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GLOSARIO

ACRE: medida de superficie equivalentes a 43560 pies cuadrados.

ACUIFERO: roca o sedimento a través de la cual el agua subterrAnea se mueve
con facilidad.

AMBIENTE DE DEPOSITACION: punto geografico donde se acumulan los
sedimentos. Cada lugar se caracteriza por una combinacion particular de procesos
geoldgicos (procesos sedimentarios) y condiciones ambientales (fisicas, quimicas y
biolégicas) que la diferencian de zonas adyacentes. Los minerales que los
componen se originaron y se depositaron en el mismo lugar. Otros sedimentos se
forman lejos del lugar donde se acumulan. Estos materiales son transportados por
accion de la gravedad, agua y viento.

API: Instituto Americano del Petréleo, entidad norteamericana que emite
especificaciones y recomendaciones para la industria petrolera.

ARCILLOLITA: roca sedimentaria clastica de origen detritico. Su textura es clastica
y compacta, de tamafio menor a 0.0039 mm, formada por particulas del tamafio de
la arcilla, su composicion es una mezcla de hidroxidos de hierro y aluminio.

ARENA: roca sedimentaria no cementada, constituida por particulas mineraldgicas
de tamafio comprendido entre 1/16 y 2 mm. compuesta principalmente de cuarzo y
feldespatos.

ARENISCA: roca sedimentaria consolidada de textura detritica, sus granos poseen
un didmetro entre 0.062 a 2 mm, compuesta de arenas cementadas en una matriz
de naturaleza muy variada, generalmente de tipo siliceo distinguida por contener
cuarzo, feldespato y otros fragmentos de minerales.

CALIZA: roca sedimentaria carbonatada de origen organico o detritico. Su textura
es compacta y rugosa, formada por al menos un 50% de calcita, el resto se
compone por dolomita, aragonito y siderita.

CAMPO: area de uno o multiples yacimientos, donde se presenta una acumulaciéon
o grupo de acumulaciones de petréleo en el subsuelo, los cuales estan agrupados
de acuerdo a los mismos aspectos geoldgicos estructurales y/o condiciones
estratigraficas.

CAPA: unidad estratigrafica mas pequefia de una formacion geoldgica; la cual esta

marcada por planos de division bien delimitados denominados planos de
estratificacion.
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COLUMNA ESTRATIGRAFICA: representacion gréafica utilizada, para especificar y
describir verticalmente la ubicacién de unidades litolégicas en un area determinada
mostrando una secuencia de rocas. Las rocas mas antiguas se ubican en la parte
inferior y las mas recientes en la parte superior.

CUENCA: depresion de la corteza terrestre, formada por la actividad tectonica de
las placas y la subsidencia, en la que se acumulan sedimentos. Pueden tener forma
de cubeta o de fosa alargada. Si las rocas generadoras se combinan con
condiciones adecuadas de profundidad y compactacion, pueden generarse
hidrocarburos.

DINAGRAMA: representacion grafica de la carga vs posicidbn de la bomba en
sistema de levantamiento mecanico. Este instrumento registra de forma continua e
inmediata las cargas y las deformaciones que soporta el vastago pulido.

ESPESOR: dimensién de una capa o de un estrato de roca sedimentaria, este se
mide en forma perpendicular a su extension lateral entre la base y el tope,
presumiendo la existencia de depositacion sobre una superficie horizontal.

ESTRATIFICACION: depésito alternado de rocas de diferentes tamafios de grano,
o por el depésito alternado de sedimentos de diferente composicion.

FALLA: interrupcién o superficie de las capas geoldgicas a lo largo de la cual ha
habido movimiento diferencial. Su origen suele estar asociado a episodios
geoldgicos de deformacién, ya sean de tipo compresivo o distensivo. La clasificacion
de las fallas puede ser normal o inversa y se realiza de acuerdo a cdmo ha sido el
movimiento relativo de los bloques, respecto del buzamiento del propio plano de
falla.

FORMACION: conjunto heterogéneo de capas sedimentarias, estructuradas o no,
identificada por sus caracteristicas litoldgicas y posicion estratigrafica, depositadas
durante un periodo de tiempo. Las cuales pueden ser multiples formando grupos, y
las subdivisiones forman los miembros.

GEOLOGIA DEL PETROLEO: es una aplicacion de la geologia que estudia todos
los aspectos relacionados con la formacion, exploracion y explotacién de los
yacimientos de hidrocarburos.

GEOLOGIA ESTRUCTURAL: rama de la geologia que se encarga del estudio de
las estructuras del subsuelo. Originadas por procesos de deformacion natural,
desplazamientos y mecanismos, implicados en su formacion.

GRAVEDAD API: escala utilizada por el Instituto Americano del Petroleo para
determinar la gravedad especifica del petréleo crudo.
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INFRAYACENTE: estrato, formacion o unidad litolégica, que yace en contacto
inferior con respecto a otra, por lo tanto, es considerada como mas antigua.

KEROGENO: mezcla de compuestos quimicos organicos presentes en las rocas
sedimentarias insoluble en disolventes organicos. Bajo condiciones de presion y
temperatura determinadas provoca una reagrupacion en su estructura interna,
desprendiendo hidrocarburos.

LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL: mecanismo de fuente externa de energia que
busca minimizar el requerimiento de la misma en la cara de formacion con el fin de
aumentar el diferencial de presion y permitir que los fluidos del yacimiento lleguen
a superficie. Bombeo Mecénico, Bombeo por Gas Lift, Bombeo por Cavidades
Progresivas y Bombeo Electrosumergible son los mas comunes.

LIFTING COST (COSTO DE LEVANTAMIENTO): costo de producir un barril de
petroleo desde el subsuelo hasta las facilidades de produccion.

LIMONITA: mezcla de 6xidos de hierro. Se origina por la descomposicion de la
pirita. Se encuentra con mucha frecuencia en zonas oxidadas con depdsitos
minerales de hierro.

LODOLITA: roca sedimentaria detritica, de textura cléstica, el tamafio de sus
granos varia entre 0.0625 y 0.002 mm y compuesta de particulas de arcilla, pero
que carecen de la estructura estratificada. Es rica en feldespato, arenisca arkésica
y conglomerado de guijarros de cuarzo.

LUTITA: roca sedimentaria detritica, de textura clastica, el tamafio de grano es
menor a 0.0039 mm y estd compuesta por minerales de las arcillas, que son el
producto de alteracién de otros minerales como los feldespatos, o el producto de
procesos diagenéticos.

MARCO GEOLOGICO: breve descripcién geoldgica de zona determinada
abarcando la estratigrafia, columna estratigrafica, geologia estructural y geologia
del petréleo asociada.

MIGRACION: proceso de movimiento del hidrocarburo formado en la roca fuente
hacia la roca reservorio.

MONOCLINAL: estructura geolégica donde los estratos estan inclinadas
uniformemente con buzamiento moderado y dirigido hacia una sola direccion.

NIVEL DE FLUIDO DINAMICO: ss cuando el nivel de fluido estatico desciende en

la tuberia de produccion o en la del revestimiento, cuando el pozo produce en
condiciones de bombeo.
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NIVEL DE FLUIDO ESTATICO: nivel al cual se eleva un fluido en un pozo cuando
este esta cerrado. La carga hidrostética es igual a la presién de fondo de pozo.

PERMEABILIDAD: capacidad de un cuerpo para permitir el paso de fluidos a través
de él. Para que sea permeable, la roca debe tener poros o fracturas interconectados,
por lo tanto, generalmente existe una relacion entre la porosidad y la permeabilidad.

PETROLEO ORIGINAL EN SITIO (POES): cantidad de petroleo que se almacena
en un yacimiento originalmente.

PIP: presion de entrada a la bomba requerida, resulta ser la presion de entrada
necesaria para alimentar apropiadamente a la bomba y prevenir o impedir la
interferencia de gas o cavitacion.

PLIEGUE: estructura geologica ondulada formada por esfuerzos compresionales,
que deforman las rocas por curvamiento sin llegar a fragmentarlas.

POROSIDAD: relacién entre el volumen de poros en un material con respecto a su
volumen total.

POZO: ducto que permite comunicar una zona productora de hidrocarburos de un
yacimiento con la superficie.

PRESION HIDROSTATICA: presion resultante de la fuerza ejercida en una
cantidad de area por el peso de la columna de agua.

PROFUNDIDAD VERTICAL TOTAL (TVD): mayor profundidad vertical alcanzada
por la perforacién.

PROPIEDADES PETROFISICAS: propiedades relacionadas a la litologia de un
yacimiento, dan indicios de sus caracteristicas y posibles fluidos contenidos en él.

RAT HOLE: agujero extra perforado al final del pozo, para asegurar que la zona de
interés pueda ser evaluada por completo.

RESERVA: cantidad de hidrocarburo que es posible de extraer con la tecnologia
actual.

ROCA ALMACENADORA: roca sedimentaria, que poseen excelentes condiciones
de porosidad y permeabilidad para permitir que el petrdleo se almacene vy fluya
libremente a través de ella, y dadas sus caracteristicas estructurales o
estratigraficas forma una trampa que se encuentra rodeada por una capa sello que
evita el escape de los hidrocarburos.
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ROCA GENERADORA: roca sedimentaria rica en contenido de materia organica,
depositadas bajo condiciones reductoras y de baja energia, propiciando a traves del
tiempo la generaciéon de hidrocarburos

ROCA SELLO: roca impermeable que actia como barrera al escape del petréleo
dentro del reservorio, en ocasiones este tipo de roca la constituye una anomalia
estructural o estratigrafica tales como fallas o discordancias.

RUN LIFE: tiempo en el cual al pozo no se le realiza ninguna intervencién, es decir
gue no tiene paradas, ni tiempos no productivos.

SLOT: espacio adyacente entre la malla.

SUPRAYACENTE: estrato, formacion o unidad litolégica, que yace en contacto
superior con respecto a otra, por lo tanto, es considerada como mas joven.

TORQUE: es la energia necesaria para hacer girar el rotor y mover el fluido hacia
superficie en el sistema de levantamiento artificial de bombeo por cavidades
progresivas.

TRAMPA: estructura geoldgica que hace posible la acumulacion de hidrocarburos
en las rocas porosas y permeables, pero imposibilita su migracion ya que se
encuentran sellados por rocas impermeables.

YACIMIENTO: cuerpo rocoso con caracteristicas de porosidad, permeabilidad,
temperatura y presion donde se encuentra acumulado un volumen de hidrocarburo.
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RESUMEN

El Campo Casabe esté localizado en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena de
Colombia, inici6 su explotaciéon comercial en el afio 1945. Tiene la inyeccidén de agua
como forma de recuperacion secundaria, desde el afio 1980. Actualmente es
operado por la alianza ECOPETROL S.A. — SCHLUMBERGER. A lo largo de este
proyecto se podré encontrar una descripcion del campo y las condiciones actuales
junto con las caracteristicas geoldgicas de este.

Partiendo de la descripcion de las técnicas usadas en Colombia para el control de
arenay de la tecnologia de la herramienta Tubing Screen, se recopil6 la informacién
referente a las condiciones en las que se encontraba cada pozo antes de ser
intervenido, asi como la descripcion del disefio e implementacion de la herramienta
en los cinco pozos. Se estudié el sistema de levantamiento artificial de cada uno de
los pozos, teniendo en cuenta el impacto negativo que tienen los granos de arena
sobre las diferentes partes del sistema.

Para la descripcion de la implementacion de la herramienta se utilizé el Tubing
Screen Calculator , el cual mediante informacién de los criterios de disefio para
cada pozo, permitio establecer el nimero de juntas necesarias de tubing a instalar,
con el fin de que la herramienta cumpliera con el objetivo principal de controlar las
particulas de arena antes de ingresar al sistema de levantamiento artificial para
evitar paradas por produccion de fluido con arena y dafios a los equipos del sistema
de levantamiento artificial.

Para evaluar y validar el uso de la herramienta Tubing Screen , ademas de analizar
el RUN LIFE de cada pozo, se establecieron ciertas variables operativas que afectan
al sistema de levantamiento artificial, la informacion requerida fue obtenida del
programa Total Well Management (TWM).

Por ultimo, se realizdé un andlisis financiero a través del indicador beneficio costo,
con el fin de establecer la viabilidad del proyecto, teniendo en cuenta los costos de
inversion y los costos de operacion.

PALABRAS CLAVE: control arenas, Tubing Screen , Campo Casabe, Cuenca Valle
Medio Magdalena, run life, sistema levantamiento artificial.
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INTRODUCCION

La industria del petrdleo y gas enfrenta grandes problemas, entre los cuales se
encuentran la crisis en los precios de los productos energéticos y los que tienen
relacion con los factores mas comunes que inciden en la produccion en los pozos
como son: arenamiento, dafio de formacion, acumulacion de parafina, emulsiones
de agua — petréleo y corrosion. Respecto a la produccion de arena de formacién
con fluidos del yacimiento, es uno de los problemas més frecuentes que ocurren
durante la vida productiva de los pozos petroleros; las particulas de este sélido
pueden causar fallas excesivas de los equipos afectado su duraciéon y
funcionamiento en el fondo y superficie. Esta produccion se inicia con las fuerzas
que actuan sobre las rocas de la formacion, provocando rupturas por esfuerzos de
corte, seguido por el flujo de los fluidos que transportan la arena fragmentada hasta
el pozo que fluye hacia la superficie pasando por todos los componentes del sistema
productor del pozo.

Entonces, es importante identificar las tecnologias que actualmente existen y que
las operadoras pueden adoptar para mitigar el arenamiento en el fondo del pozo:
control mecénico, quimico y mecéanico — quimico. Para el adecuado control de arena
es indispensable la optimizacion de las operaciones de perforacion vy
completamiento, debido a que si el disefio y ejecucion de estas es inadecuado se
pueden aumentar las fuerzas de arrastre sobre los granos, generando migracién de
arenas de formacion.

Para cinco pozos del Campo Casabe, que presentaban produccion de arena critica
debido a la inyeccion de agua implementada como recuperacion secundaria de
fluidos, se evalué el uso de la instalacion de la herramienta Tubing Screen como
mallas de produccion para control de sdlidos, la cual pertenece a la empresa
Odessa Separator Inc, a partir del analisis de los parametros que afectan a cada
sistema de levantamiento artificial y teniendo en cuenta el run life para cada pozo,
el cual se increment6 con respecto al promedio que se tenia.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar técnica y financieramente el uso de la herramienta Tubing Screen en cinco
pozos del Campo Casabe.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1.

2.

Describir las generalidades y geologia del Campo Casabe.

Describir los métodos mecanicos mas usados en Colombia para el manejo de la
produccion de arena.

Describir el estado mecénico y los problemas generados por arenamiento para
los cinco pozos proporcionados por la empresa, ubicados en Campo Casabe,
antes de la implementacion de la herramienta.

Explicar las caracteristicas, rangos de aplicacion y especificaciones de la
herramienta Tubing Screen .

Describir el estado mecanico para los cinco pozos proporcionados por la
empresa, ubicados en Campo Casabe, después de la implementacién de la
herramienta.

Analizar los resultados obtenidos en cuanto a intervenciones realizadas en el
pozo y los parametros que afectan en cada uno de los sistemas de levantamiento
artificial, después de la implementacion de la herramienta en cada uno de los
cinco pozos.

Evaluar la viabilidad financiera del proyecto mediante el indicador financiero:
relacion Beneficio/Costo.
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1. GENERALIDADES DEL CAMPO CASABE

En ese capitulo, se presenta la historia, localizacion, marco geoldgico, geologia del
petréleo e historia de produccién del Campo Casabe, donde se encuentran ubicados
los cinco pozos a evaluar.

1.1 HISTORIA DEL CAMPO

En el aflo 1936, Shell (compafiia holandesa) inici6 operaciones en Colombia y
también fue fundada la Compafiia Colombiana de Petréleo ElI Coéndor, llamada
después Shell Condor S.A., quienes recorrieron el Valle medio del Magdalena,
realizando los reconocimientos técnicos con los cuales descubrieron la existencia
de petroleo.

El Campo Casabe fue descubierto en el afio 1941 por los holandeses. El lugar
donde se levantd este campo (hoy Yondo, Antioquia) era selva y fue construido
sobre un pantano, siendo necesarios trabajos de drenaje y saneamiento. Casabe 1,
fue el primer pozo perforado en el area de la concesion Yondo, frente al Puerto de
Barrancabermeja, siendo completado el 20 de octubre de este mismo afio.

Comenz6 su explotacion comercial en el afio 1945. Durante la recuperacion
primaria, los mecanismos de produccion fueron el agotamiento natural y el empuje
de un acuifero débil.

Alcanzo la maxima tasa de produccion de 47.000 BOPD en el afio 1954. Para el
afo 1958, se habian perforado 448 pozos, de los cuales 10 habian resultado secos,
teniendo con esto un desarrollo completo del campo.

El periodo de empuje natural llegd a su fin en la década de 1970, donde se obtuvo
un factor de recuperacion primaria del 13%. Terminado el agotamiento natural, el
campo tuvo una disminucion en la produccion de casi 5000 bbl/d. “Para revertir esta
tendencia, Ecopetrol S.A efectud pruebas de inyeccion de agua durante varios afios
antes de establecer dos programas de recuperacion secundaria, entre mediados y
fines de la década de 1980

El agua dulce para inyeccion provenia de la Formacion La Mesa, a partir de 1985
se extendi6 la inyeccion de agua en todo el campo mediante patrones de cinco
pozos. Esta inyeccidn se inicié en los Bloques VI, VIl y VIII (sector norte). Tres afios
después se realizé en los Bloques I, Il, 1l y V (sector sur). Para este entonces se
tenian perforados 591 pozos entre inyectores y productores.

Al realizar la recuperacion secundaria, surgieron una serie de problemas que no
permitian que la inyeccion de agua fuese completamente eficiente, dentro de las

1 AMAYA, Mauro. Et al. Casabe: Revitalizacion de un campo maduro. Bogota. 2010. [En
linea]”. Disponible en: https://www.slb.com /~/media/Files/resou rces/oilfield_review/sp
anish10/sum10/01_casabe.pdf
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cuales se tenian complejidades estructurales, areniscas heterogéneas, lutitas
sensibles y petréleo viscoso.

Al tener una mayor produccion de fluido gracias a la inyeccion de agua, se tuvo
produccion de arena en los pozos, lo cual provocé colapso y fallas en los equipos
de fondo de pozo. “las tasas de inyeccion de agua se redujeron gradualmente en un
intento para superar los problemas y el proceso de inyeccion perdio efectividad en
cuanto al mejoramiento de la recuperacion de petréleo™.

Para el afio 1996, las tasas de produccion disminuyeron entre el 7% y 8% por afio,
segun Amaya. 3

En el afio 2004, Ecopetrol S.A. y Schlumberger hicieron una alianza con el fin de
incrementar la produccion del campo, implementando nuevas tecnologias,
utilizando métodos para el manejo de yacimientos complejos. “Desde marzo de
2004 hasta febrero de 2010, la produccion de petréleo se incrementd, pasando de
5.200 bbl/d a mas de 16.000 bbl/d"4. El factor de recobro pasé de estar en 16% a
22%.

1.2 LOCALIZACION

El Campo Casabe se localiza en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, ubicado
en Yondo, Antioquia.

Para acceder al Campo Casabe, la ruta Bogotd — Barrancabermeja se puede
realizar por via area o via terrestre. La primera con una duracion aproximada de 55
minutos, tomando un avion desde el Aeropuerto el Dorado ubicado en la Ciudad de
Bogota hacia Barrancabermeja en el Aeropuerto Yariguies y la segunda con una
duracién aproximada de ocho horas y cuarenta minutos, saliendo de Bogoté por la
calle 80, hacia la Vega, tomando la carretera nacional 50 hasta llegar a Guaduas
(trayecto de aproximadamente 58 kilometros), en Guaduas tomando la direccion
norte, hacia la carretera nacional 56 (trayecto de aproximadamente 60 kilometros)
hasta llegar a la jurisdiccion de la Dorada donde se debe tomar la carretera nacional
45 (Ruta del sol), hacia el norte se llega al municipio de Barrancabermeja (trayecto
de aproximadamente 246 kilbmetros).

Desde el municipio de Barrancabermeja hacia el Campo Casabe, se accede por via
terrestre, con una duracién aproximada de 32 minutos y distancia de 18 kilmetros.
Saliendo de Barrancabermeja hacia el norte por la carrera 28, tomando la via
Barrancabermeja — Yondd. En la Figura 1 se muestra la localizacion del Campo
Casabe.

2 1bid.
3 |bid.
4 Ibid.
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Figura 1. Mapa de Localizacion del Campo Casabe, Cuenca del Valle Medio del Magdalena, Colombia.
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1.3 MARCO GEOLOGICO

En esta seccion se describe la estratigrafia, geologia estructural y del petrdleo del
Campo Casabe localizado en la Cuenca del Valle Medio del Magdalena.

1.3.1 Columna estratigrafica. La columna estratigrafica generalizada para la
Cuenca del Valle Medio del Magdalena y por lo tanto para el Campo Casabe se
observa en la Figura 2.

Figura 2. Columna estratigréfica
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Fuente: ANH. Middle Magdalena Valley. 2006. [En linea].
Disponible:http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Estudios-
Integrados-y
Modelamientos/Presentaciones%20y%20Poster%20Tcnicos/VMM%20
(PDF).pdf. Modificado por los autores.
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1.3.2 Estratigrafia. A continuacion, se describen las formaciones geoldgicas
presentes en la Cuenca del Valle del Medio del Magdalena, desde la mas antigua
hasta la mas reciente.

1.3.2.1 Formacién Girén. Segun Julivert> esta es una regiéon clasica para el
Jurasico Colombiano. La Formacién Girén consta de 8530 pies de sedimentos
rojizos y de naturaleza arenosa o lutitica, las arenitas presentes son de tipo arcosico.
El ambiente de despositacion de esta formacion es de tipo continental en la base y
de tipo transicional marino-continental en el tope. Tiene contactos discordantes con
el basamento igneo- metamorfico que la infrayace y con la Formacion Tambor que
la suprayace.

1.3.2.2 Formaciéon Tambor. Segun M.Julivert®, la base del cretaceo la constituye
un nivel detritico. Considerada del Hauteriviano-Valanginiano. Tiene un espesor
comprendido entre 394 pies y 656 pies. Estd compuesta por shales, conglomerados
rojos y areniscas, tiene una division especifica en tres niveles: uno inferior de
areniscas de colores rojizos, uno medio arcilloso con intercalaciones de areniscas
rojizas o rosadas y otro superior de areniscas blancas. Para la Formaciéon Tambor
se considera la depositacibn en ambientes meandros, llanuras deltaicas e
intramareales. Tiene un contacto discordante con la Formacién Giron que la
infrayace y un contacto concordante con la Formacion Rosa Blanca que la
suprayace.

1.3.2.3 Formacion Rosa Blanca. De edad Cretacico Inferior, desde el
Hauteriviano hasta el Barremiano (Hautteriviana hacia la region de la Mesa de los
Santos y San Gil, Barremiana hacia el Norte y Valanginiana en Villa de Leiva).
Consta de abajo hacia arriba, segun M.Julievert’, de los siguientes niveles: nivel
inferior de calizas y dolomias grises, intercalacion de caliza marrén, nivel margoso,
nivel de shales con intercalacion de calizas, intercalacion de caliza, nivel arenoso y
nivel lumaquelico. El espesor de esta formacion es variable, pero en el Rio
Sogamoso es de 1394 pies. Para la Formacion Rosa Blanca, el ambiente de
depositacion se considera marino. Los contactos son concordantes con la
Formacion Tambor que la suprayace y la Formacion Paja que la infrayace.

1.3.2.4 Formacién Paja. Segun M Julivert®, de edad Cretacico inferior, abarca el
Barremiano — Aptiano. Tiene una sucesion de Shales negras, ligeramente calcareas
y micaceas, en la parte inferior de esta formacion hay concreciones de caliza de
hasta 30 cm, septarias y vetas de calcita. El espesor de esta formacién varia entre
410 pies y 2050 pies. Para la Formacion Paja, el ambiente de depositacion se
considera marino profundo. Tiene contacto concordante con la Formacion Rosa
Blanca que la infrayace y con la Formacion Tablazo que la suprayace.

SJULIVERT, Manuel. Léxico Estratigrafico. Francia. Centre National de la Recherche
Scientifique. 1968.
6. Ibid. 448-450p.
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1.3.2.5 Formacién Tablazo. De la edad Cretacico Inferior, abarca el Apriano
superior al Albiano inferior. Segun M. Julivert®, la Formacién Tablazo, esta
compuesta de una sucesion de calizas duras, azuladas muy fosiliferas y margas, en
la mitad superior, predominan las calizas mientras que en la mitad inferior
predominan las margas. El espesor de esta formacion esta entre 492 pies y 1066
pies. Para la Formacién Tablazo, el ambiente de depositacion se considera de tipo
marino. Tiene contacto concordante con la Formacion Paja que la infrayace y con
la Formacién Simiti que la suprayace.

1.3.2.6 Formacion Simiti. Considerada de la edad Cretéacico Inferior,
especificamente del Abiano. Segun M. Julivert'®, conformada por shales gris o
negra, calcarea y concrecionaria, tiene nodulos fosiliferos que contienen petroleo;
cerca del techo de la formacién hay capas delgadas de conglomerados. El espesor
de esta formacion se encuentra entre 820 pies y 2132 pies. La Formacion Simiti,
tiene un ambiente de depositacion tipo marino de aguas intermedias a profundas.
Tiene un contacto concordante con la caliza del tablazo y con la Formacion La Luna,
gue suprayace e infrayace respectivamente.

1.3.2.7 Formacion La Luna.

Segun M. Julivert!!, se considera de la edad Cretacico superior, del Turoniano al
Santoniano. Compuesta por una sucesion de shale calcarea, negra, fosilifera con
concreciones calizas negras. El espesor de esta formacion varia entre 328 pies y
394 pies. La Formacion La Luna, tiene un ambiente de depositacién tipo marino
poco profundo. Tiene un contacto concordante con la Formaciéon Simiti y con la
Formacion Umir, que la infrayace y suprayace respectivamente.

1.3.2.8 Formacion Umir. M. Julivert *?le asigna la edad Cretacico Superior, del
Campaniano hasta el Maastrichtiano. Compuesta en la parte inferior por lutitas en
laminas delgadas de color gris oscuro, gris azuloso a negro, con delgadas laminas
carbonaceas. Tiene un espesor aproximado de 3281 pies. EI ambiente de
depositacion es un ambiente neritico. Para la Formacion Umir se tienen contactos
de tipo concordante con la Formacién La Luna que la suprayace y con la Formacion
Lisama que la infrayace.

1.3.2.9 Formacion Lisama. Segun M. Julivert'? esta formacion es del Paleoceno y
segun J. De Porta!* consta de shales de colores rojo, pardo y gris con
intercalaciones de areniscas masivas grisaceas, de grano medio a fino. Tiene de
espesor, aproximadamente 4020 pies. Para la Formacion Lisama el ambiente de

7 Ibid. 419-421 p.
8 |bid. 85 -363 p.

9 bid., 445-447 p.
10 |bid., 437 p.

11 |bid., 301-303 p.
12 |pid., 458 p.

13 |bid., 459 p.

14 |bid., 327-329 p.
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despositacion se dio en condiciones lagunares y deltaicas. El contacto de esta
formacién es concordante con la Formacion Umir que la infrayace y con la
Formacion Esmeralda que la suprayace.

1.3.2.10 Formacién La Paz. De edad Paledgeno Paleoceno. Seguln J. De Portal®,
esta constituida por cuarzoarenitas, sublitoarenitas masivas y conglomeraticas, de
color gris claro, con estratificacién cruzada e intercalaciones dispersas de limolitas
y arcillas que se encuentran en los dos tercios inferiores de la formacién. Tiene un
espesor aproximado de 3000 pies. El ambiente de depositaciébn es un ambiente
continental de canales fluviales. Para la Formacion La Paz se tienen contactos de
tipo discordante con la Formacion Lisama que la infrayace y con la Formacién
Esmeraldas que la suprayace.

1.3.2.11 Formacion Esmeralda. Depositada en el periodo Pale6geno. Segun J. De
Portal®, litolbgicamente tiene areniscas y limolitas compactas en laminas, micaceas,
de grano fino y de color gris, las cuales alternan con shales gris oscuras que se
pueden presentar moteadas de los colores: rojos, purpura y marrén, adicionalmente
se tienen lentejones de carbon que pueden presentarse dispersos. El espesor de la
formacién es de 3937 pies aproximadamente. El ambiente de depositacion es de
tipo continental fluvial. La Formacion Esmeralda tiene un contacto concordante con
la Formacién La Paz que la infrayace y un contacto discordante con la formacion
Mugrosa que la suprayace.

1.3.2.12 Formacién Mugrosa. Segin J. De Portal’ esta formaciéon es de edad
Paledgeno Oligoceno. Esta conformada por una alternancia de cuarzoarenitas muy
arcillosas, micaceas, feldespaticas, con estratificacion cruzada, con zonas de
bioperturbacién. Se encuentra dividida en cuatro miembros informales de base a
techo: Arenas B3, Arenas B2, Arenas B1, y Arenas BO; las Arenas B3 conforman la
base de la formacién, teniendo un espesor de 60 pies. El espesor de la Formacion
es variable y esta entre 3000 pies y 1700 pies. Para la Formacion Mugrosa se tiene
un ambiente de depositacion de corrientes fluviales. Infrayace con la Formacién
Esmeraldas en una discordancia regional y suprayace de forma concordante con la
Formacion Colorado.

1.3.2.13 Formacién Colorado. Considerada de la edad Paleégeno y Nedgeno.
Segun J. De Portal®, estd compuesta por arcillas de color gris claro, purpura y
moteado de rojo, con intercalaciones de areniscas de grano medio a fino con
alternancia de arcillolitas. El espesor varia entre los 690 pies a los 3000 pies. Para
la Formacién Colorado, el ambiente de depositacion es continental de tipo fluvial,
con amplios canales principales. Tiene un contacto concordante con la Formacion

15 DE PORTA, Jaime. Léxico Estratigrafico de Colombia. Paris. Centre National de la
Recherche Scientifique. 1974. 327-329 p.

16 |bid., 198-199 p.

17 |bid., 373-376 p.

18 |bid., 142-144 p.
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Mugrosa y discordante con la Formacion Real, que infrayacen y suprayacen
respectivamente.

1.3.2.14 Formacion La Cira. Segun J De Portal9, fue depositada entre el periodo
paledgeno y nedégeno. Compuesta por arcillas azulosas alternadas con areniscas y
calizas impuras. Tiene un espesor de 850 pies. Para la Formacion La Cira, el
ambiente de depositacion es continental de tipo fluvial. Tiene contactos
discordantes con la Formacion Colorado y con Grupo Real, que infrayacen y
suprayacen respectivamente.

