A continuacion en la Tabla 44, se determinan los costos de operacién teniendo en
cuenta el costo de levantamiento que para la empresa es de 7 USD para cada
barril de fluido producido y que es el mismo en cada periodo al igual que la
produccion anual, por lo que los costos operacionales seran los mismos en cada
periodo.

Tabla 44. Total costos de levantamiento Escenario 1

Produccién anual con

Periodos L('S'Sn[%ggls)t completamiento dual Total USD
concéntrico 2-3/8" (Bbl)

1 7 2044447 $14,311,130

2 7 2044447 $14,311,130

3 7 2044447 $14,311,130

4 7 2044447 $14,311,130

5 7 2044447 $14,311,130

Los costos de la energia utilizada por las dos bombas que son utilizadas en el
completamiento dual para llevar los fluidos a superficie se determinan por el costo
del kilovatio consumido para el bloque es de 0.045 USD KVa/H. La bomba que
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maneja la produccion de C5 tiene un consumo de 186 KVa y la que maneja la
produccién de C7 tiene un consumo de 187KVa. La Tabla 45 muestra los costos
gue se requieren para el funcionamiento de las bombas el cual es el mismo en
cada uno de los periodos.

Tabla 45. Total de costos para el funcionamiento de las bombas en el escenario 1.

Total consumo Costo del

afio en todas las KVa Total USD
intervenciones USD/KVa

Consumo Consumo Total consumo
C5 KVa/dia C7 KVa/dia dia KVa/dia

186 187 373 268560 0.045 $ 12,085

La Tabla 46 muestra la suma total de los costos operacionales que se deben
realizar en cada uno de los periodos.

Tabla 46. Total de costos operacionales para el escenario 1.

Total costos
de la energia
de las bombas

Total costos
de operacién

Periodo Total costos de
levantamiento

1 $14,311,130 $ 12,085  $14,323,216
2 $14,311,130 $ 12,085  $14,323,216
3 $14,311,130 $ 12,085  $14,323,216
4 $14,311,130 $ 12,085  $14,323,216
5 $14,311,130 $ 12,085  $14,323,216

» Escenario 2: Para el completamiento sencillo selectivo con Y-Tool se tiene en
cuenta una produccién de 853 bbl/d, valor obtenido de una sola formacion (C5),
la Tabla 47 muestra la produccion anual que se obtiene en la cual es la misma
en cada periodo.

Tabla 47. Produccién anual para el escenario 2

Produccién bruta Produccién Produccién en todas
diaria (BPD) anual (bbl) las intervenciones (bbl)

853 307080 614160
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A continuacion, en la Tabla 48, se determinan los costos de levantamiento en
cada periodo teniendo en cuenta el mismo costo en cada periodo de 7 USD para
cada barril de fluido producido.

Tabla 48. Total costos de operacién para el escenario 2
Produccidén anual con

Periodos L('S'Sn[?/ggst completamiento dual Total USD
concéntrico 2-3/8" (Bbl)

1 7 614160 $4,299,120

2 7 614160 $4,299,120

3 7 614160 $4,299,120

4 7 614160 $4,299,120

5 7 614160 $4,299,120

Los costos de la energia consumida por la bomba son los Kilovatios que requiere
la bomba disefiada para C5 de 186 KVa y los costos por KVa son los mismos que
en el escenario 1. La Tabla 49 muestra los costos relacionados al funcionamiento
de la bomba que son los mismos en cada escenario.

Tabla 49. Total de costos para el funcionamiento de la bomba en el escenario 2.
Total consumo

Consumo o Costo del KVa
C5 KVa/dia afio en tod_as las USD/KVa Total USD
intervenciones
186 133920 0.045 $6,026

La Tabla 50 muestra el total de los costos operacionales que se presentan en
cada uno de los periodos.

Tabla 50. Total de costos operacionales para el escenario 2.

Total costos de Total costos Total costos

: de la energia -
levantamiento de operacion
de las bombas

Periodo

1 $4,299,120 $ 6,026 $4,305,146
2 $4,299,120 $ 6,026 $4,305,146
3 $4,299,120 $ 6,026 $4,305,146
4 $4,299,120 $ 6,026 $4,305,146
5 $4,299,120 $ 6,026 $4,305,146
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5.3 ANALISIS DE INGRESOS

Los ingresos son el monto de dinero que se recibe por la venta del crudo que se
produce, en este caso se mide en ddlares estadounidenses (USD). El total de los
ingresos equivale a la produccion neta de crudo en los dos pozos de la campafa
de perforacion multiplicado por su precio de venta, para el cual se utiliza el precio
de referencia Brent y que para la comparfiia se maneja el valor de 39.4 ddlares, ya
descontado el valor del transporte y los ajustes del precio por calidad.

