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RESUMEN

PetroUCV S.A. es una empresa mixta conformada por la asociacion de la Universidad Central
de Venezuela y Petroleos de Venezuela S.A., cuyos objetivos estratégicos comprenden la
generacion de recursos propios mediante el desarrollo de proyectos altamente rentables de
explotacion de hidrocarburos, la promocion y creacion de nuevas empresas de consultoria, de
laboratorios y de investigacion, implantando un modelo de armonia con el entorno que impacte

positivamente su ambito de influencia.

A esta asociacion le fue asignada el Area Mayor de Socororo para su desarrollo y explotacion.
Entre los proyectos de explotacion de la empresa se encuentra la reactivacion de pozos
inactivos, el reacondicionamiento de pozos con problemas mecéanicos y la perforacién de

nuevos pozos de desarrollo en el AMS.

Dentro de los proyectos que se han realizado para lograr la meta propuesta, se desarroll este
Trabajo Especial de Grado, cuyo objetivo principal fue generar un soporte técnico para la
construccion de un pozo horizontal y sus facilidades de produccién del pozo ubicado en la

localizacion PUCV-23 del campo Socororo Este, Distrito San Tomé, Estado Anzoategui.



Resumen

Para los fines de este trabajo se realiz6 o aplicd una metodologia para: seleccionar el area de
drenaje del pozo, su trayectoria, la seleccion de los tipos y profundidad de asentamiento de los
revestidores, el tipo de completacion del pozo, el disefio y seleccion del método de
levantamiento artificial, el disefio de la linea de flujo hasta el multiple de produccion o estacion
de flujo y por ultimo la evaluacion econémica del proyecto. Obteniendo como resultado la
perforacién del pozo horizontal hasta una profundidad medida de 6306 pies, el cual posee una
seccién de construccién de angulo, una seccion tangencial para colocar la bomba de
levantamiento artificial y una seccién horizontal de 1200 pies de longitud. Ademas de esto
posee una completacion con Liner ranurado sin empaque con grava, un sistema de
levantamiento artificial por Bomba de Cavidad Progresiva y una linea de produccion de 6” de

diametro.
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Capitulo 1 Planteamiento del Problema

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

PetroUCV S.A. es una empresa mixta conformada por Petroleos de Venezuela S.A., con el 51
% de las acciones y la Universidad Central de Venezuela con el 49% de las mismas, cuyos
objetivos estratégicos comprenden la generacion de sus propios recursos mediante el desarrollo
de proyectos altamente rentables en la explotacion de hidrocarburos. Las &reas de investigacion
y desarrollo estdn dedicadas, entre otras no menos importantes, a solventar los inconvenientes
encontrados por los estudiantes de la Universidad Central de Venezuela en la blsqueda de

pasantias y trabajos especiales de grado.

El 4rea superficial asignada a esta asociacién es un bloque irregular de unos 256 Km? de
superficie que se encuentra ubicado en las inmediaciones de Pariaguén, estado Anzoategui en el
flanco sur de la Cuenca Oriental de Venezuela, al suroeste del Area Mayor de la Formacion

Oficina. Dicho bloque comprende los campos petroliferos de Socororo, Cachicamo y Caricari.

El POES del éarea es de 418 MMBNP, se estiman unas reservas recuperables de petrdleo de 61
MMBN y 228 MMMPCN de gas. Tomando en consideracion la produccion acumulada de 10
MMBN de petréleoy 21 MMMPCN de gas.

Una de las actividades mas importantes dentro de cualquier empresa de la industria petrolera es
el disefio de pozos de produccion. Este disefio se inicia con la seleccion y ubicacion del mejor
punto de drenaje, determinacion de la trayectoria y parametros operacionales. Luego se pasa a la
etapa de perforacion, la fase mas costosa del proyecto; por medio de la cual se podra tener una
via de comunicacion entre las arenas objetivos y la superficie. Una vez finalizada la perforacion
se bajara al pozo un conjunto de herramientas que junto a una seleccion acertada del tipo de
levantamiento, permitirdn producir los fluidos de interés de una manera apropiada.
Posteriormente se determina la manera més eficiente de transportar los fluidos desde el pozo
hasta el multiple de produccion o hasta la estacion de flujo donde sera almacenado para su

futura entrega.
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La empresa PetroUCV S.A, operadora del convenio que del Area Mayor de Socororo (AMS)
tiene estipulado un Plan de Desarrollo a ser ejecutado en el periodo 2002-2020. Dicho
proyecto se encargara de la reactivacion de los pozos del AMS y la perforacién de pozos
nuevos. La estrategia que tiene esta empresa para el desarrollo de este campo es definir planes
intensivos para promover la interrelacion intelectual, social y estratégica entre especialistas de
PetroUCV S.A., docentes y estudiantes aspirantes al titulo de Ingeniero de Petrdleo. De esta
forma, se trata de satisfacer tanto la necesidad de adiestramiento que requiere el estudiante en el
campo a nivel operacional, como la de seguir apoyando las iniciativas académicas con vision de

negocio, que permitan la autogestion econdmica de la Universidad Central de Venezuela.

En tal sentido este Trabajo Especial de Grado consistira en la propuesta y posible ejecucion de
un proyecto, para asi poder cubrir los requerimientos tanto de la empresa PetroUCV S.A. como
de la Universidad Central de Venezuela y poder asi optar para el titulo de Ingeniero de Petroleo.
Dicho proyecto consistird en la generacion de un soporte técnico para la construccion y
facilidades de produccion de la localizacion PUCV-23 en el campo Socororo, estado

Anzoétegui.

1. ALCANCE

En este Trabajo Especial de Grado se realizara la planificacion completa de un pozo ubicado en
la localizacion PUCV-23 y para ello se realizara analisis de informacion geoldgica y registros
eléctricos, correlacion y comparacion con pozos vecinos, programa de perforacion, cementacion
y completacién, ademéas de simulaciones de flujo en tuberias para el disefio de lineas de flujo
hasta el maltiple de produccion o la estacion de flujo y su respectiva evaluacion econdémica en

cada fase del proyecto.

2. OBJETIVOS:

2.1 Objetivos Generales.

» Generar un soporte técnico para la construccién de un pozo horizontal y sus facilidades de
produccion del pozo ubicado en la localizacion PUCV-23 del campo Socororo, Distrito San

Tomé, Estado Anzoéategui.
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» Realizar el seguimiento de las actividades operacionales en el Campo Socororo
(PetroUCV S.A., Pariaguan), con el fin de aportar soluciones en el mejoramiento de la
produccion y permitir, a través de la experiencia de campo, la transferencia de conocimiento

sobre el estado y los métodos de desarrollo de dicho campo.

2.2 Objetivos Especificos.

» Recopilar la informacion Geoldgica, Geofisica, Petrofisica del yacimiento U1U, SOC-3 y de
pozos existentes en la circunscripcion del area de dicho yacimiento, en el cual se ubicara el
nuevo pozo de la localizacion PUCV-23.

» Seleccionar las coordenadas de fondo (entrada a la arena) y de superficie para la localizacion
PUCV-23.

> Realizar el programa para la construccion del pozo en estudio.

» Estimar escenarios para el comportamiento de produccion y potencial del pozo en estudio.

» Seleccionar y disefiar el tipo de completacion de produccion para el pozo de la localizacion
PUCV-23.

» Disefiar la linea de produccion desde el cabezal del pozo hasta la estacion de flujo o maltiple
de produccién.

» Realizar la evaluacion econdmica del proyecto.
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MARCO TEORICO
1 PLANIFICACION.

1.1 ;Qué es la Planificacion?

Es la formulacion de un conjunto de decisiones debidamente integradas que determinan los
propositos de una entidad y los medios para lograrlo. Una planificacion completa contiene:

» La definicion de los objetivos.

La organizacion de los recursos humanos y materiales.

La determinacion de los métodos y formas de organizacion.

El establecimiento de: medidas de tiempo, cantidad y calidad.

Y V VYV VY

La localizacion especial de las actividades y todas aquellas especificaciones necesarias para

encausar racionalmente la conducta o comportamiento del individuo o grupo.

La planificacion radica en la definicion de los objetivos que pretendemos alcanzar en la
determinacion de los medios precisos y en establecimiento del orden de utilizacion de tales

medios para conseguir los objetivos enunciados

Entre las ventajas de una planificacion tenemos:

» Aprovechamiento integral de todos los recursos disponibles humanos, materiales, temporales
y espaciales.

» Actuacion racional y ordenada de acuerdo a procesos logicos.

» Coordinacion de esfuerzos y actividades.

> Facil control de lo realizado.

Entre sus desventajas se encuentran:
» Inseguridad en las previsiones.
La tendencia a la flexibilidad.
Costos de la planificacion.

Tiempo requerido.

Y V V V

Efectos sobre la iniciativa del trabajador.
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Los objetivos de cualquier proyecto son alcanzar los objetivos planteados al menor costo
posible, en el tiempo planificado y econdémicamente rentables; contando con un potencial inicial
(barriles netos de petroleo por dia, hablando en términos de la industria petrolera). Todos estos
objetivos deben ser cumplidos cuidando la seguridad ambiental y la del personal involucrado en

el proyecto.

Una planificacion detallada y respaldada con una buena base investigativa es la mejor
herramienta contra los problemas que se puedan presentar en el desarrollo de la actividad
planificada. El ingeniero debe usar todas las fuentes disponibles de informacioén para identificar
y planificar la operacion, solucionando los problemas operacionales lo mas rapido posible,
incluso antes de que sucedan. Se puede decir que la planificacion es el estudio previo de toda
actividad u operacion, donde se definen y se traza un método de control de todos aquellos
parametros que determinan el desarrollo de un proceso. Entre mas completa y detallada sea la
planificacion, mejor serd el desarrollo y desempeiio de todos los factores que se involucraran en

el progreso del proyecto.

En tal sentido la planificacién es donde se decide como se haran las actividades de un proceso
determinado, teniendo en cuenta pardmetros operacionales, econdmicos y de riesgo. En ella se
estudian cada una de las etapas de un proyecto de manera previa donde se toman en cuenta

todas las premisas que podran generar resultados satisfactorios.

1.2 ;Como se lleva a cabo la planificacion de un pozo y factores que determinan su

desarrollo?

Para realizar la perforacion de un pozo, los primeros pasos se realizan casi un afio antes de su
ejecucion, el cual es el programa del pozo, y en el que se hace de manera general el alcance y
objetivos del pozo a perforar, asi como el presupuesto aproximado para ese proyecto. Dentro del

primer lapso de tiempo previo a la ejecucion del proyecto, pueden surgir cambios que
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determinan el futuro del mismo. Este tipo de decisiones estan dentro de la etapa de planificacion

y generalmente van ligadas a fallos de tipo econémicos o de cardcter operacional.

El paso mas importante en la planificacion de un proyecto de perforacion es la recopilacion,
analisis e interpretacion de los relacionados con la arena objetivo, ya que de esto va a depender
el éxito o fracaso del proyecto. Sin embargo, gracias a los avances de la tecnologia en la
actualidad se cuentan con programas y simuladores que optimizan la seleccion de objetivos,
equipos y procesos, minimizando la incertidumbre y los errores en cada etapa de la

planificacion.

A continuacion se mostraran de manera secuencial cada uno de los Departamentos que deben

trabajar en sinergia para un buen desempefio en el desarrollo de un pozo:

1.2.1 Descripcion del area de estudio.

En el primer paso para la planificacion de un pozo petrolero, se debe realizar un estudio
integrado del yacimiento. De este estudio se establece la caracterizacion del mismo, como por
ejemplo, el estudio de mapas de isopropiedades, propiedades de los fluidos del yacimiento,
saturaciones, gradientes de presion, temperatura y fractura, etc. De acuerdo a todos estos
parametros se decidiré el objetivo de la perforacion y el modo mas apropiado de extraerlos de

una manera economicamente rentable.

1.2.2 Perforacion.

La segunda fase en la planificacion de un pozo es la fase de perforacion, aqui se integra toda la
data provista por el area de geologia y yacimientos, para luego procesar y determinar cual sera

la mejor forma de perforar el pozo, incluyendo el conjunto de sub-operaciones que ella encierra.

Después de la descripcion del area de estudio, la perforacion es el area de mayor relevancia
dentro del desarrollo del pozo, ademas de ser la fase més costosa del proyecto. Existen muchos

8
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riesgos potenciales que deben ser minimizados, por ello requiere mayor estudio y detalle en la

planificacion.

De acuerdo a la informacion geoldgica, petrofisica y de yacimientos se decidira el tipo de pozo
a perforar, es decir, vertical, desviado u horizontal. El que requiere mayor precision es el pozo

horizontal debido a que se debe conseguir la arena objetivo y luego navegar a través de ella.

La perforacion direccional ha evolucionado hasta tal punto, que el objetivo geométrico se puede
alcanzar con un alto grado de precision. Desafortunadamente, los mapas geoldgicos basados en
los datos de sismica de superficie y de pozos vecinos, poseen muchas incertidumbres con

respecto a la profundidad y la posicion lateral de la zona de interés.

Dentro de la fase de perforacion, una de las operaciones mas delicadas es la Geonavegacion,
que no es mas que la navegacion en tiempo real de pozos horizontales y de alto angulo,

mediante la evaluacion de pardmetros de formaciones durante la perforacion.

Un sistema de Geonavegacion incluye tres componentes fundamentales. En primer lugar, su
capacidad de obtener informacion azimutal lo mas cerca posible de la mecha, en segundo lugar
el perforador direccional necesita conocer los cambios ocurridos en las mediciones de fondo, en
cuanto a la geometria de la formacion, y tener una cierta idea de lo que se espera si realiza una
correccion del curso. En tercer lugar se encuentra un equipo de trabajo conformado por un

coordinador de geonavegacion y un Ingeniero encargado del perfilaje durante la perforacion.

1.2.3 Produccion.

La tercera etapa en la planificacion de un pozo es cuando se decide cual es el mecanismo
mediante el cual el pozo va a ser completado y producido. La completacion a Hoyo Abierto,
Liner Ranurado, Rejilla Preempacada, Empaque con Grava o Revestido y Cafioneado dependera
de la estrategia de produccion y de los problemas que se puedan encontrar en el yacimiento,

tales como arenamiento, produccion de agua o gas, produccion de finos, etc.
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Los tipos de mecanismos de produccion seran simulados con los datos de los estudios realizados
anteriormente y se recomendard un sistema de levantamiento artificial (BES, BM, BCP, LAG)
si el pozo no es capaz de producir naturalmente. La adecuada planificacion y disefio del tipo o
equipo de levantamiento determinaran la eficiencia de la produccion del pozo y por ende la
recuperacion del capital invertido y la pronta acumulacion de las ganancias. Ademas dentro de
la planificacién en el area de produccion se deben tener en cuenta futuras operaciones de
servicios que se le haran al pozo, como reacondicionamientos o estimulaciones, por ello en el
diseno de las completaciones se deben tener en cuenta las dimensiones de las herramientas para

dichos servicios.

1.2.4 Transporte de fluidos.

La forma de transportar los fluidos provenientes del pozo se debe planificar tomando en cuenta
muchos parametros entre los cuales se encuentran la ubicacion del pozo, la trayectoria del
tendido de la tuberia, tasa de flujo a manejar, presiones de operacion y llegada a la estacion
flujo o multiple de produccion. El uso de simuladores minimiza las incertidumbres y arrojan
buenos resultados para la seleccion de las especificaciones oOptimas de trabajo.
Operacionalmente es uno de los ultimos pasos en la elaboracion de la planificacion de un pozo o

localizacion.

1.2.5 Evaluacion Economica.

Esta es la tiltima de las fases de la planificacion, sin embargo es la fase decisiva del proyecto ya
que de ella dependera la ejecucion, replanteo del proyecto (disminucion de costos) o en el peor

de los casos la no ejecucion del proyecto.

Con el adecuado estudio econdmico se determina si el proyecto en estudio es rentable o no, y

que factores se pueden modificar para una obtener una satisfactoria rentabilidad.

10



Capitulo 11 Marco Tedrico

En este proyecto se utilizard la metodologia del VCD para la planificacién operacional y
econdmica de la nueva localizacion PUCV-23, teoria que utiliza PDVSA y por una gran

variedad de empresas a nivel nacional e internacional.

1.3 Proceso de trabajo VCD.

Como se dijo anteriormente la etapa de la perforacion es la etapa que requiere mas estudios y
cuidados, ya que ella implica la mayor inversion en la construccion de un nuevo pozo o
localizacion, ademas de los riesgos ligados ella. Por esta razon se utiliza en este trabajo la

planificacion de la perforacion segun la teoria del VCD.

VCD es Visualizacion, Conceptualizacion y Definicion de Proyectos, el término es equivalente
a FEL (Front End Loading), el cual es un proceso de trabajo en el cual se busca el involucrar de
todos los actores en cada una de las fases de un proyecto antes de su ejecucion, de forma que
todos tengan la misma concepcion e idea de lo que se requiere. Este esquema de trabajo es
utilizado por otras organizaciones en PDVSA, como de Ingenieria y Proyectos y es el resultado
de las mejores practicas originadas de los analisis comparativos (“benchmarking”) realizados
por el intermedio de la IPA (Independent Project Analisis) la cual es una institucion que agrupa
a 14 empresas a escala mundial y donde se ha determinado la importancia de evaluar los grados

de definicién y complejidad de los proyectos para la toma de decisiones.

Front End Loading es el proceso a través del cual una empresa identifica y define el alcance de
un proyecto de inversion de capital para satisfacer una necesidad dada del negocio. Entre sus

caracteristicas mas importantes se puede destacar:

» Asegurar una definicion detallada del alcance del mismo para satisfacer los objetivos del

negocio en cuanto a la inversion de capital.

» Reduce el ntimero de cambios en las etapas posteriores del proyecto, haciendo mas

predecibles los resultados que se esperan obtener del mismo.

11
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» Se inicia con la identificacion de una oportunidad u objetivo de negocio y continua hasta

que el proyecto es autorizado.

» Requiere de la interaccion de equipos multidisciplinarios para desarrollar un paquete de

disefio (conceptual y basico), el cual es la base para la posterior autorizacion del proyecto.

1.3.1 Objetivos del Proceso VCD.

» Garantizar que las necesidades del negocio sean el principal mecanismo para la inversion de

capital.
Asignar roles y responsabilidades a los miembros del equipo de los proyectos.

» Mejorar la productividad del capital invertido en los proyectos a través de la utilizacion de

la mejor tecnologia disponible.

» Minimizar los cambios durante la ejecucion de los proyectos para reducir tiempo y costos,

asi como mejorar la calidad del producto final.

12
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2 DESCRIPCION DEL AREA DE ESTUDIO.
2.1 Descripciéon General.'
El Area Mayor de Socororo (AMS) se encuentra ubicada geoldgicamente en el flanco sudoeste

de la Cuenca Oriental de Venezuela y geograficamente estd localizada en las cercanias de la

poblacion de Pariaguédn, Estado Anzoategui (Figura 1).
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Figura 1. Ubicacién Geografica del Area Mayor de Socororo.'

El Area Mayor de Socororo (AMS) estd constituida por los Campos Socororo, Caricari y
Cachicamo (figura 2), abarcando un 4rea de alrededor de 256 Km? de superficie y esta limitada
al este por el Campo Budare, al Sur por los Campos de Petrozuata, al Este por el Campo

Yopales y al Noreste por el Campo Caracoles.

CACHICAMO

Figura 2. Campos que Componen el Area Mayor de Socororo.
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El primer sistema tiene rumbo NO-ES, paralelo al rumbo de las capas y en general las fallas
buzan hacia el sur, tienen un salto de falla que varia entre 25 y 100 pies. Mientras que el
segundo tiene rumbo NE-SO vy las fallas no tienen una sola direccién de buzamiento, buzan
indistintamente hacia el este y hacia el oeste, aqui se encuentra el elemento estructural mas
importante del area: la Falla Principal de Cachicamo, la cual posee una magnitud de salto que
varia entre 70 y 180 pies, mientras que en las otras fallas del sistema, el salto varia entre 20 y 70
pies. Las principales formaciones productoras del Area Mayor de Socororo se sedimentaron
durante la época del Mioceno Inferior y Medio de la era Terciaria (Formacion Merecure
Superior y Oficina Inferior). Dadas las caracteristicas de la zona, los yacimientos son
lenticulares, de poco espesor y se estima que el area posee un total de 103 yacimientos de
petrdleo y 77 yacimientos de gas. La profundidad promedio de los pozos es 3850 pies y la °API
promedio del hidrocarburo del area es 16°. La porosidad promedio es 28% y la saturacion de

agua se encuentra entre el 9%y 50%.

2.2 Reservas del Area Mayor de Socororo.

El POES del 4rea es de 418 MMBNP y el GOES es de 278 MMMPCN, se estiman unas
reservas recuperables de petroleo de 61 MMBN y 228 MMMPCN de gas, tomando en
consideracion la produccion acumulada de 10 MMBN de petroleo y 21 MMMPCN de gas se
tiene un factor de recobro actual de 2%. Las cuales se encuentran distribuidas de acuerdo a los
campos existentes de la siguiente manera:

Tabla 1 Distribucién de Reservas en el Area Mayor de Socororo.

Distribucién de Reservas en los Campos del AMS.

Socororo Caricari Cachicamo Total

POES
(MMBN) 60 44 418
Reservas de
Petroleo
(MMBN) 8 6 51
Reservas de
Gas Asociado

en Soluciéon
(MMMPCN) 13 14 87
Reservas de

Gas no
Asociado
(MMMPCN) 39 4 120
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2.3 Descripcion del Yacimiento U1U, SOC-3.

El yacimiento U1U, SOC-3 se encuentra ubicado en el Campo Socororo Este, y especificamente
la unidad U1U esta representada por una barra litoral que se extiende por todo el campo
mostrando un sistema depositacional deltaico de dominacion de olas. El yacimiento se
encuentra limitado al Norte por un contacto agua-petréleo, al oeste por una falla de direccion
Noroeste-Sureste que buza al Suroeste y por un limite de roca, al Este por una falla de direccion
Noreste-Suroeste que buza al Oeste y al Sur por una falla de direccion Noreste-Suroeste que
buza al Norte. Ademas de esto el yacimiento U1U, SOC-3, presenta un POES de 45,8 MM BN
y un GOES de 10,9 MMM PCN (actualizado al 25 de Noviembre del 2005).

. o7 1
2.4 Mecanismos de Produccion.

Los factores que influyen en el comportamiento de los yacimientos y por lo tanto en el
mecanismo de produccion predominante lo constituyen las caracteristicas geologicas,
propiedades de roca y fluido, mecanismos de flujo de fluidos en el medio poroso y las
facilidades de producciéon asociadas. Para el Area Mayor de Socororo se establecieron los

siguientes factores:
» Estructuralmente los yacimientos son de poco buzamiento (menor a 10°).

» En muy pocos casos la RGP inicial puede considerarse representativa (problemas mecanicos

en los pozos y pobres o ninguna medicion del gas).

» Mas del 50% de la produccién del area proviene de yacimientos conformados por zona de

petrdleo asociada a capa de gas (yacimientos saturados).
Se presentan algunos casos de yacimientos ligeramente subsaturados.

Existen yacimientos con acuifero asociado de magnitud mucho mayor a la zona de petrdleo.

Sobre la base de estas caracteristicas, se puede establecer los mecanismos de produccioén

presentes en los yacimientos del Area Mayor de Socororo son los siguientes:

15



Capitulo 11 Marco Tedrico

2.4.1 Expansion de la roca y fluidos.

No es un mecanismo de produccioén importante debido al poco grado de subsaturacion de los

yacimientos del AMS.

2.4.2 Gas en solucion.

Mecanismo de produccion de relevancia en el area, debido a que la mayoria de los yacimientos
se encuentran saturados, por lo que el aporte proveniente de la expansion del gas en solucion es

significativo con respecto a otros mecanismos de produccion.

2.4.3 Capa de gas.

Mecanismo de relativa importancia en el area, pues un 28% de los yacimientos en el area tiene
9

capa de gas asociada, es considerado como mecanismo de produccion de relevancia.

2.4.4 Drenaje gravitacional.

Se considera poco importante, debido a que el buzamiento estructural del area esta en el rango

de 2° a 3°.

2.4.5 Empuje Hidraulico.

Es el mecanismo de importancia en el AMS debido a que los acuiferos por lo general son
mucho mas grandes que los yacimientos, aportandole energia a los mismos y desplazando los

fluidos hacia los pozos.

Se puede concluir que los mecanismos de produccion de mayor relevancia del AMS son empuje

por gas en solucion, expansion de la capa de gas y el empuje hidraulico.
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2.5 Descripcion Geolégica.”
2.5.1 Estructura.

El Area Mayor de Socororo, es una estructura monoclinal fallado de rumbo NO y buzamiento
de 2-3° hacia el norte, con dos sistemas de fallas predominantes, mas o menos perpendiculares
entre si. El primer sistema de fallas tiene rumbo NO-SE paralelo al rumbo de las capas buzando
hacia el sur, con un salto de falla variable entre 25 y 100 pies. El segundo sistema de fallas es
normal con rumbos variables: EO, NE y NO y con saltos entre 20 pies y 180 pies; en este
sistema se encuentra la falla principal de Cachicamo, la cual se considera el elemento

estructural mas importante del area.

El sistema de fallas normales paralelo al rumbo de las capas, constituye la barrera buzamiento
arriba para los hidrocarburos en su proceso migratorio (area del pozo ES-401 y ES-417). En
general, existen tanto trampas del tipo estructural como mixtas, tal es el caso de las arenas B3,
D2L y FO del campo Caricari, las cuales entrampan gas de manera estructural; mientras que el

campo Socororo y Cachicamo poseen en su mayoria trampas estructurales-estratigraficas.

2.5.2 Estratigrafia.

La columna estratigrafica del Area Mayor de Socororo estd constituida por las formaciones
Mesa, Las Piedras, Freites, Oficina, Merecure, Grupo Temblador y Carrizal, siendo las
formaciones Oficina y Merecure las principales unidades productoras de hidrocarburos del area.
Ambas formaciones son rocas recipientes, y las formaciones Querecual y San Antonio las

generadoras de hidrocarburos o rocas madre.
El yacimiento U1U, SOC-03 esta ubicado en la formacion Oficina, sin embargo a continuacion

se realizara una breve descripcion por orden secuencial de las formaciones que seran perforadas

para llegar a dicho yacimiento.
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2.5.2.1 Formacion Mesa-Las Piedras.