1.3.2.15 Grupo Real. Del periodo Nedgeno y edad Mioceno. Segun J. De Porta?®
esta constituida por conglomerados con cantos de liditas, cuarzo, fragmentos de
carbon y mineral arcilloso de hierro, seguido por capas gruesas de areniscas
conglomeraticas, con fragmentos de guijos finos a medios, con estratificacion
cruzada, con intercalaciones de shales de color moteado gris y azul. El espesor es
de aproximadamente 12975 pies, su ambiente de depositacion es de tipo fluvial con
corrientes entrelazadas. Este Grupo infrayace discordantemente sobre La
Formacion Colorado y Suprayace de forma discordante con la Formacion Mesa.

1.3.2.16 Formacion Mesa. Depositada en el periodo Cuaternario, segun J. De
Porta2l, litolégicamente estd compuesta por conglomerados, arenisca
moderadamente consolidada y arcillas negras. Tiene un espesor promedio de 3281
pies. Para la Formacion La Mesa se tiene un ambiente de depositacion de tipo
continental. Existe un contacto discordante con el Grupo Real que la infrayace.

1.3.3 Geologia estructural. La cuenca del Valle Medio del Magdalena (VMM)
separa la Cordillera Central y la Cordillera Oriental, esta limitado al norte por la falla
de Bucaramanga y al sur por la falla de Cambao; en cuanto a la orientacion que
presentan los pliegues y fallas es NNE — SSW. En las principales zonas de fallas de
desplazamiento de rumbo (Palestina y Bucaramanga — Santa Marta) se caracteriza
por la vergencia que se muestra este u oeste de los cabalgamientos y la
transpresion.

Para el caso del Campo Casabe, se caracteriza por presentar un monoclinal con
buzamiento moderado hacia el Este, afectado por un sistema transgresivo, que se
origina por la Falla Casabe; esta falla tiene convergencia hacia el Oeste y rumbo
SW — NE, por esto se asocia evento de relajacién que da origen a fallas normales
de direccién E — W, que separa la estructura en bloques como se evidencia en la
Figura 3, y que constituyen el sistema de entrampamiento en el terciario. %2

19 |bid., 297-300 p.

20 1bid., 414 — 417p.

21 |bid., 356-358 p.

22 CASADIEGO, Efrain. Estudio de la continuidad lateral y vertical de las arenas de la
formacion mugrosa en el Campo Casabe y Llanito, Valle Medio del Magdalena.
Bucaramanga. Universidad Industrial de Santander. 2008.
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Figura 3. Bloques Campo Casabe
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|

Fuente: CASADIEGO, Efrain. Estudio de la continuidad
lateral y vertical de las arenas de la formacion mugrosa en
el Campo Casabe y Llanito, Valle Medio del Magdalena.
Bucaramanga. Universidad Industrial de Santander. 2008.

1.3.4 Geologia del petréleo. A continuacion, se describen los principales
parametros que componen el sistema petrolifero del Campo Casabe, que se
encuentra ubicado en la cuenca del Valle Medio del Magdalena.

1.3.4.1 Roca Generadora. En cuanto a la litologia se presentan calizas del
cretaceo, de las Formaciones Simiti, Tablazo y La Luna; que presentan las
siguientes propiedades, TOC 1,0 — 6,0% (bueno a excelente), kerégeno tipo Il y una
reflectancia a la vitrinita de 1,1 — 2,0% con lo que se puede decir que es una roca
fuente madura, que es apropiada para la generacion de hidrocarburos.??

22 MOJICA, Jairo. Cuencas Catatumbo, Cesar-Rancheria, Cordillera Oriental, Llanos
Orientales, Valle Medio y Superior del Magdalena. Colombia. 2009. 39 p.
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1.3.4.2 Roca Reservorio. El 97% del petrdleo de la Cuenca del Valle Medio del
Magdalena, procede de las areniscas del Pale6geno de las Formaciones Lisama,
Esmeraldas, La Paz, Mugrosa y Colorado; que cuenta con porosidades del 15 —
20% y permeabilidades promedio de 20 — 600 md; también provienen de calizas
fracturadas, pertenecientes a las Formaciones Rosablanca, Tablazo y La Luna.?*

1.3.4.3 Migracion. La discordancia del Eoceno separa el reservorio primario de las
rocas generadoras, es por esta razén es que se forma un sistema de tuberias que
permite que el petroleo que se generd de la roca fuente en la zona Oriental de la
cuencay que este migrara a lo largo de la misma hasta el flanco Occidental del Valle
del Magdalena.?®

En el campo se han detectado tres tipos de migracion, los cuales se explican
brevemente a continuacion:

e Migracion de tipo vertical, se dio de manera directa, moviéndose los hidrocarburos
generados en la Formacion La Luna hacia la discordancia de la cuenca.

e Migracion de tipo lateral en las areniscas pertenecientes al Eoceno.

e Migracion de tipo vertical a lo largo de las superficies de las fallas en lugares donde
la Formacion La Luna no esta en contacto con la discordancia de la cuenca del
Valle Medio del Magdalena.

1.3.4.4 Roca Sello. Para el caso de los yacimientos del Paledgeno, las calizas y
las arcillolitas continentales de la Formacion Esmeralda y Colorado, mientras que
los sello para los reservorios cretacicos seran las lutitas marinas de las Formaciones
Simiti y Umir,

1.3.4.5 Trampa. En la cuenca del Valle Medio del Magdalena, las trampas se

caracterizan por ser:

e Pliegues ocultos relacionados a fallas de cabalgamiento.

e Estructuras duplex con cierre de fallas independientes.

¢ Cierres dependientes de la falla en la que los estratos buzan en sentido contrario
a la misma.

e Trampas en la parte baja de fallas sellantes.

1.4 HISTORIA DE PRODUCCION

En esta seccidn se describen los diferentes pardmetros sobre la historia de
produccion del Campo Casabe, entre los cuales se encuentran método de
produccion, tiempo de produccién, nimero de pozos, grafica de produccion
acumulada y caracteristicas del yacimiento.

24 MARTINEZ, Juan. Colombian Sedimentary Basins. Colombia. 2007. [En linea].

Disponible en: http://www.anh.gov.co/Informacion-Geologica-y-Geofisica/Cuencas-
sedimentarias/Documents/colombian_sedimentary_basins.pdf
% |bid., 80 p.
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1.4.1 Meétodo de produccién. EI Campo Casabe inicia su operacion en el afio
1941 cuando la empresa Shell Condor S.A., alcanz6 una produccion de 46.000
BOPD provenientes de 414 pozos, esta cifra correspondia al 26% de la produccion
nacional de la época, durante la recuperacion primaria los mecanismos de
produccion fueron agotamiento natural y empuje de un acuifero débil.

En el afio 1969 se presenta una declinacion natural de la produccion, por esta razén
Casabe entra en una etapa de abandono; a partir de 1982 se presenta un nuevo
auge del petroleo en la concesion Yondo, debido a la recuperacién secundaria por
inyeccidn de agua mediante patrones de cinco pozos, obteniendo un aumento en el
factor de recobro.

La inyeccidn inicio en el sector norte en 1985 (Bloques VI, VIl y VIII) y en 1988 en
el sector sur (Bloques I, I, 1ll y V); para el proyecto de recuperacion secundaria se
perforaron 591 pozos entre inyectores y productores.

Para el afio 2004 se firma la Alianza Tecnolégica Casabe entre Ecopetrol y
Schlumberger con el fin de incrementar la produccion del Campo Casabe mediante
la implementacibn de nuevas tecnologias, técnicas de gerenciamiento de
yacimientos y reduccién de costos operativos; con esto se ha logrado incrementar
la produccion desde 5000 BOPD hasta 20218 BOPD vy la inyeccion de agua de
25000 BWPD hasta 131000 BWPD. %6

1.4.2 Tiempo de produccién. A 2017, este campo opera directamente con
Ecopetrol con 11.600 BOPD de promedio de produccion, gracias a la inversion
econOmica y cambios técnicos desarrollados.

1.4.3 Numero de Pozos. Actualmente el Campo Casabe tiene 491 pozos activos,
de los cuales 190 productores de aceite, un productor de gas y 300 inyectores de
agua. ?’

1.4.4 Produccién Campo Casabe. Comenz6 en 1941 con el primer pozo, el cual
fue, Casabe 1; en la Grafica 1, se evidencia el comportamiento de produccion para
este Campo, en donde es importante resaltar que en el ailo 1990 se obtuvo la mayor
produccion. La recuperacion secundaria, por medio de inyeccion de agua se inicié
a finales de la década de 1970, por medio de proyectos piloto.

% ACOSTA, T. et al. Recuperacion mejorada en un yacimiento de alta complejidad
estratigrafica: Campo Casabe (Caso de estudio). Colombia. 2017. [En linea].
https://congresoacipet.com/wp-content/uploads/2017/Tec/TEC-122.pdf

27 AMAYA, Mauro. Et al. Casabe: Revitalizacion de un campo maduro. Bogota. 2010. [En
linea]". Disponible en: https://www.slb.com/~/media/Files  /resources/oilfield_
review/spanish10/sum10/01_casabe.pdf
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Cuando se inicio el primer programa de inyeccion en 1985 se observd un aumento
en la tasa de produccion de petroleo; pero luego de unos afios la irrupcion de agua
y el colapso de pozo obligaron a detener la inyeccion. Posteriormente en el afio
2004 cuando se inici6 la Alianza Casabe, las tasas de produccion eran de 5200
BOPD; a principios del 2010 se presenta un aumento en la produccién hasta
alcanzar mas de 16000 BOPD.?®Para el afio 2017, se tuvo una produccién de 11600
BOPD, disminuyéndose en un 27,5%.

Grafica 1. Comportamiento de la produccion e inyeccion del Campo Casabe.
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Fuente: AMAYA, Mauro. Et al. Casabe: Revitalizacion de un campo maduro. Bogota. 2010.

[En linea]”. Disponible en: https://www.slb.com/~/media/Files /resources/oilfield_
review/spanish10/sum10/01_casabe.pdf

1.4.5 Caracteristicas del yacimiento. El Campo Casabe produce principalmente
en las Formaciones Colorado y Mugrosa; en la Tabla 1, se presentan las
propiedades petrofisicas en donde se describen la porosidad, profundidad,
permeabilidad promedio y espesor neto para la arena A y B de las formaciones
productoras.

28 |bid.
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Tabla 1. Propiedades petrofisicas Campo Casabe

< CAMPO CASABE

PARAMETRO Fm Colorado Fm Mugrosa

Zonas Productoras Al A2 Bl B2
Area (acres) 4570 3875 | 2030 | 2449
Profundidad Prom (ft.s.n.m) 2600 2900 3900 4200
Espesor neto (pies) 76 78 43 23
Porosidad promedio (%) 24 24 25,5 25,5
Permeabilidad promedio (md) 225 225 385 385

Swi (%) 23 23 23 23

Fuente: MAYORGA, Diana. Evaluacion de practicas operacionales para reducir las
fallas en tuberia de produccion por efecto de la inyeccion de agua en el Campo
Casabe. Bucaramanga. Universidad Industrial de Santander. 2011. 15 p.

A continuacién, se muestra en la Tabla 2, las propiedades de los fluidos del Campo
Casabe en donde se presentan la gravedad API, viscosidad, factor volumétrico
inicial, entre otros parametros propios del fluido que se produce en este campo.

Tabla 2. Propiedades de los fluidos del Campo Casabe

. CAMPO CASABE
PARAMETRO Zona A | ZonaB
Gravedad API 19 20

Viscosidad (cp) a Pb 43 21
Factor Volumétrico Inicial 1.083 1.117
GOR (SCF/STB) Inicial 187 254

Presion a Pb (psi) 1350 2200

Fuente: MAYORGA, Diana. Evaluacion de practicas
operacionales para reducir las fallas en tuberia de
produccién por efecto de la inyeccion de agua en el
Campo Casabe. Bucaramanga. Universidad Industrial

de Santander. 2011. 15 p.
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2. METODOS USADOS EN COLOMBIA PARA EL CONTROL DE ARENA
MECANICO

Antes de explicar los métodos de control de arena, es importante mencionar que la
produccion de arena depende de los siguientes factores: la fuerza de la roca y otras
propiedades geométricas, esfuerzos regionales que presentan durante la
perforacion del pozo y cargas locales debido a la presencia de agua, presiones de
poro reducidas. Esta problematica puede afectar los regimenes de produccién de
un pozo, las instalaciones de fondo y superficie, estabilidad y limpieza del pozo,
colapso de la tuberia de revestimiento, desgaste en el sistema de levantamiento
artificial; lo que genera una reduccion de la vida util de los equipos y aumenta los
costos asociados con el sistema de levantamiento.

2.1 COMPORTAMIENTO DE LA ARENA EN LOS POZOS DE PRODUCCION

El arenamiento, que se define como la produccién de pequefias o grandes particulas
de sdlido junto con los fluidos del yacimiento, que se generan debido a la baja
consolidacion de la formacién. A medida que en el yacimiento se descarga petréleo
hacia el pozo, con el tiempo se va acumulando arena y sedimento en el fondo; esta
acumulacion puede ser de tal magnitud que puede disminuir o impedir
completamente la produccién del pozo?®; la magnitud del dafio que origina este
fendmeno depende de diferentes factores, entre los cuales se encuentran, la dureza
del metal afectado, el tamafio, concentracion, forma y distribucion de las particulas
sélidas; la dureza de las particulas abrasivas en comparacion con la del metal que
se afecta tiene un efecto directo sobre el dafio causado®’, como se puede observar
en la Figura 4; por esta razon es importante que las particulas de arena mas duras
que el acero normal usado generalmente en la fabricacion de bombas, se evite que
ingresen al sistema, puesto que generan una alta abrasion del equipo.

29 LOPEZ Francisco, Et al. Ingenieria de produccion y productividad de pozos. México D.F.
Universidad Nacional Autonoma de México. 2013. 80p.
% |bid., 80 — 81p.
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Figura 4. Escala Mohs
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Fuente: Odessa. Filtration & sand control in ALS systems

El tamafio de las particulas sélidas y la forma del material también se deben tener
en cuenta, pues afectan el dafio causado por la abrasién o la erosion. En la Figura
5, se puede evidenciar la distribucién de la arena segun su tamafio. La abrasion es
mas alta cuando el tamafio de las particulas sélidas se encuentra entre 50 y 250
micras. Por otro lado, el desgaste debido a la erosion es proporcional al tamafio de
particula; las que son solidas rugosas de forma irregular afectan mas que las
redondeadas y lisas del mismo tamairio.

43



Figura 5. Tamafios de arenay distribucion.
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Fuente: Odessa. Filtration & sand control in ALS systems.

De igual manera, la concentracion de sdlidos en el fluido que se produce tiene un
efecto principal sobre el dafio causado por la erosion y la abrasion en el equipo de
fondo de pozo, por esto es indispensable determinar la producciéon de arena
eliminando otras particulas sélidas (productos de corrosion e incrustaciones). La
clasificacion de la produccion de arena se muestra en la Tabla 3, esta genera un
factor de seguridad en los célculos, que se debe tener en cuenta para evitar posibles

taponamientos.

Tabla 3. Clasificacién del pozo

Clasificacion/Unidad ppm PTB
Ligera <10 3.5
Promedio 11-50 3.6-17.5
Mala 51 - 200 17.6-70
Severa >200 >70

Fuente: Odessa Separator, Inc.
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2.1.1 Causas de produccion de arena. Las causas de producciéon de arena son
aguellos factores asociados a: factores naturales o directos y factores inducidos o
indirectos, como se explica en la Figura 6.

Figura 6. Causas de produccién de arena.
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Para el caso del Campo Casabe, presenta una formacién de arenisca poco
consolidada vy adicionalmente la inyeccion de agua generada como recobro
secundario para el mantenimiento de presion generé desde su implementacién
arrastre de particulas de arena. Estos dos factores, constituyen las causas
principales de la produccion de arena en el campo.

2.1.2 Anélisis granulométrico. Este andlisis permite obtener la distribucién del
tamafio de la particula presente en la muestra; es importante mencionar que, existen
diferentes maneras para realizar este estudio en la industria del petréleo, debido a
la forma de los granos y el grado de dispersion de la muestra obtenida. Entre los
métodos mas usados estan: analisis de tamices, tamafio de particulas laser y
controles de agujeros.

Para los cinco pozos a evaluar se realizaron andlisis de tamices, previos a la
implementacion de la herramienta. Este analisis consiste en someter una muestra
de arena de peso conocido a vibracion continda utilizando un tamiz; una muestra
representativa se obtiene a través de divisiones de la misma, esta se pasa a través
de una serie de tamices organizados de acuerdo con el tamafio de los agujeros,
mas grandes en la parte superior; como se evidencia en la Figura 7, los granos
descienden hasta que las particulas mas pequefias sean retenidas.
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Figura 7. Andlisis de tamices

=

Fuente: Odessa Separator, Inc.

Teniendo en cuenta el resultado del analisis granulométrico las particulas se pueden
clasificar, segun la Tabla 4, en donde se observa el rango de tamafio de particula.

Tabla 4. Clasificacion de la particula segun analisis granulométrico

CLASIFICACION ';ﬁg%%&g"af‘n?
Arena muy gruesa 2000 - 1000
Arena gruesa 1000 - 500
Arena mediana 500 — 250
Arena fina 250 — 100
Arena muy fina 100 -50
Limo 50-2
Arcilla <2

Fuente: LOPEZ Francisco, Et al. Ingenieria de produccion y
productividad de pozos. México D.F. Universidad Nacional Autébnoma
de México. 2013.
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2.1.3 Distribucion granulométrica. La distribucion del tamafio de particula es la
representacion grafica de los resultados del analisis, en el caso del tamizado de las
particulas se retienen para cada malla de acuerdo con el tamafio de la abertura.
Este procedimiento se realiza para identificar el porcentaje en peso que ha sido
retenido por cada tamiz3L.

Los principales parametros que se derivan del andlisis de distribucion del tamafio
de particula son el tamafio medio de grano, coeficiente de uniformidad (Cu) y de
clasificacion (Cs). El tamafio medio de grano (D50) es el tamafio de particula
correspondiente a los percentiles 50 de la distribucion de peso acumulada del
andlisis de tamizado; este parametro se usa directamente para seleccionar el tipo
de completamiento (grava) utilizado para el control de la arena. Para el coeficiente
de uniformidad (Cu) y de clasificacion (Cs), estos dan una medida de la dispersién
en la distribucion del tamafio de grano, es decir, la clasificacion de la muestra y se
utilizan para seleccionar medidas de control de arena.®?

Mediante la Ecuacion 1 se puede determinar el coeficiente de uniformidad.

Ecuacion 1. Coeficiente de uniformidad

_ d40
"~ d90

Fuente: PENBERTHY Jr., W.L.; SHAUGHNESSY, C.M. Sand control: Gravel-pack design.
SPE series on special topics E.E.U.U.: Henry L. Doherty series, 1992.p.198

Cu

Donde,

¢ d40: Tamafo de grado a nivel acumulativo de 40%.
¢d90: Tamanfo de grado a nivel acumulativo de 90%.
Teniendo en cuenta que:

Cu <3 la arena es uniforme

Cu >5 la arena es considerada no uniforme33

El coeficiente de clasificacion esta definido por la Ecuacion 2.

Ecuacion 2.Coeficiente de Clasificacion

_d10
~ do9s

Fuente: PENBERTHY Jr., W.L.; SHAUGHNESSY, C.M. Sand control: Gravel-pack design.
SPE series on special topics E.E.U.U.: Henry L. Doherty series, 1992.p.198

Cu

31 GONZALES, Gustavo. Sand Control Challenges and Solutions. Odessa Separator inc.
2016

32 ROMAN J. et al. Optimizacion del analisis del tamafio de grano de arena. Universidad de Cadiz
2013

33 PENBERTHY Jr., W.L.; SHAUGHNESSY, C.M. Sand control: Gravel-pack design. SPE
series on special topics. E.E.U.U.: Henry L. Doherty series, 1992. p.9.
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Existen muchas y variadas técnicas aplicadas de control de arena, derivadas de que
el flujo de arena con aceite y gas de los yacimientos hacia los pozos productores ha
sido un problema de la industria petrolera, uno de los puntos a tener en cuenta es
la forma en la que el pozo se completa con lo que se puede aumentar o disminuir la
tendencia a la produccién de arenas®*.

Segun Tiffin, 35El criterio de seleccion 6ptimo de los métodos de control de arena
depende del coeficiente de clasificacion (SC) y el coeficiente de uniformidad (UC),
como se muestra en la Figura 8.

Figura 8. Analisis de tamafio de particula
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enrolladas
de alambre

Fuente: Tiffin, D. et al. New Criteria for Gravel and Screen Selection for Sand Control. SPE
39437. 1998

34 GUERRERO, Jesus, et al. Maximizacion de la produccién y control dearena mediante la
perforacion y terminacion del primer pozo horizontal en arenas del JSO del campo Ek —
Balam. [en linea]. [Consultado el 12 de febrero de 2018]. Dispoible en:
http://132.248.9.34/hevila/Ingenieriapetrolera/2015/no6/3.pdf

35 Tiffin, D. et al. New Criteria for Gravel and Screen Selection for Sand Control. SPE 39437.
1998
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A partir del analisis granulométrico realizado para cada pozo se establece el
coeficiente de uniformidad y de clasificacién, permitiendo con estos encontrar la
técnica de retencion de arena mas eficiente.

Segun Gonzales® en la industria petrolera existen varios métodos para el control
de arena, los cuales son mantenimiento y workover, completamiento selectivo,
modificacion de la tasa de flujo, control mecanico, control quimico, control mecénico-
quimico. Para el desarrollo de este capitulo se describiran los métodos mecanicos
mas usados en Colombia, para el manejo de produccion de arena, puesto que la
herramienta Tubing Screen de la empresa Odessa Separator INC, pertenece a esta
clasificacion.

Los métodos mecénicos mas utilizados en Colombia, segin GONZALES Y
RAMIREZ son mallas, Liner ranurado y empaque con grava. En la Gréafica 2, se
presenta el porcentaje de pozos que cuentan con métodos mecanicos para
produccion de arena, por cuenca sedimentaria.

Gréafica 2. Métodos de control de arena mas utilizados en Colombia

100%
90%
80%
70%
60%
50%
40%
30%
20%
10%

0%

Llanos Valle medio  Valle superior
Catatumbo Putumayo
del magdalena del magdalena

orientales

m Malla 0% 16% 50% 20% 50%
® Empaque con grava 0% 13% 25% 20% 0%
M liner Ranurado 100% 71% 25% 59% 50%

Fuente: Modificado por los autores

En la Cuenca del Valle Medio del Magdalena, aproximadamente el 60% de los
pozos perforados utilizan Liner Ranurado, 20% utilizan empaque por grava y el 20%
restante, utilizan mallas. Se destaca que del 20% de los pozos que utilizan mallas

GONZALES, Gustavo. Sand Control Challenges and Solutions. Odessa Separator inc.
2016
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en la cuenca, el 40% pertenece a los pozos del Campo Casabe, puesto que en su
mayoria utilizan este método de control de arenas.

2.2 METODOS DE CONTROL DE ARENA EN LA ETAPA DE
COMPLETAMIENTO DEL POZO

Los métodos de control de arena en etapa de completamiento de pozos son
empaquetamiento con grava y Liner Ranurado.

2.2.1 Empaquetamiento con grava. Es utilizado en la industria petrolera desde
los afios 1930, consiste en bombear un fluido especial con el fin de posicionar la
grava previamente seleccionada por pruebas de granulometria para que actle
como filtro entre una malla y las paredes de la formacién o las paredes del
revestimiento, dependiendo del tipo de completamiento que se haya realizado, sea
hueco abierto o hueco revestido respectivamente.

Segun Schlumberger®’, el empaquetamiento por grava cumple con la funcién de
retencién y control de arena, pero su disefio cumple como objetivo principal dar
sostén a la formacion, asi disminuyendo el impacto que genera la productividad de
la formacion.

Segun Carlson,®® el tamafio de la grava debe ser de cuatro a cinco veces mayor a
la arena de la formacion. Para crear un filtro de alta permeabilidad que permita el
flujo de fluidos, reteniendo la migracion de granos de arena hacia el pozo, y su
objetivo principal es proporcionar estabilidad a las paredes de la formacion.
Actualmente esta técnica es una de las mas utilizadas. En la Figura 9, se observa
el perfil general del empaquetamiento con grava.

37 SCHLUMBERGER. Oilfield Glossary. Gravel Pack [En linea]. 2016. [Consultado el 25 de
enero de 2018]

38 CARLSON, Jon; et al. Sand Control: Why and How?. [En linea]. [Consultado el 12 de
febrero de 2018] Disponible en:
https://www.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield_review/ors92/1092/p41_53.pdf
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Figura 9. Perfil general del empaquetamiento con grava.

Arena de

Grava formacion

Fuente: MCKINZIE, Howard. “Gravel pack sand
design” en Sand Control. Tulsa, Oklahoma,
E.E.U.U. Petroskills,2014 Versién 6. p. 6.12.

2.2.1.1 Empaquetamiento con grava hueco abierto. Consiste en ubicar la grava
entre la malla y la cara de la formacion de la zona productora, como se evidencia
en la Figura 10, es utilizado en zonas de arenas limpias sin presencia de lutitas y
en pozos horizontales o verticales. Esta técnica es bastante eficiente debido a que
la grava es posicionada justo al frente del intervalo productor, proporcionando una
mayor tasa de flujo, menores caidas de presion, facilidad en la instalacion y costos
inferiores respecto al empaquetamiento en hueco revestido. Sin embargo, durante
el posicionamiento de la grava el espacio anular entre malla y formacién puede ser
ocupado por arena antes de que la grava sea ubicada en su totalidad, ocasionando
problemas operativos.
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Figura 10. Empaque con grava en
hueco abierto.
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Fuente: MCKINZIE, Howard. “Sand
control techniques” en Sand Control.
Tulsa, Oklahoma, E.E.U.U.
Petroskills,2014 Versién 6. p. 1.5.

2.2.1.2 Empaquetamiento revestido con grava. Es usado cuando se cuenta con
revestimiento en frente de la zona productora, no hace parte del completamiento
original del pozo, sino que es un mecanismo de rehabilitacion de este. Consiste en
utilizar la combinacién entre mallas y grava para impedir el paso de arena hacia la
tuberia de producciébn. En la Figura 11, se observa un esquema de
empaquetamiento revestido con grava. Y en Tabla 5, se presentan ventajas y
desventajas de este método.
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Figura 11. Esquema del empaquetamiento revestido con grava.
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Fuente: CARLSON, Jon; GURLEY, Derrel; KING, George;
PRICE-SMITH, Colin; WATERS, Frank. Sand Control: Why and

How?. Recuperado de:

<https://lwww.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield_review/

0rs92/1092/p41_53.pdf>

Tabla 5. Ventajas y desventajas del empaguetamiento revestido con grava.

Ventajas

Desventajas

Existen facilidades de completamiento selectivo

Altas caidas de presion

Facilidad para reparar intervalos productores

Erosidn y/o corrosion de la malla

Se puede controlar y observar con efectividad
la produccion de fluidos de cada zona

Taponamiento debido a formacién de escamas
cuando hay una mezcla de agua y fluido de
completamiento base calcio

Elimina problemas de estabilidad

Disminucion de la tasa de flujo

Existen varias técnicas para la colocacién de las
mallas y la grava frente a las perforaciones.

Se restringen las perforaciones del cafioneo por
la necesidad de ubicar la malla en el pozo

Fuente: GONZALES, Néstor. Curso de Completacion de pozos en arenas no consolidadas
(control de arena). 2016. Maodificado por los autores.
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2.2.2 Liner ranurado. Es pionero dentro de los sistemas mecanicos para el control
de arena por la facilidad de su instalacion y principio de operacién sencillo, consta
de una tuberia con perforaciones como se ilustra en la Figura 12, que es colocada
al frente de las formaciones productoras para retener la produccién de arena, es
usado con mayor frecuencia en pozos horizontales, sin embargo, las caracteristicas
de este método de control lo hacen susceptible a taponamientos y a ser la causa de
elevadas caidas de presion.

Figura 12. Liner ranurado.

Fuente: AMARIZ, Jaime. Empaguetamiento
con grava. Produccion 1. mayo 2015.
Maodificado por los autores.

Las ranuras del liner se construyen mediante sierras rotarias. Algunos liner
ranurados cuentan con mallas dentro de su configuracion mejorando la eficiencia
de este, asi como pueden usarse como complementos de otros sistemas de control,
como en el caso de los empaques con grava cuando se tienen tamafnos de grano
grandes. Segun Amazo®® el principio de operacion del liner ranurado consiste en
puentear la arena en las ranuras del mismo o en los espacios del alambre enrollado,
evitando que ingrese en las lineas de produccion con los fluidos de la formacién.
Para su adecuado funcionamiento el tamafo de las ranuras debe duplicar el
diametro de la arena, existen dos tipos de estas; las ranuras rectas y las
trapezoidales, las rectas tienen un ancho uniforme siendo susceptibles a taponarse,
mientras que las trapezoidales debido a su forma evitan las obstrucciones.

La configuracion de estos se da en términos de calibre, el cual indica el ancho de la
abertura en pulgadas multiplicado por un factor de 1000. De acuerdo con Soler y

39 AMAZO, D. HOYOS, J. Evaluacion Técnico-econémica de los Métodos Utilizados y
Propuestos en el Campo Palagua para el Manejo y Control de la Produccién de Arena.
2003. 35 p.
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Suarez®, “una configuracion tipica para los liners ranurados es una ranura de
0.5mm con un area de flujo ranurada inferior al 3% para evitar debilitamiento de

este”.

Tabla 6. Ventajas y desventajas Liner Ranurado.

Ventajas

Desventajas

Son ampliamente utilizados por su bajo costo y
facil instalacion, pues se instalan en los zapatos
del revestimiento directamente.

Segun Delgado“, el problema mas comun es la
corrosion de las ranuras antes de que ocurra el
punteo.

Para Fermanuk“? el liner ranurado también es
ampliamente usado por su rigidez e integridad
mecanica frente a otros mecanismos de control
de arena.

Para Delgado“, el puenteo se puede romperse
cuando se cambien las tasas de produccion o
en los arranques y cierres del pozo

Segun Amazo, se puede utilizar en pozos
cementados o hueco abierto*4.

Es poco efectivo cuando la productividad es
alta, puesto que el diferencial de presién

favorece los taponamientos

40 SOLER, F. SUAREZ, C. Técnicas y procedimientos utilizados para el control de la
produccion de arena en pozos horizontales y verticales. 1991.

4l DELGADO V, Juan Alejandro. Estudio del problema de arenamiento en pozos
productores de gas, Propuesta de modelo. 27 p. 2016. [En linea] [Consultado el 15 de marzo
de 2018]. Disponible en:
http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/10858/TESIS
%20JADV%20PAEPDG.pdf?sequence=3

42 FERMANIUK, B. Sand Control in Steam Assisted Gravity Drainage (SAGD) Wellbores
and Process of Slotted Liner Design and Manufacture, 29-30 p. 2013 [En linea] [Consultado
el 15 de Febrero de 2018]. Disponible en:
http://theses.ucalgary.ca/bitstream/11023/722/4/ucalgary_2013_Fermaniuk_Brent.pdf
GARCIA

43 Ibid.

44 AMAZO, D. HOYOS, J. Evaluacion Técnico-econémica de los Métodos Utilizados y
Propuestos en el Campo Palagua para el Manejo y Control de la Produccién de Arena.
2003. p.35.
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2.2.3 Liner ranurado sin empaque con grava. Seguin Romero*®, el principal uso
se da cuando la granulometria de la arena que aporta la formacion es de tamafio
uniforme, de gran tamafo y limpia, ya que hace eficiente la retencién de la arena
pues no ocasionara taponamientos, la seccion del liner ranurado se puede observar
en la Figura 13.