La produccion neta de crudo se determina multiplicando el valor de la produccion
bruta por el corte de agua de cada formacién y luego se determina la produccién
neta después de regalias, restando las regalias de la produccion neta. Las
regalias son la retribucibn econdémica que pagan las empresas que extraen
recursos no renovables al Estado, en Colombia de acuerdo a los lineamientos de
la ANH las regalias equivalen al 8% de la produccion total.

La produccién bruta en cada periodo se mantiene constante pero a medida que
pasa el tiempo el corte de agua en cada una de las formaciones va aumentando
por lo que los volimenes de petrdleo que se obtienen son menores y los ingresos
por ende disminuyen. La Tabla 51 muestra como cambia el corte de agua para
cada una de las formaciones en los diferentes periodos.

Tabla 51. Aumento del corte de agua en los diferentes periodos

Periodo | Corte de agua C5 (%) | Corte de agua C7 (%)
1 15 70
2 22 80
3 30 85
4 45 92
5 80 96

Fuente: DELRIO S.A.

» Escenario 1: La Tabla 52 muestra la produccion neta total en cada uno de los
periodos que se obtiene del completamiento dual concéntrico en donde las
producciones brutas de 853 para C5 y 1986.51 para C7 son constantes en todos
los periodos pero con el aumento de corte de agua la produccion de petréleo
disminuye.
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Tabla 52. Produccidn neta total para cada periodo en escenario 1.

. . .. Produccion anual
Periodo Produccion Produccion Produccion

netaen C5 netaen C7 netatotal . en todag las
intervenciones
1 725.1 596.0 1321.0 951122.2
2 665.3 397.3 1062.6 765102.2
3 597.1 298.0 895.1 644455.1
4 469.2 158.9 628.1 452211.0
5 170.6 79.5 250.1 180043.5

La Tabla 53 muestra el valor de produccion neta después de regalias y la Tabla
54 muestra el total de ingresos que se obtienen de la venta.

Tabla 53. Produccion neta para el escenario 1.

Produccién anual con

] 0 .,
Periodos completamiento dual Regelles (E)  Preelleelon

concéntrico 2-3/8" (Bbl) {Bal NeiE (E31)
1 951122.2 76090 875032
2 765102.2 61208 703894
3 644455.1 51556 592899
4 452211 36177 416034
5 180043.5 14403 165640

Tabla 54. Ingresos Totales para el escenario 1

Periodos Produccién Precio de Total ventas
Neta (Bbl) venta (USD) (USD)

1 875032 $39.4 $34,476,278
2 703894 $39.4 $27,733,425
3 592899 $39.4 $23,360,208
4 416034 $39.4 $16,391,744
5 165640 $39.4 $6,526,217

TOTAL $108,487,872

» Escenario 2: La Tabla 55 muestra la produccion neta total en cada uno de los
periodos que se obtiene del completamiento sencillo en donde la produccion
bruta de 853 para C5 es constante en todos los periodos pero con el aumento
de corte de agua la produccion de petrdleo disminuye.
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Tabla 55. Produccion neta total para cada periodo en
escenario 2.

., Pr i6n anual
Periodo Produccion oduccion anua

en todas las
TELELEN o intervenciones
1 725.1 522036.0
2 665.3 479044.8
3 597.1 429912.0
4 469.2 337788.0
5 170.6 122832.0

La Tabla 56 muestra la produccién neta después de regalias que se obtiene del
completamiento sencillo selectivo con Y tool, y la Tabla 57 muestra el total de
ingresos que se obtienen de este.

Tabla 56. Produccién neta para el escenario

Produccién anual con

Periodos  completamiento dual Roegalias FIBEIEEEn
concéntrico 2-3/8" (Bbl) (S (el N (el

1 522,036 41763 480273

2 479,045 38324 440721

3 429,912 34393 395519

4 337,788 27023 310765

5 122,832 9827 113005

Tabla 57. Ingresos totales para el escenario 2

Periodos Produccién Precio de Total ventas
Neta (Bbl) venta (USD) (USD)

1 480273 $39.4  $18,922,761
2 440721 $39.4  $17,364,416
3 395519 $39.4 $15,583,450
4 310765 $39.4  $12,244,139
5 113005 $39.4 $4,452,414

TOTAL $68,567,181
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5.4 EVALUACION FINANCIERA

A continuacién se describirA como interpretar el indicador que se tomd como
referencia, se presentaran los flujos de efectivo totales y netos, y se hallara el
valor del VPN para cada escenario.