La Formacion Mesa consiste de arenas de grano grueso y gravas, con cementos ferruginosos
cementados y muy duros; conglomerado rojo a casi negro, arenas blanco-amarillentas, rojo y
purpura, con estratificacion cruzada; ademas contiene lentes discontinuos de arcilla fina arenosa
y lentes de limolita. En la Mesa de Tonoro se observan capas lenticulares de conglomerado,
arenas, y algunas arcillas. El espesor de la Formacién Mesa es muy variable, pero en términos
generales disminuye de norte a sur, como consecuencia del cambio en la sedimentacion fluvio-

deltaica y aumenta de oeste a este, por el avance de los sedimentos deltdicos.

En la localidad tipo, la Formacion Las Piedras consiste en areniscas micaceas, friables, de grano
fino y colores gris claro a gris verdoso, interlaminada con lutitas gris a verdoso, arcilitas
sideriticas, grises, lutitas ligniticas y lignitos, También se encuentran algunas calizas arenosas

duras y de color verde.

2.5.2.2 Formacion Freites.

La litologia esta compuesta en el area en su mayoria por arcillitas verdes a gris verdosas;
divididas en tres intervalos, basandose en la presencia de areniscas, cerca del tope y de la base
de formacion; en contraste con la parte media y mayor de la unidad, esencialmente lutitica. El
intervalo superior es de £330 pies de espesor, ademas de las lutitas gris verdosas tipicas incluye
areniscas verde amarillentas de grano medio a grueso, glauconiticas, calcareas o sideritas y muy

fosiliferas.

2.5.2.3 Formacion Oficina.

La litologia estd compuesta en términos generales de lutitas y arenas en una secuencia
alternantes de lutitas grises, gris claro y marron, interlaminadas e interestratificada con arenisca
y limolitas de colores claros y grano fino a grueso, con accesorios 0 componentes menores con

capas de lignitos y lutitas ligniticas, arcillitas verdes y gris claro con esférulas de sideritas,
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arenisca sideriticos — glauconiticas, calizas delgadas y por pequenas capas de limolitas grises,

beige, ocre y con meteorizacion roja.

Pese a la lenticularidad de las arenas individuales, los grupos de arena persisten y son
correlacionables con grandes distancias sobre la base de su expresion en los registros eléctricos,
hacia el eje de la cuenca las arenas desaparecen con el progresivo desarrollo de las lutitas, pero
se multiplican alrededor de la periferia de la cuenca, en la secuencia se intercalan lignitos de

amplia extension, especialmente en el area Mayor de Oficina.

En el Area Mayor de Socororo, esta formacion se encuentra constituida estratigraficamente por
una secuencia alternada de lentes de arena, limolitas y lutitas. Las arenas por lo general tienen
espesores variables entre 3 y 18 pies. Estan presentes en la secuencia sedimentaria lignitos
facilmente identificables en los perfiles eléctricos y de densidad, con buena extension lateral la
cual permite utilizarlos como horizontes guias para las correlaciones. El espesor de la
Formaciéon Oficina en el Area Mayor de Socororo varia entre 2300 y 3400 pies como
consecuencia del adelgazamiento de la secuencia en direccion sur-sureste. La Formacion
Oficina es productora de hidrocarburos en toda su extension, gasifera en la parte superior

(arenas A — arenas J2) y de liquidos en la parte inferior (arena J3 — arena U1).

2.5.3 Sedimentologia.

Regionalmente las Formaciones Oficina, se sedimentd en un ambiente progresivo— transgresivo
sobre el flanco sur de la Cuenca Oriental de Venezuela. La sedimentacion en la parte meridional
del area en la Formacion Oficina, sugiere ambiente de llanuras deltdicas, basandose en este tipo
de ambiente en la cuenca, se asume que el Area Mayor de Socororo es de sedimentacion

Fluvial Deltaica.

En toda el area se observan todas las caracteristicas de la sedimentacion de ambientes de

planicie deltaica con desaparicion sistemdtica de cuerpos de arena hacia el noreste. Esta
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desaparicion de arenas se va haciendo mas severa a medida que se asciende en la columna

estratigrafica.

En la figura 3 se muestra la Geologia correspondiente al Area Mayor de Socororo.

EDAD FORMACION LITOLOGIA

Reciente Aluvidén

Depdsitos Aluviales

Arenisca Conglomeradas y

Pleistoceno Mesa Areniscas Ferrugominosas
Plioceno
. Areniscas, Limolitas, Lutitas y
Las Piedras Carbon
Superior
Lutitas Marinas con
Medio Freites intercalaciones de Arenisca
de Grano Fino
M
1

O

C

E

N

O | Inferior Oficina ) _
Areniscas con Intercalaciones
de Lutitas y Carbén

Oligoceno Merecure Areniscas con Intercalaciones

de Lutitas

Pre-Cambrico Basamento Complejo igneo Metamérfico

Figura 3. Geologia del Area Mayor de Socororo.
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3 PERFORACION

3.1 Perforacion direccional.’

Un pozo direccional es aquel que se desvia intencionalmente de la trayectoria del pozo. Cuando
existen obstrucciones en la superficie encima de la arena objetivo o existen anomalias
geologicas del subsuelo que podrian impedir la perforacion de hueco vertical se hace necesario
el uso de la perforacion direccional para conseguir el drenaje del yacimiento. En la construccion
de pozos direccionales existen un conjunto de definiciones bésicas que a continuacién seran

expuestas:

Punto de arranque (KOP, Kick Off Poinf): profundidad en la cual el hoyo deja de ser

vertical.

> Angulo de inclinacién: es el angulo (en grados) medido a partir de una linea vertical
imaginaria.

> Angulo de Azimuth (orientacién del hoyo): es el angulo (grados) medido en vista de planta

en el sentido de las agujas del reloj a partir de la direccion norte.

» Tasa de incremento de angulo (BUR, Build Up Rate): numero de grados de aumento de
inclinacion en una longitud de 100 pies. Mientras que el TR o 7Turn rate, es similar a la

anterior definicion pero con la variacion de Azimuth.

En general los pozos direccionales deben tener un punto de arranque (KOP), una seccion de
construccion, una seccion tangente (para colocar la bomba de levantamiento artificial y una

seccion de decrecimiento (tipo S) o seccidon horizontal, dependiendo del caso.

A

punto de mrangue (kop).

seccion de constimecion.

seccion tangente.

‘75“ cién de decrecimiento.

Figura 4. Descripcion de las partes de una

profundidad vertical (TVD)

perforacién direccional.
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En la siguiente figura 5 se muestran los tres tipos de pozos direccionales.

Tipo J Tipo S Tipo J (mnod)

A

KOF _

Figura 5. Tipos de pozos direccionales.

3.2 Perforacion horizontal.

Un pozo horizontal es aquel que es perforado direccionalmente paralelo a los estratos de un
yacimiento a una profundidad y direccion establecida. También son considerados pozos
horizontales aquellos que tienen un angulo de inclinacion no menor de 86 grados con respecto a
la vertical. La longitud del tramo horizontal depende de la extension del yacimiento y del area

. 4
que se desea producir”.

Los pozos horizontales poseen muchas aplicaciones, siendo la mayoria de las veces superiores a

la de los pozos verticales, entre ellas tenemos:

» Es muy eficaz en la produccion de yacimientos de crudos pesados debido a que la
produccion con pozo horizontal disminuye la caida de presion entre la arena productora y el
pozo, retardando entonces la conificacion de agua y de gas.

» Es ideal para yacimientos de bajos espesores (entre 10 y 15 pies).

» Es usado para operaciones de recuperacion mejorada de petrdleo.

» Reduce el nimero de localizaciones minimizando la cantidad de pozos que se necesitan para
el drenaje 6ptimo del volumen de un yacimiento.

» Esrecomendado en yacimientos fracturados.

» Retarda la conificacion de agua o de gas, debido a que crea caidas de presion mas bajas que

un pozo vertical.

22



Capitulo 11 Marco Tedrico

La Faja Petrolifera del Orinoco es la zona que mas ha necesitado de tecnologia de vanguardia
por el tipo de hidrocarburo que contiene. La perforacion de pozos horizontales se ha
implementado en el area, obteniendo buenos resultados en la produccion de crudos pesados y

extrapesados

3.2.1 Parametros de diseiio considerados para la construccion de un pozo horizontal.’

» Profundidad vertical verdadera (TVD): distancia vertical desde la superficie hasta el
objetivo.

» Desplazamiento horizontal (VS): Distancia horizontal desde la locacion del pozo hasta su
profundidad final.

» Punto de desviacion (KOP): Punto de la trayectoria en el cual el pozo se desvia de la
vertical.

» Radio de curvatura (R): Distancia medida sobre las lineas perpendiculares a cada tangente
de la curva desde el centro o punto de convergencia de todas estas lineas.

» Punto de revestidor (PC): Punto de la trayectoria del pozo en el cual se asienta el revestidor
de produccion. Se ubica justo en el tope de la arena objetivo, o en algunos casos dentro de la
arena, con el mismo angulo de navegacion del pozo horizontal.

» Punto horizontal (PH): Punto de la trayectoria del pozo en el cual se alcanza la seccion
horizontal.

» Profundidad final (TD): longitud total alcanzada por el pozo.

3.2.2 Ventajas y Desventajas de los pozos horizontales.

Entre las ventajas de los pozos horizontales tenemos:

» Mejoran la eficiencia de barrido en proyectos de recuperacion de petroleo.

» Aumentan el indice de productividad de 3 a 5 veces mas, para una misma caida de presion,
que un pozo vertical.’

» Aumentan la inyectividad en caso de inyeccion de fluidos.

» Incrementan el area de drenaje por pozo en un yacimiento.

» Aceleran el recobro debido a las altas tasas de produccion, ademas de que se reducen el

numero de pozos requeridos para desarrollar un yacimiento.
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» Pueden hacerse perforaciones horizontales perpendiculares a las fracturas en yacimientos
naturalmente fracturados para aumentar la productividad.

» Reducen la conificacion de agua y gas en formaciones con problemas de interfase de fluidos
y produccion de arena; esto se debe a que para producir una misma tasa que un pozo vertical
produce una menor caida de presion.

» Los pozos horizontales tienen una ventaja sobre los pozos verticales, y consiste en la forma
del cono (que es realmente una cresta) el cual tiene mayor volumen, y esta gran cresta desplaza

r 7
un mayor volumen de petroleo.

Y entre sus desventajas tenemos:

» Las barreras de permeabilidad vertical limitan la eficiencia de barrido vertical.

» El dano a la formacion, la excesiva ondulacién de la trayectoria del pozo y los bajos
gradientes de presion podrian dificultar la limpieza del mismo.

» En formaciones con produccion de arena las secciones onduladas pueden ser taponadas por
acumulacion de la misma.

» Las opciones de recompletacion son limitadas en los casos en que se deseen controlar los
problemas ocasionados por altos cortes de agua y/o altas relaciones gas petroleo (RGP).

» Se requiere mayor tiempo de perforacion que en un pozo vertical, y debido a la mayor
complejidad de las operaciones mayor costo.

» Las barreras horizontales lutiticas o estratos de menor permeabilidad limitan el drenaje mas

alla de las barreras.

3.2.3 Uso de un hoyo piloto en la perforacion de pozos horizontales.

Historicamente, estos equipos de trabajo han utilizado un hoyo piloto perforado a través del
yacimiento para identificar los topes geoldgicos, de forma tal que la curva se pueda disefiar y
construir con un alto grado de precision. La informacion obtenida durante la perforacion y los
perfiles realizados en el hoyo piloto permiten corroborar la informacion geoldgica manejada

anteriormente y realizar la perforacion del pozo horizontal con mayor precision.
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Cuando se propone perforar un pozo horizontal siempre habrd tres opciones; realizar la
perforacion del pozo horizontal sin el hoyo piloto, perforar el hoyo piloto mediante un pozo
vertical y luego construir la seccion horizontal o se hace un hoyo piloto a 45° y luego se
construye la seccion horizontal. La decision sera tomada por el equipo de trabajo en funcion de
la precision requerida para la perforacion y del costo operativo y dependera del nivel en que este
caracterizado el yacimiento. En la figura 6 se muestran las tres opciones que se tienen presentes

en el momento de tomar la decision de perforar horizontal.

@

Construir la curva y
el tramo horizontal
sin recurrir a un pozo
piloto.

ZONA DE INTERES.

[ e )
Construir un pozo vertical, perfilar, Construir un pozo piloto a 45, perfilar,
asentar tapon de ahandono y asentar tapon de abandono ¥ construir @
construir el tramo horizontal. el tramo horizontal.

Figura 6. Tres opciones para perforar un pozo horizontal.
A partir de la experiencia adquirida en esta area y utilizando mediciones cercanas a la mecha, el
gedlogo puede considerar que el tope del yacimiento se podria seleccionar con un grado de
precision “razonable” y al mismo tiempo reducir potencialmente el costo del pozo eliminando el

hoyo piloto.

3.2.4 Clasificacion de los pozos horizontales:®
La clasificacion de los pozos horizontales varia de acuerdo a su radio de curvatura, longitud del
tramo horizontal y la tasa de incremento del angulo. A continuacion se muestran los tipos de

pozos horizontales:
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3.2.4.1 Radio Ultra corto.
Poseen un radio de giro de 1-3 pies y uno de curvatura de 28 — 95 pies. Un angulo de
desviacion de 45° - 60° y una longitud de 100 a 200 pies. La longitud de la zona desviada varia

entre 6 y 10 pies, dependiendo del sistema utilizado (ver figura 7.a).

3.2.4.2 Radio Corto.
Tienen un radio de giro entre 20 y 40 pies, un angulo de desviacion de 2° a 5° por cada 100

pies, y presentan una longitud de la seccion horizontal entre 300 y 800 pies. (Ver figura 7.b).

3.2.4.3 Radio medio.
Tienen un radio de giro entre 300 y 800 pies, radio de curvatura entre 191 a 716 pies, un angulo
de desviacion de 8° a 35° por cada 100 pies, y longitud de la seccion horizontal hasta 4000 pies

(ver figura 7.c).

3.2.4.4 Radio largo.

Tienen radio de giro entre 1000 y 3000 pies, angulo de desviacion de 2° a 6° por cada 100 pies,
y presentan una longitud de la seccion horizontal entre 1000 y 6000 pies. El punto de arranque
o KOP, debe encontrarse lo mas cercano a la superficie, para que el objetivo sea alcanzado a la

profundidad correcta (ver figura 7.d).
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Figura 7. Clasificacién de los Pozos Horizontales de acuerdo a su Radio de Curvatura®:
a) Radio Ultra Corto. b) Radio Corto. c¢) Radio Medio. d) Radio Largo.
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, oz . 4
3.2.5 Métodos de construccion de pozos horizontales:
En la actualidad existen cuatro métodos para el disefio de pozos horizontales, estos métodos
difieren entre si de acuerdo a la construccion éangulo maximo escogido para llegar a la arena

objetivo. A continuacion se describiran las cuatro formas de construir un pozo horizontal:

3.2.5.1 Método de la curva sencilla.
La curva de construccion estd compuesta de un intervalo de construccion continua, comenzando
desde el punto de arranque y finalizando con el angulo maximo al objetivo. Este tipo de curva

se perfora generalmente con un motor de construccion de angulo sencillo (ver figura 8.a).

3.3.5.2 Método de curva de construccion de tangente simple.

La curva de construccion esta compuesta por dos intervalos de incremento de angulo, separados
por un intervalo tangencial. Generalmente para los intervalos de construccion de angulo se
utiliza el mismo angulo del motor de fondo el cual producira la misma tasa de curvatura (ver

figura 8.b).

3.2.5.3 Método de curva de construccion de tangente compleja.

La curva tangente compleja utiliza dos intervalos de construccion separados por un intervalo
tangente ajustable. Este método difiere del tangente simple, debido a que utiliza una orientacion
de la cara de la herramienta en la segunda curva que produce una combinacioén de construccion
y movimiento en ese intervalo. Dicha curva permite al supervisor en sitio, ajustar la tasa de
construccion vertical cambiando el dngulo de la cara de la herramienta para asegurarse llegar al

objetivo (ver figura 8.c).

3.2.5.4 Método de curva de construccion ideal.
Este método utiliza dos intervalos de construccion, difiriéndose cada intervalo en la tasa de
incremento de angulo. Su diferencia con los dos métodos anteriores estd en la no existencia de

una seccion tangencial (ver figura 8.d).
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Figura 8. Métodos de construccion de pozos horizontales®:
a) Método de la curva sencilla. b) Método de curva de construccion de tangente simple.

¢) Método de curva de construccion de tangente compleja. d) Método de curva de construccion ideal.

3.2.6 Radio de curvatura de un pozo horizontal.
Se puede definir, como la distancia medida sobre las lineas perpendiculares a cada tangente de
la curva desde el centro o punto de convergencia de todas estas lineas. El radio de curvatura

. . . . 7
para un pozo horizontal se puede calcular por medio de las siguientes ecuaciones’:

Ax=rx(1-cos(I)) Ecuacion N°l1.

Ay=rxsen(I) Ecuacion N°2. /_\

ApL=rxI g Ecuacion N°3.

Ap=(m/180)xrx 1 e Ecuacién N4, :
r=18000/(x x BUR) Ecuacién N°5. ‘ I
Donde: Ay AL

A x : Desplazamiento horizontal (pies).

A v . Desplazamiento vertical (pies).

- |1
A 1. Longitud medida — MD (pies). Ax
I : Angulo de construccion (grados).
r : Radio de curvatura (pies). Figura 9. Radio de Curvatura.’

BUR : Tasa de construccion (grados / 100 pies).
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3.2.7 Criterios a considerar para la construccion de un pozo horizontal:’

3.2.7.1 Grado de agotamiento del yacimiento.

La productividad lograda con un pozo horizontal es de 3 a 5 veces mas alta que la de un pozo
vertical. Si el yacimiento se encuentra altamente drenado la perforacion de un pozo vertical no
aumentaria la produccion lo suficiente como para justificar econdmicamente el pozo. Sin
embargo, un yacimiento agotado podria tener suficientes reservas como para justificar el

aumento del costo de la perforacion horizontal en funcion de una mayor produccion.

3.2.7.2 Espesor de la arena.

Un pozo horizontal en un yacimiento de espesor delgado se comporta como un pozo vertical
que intercepta una fractura de conductividad infinita con una longitud igual a la del pozo
horizontal. El espesor de la arena objetivo debe conocerse para escoger el nivel 6ptimo de la
navegacion dentro de esta. Este espesor aparente se puede determinar con secciones de registros
y diagramas paneles de pozos vecinos, asi como mapas isopacos estructurales soportados con

los mismos pozos perforados y sismica 2D y/o 3D.

3.2.7.3 Permeabilidad vertical.

Para que un pozo horizontal presente una buena productividad debe drenar un yacimiento con
buena comunicacion vertical. Una baja permeabilidad vertical reduce la productividad del pozo,
es por eso que este tipo de pozos no es bueno en formaciones que presenten abundantes barreras

lutiticas.

3.2.7.4 Geologia del area.

Es importante disponer de la mejor descripcion geoldgica del area para obtener un pozo
horizontal exitoso. Se deben tomar en cuenta parametros como buzamiento, presencia de fallas,
cambios de facies, cambios de porosidad y contacto agua — petrdleo o gas — petroleo. El
buzamiento estructural es un parametro importante que debe considerarse en la planificacion de
la trayectoria de un pozo horizontal, ya que este permitira definir el angulo 6ptimo con el que se
penetrara la arena objetivo. Igualmente la trayectoria del pozo debe ajustarse a la inclinacion del

Cucrpo arenoso.
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3.2.7.5 Espaciado de los pozos.

En yacimientos altamente drenados la perforacion de pozos muy cercanos puede producir una
rapida interferencia entre estos, mientras que en el caso de yacimientos de empuje por agua y
gas, la distancia de los pozos dependera de la distancia minima requerida para evitar

conificacion de agua o gas entre dos pozos adyacentes.

3.2.8 Influencia de la ubicacion vertical del pozo en el yacimiento.

El hecho de que por lo general los pozos horizontales sean perforados y completados en
yacimientos de relativamente de poco espesor, trae como consecuencia que estos actiien como si
fueran fracturas completamente penetrantes en el plano vertical a lo largo de toda la longitud del
pozo, por lo cual, la productividad del mismo no se ve afectada de una manera significativa por
la ubicacion del pozo con respecto a la vertical dentro del yacimiento. Pero esto se cumple,
siempre y cuando la longitud de este pozo sea considerablemente mayor que el espesor del

yacimiento y posea una permeabilidad vertical promedio alta.

Sin embargo, para yacimientos propensos a presentar problemas con la conificacion de agua o
de gas, la ubicacion del pozo es de una importancia trascendental, pues si bien la influencia de
esta va a ser minima en lo que a la productividad se refiere, también es cierto que va a
determinar el tiempo de irrupcion, influyendo sustancialmente en parametros como el corte de
agua y la relacion gas petroleo. Es conocido que para el caso especifico de yacimientos con un
acuifero asociado, los pozos horizontales resultan ser mas utiles al momento de controlar la

conificacion, que en el caso de yacimientos con casquete de gas.

3.2.9 Regimenes de flujo para pozos horizontales."

El estudio del comportamiento del régimen de flujo para los pozos horizontales es mas
complejo que para los pozos convencionales debido a la geometria y a la existencia de al
menos cuatro tipos de regimenes de flujo, a continuacion mostraran los cuatro tipos de

regimenes de flujos:
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3.2.9.1 Régimen radial temprano.

Inicialmente, la produccion de fluidos originaria un flujo radial cuando Kx = Kz o un flujo
eliptico cuando Kx # Kz en el plano perpendicular al pozo. En este periodo, el pozo horizontal
actia como un pozo vertical en un plano horizontal, el cual termina cuando el efecto de
disturbio de presion ocasionado por la produccion del pozo, alcanza el tope o la base del

yacimiento (ver figura 10.a).

3.2.9.2 Régimen lineal temprano.

A cierta distancia de este, las lineas de corriente se hacen paralelas a las fronteras de no flujo y
perpendiculares al pozo. Si el pozo horizontal es lo suficientemente largo en comparacion con el
espesor del yacimiento, puede desarrollarse un periodo de flujo lineal una vez que el disturbio

de presion alcance los limites superiores e inferiores del yacimiento (ver figura 10.b).

3.2.9.3 Régimen radial tardio.

Es un comportamiento similar al de un pozo vertical. El area de drenaje se hace mas grande que
las dimensiones del pozo y las lineas de corriente convergen en forma radial en un plano
horizontal hacia el mismo. Si la longitud del pozo es lo suficientemente corta en comparacion al
tamafio del yacimiento, puede desarrollarse un periodo de flujo pseudo-radial. Este periodo

culmina cuando el disturbio de presion alcanza los bordes externos del yacimiento (ver figura

10.c).

3.2.9.4 Régimen lineal tardio.

Este régimen se alcanza en los casos en los cuales el area de drenaje se encuentra limitada
lateralmente. Cuando la onda de presion alcanza los bordes del yacimiento, las lineas de
corriente se dirigen perpendicularmente hacia el pozo. Ocurre cuando tanto los limites verticales
como los laterales han sido contactados por el disturbio de presion y se establece un régimen

lineal de flujo (ver figura 10.d).
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Figura 10. Regimenes de flujo en pozos horizontales.*

3.2.10 Area de drenaje de pozos horizontales.

Para tener un estimado del area de drenaje de un pozo horizontal se puede utilizar, si existe,
informacion correspondiente al area de drenaje de un pozo vertical, ya que, un pozo horizontal
puede ser visto como una serie de pozos verticales perforados uno al lado del otro, de tal forma

que sus areas de drenaje se superpongan formando una especie de elipse en el plano horizontal.

También es posible calcular de manera aproximada el area en cuestion de un pozo horizontal
como la suma de un rectingulo cuya longitud es igual a la del pozo y cuya altura seria el
diametro del area circular de drenaje de un pozo vertical bajo las mismas condiciones, mas el
area de drenaje del mismo pozo (ver figura 11). Por ejemplo, para un pozo vertical que drene un
area de 40 acres, el radio de la circunferencia correspondiente es de 745 pies, por lo que si se
trabaja con un pozo horizontal de 2.000 pies de longitud el area del rectangulo seria de
2.980.000 ft?, y el area de la circunferencia es 1.742.400 ft?, lo que representaria un area total de

4.722.400 ft2 0 aproximadamente 108 acres.”
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w 1= T45ft

Arvea = 108 acres

Figura 11. Area de drenaje de un pozo horizontal."

Joshi; propuso dos métodos para obtener el 4rea drenada por el pozo horizontal:’
» En el primer método supone que el area de drenaje viene dado por un rectangulo y dos
semiesferas (Figura 11)

» En el segundo supone que el area de drenaje viene dada por una elipse (Figura 12).

Ad2=m (bxa) Adl=(rer?) + (bxh)

- TN
e 7

Adl=(Ad1+Ad2)/2

Figura 12. Area de drenaje de un pozo horizontal."?
Entonces obtenemos:

Adl = (ﬂXI‘eV2 )+ (Lx2r,, ) Ecuacién N°6.

ev

Ad2 = ﬂ(%-k revjxr

Ecuaciéon N°7.
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Dando como resultado la ecuacion (8) empleada para calcular el parametro antes mencionado.

r,x(L/2)

h

2 L
ax| 1+ 1—("} X o
2xa 2Xr,,

3.2.11 Efecto de la orientacion en la productividad de pozos horizontales.

Ecuacion N°8.

w =

Frecuentemente, las formaciones presentan propiedades anisotropicas en el plano horizontal,
por lo que la perforacion de un pozo horizontal en la direccion apropiada puede ser
determinante para la productividad del mismo. Se necesitan tres permeabilidades para describir
el flujo de fluidos en este tipo de pozos: dos horizontales y una vertical. Una manera comun de

describir las variaciones anisotropicas es a través del Indice de Anisotropia'’ definido como:

lani ~ vKh/Kv Ecuacion N°9.

Donde la permeabilidad horizontal, se cuantifica:

Khx~ ./ KXXKy Ecuacion N°10.