Delgado“® sugiere que, en las completaciones de liner en hoyo abierto y sin
empaque de grava, la formacion rara vez colapsa totalmente sobre la rejilla, dejando
asi un anular abierto para transportar material taponante a la superficie de la rejilla,
en la siguiente figura se presenta un esquema.

Figura 13. Esquema de una seccion de Liner ranurado.

Fuente. FERMANIUK, B. Tomado de:
http://theses.ucalgary.ca/bitstream/11023/722
/4/ucalgary_2013 Fermaniuk_Brent.pdf

45 ROMERO, P. y Ortega, J. Disefio y Operacion de Empaquetamiento con Grava para el
Control de Arenas en Pozos Horizontales de Alta Productividad en Campos de Crudo
Pesado, p. 57 [en linea]. 2010. [Consultado el 15 de febrero de 2018]. Disponible en:
<http://repositorio.uis.edu.co/jspui/bitstream/123456789/765/2 /133673.pdf>.

46 DELGADO V, Juan Alejandro. Estudio del problema de arenamiento en pozos
productores de gas, Propuesta de modelo 27. [En linea] 2016 [Consultado el 15 de marzo
de 2018]. Disponible en:
<http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/10858/TESI
S%20JADV%20PAEPDG.pdf?sequence=3>
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2.2.4 Liner ranurado con empaque con grava. Para Romero*’, el uso de este
sistema permite que la grava, de grano mas grueso que la arena de la formacion,
genere un puenteo con la arena producida mientras ésta es retenida por el liner
ranurado. El principio de operacién permite que la grava sea un medio filtrante
permeable que, de paso al flujo de los fluidos, pero retenga la arena y otras
particulas de la formacion. Las ventajas y desventajas del liner ranurado se pueden

observar en la Tabla 7.

Tabla 7. Ventajas y desventajas de Liner Ranurado con empagque

Ventajas

Desventajas

Su ventaja frente a Liner Ranurado sin
empaque es que mitiga los taponamientos en el
los liners, puesto que primero se da el paso por
el empaque de grava.

Los problemas en este método se deben
principalmente a la seleccion de la grava de
empaque a utilizar

Los puenteos formados son estables
impidiendo la reorganizacién de los granos de
arena, pues los granos de grava se encuentran
apretada dos entre el liner Ranurado y la
formacién conformando un empaque

Una inadecuada seleccidn del tamafio de grava
a utilizar puede permitir que la arena de
formacién y la grava se mezclen, trayendo
como consecuencia un area de baja
permeabilidad que disminuye la productividad
del pozo.

La efectividad de este método se basa en un
control de la permeabilidad configurada por
largos periodos de tiempo, para que el paso de
fluidos sea constante y no se generen cambios
de produccion

Mayor vida util y eficiencia del mecanismo,
aunque se contrarresta por su inversion de

La pérdida de fluido durante el empaque con
grava es un problema, en las zonas de alta
permeabilidad. Esta pérdida de fluido puede
producir dafios de formacién tales como,
problemas de escama por la interaccion del
agua de la formacion con los fluidos perdidos
durante la fase de completacién, dafio debido a
la pérdida de fluidos altamente viscosos.

instalacion, ya que conlleva el uso de taladro
fluido de completamiento, entre otros gastos
asociados.

Fuente. DELGADO V, Juan Alejandro. Estudio del problema de arenamiento en pozos
productores de gas, Propuesta de modelo. 27 p. [En linea] 2016. [Consultado el 15 de
marzo de 2018] Disponible en: http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/
xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/10858/TESIS%20JADV%20PAEPDG.pdf?
sequence=3. Modificado por los autores.

2.3 CONTROL DE ARENA CUANDO EL POZO ESTA EN LA ETAPA DE
PRODUCCION

Las mallas constituyen un sistema de control de arena en la etapa de produccion
del pozo. Este control se basa en retener una fraccion de la arena de la formacion

47 ROMERO, P. y Ortega, J. Disefio y Operacion de Empaquetamiento con Grava para el
Control de Arenas en Pozos Horizontales de Alta Productividad en Campos de Crudo
Pesado, p. 57 [En linea] 2010. [Consultado el 15 de febrero de 2018]. Disponible en:
http://repositorio.uis.edu.co/jspui/bitstream/123456789/765/2 /133673.pdf
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sobre algun material permeable que se instala por debajo del punto de la entrada
del fluido a la bomba de subsuelo (intake de la bomba). Actualmente existen mas
de nueve sistemas de mallas diferentes en el mercado.*®

Los métodos de este tipo se basan en la instalacion de instrumentos que actdan
como filtros en la cara de la formacion productora, con el fin de retener la mayor
cantidad de granos de arena posible. Teniendo en cuenta que la ubicacion de dichos
filtros puede variar segun las condiciones del pozo. La retencién se realiza debido
a la formacion de puentes.

Segun Dominguez*® y como se observa en la Figura 14, en la formacién existen
soélidos de alta y baja consolidacion, el numero (1) indica el grado de cementacion
de los granos de arena. La velocidad del flujo y la inyeccion de agua erosionan los
granos de baja consolidacioén, los cuales seran retenidos por las mallas que retienen
las particulas mayores al tamafio del slot, segun se observa en el nimero (3). En el
namero (2) se tienen aquellas particulas que no son filtradas y que por lo tanto seran
producidas y manejadas en el sistema de levantamiento artificial del pozo.

Soler y Suarez mencionan que las mallas se caracterizan por tener mayor area de
flujo y por ende menor preponderancia a la erosién y los taponamientos®°,

48 BABS, Oyeneyin, Integrated Sand Management for Effective Hydrocarbon Flow
Assurance. Cap. 6. Elsevier

4% DOMINGUEZ, Ivan. Et al. Propuesta metodologica para la seleccion de filtros
para control de sélidos en pozos de bombeo mecénico en la Cira Infantas. 2016, 87
p.

%0 SOLER, F. Et al. técnicas y procedimientos utilizados para el control de la
produccion de arena en pozos horizontales y verticales. 1991, 14 p.
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Figura 14. Consolidacion de los sélidos

Malla Formacion

Fuente: Odessa Separator.

Los métodos de control mecanico mas comunes en la industria petrolera en
Colombia son los siguientes.

2.3.1 Mallas ranuradas. Son las mas simples que existen en el mercado, se
pueden observar en la Figura 15, estas mallas poseen ranuras de
aproximadamente 0.006 pulgadas. Son las mas propensas a sufrir taponamiento
debido a la configuracion de las ranuras y al flujo de entrada que poseen. El
taponamiento de la ranura puede ser causado por precipitacién o por corrosion.

Figura 15. Mallas ranuradas
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Fuente: BABS, Oyeneyin, Integrated Sand
Management for Effective Hydrocarbon Flow
Assurance. Cap. 6. Elsevier. 201 p.
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2.3.2 Mallas enrolladas con alambre. Estas mallas se construyen a partir de
alambre alrededor de un sistema de tuberia perforada o ranurada, segun se muestra
en la Figura 16 el alambre este espaciado para dar el ancho de la ranura requerido.

Figura 16. Mallas enrolladas con alambre.
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Fuente: SHENGKAI METAL MESH. Wire wrapped screen —
higher strength & maximum production. [En linea).
[Consultado el 18 de febrero de 2018]. Disponible en:
http://www.sand-screen.com/product/wire-wrapped-
screen.html.

Tiene como principio de funcionamiento el puenteo que se forma en las
perforaciones del tubo. Es usado en yacimientos con granos de arena de tamafio
homogéneo, pozos desviados con altas presiones y temperaturas. Al tener un
tamafo de ranura pequefio, tienen un area de ranura reducida, lo que genera mayor
turbulencia y mayores riesgos de taponamiento.

2.3.3 Malla enrollada con alambre soldada a base de varilla. Estas mallas
tienen ranuras de aproximadamente 0.002 pulgadas, se disefian para que retengan
arena de la formacién directamente. Tienen una buena relacion OD/ID. Su disefio
mostrado en la Figura 17, reduce el riesgo de taponamiento de la malla.
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Figura 17. Malla enrollada con alambre soldada
a base de varilla

Fuente: BABS, Oyeneyin, Integrated Sand
Management for Effective Hydrocarbon
Flow Assurance. Cap. 6. Elsevier. 203 p.

Los métodos de control mecanico mas comunes en la industria petrolera son los
siguientes.

2.3.4 Mallas Pre-empacadas. Son dos mallas que cuentan con un medio filtrante,
generalmente grava, el cual obstruye el paso de los granos mas pequefios de arena,
mientras que la malla exterior evita el paso de los granos de mayor didmetro. Por
su capacidad para detener granos de diferentes diametros se utilizan principalmente
en formaciones heterogéneas, pozos altamente desviados u horizontales y zonas
en las que sea complicada la instalacion de empaques con grava. Tiene aspectos
positivos como una capacidad de flujo por pie elevado y un radio externo adaptable
a las condiciones del pozo, sin embargo, la grava tiene problemas a la erosion, por
fluidos &cidos y vapor.>!

2.3.4.1 Malla Pre-empacada sencilla. Esta compuesta por una rejilla y un tubo
perforado especial sobre la camisa, el espacio anular entre la camisa y el tubo
perforado se llena con grava recubierta con resina.>?

2.3.4.2 Malla Pre- empacada doble. Estd compuesta por una rejilla y dos camisas.
El espacio anular entre las camisas se rellena con grava recubierta con resina.>?

En la Figura 18, se pueden observar las mallas pre empacadas doble y sencilla.

51 LTMBERG, Tola Mayta. Control de arena en pozos petroleros. 35 p. [en linea] Disponible
en: https://documentslide.org/control-de-arena-en-pozos-petroleros-pdf

52 |pid., p. 37

53 |bid., p. 37
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Figura 18. Tipos de Mallas Pre-empacadas.

Malla Pre-empacada sencilla Malla doble

Fuente: BABS, Opyeneyin, Integrated Sand
Management for Effective Hydrocarbon Flow
Assurance. Cap. 6. Elsevier. 205 p.

2.3.5 Mallas expandibles. Tienen contacto directo con las paredes del pozo y evitan la
produccion de arena, el contacto se alcanza gracias a la accion de un inserto de
expansion que aumenta el diametro de la malla hasta lograr un contacto estable con
la formacion, esta herramienta también cuenta con un tubo base, un medio de
filtracion y una cubierta de proteccién externa. En la Figura 19, se observa un
esquema de esta técnica de control de arena. ** En la Tabla 8, se presentan las
ventajas y desventajas de esta herramienta.

54 PERFOBLOGGER. Métodos béasicos de control de arena en la industria de los
hidrocarburos. [En linea]. [Consultado el 19 de febrero de 2018]. Disponible en:
http://perfob.blogspot.com.co/2016/05/metodos-basicos-de-control-de-arena-en.html
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Figura 19. Mallas expandibles.

Fuente: BABS, Oyeneyin, Integrated Sand Management for Effective Hydrocarbon
Flow Assurance. Cap. 6. Elsevier. 207 p.

Tabla 8. Ventajas y desventajas Mallas expandibles.
Ventajas Desventajas

Da soporte a la formaciéon, la malla se expande
reduciendo el espacio anular, lo que permite aislar zonas
probleméticas. Al ser tan moderna y efectiva es un de
Al dar un mayor diametro facilita las intervenciones a | l&s mas costosas del mercado

realizar en el pozo y tiene una mayor area de influjo

Una caracteristica de todas las mallas anteriormente descritas, es su forma circular
para retener la particula. Esta forma de la malla no es eficiente en la retencién de
arenas, en algunas ocasiones, teniendo tendencia a taponarse la malla. En la
Figura 20, se muestra que la malla circular evidentemente tiene una retencion de
arena, pero puede llegar a sufrir taponamiento debido a la retencion de arena que
queda en la malla circular.
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Figura 20. Malla en forma circular

Fuente: Odessa Separator Inc

Por otro lado, se tienen mallas con geometria en “V”, donde la chaqueta espiralada
en acero inoxidable que actia como malla instalada sobre la base de la tuberia
perforada, permite tener una mayor area de flujo aguas arriba, una vez ingrese el
grano que no es filtrad, permite minimizar la probabilidad de taponamiento de la

malla, como se evidencia en la Figura 21.
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Figura 21. Malla en forma en “V”

Fuente: Odessa Separator Inc
Esta forma de malla proporciona una accion de autolimpieza, reduciendo la friccion

de flujo, lo que permite tener una mayor filtraciébn para mejorar el tiempo de trabajo
del sistema de levantamiento, evitando taponamientos.
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3. DESCRIPCION DE LA HERRAMIENTA TUBING SCREEN

En este capitulo seran descritas las caracteristicas de la herramienta Tubing Screen
, rangos de aplicacién y criterios de disefio, los cuales dependen de los problemas
de arenamiento evidenciados para cada pozo, asi como del run life del sistema de
levantamiento artificial, dependiendo si es electrosumergible, bombeo mecéanico o
cavidades progresivas. Adicionalmente, se especificaran los datos de entrada
necesarios para el diseiio de la herramienta dependiendo de los sistemas de

levantamiento artificial que cada pozo tiene.
3.1 TUBING SCREEN

Herramienta disefiada para el control de arenas, compuesta por una chaqueta de
malla en espiral con una base de tuberia perforada J55 EUE. EIl Tubing Screen se
instala debajo de la entrada de la bomba, haciendo que la arena con granulometria
superior a la malla sea filtrada. En la Figura 22, se observa la herramienta.

Figura 22. Herramienta Tubing Screen .
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Fuente: Odessa Separator.

La configuracién de la herramienta va a depender del tamafio de la arena que
predomine en el pozo, rat hole, la tasa de produccion y la clasificacién del pozo.

Segun Pinto > esta herramienta es usada para maximizar el run life de los sistemas
de levantamiento artificial mediante la separacién de arenas o solidos abrasivos.

Esta malla esta disefiada para tener un control de arena en fondo de pozo, tiene los
siguientes beneficios:

55 PINTO, Diego. Odessa Separator Inc. 2018.
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e Posee una mayor area de entrada, permitiendo graduar las distancias entre cada
vuelta de la malla en espiral, logrando filtrar la granulometria mayor a 297 um.

o El disefio es en espiral con aberturas en forma de “V” lo cual proporciona una
accion de auto limpieza, reduciendo la friccion de flujo.

e Minimiza la probabilidad de taponamiento debido a la menor area de flujo agua
arriba comparada con una malla circular.

e Permite graduar las distancias entre cada vuelta adyacente de malla en espiral,
logrando retener granos desde 297 micrones.

El Tubing Screen , como desarenador en fondo, constituye un accesorio en la
columna de produccion para separar arenas, previo a la entrada del fluido al
sistema. De acuerdo con el volumen de produccion de cada pozo y el equipo de
bombeo que se tenga, es disefiada la herramienta.

Un ejemplo de la configuracion del Tubing Screen , se muestra en la Figura 23,
donde se evidencia un sistema de levantamiento artificial, bombeo mecéanico. Para
este sistema se recomienda por parte de la empresa Odessa Separator®® que la
muestra de arena obtenida se haya encontrado entre la vélvula fija y la vélvula
viajera en el desarme de la bomba. Esto permite identificar los solidos que estan
generando problemas en el sistema de bombeo en el subsuelo.

Figura 23. Configuracion Tubing Screen en bombeo
mecéanico

RAA

{
\ = apfRs—=

Fuente: Odessa Separator

5% DOMINGUEZ, Ivan. Et al. Propuesta metodolégica para la seleccion de filtros para control
de so6lidos en pozos de bombeo mecanico en la Cira Infantas. 2016, 87 p.
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3.2 RANGOS DE APLICACION DEL TUBING SCREEN

El Tubing Screen es disefiado para pozos con altos costos asociados a fallas por
arena, con el objetivo de filtrar particulas abrasivas, cuyo tamafio sea mayor a 297
micrones. Esta herramienta no se recomienda instalar donde exista presencia de
crudo pesado y extra pesado, es decir, crudo con gravedad igual o menor a 15° API.

Segun Tiffin D. 5/, las mallas, dentro de las cuales se encuentra la herramienta
Tubing Screen , son usadas cuando el coeficiente de uniformidad es menora 5y el
coeficiente de clasificacion es menor de 10.

Adicionalmente, a partir de los resultados generados en el analisis granulométrico
para cada pozo a intervenir se tiene que seguir un arbol de decision como el
mostrado en la Figura 24, con el fin de establecer a partir del porcentaje de
retencion en peso que slot es el mas conveniente y si estdn presentes particulas
menores a 297 micrones escoger la herramienta adecuada adicional al Tubing
Screen para el manejo de dichas particulas finas o0 muy finas.

Por lo tanto, se arranca con los porcentajes retenidos en peso después del analisis
granulométrico, dependiendo en que rango se encuentren estos porcentajes se
recomienda escoger el slot 12, 15 o slot > 20 deber& ir acompafado de herramientas
adicionales como el Vortex o el super perf.

Una vez se pueda establecer el valor del slot, se recopilan los demas paramentos
de disefio, como lo son: la produccién promedio histérica alcanzada del pozo, el
porcentaje de run time, el didmetro de la tuberia de produccion, el area abierta,
clasificacion del pozo y velocidad critica del fluido.

Estos datos constituiran la informacién de entrada del Tubing Screen Calculator y
con este se establecera el disefio final de la herramienta y la cantidad de juntas
necesarias para tener una retencion optima de arenas.

57 Tiffin, D. et al. New Criteria for Gravel and Screen Selection for Sand Control. SPE
39437. 1998
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Figura 24. Arbol de decision para escoger el Slot

Resullados obbenidos del
anakisis granulometrico

Slot 15012, Segun criterio del
Ingeniers

Se recomienda Vortex con mallas
para Siot > 20 o Perf sub

Avaar al Dpto. Técnico

'

Tanar &n cusnia
parametros de
diseio

WS12 Porcentaje retanido &n pesa con Skot 12

l W8 Porcentaje retenido en peso con Slot 15
Tubing screen Wi Porcentaje de particulas < 400 micrones
simulator

Fuente: Odessa Separator Inc.

3.3 CRITERIOS DE DISENO

A continuacion, se describiran las variables necesarias para el disefio de la
herramienta, las cuales permitiran mitigar el problema de producciéon de arena en
el pozo:

e Produccion promedio de fluido (BFPD): El valor de produccion promedio historico
alcanzado por el pozo.

e Porcentaje de RUN TIME: este porcentaje representa el tiempo de trabajo del
sistema de levantamiento artificial.
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Porcentaje de RUN LIFE: indica cual es la vida media del pozo entre cada una
de las fallas por arena.

Porcentaje de filtracion: Este porcentaje depende de la cantidad y tipo de solidos
gue se estén produciendo, de la ubicacion de los perforados productores y del
tamafio del rat hole de acuerdo al estado mecanico.

Didmetro del Tubing Screen (OD - Longitud): se refiere a la capacidad de la
tuberia para manejar el caudal respectivo. Con este diametro se puede
establecer el area abierta que maneja la tuberia.

Tamafio del Slot: Se determinan mediante un andlisis granulométrico realizado
en laboratorio. El tamafio del slot depende del porcentaje de acumulacion que
se tenga después de haber realizado el andlisis granulométrico.

EnlaTabla 9, se establece que, de acuerdo al porcentaje de acumulacion, se puede
determinar el U.S MESH adecuado con lo que se tendra el tamafio de particula que
puede ser filtrado.

Tabla 9. Relacién entre tamafio de ranura del tamiz y slot

u.s MICRONES | MILIMETROS
MESH | PULGADAS (in) (um) (mm) SLOT

3 0,265 6730 6,73
5 0,157 4000 4 -
7 0,111 2830 2,83

10 0,0787 2000 2

12 0,0661 1680 1,68 50
14 0,0555 1410 1,41

16 0,0469 1190 1,19

25 0,028 707 0,707

30 0,0232 595 0,595 20
35 0,0197 500 0,5

40 0,0165 400 0,4 15
45 0,0138 354 0,354

50 0,0117 297 0,297 12

Fuente: Odessa Separator

Las mallas de slot 50 y 75 han sido fabricadas con el objetivo de homogeneizar el
fluido del pozo y no de filtrar arena ya que no es comun la produccion de solidos
mayor a 1410 micrones.

¢ Clasificacion del pozo segun la produccién de arena: Segun la Tabla 3 se puede

evidenciar la clasificacion del pozo después de haber realizado el analisis
granulométrico correspondiente a la arena producida. El pozo se clasifica en
medio, promedio y severo.
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Velocidad critica: es la velocidad que va a tener el fluido cuando ingrese por la
malla.

Velocidad del fluido a través de la malla: Es utilizada para determinar que la
velocidad del fluido no exceda la velocidad critica. Hace referencia a la velocidad
con la cual la malla no se erosiona ni se tapona.

Numero de filtros por pozo: depende del campo en donde se vaya a instalar la
herramienta. Si este sufre influjos, se considera necesario tener una velocidad de
fluido lenta, por lo tanto, se requiere instalar mas de un filtro para que por influjos
la malla no sea taponada.

Area total de disefio: es el area total disponible para la entrada del fluido. Con
base en esta area se pueden controlar las velocidades del fluido a través del
Tubing Screen . A partir del diametro del tubing y el slot, en la Tabla 10, se logra
establecer el &rea abierta de flujo que se tendra.

Tabla 10. Caracteristicas del Tubing Screen

TUBING SCREEN 23,5 pies
8 135,8
10 166,4
12 195,8
2 -3/8" 15 237,7 195
20 302,6
50 594,3
75 756,4
8 163,2
10 199,9
12 235,1
2-7/8" 15 285,5 240
20 363,4
50 713,8
75 908,5
8 190,5
3-1/2" 10 233,3 300
12 274.,5
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TUBING SCREEN 23,5 pies
15 333,3
20 4242
50 833,3
75 1060,5

Fuente: Odessa Separator Inc.

La longitud de un filtro es de 23.5 ft, para establecer las especificaciones técnicas
se debe tener en cuenta el tamafio del tubing el cual debe ser acorde al de la tuberia
de produccion. En la Tabla 11, se muestran las especificaciones técnicas a partir
del tamafio (didmetro en pulgadas) del Tubing Screen .

Tabla 11. Especificaciones técnicas Tubing Screen

Tamafio Tuberia Malla Collar Lonaitud
i) (pulgada) (pulgada) (pulgada) (plges)
oD ID oD oD ID
2-3/8" 2,375 1,941 2,87 3,063 | 2,375
2-7/8" 2,875 2,441 3,37 3,668 | 2,875
3-1/2" 3,5 3,066 3,94 4,5 3,5 23,5

Fuente: Odessa Separator Inc.

3.4 TUBING SCREEN CALCULATOR

El Tubing Screen Calculator es la herramienta utilizada por Odessa Separator Inc,
para establecer el total de juntas de 23,5 pies necesarios para mejorar el run life del
sistema de levantamiento artificial de cada pozo.

Los criterios de disefio del Tubing Screen se introducen como datos de entrada
(input data) en el Tubing Screen calculator, el cual se muestra en la Figura 25,
donde se establece la cantidad necesaria de Tubing Screen para hacer que la
velocidad de flujo sea mas baja y no se vea afectada la malla por posibles
taponamientos.
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Figura 25. Datos de entrada Tubing Screen Calculator .

TUBING SCREEN CALCULATOR

INPUT DATA

Production of total liquid barrel per day BFPD
Percent of run time %
Selected Tubing Screen:

Slot

Well classification SEVERE
Open area of screen (in"2)

# Tubing screen

CALCULATED RESULTS

Size of Sand Mesh
Total open area of screen in"2
1440 minute per day *% of time min/day
production per minute of run bbl/min
production in?3/min

Production inch/ by screen opening 0,50536304 [l

0,50536 in/sec Fluid velocity per second through
Screen

0,17967 in/sec Max. by TS.

Fuente: Odessa Separator Inc.

Los parametros que se introducen como datos de entrada, se describen a
continuacion:

e A partir de las pruebas de produccion, se tiene el historico de desplazamiento,
con el cual es posible establecer la produccién histérica promedio de fluido del
pozo en BFPD.

e El porcentaje de run time que corresponde al 100%, puesto que se toma desde
el dia que pozo empieza a producir y no ha parado, es decir se encuentra
operando, esto siempre y cuando el pozo no sea intermitente.

e La seleccion del Tubing Screen depende de cada pozo y se puede establecer a
partir del didmetro de tuberia de produccién que se tenga en el pozo.

e El tamafio del slot depende del analisis granulométrico al igual que la
clasificacion del pozo, la cual depende de la arena producida.

e El Ultimo dato de entrada que se tiene que meter es el del area abierta de flujo,
la cual se establece a partir del diametro y slot.

e El nimero de Tubing Screen se establece con relacion a la velocidad del fluido
a través de la malla, se requiere que esta sea mas baja que la velocidad critica
para no provocar problemas por taponamiento en la malla de la herramienta.
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4. DESCRIPCION DEL ESTADO MECANICO Y LOS PROBLEMAS
GENERADOS POR ARENAMIENTO PARA LOS CINCO POZOS UBICADOS

En este capitulo se describirdn para los cinco pozos seleccionados por la empresa
Odessa Separator, Inc el estado mecéanico, sistema de levantamiento artificial,
intervenciones realizadas, historial de produccion y los problemas generados por
arenamiento en los equipos; antes de la instalacion de la herramienta Tubing Screen

En el Campo Casabe, desde el afio 1985 los pozos han sido sometidos a inyeccion
de agua con la cual se ha tenido la respectiva produccion de sélidos, esto debido a
factores como: hidrolisis cuarzo y reaccion de carbonatos, ademas de los cambios
en la presion capilar.

Los cinco (5) pozos a analizar se nombran en la Tabla 12, junto con su respectivo
sistema de levantamiento artificial. Teniendo en cuenta que dependiendo del tipo de
sistema de levantamiento las consecuencias que trae la produccion de arena son
diferentes.

Tabla 12. Pozos con su respectivo sistema de levantamiento artificial

POZO SISTEMA DE LEVANTAMIENTO
ARTIFICIAL
POZO 4 Bombeo por cavidades progresivas — PCP
POzZO 5 Bombeo electrosumergible — ESP
POZO 6 Bombeo Electrosumergible — ESP
POzO 7 Bombeo Mecénico
POZO 8 Bombeo por cavidades progresivas — PCP

En el caso de que los pozos con produccién de arena tengan como sistema de
levantamiento, bombeo electrosumergible (ESP), para este andlisis Pozos 5y 6 la
produccion de fluidos con soélidos abrasivos tiene el efecto mas perjudicial en la
operacion de la bomba.

Segln Gonzalez®®, el dafio abrasivo causado en la bomba ESP toma diferentes
formas y puede ocurrir en distintas partes del sistema, generalmente teniendo
problemas severos cuando las particulas abrasivas se mueven con altas
velocidades. Los puntos de desgaste mas comunes son: erosion en la etapa de

58 Gustavo Gonzalez Et al. sand control methods to improve ESP operational conditions
and run time. Odessa Separator inc.
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bombeo, abrasion en los rodamientos radiales y desgaste en las arandelas y
cojinetes de empuje, como se observa en la Figura 26.

Figura 26. Problemas generados por produccion de arena en

sistema ESP
s seuc | Desgaste
Areas de desgaste radial | -
por abrasién Desgaste en areas de

| empuje

Fuente: Oil Production. Andlisis y revision de las mejores
practicas y nuevas tecnologias en ESP. 2014. Argentina

Es importante mencionar si el pozo, tiene como sistema de levantamiento artificial
establecido, bombeo electrosumergible y adicionalmente este presenta produccién
de arena se puede presentar erosion de la bomba, dafio en las etapas de la misma,
abrasion en los cojinetes, desgaste axial; parametros que seran explicados en la
Tabla 13.

Para el caso en que los pozos con produccion de arena operen con bombeo por
cavidades progresivas, este sistema tiene un mejor manejo de sdlidos y de crudos
pesados, estas particulas pueden causar desgaste en el equipo, en el rotor y
estator, aumento en el torque y demanda de potencia, restricciéon en el flujo al
generar acumulacién de particulas en la entrada de la bomba; dafios que estan
descritos en la Tabla 14.

Ahora bien, si hay produccién de arena en pozos que tengan como sistema de

levantamiento artificial bombeo mecanico, se pueden presentar desgaste del piston,
valvula viajera, pistdn y barril; aspectos que son expuestos en la Tabla 15.
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Tabla 13. Fallas debido a la arena en el sistema de bombeo Electrosumergible.

TIPO DE FALLA DANO POR ARENA

Las etapas de la bomba se ven afectadas por las particulas
abrasivas porque la energia cinética de las particulas hace
que golpee las superficies metalicas. En las entradas al
., difusor y al impulsor, los fluidos cambian la direccién del
Erosién en labomba | fujo y en estos puntos, tiene lugar el efecto de
amortiguacion en la fase liquida. Este efecto hace que las
particulas sélidas suspendidas dafien profundamente
estas secciones.

Los cojinetes radiales de la bomba se ven afectados por el
desgaste radial. El cojinete de soporte soporta el eje de la
bomba. Estos rodamientos corren casi por toda la longitud
del eje y tienen holguras radiales fijas. Los espacios libres
. B suelen ser pequefios pero lo suficientemente grandes para
Abrasion en cojinetes| que muchas particulas de arena entren en el espacio entre

radials el cojinete y el diario. Las particulas mas grandes, después
de entrar en el espacio libre, se trituran y eliminan el espacio
metalico de las superficies de apoyo. Este desgaste radial
aumenta la holgura produciendo la pérdida de estabilidad
radial del eje. Comienza a girar excéntricamente y causa
vibracion. Estas vibraciones pueden destruir la bomba
porque se transmite a los sellos del eje que protegen el
motor eléctrico

El desgaste axial es causado por la abrasion en los
cojinetes de empuje y ocurre en las arandelas de empuje y
Desgaste en las las §uperficies de contacto en la etapa de la bomba. Las
arandelas de empuje particulas abrasivas atrapadas_ entre las arandelas _resultan
en arandelas desgastadas o incluso en el frotamiento de

metal con metal del impulsor en el difusor.

Fuente: Odessa Separator, Inc. Modificado por los autores
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Tabla 14. Fallas debido a la arena en el sistema de bombeo de cavidades progresivas

TIPO DE FALLA

DANO POR ARENA

EVIDENCIA

Falla en el rotor

Se genera cuando existe bombeo de rocas, arena u otras
particulas que causa un desgaste extremo del cromado
hasta la base metalica.

