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RESUMEN

Dada la necesidad latente de suplir la demanda mundial de petréleo crudo, los
métodos de recobro mejorado (EOR por sus siglas en inglés) se han consolidado
como respuesta ante dicho requerimiento, ocupando asi, la atencion de la
industria y la academia. Una de las técnicas en constante crecimiento es la
inyeccion de polimeros, la cual consiste en la aplicacion de una solucion acuosa
que tendr& por objetivo viscosificar el fluido de inyeccion, de esta manera el frente
de desplazamiento sera estabilizado y se incrementara la eficiencia de barrido. El
empleo de estas macromoléculas puede provocar dafio a la formacién y cambios
en las propiedades de los fluidos del yacimiento; por lo que sera necesario un
aporte de energia para la recuperacion del fluido. Por este motivo el objetivo
fundamental de este trabajo es la construccién de una metodologia que permita
conocer el sistema de levantamiento artificial (SLA) mas adecuado para un
reservorio con las caracteristicas anteriormente mencionadas.

Inicialmente fue hecha una extensa revision bibliografica sobre la Cuenca de
Campos con el fin de realizar la caracterizacién geoldgica actualizada de la
misma. Luego, se consultaron trabajos de grado y articulos cientificos cuyo objeto
de estudio es la seleccion de SLA adecuados para diferentes campos o pozos
petroleros. Una vez seleccionados los trabajos de mayor impacto técnico, se
procedid a escoger las metodologias mas usadas y que se ajustaran a las
condiciones del campo de estudio, asi que se opt6 por las metodologias TOPSIS y
Sistema Experto (SE). La informacion de cada trabajo fue recolectada en funcién
de estudiar las variables de mayor impacto para la implementacién de cada SLA,
tales como la profundidad, la tasa de produccion, la temperatura, entre otras; y los
rangos de aplicacion de las mismas.

Con los datos anteriores, se realizd la evaluacion técnica, en donde se uso la
teoria de conjuntos, especificamente la interseccion de conjuntos, para obtener los
rangos Optimos de aplicacion para los cinco SLA mayormente implementados en
la costa afuera de la Cuenca de Campos, Brasil. (Bombeo Electro Sumergible
(BES), Levantamiento por gas continuo, Levantamiento por gas intermitente,
Bombeo por Cavidades Progresivas (BCP), Bombeo hidraulico tipo jet). Con los
rangos obtenidos de la interseccidn, se reviso el ajuste de los datos promedio de
un campo de la cuenca a cada uno de los SLA estudiados y se eligié el que mejor
se ajustaba a los mismos.

Luego, se realiz6 el analisis nodal a uno de los pozos de la Cuenca de Campos,
con el fin de conocer el incremento en la produccion después del workover y
confirmar el beneficio de la implementacion del sistema de levantamiento
seleccionado. Finalmente, se efectud el analisis financiero de la implementacion
del SLA seleccionado con tres escenarios basados en el precio del barril de crudo
previsto mundialmente.

Palabras Clave: Inyeccion de polimeros, Sistemas de levantamiento artificial,
TOPSIS, sistema experto, teoria de conjuntos, analisis nodal, andlisis financiero.



ABSTRACT

Given the latent need to supply the world demand for crude oil, enhanced oil
recovery (EOR) methods have been consolidated in response to this requirement,
occupying like this, the academy and industry attention of industry. One of the
techniques in constant growth is the polymer injection, which consists of the
application of an aqueous solution that will aim to viscosify the injection fluid,
thereby the displacement front will be stabilized and the sweep efficiency will be
increased. The use of these macromolecules could cause damage formation and
changes in the reservoir fluids properties; for this reason, it will be necessary an
additional energy contribution for the fluid recovery. For this reason, the main
objective of this study is the construction of a methodology which allows knowing
the most suitable artificial lift system (ALS) for a reservoir with the aforementioned
characteristics.

Initially, an extensive literature review was made on the Campos Basin in order to
carry out the up-to-dated geological characterization of it. Afterwards, degree
studies and scientific articles were consulted in order to find studies about the
adequacy selection of ALS for different fields or oil wells. After the most technically
significant studies were selected, the most used methodologies were chosen and
adjusted to the conditions of the study field, this, TOPSIS and Expert System (ES)
methodologies were chosen. The information from both of them was collected in
order to study the variables with the biggest impact for the undertaking of each
ALS, such as depth, production rate, temperature and others; and the application
ranges of it.

With the aforementioned data, the technical evaluation was carried out, where the
set theory was used, specifically the intersection of sets, to obtain the optimum
application ranges for the five SLAs mostly implemented on the Campos Basin,
Brazil offshore. Electro Submersible Pumping (ESP), Continuous Gas Lift,
Intermittent Gas Lift, Progressive Cavity Pumping (PCP), Hydraulic Jet Pump. With
the obtained ranges from the intersection, the adjustment of the average data from
a field on the basin to each of the SLAs studied was reviewed and the one which
best matched them was chosen.

After then, the nodal analysis was made to one of the wells of the Campos Basin,
in order to know the increase in production after the workover and confirm the
benefit of the implementation of the selected lifting system. Finally, the financial
analysis of the implementation of the selected SLA was developed with three
scenarios based on the price of the crude oil barrel planned worldwide.

Keywords: Polymer injection, Artificial Lift Systems, TOPSIS, Expert system, set
theory, nodal analysis, financial analysis.



INTRODUCCION

Entre los métodos mas prometedores para el incremento de la produccién y del
factor de recobro de los yacimientos pre-sal y post-sal de la Cuenca de Campos
en Brasil, se encuentra la inyeccion de polimeros. Esta técnica, aplicada
principalmente en yacimientos de crudos pesados y extra-pesados, consiste en la
inyeccién de una solucién polimérica acuosa con la finalidad de incrementar la
eficiencia de barrido, al estabilizar el frente desplazante como consecuencia de la
reduccion de la razon movilidad entre el agua y el petrdleo. La inyeccion de
polimeros se presenta como una alternativa para disminuir la relacion de movilidad
al aumentar la viscosidad de la solucion inyectada y reducir la permeabilidad al
agua del yacimiento (Paris de Ferrer, 2001 y Sorbie, 1991).

Para que haya un desplazamiento Optimo, la relacion de movilidad debe ser
cercana a 1. En la ecuacion 1, puede identificarse que una movilidad cercana a la
unidad depende de los siguientes factores: disminucion de la permeabilidad
efectiva del agua, disminucién de la viscosidad del petréleo, aumento de la
viscosidad del agua inyectada y aumento de la permeabilidad efectiva del petréleo
(Rosa, de Souza Carvalho y Xavier, 2006).

M=2— (/)

Aw (Hw /kw)

(Ec. 1)

Donde:

M= Razo6n de movilidad
1,= Movilidad del aceite
A= Movilidad del agua

u,= Viscosidad del aceite
u,,= Viscosidad del agua
k,= Permeabilidad del aceite
k,,= Permeabilidad del agua

El empleo de estas macromoléculas de polimero puede provocar dafio a la
formacion y cambios en las propiedades de los fluidos del yacimiento; por lo que
sera necesario un aporte de energia adicional para la recuperacion del fluido. En
ese sentido, la implementacion de un SLA es fundamental para el proceso de
produccion de los fluidos.