Cada yacimiento estd sujeto a un campo de esfuerzos, que pueden ser descritos por tres

esfuerzos principales: a) vertical (Gy), b) horizontal minimo (Onmin), ¢) horizontal maximo

(Onmax)- Las direcciones de los esfuerzos maximos y minimos en el plano horizontal de la
formacion, por lo general coinciden con las direcciones de maxima y minima permeabilidad,
por lo que, deben ser determinados antes de la perforacion del pozo. En yacimientos nuevos
esto puede ser realizado mediante la perforacion de hoyos pilotos con herramientas que puedan

registrar dicha informacion.

En yacimientos ya explotados, las pruebas de interferencia son de gran valor para determinar
permeabilidades direccionales y por ende los esfuerzos. La productividad del pozo horizontal

incrementaria si éste es perforado perpendicular a la direccion de maxima permeabilidad. Existe
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un estudio presentado por M.J. Economides (1994) que confirma la importancia de la

. ., . . . 13
orientacion apropiada de los pozos horizontales con respecto a los esfuerzos horizontales.

3.2.12 Caidas de presion a través de pozos horizontales.

Si la caida de presion a lo largo de la seccion horizontal es comparable con el diferencial de
presion entre el yacimiento y el pozo, entonces la caida de presion entre estos cambia a lo largo
de la seccion horizontal, y por lo tanto, la producciéon a través de la seccion horizontal
cambiara'?. Una alta caida de presion a lo largo de la longitud horizontal del pozo es posible en

el caso de fluidos de alta viscosidad, como lo son los crudos pesados y extrapesados.

También ocurre en crudos livianos que se produzcan con tasas que varian entre 10000 y 30000
BNPD."? Estas tasas son posibles, en yacimientos de alta permeabilidad, donde esta se
encuentra en el orden de 1000 milidarcys o mas. En estos yacimientos, la caida de presion entre
la formacioén y el pozo puede ser muy pequefia comparable con la caida de presion a través de la
seccion horizontal. En estos casos, después de una cierta longitud, la perforacion de una seccion

horizontal mayor no genera aporte adicional a la produccion.

3.2.13 Consideraciones para minimizar altas caidas de presion dentro del hoyolz.

Las altas caidas de presion son debidas al flujo turbulento en esta zona, por lo que se desea tener
en lo posible flujo laminar a través del pozo. Una manera es considerar perforar un hoyo de gran
tamafio. Con esto se logra una disminucion de la caida de presion, debido a que esta es

inversamente proporcional a la quinta potencia del didmetro.

La caida de presion dentro del pozo puede ser minimizada controlando la tasa de produccion.
Esto puede ser logrado manipulando el area abierta para la entrada de fluido en el pozo. En
yacimientos de altas permeabilidades, donde la caida de presion a través de la seccion
horizontal es comparable con el diferencial de presion entre el yacimiento y el pozo, se puede
utilizar un empaque con grava como estrangulador de flujo para mantener en niveles minimos

las caidas de presion a través de la seccion horizontal.
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La caida de presion a lo largo de la seccion horizontal depende en gran medida del perfil que
presente la entrada de fluidos Se tiene varios tipos de perfiles de entrada de fluidos. Estan los
perfiles de entrada uniformes, que suponen la misma cantidad de fluido entrando por unidad de
longitud, estos perfiles dependen de las condiciones de borde del pozo. Adicionalmente, son
posibles otros perfiles, dependiendo de la heterogeneidad del yacimiento a lo largo de la seccion

horizontal y de las caidas de presion debidas a la friccion en la tuberia dentro del hoyo.

3.2.14 Efecto superficial en pozos horizontales.

Se define como dafio de formacion al cambio de permeabilidad (K) y porosidad (@) en las zonas
aledanas al pozo. Para un valor de dafio (S) y tasa de petréleo (Qo) dado se puede demostrar que
la caida de presion, debido al dafio, es mayor en pozos verticales que en los pozos horizontales.
Las ecuaciones 11 y 12, definidas por Van Everdingen y Hurst, representan la caida de presion
por dafio (AP skin) generado para un pozo vertical y un pozo horizontal respectivamente, si
asumimos que se tienen los mismos parametros de roca y fluido (porosidad, permeabilidad y
factor volumétrico de formacion), se puede observar que los dos parametros que difieren son el
espesor de arena (h) y la longitud horizontal (L); los pozos horizontales se caracterizan por
poseer un area de contacto con la arena mayor que la de los pozos verticales, esto nos permite
deducir que la relacion L/h siempre sera mayor que uno (L/h > 1), si se divide término a término
las ecuaciones 11 y 12, despejando la caida de presion por dafio (APskin) para el pozo vertical,
se verifica que la caida de presion generada por el efecto de dafio siempre serd mayor que la
calculada para un pozo horizontal, lo que nos permite deducir que el efecto del dafio es mayor
para los pozos verticales. La caida de presion debida al dafio (S) para un pozo vertical viene

dada por:"*

_ Sx(141.2xQ, X, Xf, )

AD.,. =~
psklnv KXh

Ecuacion N°11.

. 14
Y para pozos horizontales:

Sx(141.2xQ, xu,Xf3,)
AP ginn = KxL

Ecuacion N°12.
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Donde:

AP skinv : Caida de presion por dafio para un pozo vertical (Ipc).
S : Dafio.

Qo : Tasa de petroleo (BFPD).

L : Longitud efectiva horizontal (pies).

K : Permeabilidad (mD).

Bo : Factor volumétrico del petrdleo (BY/BN).

po : Viscosidad del petroleo (cp).

h : Espesor del yacimiento (pies).
Dividiendo estas ecuaciones, despejando APskinv se tiene que:

_ LXAPginmn

Apskinv ~ h

Ecuacion N°13.

L
y como F>1

Esto implica que:
ADgiiny > APgiinn

En yacimientos con alta permeabilidad, el factor de dafio, cuando se emplean pozos
horizontales, suele ser poco influyente en la productividad del pozo, este fendmeno ha
explicado los éxitos obtenidos en la perforacion de pozos horizontales en yacimientos con alta
permeabilidad. Por el contrario, en yacimientos de baja permeabilidad la influencia del factor de
dano en la productividad del pozo puede ser severa, esto se debe a que el tiempo tomado para la
perforacion de un pozo horizontal suele ser mayor que la de un pozo vertical, lo cual permite al
fluido de perforacion estar mas tiempo en contacto con la arena productora y por consiguiente
obtener un mayor tiempo para drenarse e incrementar la “zona invadida” la cual toma una forma
conica.'
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Se sabe que el dafio afecta s6lo a una zona en las inmediaciones del pozo. El dafio de la
formacion se determina mediante ensayos, pero de no tener los datos precisos puede ser
estimado mediante la relacion de permeabilidades y radios de Skin y permeabilidades y del pozo

como se muestra en la siguiente ecuacion.

r..
S= ( KK - I)XLI’{&} Ecuacion N°14.
skin r-w

Donde:

S : Dafio a la formacion (adim).

K : Permeabilidad de la formacion (md).

Kkin : Permeabilidad de la zona dafiada (md).

ry : Radio del hoyo productor, medido desde el centro del pozo (pulg).

I'wskin: Radio de la zona de daino, medida desde el centro del pozo hasta el limite externo de la

zona dafiada (pulg).

Como se trata de relaciones, la ecuacion es independiente de las unidades que se utilicen,
siempre que sean las mismas. Esta ecuacion es utilizada por el programa comercial de
computadora (PipeSim) para estimar el dafio de una formacion, los datos de Kgin ¥ Twskin SON

proporcionados por el usuario.

3.3 Completacién de pozos horizontales."!

La completacion de un pozo horizontal tiene como finalidad dotar al pozo del equipo necesario
para producirlo de una manera apropiada y rentable. Para seleccionar un esquema apropiado de
completacion se consideran diferentes parametros como la ubicacion del pozo, la presion,
temperatura y profundidad del yacimiento, la configuracion y mecanismo de produccion, el tipo
de formacion, las caracteristicas fluido-roca, los métodos y las tasas de produccion, el dafio a la

formacion, problemas de conificacion o de arenamiento. Ademas de todo esto se debe tomar en
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cuenta futuros trabajos de estimulacion o recuperacion secundaria. Los tipos de completacion

usados en pozos horizontales son:

3.3.1 Completacion a hoyo abierto.

La implementacion de este tipo de completacion dependerd fundamentalmente de las
caracteristicas de la formacidon, ya que se emplea principalmente en formaciones de rocas
consolidadas donde se hayan realizado estudios confiables de geomecanica. Este tipo de
completacion es muy econdomica pero es realmente complicado estimular y controlar tanto la
inyeccion como la produccion a lo largo del pozo horizontal en este tipo de completaciones.
Entre las ventajas para este tipo de completacion tenemos:

» Todo el diametro del hoyo esta disponible para el flujo.

» Generalmente no se requiere cafioneo. Algunas veces se utiliza el caioneo en hoyo desnudo
debido al dafio severo de la formacion.

» Sila zona no se va a cafonear, la interpretacion del perfil del hoyo no es critica.

» El hoyo se puede profundizar facilmente o cambiar a una completacion con liner y empacar

con grava.

Entre las desventajas tenemos:

» No hay forma de regular el flujo hacia el hueco.

» No se puede controlar efectivamente la produccion de gas o agua.
» Es dificil tratar los intervalos productores en forma selectiva.

» Puede requerirse de limpieza periodica del hueco.

Figura 13. Completacién a hoyo abierto."
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3.3.2 Completacion con Liner Ranurado no cementado.

El revestidor de produccion es asentado y cementado y el liner ranurado se instala al revestidor
mediante un colgador. La principal funcion de la utilizacion del liner ranurado es evitar que el
hoyo colapse, ademas, permite el controlar la produccion de arena de la formaciéon y la
introduccion de varias herramientas, como por ejemplo tuberia flexible Coiled Tubing.
Generalmente se emplean en yacimientos con arenas poco consolidas. En este tipo de
completacion tres tipos de liner pueden ser utilizados: liner perforados, liner ranurados y liner

preempacados.

Entre las ventajas de este tipo de completacion se tiene:
» Eliminacion del costo del cafioneo.
» La interpretacion de los registros no es critica.

» Posibilidad de usar técnicas especiales de control de arena.

Y sus principales desventajas son:

» Dificultad para controlar la produccion de gas y agua.

» Imposibilidad de una estimulacion selectiva.

Figura 14. Completacién con /iner ranurado No cementado."'

3.3.3 Completacion con Liner cementado y cafioneado.
El revestidor se asienta a través de la formacion productora y se cementa. Posteriormente, se

cafionea para establecer comunicacion entre el hoyo y la formacion. Este tipo de completacion
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se emplea fundamentalmente en pozos de radio medio y largo, ya que en pozos con radio corto

y ultracorto la cementacion suele ser econdmicamente poco rentable.''

Las ventajas de este tipo de completacion son las siguientes:

» Existen facilidades para completacion selectiva y reparaciones en los intervalos productores.
» Mediante el cafioneo selectivo se puede controlar con efectividad la produccion de gas y
agua.

» Es posible hacer completaciones multiples.

» Se puede profundizar el hueco, aunque con un didmetro menor. Se pueden hacer

adaptaciones para control de arena utilizando camisas ranuradas y empaques con grava.

Entre las desventajas se tiene:

» Se requiere analisis preciso de los registros y muy buen control de la profundidad del hoyo.
» El cafoneo de zonas de gran espesor es costoso.

» Se presenta la reduccion del diametro efectivo del hueco y de la productividad del pozo.

» Se necesita de un buen trabajo de cementacion a través de los intervalos productores.

Figura 15. Completacién con /iner cementado y cafioneado."
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4 PRODUCCION

4.1 indice de productividad.

Para poder disefar correctamente las instalaciones de produccion, el diseiador debe tener una
idea aproximada de la capacidad de produccion del pozo. Esta capacidad de produccion se
conoce con el nombre de desempefnio del pozo y por razones y simplicidad se divide en dos
partes: desempefio del flujo de entrada (afluencia) que describe el comportamiento del
yacimiento y las fuerzas que traen a los fluidos hacia el hoyo, y desempefio de flujo de salida
(afluencia) describe el flujo de los fluidos dentro del hoyo en su trayecto de salida hacia la
superficie y a las instalaciones de produccion se simboliza con la letra J y tiene la siguiente
representacion matematica:

j_. Qo
(Pr— Pwf )

Ecuacion N° 15.

Donde:
J : Indice de productividad (BN/D/Ipc).

Qo : tasa de liquido (BN/D).

Pr : presion del yacimiento (Ipc).

Pwf : presion de fondo fluyente (Ipc).

Para predecir el comportamiento de presiones en el yacimiento se puede utilizar la ecuacion de
Darcy, sin embargo existe una forma de medir la capacidad del pozo para producir fluidos
en funcion de la diferencia entre la presion estatica (Pws) y la presion de fondo fluyente (Pwf),
usando el concepto de indice de productividad. Este ultimo establece una proporcionalidad

entre la tasa de produccion y el diferencial de presion disponible para flujo.

4.1.1 Curva de aporte del yacimiento (IPR lineal).

También conocida como Inflow Performance Ratio es una proporcionalidad que puede

considerarse constante en pozos con presiones de fondo fluyente mayores que la presion de
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burbujeo, y durante determinados lapsos. En este caso, podriamos construir una curva
graficando los valores de presion de fondo fluyente en funcién de la produccion de fluidos y

obtendriamos una linea recta. (Figura 16).

Presioén de Y acimiento

Pwfl

Pwi (Ipc)

Qmax

Qol
Tasa de petréleo Qo (BFPD)

Figura 16. Curva de aporte del yacimiento (IPR Lineal).

4.1.2 Curva de aporte del yacimiento (IPR) segin Vogel.
Vogel ofrecio la solucion para la construccion de las curvas IPR (figura 17), para pozos de
yacimientos con empuje por gas disuelto y presiones de fondo fluyente menores que la de

burbujeo, desarrollando la siguiente ecuacion:

2 Ecuacion N°16.
Qo =1—o.2( P j—o.sﬂ Puf j
Qmax Pr Pr
Donde:

Qo : tasa de petroleo (BN/D).
Qmax : tasa de liquido maxima (BN/D).
Pwf : presion de fondo fluyente (Ipc).

Pr : presion de yacimiento (Ipc).
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Figura 17. Curva de aporte del yacimiento (IPR) segiin Vogel.

4.1.3 Combinacion de los métodos anteriores.

Con la combinacion de ambos se puede generar la IPR cuando la presion de fondo fluyente esta

por debajo de la presion de saturacion. La IPR puede construirse si se conoce el indice de

productividad existente en el punto de burbujeo.

Qb = J(Pr— Pb)
JXPDb
Qmax =Qb+ 13
Pwf Pwf )’
Qmax = Qb(Qmax — Qb){l - 0.2(ij - 0.8(ij }

Ecuacion N°17.

Ecuaciéon N°18.

Ecuacion N°19.

Para una presion por debajo del punto de saturacion se determina asi:

Q
2
PrPb+|1-02 ") o5 PV
Pb Pb

Donde:
Qb : tasa de liquido en el punto de burbujeo, (BN/D).
J : indice de productividad, (BN/D/Ipc).

J=

Pr : presion de yacimiento, (Ipc).

Pb : presion de burbujeo, (Ipc).

Ecuacion N°20.
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Qmax : tasa maxima de liquido, (BN/D).
Pwf : presion de fondo fluyente, (Ipc).
Q : tasa de liquido, (BN/D)

En la Figural8. se muestra la grafica de una combinacion de los métodos de IPR lineal y de

Vogel.

Presion (Lpc)

S

Pr J Constante

Pb
Comportamiento de

Pwf Qb >/

Tasa (BN/D)

Figura 18. Combinacion de la IPR Lineal y de Vogel.

4.2 Calculo de indices de productividad.

Es aceptado que el area de drenaje de un pozo horizontal es aproximadamente igual a una
elipse, cuyos focos se situan en los extremos de la seccion horizontal y cuyos ejes mayor y
menor estan dados por el espaciamiento lateral del pozo y la mitad de la longitud horizontal mas

_ . 15
el espaciamiento lateral respectivamente.
Joshi introdujo una ecuacion basada en la formula de Indice de Productividad en términos de

Darcy que toma en cuenta la geometria del pozo horizontal, afiadiendo la longitud y el

espaciamiento:
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[0.0078xKox((H / 0)x0)]

IP ~ Ecuacién N°21.
a++a’—(1/2)
Ln ( ) + H XLn((H /2)xrw
L/2
a~(L/2)X(0.5+,/0.25+L+(reh/L)*0.5 Ecuacién N°22.
Donde:

IP : Indice de productividad (BN/D/Ipc)

a : Semieje mayor de la elipse del area de drenaje de un pozo horizontal (pies).
L : Longitud efectiva horizontal (pies).

reh : Radio de drenaje de un pozo horizontal (pies).

Ko : Permeabilidad relativa al petréleo (mD).

Bo : Factor volumétrico del petroleo (BY/BN).

po : Viscosidad del petrdleo (cp).

rw : Radio interno de la tuberia de produccion.

> Ecuacion de Borisov.

En este modelo se calcula la tasa de petroleo para un estado de flujo estable asumiendo un area

de drenaje eliptica."

(2x72xK , xApxh )/(g2,%f3,)

= Ecuacion N°23.

=
Ln 4xre—h +E xLn h
L L 2X7XT,,

Donde:

L : Longitud efectiva horizontal (pies).

reh : Radio de drenaje de un pozo horizontal (pies).
Ko : Permeabilidad relativa al petréleo (mD).

Bo : Factor volumétrico del petroleo (BY/BN).

po : Viscosidad del petrdleo (cp).

rw : Radio interno de la tuberia de produccion (pies).
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» Ecuacion de Renard y Dupuy.
En este modelo se consideran las siguientes suposiciones: flujo estable, presencia de daio,
fluido monofasico e incompresible, area de drenaje en forma rectangular, longitud del pozo

mayor que la distancia a él los limites laterales."

Qh= 27KKXhXAp X ! Ecuacién N°24.
HoXp, S h
Coh™ (x)+(h/L)xLn| ——
2,
Donde:
2xa
X = T Ecuacion N°25.

a : 1/4 del eje mayor de la elipse de drenaje.

IP : indice de productividad (BN/D/Ipc).

L : Longitud efectiva horizontal (pies).

reh : Radio de drenaje de un pozo horizontal (pies).
Ko : Permeabilidad relativa al petréleo (mD).

Po : Factor volumétrico del petroleo (BY/BN).

po : Viscosidad del petrdleo (cp).

rw : Radio interno de la tuberia de produccion (pies).

» Ecuacion de Giger, Reiss y Jourdan.
En esta ecuacion se toma en consideracion las siguientes suposiciones: medio homogéneo, area
de drenaje conformada por un rectdngulo y dos semicirculos en los extremos de la seccion

horizontal del pozo, flujo estable y fluido incompresible."

’Jn Ln(rev / rW) .
— = Ecuacion N°26.
W 1+41-[L/2r,
Ln +(h/L)xLn[h/2zr, |
L/2r,
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Donde:

L : Longitud efectiva horizontal (pies).

reh : Radio de drenaje de un pozo horizontal (pies).
rw : Radio interno de la tuberia de produccion (pies).

rev : Radio de drenaje de un pozo vertical (pies).

» Ecuacion de Elgaghah, Osisanya y Tiab.

Partiendo de lo engorroso y complicado que pueden ser las ecuaciones de productividad
desarrolladas para pozos horizontales, recientemente un grupo de profesionales conformado
por: Shedid A Elgaghah, Samuel O Osisanya y Djebbar Tiab, de la Universidad de Oklahoma
desarrollaron una simple ecuacion de productividad basada en el concepto de area de drenaje
que incorpora la mecanica de los fluidos en el medio poroso. A fin de realizar una
representacion mas real del area de drenaje de un pozo horizontal este modelo asume que el
flujo no es el mismo al comienzo de la seccion horizontal que al final de esta. Por lo tanto el

, . o 16
area de drenaje es dividida en tres partes

a) Un rectangulo a lo largo de la longitud de la seccion (L) de ancho 2r con la seccion horizontal
en el centro.
b) Un semicirculo de radio r en la punta de la seccion

¢) Un pequefio rectangulo de longitud r*L/C y ancho 2r en la inclinacion del brazo.

También asume que el flujo es estable, flujo monofasico, yacimiento isotrépico y un fluido ideal
con la viscosidad y la compresibilidad constantes. Partiendo de la ecuaciéon de Darcy y
desarrollando para cada parte del area de area de drenaje y concatenando las ecuaciones

. . 4
obtenidas se tiene:

(0.007078xhxK , xAp) /12, x53, )

= Ecuacion N°27.

Ln(h/zrw)_}_[o 25+Cj L_g
L/h 7 LAr, h
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El valor de la constante C es simulada y tiene una buena aproximacion a las ecuaciones de Joshi
y Borisov. Al asumir la constante C se obtiene una buena aproximacion para pozos horizontales
mediante una ecuacion lineal donde: C = 470-0,20L, en pozo con una longitud mayor a los 1000

pies, mientras que para pozos menores de los 1000 pies el valor que mas se aproxima es 270.

Donde:

L : Longitud efectiva horizontal (pies).

Kh : Permeabilidad horizontal (mD).

Bo : Factor volumétrico del petroleo (BY/BN).
po : Viscosidad del petrdleo (cp).

rw : Radio interno de la tuberia de produccion.

h : Espesor del yacimiento (pies).

4.3 Influencia del espesor del yacimiento en la productividad del pozo.14

El espesor juega una gran importancia al momento de decidir entre la perforacion de un pozo
horizontal o uno vertical, ya que, en lo que respecta a la razéon de productividades, esta sera
proporcionalmente menor en la medida en que el yacimiento posea un mayor espesor debido a
que la ganancia en lo que al area de contacto se refiere sera menor para el pozo horizontal si se
completa en un yacimiento de gran espesor. Un ejemplo que plantea Joshi consiste en que si se
tiene un pozo horizontal de 1000 pies de longitud, en dos posibles objetivos idénticos con
excepcion de su espesor (uno con 50 pies de espesor y el otro con 500 pies), en el primer caso el
pozo horizontal tendrda un aumento en el 4rea de contacto con el yacimiento de
aproximadamente veinte veces la de un pozo vertical, mientras que en el segundo caso el mismo
pozo horizontal solo podrda duplicarla. La influencia de este factor sobre la razon de
productividades entre un pozo horizontal y su contraparte vertical puede observarse claramente
en la ecuacion de Ginger, Reiss & Jourdan en condiciones de estado estable con unidades de
campo, donde un aumento significativo en el espesor del yacimiento implicaria una disminucion

considerable de la razon de productividades.
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an Ln(r,, /T,) ,
— = Ecuacion 28.
W 1+y1-[L/2r, |
Ln +(h/L)xtn[h/2zr, ]
L/2r,,

Donde, Jh representa la productividad del pozo horizontal, Jv la del vertical, rev y rw
representan los radios de drenaje del pozo vertical y del pozo horizontal respectivamente, h el

espesor del pozo en pies, y L es la longitud de la seccion horizontal del pozo en pies.

4.4 Relacion entre las productividades de un pozo vertical y uno horizontal.

Si se asume por simplicidad que no hay efecto de dafio, una comparacion apropiada incluye los
regimenes de flujo transitorio y pseudo-estable. Esto es cierto especialmente en formaciones de
gran espesor donde el comportamiento transitorio dura un periodo de tiempo significativo, sin
embargo, para comparaciones a largo plazo, el régimen de flujo estable es adecuado para una

. . 1
primera aproximacion. ’

Considerando la ecuacion de Joshi que permite el calculo del flujo de petroleo de un yacimiento

anisotropico en estado estable hacia un pozo horizontal de longitud L se tiene’:

Q, = (ZﬂXKhXhXAp) Ecuacién N°29.
Jar—(L/2)
HXB X Ln arva ( ) +ﬁthLn pxh
L/2 L 2xr,,

Y la ecuacién para flujo de pozos verticales:
o - (22xK , xhxAp)
! /JXﬂO XLn(reh / rw)

Ecuaciéon N°30.

Donde:
Qv : Tasa de un pozo vertical (BPD).
Kh : Permeabilidad horizontal (mD).
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h : Espesor del yacimiento (metros).

AP : Caida de presion (pascal).

p : Viscosidad del petroleo (pascal-seg).

Bo : Factor volumétrico del petréleo (By/Bn).

rev : Radio de drenaje del pozo vertical (metros).

rw : radio interno de la tuberia de produccion (metros).

Dividiendo la ecuacion (29) entre la ecuacion (30) se tiene:

(PI )h Ln(reh /rw) .z
~ Ecuacion N°31.
(P1), a+a>—(L/2) h fxh
Ln WL + ,B)(E XLn b

4.5 Radio efectivo de un pozo horizontal.

El radio efectivo de un pozo horizontal consiste basicamente en un pardmetro de comparacion,
debido a que, esta definido como el radio que necesitaria tener un pozo vertical para igualar la
productividad del pozo en cuestion. Para calcular dicho radio se igualan tanto los radios de
drenaje reh = rev como la productividad de un pozo vertical con la correspondiente ecuacion

para un pozo horizontal segin Joshi."”

(2xoxK , xh)

J =~
a, xi,xLn(r, /r,)

Ecuaciéon N°31.

'

Jy = - (2X8XKhz)/(loxao ) Ecuacién N°32.
atya’~(L/2) +(h L)an(h]
L/2 2xr,,
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Donde “a “se define como:

a~(L/2)X(0.5+4/0.25+L+(reh/L)*0.5 Ecuacién N°33.

reh: Radio de drenaje del pozo horizontal, pies (eje mayor de la elipse)

L: Longitud total de la seccion horizontal del pozo.

A su vez el radio de drenaje del pozo horizontal viene dado por:

[43560xAdh Ny
N Ecuaciéon N°34.
T

Adh : Area drenada por el pozo horizontal en (acres) y viene dada por:

Adh = w Ecuacién N°35.

4.6 Tasa Critica de Petrodleo.

Para el célculo de la tasa critica de petréleo, que se define como la maxima tasa con la cual se
puede producir petroleo sin llegar a la conificacion por produccion de agua, se han desarrollado
muchos métodos, de los cuales los més usados son'®:

4.6.1. Correlacion de Oskan & Raghaven’s.

_ Khxhzx(yw —7/0)
325.7Xu, Xp,

Qoc

Ecuacion N° 36.