Nt S TS

Falla en el estator

Superficies desgastadas o con sefiales de desgaste. Las
particulas de arena mas grandes no pueden pasar
facilmente a través de las lineas de sellado de la bomba.
Estas particulas se incrustan parcialmente en la superficie
interna del estator y frotan contra el rotor durante la fase de
la bomba,

Acumulacion de arena
dentro de la tuberia justo
arriba de labomba

Conduce a mayores presiones de descarga de la bomba,
tasas de fluidos reducidas y en casos severos, mayor
posibilidad de falla repentina de la bomba. La acumulacion
de arena ocurre cuando la corriente de fluido producido no
puede llevar toda la arena hasta la superficie. Por lo tanto,
es muy importante evaluar las capacidades de manejo de
arena de un disefio de sistema PCP para aplicaciones en
las que se espera produccion de arena.
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Tabla 14. Fallas debido a la arena en el sistema de bombeo de cavidades progresivas (continuacion).

TIPO DE FALLA

DANO POR ARENA

EVIDENCIA

Abrasién del elastébmero

Se tiene la superficie rugosa y rayada. En algunos casos
se observan los granos de arena incrustados en el
elastémero. Dependiendo de la severidad del desgaste
puede sufrir erosion de la carcasa.

Esta falla puede depender de la abrasividad de las
particulas, cantidad y velocidad lineal del fluido dentro de
la bomba.

Fuente: Odessa Separator, Inc. Modificado por los autores
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Tabla 15. Fallas debido a la arena en el sistema de bombeo mecanico.

TIPO DE FALLA

DANO POR ARENA

EVIDENCIA

Desgaste del piston

Ocurre cuando la arena se bombea con fluido a la superficie,
esta puede caer en el pistdbn causando un desgaste en el
equipo, disminuyendo la vida Gtil del mismo.

Desgaste de las
valvulas

Vélvulaviajera: Cuando una o més particulas de arena quedan
atrapadas entre la bola y el asiento de la valvula, la arena
impide el cierre completo de la valvula, generando un desgaste
de la vélvula.

Vélvulafija: el fluido y las particulas se mueven a alta velocidad
y generan un desgaste en la valvula.
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Tabla 15. Fallas debido a la arena en el sistema de bombeo mecanico. (Continuacion)
TIPO DE FALLA DANO POR ARENA EVIDENCIA

Desgaste del pistén y

barril Durante la operacion de la bomba, la arena suspendida en el

fluido de produccion puede migrar hacia el espacio anular
entre el piston y el barril, causando canales asistidos por
abrasion en la superficie de estos dos elementos (corte de ‘ I
arena). Genera un descenso en la eficiencia de la bomba wpd Pihger B
hasta el punto de que la tasa de produccion no es rentable. | s

Acumulacion de arena i . .
entre el barril y tubing Este fendmeno ocurre en las bombas insertables de anclaje

inferior por decantacion y acumulacién de arena entre la tuberia
y el barril. El proceso de segregacion de la arena se debe tanto
a las tasas de flujo como a las configuraciones de los pozos que
crean un entorno propicio para facilitar la sedimentacion de
sdlidos.

Fuente: Odessa Separator, Inc. Modificado por los autores
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41 POZOG6

El pozo 6 fue perforado entre los meses de mayo y julio del afio 2011. Perforandose
hueco de superficie de 12 74" hasta 1485 pies. Se corrid revestimiento de 9 5/8” y
se cemento hasta superficie. Posteriormente, fue perforado con broca de 8 V2 “hasta
7700 pies, corriéndose un revestimiento de 7” con zapato a 7692 pies y collar
flotador a 7650 pies. Se desplazé pozo con salmuera de 9.5 ppg KCI. 59

El pozo fue completado entre los meses de julio y agosto de 2011, inicialmente en
las zonas C y B, cafioneando con casing gun 32 intervalos, los cuales se pueden
evidenciar en el estado mecanico de la Figura 27. Fue recompletado en la zona A
en mayo de 2014. Este pozo tiene como meétodo de recobro secundario inyeccion
de agua de 1189 BWPD a 4250 psi.

Las caracteristicas de produccion se evidencian en la Tabla 16, en donde se
establecen pardmetros como; diametros, BSW, méxima produccion para el afio
2016, perforados, entre otros.

Tabla 16. Caracteristicas de produccion Pozo 6

CARACTERISTICIAS ACTUALES
CASING PRODUCCION 7 in
PUNTA SARTA DE PRODUCCION 4696 ft
PERFORADOS 4684 - 7280 ft
TOPE COLLAR FLOTADOR 7650 ft
RAT HOLE 2954 ft
DISTANCIA TOPE FC A BASE PERFORADOS 370 ft
MAXIMA PRODUCCION EN EL ANO 2016
(22/01/2017) 415 BFPD
BSW (22/01/2017) 64 %
ULTIMA PRUEBA DE PRODUCCION (07/04/2017) 100 BFPD
BSW 67 %

Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.1.1 Estado mecanico. El estado mecanico del pozo se presenta en la Figura 27
en el cual se pueden evidenciar los intervalos cafioneados y la profundidad del pozo.

59 ECOPETROL. Informe Pozo 6. 2016.
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Figura 27. Estado mecéanico Pozo 6

Loemst

Bomba D10SON 91

= etapas @ 4467,6'
o Bomba 400 D10SON

106 etapaz @
4488 &

Perforados
4584'- 5182

RBF @ 5650

82



4.1.2 Sistema de Levantamiento artificial. Es importante mencionar que para
este pozo se instald el sistema de levantamiento artificial a 5650 ft, bombeo
electrosumergible (ESP), compuesto por dos bombas.

4.1.3 Historico de Intervenciones. En la Tabla 17, se muestran las
intervenciones que ha tenido el pozo a lo largo de su vida productiva; entre los
cuales se encuentran la operacion realizada, fecha y run life. Antes de la instalacion
de la herramienta el pozo tuvo diez intervenciones que afectaron el promedio del
run life, dentro de las cuales se tiene un 10% que representa la apertura de arenas,
un 20% que representa problemas por equipo de fondo, un 40% por flushing o
limpieza de arena y un 30% por pulsing.

Tabla 17. Intervenciones del Pozo 6

ACTIVIDAD FECHA RUN LIFE

Equipo de fondo (cable de potencia aterrizado) 5/09/2011 17
Apertura de arenas - cafioneo 13/07/2014 958
Equipo de fondo (cable de potencia fisurado) 30/11/2014 127
Flushing 19/01/2015 49
Limpieza de arena (cambio de bomba) 5/03/2015 34
Pulsing 15/07/2015 131
Flushing 20/07/2015 4

Pulsing 25/07/2015 4

Pulsing 27/07/2015 1

Limpieza de arena (cambio de bomba) 20/10/2015 147

Fuente: Odessa Separator, Inc.

En la Grafica 3, se muestra el run life del pozo, es decir los dias que el pozo duré
sin intervenciones; el mas alto se encuentra cuando se realiz6 el cafioneo en el afio
2014, el cual fue de 958 dias, los run life mas bajos se evidencian con actividades
de limpieza o flushing de arena.
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Gréfica 3. Run Life Pozo 6
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.1.4 Historico de Produccion. En la Grafica 4, se observan las pruebas de
produccién del Pozo 6, en donde se encuentran las fechas de realizacion, desde el
19 de octubre del 2016 hasta el 7 de abril del 2017; es importante mencionar que el
pozo presenta un BSW entre 40% y 87%; ademés el méaximo valor de produccion
de petrdleo se obtuvo del 7 de marzo del 2017 que fue de 151 BOPD. También se
puede mencionar que el promedio durante la prueba de produccion es de 88 BOPD.

Gréafica 4. Histoérico de produccion Pozo 6
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Fuente: Odessa Separator, Inc.
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4.1.5 Analisis granulométrico. A continuacion, se observa el resultado al realizar
el tamizaje de la muestra que se obtuvo en la prueba de tuberia, la cual fue
encontrada luego de maniobrar y tensionar; cuando la herramienta estaba superficie
se evidencio la presencia de sedimentos; estos luego de ser analizados se puede
establecer que contenia particulas mayores a 400 micrones.

Para determinar si estas particulas estan asociadas a la formacion de
incrustaciones, se realizé el siguiente proceso; se tomaron los sdlidos de los tamices
del 14 al 40 y se separaron como se ve en la Figura 28; esto con el fin de adicionar
1 mL de acido nitrico para evaluar si la mezcla generaba efervescencia.

Figura 28. Muestras seleccionadas de los tamices

. v Y LJ .

Fuente: Odessa Separator, Inc.

Después de adicionar el acido nitrico en cada una de las muestras seleccionadas
de los tamices, se puede observar efecto de efervescencia en cada una de las
seleccionadas, como se muestra en la Figura 29, se puede decir que estos soélidos
de tamafos entre 400 a 1210 micrones, estan asociadas a la formacién de
incrustaciones.
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Figura 29. Solidos encontrados de acuerdo a tamices
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

La Tabla 18 y Gréfica 5, muestra la distribucién del tamafio de la particula de arena,
donde después de realizado el andlisis granulométrico se tiene un 85.57%
equivalente a sélidos con tamafio mayor de 400 micrones. Este mismo analisis
muestra un porcentaje en peso de 2.31% de finos, por lo tanto, se cumple la
condicién de que los finos deben ser menores al 5% para asi poder utilizar la
herramienta.

Tabla 18. Andlisis granulométrico Pozo 6

. US Pes.o Pes_o Acumulado
Slot Inch (in) I\/_IESH retenido | retenido (%)
Sieves (9) (%)

50 0,0555 14 31,96 39,31% 39,31%
30 0,0331 20 14,44 17,76% 57,07%
20 0,0232 30 8,51 10,47% 67,53%
15 0,0165 40 14,67 18,04% 85,57%
12 0,0117 50 6,31 7,76% 93,33%
10 0,0098 60 3,54 4,35% 97,69%
8 0,0083 70 1,48 1,82% 99,51%
7 0,007 80 0,3 0,37% 99,88%
Pan Pan Pan 0,1 0,12% 100,00%
Total 81,31 1 100,00%

Fuente: Odessa Separator, Inc.
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Gréfica 5. Analisis granulométrico Pozo 6
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.1.6 Problemas generados por arenamiento. El Pozo 6 después de la apertura
de arenas superiores en el afio 2014, empezo a presentar problema, los cuales se
ocasionaron por los solidos en suspension, esto se evidencié cuando se realiz6 el
pulling de la bomba y se observé que las etapas de esta estaban afectadas por el
constante manejo de sélidos.

Seglin Odessa Separator Inc®, en la intervenciéon que se le realizé al pozo, antes
de la instalacion de la herramienta se encontraron 2737 ft con presencia de
particulas de arena, acumulados en 238 dias.

Es por eso que los tiempos en las intervenciones del pozo aumentaron, debido a los
problemas mencionados; lo que genera una disminucién en la vida util de los
equipos y en la produccién de barriles de petréleo por dia, costos adicionales no
planeados por intervenciones, fallas en los equipos de fondo del sistema de
levantamiento artificial, obstruccion en las lineas de produccion en fondo; entre otros
problemas asociados al arenamiento.

42 POzZO7

El Pozo 7 fue perforado en el afio 2012. Perforandose hasta 3955 pies. Los
perforados se encuentran entre 3520 y 2895 pies. El collar flotador se encuentra a
3912 pies. El pozo esta cafioneado en las arenas A.

El pozo tiene como mecanismo de recuperacion secundaria inyeccion de agua, el
patrén lo componen 6 pozos inyectores. Este pozo es vecino de dos pozos con alta
incidencia de fallas por produccion de arena y sedimentos. Las caracteristicas de
produccion se evidencian en la Tabla 19, en donde se establecen parametros como;
diametros, BSW, maxima produccion para el afio 2016, perforados, entre otros.

60 Odessa Separator Inc. Propuesta Técnica Pozo 7.
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Tabla 19. Caracteristicas de produccion pozo Casabe 7

CARACTERISTICIAS ACTUALES

CASING PRODUCCION 7 in

PUNTA SARTA DE PRODUCCION 2696,4 ft

PERFORADOS 2895-3520 ft

TOPE COLLAR FLOTADOR 3912 ft

RAT HOLE 1215,6 ft

DISTANCIA TOPE FC A BASE PERFORADOS 392 ft

MAXIMA PRODUCCION REGISTRADA

(01/09/2016) 370 BFPD

BSW (03/09/2016) 67 %
POTENCIAL 230 BFPD

BSW 15 %

Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.2.1 Estado mecéanico. El estado mecéanico del pozo se presenta en la Figura
30, en el cual se puede evidenciar los perforados los cuales se encuentran 2895
pies y 3520 pies. Estando ubicada la bomba del sistema a una profundidad de 2726
pies.
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Figura 30. Estado mecéanico Pozo 7
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.2.2 Sistema de Levantamiento artificial. Para este pozo se tiene el sistema de
levantamiento artificial de bombeo mecéanico; con bomba 25-175-RHAC-12-3-2-2 fit
6 con vélvula sand check y sistema de manejo de arena. La marca de la unidad de
bombeo es LUFKIN, tiene la maxima carga en 21300 Ib, teniendo un torque maximo
de 228000 Ib/in y 7.32 SPM. La profundidad de asentamiento del sistema de
levantamiento es de 2790 pies.
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4.2.3 Historico de Intervenciones. En la Tabla 20, se exponen las intervenciones
gue ha tenido el pozo a lo largo de su vida productiva, donde se pueden observar
las diferentes actividades con sus respectivas fechas, teniendo en cuenta el tiempo
transcurrido entre una y otra actividad. De nueve intervenciones, la operacion de
cambio de bomba y piston pegado corresponden cada una al 22,2% , se tuvo lavado
de pozo o flushing con un 33,3% de incidencia, el 11,1% correspondié a cambios
de tuberia y la oeracion de circulacién corresponde al 11,1%.

Tabla 20. Intervenciones del pozo Casabe 7

ACTIVIDAD FECHA RUN LIFE
Cambio de Bomba 12/11/2012 164
Tuberia rota (se cambiaron 3 tubos) 6/04/2013 145
Piston pegado 22/07/2014 472
Piston pegado (Se midid y calibr6 BHA) 2/10/2014 72
Flushing 14/02/2015 135
Circulacion 26/06/2015 132
Cambio de Bomba 26/04/2016 305
Flushing 9/05/2016 13
Limpieza de arena y cambio de bomba 12/07/2016 64

Fuente: Odessa Separator, Inc.

En la Grafica 6, se observa el run life del pozo antes de la instalacion de la
herramienta Tubing Screen , teniendo en cuenta que el valor mayor de run life es
de 472 dias para el 22 de Julio de 2014, el cual se dio después de hacer arreglos
de piston pegado, seguido por el valor de 305 dias, el cual se dio gracias a cambio
de bomba. Se evidencia en dicha grafica que los menores run life se deben a
operacion de limpieza de arena o flushing.

Gréfica 6. Run Life Pozo 7
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4.2.4 Historico de Produccién. En la siguiente Gréfica 7, se observan las
pruebas de produccion del pozo en estudio, en donde se encuentran las fechas de
realizacion, desde el 14 de julio del 2015 hasta el 21 de septiembre del 2016; cabe
resaltar que el maximo valor de produccién de petréleo se obtuvo el 1 de septiembre
del 2016 que fue de 107 BOPD y un promedio de 114 BFPD y de 17 BOPD.

Gréfica 7. Histdrico de produccion Pozo 7
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.2.5 Dinagrama. Segin CAMACHO®! el fluido en su desplazamiento a través de
la bomba de subsuelo ejerce una carga sobre el pistén y las varillas, esta carga se
puede medir por medio de un dinagrama el cual grafica carga vs posicién de la
bomba. Este instrumento registra de forma continua e inmediata las cargas y las
deformaciones que soporta el vastago pulido. La carta esta determinada por cuatro
puntos principales y dos movimientos “Carreras” carrera ascendente y carrera
descendente estas forman el recorrido “stroke”. Los “dinagramas son herramientas
que pueden aportar informacion sobre el mal funcionamiento de los componentes
de la bomba por la presencia de arena, identificando problemas como atascamiento
y erosion del piston, taponamiento del tubo de succion, entre otros”®?. En la Figura
31 Dinagrama teérico de fondo con bomba llena donde:

61 CAMACHO, Jair. IMPACTO DE LA PRODUCCION DE GAS ASOCIADO A LA
PRODUCCION DE PETROLEO EN LOS CAMPOS GALAN, GALA Y LLANITO EN POZOS
CON SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO MCANICO. UIS, 2011. [En linea] Disponible en
http://oilproduction.net/files/manejo%20de%20gas%20BME-UIS.pdf

62 CESTARI, Francisco. DISENO DE UNA BASE DE DATOS QUE SIRVA DE INSUMO AL
MANUAL DE INGENIERIA DE PRODUCCION PETROLERA DE LA ESCUELA DE
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e Punto A: Inicio movimiento ascendente, cierre valvula viajera en final de la
carrera, apertura valvula fija paso de fluido. La carga del fluido es soportada por
las varillas y el vastago.

e Punto B: final movimiento ascendente, valvula viajera cerrada en comienzo de la
carrera, valvula fija abierta. La carga del fluido es soportada por las varillas y el
vastago.

e Punto C: Inicia el movimiento descendente, valvula viajera se abre en comienzo
de la carrera permitiendo el paso de fluidos, vélvula fija se cierra. La carga del
fluido es soportada por la valvula fija. Y la carga que se presenta es consecuencia
de las varillas sumergidas en el fluido.

e Punto D: final movimiento descendente, valvula viajera se mantiene abierta en
posicion final de carrera permitiendo el paso de los fluidos, valvula fija cerrada. La
carga del fluido es soportada por la valvula fija. Y la carga que se presenta es
consecuencia de las varillas sumergidas en el fluido.

INGENIERIA DE PETROLEO DE LA UCV. Universidad Central de Venezuela. 2002. [En
linea] Disponible en < http://www.usfx.bo/nuevalvicerrectorado/ citas/ TECNOLOGICAS
_ 20/ Ingenieria%20de%20Petrole0%20y%20Gas/ CD%20Tesis%2012002%20C422.pdf
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Figura 31. Dinagrama tedrico de fondo con bomba llena.
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Fuente: CAMACHO, Jair. Impacto de la produccién de gas
asociado a la produccién de petréleo en los campos galan,
gala y llanito en pozos con sistemas de levantamiento
mecanico. UIS, 2011

En la Figura 32 se presenta una Carta dinamométrica ideal, en la cual se
representan las cargas y las posiciones registradas. De las posiciones D y A la
carga se transmite de manera instantanea, ya que se da el cierre de la valvula
viajera por lo cual se ve reflejado el aumento de la carga del punto D al punto A. De
igual forma del punto B al punto C la disminucién se supone que es instantanea ya
que se da la apertura de la valvula viajera y el cierre de la valvula fija. EL
comportamiento horizontal de Ay B, Cy D, se refiere al movimiento que realiza la
valvula viajera.
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Figura 32. Carta dinamométrica ideal.
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Fuente: DIAZ. Jorge. Trabajo de grado. Libro 122783.
Universidad Industrial de Santander. 2007.

Se realizd6 un analisis de los Dinagramas mediante el software Total Well
Managment, donde se hizo una comparacion grafica de los resultados obtenidos del
pozo con el comportamiento de las Cartas Dinamomeétricas Tipicas, de las cuales
se conocen las condiciones de produccion de pozo. Esto también se fundamenta en
las experiencias del personal de campo para confirmar o descartar problemas
existentes en sistema de levantamiento Bombeo Mecénico. En la Tabla 21, se
presenta un historico de dinagramas en los que se describe el comportamiento del
pozo a lo largo de su vida productiva, antes de la instalacion de la herramienta
Tubing Screen :
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Tabla 21. Dinagramas Pozo 7

Fecha Condiciones Dinagrama Comentarios

5/03/2014 | Intake: 2795ft . Presenta leve interferencia
Sumergencia: 326 ft 1 o por gas. Leve manejo de
Velocidad: 7,229 spm N — solidos
Desplazamiento: 251 BBL/D &\ \FS
Eficiencia: 84% K —

12/04/2014 | Intake: 2795ft . Buen llenado y eficiencia.
Sumergencia: 273 ft ] Fotax Leve manejo de sélidos
Velocidad: 7,2 spm a1
Desplazamiento: 246 BBL/D Z'N\\f\
Eficiencia: 90% T

11/07/2014 | Intake: 2795ft Alta Sumergencia y buen
Sumergencia: 1951 ft Lo llenado de bomba. Leve
Velocidad: 7,229 spm o] ] manejo de solidos
Desplazamiento: 300,7BBL/D sl o 7
Eficiencia: 99% kil Sy

18/09/2014 | Intake: 2795ft Disminucion sumergencia,
Sumergencia: 501 ft e ] oM buen llenado y leve manejo de
Velocidad: 7,287 spm Wl sélidos
Desplazamiento: 257,2 BBL/D \ /
Eficiencia: 94,73% ol )

rj\,_\’\f/

17/04/2016 | Intake: 2795ft aqEoMax Alta sumergencia y buen
Sumergencia: 1694 ft o llenado de bomba. Leve
Velocidad: 7,258 spm 2 manejo de sélidos
Desplazamiento: 395 BBL/D J——
Eficiencia: 99% o] )
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Tabla 21. Dinagramas Pozo 7 (Continuacién)

Fecha Condiciones Dinagrama Comentarios

aaaaa

24/09/2016 | Intake: 2795 ft Leve interferencia por gas y
Sumergencia: 332 ft ol ?ltod manejo de sodlidos en
Velocidad: 7,229 spm puill '/xﬂ/vf’*ﬂfj ondo.
Desplazamiento: 251,3 BBL/D o T —
Eficiencia: 84,13 % oo

Fuente: Odessa Separator, Inc.
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4.2.6 Andlisis granulométrico. Es importante mencionar que segun el analisis
granulométrico, el porcentaje de solidos grandes es de 10,51%, equivalente a un
slot de 30 (>841 micrones), slot de 15 (30,0%), slot de 12 (52,93%) y el porcentaje
en peso de las particulas finas y muy finas es de 47,07%; los anteriores resultados
se presentan en la Tabla 22 y Gréafica 8; es por esta razon que se debe usar un
sistema de manejo de estas particulas para que retenga las particulas mas grandes
y dejar que las de menor tamafio pasen y sean manejadas por el sistema de
levantamiento artificial.

Tabla 22. Andlisis granulométrico Pozo 7

. UsS Pes.o Pes.o Acumulado
Slot Inch (in) MESH retenido | retenido (%)
Sieves (9) (%)
50 0,0555 14 0,14 0,11% 0,11%
30 0,0331 20 3,86 3,02% 3,13%
20 0,0232 30 9,43 7,38% 10,51%
15 0,0165 40 25,56 20,00% 30,50%
12 0,0117 50 28,66 22,42% 52,93%
10 0,0098 60 11,03 8,63% 61,56%
8 0,0083 70 6,81 5,33% 66,88%
7 0,007 80 4,62 3,61% 70,50%
Pan Pan Pan 37,71 29,50% 100,00%
Total 127,82 1 100,00%
Fuente: Odessa Separator, Inc.
Gréfica 8. Andlisis granulométrico Pozo Casabe 7
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Fuente: Odessa Separator, Inc
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4.2.7 Problemas generados por arenamiento. El pozo 7, presenta alta
frecuencia de falla por bomba pegada debido al arenamiento del pozo. Es
importante mencionar que, el promedio de fondo encontrado cuando se realizo
limpieza de arenas es de 2985 pies y que el tope de perforados se encuentra a 2895
pies, por esta razon se puede decir que los perforados superiores producen alta
cantidad de sedimentos.

4.3 POzO 8
El pozo 8 fue perforado en el afio 2009. El zapato se encuentra a 5035 pies y los
perforados entre 5072 y 2836 pies. El collar flotador esta a 4991 pies.

El pozo tiene como recuperacion secundaria, inyeccion de agua, el patron lo
componen 5 pozos inyectores, del blogue 5.

Las caracteristicas de produccion se evidencian en la Tabla 23, en donde se
establecen pardmetros como; diametros, BSW, méxima produccion para el afio
2016, perforados, entre otros.

Tabla 23. Caracteristicas de produccién pozo 8

CARACTERISTICIAS ACTUALES
CASING PRODUCCION 7 in
PUNTA SARTA DE PRODUCCION 2609,06 ft
PERFORADOS 2836 - 5072 ft
TOPE COLLAR FLOTADOR 5568 ft
RAT HOLE 2958,94 ft
DISTANCIA TOPE FC A BASE PERFORADOS 496 ft
MAXIMA PRODUCCION REGISTRADA
(18/04/2016) 285 BFPD
BSW (18/04/2016) 62,9 %
ULTIMA PRUEBA DE PRODUCCION (02/11/2016) 108 BFPD
BSW 55,7 %

Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.3.1 Estado mecanico. El estado mecéanico del pozo se presenta en la Figura 33,
en el cual se puede observar la profundidad del pozo y los intervalos cafioneados.
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Figura 33. Estado mecéanico Pozo 8
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Fuente: Odessa Separator, Inc
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4.3.2 Sistema de Levantamiento artificial. Este pozo opera con sistema de
levantamiento artificial por cavidades progresivas; el intake de la bomba se
encuentra a 2607 pies.

4.3.3 Historico de Intervenciones. En la Tabla 24, se exponen las intervenciones
gue hatenido el pozo alo largo de su vida productiva; entre los cuales se encuentran
la operacion realizada, fecha y run life. De 27 intervenciones realizadas, el 59,3%
corresponde a limpieza de arena o flushing, el 22,2% corresponde a cambios de
tuberia por tuberia rota, el 18,5 % corresponde a cambio de bomba, teniendo en
cuenta que este pozo operaba con sistema JET PUMP y se cambio para el afio
2013 a sistema PCP, el cual tiene un mayor control de arena y con el cual se tuvo
el maximo run life.

Tabla 24. Intervenciones del Pozo 8

ACTIVIDAD FECHA |RUN LIFE

Limpieza de arena 17/07/2009 54
Bomba pegada y limpieza de arena 8/08/2009 22
Tuberia rota a 2537 pies 22/07/2014 67
Flushing 2/10/2014 33
Tuberia rota por jeteo en la junta 134 (3015 pies)

Durante la limpieza se observa arenamiento 3/03/2010 107
Cambio de Bomba 5/08/2010 155
Flushing 10/10/2010 66
Flushing 5/02/2011 118
Flushing 24/02/2011 19
Flushing 13/03/2011 17
Flushing 23/03/2011 10
Tuberia rota a 1100 pies

Limpieza de arena 16/04/2011 24
Flushing 7/05/2011 21
Tuberia rota a 65 pies 19/06/2011 43
Limpieza de arena 13/08/2011 55
Tuberia rota a 2450 pies 14/10/2011 62
Flushing 30/12/2011 77
Flushing 4/01/2012 5
Flushing 9/01/2012 5
Flushing 27/03/2012 78
Cambio de Jet Pump Conceéntrico

Intake a 3911 pies 5/06/2012 70
Sube intake de la Bomba Jet Pump a 3663 pies 10/07/2012 35
Limpieza de arena

(Sube intake de Bomba Jet Pump a 2776 pies) 19/01/2013 193
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Tabla 24. Intervenciones del Pozo 8 (Continuacion)

ACTIVIDAD FECHA |RUN LIFE
Cambio de sistema de levantamiento artificial a PCP
con intake a 2422 pies, se instala nueva tuberia 13/10/2013 267
Cambio de Bomba, intake a 2618 pies 3/03/2015 506
Flushing 12/03/2016 375
Se diagnosticé posible tuberia rota 1/12/2016 264

Fuente: Odessa Separator, Inc.

Se evidencia que el valor mas alto de run life se encuentra cuando se realizo el
cambio de sistema de levantamiento artificial por cavidades progresivas y es de 506
dias, los tiempos de operacion mas bajas corresponden a aquellos lavados de pozo
o flushing que se tuvieron antes de instalar la herramienta, dicha informacion se
evidencia en la Grafica 9. El promedio de run life para este pozo fue de 102 dias.

Gréfica 9. Run Life Pozo 8
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.3.4 Historico de Produccion. En la siguiente Grafica 10, se encuentran los
resultados de las pruebas de produccion del pozo, en donde se observan las fechas
de realizacion, desde el 20 de enero del 2016 hasta el 2 de noviembre del 2016; es
importante mencionar que el maximo valor de produccion de petréleo se obtuvo el
18 de abril del 2016 que fue de 106 BOPD; con un promedio durante la prueba de
59 BOPD y 155 BFPD.
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Gréafica 10. Historico de Produccion Pozo 8
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.3.5 Andlisis Granulométrico. Cabe resaltar que segun el analisis
granulométrico, el porcentaje de solidos grandes es de 4,28%, equivalente a un slot
de 30 (>841 micrones), slot de 15 (25,91%), slot de 12 (34,72%) y el porcentaje en
peso de las particulas finas y muy finas es de 65%; los anteriores resultados se
presentan en la Tabla 25 y Gréafica 11; es por esta razén que se debe usar un
sistema de manejo de estas particulas para que retenga las particulas mas grandes
y dejar que las de menor tamafio pasen y sean manejadas por el sistema de
levantamiento artificial.

Tabla 25. Andlisis granulométrico Pozo 8

.« |US MESH Peso Peso Acumulado
sl el () Sieves |retenido (g) | retenido (%) (%)
50 0,0555 14 0,04 0,04% 0,04%
30 0,0331 20 4,45 4,24% 4,28%
20 0,0232 30 12,65 12,05% 16,33%
15 0,0165 40 10,05 9,58% 25,91%
12 0,0117 50 9,24 8,81% 34,72%
10 0,0098 60 9,21 8,78% 43,49%
8 0,0083 70 12,68 12,08% 55,57%
7 0,007 80 12,08 11,51% 67,09%
Pan Pan Pan 34,54 32,91% 100,00%
Total 104,94 1 100,00%
Fuente: Odessa Separator Inc.
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Gréfica 11. Andlisis granulométrico Pozo 8
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.3.6 Problemas generados por arenamiento. El pozo presenta fallas por tuberia
y varilla a mas de 100 RPM. Presenta historia de atascamiento por alto torque,

adicional el pozo presenta histérico de influjo.

44 POZOS5

Las caracteristicas de produccion se muestran en la Tabla 26, en donde se
evidencian parametros como; didmetros, BSW, maxima produccién para el afio

2016, perforados, entre otros.

Tabla 26. Caracteristicas de produccién pozo

CARACTERISTICIAS ACTUALES

CASING PRODUCCION

7 in
PUNTA SARTA DE PRODUCCION 2609,06 Ft
PERFORADOS 2876-3776 Ft
TOPE COLLAR FLOTADOR 5291 Ft
RAT HOLE 2411,35 Ft
DISTANCIATOPE FC A BASE PERFORADOS 1515 Ft
MAXIMA PRODUCCION REGISTRADA
(25/06/2016) 600 BFPD
BSW (06/09/2015) 78 %
ULTIMA PRUEBA DE PRODUCCION (02/11/2016) 367 BFPD
BSW 43,87 %

Fuente: Odessa Separator, Inc.
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4.4.1 Estado mecénico. El estado mecanico del pozo se presenta en la Figura 34
en el cual se puede observar la profundidad del pozo y los intervalos cafioneados.