Durante la fase de ingenieria basica y conceptual del proceso, uno de los aspectos
de mayor sensibilidad es la seleccion del Sistema de Levantamiento Artificial
(SLA), que es determinante para bombear los fluidos desde el fondo hasta cabeza
de pozo. Dicha seleccion, es sometida a condiciones variables de operacion y a
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parametros como la salinidad del agua de formacion, permeabilidad de la
formacidn, viscosidad del aceite, saturacion de petréleo residual, entre otros.

La errada seleccion del SLA impacta significativamente en el desarrollo técnico y
econdémico del proceso. Por consiguiente, el presente trabajo busca desarrollar
una metodologia que permita evaluar técnica y financieramente la seleccion e
implementacion del SLA mas adecuado para un yacimiento cuyas caracteristicas
petrofisicas y propiedades de los fluidos, hayan sufrido alteraciones por la
presencia de soluciones poliméricas.



1. CARACTERIZACION DE LA CUENCA DE CAMPOS

Los descubrimientos de grandes acumulaciones en el pre-sal, han transformado a
Brasil en un pais autosuficiente energéticamente en materia de hidrocarburos
desde la década pasada. Estas acumulaciones de hidrocarburos estdn contenidas
en reservorios situados bajo una extensa y espesa capa de sal, en aguas
profundas y ultraprofundas, por debajo de 3.000-4.000 metros de capas rocosas
del subsuelo marino. Se localizan en la region costa afuera de Brasil, entre los
estados del Espirito Santo y Santa Catarina, abarcando principalmente el &rea de
las cuencas de Santos y Campos. Los descubrimientos de ocurrencias en el pre-
sal en conjunto con investigaciones del area permiten indicar que, los volumenes
recuperables son de hasta 16 mil millones de barriles de petréleo equivalente
(cifra comparable con las reservas brasileras de petréleo del afio 2016) y que el
potencial de ocurrencia es de 70 a 100 mil millones de barriles de petréleo
equivalente, cifras que convierten a Brasil en un importante productor de
hidrocarburos en la region (Riccomini, Sant'/Anna y Tassinari, 2012).

1.1. RESENA HISTORICA

El estudio de la cuenca de mayor produccién de petréleo en Brasil, la Cuenca de
Campos, empez6 a finales de la década de 1950, con el primer avance en su
exploracion mediante una campafa de adquisicion de datos sismicos en aguas
poco profundas realizada por la empresa de petréleos brasilera Petrobras (Bastos
y Prates, 2017).

En la década de los 70, las campafas exploratorias emprendidas por Petrobras
condujeron al descubrimiento de varios campos localizados en aguas poco
profundas, entre ellos el primer campo petrolifero descubierto en la cuenca, el
Campo Garoupa en el afio 1974, ubicado en carbonatos del Albiano (Bruhn et al.,
2017). También se destacaron los hallazgos de los campos: Campo Badejo en
coquinas del Aptiano inferior, Campo Enchova en areniscas del Eoceno y el mega
Campo Namorado en turbiditas del Cenomaniano (Bastos y Prates, 2017). A
finales de los 70, el aumento de la actividad exploratoria, la actividad sismica 2D y
el desarrollo de la incipiente tecnologia de sismica 3D, representd un gran avance
en la optimizacion de la fase de exploracién y en la disminucién de costos y
riesgos durante esta etapa (Guardado, Wolff y Brandlo, 1997).

Durante los afios 80, la creciente actividad sismica 3D a través de embarcaciones
y el uso de software para adquisicion de datos, dio lugar a la mejora de la
cobertura del subsuelo y con ello al descubrimiento de los campos Albacora,
Marlim, Marlim Sul, Marimba y Malhado en aguas profundas (Guardado et al.,
1997) (Bruhn et al., 2017).

El desarrollo de tecnologias para la perforacion en aguas profundas y
ultraprofundas a lo largo de la década de los 90, amplid las expectativas del
potencial de la cuenca, con descubrimientos como los del campo gigante
Roncador con aproximadamente 9 mil millones de petroleo original, el Campo
Barracuda, las acumulaciones Maromba, Papa Terra, Peregrino, Xerelete y
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Parque das Conchas y los yacimientos de carbonatos microbianos del pre-sal
(Bastos y Prates, 2017) (Guardado et al., 1997).

Actualmente la Cuenca de Campos cuenta con 57 campos descubiertos (52 en
fase de produccion y 5 en fase de desarrollo) y 1600 pozos perforados (datos de
inicios del aflo 2017); cuyas reservas probadas de hidrocarburos se aproximan a
5.700 millones de barriles de petrdleo y 92.480,39 millones de metros cubicos de
gas natural (diciembre de 2016); y la produccién diaria se acerca a 1,37 millones
de barriles hidrocarburo liquido y 25 mil millones de metros cubicos de gas natural,
provenientes principalmente de los campos Jubarte, Baleia Azul, Baleia Franca,
Marlim Leste, Caratinga, Barracuda, entre otros (marzo de 2017)(Bastos y Prates,
2017). De esta manera la Cuenca de Campos se ha consolidado en la actualidad
como la cuenca mas productiva de Brasil, aportando junto con la Cuenca de
Santos el 89% de la produccion de aceite y gas natural de Brasil (Souza y Sgarbi,
2019), y ha logrado convertirse en un modelo exploratorio exitoso, posible guia
para las exploraciones en cuencas del Atlantico, ya sean sudamericanas,
africanas o brasilefias (Guardado et al., 1997).

Aunque el aporte de la cuenca en la produccién del pais ha sido estimable, la
mayoria de sus campos estan operando en etapas avanzadas de produccién, con
declives en el volumen de producciéon de aceite y ascensos en el volumen total de
agua producida. EIl principal método utilizado para contrarrestar esta nueva fase,
ha sido la inyeccién de agua, utilizada en el 59% de los campos en produccién
(afio 2015). Como otra alternativa para incrementar el volumen de produccion de
aceite, se esta evaluando la implementacion de métodos de recuperacion
mejorada como la inyeccion de polimeros (Ferreira, 2016).

1.2. LOCALIZACION

La Cuenca de Campos se localiza en el sureste brasilefio, a lo largo de la costa
Norte del estado de Rio de Janeiro y Sur del estado de Espirito Santo. Cubre un
area aproximada de 100.000 km?, desde la costa hasta la cota batimétrica de
3.000 metros, siendo predominantemente costa afuera. Como se observa en la
Figura 1, limita al Norte por el Alto de Vitéria con la Cuenca del Espirito Santo, al
Sur por el Alto de Cabo Frio con la Cuenca de Santos, al Oeste por los
afloramientos de rocas igneas y metamdérficas que componen su basamento
(Papaterra, 2010).

Los campos productores descubiertos a lo largo de cuatro décadas de exploracion
petrolifera, se sitian a una distancia de 50 a 140 km de la costa, en laminas de
agua de 80 a 2.400 metros (Ferreira, 2016).
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Figura 1. Localizacion de la Cuenca de Campos, Brasil.

Fuente: Elaborado por Bastos, 2015. Bacia de Campos: Sumario Geoldgico e
setores em oferta. Agéncia Nacional do Petroleo, Gas Natural e Biocombustiveis,
décima terceira rodada de licitacdes, 13.