4.6.2 Método de Chaperon.

L K,h

oc = 4.888x10*x—A F
0 Ye pﬂoﬁo

F =3.9624955 + 0.0616438(a") - 0.000540(c")’

. [Ye) [Kv
a =|— [
i

Ecuacion N°37.

52



Capitulo 11 Marco Tedrico

4.6.3 Método de Efros.

—4 2
00 = 4.888x10~ KhAph“L Ecuacién N°38.

1B, [2Ye+ (2ve) + (h/3)}

4.6.4 Método de Giger y Karcher.

2 2
Qo =4.888x10°* [K—E}[ Aszh }{l — (%j(%j }L Ecuacién N°39.
HoPo € €

Donde:
Qo : Tasa critica (BFPD).

L : Longitud del pozo horizontal (pie).

Ye : Longitud media de drenaje (pie).

Ap : Variacion de densidad (gr/cc).

Kh : Permeabilidad Horizontal (mD).

H : Espesor de la columna de petrdleo (pie).

S o : Factor volumétrico de formacion de petroleo (BY/BN).

4.7 Céalculo del tiempo de irrupcion.

Haciendo la comparacion entre un pozo vertical y uno horizontal, este Gltimo tiene la gran
ventaja que auque se produzca a la misma tasa su tiempo de irrupcion es mucho mas largo que
el primero, esto debido que en un pozo horizontal se producen caidas de presion mucho mas
bajas asociadas a la produccion, aunado a esto un pozo horizontal puede ser perforado a largo

. : . 1
de la arena aunque exista la presencia de un acuifero de fondo."”

El tiempo de irrupcion es el tiempo que tarda el agua o el contacto agua-petrdleo en llegar al
pozo de produccion avanzando frontalmente en el yacimiento, en este momento el agua irrumpe

en el pozo. Este tiempo de irrupcion debe ser medido para evitar la irrupcion temprana del agua
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en los pozos. Para pozos horizontales existen dos métodos confiables para calcular este tiempo,

estos son: El método desarrollado por Oskan & Raghaven's y Papatzacos.'®

4.7.1 Correlaciéon de Papatzacos."®

Papatzacos desarrolld una correlacion para estimar el tiempo de irrupcion de la cresta de agua
dentro de un pozo de longitud infinita en un yacimiento infinito. Estd basada sobre una curva
donde se representa la solucion semi-analitica derivada usando un método de fronteras en
movimiento. Supone la presencia de un equilibrio gravitacional en la cresta todo el tiempo

(haciéndola estatica), por lo que la movilidad del agua puede ser despreciada.

Adicionalmente, la saturacion de petréleo residual y agua connata fueron llevadas a cero,
arrojando un tiempo de irrupcion muy grande por lo que se hizo necesario usar un factor de
correccion en base a las saturaciones de los fluidos.

| 325.864,Q,/,
-
LK, K, h(oy = p,)

Ecuacion N°40.

3
tp =1- (3QD - l)Ln & Ecuacion N°41.
3Q, -1
Entonces:
Dbty — 364.72h¢[u0tmbt) Ecuacién N°42,
Ky (pw — Po )
Donde:

tp : tiempo adimensional.

qp : Tasa adimensional.

tp(bt) : tiempo de irrupcion (dias).
po : Densidad del petroleo (gr/cc).
pw : Densidad del agua (gr/cc).

kh : Permeabilidad horizontal (mD).
kv : Permeabilidad vertical (mD).

h : espesor de la columna de petréleo (pie).
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f o : Factor volumétrico de formacion (BY/BN).

po : viscosidad del petréleo (cp).
L : Longitud del pozo horizontal (pie).

4.7.2 Correlacion de Oskan & Raghaven’s.18

Esta ecuacion simula el movimiento del acuifero de fondo despreciando la presion capilar.

f.h® Esk,
(bt) ™ m Ecuacion N°43.
Donde:
f= ¢(l =S, =S, ) Ecuacién N°44.

La variable Es se representa graficamente en funcion de ap y Lp, las otras variables significan lo
mismo que en los métodos anteriores.
Donde:

2.Xe

= Ecuacion N°45.

1/2
( VJ
h

ap : espaciamiento adimensional de los pozos

4.8 Sistemas de levantamiento artificial.

Los sistemas de levantamiento artificial se usan cuando no se estan produciendo los volumenes
esperados de petrdleo o la energia del yacimiento no es suficiente para llevar el petroleo hasta la
superficie. Entre los métodos de levantamiento artificial se encuentran cuatro métodos basicos:
Bombeo Mecénico, Bombas de Cavidad Progresiva, Bombas Electrosumergibles y

Levantamiento Artificial por Gas.
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Los métodos de Bombeo Mecanico, Cavidad Progresiva y Electrosumergible, realizan un
forzamiento mecanico del fluido a través de sus piezas impulsando al fluido hasta la superficie,
donde es transportado hasta el multiple de producciéon o a la estacion de flujo. EI método de
Levantamiento Artificial por Gas consiste en inyectar gas a alta presion al fluido dentro de la
tuberia de produccion, para disminuir su densidad, aligerando el peso de la columna hidrostatica

y de esta manera lograr que el fluido pueda llegar a la superficie.

o n

[ i
[ omeomecmio | [ revntamionspor i |

Figura 19. Tipos de Levantamiento Artificial.

El uso de cualquiera de estos métodos dependera de muchos factores como: tasa de produccion,
el tipo de crudo a producir, produccion de arena, agua y gas, profundidad del pozo, produccion
de fluidos contaminantes, facilidad de operacion, durabilidad de los equipos, factibilidad

econdmica, etc.
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4.8.1 Bombeo Mecanico.?’

Este método de levantamiento artificial es el método mas usado a nivel nacional y mundial para
la produccion de crudo, debido a que usualmente es el sistema mas economico y mas facil de
mantener cuando es disefiado y operado apropiadamente. Es usado en gran medida para la

produccion de crudos pesados y extrapesados.

El método consiste en la instalacion de una bomba de subsuelo de accion reciprocante,
abastecida con energia transmitida a través de una sarta de cabillas. Dicha energia proviene de
un motor eléctrico o de combustion interna colocado en la superficie y el cual le suministra la
energia mediante un sistema de engranajes y correas. Dicho sistema convierte el movimiento
rotacional del motor-caja de engranaje en movimiento reciprocante y transmitido a la bomba

por un conjunto de cabillas. Los elementos del Bombeo Mecanico se pueden dividir en:

4.8.1.1 Equipos de superficie.
Motor.

Caja de engranaje.
Contrapesos.

Barra pulida.

Prensa — estopa.

Valvula de seguridad.

vV VvV Vv VY Vv VYV V

Balancin o Unidad de Bombeo.

4.8.1.2 Tipos de unidades de bombeo.

Para caracterizar los balancines existen las Normas de Especificaciones API para Balancines
STD-IIE, seguin éstas las unidades pueden ser: balancines API 6 No API (Rotaflex, Wuelfel,

Torgmaster).
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Los balancines API cumplen con las especificaciones API en sus disefios y son las mas
utilizadas para el levantamiento mecanico. Todos estos balancines trabajan bajo el mismo
principio: una viga accionada por la caja de engranajes, la cual funciona como un reductor que

recibe el movimiento del motor a través de correas. Las unidades de bombeo méas populares son:

» Unidad de bombeo convencional.
» Unidad de Bombeo Mark II.

» Unidad Balanceada por Aire.

4.8.1.3. Tipos de bombas de subsuelo:
Existen basicamente tres tipos de bombas de subsuelo las cuales son las siguientes:
4.8.1.3.1 Bomba de tuberia.

La bomba de tuberia es donde el barril o la zapata forman parte integral de la tuberia de
produccion; es decir, su instalacion/desinstalacion involucra directamente un trabajo de
sacar/meter tuberia. El piston es corrido con las cabillas y en su parte inferior lleva una especie
de pescante que se utiliza para colocar la valvula fija en la zapata de la bomba o para sacarla de

la misma.

Las bombas de tuberia son principalmente utilizadas para altas tasas de produccion en pozos
poco profundos comparados con las bombas insertables. Por lo tanto, pueden utilizarse
diametros de piston mayores a los usados con bombas insertables. La sarta de cabillas puede ser
conectada directamente al piston sin requerir una cabilla de recuperacion. Cuando se usa una
valvula fija no removible, la bomba puede ser muy efectiva en pozos con crudo pesado y bajos
niveles de fluido. Esto es posible debido a la baja caida de presion a través de las valvulas fijas

mas grandes.

La gran desventaja de las bombas de tuberia es que se tiene que sacar tanto las cabillas como la
tuberia en los servicios a la bomba. Debido a los costos de estos trabajos, valvulas de tuberia
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son usadas en pocos pozos. Se recomienda usar bombas de tuberia sélo si una bomba insertable
no es lo suficientemente grande para alcanzar la tasa de produccion deseada. Las Bombas de
Tuberia tampoco son una buena eleccion para pozos con interferencia con gas debido a que
requieren espaciamientos mayores entre el piston y la valvula fija para evitar dafiar el

recuperador de la valvula fija.

4.8.1.3.2. Bomba Insertable.

Reciben este nombre porque se completa con la sarta de cabilla y se asienta en la zapata de la
tuberia de produccion. Son populares debido a que ellas son faciles de instalar y reparar. Existen
varios tipos de bombas insertables dependiendo de las condiciones el pozo, tasa de produccion,
y profundidad del pozo:

a) Bombas de barril estacionario anclado en el fondo.

b) Bombas de barril viajero anclado en el fondo.

c) Bombas de barril estacionario anclado en el tope.

4.8.1.3.3 Bomba de revestidor.

Estas Bombas son instaladas en pozos sin tuberia de produccion, por lo que se produce por el
revestidor. Se conectan en la base de las cabillas cuando se instala. Una empacadura es utilizada
para anclar la bomba al revestidor y proporciona un sello entre el barril de la bomba y el

revestidor.

Se recomienda ser usadas en pozos que tienen altas tasas de produccion, bajos cortes de gas y en
pozos no desviados, ya que la friccion que se produce entre las cabillas y el revestidor causa

fallas frecuentes en las cabillas.

4.8.1.4 Elementos que conforman la bomba de subsuelo.

» Cilindro o barril.
» Valvula viajera y valvula fija.
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» Embolo o piston.
» Ancla de gas.

» Tuberia de produccion.

4.8.1.5 Diseifio de un sistema de levantamiento por bombeo mecanico.

Cuando se realiza el disefio de un sistema de Bombeo Mecanico existen muchos parametros que
son tomados en cuenta al momento de seleccionar los equipos a usar en el pozo. Entre los cuales
se encuentran: tasa de produccion, costos de energia, cargas de las cabillas, cargas en la caja de
engranaje, eficiencia del sistema, costos de capital, tipo de pozo, caracteristicas de los fluidos.
La tasa de produccion es usualmente el parametro que posee la mas alta prioridad, seguido de
las cargas en las cabillas, cargas en la caja, y costos de energia. También debe existir un

compromiso entre la eficiencia, cargas en las cabillas y tamafio de la unidad de bombeo.

Si la méaxima produccién disponible por el pozo es conocida, entonces se disefiara para una tasa
de produccion un poco mayor que esta. Esto asegura suficiente capacidad en la bomba tomando
en cuenta su desgaste normal e imprecision en los datos. Pero, si la tasa de bombeo es mas alta

que la capacidad de aporte del pozo, entonces el pozo podria achicarse.

Para disefiar severamente la capacidad de desplazamiento del sistema de bombeo, se
recomienda disefar para una eficiencia de la bomba de entre 75% hasta 85%. Para minimizar el
consumo de energia y las fatigas por tension, se debe usar una combinacion del mayor didmetro
de piston y menor velocidad posible. Si debe escogerse entre cargas por tension y consumo de
energia se debe optar por bajar las cargas por tension, debido a que las roturas de las cabillas

son mas costosas que una eficiencia de sistema ligeramente baja.

Se pueden observar en el apéndice 3, algunas posibles soluciones de problemas que se presentan

en los sistemas de bombeo mecanico.
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4.8.2 Levantamiento artificial por gas (LAG).

Este método de levantamiento artificial consiste en inyectar gas en la tuberia de produccion con
el proposito de aligerar la columna de fluido, es decir, suministrar energia utilizando gas a
presion para elevar los fluidos desde el pozo hasta la superficie. La principal ventaja de este
método es que no tiene restriccion en lo referente a la profundidad, se utiliza para petroleo
liviano y mediano y su limitacién es que necesita suficiente gas de levantamiento. Es muy
versatil debido a que se puede ajustar para producir un amplio margen de margen de tasas de
produccion sin necesidad de cambiar el equipo de subsuelo. Las sobreinyecciones de gas
pueden ocasionar reduccion en la produccion, motivado al aumento de la energia cinética y la
friccion; por esto se debe inyectar gas a una tasa Optima con el propdsito de aligerar el peso de

la columna.

4.8.2.1 Tipos de levantamiento por gas:

Existen basicamente dos tipos de levantamiento caracterizados por la cantidad de gas inyectado

y forma de los patrones de flujo en la tuberia.

4.8.2.1.1 Flujo Continuo.

En la figura 18 se muestra un sistema basado en la inyeccion continua de gas comprimido a alta
presion, aligerando el peso de la columna de fluido y por ende ayudando a que el fluido alcance
la superficie con la presion que aporta el yacimiento. Se utiliza en pozos con un indice de
productividad alto y con una presion de fondo alta. Las tasas de produccion que se encuentran

en este tipo de pozos por lo general también son altas, dependiendo del diametro de la tuberia.

4.8.2.1.2 Flujo Intermitente.

En la figura 20 se muestra un sistema de inyeccion intermitente donde el gas se inyecta a la
tuberia de produccion a intervalos regulares, por medio de una serie de valvulas colocadas

dentro de la misma, lo que produce un flujo intermitente, es decir, tapones de fluido seguidos
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por tapones de gas alternadamente. Las caracteristicas que favorecen el flujo intermitente son:
baja tasa de produccion, baja relacion gas-liquido, alta densidad del petrdleo y pozo sin

produccién de arena.

Flujo Flujo
continuo. Intermitente.

Figura 20. Tipos de flujo en un Sistema de Levantamiento por Gas.

4.8.2.2 Facilidades de superficie.

El gas requerido para inyectar en los pozos proviene principalmente del gas de formacion
asociado al crudo producido que sale de los separadores ubicados en la estacion de flujo y se
comprime en las unidades de compresion. El gas comprimido se conduce a los multiples de
levantamiento artificial y de alli a los pozos, 6 es conducido por una sola linea a varios pozos en
serie, donde cada pozo de la serie tiene su propio medidor y control. El gas comprimido fluye
por el anular y entra a la tuberia a través de la valvula operadora. Los fluidos de la formaciéon y

el gas de levantamiento fluyen por la tuberia de produccion a la superficie.

Luego que el fluido llega a la estacion de flujo, el separador recupera el gas inyectado y el gas
asociado a la produccion, enviando de nuevo el gas necesario para el trabajo del sistema. El gas

comprimido se usa para levantamiento, inyeccion en los yacimientos, combustible y ventas.

4.8.2.3 Equipos de superficie del levantamiento artificial por gas.
» Medidores de gas.

» Red de distribucion de gas.

» Plantas de compresion de gas.
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4.8.2.4 Equipos de subsuelo.

> Mandriles

» Valvulas de levantamiento artificial por gas.

4.8.3. Bombeo Electrosumergible (BES).?

Este sistema esta conformado por una bomba centrifuga de multiples etapas, activada por un

motor eléctrico de subsuelo, conectado a la superficie por medio de un cable eléctrico.

Este método posee multiples ventajas entre las cuales se encuentra que puede manejar
volumenes extremadamente altos en pozos poco profundos y con revestidores grandes, no
presenta peligros de operacion en zonas urbanas, es aplicable en operaciones costa afuera, etc.
Sin embargo posee algunas limitaciones en su uso ya que es aplicable cuando se utiliza energia
eléctrica estable, se requieren altos voltajes, los cables causan problemas en el manejo de
tuberias y se deterioran con las altas temperaturas, la produccion de gas y solido son un

problema, el didmetro del revestidor es una limitante, etc.

Figura 21. Unidad de Bombeo Electrosumergible.
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4.8.3.1. Equipos de superficie.

» Transformador.
> Panel de control.
» Caja de union.

» Cabeza colgadora.

4.8.3.2. Equipos de Subsuelo.

> Motor eléctrico.
Protector.
Bomba.

Cable eléctrico.

YV V V V

Separadores de gas.

4.8.3.3 Diseiio por Bombeo Electrosumergible

Para disenar este sistema de bombeo se deben tomar en cuenta muchos factores, entre los cuales
se encuentran la disponibilidad eléctrica del area, seleccionar los equipos segun el didmetro
interno del revestidor, considerar el uso de un separador de gas de fondo, no usar este sistema
en pozos con desviaciones mayores a 7°/100 pies, utilizar diluentes en pozos con fluidos

altamente viscosos, etc.

4.8.4 Bomba de Cavidad Progresiva (BCP).ZI

Esta es una bomba de desplazamiento positivo, engranada en forma de espiral, esta compuesta
principalmente por un rotor helicoidal de acero y un estator elastomérico sintético unido a una
tuberia de acero, cuya geometria permite que se constituyan una serie de cavidades idénticas
separadas entre si y al girar el rotor (tornillo sin fin de N etapas) dentro del estator, estas
cavidades se mueven axialmente de uno al otro extremo del estator creando la accion de
bombeo.
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El sistema de la bomba es accionado desde la superficie a través de un motor eléctrico o de
combustion interna, este transmite el movimiento a la bomba a través de una sarta cabillas,

girando el rotor dentro del estator e impulsando el fluido por medio de las cavidades generadas.

Debido a estas caracteristicas, la BCP tiene la habilidad de bombear fluidos viscosos, abrasivos,
multifasicos y gaseosos en un amplio rango de tasas de flujo y de diferenciales de presion. La
capacidad de fluido que pueden manejar estas bombas depende del modelo y numero de etapas

en el ciclo de bombeo.

Las bombas de cavidades progresivas estan compuestas por: equipos de superficie y equipos de

subsuelo.

f— TUBERIA DE PRODUCCION

SARTA DE CABILLAS ——ii

| #—— ROTOR
ELASTOMERO

NIFLE DE PARC
ANCLA ANTI-TORQUE

ANCLA DE GAS

Figura 22. Bomba de Cavidad Progresiva.
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4.8.4.1 Equipos de superficie.

4.8.4.1.1 Cabezal giratorio.

Tiene como funcion principal transmitir a la sarta de cabillas el movimiento rotatorio que se
origina del torque que suministra la unidad motriz, asi como también soportar la carga axial
ocasionada por: el peso de la sarta de cabillas y el fluido que se transporta del fondo del pozo,
evitar o retardar el giro inverso de la sarta de cabillas, etc. El cabezal giratorio a su vez esta
conformado por el eje impulsor, rodamientos, el prensa-estopas, el mecanismo antigiro y el

freno de retroceso.

4.8.4.1.2 Motor.
Es el que se encarga de accionar el cabezal giratorio a través de un conjunto de poleas y

cadenas.

4.8.4.1.3 Motovariadores mecanicos.

En este sistema el acople entre motor y caja eductora no es directo; en este caso se realiza a
través de un conjunto “variador de velocidad” formado por correas y poleas de diametro
variable, el cual cumple con la funcion de permitir el cambio de velocidad de rotacion sin

requerir la parada del equipo ni el cambio de componentes.

Los equipos donde se instalan los motovariadores tienen la posibilidad de ser ajustados en un

rango de velocidades desde 50 R.P.M. hasta 400 R.P.M.

4.8.4.1.4 Motorreductores.

Generalmente en la practica el rango de operacion de las BCP es de 40 a 350 R.P.M. Al girar
los motores eléctricos a una velocidad nominal y fija de aproximadamente 1800 R.P.M.
(motores de 4 polos), es necesario contar con una caja reductora de una relacion de transmision
adecuada para llevar la velocidad angular del motor a velocidades mas cercanas a la requerida

por la bomba, ademas de ser el elemento que suministrara el torque exigido por el sistema.
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4.8.4.1.5 Variador de frecuencia.

Este dispositivo va acoplado directamente entre el reductor de engranajes y el motor, su funcion
es rectificar la corriente alterna requerida por el motor y la modula electronicamente
produciendo una sefal de salida con frecuencia y voltaje diferente. Al variar la frecuencia, varia
la velocidad de rotacion ya que ambas son proporcionales, finalmente al variar la velocidad de

operacion, varia la produccion.

Figura 23. Variador de Frecuencia.”!

4.8.4.1.6 Barra pulida.

Es un tubo sélido de acero inoxidable el cual se conecta a la sarta de cabillas y es soportada en
la parte superior del cabezal giratorio mediante la instalacion de una grapa. Estas grapas son
fabricadas con didmetros de 1" 1%”y 11" con longitudes que varian desde 16 hasta

22 pies.

4.8.4.1.7 Prensa estopa.
Tiene como funcién principal sellar el espacio entre la barra pulida y la tuberia de produccion,

evitando filtracion y comunicacion del area donde esta ubicado el pozo.

4.8.4.2 Equipos de subsuelo.

4.8.4.2.1 Sarta de Cabillas.

Son un conjunto de cabillas que le transfieren el movimiento rotatorio que se origina en el
equipo de superficie. La seleccion de éstas dependerda de la magnitud de los esfuerzos que

actuaran sobre ellas y del tipo de elemento corrosivo al que estara expuesta.
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4.8.4.2.2 Estator.

Es un tubo de acero de pared gruesa, dentro del cual va inyectado el elastomero y adherido a

presion al estator.

4.8.4.2.3 Elastomero.

Es un polimero de alto peso molecular con la propiedad de deformarse y recuperarse
elasticamente, esta propiedad se conoce como resilencia o memoria, y es la que hace posible
que se produzca la interferencia entre el rotor y el estator, la cual determina la hermeticidad
entre cavidades contiguas y en consecuencia la eficiencia de la bomba. Estos deben presentar
resistencia quimica para manejar los fluidos producidos y excelentes propiedades mecanicas

para resistir los esfuerzos y la abrasion.

4.8.4.2.4 Rotor.

Consiste en una hélice externa con una seccion transversal redondeada, fabricado con acero de
alta resistencia mecanizado con precision y recubierto con una capa de material altamente
resistente a la abrasion. Se conecta a la sarta de cabillas, las cuales le transmiten el movimiento
de rotacion desde la superficie. Tiene como funcién principal bombear el fluido girando de

modo excéntrico dentro del estator, creando cavidades que progresan en forma ascendente.

Figura 24. Rotor de una BCP.”!

4.8.4.2.5 Centralizador
Es utilizado para centralizar la bomba en la tuberia y para minimizar el efecto de variaciones.

Suelen ser usados en pozos con desviaciones o inclinaciones muy pronunciadas.
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¥

Figura 25. Centralizadores de Cabillas.”

4.8.4.2.6 Niple de Paro.

Es un tubo de pequefia longitud (corto) el cual se instala bajo el Estator (bombas tubulares) y
cuyas funciones principales son:

a) Servir de punto tope al rotor cuando se realiza el espaciamiento del mismo.

b) Brindar un espacio libre al rotor de manera de permitir la libre elongacion de la sarta de
cabillas durante la operacion del sistema.

¢) Impedir que el rotor y/o las cabillas lleguen al fondo del pozo en caso de producirse rotura o
desconexion de estas ultimas.

d) Servir de punto de conexidn para accesorios tales como Anclas de Gas o Antitorque, Filtros

de Arena, etc.

Figura 26. Niple de paro.

4.8.4.2.7 Niple de Maniobra.
Este debe contar con un didmetro interno mayor que el didmetro que forma el movimiento

excéntrico de la cabeza del rotor junto con su acople de unién a la primera cabilla
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La longitud debera ser suficiente de manera de garantizar que la cabeza del rotor (en
condiciones de operacion) se encuentre dentro de dicho niple. Su uso es obligatorio y la ventaja
de su uso es que durante las operaciones (bajada de la completacion al pozo) las cuiias,
mordazas, llaves de apriete, etc.; se colocaran en €l, en lugar del cuerpo del estator, evitando asi

cualquier dafo a este ultimo.

4.8.4.2.8 Empacadura.

Es un equipo que se activa mecédnica o hidraulicamente y cierra u obtura completamente el
espacio anular entre la tuberia de produccion y el revestidor. Este equipo se utiliza en
completaciones donde la produccion se lleve hasta la superficie por el espacio anular. No se
recomienda su utilizacién en pozos con alto contenido de gas libre a nivel de la bomba y cuya

completacion considere el manejo de los fluidos por la tuberia de produccion.

4.8.4.2.9 Ancla de Tuberia.
Es un dispositivo que fija la tuberia de produccion al revestidor, limitando el movimiento axial
y rotativo de la sarta. A diferencia de una empacadura, no realiza un sello en el espacio anular,

permitiendo el libre paso de fluidos a través del anclaje mecanico.

4.8.4.2.10 Ancla de torque.

Este equipo se conecta debajo del niple de paro, se fija al revestidor por medio de cuifias
verticales. Su principal funcion es evitar el desenrosque de los equipos, por ejemplo cuando la
sarta de cabillas gira en sentido horario la friccion entre el rotor y el estator hace que la tuberia

también tienda a girar en el mismo sentido, el cual es el sentido de su desenrosque.

ANCLA DE
TORQUE

Figura 27. Ancla de torque.”'
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4.8.4.2.11 Anclas de Gas.

Es el nombre que cominmente se emplea para referirse a los separadores estaticos gas-liquido
de fondo de pozo. Se usan debido a que el gas libre que entre a la bomba disminuye
significativamente la eficiencia volumétrica y en muchos casos puede causarle un dafio
significativo al elastdmero, por esta razon es necesario colocar un ancla de gas para separar el

gas y enviarlo al anular antes que entre a la bomba.

4.8.4.2.12 Niple de Drenaje.

Generalmente se utiliza para desalojar el crudo de la tuberia de produccion en aquellos casos
cuando no es posible sacar el rotor de la bomba, por ejemplo cuando falla la sarta de cabillas y
no se puede “pescar” la misma. Es importante no tener crudo en la tuberia al momento de sacar

la sarta, para evitar posibles derrames de crudo en la superficie.

La mayoria de los niples de drenaje se activan aplicando presion interna a la tuberia de
produccion. En el caso de crudos extrapesados, se ha subestimado, en algunos casos, la presion
de descarga de la bomba, originando que el sistema de drenaje se active durante la operacion,

con lo cual es necesario recuperar la tuberia.