Figura 34. Estado mecéanico Pozo 5

Fuente: Odessa Separator, Inc
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4.4.2 Sistema de Levantamiento artificial. Para este pozo se tiene el sistema de
levantamiento artificial tipo bombeo electrosumergible.

4.4.3 Historico de Intervenciones. En la Tabla 27, se exponen las intervenciones
gue hatenido el pozo alo largo de su vida productiva; entre los cuales se encuentran
la operacion realizada, fecha y run life. Para este pozo se tenia inicialmente como
sistema de levantamiento artificial, bombeo por cavidades progresivas, realizando
el cambio a Bombeo electrosumergible en noviembre de 2013, teniendo un run life
de 231 dias.

Tabla 27. Intervenciones del pozo 5

ACTIVIDAD FECHA RUN LIFE
Varilla partida en el cuerpo 13/04/2012 98
Varilla partida en el cuerpo 01/05/2012 18
Varilla desconectada 01/07/2012 61
Tuberia rota por desgaste 16/11/2012 138
Varilla partida en el cuerpo 22/03/2013 126
Tuberia desconectada 14/05/2013 179
Cambio de Sistema de levantamiento artificial | 08/11/2013 231
Bomba pegada 15/06/2014 397
Flushing Correctivo 02/03/2015 260
Flushing Correctivo 16/03/2015 14
CB (Estator/Barril) 22/06/2015 98
Bomba pegada 23/08/2015 62

Fuente: Odessa Separator, Inc.

Por otra parte, en la Gréfica 12, se presenta el run life del pozo, es decir los dias
que en el pozo no se realizaron intervenciones; cabe mencionar que el mas alto es
de 397 dias y se dio en el momento en que se realiz6 cambio de bomba, en la
Grafica 12 se evidencian bajos run life cuando se realizan actividades de flushing
corrrectivo.
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Gréfica 12. Run Life Pozo 5
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.4.4 Historico de Produccion. En la siguiente Gréfica 13, se observan las
pruebas de produccion del pozo en estudio, en donde se encuentran las fechas de
realizacion, desde el 01 de marzo del 2016 hasta el 7 de septiembre del 2016; cabe
resaltar que el maximo valor de produccion de petroleo se obtuvo el 13 de abril 2016
que fue de 443 BOPD, teniendo un promedio en la prueba de produccion de de 423

BFPD y 167 BOPD.

Gréfica 13. Historico de produccion Pozo 5
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Fuente: Odessa Separator, Inc.
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4.4.5 Andlisis Granulométrico. Es importante mencionar que segun el analisis
granulométrico, el porcentaje de filtracién con un slot 15 es de 68.40%, por esto se
tiene un porcentaje de finos de 24.32%, segun se muestra en la Tabla 28 y Gréafica
15, lo cual constituye un porcentaje alto para utilizar Unicamente como técnica de
retencién de arena el Tubing Screen , por lo tanto, el sistema de levantamiento u
otra herramienta tendré que filtrar las particulas finas y muy finas para que estas no
vayan a afectar la produccién de fluido.

Tabla 28. Analisis granulométrico Pozo 5

: JE Pes.o Pes.o Acumulado
Slot Inch (in) MESH retenido | retenido (%)
Sieves (9) (%)
50 0,0555 14 20,25 11,93% 11,93%
30 0,0331 20 41,89 24,67% 36,60%
20 0,0232 30 33,57 19,77% 56,37%
15 0,0165 40 20,43 12,03% 68,40%
12 0,0117 50 12,35 7,27% 75,68%
10 0,0098 60 7,57 4,46% 80,13%
8 0,0083 70 5,83 3,43% 83,57%
7 0,007 80 5,09 3,00% 86,57%
Pan Pan Pan 22,81 13,43% 100,00%
Total 169,79 1 100,00%
Fuente: Odessa Separator, Inc.
Gréfica 14. Andlisis granulométrico Pozo 5
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Fuente: Odessa Separator, Inc
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45 POZO 4

Las caracteristicas de produccion se muestran la Tabla 29, en donde se establecen
parametros como; didmetros, BSW, maxima produccion para el afio 2016,
perforados, entre otros.

Tabla 29. Caracteristicas de produccién Pozo 4

CARACTERISTICIAS ACTUALES
CASING PRODUCCION 7 In
PUNTA SARTA DE PRODUCCION 2975,11 Ft
PERFORADOS 2606-3832 Ft
TOPE COLLAR FLOTADOR 4085 Ft
RAT HOLE 1109,89 Ft
DISTANCIA TOPE FC A BASE PERFORADOS 253 Ft
MAXIMA PRODUCCION REGISTRADA
(25/03/2015) 591,53 BFPD
BSW (06/09/2015) 77,5 %
ULTIMA PRUEBA DE PRODUCCION (29/07/2016) 147 BFPD
BSW 76,3 %

Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.5.1 Estado mecéanico. El estado mecéanico del pozo se presenta en la Figura
35, en el cual se puede observar la profundidad del pozo y los intervalos
cafioneados.
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Figura 35. Estado mecénico Pozo 4.
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4.5.2 Sistema de Levantamiento artificial. Este pozo opera con un sistema de
levantamiento artificial por cavidades progresivas; con una bomba de rotor 53 —
1800.

4.5.3 Historico de Intervenciones. En la Tabla 30, se exponen las intervenciones
gue hatenido el pozo alo largo de su vida productiva; entre los cuales se encuentran
las operaciones realizadas, fecha y run life. De nueve intervenciones, el 25%
corresponde a lavado correctivo, el 37,5% a operaciones de cambio de tuberia, el
25% a fallas en el sistema de levantamiento y el 12,5% a varillas desconectadas.

Tabla 30. Intervenciones del pozo 4

ACTIVIDAD FECHA RUN LIFE

Varilla desconectada 08/08/2014 49

Falla del Sistema de levantamiento
artificial 20/08/2014 12

Falla del Sistema de levantamiento
artificial 21/12/2014 97
Flushing Correctivo 21/12/2014 26
Tuberia rota por jeteo 24/05/2015 154
Tuberia rota por desgaste 30/11/2015 344
Tuberia rota por jeteo 02/04/2016 124
Flushing correctivo 01/07/2016 90

Fuente: Odessa Separator, Inc.

A continuacion, se muestra el run life del pozo, es decir los dias que el pozo no tuvo
intervenciones; es importante decir que el valor mas alto es de 344 dias y
corresponde a cambio de tuberia, cabe mencionar que de ocho intervenciones
realizadas aquellas que proporcionaron mayor run life en la vida del pozo fueron
donde se evidencié cambio de tuberia por rotura de la misma, en cambio, aquellas
operaciones de menor run life corresponden a aquellas en donde se tuvo lavados o
flushing correctivos, asi como se evidencia en la Gréfica 15.
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Gréfica 15. Run Life Pozo 4
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Fuente: Odessa Separator, Inc.

4.5.4 Historico de Produccién. En la siguiente Gréafica 17, se encuentran los
resultados de las pruebas de produccion del pozo, en donde se observan las fechas
de realizacion, desde el 11 de diciembre de 2014 hasta el 12 de abril del 2016; es
importante mencionar que el maximo valor de produccion de petréleo se obtuvo el
25 de marzo del 2015 que fue de 133 BOPD; con un promedio durante la prueba de
67 BOPD.

Gréfica 16. Historico de produccion Pozo 4

600 240
500 200
_A
400 y 160
o n
& 300 ; 120 =
) =
200 80
100 40
0 1 0
I I R I I I I I I P
o o . o o o . o o o o
A S R A S
R A A s S S R~
B . s N L R - A S MR N
B BOPD i BWPD s PROMEDIO BOPD s PROMEDIO BFPD s RPM's

Fuente: Odessa Separator, Inc.
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4.5.5 Andlisis Granulométrico. Cabe resaltar que segun el analisis
granulométrico, el porcentaje de solidos grandes es de 0,34%, equivalente a un slot
de 30 (>841 micrones), slot de 15 (9,85%), slot de 12 (60,4%) y el porcentaje en
peso de las particulas finas y muy finas es de 39,6%; los anteriores resultados se
presentan en la Tabla 31y Grafica 18; es por esta razon que se debe usar el Tubing
Screen para retener estas particulas mas grandes y dejar que las de menor tamafio
pasen y sean manejadas por el sistema de levantamiento artificial y/o otra
herramienta de manejo de solidos finos y muy finos.

Tabla 31. Andlisis granulométrico Pozo 4

: Us Pes_o Pes_o Acumulado
Slot Inch (in) MESH retenido | retenido (%)
Sieves (@) (%)

50 0,0555 14 0,07 0,04% 0,04%

30 0,0331 20 0,31 0,18% 0,22%

20 0,0232 30 1,74 1,02% 1,25%

15 0,0165 40 8,88 5,23% 6,48%
12 0,0117 50 56,42 33,23% 39,71%
10 0,0098 60 24,02 14,15% 53,85%
8 0,0083 70 8,45 4,98% 58,83%
7 0,007 80 3,88 2,29% 61,12%
Pan Pan Pan 7,86 4,63% 65,75%
Total 111,63 |0,657459 | 65,75%

Fuente: Odessa Separator, Inc.

Gréfica 17. Analisis granulométrico Pozo 4
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4.5.6 Problemas generados por arenamiento.
Se presentan solidos en el fluido previo al ingreso del sistema de levantamiento
artificial. El pozo presenta historia de atascamiento por alto torque.
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5. DESCRIPCION DEL ESTADO MECANICO Y EVALUACION DEL USO DE
LA HERRAMIENTA TUBING SCREEN PARA LOS CINCO POZ0OS

A continuacion, serén explicados los estados mecanicos una vez fue instalada la
herramienta y se evaluara el uso de esta mediante el analisis del comportamiento
de diferentes variables operativas, resaltando que dichas variables dependen del
tipo de sistema artificial para cada pozo.

Teniendo en cuenta que los sistemas de levantamiento artificial no tienen el mismo
principio de funcionamiento, lo que significa que no se afectan de la misma manera
cuando hay produccion de fluido con arena, es necesario establecer los diferentes
parametros o variables operativas, con el fin evaluar cada uno de dichos sistemas
y validar que la instalacion de la herramienta ha permitido tener una mejora en
cuanto a intervenciones en pozo y vida util de los equipos.

Para cada sistema se tienen las variables operativas a analizar las cuales se
muestran en la Tabla 32, con las pruebas de producciéon generadas para cada pozo,
se pudo evaluar el uso de la herramienta Tubing Screen .

Tabla 32. Parametros a analizar de cada sistema de levantamiento.

BOMBEO BOMBEO POR
BOMBEO MECANICO | ELECTROSUMERGIBLE CAVIDADES
(ESP) PROGRESIVAS (PCP)
Dinagramas Consumo de corriente Torque
Run life Run life Run life
Nivel de fluido Nivel de fluido Nivel de fluido

Segun la Tabla 32 la variable operativa Run life, es un parametro en comun para
todos los pozos, el cual debe ser analizado y evaluado para demostrar el
funcionamiento del Tubing Screen en los cinco pozos. Para los pozos 6,4, 8,5y 7
se muestra el valor respectivo de este pardmetro comparandolo con el promedio de
run life obtenido antes de la implementacion de la herramienta.
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Grafica 18. Evaluacion del Run Life
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A partir de la Grafica 18 se puede evidenciar un aumento considerable de run life
el cual se cuantifica en porcentaje de aumento de run life como se evidencia en la
Tabla 33.

Tabla 33. Aumento Run Life.

POzO Aumento de Run Life
(%)

228%
336%
305%
226%
177%

~N| o1 00 A~ O

De acuerdo con los diferentes sistemas de levantamiento artificial que se tienen
para los pozos, se puede evidenciar que indiferentemente a que sistema esté
instalado en cada pozo, la herramienta funciona y proporciona mayor vida til a los
equipos respectivos, realizando la filtracion de arena mayor a 297 micrones en fondo
de pozo, evitando que esta llegue a superficie y cause dafos en las partes
fundamentales de cada sistema como fue explicado en la Tabla 13, 14 y 15 del
Capitulo 4.
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5.1 POZO 6

A partir de los datos descritos en el capitulo anterior, como lo son intervenciones
realizadas, historial de desplazamiento y problemas evidenciados por arenamiento
del pozo 6, se digitan los datos de entrada en el Tubing Screen calculator, teniendo
en cuenta que el valor de produccién promedio histérico alcanzada por el pozo es
300 BFPD, tamafio del slot seleccionado a partir del andlisis granulométrico que se
evidencio en el capitulo 4, es de 15 slot; la clasificacion del pozo segun la produccién
de arena, para este caso es de severa; como se muestra en la Figura 36, donde se
obtiene la configuracion de 3 juntas de tubing como se observa en el estado
mecanico mostrado en la Figura 37. Con las tres juntas se espera tener una
velocidad de fluido por segundo menor a la velocidad critica para asi evitar el
taponamiento de las mallas por presencia de arena.

Figura 36. Disefio Tubing Screen Pozo 6

TUBING 5CREEN CALCULATOR

INPUT DATA

Production of total liquid barrel per day BFPD
Percent of run time m %
Selected tubing screen 312w 235 W
Slot Q015 v
Well classification severe v
Open area of screen (in?2) 199 98 v
#Tubing screan 3

CALCULATED RESULTS
Size of Sand T e sh
Total Open area of screen inh2
1440 minute per day *% of time min/dia
production per mintue of run bbl/min
production * barrle cubit inch int3/mi
Production inch/ by screen opening in/sec

0,056151448 in/fsec
Fluid velocity per second through
Screen

0,078769252 in/sec Max. by T5.

OK
Fuente: Odessa Separator Inc.
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Figura 37. Estado mecanico con la herramienta Tubing Screen
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Fuente: Odessa Separator, Inc, Modificado por los autores.
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Después de instalada la herramienta, teniendo en cuenta el sistema de
levantamiento artificial, que para este caso es bombeo electrosumergible (ESP), se
tienen en cuenta para el analisis valores de variables como transmision de corriente
(amperaje) y nivel de fluido, ya que estas se ven afectadas de manera directa
cuando se tiene produccion de arena.

Se puede establecer el nivel de fluido, el cual se mantiene constante en un valor
aproximado de 4000ft, puesto que antes este nivel tenia una variacion entre 1000ft
y 5000 ft, segun se evidencia en la Grafica 19.

Teniendo en cuenta que la instalacion de la herramienta se ejecut6 el 18 de octubre
de 2015, se mantuvo constante el nivel del fluido por encima de la profundidad de
la bomba después de dicha instalacion, con lo que se tiene ausencia de arena, lo
gue permite tener un nivel constante a lo largo de la produccion del pozo.

Grafica 19 . Nivel de fluido Pozo 6
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Fuente: Odessa Separator Inc.

En la Gréafica 19, se puede evidenciar el nivel de fluido antes y después de la
instalacion de la herramienta; en donde se puede establecer que antes de la
implementacion se tiene un nivel de fluido que no esta estabilizado, esto se genera
principalmente porque al tener una presion de entrada a la bomba baja se puede
generar drawdown (fluctuacion en la caida de presion) y con esto tener influjos por
produccion de arena; mientras que si se compara con el después de la
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implementacion del Tubing Screen se tiene un nivel mas estabilizado, puesto que
con la herramienta se maneja la arena antes de que ingrese al sistema de
levantamiento artificial, que para este caso es bombeo electrosumergible, es
Importante mencionar que para este es primordial tener el nivel de fluido estable,
como el evidenciado para este pozo en 4000ft, puesto que si no se controla puede
generar dafos en el sistema.

Adicional al nivel del fluido, para este pozo se pudo realizar analisis en lo que
respecta al desempefio de la bomba. El motor de la bomba eléctrica tiene ciertos
requisitos de transmision de corriente (amperaje), de los cuales depende el correcto
funcionamiento de la bomba, como se evidencia en la Gréfica 20, donde, antes de
la instalacion de la herramienta estos valores variaban entre 0 y 20 amperios y una
vez puesto en marcha el Tubing Screen se estabilizaron a valores aproximados de
18 amperios, donde se evidencié una disminucién de la energia trasmitida en un
10%, lo cual se podria ver reflejado en la disminucién de los costos de operacion.

Con este comportamiento en la transmision de energia se evidencia que la energia
eléctrica convertida a energia mecanica necesaria es menor una vez la arena deja
de afectar la etapa de bombeo del sistema, con lo que se puede levantar el fluido
sin arena hacia superficie con menos requerimientos de amperaje.

Grafica 20. Parametros sistema del levantamiento artificial ESP
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Fuente: Odessa Separator Inc.

5.2 POZO7

A partir de los datos de produccién, intervenciones realizadas y problemas
evidenciados por arenamiento del pozo 7, se realiza el disefio y seleccion del Tubing
Screen , para esto fue usado el Tubing Screen calculator, ingresando los datos de
entrada, estableciendo que el valor de produccion promedio histérico alcanzada por
el pozo es 230 BFPD, tamafio del slot seleccionado a partir del analisis
granulométrico que se evidencio en el capitulo 4, es de 12 slot; la clasificacion del
pozo segun la produccion de arena, para este caso es de severa; como se evidencia
en laFigura 38, donde se obtiene la configuracion de 3 juntas de tubing. La empresa
Odessa Separator INC, procedi6 a realizar la instalacion de la herramienta Tubing
Screen , teniendo la configuracion en fondo de pozo como se evidencia en la Figura
39.

118



Figura 38. Disefio Tubing Screen Pozo 7

TUBING SCREEN CALCULATOR

INPUT DATA

Production of total liquid barrel per day

Percent of run time

Selected tubing screen 3-1/2"x 235" ¥
Slot 0012 v
‘Well classification Severe v
Open area of screen (in"2) 274,5 v

# Tubing screen £

CALCULATED RESULTS

Size of Sand m Mesh
Total Open area of screen inf2
1440 minute per day *3 of time min/dia |
production per mintue of run hblfminl
production * barrle cubit inch BEEEEE int3/mi
Production inch/ by screen opening in/sec

0,031362578 infsec
Fluid velocity per second through
Screen

0,079033698 in/sec Max. by T5S.

Fuente: Odessa Separator Inc.
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Figura 39. Estado mecéanico con la herramienta
Tubing Screen pozo 7

1'

Seating nipple @ 25739

Tuberla 3 V2" RIx 2.8

Tubing Screen 3.1/2" x 23.5 x 12 slot

Cotar (in)  Pipe () Screen (kn) 12 St
0D: 4.50° OD: 3.50° 0D 3.64° > 297 Mcrons.
ID: 3.50° D: 3.068°

|

Tubing Screen 3. 12" x 23.5' x 12 siot

Cotar (lin)  Pipe (Iin) Screen (lin) 12 Siat
0D 450" OD3S0° 0D 394"  >297 Microns
ID: 3.50" 1D- 3.066"

Tubeng Screen 3. V2" x 23,5 x 12 siot

Colar (kn)  Pipe (In) Screen (lin) 12 St
0D 4 80° 0D 350 OD-3se” > 297 Miarons
1D: 3.50* 1D: 3.068°

Bypass Valve x 4' x 75 siot

Collar (lin) Pipe(lin)  Screen (in) 75 Siot

0D: 4 50" OD 350" OD:38¢ > 2000 Microns
1D: 3.50° 10- 3.068°

Super Perf 312" x &' x 75 Siot
Pipe (in) Screen in) 75 Siot
OD- 4500 00:35° 0D: 194" > 2000 Mcrors

Bull Plug 312" 82777

Peris @2805' . 3520

Tope coler § 3612

Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado
por los autores.
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Para este sistema de levantamiento artificial, se tiene informacion de las condiciones
de operacion de la bomba, en donde se evidencia una eficiencia entre 95%-98%, lo
que refleja una mejora en comparacion con la eficiencia del 84% en la que se
encontraba la bomba, antes de ser instalada la herramienta.

Como se observa en los dinagramas de fondo de la Tabla 34, no se evidencian
fallas en la valvula fija y viajera con lo que se tiene un alto manejo de solidos.
Ademas, se evidencia alta sumergencia de la bomba, lo que hace que no se tenga
influjos y por lo tanto no exista produccion de arena

Al tener alto manejo de sélidos, estos no interfieren en el funcionamiento de las
valvulas del sistema de bombeo mecanico, teniendo una mayor vida util de la bomba
del subsuelo, encargada de levantar el fluido hacia la superficie.

Tabla 34. Condiciones y Registros dinamométricos del sistema de levantamiento artifcial
Condiciones Dinagrama Comentarios

Intake: 2795ft
Sumergencia: 1753 ft
Velocidad: 7,258 spm
Desplazamiento: 304 BBL/D
Eficiencia: 98 %

N e i
I Alta sumergencia, buen llenado

- J de bomba y alto manejo de
T e T T ] s6lidos en fondo

Intake: 2795 ft
Sumergencia: 1503 ft
Velocidad: 7.2 spm
Desplazamiento: 310 BBL/D
Eficiencia: 95 %

Alta sumergencia, buen llenado
de bomba y alto manejo de
so6lidos en fondo

Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.
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Gréfica 21. Comportamiento del nivel de fluido Pozo 7
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

En la Gréafica 21, se puede evidenciar el nivel de fluido antes y después de la implementacién de la herramienta; en
donde se puede establecer que antes de la instalacion se tiene un nivel de fluido que no esta estabilizado, esto se
genera principalmente porque al tener una PIP baja se puede generar drawdown (fluctuacién en la caida de presion)
y de este modo tener influjos por produccién de arena; mientras que si se compara con el después de la
implementacion del Tubing Screen se tiene un nivel mas estabilizado, debido a que con la herramienta se maneja la
arena antes de que ingrese al sistema de levantamiento artificial, evitando de esta forma taponamientos o bacheo de
fluido al ingreso de la bomba.
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5.3 POZO 8

Teniendo en cuenta los datos de produccidn, intervenciones realizadas, run life y
problemas evidenciados por arenamiento del pozo 8, se ingresan los valores de
entrada en el Tubing Screen calculator, procedimiento que se realiza para el disefio
y seleccion del Tubing Screen ; teniendo en cuenta que el valor de produccion
promedio histérico alcanzada por el pozo es 350 BFPD, tamafio del slot
seleccionado a partir del analisis granulométrico, es de 15 slot; la clasificacion del
pozo segun la produccion de arena, para este caso es de severa; datos que se
observan en la Figura 40, donde se obtiene la configuracion de 3 juntas de tubing
gue se pueden observar en la Figura 41.

Figura 40. Disefio Tubing Screen Pozo 8

TUBING SCREEN CALCULATOR

INPUT DATA
Production of total liquid barrel per day BFPD
Percent of run time %

Selected tubing screen 2-7/8"x23.5' w
Slot 0015 v
Well classification Severe v
Open area of screen (in"2) 285.5 v
# Tubing screen

CALCULATED RESULTS

Size of Sand
Total Open area of screen
1440 minute per day *% of time T in/dia

production per mintue of run 0,24305556):= 15
production * barrle cubit inch inA3/mi

Production inch/ by screen opening 0,04588685 i TE

0,045886846 in/sec
Fluid velocity per second through

Screen

e

0,113668272 infsec Max. by T5.

- )
._-—

OK

Fuente: Odessa Separator Inc.
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Figura 41. Estado mecanico con la herramienta

Tubing Screen pozo 8.

ORIy

¢

bt

By

Ancls antorgue @ 2608 55
Tubing Nipple 3-1/2° @ 260021

Junta x 31 EVE de 31/ @2e4021'

Xoorer PN 2.7 x BOX 3112 [@ 264121

Tubing Saeen 2.708" x23 §x 15 skt @ 266521"

Colar (in)  Pipe fin) Scresn (in) 15 Sot
Q0 3668 00 2375 QD:33r > 400 Mcrons
D28y 024417 0 3668

Tubing Nipple @ 268536

Tubing Screen 2.7/8"x 235 x 15dot @ 268936

Colar(in)  Fips (in) Scraen (in) 15 Skt
003668 002875 00 33T > 400 Mcrors
0 2875 D 2441 103668

Tubing Npple @ 265951'

Tubng Screen 2.7/8"x 238 x 15dat @ 271351

Collar (0} Ppe @in) Screen (in) 15 Sict
00 3668 002875 oD 337 > 400 Microns
02875 024417 0 3665
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Figura 41. Estado mecanico con la herramienta Tubing
Screen pozo 8 (Continuacion).
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los
autores.

125



Gréfica 22. Comportamiento del nivel de fluido Pozo 8
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

Teniendo en cuenta Grafica 22, se puede establecer que antes de la implementacion se tiene un nivel de fluido que
no esta estabilizado, esto se genera principalmente porque al tener una PIP baja se puede generar inestabilidad en
el influjo por producciéon de arena; mientras que si se compara con el después de la instalacién del Tubing Screen se
tiene un nivel mas estabilizado, puesto que con la herramienta se maneja la arena antes de que ingrese al sistema de
levantamiento artificial, que para este caso es bombeo por cavidades progresivas.
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Gréfica 23. Comportamiento del torque Pozo 8
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

El torque total del sistema PCP para este pozo después de la instalacion de la herramienta presenta una reducciéon
del 21%, como se observa en la Grafica 23, por lo que se establece que el torque por friccion disminuyo6 debido a que
no se tiene la restriccion mecanica entre el rotor y el elastbmero asociado con el bombeo de particulas sélidas
abrasivas que aumentan el ajuste entre estos dos elementos.
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5.4 POZO5

A partir de los datos nombrados en el capitulo anterior, como lo son intervenciones
realizadas, historial de desplazamiento, run life y problemas evidenciados por
arenamiento del pozo 5, se digitan los datos de entrada en el Tubing Screen
calculator; estableciendo que el valor de produccion promedio historico alcanzada
por el pozo es 600 BFPD, tamafio del slot seleccionado a partir del analisis
granulométrico que es de 15 slot; la clasificacion del pozo segun la produccién de
arena, para este caso es mala; datos que se exhiben en la Figura 42, donde se
tiene la configuracion de 3 juntas de tubing como se observa en el estado mecanico
mostrado en la Figura 43.

Figura 42. Disefio Tubing Screen Pozo 5

TUBING SCREEN CALCULATOR

INPUT DATA
Production of total liquid barrel per day BFPD
Percent of run time %
Selected tubing screen 3-1/2"x 235" %
Slot 0,015 v
Well dassification Bad v
Open area of screen (in2) 333,3 v
# Tubing screen 3

CALCULATED RESULTS

Size of Sand BT vesh |
Total Open area of screen in*2 |

1440 minute per day *% of time mmim’dia|
production per mintue of run bbl/min|

production * barde cubit inch in*3/mi
Production inch/ by screen opening in/sec

0,067381738 infsec

— Fluid velocity per second through
Screen

0,202131968 in/sec Max. by T5.

2w

wl !Iill i

OK

Fuente: Odessa Separator Inc.
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Figura 43. Estado mecanico con la
herramienta Tubing Screen pozo 5.
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por
los autores.
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Gréfica 24. Comportamiento del nivel de fluido Pozo 5
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

En la Grafica 24, se puede evidenciar el nivel de fluido antes y después de la instalacién de la herramienta; en donde
se puede establecer que antes de la implementacion se tiene un nivel de fluido que no esta estabilizado esto se genera
principalmente porque al tener una PIP baja se puede generar obstruccion o riesgo de tenerse pérdida de flujo en la
entrada de la bomba, arriesgando la integridad del sistema; mientras que si se compara con el después de la
implementacion del Tubing Screen se tiene un nivel méas estabilizado, asegurando la condicion de PIP necesaria para
la operacién adecuada de la bomba, puesto que con la herramienta se maneja la arena antes de que ingrese al
sistema de levantamiento artificial, que para este caso es bombeo electrosumergible, es importante mencionar que
para este es primordial tener el nivel de fluido estable, puesto que si no se controla puede generar dafios en el sistema
(motor quemado por falta de lubricacion y/o dafio en la bomba por falta de fluido).
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Gréfica 25. Comportamiento de consumo de corriente Pozo 5

140

P)
g B

20

%acin 17/02/2017

7 |0

CONSUMO DE CORRIENTE (AM
=
S

——CONSUMO DE CORRIENTE

Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

En la Grafica 25, se muestra el comportamiento del consumo de corriente en donde se puede identificar que antes
de la implementacion de la herramienta este consumo era mucho mayor, con valores de hasta 120 amperios, esto se
debe a que al tener particulas de arena en el sistema de levantamiento BES, estas restringen el flujo de fluido liquido
hacia el sistema lo que ocasiona un mayor esfuerzo de la bomba para su correcta operacion, generando que se partan
los ejes y que el motor sufra dafios que aumenten los costos de mantenimiento. Es importante mencionar que con la
instalacién del Tubing Screen , el consumo de corriente disminuyé aproximadamente en un 74%, puesto que se logré
controlar las particulas de arena antes de que ingresaran al sistema de levantamiento artificial.

131



5.5 POZO 4

Teniendo en cuenta los datos de produccion, intervenciones realizadas, run life y
problemas evidenciados por arenamiento del pozo 4, se ingresan los valores de
entrada en el Tubing Screen calculator, procedimiento que se realiza para el disefio
y seleccion del Tubing Screen , teniendo en cuenta que el valor de produccion
promedio histérico alcanzada por el pozo es 600 BFPD, tamafio del slot
seleccionado a partir del analisis granulométrico, que es de 15 slot; la clasificacion
del pozo segun la produccion de arena es malo; datos que se observan en la Figura
44, donde se tiene la configuracion de 3 juntas de tubing como se evidencia en el
estado mecanico mostrado en la Figura 45.

Figura 44. Disefio Tubing Screen Pozo 4

TUBING SCREEN CALCULATOR

INPUT DATA
Production of total liquid barrel per day

Percent of run time

Selected tubing screen F12"x 235 %
Slot 0015 v
Well dassification Bad L)
Open area of screen (in?2) 3333 v
# Tubing screen 3

CALCULATED RESULTS
Size of Sand

Total Open area of screen EEE inx2
1440 minute per day *% of time T min/dia

production per mintue of run | 04166666700l
production * barrle cubit inch TS in”3/mi

0,067381738 in/sec

Fluid velocity per second through
—

0,202549505 infsec Max. by T5.

=
=
=
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g
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Ty
1

iy

OK

Fuente: Odessa Separator Inc.
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Figura 45. Estado mecénico con la herramienta Tubing Screen

pozo 4.
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Figura 45. Estado mecanico con la
herramienta Tubing Screen pozo 4
(Continuacion).
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Fuente: Odessa  Separator Inc,
Modificado por los autores.
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Gréfica 26. Comportamiento del nivel de fluido Pozo 4
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

En la Grafica 26, en donde se puede establecer que antes de la implementacién se tiene un nivel de fluido que no es
constante, esto se genera principalmente al tener una PIP baja y por esto se tienen influjos por produccion de arena;
mientras que si se compara con el después de la implementacion del Tubing Screen se tiene un nivel mas estable,
puesto que con la herramienta se maneja la arena antes de que ingrese al sistema de levantamiento artificial, que
para este caso es bombeo por cavidades progresivas.
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Gréfica 27. Comportamiento del Torque Pozo 4
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Fuente: Odessa Separator Inc, Modificado por los autores.