1.3. EVOLUCION TECTONICA

La formacién de la cuenca y su evolucidén tecno-estratigrafica tuvo su origen
durante el Cretacico Temprano, hace 130 millones de afios (Ma); a partir de
esfuerzos en el interior de la tierra que marcaron el inicio del proceso de ruptura
del Supercontinente Gondwana (separaciéon de las placas sudamericana y
africana) y de la apertura del Océano Atlantico Sur.

A partir de la ruptura de la meseta que conformaba el supercontinente, se
formaron depresiones posteriormente rellenadas por sedimentos continentales
(lacustres). Hace aproximadamente 115 Ma, el ambiente de los lagos (en
condiciones salobres) beneficio el crecimiento y la multiplicacion de algas y la
acumulacion de la materia organica, que gener6 grandes volimenes de
hidrocarburos. La aridez del clima, 112 Ma atras, dio lugar a condiciones que
favorecieron la evaporacion del agua y la precipitacién de espesas capas de sal,
cuya presion provoco la deformacion y posterior formacion de ventanas de sal,
gue sirvieron como trampas en la migracién de los hidrocarburos de la cuenca. La
inundacion del mar sobre el continente, ocurrida hace 105 Ma, que trajo consigo
extensas acumulaciones de arenas carbonatadas formadoras de los actuales



reservorios de calcoarenitos, antecedié la profundizacion del reciente Océano
Atlantico, receptor de violentas descargas de sedimentos fluviales, que dieron
origen a las turbiditas productoras de algunos campos de la cuenca (de Castro,
Mohriak, Medeiros y Mansur, 2006).

La cuenca cuenta con los principales estilos tectdnicos propios de las cuencas con
secuencias evaporiticas: La tectonica diastrofica, que actia en los sedimentos de
la Fase Rifte; y la tectonica adiastrofica, relacionada a la halocinesis, que afecta a
los sedimentos de la Fase Post-rifte y Drifte; dichos estilos son separados por la
discordancia “pre-neo-Alagoas” (Papaterra, 2010).

1.4. ESTRATIGRAFIA

La estratigrafia de la Cuenca de Campos se relaciona estrechamente con las
etapas de evolucion tectdnicas de la cuenca: Fase Rifte (No marina), Post-rifte
(Transicional) y Drifte (Marina) (Guardado et al., 1997).

FASE RIFTE

Se caracterizé por la depositacion de sedimentos en ambientes continentales
(fluviales, deltaicos y lacustres) durante el Necomaniano. Esta supersecuencia se
compone por tres diferentes secuencias deposicionales: La secuencia
representada por derrames igneos, cuyas principales litologias son las diabasas y
los basaltos fracturados y vesiculares de la Formacion Cabiunas, productores de
hidrocarburos en el Campo Badejo; la secuencia correspondiente a la base del
Grupo Lagoa Feia, representada por la Formacion Itapaboana y la Formacion
Atafona, compuesta por sedimentos siliclasticos como areniscas, limolitas y lutitas;
y la secuencia que corresponde a la porcién intermedia del Grupo Lagoa Feia, que
comprende a la Formacién Itapaboana, compuesta por conglomerados y areniscas
y a la Formacién Coqueiros, compuesta por intercalaciones de lutitas y carbonatos
lacustres, productora de yacimientos importantes (Winter, Jahnert y Franca, 2007)
(Guardado et al., 1997) (Melani, 2015).

FASE POST-RIFTE

Se deposité durante la edad Aptiana. Se identifica por abarcar diversas litologias,
propias del periodo de transicion del ambiente continental lacustre al ambiente
marino. La fase puede dividirse en: la secuencia terrigena de la parte inferior,
constituida por los conglomerados y areniscas de la Formacion Itapaboana y los
sedimentos carbonaticos, margas, areniscas, limolitas y lutitas de las formaciones
Gargau y Macabu; y la secuencia evaporitica superior de la Formacion Retiro,
conformada por dolomitas, anhidritas y halitas, de gran importancia en los
procesos de migracién y entrampamiento de los hidrocarburos de la cuenca
(Winter et al., 2007) (Guardado et al., 1997 ) (Melani, 2015).
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Figura 2. Columna estratigrafica de la Cuenca de Campos.

Fuente: Elaborado por Winter, W.R.; Jahnert, R.J. y Franca, A.B. (2007). Bacia de
Campos. Boletim de Geociéncias da Petrobras.



FASE DRIFTE

La depositacion de sedimentos en esta fase, ocurrid bajo la influencia de un
régimen de subsidencia térmica asociada al tectonismo adiastrofico. Esta
megasecuencia se compone por calizas depositadas en aguas someras durante el
Albiano; turbiditas depositadas desde el Albiano, en un ambiente marino
controlado por las fluctuaciones del nivel del mar y por el movimiento de la sal, las
cuales representan los principales reservorios de la Cuenca de Campos; margas y
lutitas del Cretacico y del Terciario; y por sedimentos clasticos gruesos
(principalmente areniscas) depositadas después del Paleoceno (Melani, 2015)
(Guardado et a., 1997).

1.5. SISTEMAS PETROLIFEROS

Guardado et al. (1997) argumentan que la amplia prospectividad de la Cuenca de
Campos, es explicada por la combinacién de multiples factores requeridos para un
buen sistema petrolifero como la presencia extendida de reservorios,
representados por rocas carbonatadas lacustres y marinas (coquinas), siliclasticos
(turbiditas), y rocas volcanicas fracturadas (basaltos), conectados durante el
momento adecuado para la formacion de trampas y la migracion de hidrocarburos,
con espesos intervalos de rocas generadoras, en su mayoria lutitas lacustres ricas
en materia organica del Grupo Lagoa Feia del sistema Rifte; y sellados por una
extensa capa de sal, propia de las configuraciones del pre-sal (Melani, 2015)
(Papaterra,2010).

Bastos y Prates (2017) afirman que los principales sistemas petroliferos son:

Lagoa Feia-Lagoa Feia: Las rocas generadoras de este sistema petrolifero son
las lutitas del Grupo Lagoa Feia, las coquinas de la Formaciéon Coqueiros de este
mismo grupo, actlian como rocas reservorio.

Lagoa Feia-Carapebus: La generacién ocurre en las lutitas del Grupo Lagoa
Feia, las acumulaciones se encuentran en paquetes de siliclasticos de la
Formacién Carapebus.

Lagoa Feia-Namorado: La generacion ocurre en las lutitas del Grupo Lagoa Feia,
las acumulaciones estan contenidas en los reservorios arenosos de la Formacion
Namorado.

1.5.1. GENERACION Y MIGRACION

Bastos y Prates (2017), Ferreira (2016), Clemente (2013) y Papaterra (2010)
coinciden al destacar como roca generadora principal de la cuenca a las lutitas de
la Formacién Coqueiros del Grupo Lagoa Feia, depositadas durante la Fase Rifte
en ambientes lacustres con influencia marina. Segun sus caracteristicas
geoquimicas, estas lutitas contienen una cantidad de carbono organico total (TOC)
de 2-6% y kerogeno tipo 1. También se consideran como posibles rocas
generadoras a las lutitas marinas del Turoniano y Cenomaniano depositada al
norte de la cuenca y a las lutitas ricas en materia organica intercaladas con
carbonatos de la Formacion Atafona.
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Guardado et al., como se citd en Clemente (2013), asegura que la generacion de
petréleo en la Cuenca de Campos se inicio en el Cretacico Superior y tuvo su pico
durante el Mioceno tardio, lo cual implica que, la maduracién de la materia
organica estuvo relacionada con el aumento del gradiente geotérmico y el
enterramiento progresivo de los sedimentos.