4.8.4.2.13 Niple “X”.

Con el fin de detectar agujeros o uniones defectuosas en la sarta de tuberia, se acostumbra
realizar una prueba de presion durante la operacion de bajada de la misma. Para realizar esta
prueba se puede instalar un niple X, sobre el estator de la bomba, en el cual se asienta una

valvula fija con pescante, la cual es facil de recuperar luego de la prueba.
Si el pozo presenta problemas de corrosion y la tuberia es re-utilizada, es recomendable asentar

la véalvula en el niple X e ir probando a medida que se bajan los tubulares, por ejemplo, cada 10

tubos; de esa manera es mas facil detectar y corregir la existencia de algin tubo defectuoso.

71



Capitulo 11 Marco Tedrico

4.8.4.3 Tipo de Bombas de Cavidad Progresiva:

Las bombas de cavidades progresivas se pueden clasificar de diferentes criterios. Uno de estos
criterios es el de Bombas Industriales, las cuales son horizontales y abarcan un amplio rango de
aplicaciones como por ejemplo utilizadas en el agro, en procesamiento de alimentos, en plantas
de tratamiento de agua, etc. La descripcion de estas bombas se encuentra fuera del alcance de

este trabajo.

El otro criterio son bombas para aplicaciones petroleras desde extraccion de hidrocarburos hasta
recuperacion de lodos de perforacion y transferencia de fluidos acidos. En este trabajo se hara
mencion solamente de las bombas destinadas a la extraccion de hidrocarburos y gas. Estas se

pueden clasificar en:

4.8.4.3.1 Bombas Tubulares.

En este tipo de bombas el estator y el rotor son elementos totalmente independientes el uno del
otro. El estator se baja en el pozo conectado a la tuberia de produccion, debajo de €l se conecta
el niple de paro, anclas de torque, anclas de gas, etc.; y sobre el se instala el niple de maniobra,
niples “X”, y finalmente la tuberia de produccion. En cuanto al rotor, este se conecta y se baja al
pozo con la sarta de cabillas. En general esta bomba ofrece mayor capacidad volumétrica, no

obstante, para el reemplazo del estator se debe recuperar toda la completacion de produccion.

4.8.4.3.2 Bombas Tipo Insertable.

Poco utilizadas en Venezuela, su uso se prevalecio en los pozos de Occidente (Costa Oriental
del Lago de Maracaibo). En este tipo de bombas, a pesar de que el estator y el rotor son
elementos independientes, ambos son ensamblados de manera de ofrecer un conjunto tnico el
cual se baja en el pozo con la sarta de cabillas hasta conectarse en una zapata o niple de
asentamiento instalada previamente en la tuberia de produccion. Esta bomba tiene el
inconveniente de ofrecer bajas tasas de produccion (ya que su diametro estd limitado al
diametro interno de la tuberia de produccion) pero ofrece la versatilidad de que para su
reemplazo no es necesario recuperar la tuberia de produccion con el consiguiente ahorro en

tiempo, costos y produccion diferida.
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4.8.4.3.3 Bombas de geometria simple.
Son aquellas en las cuales el numero de 16bulos del rotor es de uno, mientras que el estator es de

dos lobulos (relacion 1x2).

4.8.4.3.4 Bombas Multilobulares.

A diferencia del las bombas de geometria simple, las multilobulares ofrecen rotores de dos o
mas lébulos en Estatores de tres o mas (relacion 2x3, 3x4, etc.). Estas bombas ofrecen mayores
caudales que sus similares de geometria simple. Tedricamente estas bombas ofrecen menor
torque que las bombas de geometria simple, adicionalmente, considerando el mismo diametro,
las bombas multilobulares ofrecen mayores desplazamientos volumétricos lo cual seria una

oportunidad para obtener bombas insertables de mayor tasa.

4.8.4.3.5 Bombas de Alto Caudal.

Estas son bombas que manejan grandes caudales de fluidos, el desplazamiento va a depender
principalmente del didmetro de la bomba y la geometria de las cavidades. En el mercado existen
bombas de 5” que manejan 6300 Bbl/D @ 500 r.p.m. y una amplia gama de modelos de bombas
con sus respectivas capacidades. Se debe recordar que el caudal que manejan estas bombas

incluye petroleo, gas y agua.

4.8.4.3.6 Bombas de gran altura (desplazamiento o head)
La altura de la bomba es su capacidad para transportar los fluidos desde el fondo del pozo hasta
la superficie, lo que se traduce en profundidades de asentamiento de bombas o en diferenciales

de presion a vencer.
En Venezuela se han instalado equipos a mas de 7500 pies en el campo Boscan y hay reportes

de hasta 9800 pies en el Ecuador. Nominalmente y segin catalogo, se encuentran bombas con

capacidades de levantamiento de 12000 pies.
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Figura 28. Geometria de los rotores y su relacién con las capacidades de la bomba.”!

4.8.4.4 Nomenclatura de las BCP segtin los fabricantes.

En general los fabricantes han desarrollado nomenclaturas que reflejan la capacidad hidraulica
de las bombas, presentando por ejemplo el caudal teorico (desplazamiento volumétrico) para

500 (6 100 R.P.M.) y la altura hidraulica (o Head) méximo de operacion.

A continuacion se presenta la nomenclatura de las bombas de cavidades progresivas de subsuelo

para distintos fabricantes.

Fabricante

Tipo de
bomba

Ejemplo

Significado

Fabricante

Tipo de
bomba

Ejemplo

Significado

Brasilefio

CTR  Tubular
(1)

8-CTR-32

8 = Presidon maxima
en Mpa

CTR = Bomba de
espesor de Elastomero
constante {Constant
Thickness Rubber).

32 = tasa de 32 m’/d
a 100 r.p.m. y cero
head.

Francés

Geometria
simple

60TP1300

60 = tasa de 60 m*/d
a 500 r.p.m. y 0 head.
TP = Tubing Pump
(bomba tipo tubular)
1300 = altura maxima
(Head) en metros de
agua.

CTR
Insertable

8-CTR-32IM

Igual a la anterior
excepto gue modelo es
una bomba CTR tipo
insertable con zapata
de anclaje modificada
(IM)

Multilobulares

840ML1500

Igual a la anterior, la
diferencia esta en el
tipo de geometria. ML
significa “Multi
Lobular”

Norte
Americano
(USA)

Geometria
simple

60N09S

60 = 60x10° head
madximo en ples de
agua (6000 pies)
095 =tasa en b/d a
100 r.p.m. y 0 head.

Brasilefio

Tubulares

18.40-1500

18 = bomba de 18
etapas o 1800 Ipc de
diferencial maximo de
presién.

35 = didmetro del
rotor en milimetros.
1500 = tasa maxima
expresada en barriles,
a 500 r.p.m. v 0 head.

Canada (2)

Geometria
simple

40-200

40 = 40x10° head
maximo en pies de
agua (4000 pies)

200 = tasa en b/d a
100 r.p.m. v 0 head.

Insertables

18.35-400IM

Igual a la anterior
excepto que esta es
una bomba tipo
insertable con zapata
de anclaje modificada
(IM)

Figura 29. Nomenclatura de las BCP segtn el fabricante.”'
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Notese que cada fabricante utiliza su propia nomenclatura, debido a esto, se generaron las
Normas ISO WD 15136 las cuales de homologaron las especificaciones para las BCP de

subsuelo.

4.8.4.5 Seleccion de los Equipos (disefio).

La parte mas importante del disefio y seleccion de equipos es contar con todos los datos
necesarios para ello, los mismos deben ser confiables a fin de garantizar el disefio adecuado.
Este disefio también depende de diversos factores técnico-econdmicos y de las politicas de

explotacion de los yacimientos.

Existe una diversidad de ecuaciones, tablas, graficas, correlaciones, etc., para el disefio y
seleccion de equipos, los cuales fueron elaborados bajo determinadas suposiciones que por lo

general no son representativas del campo a trabajar.

Algunas veces se encuentran factores de ajuste para corregir los resultados obtenidos, sin
embargo, la mayoria de las veces no existen estos factores de correccion y se trabaja con

resultados aproximados a los valores reales.

5. INFRAESTRUCTURA.
En esta parte del trabajo se tratara el area encargada de la construccion de las localizaciones y
ademas de disefiar, proponer y ejecutar las facilidades de transporte de los fluidos producidos

desde el cabezal de los pozos hasta un multiple de produccion o hasta una Estacion de Flujo.

La primera actividad que se realiza para la construccion de una Localizacion es determinar la
ubicacion del pozo en superficie, luego de esto el Topdgrafo hace el levantamiento de la
localizacion, ubicando el centro del Celler y midiendo a partir de este todas las demas

dimensiones.
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Posterior a esto la(s) empresa(s) contratada(s) realizaran todas las demas actividades rigiéndose
por las especificaciones técnicas correspondientes a cada actividad, entre las cuales tenemos:
Remocion de la capa vegetal y material en base de terraplenes.

Deteccion de metales.

Excavacion para banqueo.

Excavacion en préstamo.

Bote.

Relleno y compactacion (construccion de terraplenes).

Construccion de sub-base y base.

Imprimacion asfaltica.

YV V. V V V VYV V V VY

Concreto (para realizar muros de fundacion y fundaciones).

5.1. Flujo multifasico en tuberias verticales.

Los estudios realizados en el comportamiento del flujo multifasico en tuberias verticales tienen
como objetivo predecir el gradiente de presion a través de la tuberia de produccion, lo cual es
muy importante para la industria petrolera. Las correlaciones desarrolladas mediante técnicas de
laboratorio y/o datos de campo poseen sus limitaciones al aplicarlas en condiciones diferentes
a las de su deduccion. Los factores mas importantes tomados en cuenta son: el calculo de la
densidad de la mezcla, el factor de entrampamiento de liquido, los regimenes de flujo, el factor

de friccidn, entre otros.

5.1.1. Ros N.C.

Demostro en 1961 que una correlacion de gradiente de presion debe considerar el factor de
entrampamiento liquido y la friccién en las paredes. Relaciond los efectos anteriores con
parametros adimensionales y, por medio de un programa experimental de laboratorio,
determino tres regimenes de flujo, los cuales dividi6 en tres regiones: baja, media y alta
presencia de gas. El factor de entrampamiento fue relacionado con la velocidad de
deslizamiento del fluido, la cual es la diferencia promedio real entre las velocidades del gas y el

liquido.

76



Capitulo 11 Marco Tedrico

5.1.2 Duns y Ros.

Desarrollaron en 1963 una correlacion con base en datos de laboratorio obtenidos en tubos
plasticos, y observaron la influencia de los patrones de flujo en el comportamiento del mismo.
Presentaron relaciones para calcular la densidad de la mezcla, factor de entrampamiento y factor
de friccion de acuerdo con el régimen de flujo existente. Determinaron la dependencia de los
patrones de flujo con ciertos niumeros adimensionales y derivaron una correlaciéon para la

velocidad de deslizamiento entre las fases.

5.1.3 Poettmann y Carpenter.

Desarrollaron en 1952 una correlacion basada en la ecuacion general de energia, donde la
pérdida energia total se debe a las pérdidas por elevacion y friccion. Los fluidos se
consideraron como una mezcla homogénea de petroleo, gas y agua para el calculo de la
densidad del fluido y de la velocidad de flujo. La pérdida por friccion se calcula usando un
factor de friccion, el cual esta relacionado con el numerador del nimero de Reynolds,
despreciando los efectos de la viscosidad. Esta correlacion permite calcular presiones de fondo

con una buena aproximacion cuando la tasa de flujo es alta y la relacion gas-petrdleo baja.

5.1.4 Hagedorn y Brown.

Presentaron en 1964 dos trabajos. En el primero se estudi6 el efecto de la viscosidad en una
tuberia de 1-1/4 de pulgada de diametro y 1500 pies de longitud. Para ello utilizaron cuatro
fluidos de diferentes viscosidades, cada uno de los cuales se probo para diferentes tuberias y
relaciones gas-liquido. Concluyeron que para valores de viscosidades liquida menores de 12
cps, la misma tiene poco efecto sobre los gradientes de presion en flujo vertical bifésico.
En el segundo trabajo una correlacion general para el céalculo de gradientes de presion,
resultando una ecuacion similar a la de Poettmann y Carpenter en el calculo de la densidad de
la mezcla emplearon una aproximacion de factor de entrampamiento liquido, cuando no existe

deslizamiento, entre las fases.
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5.2 Flujo multifasico en tuberias horizontales.

El flujo multifasico en lineas es un problema dificil de modelar matematicamente; no obstante
varias correlaciones empiricas han aparecido en la literatura en los ultimos afios, donde el
calculo se lleva a cabo considerando el sistema de hidrocarburos compuestos por dos seudo-
componentes denotados como petroleo y gas, cada uno de los cuales tiene una composicion fija.
La principal aplicacion practica de los perfiles de presion en tuberias horizontales, consiste en
determinar la contrapresion necesaria del cabezal del eductor, para llevar los fluidos a una tasa

determinada, desde el pozo hasta el separador.

5.2.1 DucKkler.

En 1964 desarrollo dos trabajos sobre el flujo multifasico en tuberias horizontales. En el
primero hace una comparacion de las correlaciones de Baker, Bankoff, Chenoweth, Martin,
Lockhart y Martineli y Yagi y llega a la conclusion que las correlaciones de Bankoff'y Yagi son
completamente inadecuadas. En la correlacion de Chenoweth y Martin y en la Lockhart y
Martinelli se observé una tendencia casi uniforme y en la medida en que el didmetro de la

tuberia se incrementaba presentaban ciertas desviaciones.

En el segundo trabajo presenta dos correlaciones, en la primera de ellas se considera
deslizamiento entre las fases o se supone que existe flujo homogéneo, en la segunda correlacion
considera que existe deslizamiento entre las fases. En ninguno de los casos estudiados considera

los regimenes de flujo.

5.2.2 Eaton

Presenta en 1966 un trabajo experimental de campo, en el cual desarrolla una correlacion
basada en un balance de energia para flujo multifasico, realizando correlaciones para el factor
de entrampamiento del liquido y el factor de friccion. Para evitar considerar los diferentes
regimenes de flujo, considero a las fases fluyendo como una mezcla homogénea de propiedades

promedios.
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5.2.3 Beggs y Brill.

Publicaron en 1973 un esquema para calcular las caidas de presion que ocurren durante el flujo
simultdneo de gas y liquido en tuberia horizontal. Dicha correlacion se desarrolld usando una
mezcla de aire y agua fluyendo en tuberia acrilica de 90 pies de longitud y de 1 a 1.5 pulgadas
de diametro interior; un total de 548 pruebas de flujo bifasico se hicieron a diferentes angulos de
inclinacion. Los autores establecieron ecuaciones segin los regimenes de flujo segregado,
intermitente y definieron el factor de friccion bifasico independientemente de los regimenes de

flujo.

5.3 Variables que afectan las curvas de gradiente vertical.

5.3.1 Efecto del diametro de la tuberia.

A medida que aumenta el didmetro de la tuberia disminuyen las pérdidas de presion a lo largo
de la tuberia. Sin embargo, si la tuberia es muy grande, el deslizamiento del fluido aumenta el

gradiente.

5.3.2. Efecto de la tasa de flujo.
A mayores tasas de flujo, mayores seran las pérdidas de presion en la tuberia. Sin embargo,

cuando la tasa es muy pequeiia, el deslizamiento del liquido aumenta el gradiente.

5.3.3. Efecto de la relacion gas-liquido.
A medida que aumenta la relacion gas-liquido, la presion de fondo fluyente disminuye hasta
llegar a un minimo (RGL oOptima) a partir del cual un aumento de la relacién gas-liquido,

provoca un aumento de la presion de fondo fluyente.

5.3.4. Efecto de la densidad del liquido.
A medida que aumenta la densidad del liquido aumentan las pérdidas de energia. Mientras mas
pesada sea la columna de fluido, la presion de fondo fluyente aumentara, disminuyendo la tasa

de produccion.
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5.3.5. Efecto de la relacion agua-petroleo.
A medida que aumenta la proporcion de agua en la columna de fluidos, estd serd mas pesada

produciéndose el mismo efecto del caso anterior.

5.3.6. Efecto de la viscosidad liquida.

A medida que aumenta la viscosidad, aumentan las pérdidas totales de energia.

5.3.7. Efecto del deslizamiento.

A mayor deslizamiento entre fases, mayores seran las pérdidas en la tuberia.

5.3.8. Efecto de la energia cinética.

El efecto de la energia cinética es despreciable en la mayoria de los casos, sin embargo, se
recomienda incluirlo en las regiones de baja densidad y altas velocidades, esto por lo general
ocurre a bajas presiones (menores de 150 Ipc), donde causa un aumento en las pérdidas de

presion.

5.4. Variables que afectan las curvas de gradiente horizontal.
5.4.1. Efecto del diametro de la linea.

A menor didmetro mayor seran las pérdidas de presion a lo largo de la tuberia.

5.4.2. Efecto de la tasa de flujo.
A mayor tasa de flujo, mayor sera la velocidad de los fluidos transportados, lo que provoca un

aumento en las pérdidas de presion por friccion.

5.4.3. Efecto de la relacion gas liquido.

En tuberias horizontales, contrariamente a lo que ocurre en tuberias verticales, a mayor relacion
gas-liquido mayores son la pérdidas de presion, ello se debe a que la tuberia debe de transportar
un fluido adicional, en otras palabras, a mayor relacion gas-liquido mayor sera la velocidad de

la mezcla por que las pérdidas de presion por friccion serdn mayores.
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5.4.4. Efecto de la viscosidad liquida.
A mayor viscosidad de la fase liquida mayor sera la resistencia que dicha fase opone a fluir, por

lo que mayores seran las pérdidas de energia en la tuberia.

5.4.5. Efecto de la relacion agua-petroleo.
La relacion agua-petréleo no tiene un marcado efecto sobre las curvas de gradiente horizontal,

excepto para crudos muy viscosos.

5.4.6. Efecto de la energia cinética.
Salvo para altas tasas de flujo en regiones de baja presion (menor de 150 Ipc) donde la densidad
es baja y la velocidad se incrementa rapidamente, el término de aceleracion no se toma en

cuenta.

5.5. Simulacion del comportamiento de fluidos en tuberias.

Luego de que se ha selecciond el tipo mecanismo de produccion y se completard el pozo se
debe simular el comportamiento del fluido dentro de la tuberia de produccion desde el fondo del
pozo hasta el cabezal y desde el cabezal hasta el multiple de produccion o hasta la Estacion de

Flujo.

Esta simulacion se va a hacer con un programa comercial de computadora, el cual simula el
comportamiento del fluido bajo condiciones dadas. Este simulador tiene una opcidén para
escoger correlaciones para determinar las propiedades de los fluidos de un yacimiento del tipo

petréleo negro.

Las correlaciones han sido desarrolladas especificamente para predecir el comportamiento de
los sistemas de crudo (petroleo, agua y gas) y son particularmente convenientes cuando se
estudian pozos petroliferos, lineas de flujo con levantamiento artificial por gas y/o variando el

corte de agua.
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Este simulador esta capacitado para:

>

Y V V

YV V V V

Realizar simulaciones de flujo multifasico en tuberias.

Generar perfiles de presion y temperatura punto por punto.

Calcular coeficientes de transferencia de calor.

Modelar y optimizar el comportamiento de un sistema de Levantamiento por Artificial Gas,
y Bombeo Electrosumergible.

Optimizar la produccion de todo el campo.

Hacer analisis de sensibilidad de algin parametro de produccion.

Realizar un analisis nodal para verificar el comportamiento de un pozo.

Crear un reporte o graficas con los resultados de la simulacion, etc.

El programa comercial de computadora (PipeSim) ofrece una gran variedad de correlaciones de

flujo de una sola fase y de multiples fases, para elegir la més apropiada. Entre las cuales se

tienen:

a)

YV V V V

Flujo Monofasico
Moody.

Aga.

Panhandle.

Hazen Williams.

b) Flujo Vertical (multifasico).

YV V V V V VYV V V

Anzari.
Duns & Ros, Mapa de Taitel Dukler.
Baker Jardine Revised.
Beggs & Brill original.
Beggs & Brill original, Mapa de Taitel Duckler.
Beggs & Brill revisada.
Govier' Aziz & Fogarasi.
Gray.
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Hagedorn & Brown.

Hagedorn & Brown, Mapa de Duns & Ross.
Lokhart, Mapa de Taitel Dukler.

Olga Steady State.

YV V V V V

Orkiszewsky.

La correlacion usada para los célculos de facilidades de transporte de fluidos en el Area Mayor
de Socororo es la de Beggs & Brill, ya que es la que se ha adaptado mas a las condiciones del
campo, demostrado por medio de la ejecucion del simulador y de los trabajos de investigacion

hechos en las areas operacionales.

6. EVALUACION ECONOMICA.*

La evaluacion econdmica es fundamental para todo proyecto que se planifique, ya que producto
de sus resultados, determinaran la factibilidad econémica o no del mismo. Para su comprension
se deben manejar una serie de conceptos basicos que se describen a continuacion:

» Capital: Aportaciones tanto de efectivo como de otro tipo de bienes realizados por los
accionistas de una empresa.

» Activo: Esta representado por los bienes y servicios de la empresa. Entre ellos dinero en los
bancos, maquinarias, herramientas, produccion almacenada etc.

» Pasivo: Esta representado por las deudas de la empresa.

» Inversion: Es todo desembolso de recurso financiero para adquirir bienes de produccion, en
este caso en especifico petroleo y gas, que la empresa utiliza durante determinado periodo de
tiempo para cumplir con sus objetivos.

» Ingresos: Son los recursos que percibe un negocio por la venta de un servicio o producto, en
efectivo o a crédito.

» Gastos: Comprenden los activos que se han usado, consumido o gastado en el negocio con el
fin de obtener ingresos.

» Propuesta de inversion: Es ¢l documento base para solicitar la aprobacion de un
presupuesto para determinada inversion, siendo poseedora de informacion detallada del
proyecto que desea se le apruebe el presupuesto. En esta clase de propuestas, se evaltian los

compromisos, el potencial y el beneficio del proyecto.
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» Evaluacion econémica de proyectos: para realizar una correcta definicion de este termino
es necesario, primero, definir proyecto. Un proyecto es la busqueda de una solucion inteligente
al planteamiento de una oportunidad o necesidad, considerando que los recursos son un bien
limitado. La evaluacion econdmica de proyectos, consiste en comparar los beneficios
econdomicos asociados a una inversion con su correspondiente flujo de caja e indicadores de
rentabilidad, siendo la decision de inversion a tomar aquella opcidon que aumente el valor de la
corporacion en términos monetarios.

» Depreciacion: es una disminucion en el valor de la propiedad o equipo debido al uso,

deterioro y caida en desuso.

6.1. Estimacion de flujo de efectivo.

Dentro de la planificacion de una localizacion debe ser de caracter obligatorio la estimacion del
flujo de efectivo, de la buena calidad de su calculo depende el mayor conocimiento de las
variables que inciden para obtener valores mas reales. Se calcula con los ingresos y egresos que

durante el horizonte econdémico establecido genere la propuesta.

6.2. Ingresos.
Los objetivos de la planificacion de las propuestas de inversion mediante programas y

proyectos son:

Mantener un nivel de produccion.

Generar un potencial de produccion de petréleo crudo y/o gas.

Localizar reservas de crudo y gas que garanticen la continuidad operacional de la industria.
Almacenar y transportar el petroleo crudo, gas y productos.

Refinar el petroleo crudo y sus derivados.

Almacenar y distribuir productos para el Mercado Interno.

YV V. V V V VYV VY

Desarrollar la infraestructura requerida por las operaciones.
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6.3. Egresos-Inversiones.

En este concepto se debe incluir el costo total del proyecto siendo sujeto a una evaluacion. Entre
los criterios de mayor relevancia dentro del costo de una inversion, tenemos: estudio de
factibilidad, disefio de ingenieria, ingenieria de detalle, adquisicion de materiales y equipos,

construccion e instalacion de propiedades, plantas y otros sistemas de operacion, etc.

6.4. Costo de operacion y mantenimiento.

Aqui se incluye todos los costos necesarios para la operacion y mantenimiento de la propuesta,
bien sea proyecto o programa que este en evaluacion. Para llegar a una buena estimacion de
estos costos se recomienda tener presente los siguientes criterios:

» Un analisis del comportamiento historico de costos similares.

» La aplicacion de técnicas de prediccion que suavicen la variacion de las estimaciones.

» Lainformacion de las normas y procedimientos existentes en la industria para determinados

elementos de costos tales como: labor, depreciacion, servicios interfiliales, etc.

La opcidén mas recomendada por su practicidad para una evaluacion econdémica, la estructura de

los costos de operacion y mantenimiento, es la estimacion de costos por elementos.

6.5. Indicadores economicos.

En las evaluaciones econdmicas de propuestas de inversion de las Industrias Petrolera, por
lineamientos de la empresa, se aplica para efectos de la decision econdmica el Valor Presente
Neto y la Tasa Interna de Retorno y como un indicador de referencia el periodo de

Recuperacion de la Inversion (Pay Out) y la Eficiencia de la Inversion.

6.6. Valor presente neto (VPN).

Por definicion el valor presente neto es el valor de los flujos de efectivo neto (Ingresos-Egresos)
determinados en base a una propuesta conforme a su horizonte econémico. Desde el punto de
vista de la evaluacion econdémica de propuestas el Valor Presente Neto corresponde a la
diferencia entre el valor de la Inversion, el cual por definicion es un valor actual y la sumatoria

de los flujos de efectivo de operacion descontados a una tasa determinada.
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VPN = - Inversion + Flujos Descontados Ecuacién N° 46.

Un proyecto de inversion al que se le estime un periodo de duracion t, puede dividirse en un
numero de periodos n. En consecuencia el valor actual neto de la inversion serd igual a la
sumatoria de los flujos de efectivo, entre uno mas la tasa de descuento o tasa de interés elevando

el término al nimero del periodo en evaluacion, es decir:

", FE

YN X

Ecuacion N° 47.

Donde:

FE: Flujo de efectivo.

i: Tasa de interés o descuento.

t: Numero de periodos a evaluar.

n: Tiempo total a evaluar.

Si el VPN es >= 0 significa que la propuesta satisface desde un punto de vista econdmico las
exigencias requeridas. Lo anterior significa también que la inversion (que se genera en el Flujo

0) es recuperada a la tasa establecida y en el periodo determinado como Horizonte Econdmico.