En la Grafica 29 correspondiente al torque del sistema PCP, se puede evidenciar que antes de la instalacion de la
herramienta no se tenia un valor estable de torque, ademas de tener valores para este parametro mayores a los
reportados después de la instalacion, para los sistemas PCP, se tiene un torque total el cual esta compuesto por el
torque hidraulico, torque por friccibn en bomba y torque resistivo. Para este caso se asume que el torque por friccion
en bomba disminuyé teniendo una reduccion del torque total en un 23%.
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A continuacion, se muestran los resultados obtenidos segun las variables operativas
seleccionadas y analizadas para cada uno de los sistemas de levantamiento
artificial, en donde se evidencia una reduccion de cada uno de las variables
evaluadas en cada pozo, lo que constituye que la herramienta cumple con el objetivo
de retener particulas de arena en fondo de pozo que no afecten el funcionamiento
y vida util de cada sistema de levantamiento artificial.

Tabla 35. Comportamiento del nivel de fluido antes y después de la implementacion
del Tubing Screen

ANTES DE LA INSTALACION DESPUES DE LA INSTALACION
POZO SISTEMA DE RANGO RANGO PROMEDIO | % VARIACION ([RANGO PROMEDIO[RANGO PROMEDIO | % VARIACION

LEVANTAMIENTO | NIVEL DE FLUIDO | NIVEL DE FLUIDO NIVEL DE NIVELDE FLUIDO | NIVEL DE FLUIDO NIVEL DE
ARTIFICIAL (ft) (ft) FLUIDO (ft) (ft) FLUIDO

4 PCP 500 - 2900 1700 83% 2200 - 2490 2345 12%

5 BES 1100 - 2600 1850 31% 2100 - 2450 2275 14%

6 BES 1000 - 4800 2900 79% 3800 - 4300 4050 12%

7 BM 500 - 3500 2000 86% 1900 - 2500 2200 24%

8 PCP 1100 - 2350 1725 86% 2150 - 2400 2275 10%

En la Tabla 35 se puede evidenciar el comportamiento del nivel de fluido antes y
después de la instalacion del Tubing Screen, en el caso del sistema de
levantamiento bombeo mecénico, pozo 7, se presenta una variacion en el nivel del
fluido 86% al 24 %; para bombeo por cavidades progresivas pozos 4y 8, la variacién
es de 83% al 12% y 86% al 10%, respectivamente y para bombeo
electrosumergible, pozos 5 y 6, existe una variacion del nivel del fluido de 31% al
14% y 79% al 12%, respectivamente, porcentajes de estabilizacion que se
representan en la Grafica 28; es por esta razon que antes de la implementacion de
la herramienta el nivel de fluido no esté estabilizado, esto se genera principalmente
porque al tener una presion de entrada a la bomba baja se puede generar
drawdown, es decir fluctuacion en la caida de presién y con esto presentar influjos
por produccién de arena; mientras que si se compara con el nivel después de la
implementacion del Tubing Screen este es mas estabilizado, puesto que con la
herramienta se maneja la arena antes de que ingrese al sistema de levantamiento
artificial; evitando taponamientos o bacheo de fluido al ingreso de la bomba.
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Gréfica 28. Comportamiento de nivel de fluido para los cinco Pozos
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Tabla 36. Comportamiento consumo de corriente antes y después de la
implementacion del Tubing Screen

ANTES DE LA INSTALACION DESPUES DE LA INSTALACION
RANGO
POZO | SISTEMADE | CONSUMODE |RANGO PROMEDIO| % VARIACION RANGO RANGO PROMEDIO | % VARIACION
LEVANTAMIENTO|  CORRIENTE CONSUMODE |CONSUMODE| CONSUMODE | CONSUMODE | CONSUMO DE
ARTIFICIAL (Amp) CORRIENTE (Amp) | CORRIENTE | CORRIENTE (Amp) | CORRIENTE (Amp) | CORRIENTE
5 BES 20- 120 70 83% 17-28 2,5 39%
6 BES 7-20 13,5 65% 12-20 16 40%

En la Tabla 36, se muestra el comportamiento del consumo de corriente para los
pozos 5y 6 que tienen como sistema de levantamiento bombeo electrosumergible;
antes de la instalacion de la herramienta la variacién que se presentaba era de 83%
y 65% respectivamente, mientras que después de la implementacién del Tubing
Screen es de 39% y 40%; como se exhibe en la Gréafica 29, con lo que se evidencia
qgue antes el consumo de energia era mayor, esto se debe a que al tener particulas
de arena en el sistema de levantamiento, estas restringen el flujo de fluidos hacia el
sistema lo que ocasiona un mayor esfuerzo de la bomba para su correcta operacion.
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Gréfica 30. Comportamiento parametros BES
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Tabla 37. Comportamiento torque antes y después de la implementacion del Tubing
Screen

ANTES DE LA INSTALACION DESPUES DE LA INSTALACION
pozo | SISTEMADE
LEVANTAMIENTO|  RANGO  [RANGO PROMEDIO| % VARIACION RANGO RANGO PROMEDIO | % VARIACION
ARTIFICIAL TORQUE (%) TORQUE (%) TORQUE TORQUE (%) TORQUE (%) TORQUE
4 PCP 0-45 27,5 78% 19-25 2 24%
8 PCP 17-35 2% 51% 2100- 2450 17 38%

En la Tabla 37 se presenta el comportamiento del torque antes y después de la
implementacion del Tubing Screen, parametro que se selecciond para el sistema de
levantamiento bombeo por cavidades progresivas, ya que este constituye el mayor
limitante del sistema, para los pozos 4 y 8 se presenta una variacion del 78% al
24% y 51% al 38%, resoectivamente, como se muestra en la Gréfica 31; con esto
se evidencia una disminucién en los valores del torque total después de la
implementacion de la herramienta; con lo que se puede establecer que hay una
reduccion en el torque por friccién, puesto que no se tiene la restriccion mecénica,
gue se asocia al bombeo de particulas sélidas que aumentan el ajuste entre el rotor
y elastémero.

139



Gréfica 31. Comportamiento parametros PCP
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6. ANALISIS FINANCIERO

El presente capitulo tiene como objetivo evaluar la viabilidad financiera del proyecto
a través del indicador Beneficio/Costo, teniendo en cuenta la inversion que la
empresa operadora debe realizar para adquirir las herramientas que le provee la
empresa Odessa Separator Inc, para tener control de arena en fondo de pozo, las
cuales permitan mejorar el sistema de levantamiento artificial de cada pozo
analizado, aumentando el run life de cada uno de estos.

El campo Casabe, es un campo maduro, ya que su explotacion comercial comenzo
en el afio 1945, donde 35 afios después se hizo necesaria la inyeccién de agua,
como recuperacion secundaria. Desde el afio 2004, este campo esta siendo
operado por la Alianza Casabe Ecopetrol- Schlumberger, donde existe un contrato
de servicios y colaboracion técnica entre las partes.

La relacion beneficio costo serd el indicador que se utilizard para evaluar la
rentabilidad del proyecto, mediante la comparacion de los costos previstos con los
beneficios esperados. Esta evaluacion se realizara con base al valor de la inversion
de la herramienta por parte de la empresa operadora junto con Sus costos
operativos y los beneficios obtenidos al no tener paradas operativas que sean
reflejadas en tiempos no productivos.

La unidad monetaria que se utilizara para el andlisis financiero del proyecto es la
unidad monetaria de valor constante dolar (USD), la tasa de descuento suministrada
por la empresa operadora constituye el 10% y el horizonte de evaluacion del
proyecto es de cinco afnos.

Para el desarrollo de este proyecto se evaluaron cinco pozos propuestos por la
empresa Odessa Separator INC, de los cuales se tienen dos pozos con sistema de
levantamiento de bombeo por cavidades progresivas (PCP), dos pozos con sistema
de levantamiento por bombeo electro sumergible (ESP) y un pozo con bombeo
mecanico.

6.1 INDICADOR RELACION BENEFICIO COSTO

Un andlisis costo beneficio es el proceso mediante el cual se analiza la alternativa
de adquirir algan producto, servicio o tomar una decision. En este analisis, se suman
los beneficios de una situacion dada, es decir se determinan las cantidades que
constituyen los ingresos y luego se restan los costos asociados (egresos), a la
adquisicion del producto o servicio. 2

Para este proyecto de inversion en la tecnologia de la herramienta Tubing Screen ,
se tienen costos asociados a la instalacién y a la operacion de la herramienta. Los

63 ABC Finanzas. en linea consultado el 31 de Marzo de 2018. Disponible en:
https://www.abcfinanzas.com/administracion-financiera/relacion-costo-beneficio
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beneficios se resumen en tener un aumento de run life, con lo cual se puede
cuantificar la produccién incremental.

Para poder establecer la viabilidad que tiene la adquisicion del Tubing Screen para
los cinco pozos analizados en este proyecto, se comparara la relacion B/C tomando
la unidad como referencia, segun se muestra en la Tabla 38.

Tabla 38. Viabilidad de un proyecto segun la relacién beneficio — costo

Indica que los beneficios superan los
B/IC>1 costos, por lo tanto el proyecto se
puede considerar.

Cuando esta relacion, es igual a uno .
B/IC=1 No hay ganancias pues los beneficios
son iguales a los costos.

Cuando la relacion es mayor a uno, los
costos son mayores a los beneficios,
por lo tanto, no se debe considerar el
proyecto.

Fuente: GESTIOPOLIS. (enlinea). Recuperado el 31 de marzo de 2018. Disponible
en: https://www.gestiopolis.com/calculo-de-la-relacion-beneficio-coste/

B/C<1

6.2 ANALISIS DE COSTOS DE INVERSION (CAPEX)

Son egresos de capital para adquirir o mejorar los activos productivos (maquinaria,
equipos, infrestructura y/o vehiculos) con el fin de poder aumentar la eficiencia de
una empresa. Para el analisis financiero en los cinco pozos del Campo Casabe, se
cuenta con la inversion de la herramienta Tubing Screen , es decir el costo de cada
junta de 23.5 ft de Tubing Screen necesaria para llevar a cabo el proceso de
filtracion de particulas de arena junto con el tubing nipple y el transporte de dichas
herramientas al Campo, junto con asesoria técnica por parte de la empresa Odessa
Separator INC, como se puede evidenciar en la Tabla 39.
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Tabla 39. Costos de inversion por cada pozo

Costo Tubin Costo
POZO Tubing | Tubing Ni Ieg Tubing | Transporte | WORKOVER | TOTAL
Screen | Screen P niple (USD) (USD) (USD)

(USD) (USD)
POZO 6 3 2.500 6 50 656 70.000 78.456
POZO 7 3 2.500 6 50 656 70.000 78.456
POZO 8 3 2.500 6 50 656 70.000 78.456
POZO 5 3 2.500 6 50 656 70.000 78.456
POZO 4 3 2.500 6 50 656 70.000 78.456

TOTAL (USD) 392.278

Fuente: Odessa Separator Inc

6.3 ANALISIS DE COSTOS DE OPERACION (OPEX)

Es el dinero que la compariia desembolsa a lo largo de la ejecuciéon del proyecto
debido a mantenimientos ocasionados por falla en los equipos, herramienta y otros
gastos de funcionamiento, como lo son la extraccién del barril de petréleo. Para
este caso se establecen los costos de extraer un barril de petréleo contemplando el
“lifting cost”, el cual es suministrado por la compafia, dentro de dicho costo se tiene
en cuenta el tratamiento de agua, mantenimiento de subsuelo y de superficie. En la
Tabla 40 se observan los costos totales.

Tabla 40. Costos de operacién - OPEX

Produccion Produpcién Lifting
ARG base gubmg Inct:)rt;alr/neNntaI Cost ( Cagt[c))/;gtal

(Bbl/afio) (Bg{/ea%r(‘)) (bbl/afio) | ,gp/gply | 1),
2017 269735,00 | 275597,07 5862,07 16,5 96.724
2018 269160,10 | 274698,57 5538,46 16,5 91.385
2019 268617,40 | 273866,02 5248,62 16,5 86.602
2020 268103,40 | 273090,93 4987,53 16,5 82.294
2021 267615,14 | 272366,27 4751,13 16,5 78.394

Fuente: Odessa Separator Inc
*Lifting cost validado por la compafia operadora de Campo Casabe

6.4 ANALISIS DE INGRESOS

Los ingresos que se analizaran seran aguellos que correspondan a la venta de
barriles de petréleo de produccidon que se tienen para cada pozo. Se debe tener en
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cuenta el marcador de referencia Brent, lo que significa que este sera el empleado
para el analisis de los ingresos.

6.4.1 Precio de venta del crudo. Se tiene como precio de referencia el Brent, el
cual es usado como referencia en los mercados de Europa, Africa, Oriente Medio y
en empresas operadoras como Ecopetrol S.A. El Brent es un petroéleo ligero y dulce,
teniendo una gravedad API de 38,3 y un bajo contenido de azufre aproximadamente
de 0,37%. %A este marcador se le debe hacer un descuento por calidad que para
este caso se observa en la Tabla 41.

Tabla 41. Indicador Brent con descuento
ITEM USD/Bbl

Precio de referencia 60,00

Ajuste de calidad 9,00

Precio de venta 51,00
Fuente: Odessa Separator Inc

6.4.2 Regalias. El pago de regalias se da de forma escalonada y segun la
Resolucién 756 de 2002, para la determinacion de la produccién neta de petréleo
en el pais se hace necesario descontar las regalias que el Estado Colombiano
recibe por el uso del subsuelo para la explotacion de hidrocarburos. Para este caso
la produccion diaria esta entre 5-125 KBPD, alrededor de los 11,6 KBPD, segun
Mauro Amaya®®.

6 Zona econdmica. Petrdleo Brent. [en linea]. Recuperado el 04 de junio de 2018.
Disponible en: https://www.zonaeconomica.com/petroleo/brent

65 AMAYA, Mauro. Et al. Casabe: Revitalizacion de un campo maduro. Bogota.
2010. [En linea]’. Recuperado el 05 de Mayo de 2018. Disponible en:
https://www.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield_
review/spanish10/sum10/01_casabe.pdf
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Tabla 42. Pago de regalias

PRODUCCION DIARIA REGALIAS (%)
(KBPD)
<5 5
5-125 5-20
125 — 400 20
400 — 600 20 — 25
> 600 25

Fuente: Resolucion 756 de 2002
Sera utilizado para este andlisis un porcentaje de regalias del 8%, como se
evidencia en la Tabla 42. Donde se observan los ingresos totales descontando las
regalias.

Tabla 43. Célculo de regalias

. Incremental . Produccion Precio de (IS
Afio | " pbliaiio) | Re9a11as (%) | Neta (bbl/afio) | venta (USD) (Lostg')
2017 5.862 8 5.393 51,0 275.048
2018 5.538 8 5.095 51,0 259.865
2019 5.249 8 4.829 51,0 246.265
2020 4,988 8 4.589 51,0 234.015
2021 4.751 8 4.371 51,0 222.923

6.5 EVALUACION FINANCIERA

A continuacioén, se presenta la evaluacion, teniendo en cuenta los calculos de
impuesto a la renta, ingresos totales, brutos utilidades, flujo de caja y el valor
obtenido para el indicador financiero Relacion beneficio costo.

6.5.1 Célculo de impuesto a la renta. En la Tabla 44, se muestran los ingresos
brutos, los cuales se obtienen de la diferencia entre los ingresos totales y el costo
total. Al obtener dichos ingresos se deben calcular los impuestos respectivos. Para
este caso se tiene en cuenta el impuesto de renta con base a la utilidad generada
del proyecto, este valor es del 33% y se descuenta del ingreso bruto del mismo,
segun lo descrito en la Ley 1607 de 2012. El célculo del impuesto de renta se
evidencia en la Tabla 45.
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Tabla 44. Total ingresos brutos

ARIO COSTO TOTAL | INGRESO TOTAL INGRESOS

(USD/ afio) (USD) BRUTOS (USD)
2017 96.724 275.048 178.324
2018 91.385 259.865 168.480
2019 86.602 246.265 159.663
2020 82.294 234.015 151.721
2021 78.394 222.923 144.529

Tabla 45. Calculo de impuesto a la renta
UTILIDAD UTILIDAD

ANO ANTES DE IMPgEEEAD\ blE DESPUES DE

IMPUESTOS IMPUESTOS
2017 178.324 58.847 119.477
2018 168.480 55.598 112.882
2019 159.663 52.689 106.974
2020 151.721 50.068 101.653
2021 144.529 47.695 96.835

6.5.2 Flujo de caja. Segun Ortiz% el flujo de caja es un estado financiero basico
gue representa, de una manera dinamica, el movimiento de entradas y salidas de
efectivo de una empresa, en un periodo determinado de tiempo y la situacién de
efectivo, al final del mismo periodo. Es la representaciéon grafica de los flujos de
entrada y salida de efectivo del proyecto como se observa en la Figura 46, donde
la linea horizontal representa el tiempo, las lineas verticales hacia arriba
representan los ingresos, los cuales corresponden a la venta del barril de petroleo
y las lineas verticales hacia abajo representan la inversion realizada con la

adquisicién de la herramienta y costos de produccion.

66 ORTIZ, Héctor. Flujo de Caja y proyecciones financieras. Pg 28. 2003. Universidad externado de

Colombia.
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Figura 46. Flujo de caja
INGRESOS 119.477 112.882 106.974 101.653 96.835

Tt 1 11

EGRESOS 392.278

5.5.1 Indicador beneficio costo. Consiste en obtener la razén entre los beneficios
actualizados del proyecto y los costos del proyecto (se incluyen las inversiones).
Matematicamente la relacién beneficio — costo se calcula mediante la Ecuacion 3.

Ecuacion 3. Relacién Beneficio — Costo
Bj
n
2j-0 [T+ D"
n _C
=0 (1 + i)/

RB/C =

Fuente: BACA, Guillermo.
Ingenieria econ6mica. P. 183.
2005. 8°edicion.

Donde:

Bj: Flujo neto positivo en el periodo j
Cj: Flujo neto negativo en el periodo |
i: Tasa de Descuento del inversionista
n: Horizonte de evaluacion

119.477  112.882  106.974 . 101.653 __ 96.835
RB_AF010 " T+0.10)2 " (A +0.10)° " A +0.10)* " A+ 0.10 __ o
c_ 511.278 -
(1+10)°
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5.5.2 Conclusion de la evaluacion financiera. Segun la evaluacion financiera el
proyecto de inversion de la herramienta Tubing Screen para los cinco pozos es
viable. El valor de los beneficios es mayor a los costos del proyecto, es decir, los
ingresos son superiores a los egresos, por lo que se puede inferir que por cada ddlar
invertido se tendra un retorno del capital invertido y una ganancia de USD$0.050,
resultando la inversion atractiva, generado con este resultado para Odessa
Separator Inc mayor confiablidad de sus equipos, generando una ventaja
competitiva a nivel financiero frente a otras herramientas mecanicas para el
tratamiento de produccion de arena.
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7. CONCLUSIONES

e De acuerdo con las caracteristicas y generalidades del Campo Casabe, se puede
concluir que las principales causas de la produccién de arena obedecen a la
influencia de la inyeccion de agua que se ha tenido como método de recobro
secundario, formacién poco consolidada e influjos (capacidad de produccion vs
presion) que estos pozos tienen, lo cual afecta el sistema de levantamiento artificial
con el cual cada pozo trabaja, generando intervenciones continuas que causan una
disminucién en el run life.

e Para la eleccion y disefio de la herramienta Tubing Screen para cada pozo, es
indispensable la caracterizacion de la arena a través de un analisis granulométrico;
teniendo en cuenta el porcentaje de acumulacién, que para bombeo mecéanico es
del 53%, para bombeo electrosumegible esta entre un 68% y 86% y para bombeo
por cavidades progresivas se encuentra entre un 7% y 26%, debido al alto manejo
de arena de este sistema.

e Lavariable operativa RUN LIFE, analizada para cada uno de los pozos problema,
tiene un aumento significativo. Una vez se implementa la herramienta, se tienen
porcentajes de aumento desde 177% a 336 %, lo que refleja la utilidad de la
herramienta en términos de reduccion de intervenciones de pozo y mayor vida util
de los equipos del sistema.

e Para la evaluacion del uso de la herramienta en el pozo 7, el cual tiene bombeo
mecénico como sistema de levantamiento artificial, se analizé a partir de registros
dinamomeétricos el funcionamiento de la herramienta donde se establecié que a
partir del correcto funcionamiento de la valvula fija y viajera se puede tener un buen
manejo de solidos, con eficiencias de llenado de la bomba entre 95% y 98%, lo que
indica que el uso de la herramienta permite tener produccién de fluido sin arena,
evitando el desgaste de la valvulas que interfieren en este sistema.

e Se identifico para los pozos con bombeo por cavidades progresivas que la
variable torque se afecta por la produccion del fluido con arena, porque después de
la instalacion de la herramienta el valor del torque disminuye en un 21% para el
pozo 8 y en un 23% para el pozo 4, relacionandose especificamente con el torque
por friccion en bomba, que se altera cuando el ajuste entre rotor y elastbmero
aumenta.

e Los pozos 5y 6 operados con sistema de bombeo electrosumergible tuvieron una
reduccion del 10% y 74% respectivamente en cuanto al consumo de corriente
(amperaje), es decir, la energia eléctrica que se convierte en energia mecanica
necesaria para levantar la columna de fluido desde un nivel determinado hasta
superficie disminuyd gracias a la retencion de particulas mayores a 297 micrones
por parte de la malla del Tubing Screen
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e A partir del andlisis financiero se establecio la viabilidad financiera del uso de la
herramienta en los cinco pozos de Campo Casabe. A partir de la relacién
beneficio/costo, se demostré que los ingresos son superiores a los egresos, por lo
que se puede concluir que por cada délar invertido se tendra un retorno del capital
invertido y una ganancia de USD$0.050, generando una mayor confiabilidad en las
herramientas ofrecidas, objeto de este analisis.
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8. RECOMENDACIONES

e Validar periédicamente la informacion de las caracteristicas de cada uno de los
pozos en estudio, especificaciones del sistema de levantamiento artificial, nUmero
intervenciones realizadas, sistema de produccion, registro del Gltimo monitoreo y
mantenimiento.

¢ Identificar las zonas de alta produccién de arena, es decir donde exista la mayor
probabilidad de tener la presencia de estos solidos que afectan la integridad del
pozo disminuyendo la vida util de los equipos y el run life; generando sobrecostos
por intervenciones realizadas para el manejo de estas.

e De acuerdo a la reduccién de torque establecida para los pozos 4 y 8, se
recomienda cuantificar el consumo de corriente y con esto establecer los costos
asociados a dicha reduccion de corriente.

e Evaluar la implementacion de la herramienta Super perf perteneciente a la
empresa Odessa separator INC, en aquellos pozos donde se tenga como
mecanismo de recuperacion secundaria la inyeccién de agua y se tengan influjos
constantes, esto con el fin de homogenizar los fluidos, romper los baches de
arena Yy que el sistema de levantamiento artificial pueda manejar la produccion del
fluido.
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ANEXO A.
PROGRAMA TOTAL WELL MANAGMENT

Figura pantalla inicial programa TWM con los pozos cargados.

™ Show Individual Transient &coustic Had Shot Files

File M Open Data Set File
1] Base \Well Fils
C g W1 Open |  Concel | Fie Transfer,..
« Beg gg“’”‘*‘ [k 2] Data Sets for Given Baze \Wel Fie
CBE ; Date/Time |~ | TestData | Description |
& CBE 4
% CBE 3
W CBE 5
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Figura datos generales para Pozo

7 programa TWM

Dataset Description |STC|
Comments:

TWM - MyWells: CBE 7 - D %
File Mode Option Tools Help
LD FieMgmt [ General | DataGuide| Suface Equp | Welbore|  Condtions |
e Wel Name: |CRBE 7
WellD [CBE T7A
Company Name [ECOPETROL
Operator  [Wel Logging
Lease Name |
Bevaton [000
Production Method [Rod Pump ~]

|Pecomide 1DE 3

THP: &0 A 200 PSI EN 5 5EG
ICHP: 1.1 PSI

|RPM:
Torquels:
Amp:

Save |

OBSERVACIONES: POZ0 CON BAJA SUMERGENCIA POSIBLE DISMINUIR SPM.

<Pglp | PgDwn:|
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Figura dinagramas para Pozo 7 programa TWM

File Mode

" Acquire Mode
% RecallMode

8] TWM - MyWells : CBE

7 <Surface Card> acq-[03/01/14 15:12:23] Dynamometer Test —
Option Tools Help

O]
X

RawData| Oveday [J DynaCards |
Load (K-Lbs) vs Polished Rod Pos. {in)

Rod Loading |

12+

Load (K-Lbs) vs Plunger Pos. (n)

93', 1

915

Analysis Plot |

PRT 2843  ppRL [fo717 PPUMPL [5635

MPRL [2928

MPUMPL l.ng
Calculated Fuid Load Max 4016 b
Polished Rod Power |5.2 HP

PoidwdRod/MototEf.l %
Pumping Speed l7,2w spm @30 Hz

Pump Card HP I4.6 HP
Pump / Motor Eff, I %

Pump Displacement |267.8 BBL/D
Pump Intake Pressure [W psi (@)

Damp Up [0.0264

Reset
Damp Down [0.0264 «41

Tubing Head Pressure [600  psifg)

Effective Plunger Stroke
Approx.
Best Pos. I

s—wtl Right — > —_‘]—‘
<Pqu| PgD«n>]

[87.18 % |798 in

Stroke I'I vl
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Figura nivel de fluido para Pozo 7 programa TWM

TWM - MyWells: CBE 7 <Shot Trace> acq-[03/01/14 15:02:41] Acoustic Test - O X
File Mode Option Tools Help
¢ &cauito Modo Select Liqud Level | Depth Detemination | Casing Presse 1 BHP | Collars |
' Recal Mode Production 2 Wed State:
Curent Potentia Casing Pressure
Oi [61 [e49 BBL/D [10 psi (g) | Producing ~|
Water [114 1214 BBLD Casing Pressure Buidup Annular
0.195 psi Gas Flow
Gas 20 21 Mscf/D
200 mn o st
IPR Method  |Vogel = Gas/Liquid Interface Pres. e o
PBHP/SBHP [oe 5 et [100
Producting Efficiency I9349 % Liquid Level Depth
Fuid Densties
M 37
oi |213— deg API D |26033 ft
Wat I : GrH20
s » Pump Intake Depth
GosGravty [06F—— Ar=1 MD [ZS00 R
Acoustic Velocty [137964 R/ VO [27%5.00
MD 320750 q
Pump Intake Pressure
[%53 psi (g)
Pump Submergence
Total Gaseous Liquid Column HT (TVD) |192 it ERtE
l262.9 psi (@)
Equivalent Gas Free Liquid HT (TVD) 192 ft e
Acoustic Test |1550.0 psi @)

<PgUp | [Pg Dwn >}
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Figura datos generales para Pozo programa TWM

File Meode Option

B] TWM - MyWells: CBE 4

Tools  Help

{7 fcquire Mode
* RBecal Mode

File Mgmt 0O General | Data Guide Surface Equip. I Wellbore

Well Name: ICEE 4

Wel ID |CE|E 4

Company Name |ECOPEI’H0 L.