Los procesos de migracion mas comunes en la Cuenca de Campos estuvieron
asociados a la dinamica salifera y al fallamiento. La tectdnica salifera, esencial en
la formacién de ventanas en la secuencia evaporitica y las fallas listricas, fue
determinante en el flujo de los hidrocarburos de la Fase Rifte hacia los diferentes
reservorios de la Fase Drifte (Bastos y Prates, 2017) (Clemente, 2013). Las fallas
de contacto directo en reservorios con intercalaciones o adyacentes a la roca
generadora, como en la Formacion Coqueiros en donde las lutitas generadoras
estan conectadas a carbonatos (coquinas), y el contacto lateral por fallas, como el
contacto entre las lutitas (Jiquia) y los basaltos vesiculares de la Formacion
Cabiunas, también tuvieron importancia en el direccionamiento de los fluidos de la
cuenca (Bastos y Prates, 2017) (Papaterra, 2010).

1.5.2. ROCAS RESERVORIO

Bastos y Prates (2017) y Clemente (2013), sostienen que la Cuenca de Campos
abarca una amplia variedad de rocas reservorio, caracterizadas por tener una
porosidad y permeabilidad de buena a excelente, destacando a las siguientes:

1. Los basaltos fracturados y vesiculares, depositados en la secuencia subsalina,
de la Formacion Cabiunas (Necomaniano), productores de los campos Badejo y
Linguado.

2. Las coquinas depositadas en la secuencia subsalina de la Formacion Coqueiros
del Grupo Lagoa Feia (Aptiano), productoras de los campos Badejo, Linguado,
Pampo y Pistar.

3. Los carbonatos depositados en la secuencia post-sal del Grupo Macaé
(Albiano). En este grupo se incluyen los carbonatos marinos de aguas someras de
la Formacion Outeiro, las calcoarenitas de alta energia de la Formacion Quissama
y los carbonatos con intercalaciones de turbiditas de la Formacién Namorado.

4. Las turbiditas del Cretacico Superior y Paledgeno del Grupo Campos de la
Formacion Carapebus, productoras de la mayor cantidad de aceite en la cuenca,
depositadas en ambientes marinos profundos en canales producidos por la
halocinesis de la Formacion Retiro.

5. Las areniscas turbiditicas del Terciario del Grupo Campos productoras de varios
yacimientos gigantes de petréleo, especificamente de los campos Roncador,
Rubarte, Barracuda y Marlim.

6. Los carbonatos depositados durante el Oligoceno Superior.
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1.5.3. ROCAS SELLANTES

Las rocas sellantes de la cuenca se componen principalmente por las lutitas de la
Formacion Coqueiros (Aptiano), la sal de la Formacién Retiro (Aptiano), los
carbonatos depositados en ambientes de bajo energia de las formaciones Outeiro
e Imbetiba (Cenomaniano) y las lutitas de baja energia de la Formacion Ubatuba
(Turoniano) (Bastos y Prates, 2017).

1.5.4. TRAMPAS

De acuerdo a Bastos y Prates (2017) las trampas encontradas en la cuenca son
estructurales, estratigraficas, mixtas vinculadas a la tectonica distensiva y a la
halocinesis.

En la Fase Rifte, los altos de basamento fueron significativos en el contacto lateral
de las lutitas generadoras con basaltos fracturados, en el desarrollo de las
coquinas como rocas reservorio y en la focalizacion de la migracién de
hidrocarburos. La Fase Drifte, se caracteriza por las trampas estructurales de tipo
tectonico en aguas someras Y fallas listricas con roll-over en aguas profundas en
carbonatos del Grupo Macaé, fallas listricas con roll-over en areniscas turbiditicas,
estructuras en cupula formadas a partir de la tectonica salifera, truncamiento
contra los flancos de los diapiros y pinch-out estratigréfico.
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2. METODOLOGIA

Debido a la demanda de petroleo a nivel mundial, los procesos EOR se muestran
como una alternativa viable y novedosa que puede ser implementada en
diferentes campos petroleros, siempre y cuando cumplan con los rangos de
aplicacion optimos para cada uno. Una de las tecnologias EOR mas destacadas
es la inyeccion de polimeros, que consiste en el desplazamiento de una solucién
polimérica de alto peso molecular que busca viscosificar el agua de inyeccion para
mejorar la razon de movilidad y la eficiencia de barrido y, en consecuencia,
aumentar el factor de recobro.

La aplicacion de la inyeccién de polimeros tiene algunas implicaciones como, la
reduccion de la permeabilidad de la formacion derivada del contacto de las
macromoléculas del polimero con el medio poroso, provocando taponamiento y el
cambio de las propiedades petrofisicas y del fluido. Lo anterior deriva en que sea
necesario el uso de SLA como aporte de energia al yacimiento.

Con el fin de seleccionar el SLA adecuado para cada pozo o campo petrolero, se
han desarrollado diversas metodologias cuyos criterios de seleccion, rangos de
aplicabilidad y presentacién de resultados varian segun la base de conocimientos.
Por ejemplo, algunas metodologias arrojan en escala (de 1 a 5 como el Sistema
Experto) los SLA que més se ajustan a las variables dadas, otras por el contrario
solamente eligen el que mejor se ajusta como TOPSIS.

Aliyev (2013) realiz6 una revision de las metodologias de seleccion mas usadas y
las clasificé en tres grandes grupos que se presentan y describen a continuacion:

1. OPUS
2. Sistema Experto (S.E.)
2.1. SEDLA
2.2. PROSPER
3. MCDM (Toma de decisiones multicriterio)
3.1. TOPSIS (Technique for Order or Preference by Similarity to Ideal So
lution)
3.2. ELECTRE
3.3. SAW
3.4. WPM

El sistema de busqueda de unidades de bombeo 6ptimas (OPUS por sus siglas en
inglés), es una union entre los algoritmos informaticos y el sistema experto. En él
se sintetizan todos los conocimientos y datos adquiridos de los diferentes SLA,
que luego son utilizados por una maquina de inferencia que hace la seleccion
optima después de analizar todos los criterios técnicos y econdmicos. Ademas,
OPUS controla el dimensionamiento técnico que admite flujos de dos fases y
programas econdémicos que estiman el costo unitario por barril producido. La
técnica OPUS estad orientada entonces a reducir al maximo los costos de
produccion de petroleo. (Valentin y Hoffman, 1988)
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De manera general, un S.E es un programa que ayuda a sus usuarios a encontrar
la solucidon a los problemas propuestos a partir de asesoramiento experto. S.E
incorpora en un banco de datos, los conocimientos de humanos expertos en el
tema. Ha sido una herramienta ampliamente usada en muchas disciplinas y
aplicaciones de ingenieria (Espin, Gasbarri y Chacin, 1994).