El valor presente neto de cada una de las alternativas lo podemos definir como el
valor total en una fecha presente de cada una de ellas, y se calcula mediante la
aplicacion de la Ecuacion 30.

Ecuacién 30. Valor presente neto

VPN(i) = Z E,(1+i) " =Fy+ F(L+ ) 24+ F(L+ )2 4F(1+0)™

Fuente: BACA CURREA, Guillermo. Ingenieria Econdémica. 8va. Edicion. Bogota, D.C.: Fondo
Educativo Panamericano, 2000. p 197.

Donde:

VPN: Valor presente neto.

Fn: Valor de flujo de caja en un tiempo determinado, anual para nuestro caso.

i: TIO, Tasa de interés de oportunidad

n: NUumero de periodos existentes entre el periodo descontado y el presente, 5
afos para nuestro caso.

Si el VPN es mayor a cero indica que el proyecto es viable desde el punto de vista
financiero, ya que el proyecto generara ingresos mayores que la inversion,
dejando una ganancia para la compafia. En caso de que este este valor sea
negativo, indica que los ingresos que genera el proyecto no alcanzan a cubrir los
costos de inversion. Si el VPN da como resultado cero, se interpreta que los
ingresos son iguales a la inversién y la compafiia no obtiene ganancias.

Para calcular el VPN se debe tener en cuenta la Tasa Interna de Oportunidad
(TIO) la cual se define como la tasa de interés minima que la compafia esta
dispuesta a ganar y que en este caso es del 10% anual.

5.4.1 Flujos de efectivo. Un flujo de efectivo es la representacién gréfica de un
proyecto que indica los periodos en los cuales se requieren recursos y en cuales
se generan ingresos.

A continuacion se presentan los flujos de efectivo para cada uno de los
escenarios, teniendo en cuenta que el proyecto es para la implementacion en dos
pOZos.
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» Escenario 1: La Figura 70 muestra el flujo de efectivo para el escenario 1
donde se observan los ingresos correspondientes a la venta de crudo y los
egresos a la inversion y los costos operacionales que se realizan en cada
periodo, y se calculan los totales respectivos.

La Figura 71 muestra el flujo de efectivo neto del escenario 1 en donde se
muestran los valores totalizados para cada periodo.

Figura 70. Flujo de efectivo para el escenario 1

usD Total
Venta de crudo 34,476,278 27,733,425 23,360,208 16,391,744 6,526,217 108,487,872
; ; } t i { Afios
0 1 2 3 4 L]
Inversion 2,770,738 2,770,738
Costos Operacion 14,323,216 14323216 14323216  14.323.216 14,323,216 71,616,080
Total 2,770,738 14323216 14323216 14323216 14323216 14.323.216 74,336,813
Figura 71. Flujo de efectivo neto para el escenario 1
uso Total
Ingresos 20,153,062 13410209 9036992 2068528 44 668.791
: : I : : | Afos
0 1 2 3 4 5
Egresos 2,770,738 7.796.999 10,567,737
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A continuacion se reemplaza la Ecuacion 30 del valor presente neto con los
valores obtenidos en la figura 56 para el escenario 1.

VPN (10%) = —2,770,738 + [(20,153,062) * (1 + 10%) ']

+ [(13,410,209) * (1 + 10%) 2] + [(9,036,992) * (1 + 10%) 3]
+ [(2,068,528) * (1 + 10%)~*] + [(=7,796,999) * (1 + 10%)~>]
= $29,994,180

» Escenario 2: La Figura 72 muestra el flujo de efectivo para el escenario 2
donde se muestran los ingresos y egresos en cada periodo, y los totales

respectivos.