Por el contrario, si el VPN es < 0, significa que la sumatoria de los Flujos de Efectivo
descontados a la tasa establecida es insuficiente para recuperar la inversion en el Horizonte

Econdémico correspondiente. Para este caso la mejor decision es la de no invertir.

6.7 Tasa interna de retorno (TIR).

Es aquel valor correspondiente a la Tasa de Descuento (interés) que hace el Valor Presente Neto
igual a cero, es decir, que iguala el Valor Presente de los ingresos al Valor Presente de los
egresos. Desde el punto de vista de la Evaluaciéon Economica de Proyectos corresponde a la
Tasa que a través del descuento de los Flujos de Efectivo (Actualizacion de los Flujos) permite

recuperar la inversion.
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Una forma de calcular el TIR consiste en determinar dos flujos de caja, uno positivo y otro
negativo, estos se designaran como Pt e It, respectivamente. Las tasas de descuentos se
designaran como It para la que corresponde al flujo de caja positivo e | a la correspondiente al
flujo de caja negativo. Considerando la misma tasa de descuento para ambos flujos de caja y
adicionalmente que el valor del dinero reinvertido que se reciba debe ser igual al valor de la

inversion, el flujo de caja total es la diferencia de ambos flujos de caja y la ecuacion queda:

VPN = i(Pt —1t)x(1 +rt)"" =0 Ecuacién N° 48.

t=0

Donde el valor del TIR corresponde a las raices del polinomio formado para un periodo de
tiempo n. Esto resulta un problema cuando se presenta un horizonte econémico muy prolongado
debido a que el grado del polinomio es alto. Este problema se evita resolviendo la expresion

anterior mediante métodos numeéricos.

La Evaluacién Econdmica de una propuesta segun lineamientos de la empresa PetroUCV,

resulta:

» TIR > 15% La decision econdmica es realizar el proyecto o programa.

» 10%< TIR < 15% Se analizara la propuesta para determinar su inclusion en el presupuesto
de inversiones.

» TIR <10% La decisién econdmica es no realizar el proyecto o programa.

El valor de la TIR como minimo debe incluir en su estructura dos criterios basicos:

» El interés sobre el capital invertido: conceptualmente corresponde al costo alternativo de lo
que representaria si el dinero se colocara en el mercado financiero (costo de oportunidad del
dinero) expresado en términos de una tasa de interés real, es decir, que no incluye inflacion.

» El riesgo sobre el capital invertido: por concepto del riesgo que se enfrenta al efectuar una

inversion, cuyo resultado se conocerd en el futuro.
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6.8 Periodo de recuperacion de la inversion.

El periodo de recuperacion de la inversion consiste en determinar el nimero de periodos a partir
de la operacion del programa o proyecto necesarios para recobrar a inversion inicial. Este
método difiere de los métodos expuestos anteriormente por no considerar el valor del dinero en

el tiempo.

6.8.1. Eficiencia de la inversion.

Este indicador se determina también como complemento a los indicadores tradicionales basicos
como son el VPN y la TIR y facilita la decisiéon econdémica sobre una propuesta determinada.
Conceptualmente corresponde a la rentabilidad que en términos presentes (valor actual) se

obtiene por cada unidad monetaria invertida.

También puede hacerse un andlisis de sensibilidad al proceso, modificando los valores de
cualquiera de las variables presentes en la evaluacion econdmica para cuantificar su efecto
sobre la misma. A nivel de la industria petrolera, se establece la realizacion de este analisis a 4
variables principales (inversiones, costos, produccion y precios) pero en la practica puede
realizarse a muchas otras mas. Una de las técnicas para realizar este analisis de sensibilidad es

el Diagrama Arafia.

El diagrama de arana permite realizar el analisis de sensibilidad grafico a las variables mas
importantes para el calculo del VPN del proyecto. Inversion, gastos, precios y produccion. Cada
variable es sensibilizada manteniendo las otras constantes. Este diagrama permite conocer las
variables que mas peso tienen en el VPN, y elaborar un plan para garantizar que las mismas se

comporten como lo estimado.

88



Capitulo 111 Metodologia

METODOLOGIA
1. Revision bibliografica.
La primera fase de este proyecto consistio en la recopilacion de informacion bibliogréfica
relacionada a la perforacion de pozos horizontales, datos geoldgicos, petrofisicos y de
yacimiento, propiedades de los fluidos, principios, correlaciones, estadisticas del campo,
consideraciones de disefio, pardmetros de control, uso de simuladores, construccion de
localizaciones y facilidades de produccion, mecanismos de levantamiento artificial, costos de

las operaciones, etc.

Para ello se realizo la revision de textos relacionados con cada una de las areas mencionadas en
este trabajo, trabajos de grado relacionados con esta propuesta, publicaciones de la SPE,
material existente en oficinas operacionales de PetroUCV del campo Socororo, consulta y notas
de los ingenieros de PetroUCV del campo Socororo, ademas de la consulta en Internet de

algunas paginas Web relacionadas con las areas especificadas en este trabajo.

2. Seleccion del &rea a drenar.

Para seleccionar la ubicacion del pozo y el area a drenar, se recolectaron los datos de la
petrofisica perteneciente a la perforacion del pozo ES- 461, debido a que es el pozo mas cercano
al pozo a estudiar en este trabajo. Un equipo de trabajo de PetroUCV conformado por
Gedlogos, Petrofisicos y Yacimientos seleccionaron un grupo de posibles objetivos para su
desarrollo. Entre las cuales se encontraba la arena UlU, la cual va a ser el objetivo de la

propuesta de este trabajo.

2.1. Seleccion del objetivo, direccion y punto de entrada a la arena.

Ademas de ésta informacidn, se recolectd informacion de pozos vecinos completados en la
misma arena (U1lU), mediante la correlacion de sus registros eléctricos y la historia de
produccion de todos los pozos que en algin momento produjeron crudo proveniente de la Arena
U1u.
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Para la seleccion de la direccion y sentido de la seccidn horizontal de la perforacion del pozo
ubicado en la localizacion PUCV-23, se tomaron diversos criterios entre los cuales podemos
describir los siguientes:

En el sentido Noroeste-Sureste, se realizd una seccion estratigrafica principal, la cual presenta
una tendencia paralela a la estructura y presenta el mayor numero de pozos representativos de la
arena. Los pozos correlacionados en ella fueron: ES-456, ES-455, SOC-03, ES-454 y ES-461, la
direccion y sentido de esta seccion estratigrafica fue hecha con la intencién de obtener la
informacion de la continuidad, espesores y direccién de la arena UlU. Esta informacién
ayudara a seleccionar el punto de entrada a la arena y la direccion de la seccion horizontal

durante la perforacion del pozo.

La seccion estratigrafica seré correlacionada con el mapa estructural, el de facies, el de fallas y a
los mapas de isopropiedades (mapa de saturacion de agua, mapa de la arena neta petrolifera,
volumen de arcilla, porosidad y permeabilidad) para luego definir cual es la orientacion y

longitud optima del brazo del pozo horizontal dentro de la arena U1U.

La navegacion de la seccion horizontal del pozo se debe hacer en el tope de arena U1U, ya que
alli es donde presenta las mejores propiedades, debido a que segun el mapa de facies se logrd

identificar la arena como una barra de costa.

El sentido de la navegacion de la seccidn horizontal debe hacerse hacia el sureste en bisqueda
de los pozos SOC-03 y ES-454, ya que segun las interpretaciones de los registros se pudo

distinguir mayor calidad de las arenas en los alrededores de estos pozos.

La seleccion de la mejor zona a drenar se realizé6 mediante el andlisis y superposicion de los
mapas de isopropiedades (porosidad, permeabilidad, espesores netos de arena petrolifera), una
seccion estratigrafica, el mapa estructural y el mapa de facies, todos ellos correspondientes a la
arena U1U.
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3. Trayectoria del pozo.

Una vez establecida la profundidad, la direccion y sentido del brazo horizontal de pozo se
procedio al disefio de la trayectoria de este. Para ello se utiliz6 un programa comercial de
computadora utilizado por PDVSA para disefios de este tipo. Los datos requeridos para la
corrida del mismo fueron: las coordenadas de superficie, las coordenadas del punto de entrada a
la arena, el gradiente de fractura de la formacion, ubicacion de la tangente para colocar una

bomba de levantamiento artificial.

En operaciones de perforacion de pozos horizontales hechas en Area Mayor de Socororo se ha
determinado la tendencia a cumplir con criterios similares en el disefio de una perforacion de un

pozo horizontal. Las consideraciones generales son las siguientes:

» El revestidor de superficie se asentara a una profundidad de 1200 pies, con la finalidad de

proteger los mantos de agua superficiales.

» Antes de llegar a la seccién tangencial, la tasa de construccion del angulo debe ser constante
y alrededor de 3°/100 pies (MD).

> La tangente de la bomba debe tener un angulo constante entre 50° y 60° y una longitud entre
100y 150 pies (MD), distancia suficiente para colocar la bomba de levantamiento artificial.

> Después de la tangente de la bomba, se debe construir con una tasa maxima de 7°/100
pies (MD) hasta alcanzar los 90°.

» Ladistancia TVD entre el comienzo de la tangente de la bomba y el punto donde se llega a
los 90° debe estar entre 250 y 300 pies.

» Con base a la interpretacion geoldgica y a la informacion de pozos vecinos, la longitud para
el brazo horizontal debe ser de 1200 pies, con el fin de tener la mayor area de contacto con

la arena productora y respetar el area de drenaje de los pozos vecinos.

3.1 Curvas de presion de poro y gradiente de fractura.

Para la perforacion de cada una de las fases del pozo horizontal es necesario el conocimiento de
la presion de poro y el gradiente de fractura de la formacion para asi evitar cualquier una

pérdida de circulacién o una arremetida, para ello antes del inicio de toda perforacion se debe
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establecer una "ventana operacional” de densidades de lodo, que no es mas que un intervalo
definido por las curvas de presion de poro y gradiente de fractura, dentro de estos limites
deberan estar las densidades de los fluidos de perforacion usados para no ocasionar una fractura

a la formacion o una arremetida por parte de ella.

En la definicion de esta ventana operacional se us6 la data perteneciente al Area Mayor de
Socororo utilizada por el departamento de VCD de PDVSA San Tomé, en la cual se determina

el tren de presion de poro y gradiente de fractura del area.

3.2 Punto de asentamiento de los revestidores.

Para la definicion de los puntos de asentamiento se emple6 un programa comercial de
computadora. Este programa utiliza la siguiente data en sus calculos: el tren de presion de poro
y gradiente de fractura para el area, la trayectoria del pozo, topes formacionales e informacion
de pozos vecinos, ademas de informacion como las coordenadas del pozo, la profundidad total,
la elevacion del terreno y la elevacion de la mesa rotaria. Las consideraciones de disefio

tomadas en cuenta fueron:
a) Margen de sobre balance 0.5 Ipg.
b) Limite para pega diferencial 1500 - 2000 Ipc.

c) Tolerancia a arremetida 0.5 Ipg.

3.3 Disefio de revestidores.

Determinados los puntos de asentamiento y diametro de los revestidores, se utiliz6 un programa
comercial de computadora para el disefio de revestidores. Se definieron las cargas actuantes en

cada seccion de tubular y se manejaron los factores de disefio establecidos por PDVSA.
Para la ejecucion de este simulador son necesarios los siguientes datos.

» Profundidad del pozo.
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Direccion de la seccion transversal.
Elevacion de la mesa rotaria.

Perfil de presion de poro.

Perfil de gradiente de fractura.

Perfil direccional o Survey del plan del pozo.

YV Vv VY VYV V V

Esquema mecanico de los revestidores (OD, tamafio de hoyo, profundidad del colgador,

profundidad de la zapata, profundidad tope del cemento y peso de lodo).

Y

Densidad del fluido de completacion.

» Profundidad de asentamiento de la empacadura = 200 pies por encima de la zapata del

revestidor de produccion.
» Factores de disefio para Estallido, Colapso y Esfuerzos Axiales. (Ver tabla 5).
» Densidad de la mezcla de agua.

> Densidad de la lechada de cemento

Existen valores minimos de los factores de disefio, segin PDVSA para los revestidores y

tuberias de produccion.

Tabla 2. Factores de disefio para revestidores segin normas de PDVSA.

Revestidor Colapso  Estallido  Tension Compresion VME

Conductor N/A N/A

Superficie i
Intermedio 1,1
Produccién 1,1
Tuberia de 11

4. Célculo de las propiedades PVT.
Para calcular la presion y temperatura del pozo, se utilizaron las correlaciones proporcionadas

por el area de yacimientos de la empresa y que fueron originadas a partir de pruebas RFT y
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FMT realizadas a pozos del campo, los cuales fueron: ES-451, ES-452, ES-453, ES-454 y
ES-457.

_ Prof,y +279.79
B 2.3744

Ecuacion N°49.
_ Prof,um +2599.3
- 39.57
La profundidad debe estar en pies bajo el nivel del mar (pbnm).

T

Estas ecuaciones vienen dadas por las correlaciones de Profundidad vs. Temperatura y de

Profundidad vs. Presion, de los registros RFT de la zona Este del Area Mayor de Socororo.

Para la determinacion de la gravedad API del crudo se realizé una estadistica de los valores de

esta en los pozos que estan completados en la arena U1U.

La relacion gas-petroleo en solucién y el factor volumétrico de formacion se determinaron por
las correlaciones de Standing, debido a que son las que han demostrado ser las que, segun el
departamento de yacimiento de PetroUCV, las que mejor se ajustan a las caracteristicas del

Area Mayor de Socororo:

1.2048
Rs =7, {K%} ' 1.4}x10<°-°”5”"°-°°°9“>} Ecuacion N°S0.
1.2
B, =0.9759 + 0.00012[( Rs y—gj +1.25T] Ecuacion N°51.
Vo
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Para el calculo de la viscosidad se utilizd la ecuacion de Beggs & Robinson, que es la que mas
se adecua a las condiciones del campo y es la que ha sido usada por el departamento de

yacimiento de PetroUCV para los céalculos de produccion del Area mayor de Socororo:

3.00324-0.02023 API ) XT -1.163 ]

(
Homuero = 10 [10 -1 Ecuacion N°52.

B

#OViVO = A(/’IO Muerto) ECuaC|én N°53.

A =10.715(Rs +100) *°*
B = 5.44(Rs +150) *%* Ecuacion N°54.

5. Calculo del Indice de Productividad.
Para el calculo del indice de productividad, de los tres métodos indicados en el marco tedrico se
utilizé el método de Joshi por ser el que mejor ajusta a las condiciones de campo segun el

departamento de produccion de PetroUCV.

6. Sensibilidad de la longitud del brazo horizontal.

La productividad de un pozo horizontal debe tener valores cada vez mayores a medida que se
incrementa la longitud del brazo horizontal, por lo cual se realizaron célculos de sensibilidad
para cada uno de los métodos utilizados para el calculos del indice de productividad
aumentando la longitud del brazo en intervalos de 5% hasta hacer los célculos con una longitud
total de 1200 pies, con el fin de demostrar que se obtiene el mejor indice para una longitud de
1200pies. Posteriormente se grafico el indice de productividad versus los porcentajes de
longitud para observar el comportamiento de la curva y determinar la longitud del brazo
horizontal.
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7. Construccion de la curva de oferta de fluidos (IPR).

La curva de ofertas de los fluidos del yacimiento o relacién de comportamiento de afluencia
(IPR) se obtuvo a partir de los datos proporcionados por el calculo del IP, lograndose asi
establecer una relacion entre las presiones de fondo fluyente y sus correspondientes tasas de

petréleo.

Para los calculos del IPR se utilizo la formula de Vogel para yacimientos saturados, con esta
formula y la variacion de los valores de la presion de fondo fluyente desde la presion de
yacimiento hasta cero, se consiguieron los valores correspondientes de las tasas de petroleo. En
la gréfica de Pwf (psi) vs. Qo (bpd), se puede observar que el volumen de crudo que aporta un

yacimiento a un pozo es inversamente proporcional a la presion de fondo fluyente en este.

Para la construccion de la curva de IPR se tomaron varios escenarios en funcion de reducciones
del indice de productividad, tomando valores de reducciones entre 0 y 50%. El caso ideal es
donde la reduccion es de 0% y el caso pesimista es cuando la reduccion es de un 50%. El
objetivo de tomar diferentes reducciones de IP de la formacién fue considerar un conjunto de
escenarios mas realistas, puesto que a pesar de los cuidados que se puedan tener en la
perforacion y los posibles trabajos de estimulacion al yacimiento, siempre queda un dafio

irreparable que afecta y disminuye la productividad del pozo.

8. Obtencion de la curva de demanda (TPR).
La obtencion de las curvas de demanda de los fluidos o la relacion del comportamiento de
afluencia se obtuvieron por medio del programa comercial de computacion que toma los valores

de longitud de las tuberias y sus diametros para el disefio de la trayectoria del pozo horizontal.
La ecuacion aplicada con el método de Vogel es la misma utilizada para el célculo del IPR y el

método de Hagerdorn y Brown evalla la variacion de la velocidad de flujo de liquidos en

tuberias bajo ciertas condiciones afectadas por las pérdidas de energia por friccion.
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Con los resultados proporcionados por este simulador se grafico Pwf (Ipc) versus tasas de
produccion (BPPD) para determinar la habilidad que tiene el pozo en conjunto con sus lineas
de flujo de transportar el crudo del yacimiento.

9. Declinacion del IPR para el calculo de las tasas para la produccién del pozo.

Para la declinacion de indice de productividad del pozo, se tomaron porcentajes del 0% al 100%
del mismo, se construyeron cada una de las curvas respectivas y se intersectaron con la curvas
de demanda (TPR). Se seleccionaron las tasas correspondientes a los puntos de corte de las
curvas de oferta y demanda, en los cuales el volumen de fluido que aporta el yacimiento es igual

a lo que es capaz de transportar la tuberia mediante flujo natural.

10. Seleccion del tipo de completacion de produccion.

Para la seleccion del tipo de completacion de produccion se reviso las completaciones de los
pozos que estan completados en la arena de este estudio y se tomaron en cuenta parametros
como: la ubicacién en el pozo, presion de trabajo, temperatura y profundidad del mismo, la
configuracion y mecanismo de produccion, los métodos y las tasas de produccion, el dafio a la

formacién, problemas de conificacion o de arenamiento.

Teniendo en cuenta que la productividad del pozo declina con el tiempo, también se disefidé un
sistema de levantamiento artificial, tomando como prioridad la opcion de una Bomba de
Cavidad Progresiva teniendo en cuenta las ventajas ya descritas sobre un sistema de
levantamiento artificial por bombeo mecéanico. Aunado a esto, dentro de los proyectos de
produccion de la empresa se tiene establecido el uso de este tipo de bombeo tanto por su
practicidad y facilidades operativas.

Por medio de un programa comercial de computadora se simuld y se determiné el disefio del

levantamiento artificial por Bombeo por Cavidad Progresiva, el cual requiere los siguientes

parametros para establecer el comportamiento de la Bomba en el pozo:
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» Tasa de produccion (esta es dependiente de la tasa a la cual se quiere poner a producir el
pozo y esta a su vez del analisis de la tasa de produccion en funcion del tiempo de
irrupcion).

> Presion de cabezal.

» Profundidad de asentamiento de la bomba.

» Trayectoria del pozo.

» Gravedad API del crudo.

» Nivel de sumergencia minimo de la bomba (establecido en 500 pies como minimo por
encima de la profundidad de asentamiento de la bomba en TVD).

» Punto medio de la seccion horizontal.

» Propiedades del fluido.

11. Calculo de la tasa critica de petrdleo y tiempo de irrupcion para las diferentes tasas.

Para el célculo de la tasas critica existen varios métodos y el uso de cualquiera de ellos depende
de las condiciones del yacimiento y del ajuste a los datos proporcionados por el area de
yacimientos de la empresa a las condiciones del campo. Esta fue determinada por medio del
método de Oskan & Raghaven’s ya que ellas es la correlacion que mas se ajusta a las

condiciones de campo establecidas en este trabajo.

Para las tasas obtenidas con las intersecciones de las curvas de oferta con la curva de demanda
se realizaron los célculos para determinar la tasa critica y los tiempos de irrupcion para cada una
de ellas, que posteriormente se utilizaran para el analisis econdmico. El tiempo de irrupcion va

ser dependiente de la tasa de produccién y van a ser determinante para anélisis econoémico.

12. Facilidades de produccion en superficie.

Para realizar la simulacion y el estudio del comportamiento de los fluidos provenientes del
pozo, usaremos un programa comercial de computadora, el cual usa la correlacion de Beggs &
Brill, para simular el comportamiento del crudo a lo largo de las lineas o tuberias de produccion

en superficie. La produccién de este pozo sera enviada a un multiple de produccion.

98



Capitulo 111 Metodologia

Los datos suministrados al programa para tal simulacion fueron los siguientes:

» Longitud de la linea de produccion desde el cabezal del pozo hasta el multiple de
produccién.

» Diferencia de elevacion del terreno.

» Temperatura ambiental.

> °API del crudo.

» Tasa de produccion.

> Presion de cabezal.

» Presion de llegada al maltiple.

» Viscosidad del fluido.

Este simulador determina los parametros de operacion del tendido de tuberia en superficie desde
el cabezal del pozo hasta el multiple de produccidn, entre los cuales tenemos la presion de
operacion del cabezal, la presion de salida al multiple de produccion, el didmetro éptimo de la

tuberia y la tasa méxima que puede manejar dicha tuberia bajo los pardmetros establecidos.

13. Evaluacion econdmica de los diferentes escenarios presentados para la produccion del
pozo PUCV-23.

La evaluacion econdémica de un proyecto se basa en la comparacion de los beneficios
economicos relacionados con una inversion con su correspondiente flujo de caja, donde la
decision de la inversion se tomard para aquellas opciones que tiendan a aumentar el valor

monetario de la empresa.

Para el calculo de los indicadores econdmicos establecidos por la empresa, se utiliz6 el
programa comercial de Evaluacién Econdémica (See Plus), el cual requiere datos de costos
totales del proyecto, duracion estimada del mismo, tasa de produccién, relacion gas-petroleo,
gravedad API° del crudo a producir y campo del que se esta produciendo. El horizonte
economico utilizado fue de 20 afios (normativa de la empresa) y el valor del dolar respecto al
bolivar de 2150 Bs./$ (valor actual). Este programa nos ayuda a obtener los indicadores

economicos de VPN (MMBs) y TIR (%).
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14. Delimitacion del escenario de produccion segun la evaluacion economica.

Los criterios utilizados para la delimitacion de un escenario econémico fueron los siguientes:

» Evaluar los resultados de VPN y TIR obtenidos para las diferentes tasas de produccion, ya
que segun normativa de PDVSA los proyectos deben cumplir con VPN >0y TIR > 15 %.

» Evaluar los resultados del TP (afios) para verificar que no sean mayores al tiempo de

irrupcion.

Ya establecido y expuesto el escenario de las tasas de produccion que se pueden usar y la
evaluacion econémica para las diferentes propuestas mostradas anteriormente se realiz6 una
seleccion de aquellas tasas de produccion donde el analisis econémico arroja un VPN>0 y una
TIR> al 15%.

15. Seleccidn de la tasa de produccion del pozo
Se seleccionard un rango de tasas posibles de produccion segun las intersecciones entre la
declinacion de la curva de oferta y la curva de demanda del pozo. Luego se realizara una

evaluacion entre los indicadores econdmicos para cada una de las tasas del rango seleccionado.

16. Prondstico de produccion por declinacion de la tasa seleccionada.

En esta fase se procedio a graficar produccion (BPPD) versus t (afios) y produccion acumulada
versus t (afios), para visualizar cual serd la vida productiva del pozo. Se tomaron como datos un
estimado de 26% de declinacion anual y como limite econémico de 25 BFPD (Datos
suministrado por la empresa PetroUCV). Con esto se pretende estimar en cuantos afios se llega
a la tasa de produccion de 25 BFPD y determind la produccion acumulada del pozo desde su

apertura a produccion hasta el tiempo estimado en la primera parte.
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ANALISIS DE RESULTADOS
1. Seleccion del area a drenar.
En la figura 30 se puede observar el mapa estructural del yacimiento U1U, SOC-3, el cual esta
limitado por un contacto agua petréleo al norte y un conjunto de fallas al sur, este y oeste del

yacimiento. En este se puede observar la ubicacion del pozo y la direccion del brazo horizontal.

La localizacion PUCV-23 se ubicd en las siguientes coordenadas UTM en superficie: N-
970.010 m y E-326.760 m. De ella partirda un pozo de tipo horizontal con punto de entrada a la
arena U1U cuyo tope se encuentra a una profundidad de 4295’y la base se encuentra a 4313,
perteneciente al yacimiento UlU SOC-03, ubicado en campo Socororo Este. El punto de
entrada a la arena se localiz6 en el tope de esta a coordenadas UTM: N-970.050 m

y E-326.370 m.

El brazo horizontal tendrd una longitud de 1200 pies medida a partir del punto de
horizontalidad, obteniéndose el mayor contacto con la arena productora y por ende el mayor
indice de productividad, longitud maxima permisible la cual se puede extender el brazo para
respetar el area de drenaje de los pozos vecinos. Este fue colocado en la zona donde la arena
presenta las mejores condiciones geoldgicas y petrofisicas (ver figuras 31 a la 37), las cuales

seran mostradas a continuacion en la tabla 3:

Tabla 3. Propiedades de la arena U1U.

Tope Base Espesor (G) Arena Porosidad Sw Prom Swi Vshale K

(pies) (pies)  (pies) Neta (AN) VO (%) %) (%) (%) (mD)

UKNUNN 4205 | 4313 17 10 0,5882 26 35 28 20 305

Arena

Se propone realizar la perforacion 5 pies por debajo del tope de la arena objetivo, debido a que
la arena posee mejores propiedades en el tope que en su base. Esto observado en el mapa de

facies (figura 39).
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A continuacion se muestra el mapa estructural, la seccion estratigrafica, el mapa de facies y los

mapas de isopropiedades utilizados para la seleccion del area a drenar.
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Mapas y superficies de la arena U1U para la seleccion del area a drenar

SUPERFICIE DE ISOPERMEABILIDAD DE LA ARENA U1-U

Figura 31. Mapa de isopermeabilidad de la arena U1U.