La técnica de toma de decisiones multicriterio (MCDM, por sus siglas en inglés) es
el término que agrupa todos los métodos que se basan en mdltiples atributos u
objetivos. Se divide en dos vertientes: las decisiones multiatributos (MADM, por
sus siglas en inglés) que se utilizan para seleccionar la “mejor alternativa” dentro
de un conjunto explicito de ellas y, la optimizacién multiobjetivo (MODM) utilizada
cuando el conjunto de las alternativas es grande y no predeterminadas, disefia la
mejor alternativa considerando la interaccion entre las restricciones (Garza y
Gonzalez, 2004).

Después de hacer una breve descripcion de las metodologias de seleccion, se
expondran de manera detallada dos metodologias utilizadas ampliamente a través
de software y otras herramientas tecnoldgicas para la seleccion del mejor SLA,
gue han tenido ademas un impacto destacado en la toma de decisiones en
distintos procesos de la industria de los hidrocarburos. Por consiguiente, fueron
base para la metodologia desarrollada en el presente trabajo.

METODOLOGIA TOPSIS

El modelo TOPSIS se refiere a la técnica de ordenacion por similitud a la solucion
ideal. Fue desarrollado originalmente por Hwang y Yoon en 1981. Esta basado en
el modelo MCDM, mas exactamente en el método de toma de decisiones
multiobjetivos, utilizado cuando existen varias opciones que estan en funcién de
restricciones y preferencias, como es el caso de la seleccion de un SLA basado en
los limites operativos de los criterios de seleccion considerados. (Aliyev, 2013).

El método consiste basicamente en comparar un conjunto de alternativas,
mediante la formacion de una matriz de decisibn y una matriz de decision
normalizada, hechas a partir de las puntuaciones dadas a cada una de las
alternativas de cada criterio considerado. Al tener en cuenta todas las tasas de los
atributos se determinan las soluciones ideales positivas y negativas, que sirven
como base para determinar la distancia geométrica de cada alternativa a estas y
organizar por orden de preferencia las alternativas, para finalmente seleccionar la
de mejor clasificacion, es decir la alternativa que simultaneamente se encuentra a
menor distancia geométrica de la ideal y a mayor distancia de la ideal negativa
(Maidamisa, 2018).

SOFTWARE ALEMI ET AL.

Alemi, Jalalifar, Kamali y Kalbasi (2010) utilizaron el modelo TOPSIS para realizar
un software, cuya finalidad era la de seleccionar un SLA adecuado para pozos
expuestos a diferentes parametros en Iran. El procedimiento propuesto consistio
en asignar valores en escala, dependiendo la cercania de los valores de los
atributos de los criterios que se hayan considerado desde el principio, a los valores
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maximos o minimos de la base de datos. La escala de valores varia entre 0 y 10,
donde 1 representa las opciones buenas o excelentes y es equivalente al rango 7-
10, el valor 2 representa las opciones regulares o buenas y es equivalente al
rango 5-10 y el valor 3 representa a las opciones pobres o no recomendadas y
equivale al rango 3-10.

Los criterios sometidos a puntuacion para la evaluacion del SLA a seleccionar, se
basan en variables que describen las limitaciones de los sistemas. Alemi et al.
(2010) agrupan los criterios en 3 categorias:

1. Produccion, yacimiento y pozo: Numero de pozos, tasa de produccion,
profundidad del pozo, tamafio del revestimiento, inclinacién del pozo,
severidad del dog leg, temperatura, barreras de seguridad, presién de fondo
fluyente, acceso al yacimiento, completamiento, estabilidad, recobro.

2. Propiedades del fluido producido: Corte de agua, viscosidad del fluido,
corrosion, arena y abrasivos, GOR, VLR, contaminantes, tratamientos.

3. Limitaciones de la infraestructura de superficie: Localizacion, energia
eléctrica, restriccion de espacio y well service.

Los SLA evaluados por el software de Alemi et al. (2010) fueron:

- Bombeo mecanico.

- Bombeo de cavidades progresivas.
- Bombeo hidraulico.

- Levantamiento por gas

- Bombeo electrosumergible.

MUTOR

MUTOR es una herramienta basada en la metodologia TOPSIS, que se centra en
los SLA mas usados en la industria petrolera en campos maduros a saber: los
convencionales (bombeo mecéanico, bombeo electrosumergible, bombeo hidraulico
tipo piston y tipo jet, bombeo por cavidades progresivas y levantamiento por gas) y
los SLA combinados (bombeo electrosumergible con levantamiento por gas
(Electrogas) y bombeo electrosumergible con bombeo por cavidades progresivas
(Electro BCP)).

Durante la realizacion del software sus autores Mufioz y Torres (2007) formularon
un screening para cada SLA, seleccionando una serie de variables vy
caracteristicas propias de cada sistema, que luego de consultar en varias fuentes
de informacion les fueron asignados rangos especificos en los cuales podrian ser
empleados, validados a través de comparacion y semejanza entre los datos
recopilados.

METODOLOGIA SISTEMA EXPERTO (SE)

El modelo Sistema Experto (SE) es un programa informatico que ayuda a los
usuarios a resolver problemas con asesoramiento de personas con experiencia en
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la seleccion de SLA. Especificamente el programa SEDLA est4 integrado por tres
modulos: 1. Modulo experto, 2. Modulo de disefio, 3. Mddulo econémico (Aliyev,
2013). ElI modulo experto incorpora una base de conocimientos estructurada a
partir de la experiencia humana, conocimientos teoricos escritos disponibles y
calculos conocidos del tipo de “regla general” (Lea y Nickens, 1999). Toma en
cuenta todas las condiciones de produccion y los datos de pozo proporcionados,
luego analiza las técnicas de levantamiento artificial considerando sus limites
operativos. Finalmente, arroja los métodos de levantamiento enumerandolos de 1
a 5, siendo 1 el peor y 5 el mejor, junto con advertencias y sugerencias. En el
segundo meétodo, se disefia el SLA seleccionado estudiando las advertencias y
sugerencias dadas. La tasa de produccion es primordial en este paso. Finalmente,
el tercer moédulo evalla los gastos de superficie y subsuelo, ademas del capital
inicial, gastos de operacion y el trabajo por encima de los costos (Aliyev, 2013).

Para el desarrollo del SE se toman en cuenta tres grupos de parametros:

1. Pardametros cuantitativos: en esta seccion el usuario debera ingresar un

ndmero exacto.
Las variables son: Profundidad del pozo, tasa de produccion estimada,
capacidad de entrega del yacimiento (Pl), relacion gas-petrdleo (GOR),
corte de agua (RAP), gravedad API, presion del yacimiento y presion de
fondo fluyente, temperatura de fondo de pozo, tamafio del pozo (tamafio de
la tuberia de revestimiento y de la tuberia), angulo de pozo vs profundidad,
Dog Leg Severity maximo, presion de la cabeza de pozo, presion de
saturacion, viscosidad del fluido.

2. Pardmetros cualitativos: el usuario debera seleccionar una de las

opciones dadas.
Las variables son: Localizacién del campo (onshore, offshore, urbano),
restriccion de espacio (Si, No), fuente de energia (eléctrica, gas natural,
aceite), tipo de completamiento (sencillo, dual), disponibilidad de gas
(limitado, ilimitado, no hay), integridad del casing (Si, No, No disponible).