Figura 72. Flujo de efectivo para el escenario 2

uUsD Total
Venta de crudo
18,922,761 17,364,416 15,583,450 12,244,139 4,452,414 68,567,181
I } T i } | Afios
0 1 2 3 4 5
1,196,000
Inversién 1,196,000
Costos Operacién 4,305,146 4,305,146 4305146 4.305.146 4305146 21,525 730
4,305,146 22721730
Total 1,196,000 4305146 4,305,146 4,305,146 4.305_146 305.1

La Figura 73 muestra el flujo de efectivo neto del escenario 2 en donde se
muestran los valores totalizados para cada periodo.
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Figura 73. Flujo de efectivo neto para el escenario 2

uUsD Total
Ingresos 14,617,615 13,059,270 11,278,304 7,938,993 147,268 47,041,450
f ; } } } | Afios
0 1 2 3 4 5
Egresos 1,196,000 1,196,000

A continuacion se reemplazara la Ecuacion 30 Del valor presente neto con los
valores obtenidos en la Figura 73 para el escenario 2.

VPN (10%) = —1,196,000 + [(14,617,615) * (1 + 10%)~1]

+ [(13,059,270) * (1 + 10%) 2] + [(11,278,304) * (1 + 10%) 3]
+[(7,938,993) * (1 + 10%)~*] + [(147,268) * (1 + 10%) 5]

= $36,872,964

5.5 CONCLUSION DE LA EVALUACION FINANCIERA

Desde el punto de vista financiero ambos escenarios son atractivos para la
compafia porque ambos generan una ganancia extraordinaria adicional a la TIO.

Para la compafiia la mejor opcién es implementar el completamiento sencillo
selectivo ya que esta le representa a dolares de hoy una ganancia extraordinaria
superior en el 32.94% aproximadamente, teniendo en cuenta que solo se puede
producir de una sola formacién, en este caso C5, si se quieren producir las dos
formaciones simultaneamente se deben perforar mas pozos o se debe hacer uso
del completamiento dual concéntrico que permite producir las dos formaciones de
manera simultanea teniendo en cuenta que estos completamientos duales tienen
costos mas elevados.
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6. CONCLUSIONES

¢ Los pozos del Blogue Cubiro se ubican en la Cuenca de los Llanos Orientales la
cual posee yacimientos que se forman a partir de fallas estructurales de
cabalgamiento y las unidades de reservorio que se encuentran alli son las
unidades C5 y C7 de la Formacion Carbonera.

¢ Los dos tipos de completamientos duales que se pueden instalar en los pozos
del Bloque Cubiro son el Completamiento Dual con Sartas Paralelas y el
Completamiento Dual Concéntrico, ya que estos en su mayoria poseen didmetro
de 9 5/8 y un bajo grado de inclinacion.

e Como el Pozo A presenta una inclinacion de 21° aproximadamente el
levantamiento por cavidades progresivas no se puede instalar alli, los otros
sistemas de levantamiento artificial convencionales estudiados si se permiten
instalar en el pozo teniendo en cuenta que el que brinda el mayor desempefio es
el levantamiento con bombeo electrosumergible.

e En el Pozo A con revestimiento en fondo de 9 5/8” las sartas paralelas con dos
bombas electrosumergibles quedan muy estrechas porque se debe ocupar casi
por completo el espacio disponible y al momento de la instalacion el cable de
potencia de la bomba puede sufrir arrastre, los tiempos de instalaciéon son
mayores y son varias las herramientas que tienen un manejo y disefio especial,
por esto se decide que la mejor opcion para el Pozo A de es usar
completamientos duales concéntricos con bombas electrosumergibles.

e Para el Pozo A que va a ser completado con dual concéntrico con dos BES la
mejor alternativa para colocar la bomba inferior es con un encapsulamiento,
debido a que es mas eficiente la refrigeracion del equipo por que al estar dentro
de una capsula se reduce el area de flujo entre el motor y el equipo, lo que
incrementa la velocidad de flujo y la transferencia de calor, adicional a esto al
estar dentro de la capsula se puede poner la bomba inferior por encima del
empaque y al momento de necesitar hacer mantenimiento a las bombas el
completamiento se desprenda por encima éste.

e En el Pozo A con completamiento dual concéntrico el camino que tiene mayor
area de flujo es el de la tuberia concéntrica, por lo que la formacion que mayores

aportes de hidrocarburos brinde ira por ese camino, para el Pozo A es la unidad
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C5. El espacio anular formado por las tuberias tiene un area menor de flujo, por
lo que la formaciéon con menor aporte de hidrocarburo ira por alli, que para el
Pozo A es la unidad C7.

e Para el Pozo A de 9 5/8” con produccion estimada de 2000 BFPD por el espacio
anular y de 1000 BFPD por el espacio conceéntrico la configuracion de tuberias
que presenta mayores volumenes en superficie es la de 5 %" para la tuberia
externa y 2 3/8” para la tuberia concéntrica.