Qperator IWeII Logging

Lease Name I

Hevation Iﬂ.Dﬂ ft

Conditions

Production Method IF‘mgressiv.re Cavity Pump

Dataset Description |5To

Comments:

Recomido

THP: 70 A 200 P51 EN 30 SEG
CHP: 0.2 P5I

RPM: 100
Torque™.: 30
Amp: 37

OBSERVACIONES: BAJA SUMERGENCIA POR EMCIMA DE PERFORADOS

Save |

< Pg Up | Pg Dwni >|
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Figura nivel de fluido para Pozo 4 programa TWM

Qil |21 a deg . AFI
Water |1.ﬂ5 Sp.Gr.H2O
Gas Gravity Iﬂ_m Air=1

Acoustic Velocity |1415.1 ftsa

MD |2533.?4 fit

Pump Intake Depth

MD |3535.DD fit
TVD |3535.D|]

Formation Depth

MD |3219.DD ft

Pump Submergence

Total Gazeous Liquid Column HT {T"u’D}|1DI]'I ft
Equivalent Gas Free Liquid HT (TVD) |925 ft

Comment

Acoustic Test

B] TWM - MyWells: CBE 4 <Shot Trace> acq-[03/05/14 11:02:45] Acoustic Test - O >
File Mode Option Tools Help
" Aequire Mode Select Liquid Level I Depth Detemination I Casing Pressure O BHP | Collars
¥ Recall Mode Production : e f Well State:
Cument Potential
Ci |92 | BBL/D [00 psi {g) | Producing |
Water |128 | BEL/D Casing Pressure Buildup Annular
I i Gas Flow
Gas | | Mscf/D = P Mect/D
IZ.DI] min I4
IPR Method [ Vogel = Gas/Liquid Interface Pres. I;;&
PEHP/SBHP I If!.T-"—psi @
Producting Efficiency Iﬂ.ﬂ A Liquid Level Depth
Fluid Densities

Pump Intake Pressure

3526 psig)

FBEHP

|233.1 psi (g)
Reservoir Pressure (SBHF)

[ e
<Pg Up | Pg Dwn >I
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Figura datos generales para Pozo 8 programa TWM

TWM - MyWells : CBE 8
File Mode Option Tools Help

i Acquire Mode
@ Recall Mode

Fie Mgmt [0 General |  DataGuide |  Suface Equip.|  Welbore |  Condtions |

Wel Name: ICEE 8

Well ID |CBE 8

Company Name |ECOPETROL

Operator |Well Logging

Lease Name [
Blevation |D.£H] ft

Dataset Description [STO
Comments:
Recomido
THP: 100 A 200 PSI EN 10 SEG
CHP: 0 PSI
RPM: 60
Torgue 21
Amp: 32

OBSERVACIONES: SUMERGENCIA ESTABLE

<Pgm| EqM;l
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Figura nivel de fluido para Pozo 8 programa TWM

@ TWM - MyWells : CBE 8 <5Shot Trace> acq-[03/07/14 11:39:18] Acoustic Test — | X
File Mode Option Tools Help
) i bisie Select Liquid Level ] Depth Determination ] Casing Pressure O eHP l Collars ]
{« Recall Maode Production : Deviated Wellbore Well State:
Current Potential Casing Pressure
Ciil |7{| |2'E1 2 BBL/D 0.7 psi (@) |Producing j
Water |281]' |1M?.2 BBL/D Casing Pressure Buildup Annular
i Gas A
Gas | 00 B > - 463 —— Maci/D
2.00 mirn
R |VDQEI j Gas/Liquid Interface Pres. I;‘:ﬂ
PBHP/SEHP os4 15 psi (g)
Producting Efficiency 26.7 T Liquid Level Depth
Fluid Densities
0il [21.3 deg AP MDA R
Water [105 ~ Sp.GrH20 TVD ]2014.38
er |1 Gr.
P Pump Intake Depth
Gas Gra\r'rt)' 0.73 Air=1 MD 2424 00 ft
Acoustic Velocty [1255.41 fs TVD |2338.53
Formation Depth
Mo (39400 g
— = Pump Intake Pressure
. 135.0 i
Pump Submergence psi @)
FEHP
Total Gaseous Liquid Column HT {TVD) 384 ft
N e 7743 psilg)
Equivalent Gas Free Liquid HT (TWD) |343 ft
Commernt Reservoir Pressure (SBHF)
Acoustic Test 925.2 psi lg)
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Figura datos generales para Pozo 5 programa TWM

[E] Twm - mywells: CBE 5 — O
File Mode Option Tools Help

" Acquire Mode File Magmt O General | Data Guide I Subsurface Blectric Equipment I Conditions

& Recal Mode

Well Name: ICEE 5

Wel ID ICEE 5

Company Name |ECOF‘EI’HDL

Operator IWE" Logaing

Lease Mame I

Elevation Iﬂ.ﬂﬂ ft

Production Method IEIectricaI Submersible Pump ;I

Dataset Description |5To

Comments:

Recomido

THP: 80 a 200 psi en & seq.
CHP: 0.2 psi

RPM:
Hz 35
Amp: 25

Obszervaciones: Ok,

Save <Pg lUp I Pg Dwn >
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Figura datos generales para Pozo 5 programa TWM

E] Twm - Mywells

File Mode Option

(" Acquire Mode

* Becal Mode

: CBE 5 <Shot Trace> acq-[04/30/15 11:14:59] Acoustic Test — O >
Tools  Help
Select Liquid Level ] Depth Determination ] Casing Pressure O exFP l Collars
Production - Deviated Wellbore Well State:
Cument Potential Casing Pressure
il |?|E | BBL/D 0.2 psi (g) |F‘n:u:|ucing j
Water |1E~24 | BBL/D Casing Pressure Buildup Annular
i Gas Flow
Gas [1.0 | Mscf/D = P T D
200 mir 4 s
L5l |1"'II':'QE| ﬂ Zas/Liquid Intefface Pres. teenl
PBHP/SBHP 07 osi @) £
Producting Efficiency 0.0 L Liquid Level Depth
Fluid Denstties
ol li‘m deg AP MD 164087 f
Water |1.05 Sp.GrH20 D |1622.27
er 1. Gr.
P Pump Intake Depth
Gas Gravity |0.62 Air =1 MD [301700 R
Acoustic Velocity [138645  f/s D |2380.11
Formation Depth
Mp (353800 R
= [T Pump Intake Pressure
. 4126 i
Pump Submengence psi (@)
PEHP
Total Gaseous Liquid Column HT (TVD) [1358 ft
A 2 7999 psi(g)
Equivalent Gas Free Liguid HT (TVD) 1216 fit
Comment Reservoir Pressure (SBHF)
|Acoustic Test psi g)
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ANEXO B.
DATOS EXTRAIDOS DEL PROGRAMA TWM
Tabla de datos para Pozo 7 programa TWM

NIVEL DE STATIC PUMP
CHP | SUMERGENCIA | FLUIDO PIP Qo Qw BHP INTAKE
FECHA THP (PSI) (FT) (FT) (PSIG) (BBL/D) (BBL/D) P (PSI) (FT)

3/01/2014 | 60 A 200 PSI EN 5 SEG 1,1 192 3330 753 64,9 1214 0,18 1550 2795
3/05/2014 | 60 A 200 PSIEN 30 SEG | 0,2 326 2521 1256 65,9 1231 0,2 1550 2795
3/12/2014 | 55 A200 PSIEN30SEG | 0,1 223 3513 86,7 65,2 1218 0,18 1550 2795
3/19/2014 | 60 A 200 PSIEN 25 SEG | 0,1 213 3443 82,8 65,1 1217 0,18 1550 2795
3/21/2014 | 60 A 200 PSIEN 30 SEG | 0,1 202 2056 78,1 65 1215 0,18 1550 2795
3/26/2014 | 75 A 200 PSI EN 5 SEG 0,4 149 2266 57,5 64,5 1205 0,16 1550 2795
4/05/2014 | 60 A 200 PSIEN 40 SEG | 0.4 253 3321 97,8 65,4 1223 0,19 1550 2795
4/12/2014 | 60 A 200 PSI EN 30 SEG 0 273 2522 105,4 65,6 1226 0,2 1550 2795
4/29/2014 | 60 a 200 psi en 30 seg. 0 218 3013 84,5 65,1 1217 0,18 1550 2795
5/05/2014 | 100 a 200 psi en 2 SEG 0 241 2554 93,3 65,3 1221 0,19 1550 2795
5/16/2014 | 90 a 200 psi en 10 seg. 0,2 298 3432 115 65,5 1225 0,19 1550 2795
5/21/2014 | 85 a 200 psi en 4 seg. 0 322 3117 1239 66 1234 0,21 1550 2795
5/26/2014 | 100 a 200 psi en 3 seg. 0 264 2531 102 65,3 1221 0,19 1550 2795
6/03/2014 | 100 a 200 psi en 3 seg. 1 287 3082 1119 65,7 1228 0,2 1550 2795
6/09/2014 | 10 a 200 psi en 4 seg. 0 327 2468 126 66 1233 0,21 1550 2795
6/13/2014 | 100 a 200 psi en 2 seg. 0 344 2451 132,2 66,3 1238 0,21 1550 2795
6/19/2014 | 100 a 200 psi en 2 seg. 0 322 3117 1239 65,9 1231 0,2 1550 2795
6/24/2014 | 105 a 200 psi en 2 seg. 0 334 3129 1281 66,1 1235 0,21 1550 2795
7/02/2014 | 100 a 200 psi en 10 seg. 0 326 2469 1255 66,1 1235 0,21 1550 2795
7/07/2014 | 65 a 200 psi en 10 seg. 0 2075 720 802,6 1126 210,5 0,64 1550 2795
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7/08/2014 100 a 200 psi en 2 seg 0,1 2450 345 947,5 144,9 270,7 0,73 1550 2795
7/11/2014 80 a 200 psi en 20 seg 0,1 1951 844 753,7 105,3 196,8 0,61 1550 2795
07/17/2014 0 0 1458 1337 563 85,8 160,4 0,49 1550 2795
8/06/2014 0 0 661 2134 254,9 69,8 130,5 0,29 1550 2795
8/11/2014 0 11 2063 732 808,6 113,6 212,3 0,65 1550 2795
08/16/2014 75 a 200 psi en 3 seg 17,4 2120 675 836,9 118,6 221,7 0,66 1550 2795
08/23/2014 100 a 200 psi en 5 seg 6,3 1706 1089 665 94,8 177,2 0,55 1550 2795
9/05/2014 60 a 200 psi en 30 seg. 65 16 2779 75,1 64,9 121,4 0,18 1550 2795
9/09/2014 90 a 200 psi en 11 seg. 79 1301 1494 582,9 85,3 159,5 0,48 1550 2795
9/11/2014 80 a 85 psi en 180 seg. 58 1191 1604 517,4 82,6 154,3 0,46 1550 2795
09/13/2014 | 95 A 200 PSI EN 25 SEG 0,1 942 1853 362,4 74,1 138,4 0,36 1550 2795
09/18/2014 60 a 200 psi en 30 seg. 0 501 2294 193,2 67,9 126.,9 0,25 1550 2795
09/23/2014 0 0 1435 1360 553,6 539,1 1007,5 0,94 793,4 2795
10/11/2014 0 20 2700 95 1063,7 194 362,5 0,81 95,17 2795
10/12/2014 90 a 200 psi en 3 seg. 18 2205 590 872 123,3 230,5 0,68 420,52 2795
10/15/2014 0 87 2744 51 1148 263,3 492,1 0,86 1550 2795
01/14/2015 0 0 288 2507 1115 65,7 122,7 0,2 1550 2795
04/17/2015 | 50 A 200 PSI EN 30 SEG 0 1694 1101 653,3 93,1 174 0,54 1550 2795
55 A 140 PSI EN 180
04/29/2016 SEG 0,8 1385 1410 533,2 83,5 156,1 0,47 1550 2795
5/04/2016 | 70 A 200 PSI EN 70 SEG 10,2 831 1964 330,6 72,7 135,9 0,34 1550 2795
05/16/2016 50 0,6 1753 1042 677,7 95,3 178,1 0,56 1550 2795
07/29/2016 0 3,2 1503 1292 586,9 83 155,1 0,46 1550 2795
07/30/2016 70 22,7 2242 553 895,2 127,4 238,2 0,69 1550 2795
40 A 100 PSI EN 180
8/09/2016 SEG 0 1776 1019 686,1 97 1814 0,57 1550 2795
50 A 200 PSI EN 130
08/21/2016 SEG 0 1097 1698 422,8 77 143,9 0,4 1550 2795
9/04/2016 | 65 A 200 PSI EN 45 SEG 0,2 765 2030 295,1 71,3 133,2 0,32 1550 2795
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09/24/2016 | 70 A 200 PSI EN 30 SEG 0,1 332 2463 128,2 66,2 123,6 0,21 1550 2795
3/11/2017 | 65 A 200 PSI EN 45 SEG 0,2 765 1915 295,1 71,3 133,2 0,32 1550 2680
5/08/2017 70 15,5 313 2367 136,3 67,3 125,8 0,24 1550 2680
05/13/2017 70 33,8 209 2471 115,9 67,2 125,6 0,24 1550 2680

0,23 1550 2501,27
05/17/2017 | 70 A 200 PSI EN 35 SEG 35,6 179 2322,27 106,2 66,9 125,1

0,22 1550 2536,98
05/22/2017 | 70 A 140 PSI EN 30 SEG 34,4 143 2393,98 91,3 66,5 124,4

0,21 1550 2530,91
05/31/2017 | 70 A 200 PSI EN 35 SEG 33,7 136 2394,91 88 66 123,4

0,2 1550 2547,2
6/03/2017 | 70 A 200 PSI EN 70 SEG 33,7 118 2429,2 85 65,9 123,1

0,23 1550 2680
6/07/2017 | 70 A 200 PSI EN 35 SEG 0,1 283 2397 109,3 66,9 125,1

0,22 1550 2680
6/11/2017 | 60 A 200 PSI EN 120 seg 17,8 205 2475 97,5 66,4 124,1

0,21 1550 2680
06/15/2017 | 70 A 200 PSI EN 35 SEG 30,3 149 2531 89,2 66,3 123,8

0,22 1550 2680
06/20/2017 | 70 A 200 PSI EN 30 SEG 0,1 260 2420 100,5 66,5 124,3

0,24 1550 2680
8/05/2017 | 50 A 200 PSI EN 80 SEG 0,1 319 2361 123 67,4 125,9

0,23 1550 2680
08/19/2017 | 70 A 200 PSI EN 30 SEG 3 315 2365 1245 67 125,2

0,22 1550 2680
08/27/2017 | 50 A 200 PSI EN 30 SEG 51 290 2390 116,9 66,6 1245

0,18 1550 2680
09/18/2017 | 60 A 200 PSI EN 5 SEG 11 192 2488 75,3 64,9 1214

0,2 1550 2680
09/27/2017 | 60 A 200 PSI EN 30 SEG 0,2 326 2354 125,6 65,9 123,1

0,18 1550 2680
10/03/2017 | 55 A 200 PSI EN 30 SEG 0,1 223 2457 86,7 65,2 121,8

0,18 1550 2680
10/15/2017 | 60 A 200 PSI EN 25 SEG 0,1 213 2467 82,8 65,1 121,7

0,18 1550 2680
10/27/2017 | 60 A 200 PSI EN 30 SEG 0,1 202 2478 78,1 65 1215

0,16 1550 2680
11/15/2017 | 75 A 200 PSI EN 5 SEG 04 149 2531 57,5 64,5 120,5
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Tabla de datos para Pozo 8 programa TWM

NIVEL DE STATIC | PUMP

CHP LIQUIDO | SUMERGENCIA | PIP Qo Qw BHP | INTAKE

FECHA THP (PSl) | RPM | TORQUE | AMP (FT) (FT) (PSIG) | (BBL/D) | (BBL/D)| IP | (PSI) (FT)

3/07/2014 | 100 A200 PSIEN10SEG | ¢ 60 0,21 32 2014,38 343 2398,53 | 261,8 | 1047,2 |0,84| 9252 |2398,53
3/08/2014 | 95A200PSIEN10SEG | ¢ 60 0,21 35 2002,32 396 1551 | 4938 | 19753 |092| 9252 |239853
3/15/2014 | 110 A200PSIEN10SEG | ¢ 60 0,21 35 2005,8 348 136 | 2584 | 1033,6 |0,84| 9252 |2398,53
3/19/2014 | 65A200PSIEN1SSEG | ¢ 60 0,21 35 1989,6 373 1459 | 299,6 280 |0,86| 9252 |239853
3/24/2014 | B0A200PSIENISSEG | ¢ 60 0,21 35 1976,96 385 150,7 | 3122 | 12487 |087| 9252 |239853
3/25/2014 | 85A200PSIEN20SEG | ¢ 60 0,21 35 1984,44 352 1383 | 237 948,1 |082| 9252 |2398,53
3/29/2014 | B0A200PSIEN20SEG | ¢ 60 0,21 35 1973,29 395 1547 | 343 | 13721 |088| 9252 |2398,53
3/31/2014 | 85A200PSIENISSEG | ¢ 60 0,21 35 1968,4 391 153 312 | 1247,9 |0,87| 9252 |2398,53
4/08/2014 | 65A200PSIEN12SEG | ¢ 60 0,21 35 1984,06 395 1535 | 376,4 | 15058 |0,89| 9252 |239853
4/19/2014 | 90A200PSIEN15SEG | ¢ 60 0,21 35 1938 402 157,1 | 2839 | 11358 |085| 9252 |2398,53
4/24/2014 | 70 2200 psi en 15 seg 0,1 60 0,2 35 1906,99 447 174,9 | 3772 | 15089 |0,89| 9252 |239853
5/04/2014 | 80 & 200 psi en 13 SEG 0 60 0,21 35 1838,41 505 1974 | 4569 | 1827,7 |0.91| 9252 |2398,53
5/09/2014 | 90 a 200 psi en 50 seg 0 60 0,2 34 1839,65 537 209.3 | 8822 | 35287 |0.96| 9252 | 239853
5/14/2014 | 90 a 200 psi en 50 seg 0 60 0,2 34 1832,34 526 2057 | 6112 | 24447 |093| 9252 | 239853
5/15/2014 | 95 a 200 psi en 15 seg. 0,4 60 0,21 35 1834,7 524 2049 | 610,9 | 24435 [093| 9252 |239853
5/19/2014 | 90 a 200 psi en 20 seg. 0 60 0,21 35 1834,19 521 2037 | 572 | 22882 |093| 9252 | 239853
5/24/2014 | 100 a 200 PSI en 20 seg 0 60 0,21 35 1838,08 539 2102 | 917,7 | 3670,7 |096| 9252 |2398,53
5/29/2014 100 200 30 SEHG 0 60 0,2 34 1832,23 541 211 | 8689 | 34755 |095| 9252 |239853
6/07/2014 | 100 a 200 psi en 10 seg 0 60 0,2 34 1828,07 542 212 | 8427 | 33708 |0,95| 9252 |239853
6/12/2014 | 70 a 200 psi en 20 seg. 0 60 0,19 34 1791,58 559 2181 | 7058 | 28233 |094| 9252 | 239853
6/19/2014 | 95 a 200 psi en 10 seg 0 60 0,2 34 17941 583 2274 | 16925 | 6770 |098| 9252 |239853
6/25/2014 | 110 a 200 psi en 15 seg. 0 60 0,2 34 1811,79 565 220,7 | 1247,2 | 49889 097 | 9252 |239853
6/30/2014 | 80 & 200 psi en 12 seg. 0 60 0,2 34 1821,23 561 2193 | 1381,2 | 5524,9 [097| 9252 | 239853
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7/03/2014

1810,27

110 a 200 psi en 10 seg. 0 60 0,2 35 522 2042 | 4557 | 1822,9 |091| 9252 |239853
7/08/2014 80 & 200 psi en 15 se 0 60 0,19 34 1826,48 548 2137 | 9637 | 3854,7 |096| 9252 | 239853
7/12/2014 | 75 a 200 psi en 15 seg 0 60 0,19 34 1829,6 524 204,2 | 563,6 | 22542 |093| 9252 |239853
7/19/2014 | 90 a 200 psi en 39 seg 0 60 0,2 34 1816,84 582 226,7 | 7037,6 | 281504 [0,99| 9252 | 239853
7/26/2014 | 90 & 200 psi en 24 seg. 0 64 0,2 34 1804,9 563 220 | 1003,9 | 40156 |0,96| 9252 |2398,53
7/31/2014 | 70 a 200 psi en 50 seg. 0 60 0,19 34 1774,56 586 2291 | 1137,3 | 45494 |097| 9252 |239853
8/11/2014 | 1002200 psien22seg. | 0,2 90 0,22 35 1923,11 443 173,3 | 4136 | 16544 | 09 | 9252 |239853
8/15/2014 | 80 & 200 psi en 13 seg 18 90 0,22 35 1935,37 382 151,6 | 2379 | 951,7 |082| 9252 |239853
8/20/2014 | 100 a 200 psi en 10 seg. 0 91 0,22 35 1961,22 394 154,5 | 308,1 | 12322 |087| 9252 |239853
8/23/2014 | 90 a 200 psi en 23 seg. 0 58 0,22 35 1980,67 375 147,2 | 2892 | 11568 |0,86| 9252 |239853
8/27/2014 | 95 a 200 psi en 15 seg 0 58 0,2 35 1938,66 423 1655 | 364 | 14562 |0,89| 9252 |239853
9/17/2014 | 75a 200 psi en 12 seg 0 90 0,21 36 1996,83 374 146,3 | 3223 | 12893 |087| 9252 |239853
9/20/2014 | 50 & 200 psi en 12 seg. 0 58 0,22 35 2003,61 363 142,2 | 300 1200 |0,86| 9252 |2398,53
9/25/2014 | 100 a 200 psi en 10 seg 0 90 0,22 35 19935 352 138,1 | 2497 | 9988 |083| 9252 |239853
9/29/2014 | 100 a 200 psi en 15 seg. 0 58 0,32 35 1990,79 377 1481 | 321 1284 10,87 | 9252 |239853
10/17/2014 | 95a200psien12seg. | 01 90 0,23 36 2037,51 316 124 | 2348 | 9392 |082| 9252 |2398,53
3/22/2015 | 1022200 psien22seg | 1182 | 58 0,17 33 1595,82 991 506,4 | 364 | 14562 |0,82| 9252 | 2586,66
3/26/2015 | 95a200psien25seg. | g2 90 0,17 33 1392,61 1196 4655 | 321 1284 |088| 9252 |2586,66
3/29/2015 | 100 a 200 psien 25seg. | 0,1 90 0,18 33 1467,77 1119 435 | 2892 | 1156,8 |0,82| 9252 | 2586,66
4/07/2015 | 105 a 200 psien25seg. | 0,1 80 0,2 32 1936,65 609 236,8 | 3255 | 5543 |0,88| 9252 |2586,66
4/09/2015 | 1002200 psien25seg. | 0,1 | 120 0,21 35 1983,46 550 2138 | 2518 | 4289 |085| 9252 |2586,66
4/14/2015 | 70a200psien35seg. | 02 | 110 0,21 35 2050,23 507 1741 | 150 | 2555 |0,73| 9252 |2586,66
4/18/2015 | 110200 psien15seg. | 0,2 75 0,22 35 2094,31 473 184 | 2395 | 4079 |084| 9252 |2586,66
4/25/2015 | 752200 psien30seg. | 04 75 0,23 36 2191,44 383 150 | 2024 | 3447 |081| 9252 |2586,66
4/26/2015 | 75a200psien25seg. | 03 75 0,23 36 2204,36 382 1495 | 2162 | 3682 |0,82| 9252 |2586,66
5/04/2015 | 100 a 200 psien 26 seg. | 0,1 67 0,22 35 2179,23 385 1504 | 1922 | 3273 | 08 | 9252 |2586,66
5/07/2015 | 90a200psien35seg. | 0,1 70 0,26 35 2146,62 410 1599 | 1959 | 3336 | 08 | 9252 |2586,66
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5/07/2015 75 a 200 psi en 15 seg. 0,1 100 0,22 35 2130,92 434 169,1 214,9 366 0,82 925,2 2586,66
5/14/2015 115 a 200 psi en 50 seg. 0 65 0,22 35 2115,67 437 170 203,8 347,1 [0,81 925,2 2586,66
5/20/2015 85 a 200 psi en 24 seg. 0,1 73 0,23 35 2123,95 439 171,4 216 367,8 |0,83 925,2 2586,66
5/30/2015 100 a 200 psi en 35 seg. 0,1 75 0,21 35 2120,44 453 176,6 235,1 4004 10,84 925,2 2586,66
6/02/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 0,1 75 0,22 35 2099,97 434 169,3 188,8 3216 [0,79 925,2 2586,66
6/09/2015 100 a 200 psi en 26 seg. 0,2 110 0,21 35 2085,49 480 187,5 2429 4138 0,84 925,2 2586,66
6/23/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 0 110 0,23 36 2367,7 467 167 123,3 210 0,66 925,2 2586,66
6/27/2015 75 a 200 psi en 20 seg. 0,5 115 0,22 36 2330,9 239 94,2 150,4 256,2 | 0,73 925,2 2586,66
7/05/2015 75 a 200 psi en 20 seg. 0,5 75 0,21 35 2194,09 363 142,5 178,2 303,5 [0,78 925,2 2586,66
7/09/2015 75 a 200 psi en 22 seg. 0,7 75 0,21 35 2177,09 380 149,1 184,5 3142 | 0,79 925,2 2586,66
7/16/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 0,2 90 0,21 35 2228,79 326 127,6 164 2794 0,76 925,2 2586,66
8/03/2015 75 a 200 psi en 19 seg. 04 75 0,23 35 2232,25 127 50,9 340,8 4534 10,79 925,2 2366,98
8/05/2015 70 a 200 psi en 18 seg. 0,4 75 0,23 35 2224.47 128 514 309,8 412,2 10,77 925,2 2366,98
8/14/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 0,3 65 0,21 35 2076,37 276 109,3 481,3 640,3 | 0,86 925,2 2366,98
8/19/2015 70 A 200 psi en 18 seg. 0,8 80 0,21 34 2048,4 311 122,8 596,1 793 0,89 925,2 2366,98
8/20/2015 70 a 200 psi en 18 seg. 1,2 65 0,21 34 2045,05 299 118,5 477,1 634,8 |0,86 925,2 2366,98
8/25/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 0,8 65 0,21 34 2001,07 333 131,2 487,7 648,9 |0,86 925,2 2366,98
8/31/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 1,8 65 0,21 34 1972,11 395 156,1 | 1006,3 | 1338,8 | 0,93 925,2 2366,98
9/06/2015 70 a 200 psi en 20 seg. 0 80 0,21 34 1944,99 411 160,5 888,3 1181,9 10,93 925,2 2366,98
9/09/2015 75 a 200 psi en 18 seg. 11 96 0,22 36 2097,8 251 99,6 426,6 567,5 0,84 925,2 2366,98
9/16/2015 80 a 200 psi en 20 seg. 0,4 80 0,22 36 2146,09 198 78,3 345 459 0,8 925,2 2366,98
9/19/2015 140 a 200 psi en 10 seg. 0,4 80 0,22 36 2159,81 174 68,9 292,4 389 0,75 925,2 2366,98
9/23/2015 130 a 200 psi en 15 seg. 0,2 85 0,22 36 2090,38 263 103,5 464,9 618,6 | 0,85 925,2 2366,98
9/27/2015 130 a 200 psi en 10 seg. 0 70 0,21 35 2060,31 296 116 576,1 693 0,77 925,2 2366,98
9/30/2015 130 a 200 psi en 10 seg. 0 70 0,21 35 1939,38 418 163,5 954,1 1269,4 | 0,93 925,2 2366,98
10/05/2015 | 140 a 200 psi en 10 seg. 0 70 0,21 35 2027,27 309 121,1 452,8 602,4 |0,85 925,2 2366,98
10/13/2015 80 a 200 psi en 18 seg. 0 85 0,2 35 1991,31 340 133,1 485,9 646,5 | 0,86 925,2 2366,98
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10/28/2015 | 90 a 200 psien 18 seg. | 0,6 85 0,21 35 2073,14 268 1054 | 413 | 5494 |083| 9252 |2366,98
11/01/2015 | 90 a 200 psien 15seg. | 0,2 85 0,21 35 2116,97 222 87,3 | 3534 | 4701 | 08 | 9252 |2366,98
11/11/2015 | 702200 psien20seg. | 0,8 70 0,35 38 1948,14 419 1644 | 11586 | 15414 |094| 9252 |2366,98
12/31/2015 0 4 90 0,18 34 1756,86 571 265 | 4649 | 6186 |075| 9252 |2366,98
1/06/2016 | 50a200psien60seg | 128,6 | 64 0,17 35 1834,41 505 330 | 4813 | 6403 |086| 9252 |2366,98
1/07/2016 | 50 a 200 psi en 60 seg 32 64 0,21 33 1579,25 788 339,8 | 2408 | 3534 |087| 9252 |2366,98
1/17/2016 | 50 A 200 PSIEN 60 SEG | 0 90 0,2 35 1844,85 492 192,1 | 11342 | 1509 |094| 9252 |2366,98
1/18/2016 | 50 a 200 psi en 70 seg 0,1 90 0,2 35 1901,32 667 259,8 | 10214 | 1358,9 |0,94| 9252 | 2366,98
01/20/2016 | 60 a 200 psi en 80 seg 0,1 90 0,2 36 1964,24 567 2208 | 506,3 | 6736 |087| 9252 |2366,98
2/04/2016 | 70 a 200 psi en 20 seg 0,7 95 0,21 35 2126,81 427 1674 | 3845 | 5116 |082| 9252 |2578,36
2/06/2016 | 50 a 200 psi en 60 seg 0,2 95 0,22 35 2129,02 430 168 396 | 5269 |083| 9252 |2578,36
4/03/2016 | 90 a 200 psien160seg | 2,5 90 0,21 35 1226,45 1345 5259 | 2098 | 3122 |087| 9252 |257836
4/07/2016 | 100 a 200 psien22seg | 0,2 86 0,22 35 1624,69 954 371,7 | 216 | 267,8 |0,79| 9252 | 257836
4/14/2016 | 70 A 170 PSI EN 150 SEG | 0,4 55 0,22 34 1327,04 1251 4877 | 4877 | 6489 |086| 9252 |2578,36
5/03/2016 | 90 A 200 PSIEN 70 SEG | 0,1 86 0,2 36 1597,95 980 3814 | 4649 | 6186 |085| 9252 | 257836
5/08/2016 | 75 A 120 PSI EN 135 SEG | 0,3 80 0,23 36 1644,24 934 363,8 | 2408 | 3534 |087| 9252 |2578,36
5/17/2016 | 100 A 200 PSI EN 22 SEG | 0,2 80 0,35 34 1774,18 804 3133 | 1547 | 2058 |076| 9252 |2578,36
5/24/2016 | 70 A 200 PSI EN 120 SEG | 0,1 80 0,35 35 1833,84 732 2848 | 1675 | 2228 |096| 9252 | 257836
6/05/2016 | 70 A 200 PSI EN 130 SEG | 0,1 90 0,23 35 1983,04 591 230,7 | 7242 | 9635 |091| 9252 |2578,36
6/14/2016 | 70 A 200 PSI EN 120 SEG | 0,3 91 0,23 35 2044,85 517 2021 | 5115 | 6805 |087| 9252 |2578,36
7/03/2016 | 60 A 200 PSI EN 120 SEG | 0,1 80 0,22 36 211185 467 182,2 | 4871 | 648 |086| 9252 |2578,36
7/05/2016 | 70 A 200 PSI EN 150 SEG | 0,1 55 0,23 36 2121,06 457 178,6 | 4749 | 631,8 |086| 9252 |2578,36
7/11/2016 | 70 A 200 PSI EN 110 SEG | 0 55 0,23 36 214231 420 164,2 | 3929 | 5228 |082| 9252 |2578,36
7/26/2016 | 60 A 200 PSIEN 35 SEG | 0,1 55 0,23 36 222588 333 1304 | 3209 | 4269 |078| 9252 |2578,36
8/02/2016 | 70 A 200 PSI EN 125 SEG | 0,1 55 0,25 38 2280,31 282 1104 | 2965 | 3945 |0,76| 9252 |2578,36
8/22/2016 | 75 A 200 PSIEN 80 SEG | 05 80 0,24 38 1816,84 222 88 2637 | 3508 |072| 9252 |2578,36
8/25/2016 | 70 A 200 PSIEN 40 SEG | 05 80 0,35 38 1804,9 221 865 | 2962 394 |076| 9252 |2578,36
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1774,56