3. Parametros relacionados con problemas de produccién: el usuario
debera responder “Si” 0 “No” en los siguientes problemas: Corrosion (alto
contenido de azufre en el fluido producido), erosion (contenido de arena en
el fluido producido), colapso de parafina, incrustaciones, formacién de
hidratos, emulsion y espumas, produccion excesiva de agua, excesiva
produccion de gas, compuestos pesados en el fluido producido (asfaltenos).

Los coeficientes para cada parametro oscilan entre “0” y “5”. La ponderacion se
hace de acuerdo al peso de impacto que tiene cada uno de estos en el sistema de
levantamiento evaluado, entendiendo que no todos los parametros tienen la
misma importancia (Aliyev, 2013).

Si el sistema elimina cualquier SLA en alguna etapa de evaluacion, debe quedar
eliminado de todas las demas. Aunado a lo anterior, los coeficientes de idoneidad
son individualmente analizados para cada SLA. Este valor podria ser diferente en
varias etapas, dependiendo el peso de impacto (Aliyev, 2013).
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Las tres etapas son: (a) ingresar datos al programa, (b) analizar los datos con el
conjunto de tablas y el conocimiento tedrico de cada SLA y (c) consideraciones y
advertencias de expertos. Finalmente, los SLA se clasifican en: sistemas
recomendados, no recomendados y recomendados con advertencias y
restricciones (Aliyev, 2013).

Segun Aliyev (2013) las ventajas del SE son principalmente:

- Proporciona como resultado los SLA para un pozo particular o un grupo de
pOZos.

- Es un programa de expertos ampliamente utilizado.

- El programa integra a expertos y experiencias de campo.

- Existe un médulo de seleccion y disefio para cada tipo de SLA.

El modelo SE tiene criterios de seleccidon sobre:

1. Bombeo mecéanico

2. Bombeo hidraulico

3. Bombeo electrosumergible

4. Bombeo de cavidades progresivas

5. Levantamiento por gas continuo

6. Levantamiento por gas intermitente

7. Levantamiento por gas intermitente con émbolo

8. Levantamiento por gas- Bache de inyeccién constante
9. Levantamiento por gas con chamber

10.Plunger lift

2.1. METODOLOGIA PROPUESTA PARA LA SELECCION DE UN SISTEMA DE
LEVANTAMIENTO ARTIFICAL

2.1.1. CRITERIOS DE SELECCION

La seleccion del SLA mas viable para un pozo o un campo en su totalidad es de
gran importancia en la industria del petrdleo, ya que es determinante para
bombear los fluidos desde el fondo hasta la cabeza de pozo. La errada seleccién
del SLA impacta significativamente el desarrollo técnico y econdmico del proceso
al reducir potencialmente la producciéon y aumentar costos operativos, es por ello
gue se debe tener la mayor cantidad de analisis y herramientas sofisticadas, que
permitan elegir de la manera mas precisa posible el mejor SLA, con el fin de
generar cuantiosas utilidades para las empresas.

En este trabajo se propone una metodologia para seleccionar el SLA que mejor se
ajuste a las condiciones de un campo sometido a inyeccion de polimeros, ubicado
en la region costa afuera de la Cuenca de Campos, Brasil.

La metodologia utiliza como base un screening propuesto, el cual fue construido
mediante la recopilacion de datos consignados en articulos cientificos y trabajos
de grado. El screening representa los rangos de aplicacion Optimos de las

17



variables consideradas para los cinco SLA empleados con mayor regularidad en la
costa afuera de la Cuenca de Campos

Los desafios operativos (altas presiones, altas temperaturas, lejania de la costa,
altas profundidades, salinidad del agua y las restricciones de espacio de las
unidades de superficie) propios de las operaciones costa afuera, convierten a
algunos SLA como el bombeo mecanico, en una eleccion inviable debido a que
sus equipos de superficie son voluminosos. Por consiguiente, este trabajo se
limitara a estudiar los SLA aptos para condiciones costa afuera e implementados
en la cuenca, es decir, BES, BCP, levantamiento de gas intermitente,
levantamiento por gas continuo y el bombeo hidraulico tipo jet.

2.1.2. VARIABLES

Para una toma de decisiones Optima, se deben considerar las condiciones
variables a las que estan sometidos los pozos y las caracteristicas que los
describen, como las propiedades del yacimiento y del fluido, las caracteristicas
operativas, la infraestructura de superficie, el escenario de precios y aspectos
econdémicos, la disponibilidad de tecnologias, entre otras. Las variables escogidas
buscan describir las caracteristicas del yacimiento y del fluido y las caracteristicas
de la infraestructura de superficie de los SLA estudiados.

La manera en la que se seleccionaron las variables que se tuvieron en cuenta en
el presente proyecto, se basé en la importancia que tenian para éste trabajo en
particular (campo costa fuera sometido a inyeccién de polimeros).

En ese sentido, en primer lugar, se llevo a cabo la recopilacion de las variables
propuestas por los autores que se mencionan a continuaciéon. En los siguientes
parrafos se observard que algunas coinciden en los tres trabajos y otras estan
propuestas solamente en uno.

e Mufioz y Torres (2007) propusieron las siguientes variables: Tasa de
produccion, numero de pozos, profundidad del pozo, tamafio del casing,
grado de inclinacion del pozo, severidad del Dogleg, presion de fondo
fluyendo (Pwf), temperatura de fondo, tipo de completamiento (simple,
dual), tipo de recobro (1rio-2rio-3rio), BSW, viscosidad del fluido producido,
presencia de fluidos corrosivos, contenido de arena abrasiva, GOR,
presencia de contaminantes, tratamientos aplicados (Inhib.-Solv.-Acidos),
tipo de locacion (onshore, offshore), energia eléctrica y espacio.

e Aliyev (2013) propone: Profundidad del pozo, tasa de produccién, presion
de fondo fluyente (Pwf), GOR, RAP, indice de productividad (IP), gravedad
API, temperatura de fondo, tamafio del casing, tamafio de la tuberia, tipo de
locacion (onshore, offshore), tipo de completamiento (simple, dual),
disponibilidad de gas, corrosién, erosién, colapso de parafina,
incrustaciones, formacion de hidratos, emulsiones, produccion excesiva de
agua y eficiencia del sistema.
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e Las variables de Clegg, Bucaram y Hein (1993) son: Tamafo del casing,
profundidad del pozo, nivel de ruido, capacidad de admision, flexibilidad del
motor primario, capacidad de manejo de la corrosion e incrustaciones,
pozos desviados, aplicacion dual, manejo de gas, aplicacién en offshore,
capacidad de manejo de parafinas, capacidad de manejo de sdlidos y
arena, temperatura, capacidad de manejo de crudos altamente viscosos,
capacidad de produccion de grandes volumenes, capacidad de produccion
de bajos volimenes.

e Las variables de Carrillo (2002) son: indice de productividad (IP), tasa de
produccion, corte de agua, relacion gas liquido (RGL), profundidad del
pozo, presion de yacimiento, gravedad API, temperatura, produccion de
arena, mecanismos de produccion, localizacion, fuente de energia
disponible, plataforma de produccién de pozo, pericia del método, didmetro
de tuberia.