¢ El disefio con frecuencias variables en el equipo electrosumergible es importante
debido a que al momento del despegue no es recomendable iniciar con los 60
Hz que provienen de la red eléctrica porque la carga inicial podria generar
sobreesfuerzos en el motor y la bomba, por lo que se debe iniciar con una baja
frecuencia de 30 Hz y luego ir subiendo progresivamente a la frecuencia maxima
gue se requiera.

¢ Si el Pozo A se implementa un completamiento dual concéntrico, este tiene
costos de operacion mucho mas altos que con completamiento sencillo debido al
manejo de mayores volumenes de fluido, si este fluido es petréleo en su mayoria
los ingresos seran muy altos y los costos de operacion no seran un problema,
pero en yacimientos con acuiferos activos como en el Pozo A donde sufren un
aumento en el corte de agua considerable a medida que pasa el tiempo, se debe
tener en cuenta hasta cuando los volumenes de petréleo neto son atractivos
para mantener los costos de operacion.
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7. RECOMENDACIONES

¢ Realizar el mismo disefio para completamientos con sartas paralelas, haciendo
uso de las tuberias de produccion de 2 3/8” y con bombas electrosumergibles de
los menores diametros, serie 300 y/o 400, de ser posible su instalacion en el
pozo los costos de inversion inicial disminuirian.

¢ Evaluar la posibilidad de colocar la bomba inferior por debajo del empaque que
separa las dos formaciones, esto si la separacion de arenas es suficiente y el
nivel de fluido no alcanzara a rellenar la capsula.

e No se recomienda utilizar completamientos duales en pozos que tengan bajos
potenciales debido a los altos costos de inversion o que tengan una severidad en
la desviacion mayor a 8° debido a que algunos componentes no tienen la
suficiente flexibilidad.

¢ Realizar el mismo disefio del BES pero con bombas que permitan manejar
mayores indices de productividad en sus niveles mas optimos, esto con el fin de
tener un mayor aprovechamiento de la energia que se brinda al pozo.

e Evaluar la configuracién de los componentes del completamiento dual de manera
invertida, en donde la formacion superior se produzca por el espacio anular y la
formacion inferior por el espacio concéntrico, para determinar si manejando la
formacion inferior, que es la que mayores valores de fluido total aporta, por el
espacio con mayor area de flujo que es al interior la tuberia concéntrica, se
pueden reducir las pérdidas por friccién en todo el sistema.

e Realizar el andlisis de sensibilidad de las tres variables identificadas para
diferentes indices de Productividad con el fin de obtener las condiciones 6ptimas
de aprovechamiento de la energia que ofrecen las formaciones, teniendo en
cuenta que el caudal y los requerimientos energéticos son directamente
proporcionales al IP.
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ANEXO A

RANGOS DE APLICABILIDAD DE LOS SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO
ARTIFICIAL CONVENCIONALES.

A continuacion se muestran las tablas de rangos de aplicabilidad de los diferentes
criterios (Screening) para los sistemas de levantamiento convencionales obtenidas
del proyecto -Evaluacion técnica de las estrategias de levantamiento artificial
implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software de
seleccidn- referenciado en el Capitulo 3.

Tabla Al. Rangos de aplicabilidad de los diferentes criterios (Screening) para Bombeo Mecanico.

Rangos Bombeo Mecénico
SIEIEE .NO Limitado | Aceptable |Bueno | Excelente | Optimo
aplicable
Numero de 1 >1
pozos
1al0
Tasa de >10000 4001 a 1001 a 501 11a50y 50 a
produccion 10000 4000 y 301a500 | 300
a 1000
Profundidad del >14000 10001a | 7001a (3001a| 2501a la
pozo 14000 10000 7000 3000 2500
Diametrode | 454 |238y9) 51/2 | 41/2
revestimiento 5/8
Inclinacion del >45 21 2 45 11 a 6 a 10 0as
pozo 20
Severidad del | 55 | 11,320 | 6a10 4a5 | 0a3
dogleg
551 a 251 a
Temperatura >600 600 401 a 550 400 151a250 | 1a150
Presion de 501 a 20la | 14a50y 5la
fondo fluyendo >4000 4000 3012500 300 | 101 a 200 100
Tipo de e .
completamiento Mdltiple Simple
Tipo de recobro Terciario Secundario | Primario
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Tabla Al. (Continuacion)