SUPERFICIE ISOPACA ARENA U1-U

Figura 32. Mapa Is6paco de la arena U1U.
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SUFPERFICIE DE ISOPOROSIDAD ARENA U1-U
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Figura 33. Mapa de isoporosidad de la arena U1U.
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Intercepcion de Mapas de Isopropiedades de la Arena ULU
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Figura 35. Interseccion del mapa de isopermeabilidad con el de espesores.
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Figura 36. Interseccion del mapa de isoporosidad con el de isopermeabilidad.
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Hoxte (m)
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Figura 37. Interseccion de los mapas de isoporosidad, isopermeabilidad y espesores.
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Figura 38. Seccién estratigrafica de la arena U1U.
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Figura 39. Mapa de facies de la arena U1U.
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La navegacion de la seccion horizontal del pozo se debe hacer en el tope de arena U1U, ya que
alli es donde presenta las mejores propiedades, debido a que segiin el mapa de facies se logrd

identificar la arena como una barra de costa.

El sentido de la navegacion de la seccion horizontal debe hacerse hacia el sureste en busqueda
de los pozos SOC-03 y ES-454, ya que segun las interpretaciones de los registros se pudo

distinguir mejor calidad de la arena en los alrededores de estos pozos.

2. Propiedades de la arena U1U.
A continuacioén se muestran algunas propiedades petrofisicas de la arena U1U en la zona este
del area mayor de Socororo tales como espesor de arena, arena neta petrolifera, relacion espesor

neto-total, porosidad, saturacion de agua promedio, volumen de arcilla y la permeabilidad.

Tabla 4. Recopilacién de los datos de las propiedades de la arena U1U en el AMS.

Propiedades de la arena U1U en el Area Mayor de Socororo

Espesor | ARENA W CLEMEN K

POZO | ARENA BASE NETA AN/G POROSIDAD

(©) (} PROM AR?Z:;:_LA (Timur)

SOC-03 | UlU |4334 4365 31 6 0,52 0,26 0,35 | 0,15 |254,0
SOC-04 | UlU |4320 4354 34 20 10,59| 0,29 0,32 | 0,04 4110
SOC-05 | UlU |4250 4289 39 16 [041]| 0,27 0,35 | 0,08 |300,0
ES-401 | UlU |4341|4378 37 12 |0,49| 0,27 0,37 | 0,13 |300,0
ES-446 | UlU 143164351 35 18 [0,51]| 0,26 0,32 | 0,05 |254,0
ES-454 | UlU |4290 4321 31 16 |0,52| 0,244 |0,458| 0,142 |254,0
ES-402 | UlU |4353 4388 35 20 |057| 0,25 0,39 0,2 [214,0
ES-413 | UlU | 4404|4433 29 16 |[0,55| 0,23 1 0,25 |148,0
ES-415 | UlU |4397 4426 29 17 |0,59| 0,29 1 0,06 |411,0
ES-439 | UlU |4212 4239 27 15 [0,56]| 0,25 0,58 | 0,18 |214,0
ES-455 | UlU | 4394 | 4427 33 18 |0,55]| 0,24 04 0,25 |179,0
ES-456 | UlU |4375|4413 38 20 10,53| 0,28 0,36 0,1 [352,0
ES-403 | UlU |4423 4460 37 13 |[0,51] 0,31 1 0,2 |[551,0

ES-404 | UlU | 4402|4434 32 18 [0,56| 0,25 1 0,2 [214,0
ES-405 | UlU [4288|4322 34 20 |0,59| 0,25 1 0,2 |214,0
SOC-01 | UlU |45534590 37 20 |054| 0,28 1 0,1 [352,0
ES-443 | UlU |4507 | 4540 33 19 [0,58| 0,28 1 0,11 |352,0
ES-406 | UlU | 4376 | 4406 30 16 0,53 0,29 1 0,05 |411,0
ES-407 | U1U |4437|4465 28 16 |0,57| 0,29 1 0,06 [411,0
ES-451 | UlU | 4364|4395 31 16 10,52| 0,28 0,36 0,1 |352,0
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A continuacién se muestra la produccion acumulada de la arena U1U en diferentes pozos:

Tabla 5. Producciéon Acumulada de la arena U1U.

PRODUCCION ACUMULADA DE LA ARENA U1U

CALCULADA HASTA EL 10/10/05

POZO PETROLEO (BN) GAS (MPCF) AGUA (BN)

SOC-03 617.928 2.193.372 113.873
ES-455 56.718 15.359 9.648
ES-456 371 2.073 5.387
SOC-04 759.418 212.715 171.502
ES-446 809.061 354.282 273.354
ES-451 79.409 22.800 38.098
ES-401 497.310 240.919 64.795
ES-420 101.535 598.499 140.762
TOTAL
PRODUCIDO

2.921.750 3.640.019 817.419

3. Disefio de la trayectoria del pozo, puntos de asentamiento y diametros de los

revestidores:

3.1 Disefio de la trayectoria.

Al utilizar el programa comercial de computadora (Compass), se establecio la propuesta de la

trayectoria apropiada para este pozo. A continuacion se muestran los resultados obtenidos de la

simulacion:

» Perforar la seccion vertical hasta el KOP, el cual se localiza a 2630.5 pies de profundidad.

» A partir del KOP comienza una seccion de construccion de angulo de desviacion de 3.22 °
/100 pies perforados (MD), hasta llegar a un angulo de 53°, punto de inicio de tangente.

» En la seccion tangente se perforara 100 pies (MD) a un angulo constante de 53°, donde se
localizara la bomba BCP.

» Comenzar a construir angulo a una razén de 6,25°/100 pies hasta llegar al tope de la arena
con un angulo de 87°.

» Mantener un Azimuth constante de 275,86° durante todo el proceso de perforacion

» Disminuir la tasa de construccion de angulo a 1.61° por cada 100 pies, hasta alcanzar los

90°, justo 5 pies por debajo del tope de la arena.
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» Perforar 1200 pies de seccion horizontal debido a que se quiere tener el mayor contacto con
la arena productora respetando los radios de drenaje de los pozos vecinos, razon por la cual
no se aumenta la longitud del brazo.

» La “navegacion” se realizara a 5 pies por debajo del tope de la formacion, paralelo a la

estructura.

A continuacién se muestra un a tabla resumen de los resultados obtenidos (para mayores

detalles ver Anexo 1):

Tabla 6. Resumen de resultados de la trayectoria planificada del pozo.

Resumen de la Trayectoria Planificada

MD Angulo Azimuth TVD N/S E/W VertSec. preg
(pies) (deg)  (deg) (pies) (pies) (pies) (pies)  (deoto0pie)
o N

Superficie.

0 |
Kop B 2c30.5 HRE
| 27586 |

Inici 275,86 [ENINS 7048 I 322
Fin de tangente. 4111,8 784,3 0

Entrada ala -

arena ULU. 4920,5 275,83 [EYALEN 131,8 1285,4‘ 1292,1 6,25
Punto de -

horizontalidad. 5106,9 275,86 {o[oll 150,7 1470’7‘ 1478,4 1,61
Punto final. 6306,9 275,86 ool 273,3 2664,4‘ 2678,4 0]

El pozo tiene una profundidad medida (MD) de 6.306,9 pies y una profundidad vertical de

4300 pies (TVD). La clasificacion de este pozo de acuerdo a la construccion realizada y a su
radio de giro desde la vertical hasta la posicion horizontal, es de radio largo. En la figura 40 se

muestra la vista de planta, seccion vertical del mismo y una vista 3-D de la trayectoria del pozo.
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Plan: Plan #1 (PUCV-23/Trayvectoria 1)

c)

Figura 40. Vistas de la trayectoria planificada para la localizacion PUCV-23

a) Vista de planta de la trayectoria del pozo.

b) Seccion vertical de la trayectoria del pozo.

¢) Vista 3-D de la trayectoria del pozo.
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Los radios de curvaturas obtenidos en la trayectoria se presentan a continuacion:

Tabla 7. Resumen radio de curvatura del pozo.

Inicio Final (MD) Tasglde ) Radio de
(Pies) construccion (°/100  Curvatura

pies). (pies).

Seccion  (MD)
(Pies).

N°l 2700 4276,5 1779,4
N°2 4400 4920,5 916,7
N°3 5000 5106,9 3558,85

3.2 Puntos de Asentamiento y Tipo de Revestidores.

Con la ayuda del programa comercial de computacion (Casing Seat), se determiné los diametros

de los hoyos, diametros de los revestidores, puntos de asentamiento de revestidores, y

densidades de lodos a utilizar.

* Hole Size
O Casing 0D

Figura 41. Configuracién de hoyos y revestidores.

T Cosiigsad b= [UEs e Al e BT TR IV e e S T s L G S |
Design Plot - Base Case - 7" Casing to TD - #t - 3

i 13t a7 '1}'2'--5'J"

r-1 = Design Constraints Lower |--------- bomas

= AN i

g AT P R P
& : ! H

=} H 1 H H

= H i F R
ROV SOUDUINS SUUUUUN DUV SURO S S VORGSO 1 SO | O
2 + Pore Pressure : i 2o 58" (12 1447+ |.3:1f2') y

i | @ Design Constraints Upper | & ! :
771 Frac Gradient I S R
i | = Mud Weigh @ Shoe :

- R Y

f i f i i f T f i
6,75 7.50 5.25 9,00 9.75 1050 1125 1200 1275 1350 1425 1500 1575 1650 17.25
Equivalent Mud Weight (ppg)

-

Figura 42. Curvas de presion de poro y gradiente de fractura (ventana operacional).
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En la tabla 12 se muestran los valores densidad obtenidos para la perforacion del pozo, los
cuales se encuentran dentro del rango de las operaciones de perforacion en el Area mayor de
Socororo. Por esta razén podemos decir que son aceptables y recomendados para la perforacion
del pozo propuesto en este trabajo.

Tabla 8. Resultados de la seleccién y disefio de revestidores.

Densidad de
Densidad del lodo Presion  lodo para Grad.de  Diametro Didmetrode Densidad de
Profundidad TVD para arremetida de poro fractura fractura de Hoyo Revestidor lodo de disefio
(pies). (Ib/gal). (psi). __(Ib/eal). (Ib/fb). (). (pulgada).  (jp/gal).

R 0,624 133/8
[ 86 BEMEE 1365 RO 9588
sl o7 EFSVPE
18223/ KN 0,715 7

Por medio del programa comercial de computacion (Stress Check), se determinaron los tipos de
revestimientos a emplear de acuerdo a las densidades de fluidos de perforacion usados en la
operacion, ademas de, las densidades de la lechada de cemento y las presiones hidrostatica que
ellos generan. Para ello se tomaron los valores de seguridad establecidos por PDVSA para el
disefo. Los datos proporcionados al simulador fueron los siguientes:

Profundidad del pozo = 6307 pies (MD) y 4300 pies TVD.
Direccion de la seccion transversal.

Elevacion de la mesa rotaria = 21 pies.

Perfil de presion de poro.

Perfil de gradiente de fractura.

Perfil direccional o Survey del plan del pozo.

vV V Vv VY V¥V VYV V

Esquema mecanico de los revestidores (OD, tamafio de hoyo, profundidad del colgador,

profundidad de la zapata, profundidad tope del cemento y peso de lodo).

Y

Densidad del fluido de completacion.

» Profundidad de asentamiento de la empacadura = 200 pies por encima de la zapata del

revestidor de produccion. 4721 pies (MD).
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» Factores de disefio para Estallido, Colapso y Esfuerzos Axiales. (Ver tabla 2).

» Densidad de la lechada de llenado = Hoyo de superficie: 13.5 Ib/gal y hoyo de produccion:

15.6 1b/gal.

» Densidad de la lechada de cola = Hoyo de superficie: 14.2 1b/gal y hoyo de produccion: 15.6

1b/gal.

» Densidad del fluido de desplazamiento = 8.33 Lb/gal.

» Definir cargas de Colapso, Estallido y Esfuerzos Axiales tomando en cuenta los criterios de

PDVSA para cada uno de los revestidores definidos. (Ver cargas de Estallido, Colapso y

Esfuerzos Axiales).

A continuacion en la figura 43 se muestran los resultados de la ejecucion del simulador Stress

Check.

LSt e TP STy St ot P9 5] A=x)

WD Intereal D‘[iﬂ: Dia. | Minimum Safety Factor (Abs)
ift) (i) Burst [Collapsd Aswal | Triaxial
Surface Casing 13 3/8°, 64.50 lbmitt, J55  BTC, J55 21-1200 12459 2236 @ 214 484 280

DDANeRight /Grade Cannection

Imermediate Casing 358", 43.50 lomift, N-B0  BTC, N-60  21-4321 g6 A 475 188 357 204

Praduction Liner 7", 23,00 lbmift, N-BO BTC, N-EB0 47218307 62504 390 197 323 300

M~ jm )| & |0d | b —

Figura 43. Resumen de los tipos de revestidores a usar, tipos de conexién y profundidad de asentamiento.

De acuerdo a lo mencionado anteriormente se puede resumir en la tabla 9 los resultados para el

asentamiento de los revestidores y la seleccion de ellos segun las densidades de fluidos de

perforacion y de cementacion a utilizar.

Tabla 9. Caracteristicas y tipos de revestidores a usar.
Prof. De
Tipo de Revestidor asentamiento
(pies)

Superficie 1200 21-1200 1221 54,5
Produccion 4921 21-4921 4942 43,5
Liner Colgado 4721-6307 1586 23

Intervalo Longitud Peso

MBico)l R (pics i BMIb pics i pRCase
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La zapata del revestidor de superficie estara localizada a 1200 pies (MD) y la del revestidor
intermedio se ubicara a 492 1pies (MD) o 4294 pies (TVD). Debido al tipo de completacion que
serd detallada posteriormente, el L/ner de produccion sera colgado 200 pies por encima de la
zapata del revestidor de produccion. La cementacion del revestidor de superficie se realizara
completa, es decir, desde 1200 pies hasta superficie; la cementacion del revestidor de
produccion serd desde 4921 pies hasta 1000 pies. A continuacion se muestra en la figura 44 un

diagrama mecénico del pozo.

Superficie,

(~s— Hoyo 17 12"

@ 1000 i (M),
e 1200 ft (WMD),

Revest. 13 38" — g

Revest. 9 58"

Hoyo 12 14"

@6307 ft (MD).

\

Liner 7"

Figura 44. Diagrama mecanico del pozo.
4. Calculo del PVT.

Por medio de las correlaciones usadas para el célculo de las propiedades y presentada en los
apéndices tenemos que los valores de la presion y la temperatura del yacimiento se presentan el

la tabla 10:
Tabla 10. Resultados de los calculos PVT.

Resultados de los calculos PVT

Pyac (Ipc)
Tyac (°F)

Rs (PCN/BN)
Bo (v/v)
umuerto (cps)

uvivo (cps)
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La estadistica realizada en los pozos completados en la arena U1U determin6é como resultado

que la gravedad API esta por el orden de los 16.5°.

El factor volumétrico del petroleo y el gas disuelto se calcularon con la correlacion de Standing
(ver Apéndice 1).

» Laviscosidad del fluido se calculd con la correlacion de Beggs & Robinson.

5. Calculo del Indice de Productividad (IP).

Segun el método de Joshi se obtuvo un valor de IP de 4,17 BFPD/Ipc, usando los siguientes
datos: permeabilidad 305 mD, Bo de 1,12 BY/BN, una viscosidad del crudo de 6,37 cp, una
porosidad del yacimiento de 26%, un espesor de arena neta de 15 pies y una longitud del brazo
de 1200 pies. Por medio de las ecuaciones mostradas en el marco tedrico para la determinacion
del area de drenaje horizontal del pozo y el radio de drenaje se obtuvo que el area de drenaje

equivalente es 52 acres y el radio efectivo de drenaje es 852 pies.

6. Calculo de la curva de oferta del yacimiento (IPR).
Asumiendo la presion de burbujeo igual a la presion de yacimiento se realizo la grafica de IPR
(Qo versus Pwf), la cual se muestra en la tabla 11.

Tabla 11. Datos para la construccién de la curva de oferta del yacimiento (IPR).

Qo (BPD) Pwfs (psi)

0 1635
323 1553
631 1472
924 1390
1203 1308
1467 1226
1717 1145
1951 1063
2172 981
2377 899
2568 818
2744 736
2905 654
3052 572
3184 490
3301 409
3404 327
3492 245
3565 163
3624 82
3668 0 117
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Curvade IPR

1800 -
1600 §
1400
1200 -
1000
800
600
400
200 \\
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000
Tasa de Qo (BPD)

Pwf (psi)

Figura 45. Curva de oferta del yacimiento calculada.

En esta figura 45 se muestra la tasa maxima de 3668 BPD que aporta el yacimiento cuando la
presion de fondo fluyente presenta un valor de 0 Ipc. Este valor de tasa se considera alto debido
a que en los calculos no se han considerando dafos que puedan perjudicar a la formacion
durante el proceso de perforacion o Completacion del pozo. También hay que tener en presente
que el pozo por ser de tipo horizontal posee un mayor caudal en comparacién a un pozo de tipo

vertical

7. Sensibilidad de la longitud del brazo horizontal.

Mediante el uso de las ecuaciones para el calculo del indice de productividad se realizaron los
calculos para la determinacion de la sensibilidad del indice de productividad en funcion de la
longitud, para ello se fue aumentando la dimension del brazo horizontal desde un 0% hasta un
100% de su longitud. Luego se realiz6 de manera demostrativa una grafica de los IP versus %
de longitud. Ademas se mostrara la sensibilidad del area de drenaje y del radio de drenaje

efectivo del pozo.
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Tabla 12. Datos de la sensibilidad del brazo horizontal.

Sensibilidad L Areéa drenaje

Reh
efectivo

(o).

(acres).

(ft).

83728576
92864
9,67457152
,09321441
,51185729
3,93050017
,34914305
3

:

(QUIERN 779,84495
UELTRPPN 702,35627
30 304,67308

[ 420 |

240
300
420
540
600
720
840

WN NN

W W W W Ww
N W N = O

780

a0 |
o0 |
o0 |
95421474
37285762

Jh Borizov
(BPD/psi)

1,3961945
1,6263348
1,8243122
2,0044478
2,1732384
2,3343161
2,4899551
2,6416967
2,7906493
2,9376478
3,0833461
,2282725
,3728666
175027
,6625073
3,8081702
3,9547539
4,1024999
4,2516336

1P

Jh Joshi
(BPD/psi)

JhE,OyT
(BPD/psi).

=)

), 7307082
,0397609
,3186147
,5714896
,8018545
,0125869
,2060941

84405
5492421
,7020769
,8441744
766276
1003862

16279

Y SN

NN

o W N

L.

WWWWww,

6144993
7004046

5,00
4,50
4,00
3,50
3,00

2,50
2,00
1,50
1,00
0,50
0,00

SO Y

Jh (BPDILpc)

[

& & @

Promedio
(BPD/psi).

1,1020533
1,3450733
1,5583874
1,7525825
1,9330433
2,1031244
2.2651701
24209523
2,5718894
2,7191725
2,8638439
3,0068524
3,1490954
3,2914555
3,4348343
3.5801894
3,7285772
3,8812069

4,0395143

%de longitud original

‘—Q—Jh Borizov —a— Jh Joshi —a— Jh New Eq. IP promedio ‘

Figura 46. Sensibilidad del brazo horizontal.

En la figura 46 se observa que la maxima productividad del pozo para el intervalo en estudio (0

— 1200 pies) se logra cuando la longitud de la seccion horizontal es de 1200 pies. En este punto

tenemos un area de drenaje de 52 acres, un IP de 4.17 BFPD/Ipc y un radio de drenaje efectivo

de 852 pies.
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8. Calculo de la curva de demanda del pozo (TPR).

En la figura 47 se puede observar la curva de demanda de fluidos (TPR) en color negro con la
curva de oferta del yacimiento (IPR) de color verde, interceptandose las curvas en dos puntos;
en el primer punto de flujo inestable a una tasa de 300 BFPD y en una tasa de 1750 BFPD
de flujo estable.

Figura 47. Curva de oferta y demanda del pozo.

PIPESIM Project:

1,800
1700 |
1600 4=
1,500
t.a00 |
ran

1200

110}
1.000 4
ao0 4

gon i

Pressure at NA point {psia)

700
600
500
400
300
200

1004

Stock-tank Liquid at NA point (STB/d)

| —&— Inflow: LPI=3.78 sthidayipsi -mm- Outflow: IDIAMETER=4.5 ins I

La tabla 13 muestra los casos de estudio segun la reduccion del indice de productividad y su

respectiva tasa de produccion estimada.
Tabla 13. Reduccion del indice de productividad.

Tasa de
Caso de NRELIIAAIN Interseccion entre
estudio n del IPR RERNAIWES IPR
Y TPR

|
1750

1575
1250
1050
900 |

50% No hay
interseccién
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En la figura 48 se observa las curvas de IPR interceptadas con la curva TPR segun los casos de

estudio

PIPESIM Project:

15004
1700
16001
1500
1400
1 300

1.200] E

1100
1.000-5
900-5
SUD-E
?no-i

Pressure at NA point {psia)

600 ]
500 ]
400 ]
300
2004

100-:

0 500 1.000 1.500 2.000 2500 3.000
Stock-tank Liquid at NA point (STB/d)

- Inflowe: LPI=1.89 sthitdayipsi e Inflow: LPI=2 265 sthidayipsi —— Inflowy: LPI=2 646 sthidayipsi Inflowe: LPI=3.024 sthidayipsi =% Infloww: LPI=3 402 sthiday/psi
- Inflowy: LPI=3.75 sthidayinsi S Outflow: IDIAMETER=4 5 ins

Figura 48. Interseccién de la curva TPR con los % de reduccion del IPR

Se puede observar en la figura 48 que con una reduccion del 50% del indice de productividad la
curva de oferta y la curva de demanda del pozo no se cortan por lo que se limita el estudio para
reducciones del IPR de hasta un 40% del valor total. De los cuatro casos restantes se tomara el
caso de 0% de reduccion del IPR como un caso optimista, el de 40% como un caso pesimista y

tres casos de reduccion del IPR (10%, 20% y 30%) para evaluar y seleccionar el caso esperado.

9. Tasas de petrdleo seleccionadas segun la interseccion de las curvas de oferta y demanda.
Las tasas seleccionadas para el estudio de este trabajo segun la interseccion de las curvas de
IPR con la curva de TPR (figura 48) son: 900, 1050, 1250, 1575 y 1750 BFPD segtn reduccion
del IPR de 40%, 30%, 20%, 10% y 0% respectivamente.
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10. Calculo de la tasa critica de petrdleo y tiempo de irrupcion para las diferentes tasas.

Los datos utilizados en los célculos fueron los siguientes:

Tabla 14. Tabla de datos usados para calcular
la tasa critica y el tiempo de irrupcion

Tope p.b.n.m
C.A.P.A (ft)

L efectiva brazo (ft)
Navegacion (ft)
Kh (md)
kv/Kh
visc.petrol (cps)

visc. agua (cps)
Bo (By/Bn)
Dens.Agua (gr/cc)
Dens.Petrol (gr/cc)
Dens. Gas (gr/cc)
Porosidad (fracc)
Swi (fracc)

Sw (fracc)
2Ye (ancho drenaje-mt)

» De acuerdo al método descrito en el marco teodrico se obtuvo el siguiente resultado:

Qocrit = 234,76 BFPD

» Los tiempos de irrupcion fueron los siguientes.

Tabla 15. Tiempo de irrupcion para las tasas de estudio.

Tiempos de Irrupcion

Qo T irrup

(BFPD) (dias) (afios)
900 1,79
1050 1,53
1250 1,29
1575 1,02
1750 X o092

328,684
383,395
456,343
574,883

586,653
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11. Seleccion del tipo de Completacion de Produccion.

Para la seleccion del tipo de completacion de produccion se tom6 como mejor opcion la del
Liner Ranurado debido al grado de consolidacion de la arena y a los problemas que se han
presentado con empaques con grava.

Desde el punto de vista econdmico, esta completacion evita el costo del cafioneo y el
empacamiento con grava, ya que al tener contacto directo con la formaciéon el proceso de

empacamiento se produce de forma natural.

12. Disefio del sistema de levantamiento artificial por Bomba de Cavidad Progresiva
(BCP).

Una vez proporcionados los datos requeridos por el programa comercial de computacion (PC-
Pump), se diseio el sistema de levantamiento artificial por bombeo de cavidad progresiva,

tomando la tasa de produccion como 1250 BPD. El resultado de la simulacion fue el siguiente:

» Bomba tipo tubular.

» Bomba marca de fabricante: PCM.

» Especificacion de la bomba: 580TP1600.

» Capacidad: 7.25 Bls/RPM.

» Maximo RPM: 500.

» Rango de RPM de operacion en el pozo de estudio: (100-300).
» Eficiencia de la Bomba: 85%

» Diametros de Cabillas de la Bomba: 1 1/8”.

» Diametro de Tuberia de Produccion: 4.5”.

13. Facilidades de produccion en superficie.

Una vez que el crudo se encuentra en el cabezal del pozo hay que llevar este fluido hasta el
multiple de produccion, el cual llevara la misma hasta la Estacion de Flujo. Para seleccionar el
diametro optimo de la tuberia de produccion se realizaron diversas simulaciones, variando

diferentes parametros para observar el comportamiento del fluido dentro de la tuberia. En la
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primera simulacion se fijo6 como presion de llegada al multiple de produccion de 100 Ipc, una
tasa de 1250 BFPD, una distancia desde el cabezal al tubo multiple de 2000 m., una
temperatura ambiente promedio de 80 °F y se observo el comportamiento del flujo en tuberias

de diametros 4” (azul), 6” (rosado) y 8” (gris).

Tendido de tuberia PUCV-23:

Pressure (psia)

T T T T T T T T T T T T
o 500 1.000 41500 2.000 2500 3.000 3.500 4.000 4.500 5.000 5500 6.000 G.a00
Total Distance {ft)

—m— [DIAMETER=4 in= Inlet Pressure=466 5805 psia —&— IDIAMETER=6 ins Inlet Pressure=1768.2749 psia —m— IDIAMETER=8 ins Inlet Pressure=130.353 psia I

e meeo L oumDerger
Figura 49. Comportamiento de las presiones en las diferentes tuberias
para llegar al cabezal con una presién 100 Ipc.