Las variables seleccionadas se clasificaran en tres grupos:
1. Caracteristicas de yacimiento, produccion y pozo

Profundidad del pozo: La profundidad del pozo es un factor determinante al
momento de elegir el sistema de levantamiento a implementar, ya que a partir de
esta se determina la energia que necesita ser suministrada para elevar los fluidos
desde el fondo hasta la superficie. Ademas, es importante ya que es el limite para
el asentamiento de las bombas, las varillas, entre otros equipos.

Tasa de produccion: Es el parametro mas importante para elegir el sistema de
levantamiento artificial para un pozo determinado. La capacidad de produccién se
halla a partir de las curvas de inflow y outflow, ya que muestra el comportamiento
de los fluidos hacia el pozo.

Presion de fondo fluyente (Pwf): Es la presion que proporciona la formacion al
fluido producido en la cara del pozo, tomada a la profundidad media de los
cafioneos. Si existe mas de una zona productora, se elige la presion de la mas
profunda.

Temperatura de fondo: La temperatura representa un dato importante a tener en
cuenta, ya que si es muy elevada puede afectar diversos equipos que estan
disefiados con materiales que no la resisten. La temperatura representativa es la
del fluido que esta en la cara del pozo para la zona productora de mayor
profundidad.

Tipo de completamiento: Es una variable cualitativa y se refiere al nimero de
tuberias de produccion que han sido instaladas en el pozo. Puede ser sencillo (1
tuberia) o multiple (2 o mas tuberias).

Dog leg severity: Es la medida del cambio en la direccion de un pozo a lo largo
de una longitud definida. Normalmente se mide en grados cada 100 ft. Es
importante porque la sarta se puede ver afectada por la abrasion, ademas como
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esta desviacion no es planeada, dificultan el revestimiento del pozo y por ende la
instalacién de algunos SLA.

Desviacion: Es el grado de desviacion del pozo con respecto a la vertical, esta
medida en su parte mas inclinada, generalmente es el tramo mas profundo del
pozo. Su medida es en grados.

Diametro de la tuberia de revestimiento: Esta variable es importante tenerla en
cuenta en el momento de seleccionar el mejor SLA, principalmente porque si el
diametro es muy pequefio puede disminuir la tasa de produccién, limitar las
dimensiones del equipo de recuperacion y el diametro externo de la tuberia de
produccién, ademas de la restriccion en el uso de completamientos multiples.
Igualmente influye de manera contundente en las pérdidas de presion por friccion
y la introduccion de los equipos de fondo.

Tipo de recobro: Segun Mufioz y Torres (2007) existen 3 tipos de recobro: el
primario representa la produccion por flujo natural, el secundario se refiere a la
inyeccion de agua y gas; y el terciario engloba los recobros térmicos, quimicos y
otros.

2. Caracteristicas de los fluidos producidos

Relacion Gas-Petroleo (GOR): Esta caracteristica influye en la seleccion de los
SLA, mas exactamente en el disefio de los mismos. Al aumentar el GOR, la
eficiencia de algunos SLA se ve afectada de forma negativa, sin embargo, en
sistemas de levantamiento como el levantamiento por gas, es necesario contar
con una fuente de gas estable.

Viscosidad del fluido producido: Si el crudo tiene una viscosidad menor a 10 cp
no representa un riesgo para la aplicacion de cualquier SLA. En cambio, crudos
altamente viscosos pueden generar problemas en la implementacion de algunos
SLA (Aliyev, 2013).

Presencia de fluidos corrosivos: Es importante saber si el fluido producido
contiene sustancias corrosivas como H,S o CO,, ya que a partir de ello se deben
tomar medidas acerca de los tratamientos a usar, o si en definitiva algiin SLA no
puede ser implementado.

Contenido de arena: Hace referencia a la cantidad de arena que se produce junto
con el fluido de produccion. Es indispensable saberlo por el hecho de que la arena
produce abrasiéon y al producirse en el tope de las bombas de subsuelo, puede
causar problemas al tratar de recuperarlas. Se mide en ppm (partes por millon).

Manejo de erosion: Se refiere a la capacidad del SLA en el manejo de la erosion
emanada de la produccion de arena y otros solidos.

Grado de afectacién de los contaminantes: Al existir contaminantes en el fluido
producido, es necesario saber en qué medida afecta a cada uno de los SLA, entre
mayor sea la afectacion menor es la posibilidad de emplearlo.
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BSW: Es el porcentaje de agua y solidos contenidos en un volumen dado de fluido
producido. Su valor debe ser representativo del fluido del pozo. Se da en
porcentaje.

Tratamientos aplicados: Se debe saber qué tratamientos pueden ser aplicados
junto con el SLA, para asi determinar cual de ellos genera menor impacto sobre
las facilidades de superficie y el subsuelo.

3. Caracteristicas de las facilidades de superficie

Localizacion del campo: Esta es una variable cualitativa y en el presente trabajo
es de las mas importantes, ya que indica si la localizacién es Off-shore u On-
shore. Debido a que el campo es offshore, limita el nimero de SLA que pueden
ser implementados.

Fuente de energia: Es una variable cualitativa que indica la fuente disponible de
energia para la operacion del SLA. Las posibilidades son: eléctrica, gas,
compresor o multicilindro.

Manejo de gas: Es necesario saber la capacidad de manejo de gas libre en cada
SLA, porque a medida que aumenta la cantidad puede reducir la eficiencia de la
bomba y por ende del equipo.

Eficiencia del sistema: La eficiencia de un SLA se define como la potencia
hidraulica usada para el levantamiento del fluido sobre la potencia eléctrica
requerida. Esta se define en porcentaje.

2.1.3. APLICACION DE LA TEORIA DE CONUNTOS PARA LA SELECCION DE
LOS RANGOS OPTIMOS DE APLICACION DE CADA SLA

Luego de definir las variables, se procedid a reunir los rangos Optimos arrojados
por la bibliografia mencionada. Seguidamente, se aplicé la teoria de conjuntos con
la que se pretende determinar los rangos éptimos de aplicacion de los SLA
implementados en diferentes proyectos de la Cuenca de Campos (Bombeo
electro-sumergible, levantamiento por gas, bombeo hidraulico tipo jet, bombeo de
cavidades progresivas).

A pesar que la teoria de conjuntos no es ampliamente utilizada por la rama de la
ingenieria, sino que es propia de la matematica y la logica aplicadas, fue elegida
porque permite visualizar de manera practica los valores en los que coinciden los
rangos de los autores sujetos a revision.

La teoria de conjuntos, fue estudiada por primera vez por G. Cantor en el siglo
XIX, cuando él demostré que la totalidad de los numeros naturales que estan entre
0y 1 es infinita. De esta forma, Cantor creé una nueva disciplina matematica entre
1874 y 1897: teoria de conjuntos (Huertas y Manzano, 2002).
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Cantor definid a un conjunto como la coleccion en un todo de determinados y
distintos objetos propios de nuestro pensamiento o percepcion, que son los
elementos del conjunto (Huertas y Manzano, 2002).