Rangos Bombeo Mecéanico
Criterios No Limitado Aceptabl BUeno Excelent | Optim
aplicable e e o]
Corte de agua >905 61 a 95 46a60 | 26a45| 16a25 0.115a
Viscosidad de 0.1a20| 21a100
fluido >7000 5?830"" 3§8§0a y100la| y50la 150(}0&
producido 3000 1000
Presencia de
fluidos Si No
COrrosivos
Producciéon de 501 a Kla
arena >1000 1000 201 a 500 200 11a50 | 0al0
401 a 201 a
GOR >700 200 301 a 400 300 101 a200|0a 100
Presencia de
contaminante Severa Media Leve Nula
S
Tratamientos P Inhibidore Ningun
; Acidos Sy
aplicados 0
Solventes
Tipo _d,e Offshore Remotos Onshore
locacion
Energia Genera | Comprad
eléctrica da a
Espacio Limitado Esta;nda Amplio

Fuente: TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software
de seleccién. Trabajo de grado para Ingeniero de Petréleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145
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Tabla A2. Rangos de aplicabilidad de los diferentes criterios (Screening) para Bombeo hidraulico

tipo piston.
Rangos Bombeo Hidraulico tipo pistén
Criteri . Ao
riterios .NO Limitado | Aceptable | Bueno |Excelente | Optimo
aplicable
Numero de 1 5 >
pozos
Tasa de 10001 a 3001 a 1a50 151a100y 101 a
produccion | ~12090 | “15000 | 10000 | Y1901 | 60Lla | ga,
a 3000 1500
10001 a 12001
Profundidad del | 1 a 2000 | 2001 a 5001a |7501a| 12000y a
pozo y >20000| 5000 7500 10000 | 15001 a 15000
20000
Diametrode | g g5 | ggg 7 512 | 412 | 238
revestimiento
Inclinacion del 21290 11a20 | 0a10
pozo
Severidad del | .5, | 31,60 | 16230 [11a15| 4a10 | 0a3
dogleg
551 a la70y 71a
Temperatura >600 600 251 a 550 1512250 | 150
Presion de 14 250 51a |[101a300| 301a
fondo fluyendo 100 y >800 800
Tipo de L .
completamiento Multiple Simple
Tipo de recobro Secun_da_no Primario
y terciario
0la
Corte de agua 61al00| 36a60 |(21a35| 11a20 10
Viscosidad de
. 1001 a 30la | O.laly
fluido >2000 2000 501 a 1000 500 | 51 a 300 1a50
producido
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Tabla. A2. (Continuacién)

Rangos Bombeo Hidraulico tipo piston

. . No - .
riter . .
Criterios aplicabl | Limitado | Aceptable | Bueno Excglent Opc':lm
e
Presencia de
fluidos Si No
COrrosivos
Produccion |, 71a150 | 11a70| 3al10 | 0a?2
de arena
121 a
GOR >500 [301a500| 221 a 350 20 31a120 | 0a30
Presencia de
contaminant Severa Media Leve Nula
es
Tratgmlentos Acidos Ninguno | Solventes Inhibid
aplicados ores
Tipo de Offshore Onshor
locacién y e
Remotos
Compra
Energia dao
eléctrica Generad
a
Espacio Reducido Amplio St?gda

Fuente: TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software
de seleccién. Trabajo de grado para Ingeniero de Petréleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145
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Tabla A3. Rangos de aplicabilidad de los diferentes criterios (Screening) para Bombeo hidraulico

tipo Jet
Rangos Bombeo Hidraulico tipo Jet
SHHEMEE .NO Limitado | Aceptable | Bueno |Excelente | Optimo
aplicable
Numero de 1 5 >
pozos
51 a
Tasa de 10001a | +2390Y | 190y [10L 1501 459 4
- >15000 2001 a y 501 a
produccion 15000 1001 a 500
10000 1000
2000
10001 a 12001
Profundidad del | 1 a 2000 | 2001 a 5001a |7501a| 12000y a
pozo y >20000| 5000 7500 10000 | 15001 a 15000
20000
Diametrode | 955 | g5/g 7 512 | 412 | 238
revestimiento
IS Lot 21290 11a20 | 0a10
pozo
Severidad del | .5, | 31,60 | 16230 [11a15| 4a10 | 0a3
dogleg
551 a 251a | 1a70y | 71a
Temperatura | >600 600 550 |151a250| 150
Presion de 101a [201a500| 501 a
fondo fluyendo 142100 | "550 | y>1000 | 1000
Tipo de L .
completamiento Maltiple Simple
Tipo de recobro Secun_da_no Primario
y terciario
Corte de agua 61a100| 36a60 |21a35| 11a20 0'110""
Viscosidad de
. 801 a 20la | O.laly
fIU|d9 >1000 1000 501 a 800 500 11 a 200 1al0
producido
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Tabla A3. (Continuacion)