En la figura 49 podemos observar que para la tuberia de 4” (azul) el fluido debe llegar al
cabezal con una presion de 460 Ipc., la tuberia de 6” (rosada) debe llegar con 180 Ipc. de

presion y la de 8” (gris) debe llegar con 130 Ipc.
La segunda simulacion se realizo para calcular la tasa que es capaz de manejar las tuberias en

estudio fijando las presiones de cabezal y de salida al multiple, asignandoles valores de 200 y

100 Ipc. respectivamente. El resultado obtenido de esta simulacién muestra que la tuberia de 4”
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(azul) s6lo puede manejar una tasa de 313 BFPD, la tuberia de 6” (rosada) es capaz de manejar

hasta 1549 BFPD y la de 8” (gris) puede manejar 4653 BFPD (ver figura 50).

Tendido de tuberia PUCV-23:
0 T

1a5- T o EEESTREE FESRRE beoee
a0 fi -

IP7 L

wlbo S

TECT (- :

1704 -

- [ IDIAMETER=§"

i S S S S - Flowrate 4653.1BFPD |
“I o IDIAMETER=4" S S A e

1451 o : """‘. """"

Flowrate 3134BFPD o

Pressure (psia)

; ; ; ; IDIAMETER— 6”
| | Flovmes 15496 BEPD

T T T T T T 7
o 500 1.000 1 SDD 2.000 2.500 3. DDD 3. SDD 4. DDU 4. SDD 5. DDU 5.500 £.000 B.500
Total Distance {ft}

—— DIAMETER=4 inz Flowrate=313 4 shbliday —&— [DIAMETER=E in= Flowrate=1549.660 sbhliday —m— IDIAMETER=8 ins Flowrate=4653 163 shbliday I

Figura 50. Manejo de fluidos de las diferentes tuberias.

Luego de observar los resultados obtenidos en la simulacion se llegd a la conclusion de
descartar la tuberia de 4 pulgadas debido a que no cumple con los requisitos basicos para el
manejo del fluido bajo las condiciones establecidas. Las tuberias de 6 y 8 pulgadas si cumplen
con los requisitos, sin embargo la tuberia de 8 pulgadas sobrepasa en gran medida la tasa de
fluido que manejard, por lo que se estaria sobre disefiando y realizando un gasto innecesario. El
diametro 6ptimo de la tuberia debe ser de 6 pulgadas manejando presiones aceptables y una tasa

maxima de 1549 BFPD bajo las condiciones supuestas.
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14. Evaluacién econdémica.

La evaluacion econdmica se realiza para cada una de las tasas determinadas anteriormente y con

el uso de un programa comercial de evaluacion economica (See Plus), el cual determina los

indicadores econdmicos y los diagramas de araiia necesarios para realizar la evaluacion.

En la figura 51 se muestra en la pantalla inicial del programa; en la cual se introducen los datos

necesarios para su ejecucion. Los datos suministrados son el tipo de actividad (perforacion),

tasa de produccion 1250 BFPD, una relacion gas petroleo de 350 PCN/BN, fecha de inicio de

construccion del pozo, duracion de la perforacion de 22 dias y el costo del pozo de 3900

MMBs.

ozo Individual

Inversiones Ho Generadoras (MMBs.MBD): [[04,23

Localizacion / Pozo: Eﬁm—‘ Actividad: m
Segregacion o Campo: m PT Inic. (MBED}: 25
“Api de Formacion: 115,5— E RGP (PC/BI): F
Inversiones Asociadas (MMBs.): W Fecha Inicio de Construccion: W
Costo Operacion (Bs.BBL): W Dias: Ez—‘

Digponibilidad: 5.93 Costo del Pozo(MMBs.): 5.900,00

Pérdida de Potencial Desarrollado de Crudo
Produccion | Cyyyade | POT Fin/Afio | POT Fin/Afio| POT Fin/Afio || PD Prom. |PD Prom/&iio| PD Gas del | PD (t
Aiios | Declinacion | peclinacion | Remanente | OTROS TOTAL 0TROS TOTAL Crudo Ga
% Produccion |  MBD MED MED MED MBD MMPCD MMP
005 || 29 1,00 0,00 0,00 0,92 0,00 091 032
2006 || 24,00 0,71 056 0,00 056 0,00 073 0,26
2007 29,00 0,50 047 | 0,00 047 0,00 052 | 018
2008 23,00 0,38 033 0,00 033 0,00 037 013
2009 28,00 0,25 0,23 0,00 0,23 0,00 0,26 009
2010 26,00 019 017 0,00 017 0,00 013 007
[ 0.2 o,00]| [EE| 0,00 1,29 44233

|
s (g o conctor - (Soarcomed) (coreutr ) @

Figura 51. Pantalla inicial del simulador con los datos requeridos.

El programa realiza los célculos de indicadores econdmicos: Valor Presente Neto (VPN), Tasa

Interna de Retorno (TIR), Eficiencia de la Inversion (EI) y Tiempo de Pago (TP). La figura 52

se observa la pantalla del programa con los resultados de los calculos de estos indicadores.
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Indicadores Economicos

Proyecto: LOCALIZACION PUCVY-231

Alternativa: LOCALIZACION PUCVY-23

Afio Inicio: 2005 Afio Base: 2005

Afio a Someter: 2005 Cantidad de Afos: 20 Aiios

[Nivel de Evaluacién ][ Froyecta || Fdusa Il Hacién

[Irdicadares Econdmicas |

Imversién Perf _+ neas Fozos Productores 7 016,14 T 016,17 Z.016,12)[ M

Irversian Total 317463 317463 2 174.63] [ Wt

Froduccién Crude 1.29] 1.20] 1,29] pattBle |

Froduccién Meta de Gas Hatural 445,23 445 37 445,23 pP T

[Resultados Econdmicos SUNK COST
Flujo Meto Descontade (WPN) 402029 4.020,28] 13.740,14)[ ME
Tasa Intema de Retono (TIR) 01,23 o123 28770 % |
Tasa Intema de Retome Modificada (TIRM ) 16,76 16,76 2.7 % |
Eficiencia de la Inversin Tradicional (El) | B 74 9% |
Tiempe de Page Dindmice (TPd) 1.00]| 10| 1.00|[2A05]

[Resultados Econdmicos COSTO TOTAL
Flujo Heto Descontade (WPH) 4.020,58]] 402088 1374014 [ M5
Tasa Intema de Retomo (TIF ) 9129 o1, 257,79 % |
Tasa Intemna de Retomo Wodificada (TIRM 1 16,76 16,76] zzrE|[ % |
Eficiencia de |a Inversién Tradicional (EI) B 54 I
Tiempo de Page Dindrmico (TPd) 1.00[] 1,00][ 1.00][#R0 5]

Z1M1/Z005 15:35:45 SEEPIus - Sistema de Evaluaciones Brondmicas - Copyright POWS A Pagina 2z de 2
5|l] % 100% 1 SIIJ%
foom: *— — — @e B C jé

Figura 52. Indicadores econémicos para una tasa de 1250 BFPD.

En la tabla 16 se muestra un resumen de los resultados obtenidos del programa See Plus. Se

puede observar que para las tasas 900 y 1050 BFPD se generan tiempos de 2 afios y para las

tasas entre 1250 y 1750 BFPD el tiempo de pago es de 1 afio. Ademas el valor presente neto

aumenta a medida que aumenta la tasa al igual que la tasa interna de retorno y la eficiencia de la

inversion

Tasa
(BFPD)

Tabla 16. Evaluacion econdémica (VPN y TIR).

Valor Presente
Neto (VPN)
(MS)

Tasa Interna de
Retorno (TIR)

(EI)

Eficiencia de Tiempo de
la Inversion

Pago (TP)
(afos)

0 0000

900
1050
1250

1575
1750

2525,82
3166,56
4020,88

61,76
74,41
91,23

2,49

540,15 [MERRERD
6156 132,87
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15. Delimitacion del escenario de produccion de acuerdo a la evaluacién econémica.

Analizando los indicadores econémicos VPN y TIR de las tasas en estudio se puede observar

que todas las tasas estudiadas cumplen con los requerimientos establecidos en las normativas de

proyectos de PDVSA ya que el VPN >0y el TIR > 15%.

En la figura 53 se muestran los diagramas arafia de cada una de las tasas estudiadas, en ellos se
observa las variables que poseen mayor influencia sobre el VPN son: produccion y precios;

siendo mas acentuada esta influencia para las tasas de 900 y 1050 BFPD. Para mayor detalle de

los diagramas ver Apéndice 2.

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

Valor Presene Neto (VPN)

L4
60 -40 20 ,pn 20 40 60 80
Desviaciones de las Variables de Impacto (%)
——Inversion —— Produccion —— Precios —— Gastos

Valor Presene Neto (VPN)

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

-60

T T T T T
-20 0 20 40 60 80

Desviaciones de las Variables de Impacto (%)

——Inversion ——Produccion —— Precios —— Gastos

100

a)

b)

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables
A
g Y
g /
2
3
=4
P
5
g
&
E
g
T T 0 T T T T
-60 -40 -20 0 20 40 60 80
Desviaciones de las Variables de Impacto (%)
——Inversion —— Produccion —— Precios —— Gastos

100

Valor Presene Neto (VPN)

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

-60

5000

e

A

X

5000 -

2000 -

1000 -

o

-40

T T T T T
-20 0 20 40 60 80

Desviaciones de las Variables de Impacto (%)

——Inversion —— Produccion —— Precios —— Gastos

100

c)

d)

Figura 53. Diagramas de arafia para las tasas:
a) 900 BFPD b) 1050 BFPD ¢)1250 BFPD d)1575 BFPD
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16. Seleccion de la tasa de produccion del pozo

De acuerdo a una evaluacion de los resultados de los indicadores econdmicos y los diagramas

de arafia se puede concluir que todas son econdmicamente rentables. La tasa de produccion del

pozo ubicado en la localizacion PUCV-23 para motivos de disefo sera de 1250 BFPD, con la

cual se determinara la bomba de cavidad progresiva y el disefio de la linea de flujo del pozo

hasta el multiple o estacion de flujo.

17. Célculo del pronéstico de produccion por declinacion para la tasa seleccionada.

El valor utilizado para la tasa de declinacion fue de 26% calculada con informacion de pozos

vecinos y estableciendo como limite una produccion de 25 BFPD, se obtuvieron los siguientes

resultados:

» Para Qo = 1250 BFPD, Np acumulado igual a 6,287 MMBIs y limite economico igual a 14

anos.

1400

1200

1000

Tasa Qo (BPD)

800 +

600 +

400 +

200 +

Produccién estimada acumulada

4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14

Tiempo (afios)

‘+Tasa Qo (BPD). —e— Np (MBiIs). ‘

7000

+ 6000

+ 5000

+ 4000

+ 3000

2000

1000

Np (MBIs)

Figura 54. Produccion estimada para una tasa de 1250 BFPD.
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CONCLUSIONES

El pozo ubicado en la localizacion PUCV-23 de radio largo con las siguientes coordenadas:
en superficie N-970.010 m y E-326.760 m, en la entrada de la arena N-970.050 m y E-
326.370 m, es rentable segun este andlisis. Se estima que el pozo tendra un azimuth
constante de 275,86°, un KOP de 2630 pies, una seccion tangencial de 100 pies y una

seccion horizontal de 1200 pies.

La configuracion mecanica del pozo horizontal propuesto sera un revestidor de superficie,

un revestidor intermedio o de produccion y un liner ranurado.

La tasa estimada de produccién del pozo es de 1250 BFPD debido a su alta rentabilidad
y las facilidades operativas. EI pronostico de produccion del proyecto se establece a 14
afios con una produccion acumulada de petrdleo igual a 6,287 MMBN. Lo que permitird
recuperar la inversion en un tiempo de 469 dias, con un TIR de 91,23% y un VPN de 4,02
MMS$.

El pozo sera completado con una Bomba de Cavidad Progresiva PCM 580TP1600 capaz de
manejar la tasa de petroleo seleccionada de 1250 BFPD.

La linea de flujo debe tener un didmetro minimo de 6 pulgadas para que sea capaz de
manejar el volumen de flujo esperado. Se estima que la presion minima de cabezal debe ser
de 178 Ipc. para poder llegar al mdltiple de produccion con una presion de 100 Ipc,

requerida para transportar los fluidos hasta la estacion de flujo.
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RECOMENDACIONES.

» Usar este Trabajo Especial de Grado como guia para realizar la perforacion, completacion y

facilidades de produccion del pozo ubicado en la localizacion PUCV-23.

» Luego de la perforacion y antes de la completacion se debe realizar una estimulacién para
remover el dafio producido a la formacion durante la perforacion del pozo. Por experiencia de

campos se han obtenido buenos resultados en pozos horizontales aplicando esta estimulacion.

» Debido a experiencias operativas en campo se recomienda arrancar el pozo a bajas RPM
para que el pozo se empaque naturalmente. Con el fin de evitar la canalizacién de agua es
recomendable el monitoreo de la produccién y los RPM de la bomba del pozo con el fin de

observar el comportamiento del corte de agua.

» Se recomienda incluir la tasa critica en la evaluacion econdmica a fin de compararlos con

los resultados obtenidos.
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Abreviaturas y Simbolos

ABREVIATURAS Y SIMBOLOS.

Azi.. : Azimuth.

A: Area de Drenaje de una Elipse.

Av: Area de drenaje de un pozo vertical.
Arg : Argumento de una funcion.

AP skinv : Caida de presion debida a S en un pozo vertical.
AP skinh : Caida de presion debida a S en un pozo horizontal.
BPD : Barriles por dia.

Bls: Barriles.

cp : Centipoise.

¢ : Compresibilidad del Fluido.

Coor. : Coordenadas.

v : Gravedad especifica.

D: Dias.

p : Densidad del fluido.

p : Densidad del fluido.

Ent.: Entrada.

X : Eje de Coordenadas en plano real.

Y : Eje de Coordenadas en plano real.

Z : Eje de Coordenadas en plana real.

a : Eje mayor de una elipse.

b : Eje menor de una elipse.

h : Espesor de la Arena Productora.

H.: Horizontal.

Incli.: Inclinacion.

Inic.: Inicio.

S : Factor de Daio de la Formacion.
Sec.: Seccion.

Bo : Factor Volumétrico de Formacion.
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F : Funcién Pseudo Presion.

IP: indice de Productividad.

IPh : indice de Productividad de un Pozo Horizontal.
IPv : Indice de Productividad de un Pozo Vertical.

[PR: Curva de comportamiento de afluencia.

TPR: Curva de demanda de fluidos o comportamiento de eflujo.

OD: Diametro Externo
md : Milidarcys.
7 : Namero pi = 3,141592...

psi : "punds per square inches" (Libras por Pulgadas Cuadradas).

Lpc : Libras por Pulgadas Cuadradas

Ln : Logaritmo neperiano.

L : Longitud Horizontal del Pozo.

k : Permeabilidad Absoluta

Pe : Presion estatica del yacimiento.

Pwf : Presion de fondo fluyente.

Pw : Presion de fondo del pozo.

o : Porosidad de la Formacion.

rev : Radio de drenaje de un pozo vertical.

Rw : Radio del pozo.

ri : Radio de investigacion.

re : Radio efectivo de un pozo.

qc : Tasa de Inyeccion.

q 6 Q: Tasa de Produccion del pozo.

Tg.: Tangente.

TP: Tiempo de Pago.

TVD : True Vertical Deep (Profundidad Vertical Verdadera)
MD: Measurement Deep (Profundidad Medida)
u : Viscosidad del Fluido.

KOP : Kick Off Point (Punto de Arranque)

Abreviaturas y Simbolos
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ANEXO 1.

Trayectoria del pozo PUCV-23 disefiada con el programa COMPASS.

KOP =

Anexos

A TRAYECTORIA PLANIFICADA POZO PUCV-23

FairoUhcw

SOCORORO ESTE

. DLeg
MD (ft) Inc(deg) Azi{deg) TVDI(ft) NIS(ft) EMN(ft) V.Sec.(ft) (degi00fY
0 0 0 0 0 0 0 0]
100 0 0 100 0 0 0 0
200 0 0 200 0 0 0 0]
300 0 0 300 0 0 0 0
400 0 0 400 ] 0 0 0
500 0 0 500 0 0 0 0
GO0 0 0 GO0 ] 0 0 0
700 0 0 700 0 0 0 0]
300 0 0 300 0 0 0 0
900 0 0 900 0 0 0 0]
1000 0 0 1000 0 0 0 0
1100 0 0 1100 0 0 0 0]
1200 0 0 1200 0 0 0 0
1300 0 0 1300 ] 0 0 0
1400 0 0 1400 0 0 0 1]
1500 0 0 1500 ] 0 0 0
1600 0 0 1600 0 0 0 0]
1700 0 0 1700 0 0 0 0
1800 0 0 1800 0 0 0 0]
1900 0 0 1900 0 0 0 0
2000 ] ] 2000 ] ] 0 0]
2100 0 0 2100 0 0 0 0
2200 0 0 2200 ] 0 0 0
2200 0 0 2200 0 0 0 1]
2400 0 0 2400 ] 0 0 0
2500 0 0 2500 0 0 0 0]
2600 0 0 2600 0 0 0 0
26305 0 0] 26305 0 0] 0 0]
2700 2,24 275,86 2700 0,7 -13 14 3,22
2800 546 27586 | 27997 0.8 -8 8.1 3,22
2900 5,68 275,86 2899 2,1 -203 204 3,22
3000 119 27586 | 29974 39 -38 8.2 3,22
3100 15,12 27586 | 30048 6,3 613 616 3,22
3200 18,34 27586 | 31903 92 -83.9 304 3,22
3200 2156 27586 | 32843 127 -1233 1245 3,22
3400 2478 27586 | 337672 16,7 -1623 1638 3,22
3500 28 27586 | 346538 213 -207 1 2082 3,22
3600 31,22 27586 | 35527 26,3 -256,3 257 6 3,22

KOP = Comienzo de la desviacién del pozo
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PF

Anexos

MD () Inc(deg) Azi(deg) TVD() NIS() EW() VSec(® de':;';fo%ﬁ)
3700 3444 | 27586 | 26365 | 318 | -3102 [ 3118 3,22
3500 3766 | 27536 | 27176 | 378 | -3687 | 3707 3,22
3900 | 4088 | 27586 | 3795 443 | 4317 434 327
4000 441 27586 | 38687 | 512 | -4989 | 5015 3.7
400 | 4732 | 27586 | 29236 | 585 | 5701 | 5731 327

4200

50,54

275,86

4004,3

66,2

645

643 4

3,22

4400 447 27586 | 41257 8524 -803,1 8073 5,25
4450 5759 27585 | 41536 867 -844 4 8488 5,25
4500 60,72 27585 | 41793 91 -887 1 8917 5,25
4550 53,64 27585 | 42025 955 -931.1 936 5,25
4600 66,97 27585 | 43233 100,2 -9763 9814 5,25
4650 70,08 27584 | 424186 104.9 -1022.6 1028 5,25
4700 7322 27584 | 42573 109,7 -1069,8 | 10754 5,25
4750 76,34 27584 | 42705 1147 11178 | 11237 5,25
4800 7947 275854 | 42809 1196 11664 | 11725 5,25
4850 82,59 27583 | 42887 1246 -12155 | 12218 5,25
4900 85,72 27583 | 42938 1297 -1265 12717 5,25

5000 8828 27584 | 42984 1299 | -123644 | 13715

5200 80 275,86 4300 160,3 -15633 | 15715 0
5300 80 275,86 4200 1705 -1662,8 | 16715 0
5400 80 275,86 4300 180,7 17623 | 17715 0
5500 g0 275,86 4300 190,9 -1861.8 | 18715 0
5600 80 275,86 4300 201,71 -1961,2 | 19715 0
5700 80 275,86 4200 2113 -2060,7 | 20715 0
5800 80 275,86 4300 2215 21602 | 21715 0
5900 g0 275,86 4300 2317 -2259.7 | 22715 0
BO00 a0 275,58 4300 2419 -23592 | 23715 0
6100 80 275,86 4200 2521 24586 | 24715 0
5200 80 275,86 4300 2624 -25581 | 25715 0

TG = Tangente para colocar la bomba.
PF = Punto Final del Pozo

PE = Punto de Entrada a la Arena

PH = Punto de Horizontalidad
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Apéndice

APENDICE 1. CALCULO DE LAS PROPIEDADES PVT.
Calculo de las propiedades PVT.

» Presion y Temperatura.

_ Profo,uy +279.79 (4295 pies — 698 pies) + 279.79
2.3744 2.3744

P

=1635psi

T Prof iy +2599.3 (4295 pies — 698 pies) + 2599.3

=156.72°F
39.57 39.57

» Célculo de Rs y Po.

1.2048
Rs(PCN /BN)=7, {K_lgzj + 1.4}10(0-0‘25”'-0-0009”>}

Tomando el valor de y, = 0.7

1.2048
S Rs =0 7{{(1365} 41 4:|X10(0.0125X16.5—0.00091X156.72)}
' 18.2 '

= Rs=192PCN / BN

1.2
B, (BY /BN)=10.9759 + 0.000I2[(RS 7—91 + 1.2ST}
7o
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1415 1415
Vo 131.5+ APl 131.5+16.5

1.2
= B, =0.9759 +0.00012 | 192, 07 1, 1.25(156.72)
0.9561

— B, =1.12(BY /BN)

=0.9561

> Viscosidad.

0 [10(300324—0‘02023 APL) T 1163 ]

=1 —1

'LlO Muerto

B
:roivo = A(:uo Muerto)
A =10.715(Rs +100) "
B = 5.44(Rs +150)"**
= A=10.71(192 +100)™" =0.575595

= B =5.44(192 +150)*** =0.757003

(3.00324-0.02023x16.5) “1.163
_1aho X(156.72) 16| _
Homuerto = 10 —-1= 24Cp

e = 0.575595(24)" 7" = 6.37cp.
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APENDICE 2. DIAGRAMAS DE ARANA DE LAS TASAS SELECCIONADAS.

Diagrama de arafia de las tasas de produccion: 900, 1050, 1250 y 1575 BFPD.
Tasa 900 BFPD.

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

Valor Presene Neto (VPN)

-60 -40 -20 0 20 40 60 80 100

Desviaciones de las Variables de Impacto (%)

—e—Inversion —=— Produccion —— Precios —— Gastos

Figura 2-A. Diagrama de arafia para una tasa de 900 BFPD.

Tasa 1050 BFPD.

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

Valor Presene Neto (VPN)

-60 -40 -20 0 20 40 60 80 100

Desviaciones de las Variables de Impacto (%)

—e—Inversion —=— Produccion —— Precios —— Gastos

Figura 2-B. Diagrama de arafia para una tasa de 1050 BFPD.
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Tasa 1250 BFPD.

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

Valor Presene Neto (VPN)

-60 -40 -20 0 20 40 60 80 100

Desviaciones de las Variables de Impacto (%)

—e—Inversion —=—Produccion ——Precios —— Gastos

Figura 2-C. Diagrama de arafia para una tasa de 1250 BFPD.

Tasa 1575 BFPD.

V.P.N. vs Desviaciones de las Variables

Valor Presene Neto (VPN)

-60 -40 -20 0 20 40 60 80 100

Desviaciones de las Variables de Impacto (%)

—es—Inversion —=—Produccion —a—Precios —— Gastos

Figura 2-D. Diagrama de arafia para una tasa de 1575 BFPD.
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APENDICE 3. SOLUCION DE PROBLEMAS EN UN SISTEMA DE BOMBEO

A continuacion se indicaran algunos tips que se deben tener en cuenta para ajustar o solucionar

posibles problemas que se presentan al disefiar el sistema de bombeo:

Para reducir las cargas en la caja:

Reduzca la longitud de la embolada.

Reduzca el didmetro de piston.

Reduzca el peso de la sarta de cabillas.
Reduzca la velocidad de la unidad de bombeo.

Utilice un motor de alto deslizamiento.

Para reducir las cargas sobre las cabillas:
Use un disefio de sarta de cabillas balanceado.
Use cabillas mas resistentes.

Reduzca el didmetro del piston.

Reduzca la velocidad de bombeo.

Para reducir el consumo de energia:
Use cabillas de fibra de vidrio.
Incremente el diametro del piston.

Use una embolada larga y lenta.

Use el mejor tipo de unidad de bombeo.

Use el tamano de motor correcto.

Para maximizar la produccién:
Incremento el diametro del piston.
Incremente la velocidad de bombeo.
Incremente la longitud de la embolada.

Use tuberias de produccion de mayor diametro.
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Utilice cabillas mas resistentes y ligeras.
Utilice el tipo de unidad correcto para evitar problemas de flotacion de cabillas.

Utilice ancla de gas si la interferencia por gas es un problema.
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Glosario de Términos

GLOSARIO DE TERMINOS

Angulo de desviacion: es el angulo formado por el pozo con respecto a la vertical.

Area: division geografica de mayor escala, donde se realizan las operaciones de exploracion o

produccion.

Azimut: angulo desde el norte, en direccion de las agujas del reloj, de la desviacion del hoyo.

Buzamiento: es el angulo entre el plano de estratificacion de la formacion y el plano horizontal,

medido en un plano perpendicular al rumbo.

Campo: proyeccion en superficie del conjunto de yacimientos de hidrocarburos con

caracteristicas similares y asociados al mismo rasgo geolégico.

Centipoise (cP): unidad de viscosidad equivalente a una centésima de poise, donde un poise es

un gramo por metro-segundo y un centipoise s un gramo por centimetro-segundo.

Conificacion de agua: superficie en forma de cono que toma el contacto agua-petréleo
alrededor de un pozo de petréleo. Tal superficie se forma cuando la zona productora de petréleo
esta localizada en una arena cuya parte inferior (fondo de la arena) se levanta agua y debido a la
alta rata de produccion o empuje hidrostatico de fondo, el contacto agua-petroleo se ubica

debajo del pozo formando una superficie conica alrededor del mismo.

Coordenadas: son las distancias de un punto dado en las direcciones N-S y E-O.

Darcy: se dice que una roca o cualquier material tiene una permeabilidad de 1 Darcy, cuando
una atmosfera de presion es capaz de forzar un liquido de 1 centipoise a través de una muestra
de centimetro de largo y 1 centimetro cuadrado de seccion transversal, imprimiéndole una

velocidad de 1 centimetro por segundo.
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