8/30/2016 | 70 A 200 PSIEN 29 SEG | 0,4 80 0,35 38 198 782 | 2648 | 3523 |073| 9252 |2578,36
9/13/2016 | 70 A 200 PSIEN 30 SEG | 0,3 80 0,24 38 192311 203 80,3 | 2892 | 3848 |075| 9252 |2578,36
10/01/2016 | 70 A 200 PSI EN 145 SEG | 0,2 80 0,24 36 1935,37 201 793 | 2677 | 3561 |073| 9252 |257836
10/06/2016 | 70 A 200 PSIEN 40 SEG | 0,2 80 0,24 36 1961,22 189 74,8 256 3406 |071| 9252 |2578,36
11/01/2016 | 70 A 200 PSI EN 145 SEG | 0,1 80 0,24 36 1980,67 196 773 | 2519 | 3352 |071| 9252 |2578,36
11/03/2016 | 60 A 200 PSI EN 150 SEG | 0,3 80 0,24 35 1938,66 221 872 | 2685 | 3573 |073| 9252 |257836
11/17/2016 | 60 A 200 PSI EN 50 SEG | 0,4 80 0,24 36 1996,83 251 992 | 2971 | 3953 |0,76| 9252 |2578,36
11/18/2016 | 60 A 200 PSI EN 50 SEG | 0,1 80 0,24 36 2307,81 271 1063 | 321 | 4271 |o078| 9252 |2578,36
11/19/2016 | 70 A 200 PSIEN 90 SEG | 0,2 80 0,23 36 2305,64 273 107,3 | 3224 | 4289 |078| 9252 |2578,36
2/14/2017 | 60 A 200 PSIEN 50 SEG | 63,7 | 90 0,12 31 2283,67 1692 721 | 2637 | 3508 |072| 9252 |2684,17
2/21/2017 | 70 A 200 PSIEN 90 SEG | 56,9 | 90 0,13 32 2337,1 1476 630,5 | 506,3 | 6736 |087| 9252 |2684,17
2/27/2017 | 70 A200 PSIEN90SEG | 0,1 | 100 0,15 32 2257,76 1340 521 | 2408 | 3534 |087| 9252 |2684,17
3/04/2017 | 70 A200 PSIEN90SEG | 3,8 | 100 0,16 31 2169,92 1238 4851 | 4871 | 648 |086| 9252 |2684,17
3/18/2017 | 60 A 200 PSIEN50SEG | 03 | 105 0,17 32 2174,96 1105 4302 | 2965 | 3945 |076| 9252 |2684,17
3/30/2017 | 75a200psien22seg. | 155 | 92 0,18 31 2267,12 607 156,1 | 3122 | 12487 |087| 9252 |2684,17
4/07/2017 | 702200 psien20seg. | 33,8 | 95 0,13 33 2275,21 1156 1605 | 237 | 9481 |082| 9252 |2684,17
4/17/2017 | 752200 psien19seg. | 356 | 103 0,15 33 2363,96 918 99,6 343 | 13721 |0,88| 9252 |2684,17
4/28/2017 0 344 | 100 0,16 32 2242,43 1248 78,3 312 | 12479 |087| 9252 |2684,17
5/04/2017 | 702200 psien20seg. | 33,7 | 90 0,17 31 2319,94 878 689 | 1845 | 3142 |079| 9252 |2684,17
5/11/2017 | 70 A 200 psien 18seg. | 33,7 | 109 0,18 31 2107,81 1192 1035 | 164 | 2794 |076| 9252 |2684,17
5/26/2017 | 702200 psieni8seg. | 0,1 91 0,2 31 2205,64 1682 116 | 3408 | 4534 |079| 9252 |2684,17
6/06/2017 | 702200 psien20seg. | 0,1 90 0,21 33 22371 1029 1635 | 3098 | 4122 |077| 9252 |2684,17
6/13/2017 0 0,1 96 0,15 34 2357,76 981 121,1 | 4813 | 6403 |086| 9252 |2684,17
6/25/2017 | 75 A 120 PSIEN 135 SEG | 0,7 | 103 0,15 32 2269,92 1029 1599 | 5961 | 793 |089| 9252 |2684,17
7/02/2017 | 100 A 200 PSIEN 22 SEG | 0,2 | 100 0,17 35 2274,96 1102 169,1 | 2996 | 280 |086| 9252 |2684,17
7/10/2017 | 70 A200 PSIEN 120 SEG | 2,5 | 104 0,2 35 2167,12 920 170 | 312,2 | 12487 |087| 9252 |2684,17
7/21/2017 | 70 A200 PSIEN 130 SEG | 0,2 | 100 0,19 35 2375,21 1002 1714 | 237 | 9481 |082| 9252 |2684,17
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8/07/2017 | 70 A200 PSI EN 120 SEG | 0,4 100 0,16 35 2163,96 1178 176,6 343 1372,1 10,88 925,2 2684,17
8/18/2017 | 60 A 200 PSI EN 120 SEG | 0,1 105 0,21 35 2142,43 1283 169,3 312 1247,9 10,87 925,2 2684,17
8/31/2017 | 70 A 200 PSI EN 150 SEG | 0,3 92 0,15 35 2119,94 997 187,5 376,4 1505,8 | 0,89 925,2 2684,17
9/01/2018 | 70 A200 PSI EN 110 SEG | 0,2 95 0,16 35 2207,81 1023 167 283,9 1135,8 10,85 925,2 2684,17
9/10/2017 | 60 A 200 PSI EN 35 SEG 0,1 103 0,17 35 2237,1 1129 94,2 377,2 1508,9 | 0,89 925,2 2684,17
10/03/2017 0 0,1 100 0,18 33 2157,76 1028 78,2 456,9 1827,7 10.91 925,2 2684,17
10/15/2017 | 75 A 200 PSI EN 80 SEG 0,2 90 0,2 32 2269,92 411 80,3 413 5494 |0,77 925,2 2684,17
10/29/2017 | 60 A 200 PSI EN 50 SEG 0,2 91 0,15 33 2174,96 251 79,3 353,4 470,1 10,93 925,2 2684,17
11/03/2017 | 60 A 200 PSI EN 50 SEG 04 102 0,19 33 2167,12 198 74,8 237 948,1 |0,85 925,2 2684,17
11/11/2017 | 70 A 200 PSI EN 30 SEG 0,3 105 0,17 34 2275,21 174 154,7 264,8 3523 |0,73 925,2 2684,17
11/30/2017 | 70 A200 PSIEN 145SEG | 0,1 100 0,2 32 2263,96 263 153 289,2 384,8 | 0,75 925,2 2684,17
12/07/2017 | 70 A 200 PSI EN 40 SEG 0,1 98 0,21 34 2142,43 221 153,5 267,7 356,1 [0,73 925,2 2684,17
12/16/2017 | 70 A200 PSIEN 110 SEG | 0,1 91 0,18 33 2319,94 251 157,1 178,2 3035 0,78 925,2 2684,17
12/24/2017 | 70 A 200 PSI EN 120 SEG | 0,2 100 0,19 30 2307,81 271 174,9 184.,5 3142 |0,79 925,2 2684,17
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Tabla de datos para Pozo 4 programa TWM

NIVEL DE STATIC| PUMP
CHP FLUIDO |SUMERGENCIA| PIP Qo Qw BHP | INTAKE
FECHA THP (PSl) | RPM | TORQUE | AMP (FT) (FT) (PSIG) | (BBL/D)| (BBL/D) | (PSI) (FT)
3/05/2014 | 70 A 200 PSI EN 30 SEG 0,2 100 0,3 37 2533,74 925 352,6 92 128 1550 3535
3/14/2014 | 70 A 200 PSI EN 95 SEG 0,2 125 0,31 37 2525,38 939 358,1 92 128 1550 3535
3/20/2014 | 120 A 200 PSI EN 7 SEG 0,2 160 0,45 65 2165,97 1312 501,5 92 128 1550 3535
3/27/2014 | 79 A 200 PSI EN 70 SEG 0,2 102 0,3 37 2530,59 919 350,1 92 128 1550 3535
4/08/2014 | 70 A200PSIEN25SEG | 0,2 102 0,31 37 2513,32 961 366,5 92 128 1550 3535
4/12/2014 | 55 A200PSIEN23SEG | 0.2 102 0,3 90 2503,38 925 352,2 92 128 1550 3535
4/19/2014 | 70 A200PSIEN20SEG | 0,2 125 0,29 37 2490,07 955 363,6 92 128 1550 3535
4/30/2014 | 65 a 200 psi en 20 seg. 0 102 0,4 37 2470,68 1026 390,9 92 128 1550 3535
5/05/2014 | 65 a 200 psi en 25 seg. 0 100 0,3 37 2445,48 1016 386,9 92 128 1550 3535
5/12/2014 | 55 a 200 psi en 24 seg. 0 100 0,3 37 2434,14 1095 417,2 92 128 1550 3535
05/16/2014 | 55 a 200 psi en 35 seg. 0 102 0,3 36 2413,83 1098 418,2 92 128 1550 3535
05/22/2014 | 85 a 200 psi en 20 seg. 0 100 0,33 38 1024,29 2511 961,6 92 128 1550 3535
6/23/2014 | 80 a 200 psi en 15 seg. 0 90 0,26 35 1702,35 1833 700,5 92 128 1550 3535
6/07/2014 | 70 a 150 psi en 180 seg. 0 46 0,25 35 1519,43 2016 767 92 128 1550 3535
06/30/2014 | 50 a 200 psi en 30 seg. 0 65 0,24 34 1302,92 2232 856,4 92 128 1550 3535
7/01/2014 | 75 a 150 psi en 180 seg. 0 53 0,24 34 1317,74 2217 851,6 92 128 1550 3535
7/12/2014 | 65 a 200 psi en 32 seg. 0 105 0,3 37 2293,93 1241 474,6 92 128 1550 3535
07/18/2014 | 55 a 200 psi en 35 seg. 6,8 110 0,31 37 2240,67 1294 503 92 128 1550 3535
07/22/2014 | 50 a 200 psi en 30 seg. 61 90 0,3 37 23489 1187 517,3 92 128 1550 3535
07/23/2014 | 60 a 200 psi en 25 seg. 84 110 0,31 37 2417,21 1118 515,3 92 128 1550 3535
07/25/2014 | 75 a 200 psi en 45 seg. 1 110 0,29 36 2239,24 1202 457,8 92 128 1550 3535
07/29/2014 | 60 A 200 psi en 95 seg. 0,2 110 0,31 37 2263,62 1220 465,3 92 128 1550 3535
07/30/2014 | 60 a 200 psi en 35 seg. 0 90 0,3 36 2276,38 1259 479.9 92 128 1550 3535
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8/02/2014 | 65 a 180 psi en 180 seg. 0 90 0,3 37 2298,33 1237 471,3 92 128 1550 3535
08/23/2014 60 a 200 psi en 29 seg 0 81 0,23 34 1001,7 2533 969,3 92 128 1550 3535
08/25/2014 60 a 200 psi en 30 seg 0 81 0,24 34 1119,87 2415 924,2 92 128 1550 3535
08/28/2014 80 a 200 psi en 25 seg. 0 80 0,26 36 1250,63 2284 873,7 92 128 1550 3535
08/31/2014 | 80 a 200 psi en 25 seg. 0 110 0,28 35 1569,71 1965 753,4 92 128 1550 3535

9/01/2014 80 A 200 psi en 25 seg. 0 110 0,28 36 1627,64 1907 731,2 92 128 1550 3535

9/02/2014 80 a 200 psi en 25 seg. 0,2 110 0,3 36 1659,93 1875 719,3 92 128 1550 3535

9/04/2014 80 a 200 psi en 25 seg. 0 120 0,29 36 1798,98 1673 641,8 92 128 1550 3535

9/08/2014 80 a 200 psi en 25 seg. 0 130 0,31 37 1979,67 1555 596,8 92 128 1550 3535

9/11/2014 80 a 200 psi en 22 seg. 0 175 0,3 37 2003,4 1532 586,2 92 128 1550 3535
09/16/2014 | 80 a 200 psi en 25 seg. 0,1 145 0,31 37 2126,84 1327 507,9 92 128 1550 3535
09/22/2014 | 50 a 200 psi en 40 seg. 0 150 0,32 38 224741 1288 491,8 92 128 1550 3535
09/27/2014 | 50 a 200 psi en 60 seg. 0 150 0,33 39 2349,06 1151 439,5 92 128 1550 3535
10/07/2014 | 55 a 200 psi en 40 seg. 4,6 183 0,33 38 1941,68 1593 604,6 92 128 1550 3535
10/13/2014 50 a 200 psi en 40 seg. 54 150 0,34 39 2509,62 1025 4474 92 128 1550 3535
10/17/2014 | 55 a 200 psi en 40 seg. 69 180 0,35 39 2533,54 1001 454,3 92 128 1550 3535
10/22/2014 | 55 a 200 psi en 45 seg. 66 180 0,34 39 2514,24 966 437,4 92 128 1550 3535
11/01/2014 50 a 200 psi en 40 seg 67 150 0,35 39 2665,1 870 402,3 92 128 1550 3535
11/07/2014 | 55 a 200 psi en 38 seg. 62 150 0,37 40 2921,42 575 284,4 92 128 1550 3535
12/01/2014 | 55 a 200 psi en 45 seg. 3 100 0,31 37 2153,42 1382 526,8 92 128 1550 3535
12/09/2014 | 70 a 200 psi en 20 seg. 34 100 0,32 30 2352 1183 489,5 92 128 1550 3535
12/24/2014 | 55 a 200 psi en 40 seg. 90 100 0,24 35 1449,83 2021 865,1 92 128 1550 3535
12/31/2014 | 70 a 200 psi en 15 seg. 0,1 140 0,26 27 1407,29 2079 796,7 92 128 1550 3535

1/10/2015 70 a 200 psi en 15 seg. 0,1 150 0,27 27 1610,76 1924 737,1 92 128 1550 3535

1/11/2015 70 a 200 psi en 15 seg. 04 160 0,27 27 1627,21 1784 683,3 92 128 1550 3535
01/19/2015| 90 a 200 psi en 180 seg. 0 180 0,3 30 1796,72 1738 666,3 92 128 1550 3535
01/23/2015| 60 a 200 psi en 26 seg. 0,2 190 0,34 30 1955,78 1579 604,6 92 128 1550 3535
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2/04/2015 80 a 200 psi en 15 seg. 0,1 210 0,34 31 2209,98 1325 506,4 92 128 1550 3535
2/19/2015 95 a 200 psi en 14 seg. 0 210 0,35 31 1857,7 1677 641,2 92 128 1550 3535
3/04/2015 70 a 200 psi en 15 seg. 0 210 0,36 32 2420,26 1051 400,4 92 128 1550 3535
3/12/2015 70 a 200 psi en 15 seg. 0 205 0,36 32 2409,27 1027 391,9 92 128 1550 3535
3/25/2015 73 a 200 psi en 30 seg. 2,9 215 0,11 41 1870,02 1648 632 92 128 1550 3535
8/01/2015 80 a 200 psi en 22 seg. 0,7 120 0,4 35 1412,01 2123 813,9 92 128 1550 3535
8/02/2015 70 a 200 psi en 16 seg. 0.4 120 0,25 35 1471,14 1964 753,8 92 128 1550 3535
8/03/2015 70 a 200 psi en 18 seg. 0,2 130 0,26 36 1569,46 1921 736,8 92 128 1550 3535
8/11/2015 55 a 180 psi en 180 seg. 0,2 160 0,28 37 1966,83 1568 600,9 92 128 1550 3535
8/12/2015 50 a 200 psi en 30 seg. 0,2 160 0,28 37 1990,54 1544 592,6 92 128 1550 3535
8/20/2015 50 a 200 psi en 39 seg. 0,1 170 0,29 38 2094,39 1441 550,5 92 128 1550 3535
8/29/2015 80 a 200 psi en 25 seg. 0,1 180 0,31 38 2306,38 1229 469,3 92 128 1550 3535
9/10/2015 85 a 200 psi en 20 seg. 0,1 180 0,32 39 2317,31 1213 462,5 92 128 1550 3535
9/13/2015 50 a 200 psi en 30 seg. 0,6 180 0,31 39 2356,07 1134 432,7 92 128 1550 3535
9/22/2015 85 a 200 psi en 25 seg. 0,6 200 0,31 35 2429,33 1005 383,4 92 128 1550 3535
9/30/2015 85 a 200 psi en 20 seg. 0,5 200 0,3 35 2403,78 1116 425,5 92 128 1550 3535
10/03/2015 70 a 200 psi en 10 seg. 0,5 210 0,3 35 2434,18 1001 381,9 92 128 1550 3535
11/03/2015 | 85 a 200 psi en 20 seg. 0,5 220 0,29 35 2492,21 865 330,3 92 128 1550 3535
11/09/2015 | 85 a 200 psi en 20 seg. 0,3 220 0,29 35 2501,45 913 348,1 92 128 1550 3535
11/12/2015 | 75 a 200 psi en 15 seg. 1,2 220 0,3 35 2472,36 873 333,9 92 128 1550 3535
11/16/2015 80 a 200 psi en 20 seg. 0,2 220 0,3 35 2455,64 941 359 92 128 1550 3535
11/20/2015 | 87 a 200 psi en 20 seg. 0,2 220 0,29 35 2452,81 1065 406,3 92 128 1550 3535
12/22/2015 87 a 200 psi en 30 seg. 0,1 130 0,28 35 2184,32 759 291,4 92 128 1550 2943
4/10/2016 50 a 200 en 120 seg 45,2 80 0,16 33 724,77 2193 891,6 92 128 1550 2917,8
4/12/2016 50 a 200 en 120 seg 11,9 80 0,18 33 783,41 2134 836,3 92 128 1550 2917,8
4/19/2016 50 a 200 en 110 seg 19,3 80 0,2 34 927,84 1990 788,5 92 128 1550 2917,8
4/20/2016 50 a 200 en 120 seg 18,7 80 0,19 34 969,23 1949 772 92 128 1550 2917,8
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4/23/2016 55 a 200 en 120 seg 6,8 80 0,21 34 1067,55 1850 722,4 92 128 1550 2917,8
4/28/2016 60 a 200 en 100 seg 19 80 0,22 35 1171,56 1746 677,6 92 128 1550 2917,8
04/29/2016 50 a 200 en 120 seg 2,8 80 0,22 35 1180,88 1737 675 92 128 1550 2917,8
5/01/2016 50 a 160 en 180 seg 4,6 85 0,24 35 1218,65 1699 662,3 92 128 1550 2917,8
5/11/2016 70 a 200 en 120 seg 6,1 85 0,25 36 2106,56 811 316,6 92 128 1550 2917,8
5/16/2016 80 a 200 en 90 seg 0,8 80 0,26 36 1470,15 1448 569,3 92 128 1550 2917,8
5/21/2016 80 a 200 en 80 seg 4,1 80 0,26 36 1409,08 1509 588,7 92 128 1550 2917,8
5/29/2016 80 a 200 en 100 seg 0,2 95 0,27 37 2001,03 917 353,9 92 128 1550 2917,8
6/08/2016 80 a 200 en 100 seg 198,5 95 0,23 35 698,59 2219 1053,4 92 128 1550 2917,8
6/09/2016 80 a 200 en 70 seg 96 95 0,3 38 1571,48 1346 620,2 92 128 1550 2917,8
6/13/2016 100 a 200 en 90 seg 298,7 70 0,15 32 500,4 2417 1225,8 92 128 1550 2917,8
6/21/2016 80 a 200 en 90 seg 105,4 80 0,26 36 1356,3 1561 712,5 92 128 1550 2917,8
6/26/2016 80 a 200 en 90 seg 83,9 90 0,31 38 1674,03 1244 569,6 92 128 1550 2917,8
7/05/2016 80 a 200 psi en 90 seg 80 80 0,24 33 1428,21 1490 574,6 92 128 1550 2917,8
7/15/2016 85 a 200 en 100 seg 32,7 100 0,28 37 1474,42 1443 593 92 128 1550 2917,8
7/17/2016 | 85 A 200 PSIEN 90 SEG 0 100 0,28 37 1520,59 1397 593,7 92 128 1550 2917,8
12/16/2016 80 a 200 en 80 seg 0 80 0,21 34 1067,55 1850 722,4 92 128 1550 2917,8
12/20/2016 70 a 150 en 180 seg 70,9 100 0,22 38 2035,5 1840 784,3 92 128 1550 2917,8
12/30/2016 70 a 150 en 180 seg 46,5 120 0,2 40 2279,46 1494 637,8 92 128 1550 2425,23
12/31/2016 70 a 150 en 180 seg 55,8 110 0,21 40 2264,59 1428 614,5 92 128 1550 2425,23
1/06/2017 80 a 200 en 180 seg 74,1 100 0,2 41 2296,23 1185 537,3 92 128 1550 2425,23
1/08/2017 80 a 200 en 90 seg 77,7 100 0,22 41 2276,07 1158 530,7 92 128 1550 2425,23
2/14/2017 0 42,6 100 0,24 40 2291,39 1168 498,6 92 128 1550 2425,23
2/22/2017 90 A 200 PSI EN 40 seg 192,9 124 0,2 37 2263,13 622 445,8 92 128 1550 2425,23
3/02/2017 0 186,3 124 0,23 42 215491 631 4424 92 128 1550 2425,23
3/19/2017 70 a 150 en 180 seg 137,5 124 0,22 42 2145,76 757 439,4 92 128 1550 2425,23
3/30/2017 70 a 150 en 180 seg 12,2 130 0,23 42 2332,67 569 233,7 92 128 1550 2425,23
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4/16/2017 80 a 200 en 80 seg 130,3 150 0,24 42 2329,05 155 197,9 92 128 1550 2425,23
4/27/2017 0 0,1 124 0,24 42 2102,97 607 235,5 92 128 1550 2425,23
5/05/2017 70 a 150 en 180 seg 9,6 125 0,23 40 2214,58 545 220,3 92 128 1550 2425,23
5/14/2017 55 a 200 en 120 seg 6,8 102 0,21 34 2245,55 1850 722,4 92 128 1550 2425,23
5/22/2017 100 a 200 en 90 seg 7,2 110 0,19 32 2336,4 2417 1225,8 92 128 1550 2425,23
6/13/2017 85 a 200 en 100 seg 32,7 100 0,24 37 2380,42 1443 593 92 128 1550 2425,23
6/29/2017 70 a 200 en 120 seg 6,1 90 0,21 36 2205,56 811 316,6 92 128 1550 2425,23
6/30/2017 100 a 200 en 90 seg 4,2 120 0,2 32 2311,4 2417 1225,8 92 128 1550 2425,23
7/06/2017 55 a 200 psi en 45 seg. 6,2 130 0,25 39 2394,24 966 437,4 92 128 1550 2425,23
7/17/2017 80 A 200 psi en 25 seg. 0 110 0,24 36 2119,64 1907 731,2 92 128 1550 2425,23
7/30/2017 80 a 200 psi en 25 seg. 0,2 110 0,19 36 2348,93 1875 719,3 92 128 1550 2425,23
8/16/2017 80 a 200 psi en 25 seg. 0 120 0,23 36 2317,98 1673 641,8 92 128 1550 2425,23
8/27/2017 80 a 200 psi en 25 seg. 0 130 0,25 37 2108,67 1555 596,8 92 128 1550 2425,23
8/30/2017 50 a 200 psi en 40 seg. 4,2 150 0,21 39 2389,62 1025 447,4 92 128 1550 2425,23
9/26/2017 55 a 200 psi en 40 seg. 7,2 157 0,23 39 2334,54 1001 454,3 92 128 1550 2425,23
9/28/2017 55 a 200 psi en 45 seg. 66 140 0,21 39 2114,24 966 437,4 92 128 1550 2425,23
10/03/2017 50 a 200 psi en 40 seg 67 150 0,25 39 2291,1 870 402,3 92 128 1550 2425,23
10/10/2017 | 55 a 200 psi en 38 seg. 62 150 0,21 40 2375,42 575 284,4 92 128 1550 2425,23
10/20/2017 70 a 150 en 180 seg 70,9 106 0,25 38 2044,5 1840 784,3 92 128 1550 2425,23
11/02/2017 70 a 150 en 180 seg 46,5 110 0,23 40 2220,46 1494 637,8 92 128 1550 2425,23
11/18/2017 70 a 150 en 180 seg 55,8 122 0,19 40 2296,59 1428 614,5 92 128 1550 2425,23
11/28/2017 80 a 200 en 180 seg 74,1 100 0,2 41 2230,23 1185 537,3 92 128 1550 2425,23
12/12/2017 80 a 200 en 90 seg 77,7 100 0,2 41 2213,07 1158 530,7 92 128 1550 2425,23
12/21/2017 | 87 a 200 psi en 20 seg. 0,2 150 0,22 35 2350,81 1065 406,3 92 128 1550 2425,23
12/29/2017 87 a 200 psi en 30 seg. 0,1 130 0,24 35 2414,32 759 2914 92 128 1550 2425,23
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Tabla de datos para Pozo 5 programa TWM

CONSUMO
DE NIVEL DE STATIC
CORRIENTE | FLUIDO | SUMERGENCIA PIP PBHP Qo Qw Qg BHP PUMP INTAKE
FECHA (AMP) (FT) (FT) (PSIG) (PSIG) (BBL/D) | (BBL/D) | (MSCE/D)| (PSI) (FT)
3/04/2014 80 1707,39 1063 633,3 1051,9 171 1729 1 1053,3 2980,11
3/06/2014 50 2078,93 901 634,6 1053,2 171 1729 1 1053,3 2980,11
3/10/2014 110 2058,35 922 638,9 1057,5 171 1729 1 1053,3 2980,11
3/15/2014 40 2062,24 918 638,9 1057,4 171 1729 1 1053,3 2980,11
3/26/2014 100 1956,49 1024 4376 1424,3 171 1729 1 1053,3 2980,11
4/05/2014 100 2030,78 805 3741 1253,5 171 1729 1 1053,3 2980,11
4/14/2014 110 2046,89 800 3775 1263,6 171 1729 1 1053,3 2980,11
4/30/2014 80 2096,58 740 357,8 1230,5 171 1729 1 1053,3 2980,11
5/07/2014 110 2056,19 924 4074 1394,1 171 1729 1 1053,3 2980,11
5/21/2014 110 2109,22 871 403,1 1389,8 171 1729 1 1053,3 2980,11
5/28/2014 120 1743,14 934 3203 1134,9 171 1729 1 1053,3 2980,11
6/04/2014 90 1798,24 919 312,6 664,7 171 1729 1 1053,3 2980,11
6/06/2014 80 1850,56 871 296,4 646,7 171 1729 1 1053,3 2980,11
6/13/2014 95 1648,66 1086 368,4 732 171 1729 1 1053,3 2980,11
6/20/2014 110 988,37 1992 676,5 1095,1 171 1729 1 1053,3 2980,11
6/21/2014 100 1212,48 1768 605,1 1023,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/22/2014 90 1235,68 1744 603,1 1021,7 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/26/2014 80 1410,36 1570 628,6 1047,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/27/2014 80 1443,35 1537 633,3 1051,9 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/28/2014 90 1489,69 1490 634,6 1053,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/29/2014 90 1542,28 1438 638,9 1057,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/30/2014 90 1590,53 1390 638,9 1057,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
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7/04/2014 90 1151,86 1828 617 1035,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/05/2014 100 1158,2 1822 614,7 1033,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/07/2014 80 1177 1803 608,8 1027,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/09/2014 110 1232,2 1748 590,5 1009,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/11/2014 120 1329,29 1651 557,8 976.,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/16/2014 90 1438,27 1542 521,3 939,9 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/17/2014 80 1450,92 1400 474,3 867,8 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/24/2014 95 1494,84 1456 492,8 905,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/02/2014 110 1390,5 1501 508,1 910,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/09/2014 100 1492,4 1488 503,8 922,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/15/2014 90 1550,66 1343 458,4 859 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/21/2014 80 1570,28 1336 452,4 855,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/06/2014 50 1281,56 1699 580,7 999,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/18/2014 110 1900,27 1080 544,1 962,7 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/25/2014 40 2265,67 714 558,8 977,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/01/2014 100 2249,29 731 553,9 972,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/17/2014 100 1492,63 1487 503,8 922,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/23/2014 110 1529,99 1347 456,3 853,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/13/2014 110 1840,11 1140 499,7 918,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/22/2014 110 1842,2 1138 524 9425 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/29/2014 120 1555,59 1420 496,2 913,8 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/08/2014 90 1995,37 985 492,6 911,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/15/2014 80 1734,49 723 246,1 539,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/16/2014 95 1748,16 1021 346,9 714,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/22/2014 110 1787,98 1192 404,6 823,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
1/05/2015 100 1816,74 960 326,7 693,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
1/07/2015 90 1668,65 1074 364,7 729,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
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1/20/2015 80 1811,9 1027 349 7315 76 1824 1 1053,3 2980,11
1/27/2015 90 1824,26 985 335,2 709,7 76 1824 1 1053,3 2980,11
2/09/2015 90 1803,63 1040 353,6 737,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
2/24/2015 90 1853,03 955 325,2 698,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
2/28/2015 90 1862,3 923 313,7 680,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
3/09/2015 100 2636,34 344 384,7 803,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
3/18/2015 80 2031,51 949 402,7 821,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
3/23/2015 110 1830,13 969 329,6 701,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
3/25/2015 120 1824,21 921 313,2 671,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
3/31/2015 90 1841,79 963 327,5 700 76 1824 1 1053,3 2980,11
4/09/2015 80 1737,27 1243 429 847,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
4/23/2015 95 1733,32 1247 471,6 890,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
4/30/2015 110 1622,27 1216 412,6 799,9 76 1824 1 1053,3 2980,11
5/03/2015 50 1452,34 1445 489,2 891,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/05/2015 110 1291,67 1688 674,5 1093,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/06/2015 40 1446,23 1534 608,9 1027,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/13/2015 100 1429 1551 613,7 1032,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/16/2015 100 2662,03 318 409,9 828,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/22/2015 110 1840,4 1116 378,9 791,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/30/2015 80 1956,49 1023,62 558,8 977,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
5/19/2016 110 2030,78 949,33 553,9 972,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/20/2016 90 2046,89 933,22 503,8 922,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/23/2016 90 2096,58 883,53 456,3 853,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/28/2016 100 2056,19 923,92 499,7 918,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/29/2016 80 2109,22 870,89 524 9425 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/01/2016 110 1743,14 1236,97 496,2 913,8 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/11/2016 120 1798,24 1181,87 633,3 1051,9 76 1824 1 1053,3 2980,11
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10/16/2016 90 1850,56 1129,55 634,6 1053,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/21/2016 80 1648,66 1331,45 638,9 1057,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/29/2016 95 988,37 1991,74 638,9 1057,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/08/2016 110 1824,26 1155,85 633,3 1051,9 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/09/2016 100 1803,63 1176,48 634,6 1053,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/13/2016 90 1853,03 1127,08 638,9 1057,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/21/2016 80 1862,3 1117,81 638,9 1057,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/26/2016 80 2636,34 343,77 452,4 855,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
1/09/2017 50 2031,51 948,6 580,7 999,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
1/18/2017 23 1555,59 1424,52 364,7 729,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
2/17/2017 20 2035,5 944,61 452,4 855,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
2/22/2017 27 2279,46 700,65 634,6 1053,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
3/02/2017 25 2264,59 715,52 638,9 1057,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
4/19/2017 25 2296,23 683,88 638,9 1057,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
4/30/2017 27 2276,07 704,04 437,6 1424,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
5/16/2017 28 2291,39 688,72 374,1 1253,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
5/27/2017 12 2263,13 716,98 377,5 1263,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/05/2017 12 215491 825,2 357,8 1230,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/14/2017 27 2145,76 834,35 407,4 1394,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
6/22/2017 27 2332,67 647,44 403,1 1389,8 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/13/2017 12 2329,05 651,06 320,3 1134,9 76 1824 1 1053,3 2980,11
7/29/2017 22 2102,97 877,14 312,6 664,7 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/06/2017 20 2214,58 765,53 296,4 646,7 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/17/2017 10 2245,55 734,56 368,4 732 76 1824 1 1053,3 2980,11
8/30/2017 28 2336,4 643,71 676,5 1095,1 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/16/2017 27 2380,42 599,69 605,1 1023,6 76 1824 1 1053,3 2980,11
9/30/2017 27 2205,56 774,55 458,4 859 76 1824 1 1053,3 2980,11
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10/26/2017 25 2311,4 668,71 452,4 855,3 76 1824 1 1053,3 2980,11
10/28/2017 28 2394,24 585,87 580,7 999,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/03/2017 28 2119,64 860,47 544,1 962,7 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/10/2017 27 2348,93 631,18 558,8 977,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
11/20/2017 23 2317,98 662,13 553,9 972,4 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/12/2017 27 2114,24 865,87 524 9425 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/21/2017 25 2291,1 689,01 634,6 1053,2 76 1824 1 1053,3 2980,11
12/29/2017 25 2375,42 604,69 638,9 1057,5 76 1824 1 1053,3 2980,11
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ANEXO C.
GRANULOMETRIA CAMPO CASABE

% PESO ACUMULADD

“« &2 2 2 2 8 2 B

= [
= =]
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C5BE-5 CSBE-&

B MUY GRUESO (> 1000 micras)

CS5BE-T CSBE - 24 C3BE-13 C35BE - 65 CS5BE-4 C5BE-14 CSBE-

B GRUESOS (S00- 841 micras)  ® MEDIANOS (200 - 400 micras)  ® FINOS (< 177 micras)
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ANEXO D.

ESTADO DE LOS EQUIPOS ANTES DE LA INSTALACION TUBING SCREEN
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