Rangos Bombeo Hidraulico tipo Jet
A No .. A
Criterios .
aplicabl gl Aceptable | Bueno S@REnt | Gl
e ado e 0
Presencia de
fluidos Si No
COrrosivos
Produccionde |, 1012200 | 11a100 | 3a10 | 0a2
arena
401 a
GOR >500 500 301 a400 |201a300|101a200| 0a 100
Presen_ua de Severa Media Leve Nula
contaminantes
Tratamientos o . Inhibidore | Solvent
. Acidos Ninguno
aplicados S es
Tipo de Offshore y Onshor
locacion Remotos e
Energia Cor;l;c))rad
eléctrica Generada
) . . Standa
Espacio Reducido Amplio d

Fuente: TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software
de seleccién. Trabajo de grado para Ingeniero de Petréleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145
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Tabla A4. Rangos de aplicabilidad de los diferentes criterios (Screening) para Bombeo por

Cavidades Progresivas.

Rangos Bombeo por Cavidades Progresivas

Criterios _No Limit Aceptable | Bueno Excelent | Optim
aplicable | ado e o]
Numero de 1 >1
pozos
101 a
Tasa de 1a5y 45;)1 3s01a |° ";Slgf 1500y | 1501 a
produccion >5500 4500 y 2001 a 2000
5500 a 3500
2500
. 7501
Profundidad del >9800 a 5001 a 3501a| 2501a la
pozo 9800 7500 5000 3500 2500
Diametro de | g 58 | 953 7 S12y2 1 41p
revestimiento 3/8
Inclinaciondel |, , g9 9a10 4a8 | 0a3
pozo
Severidad del >10 5410 3a4 0a2
dogleg
281 a 251a | 1a70y 71 a
Temperatura | >350 | 35, 280 [151a250| 150
Presién de 14 a 100 101a [201a500| 500 a
fondo fluyendo 200 |y >1000 | 1000
Tipo de - .
completamiento Maltiple Simple
Tipo de recobro Terciario Secuondarl Pnrgarl
56 a
Corte de agua >90 90 41 a55 |16a40| 7al5 |0.1a 6
Oa
501 a
Viscosidad de | _ . o 1188031 10é0%i’0a0 1000y | 10001 a | 5001 a
fluido producido y 6001a| 5000 | 6000
a 10000 8000
12000
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Tabla A4. (Continuacion)

Rangos Bombeo por Cavidades Progresivas
Criterios _No Limitad Aceptable| Bueno Excelent | Optim
aplicable o] e o]
Presencia de
fluidos Si No
COrrosivos
Produccién 8001 a 501 a 201 a
dearena | ~10990 | 16000 | 8000 500 | °1@200|0as0
301 a 151 a
GOR >500 500 300 51a150 | 0a50
Presencia de .
. Media o
contaminante Severa Nula
S Leve
Tratamientos | Solvente | ; . Inhibidore Ningun
: Acidos
aplicados S S o]
Tipo .d,e Offshore Remotos Onshor
locacién e
Energia Generad Comprad
eléctrica a a
. Reducid . Standa
Espacio o Amplio d

Fuente: TORRES, Edgar y MUNOZ, Alvaro. Evaluacion técnica de las estrategias de
levantamiento artificial implementadas en campos maduros. Disefio de una herramienta software
de seleccién. Trabajo de grado para Ingeniero de Petréleos. Bucaramanga. UIS, 2007. p. 94-145
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ANEXO B
TABLA PARA EL CALCULO DE PERDIDAS POR FRICCION EN TUBERIAS

Friction Loss In Feet Per 1,000 Feet of Tubing .
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ANEXO C
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TABLA PARA EL CALCULO DE PERDIDAS DE TENSION EN CABLES
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