La teoria de conjuntos, en un primer momento, se ocupa del estudio de los
conjuntos que se obtienen a partir de los axiomas, considerados como objetos
amorfos, desprovistos de cualquier tipo de estructura, mediante diferentes tipos de
morfismos, relaciones, funciones parciales y funciones en general. Posteriormente,
para profundizar en el estudio de la naturaleza de los conjuntos, se les dota de
diversas estructuras, siendo fundamentales las relacionales, algebraicas,
topologicas y analiticas y se les compara mediante los morfismos adecuados,
aguellos que preservan las estructuras involucradas (Vidal, 2010).

Lo que se pretende con el desarrollo de la teoria de conjuntos, es relacionar los
valores minimos y maximos Optimos de las variables cuantitativas y los valores
Optimos cualitativos, arrojados por la bibliografia consultada. El resultado que se
muestra a continuacion fue producto de la interseccion de esos conjuntos de
valores.

A modo de ejemplo en la Tabla 1, se muestran los valores propuestos por los
autores consultados y el resultado de la interseccién de conjuntos para 2 de las
variables del Gas Lift Continuo.

Tabla 1. Ejemplo de los rangos 6ptimos construidos mediante la interseccion de
conjuntos

. Mufoz y Clegg, , Solucién
XS{'O??;(:; Torres Aliyev (2013) | Bucaramy %zaor(r)lg? (Interseccioén
(2007) Hein (1993) de conjuntos)

Rango Min | Max | Min | Max MI’I’]‘ Max |Min| Max | Min | Méx
Profundi-
dad del

1001 | 15000 | 5000 | 15000 10000 - 110000 | 10000 | 15000
pozo TVD
(ft)
Tasa de
produccion | 200 | 15000 | 100 | 10000 | 200 | 10000 | - - 100 | 15000
BFPD

Fuente: Elaboracién propia

Como se pudo observar, en el ejemplo anterior para el sistema de Gas Lift
Continuo en esas dos variables (profundidad del pozo y tasa de produccion), hay
autores que no propusieron un rango 6ptimo con valores minimos y maximos, sin
embargo, se pudo aplicar la metodologia teniendo en cuenta todos los valores
aportados.

En las tablas 2, 3 y 4 se muestran de manera grupada, las soluciones dadas a
partir de la interseccion de conjuntos para las demas variables y SLA. En algunos
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casos no hay valores asignados debido a que, los autores no aportaron valores
Optimos. Las variables cualitativas solamente presentan un valor por su naturaleza

misma.

Tabla 2. Rangos Optimos de seleccion para cada SLA segun las propiedades de

yacimiento.
VARIABLE /SLA BES* BCP? GLPE GLc* BﬂET}EO
RANGOS Min® | Max” | Min | Max | Min | Max | Min | Max | Min | Max
.';\r/"[‘;“(’;f)“dad delpozo | 1445 | 10000 | 2000 | 2500 | 10000 | 12000 | 10001 | 15000 | 12001 | 15000
(Té‘lfgg)e produccion 1 15501 | 20000 | 1501 [ 2000 | 200 | 500 | 200 [10000| 300 | 500
Presion de fondo
fluyente (Pwf) Mayor a 500 | 500 |1000 - - Mayor a 2000 | 501 | 1000
Temperatura de fondo
de pozo (°F) 71 150 | 75 | 150 | Menor A350 | 101 | 150 | 100 | 150
Tipo de . : : .
completamiento Simple Simple - Simple Simple
Dog leg severity i i
(grados/100ft) v 9 v 2 v B v 5
Desviacion (°) 0 10 0 3 0 30 0 10
Dlame_trq de tu_berla de Menor a 7 4.5 4.5 55 Menor a 7 2 3/8
revestimiento (in)
Tipo de recobro Primario Primario - Primario Primario

. . Sin Sin - Sin Solventes,
Tratamientos aplicados tratamiento | tratamiento Inhibidores tratamiento inhibidores
('f,g;"enc'a delsistema | o; | g5 |50 | 70 | 5 10 | 10 | 30 | 10 | 20

Fuente: Elaboracion propia.

! Bombeo Electro Sumergible
> Bombeo de Cavidades Progresivas

% Gas Lift Intermitente
* Gas Lift Continuo

®> Bombeo Hidraulico Tipo Jet

® Minimo
" Maximo
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Tabla 3. Rangos Optimos de seleccidon para cada SLA segun las limitaciones de

superficie

VARIABLE

ISLA BES BCP GLI GLC BH TIPO JET
RANGOS Min Max Min Max Min Max Min Max Min Max
Localizacion Costa afuera Costa afuera Costa afuera | Costa afuera Costa afuera
del campo

Fuentg EE Eléctrica Gas eléctrico i Compresor MqugImdro 0
energia eléctrica
Eficienciadel | o5 | gy | 50 | 70 5 10 | 10 | 30 | 10 | 20
sistema (%)

Fuente: Elaboracion propia.

Tabla 4. Rangos 6ptimos de seleccion para cada SLA segun las propiedades de

los fluidos

VARIABLE /SLA BES BCP

GLI

GLC

BH TIPO JET

RANGOS Min Max Min Max

Min

7

Max

Min | Méax

Min Max

GOR (SCF/STB) 0 50 0 50

N/A

N/A

Mayor a 5000

0 100

Gravedad API Mayor a 10 Menor a 35

N/A

N/A

Mayor a 15

Mayor a 8

Viscosidad del
fluido producido 0.1 10 5001 | 6000

(cp)

N/A

N/A

41 70

1 50

Presencia de

) . No No
fluidos corrosivos

No

Contenido de

0 0.01 0 50
arena (ppm)

N/A

N/A

0 200

0 2

Manejo de

= Bueno Excelente
Erosion

N/A

Bueno

Excelente

Grado de
afectacion de los Nulo Nulo
contaminantes

N/A

Nulo

Nulo

Manejo de gas Bueno Bueno

N/A

Excelente

Bueno

Tamafio de
tuberia de 7 4.5
revestimiento (in)

4.5

55

Mayora 7

2 3/8

BSW (%) 0.1 70 01 | 6

N/A

N/A

01 | 10

01 | 10

Fuente: Elaboracion propia.
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3. RESULTADOS Y DISCUSION

La metodologia de seleccion se fundamenta: en la comparacion de las
condiciones que describen al campo de estudio con el screening propuesto para
cada sistema y en la seleccion del SLA que mejor se adapte a estas condiciones
especificas.

Para el desarrollo de la seleccion del SLA, se procedio a revisar el ajuste de los
datos promedio de los clusters de un campo de la Cuenca de Campos,
proporcionados por una fuente confidencial, a los criterios arrojados por la teoria
de conjuntos. Cabe resaltar que algunos de los pozos de dicho campo son pilotos
de recuperacion quimica.

Tabla 5. Datos de los clusters de un campo de la Cuenca de Campos

Tasa de produccion 18000 STBPD
Profundidad de pozo 4500ft-20000ft
Arena corrosiva 145ppm
Tamafo del revestimiento 7 pulgadas
Perforacion direccional No

Tipo de completamiento Simple

Tipo de recobro Terciario
Temperatura 130F-178F

Pwf 3863psi-7813psi
Presion de yacimiento 4560psi-8600psi
Gravedad API 14°-29°

Fuente de energia Eléctrica
Localizacion Offshore

Fuente: Elaboracion propia.

De acuerdo a los datos promedios anteriormente proporcionados, se procedi6 a
seleccionar con base en las tablas 2, 3 y 4, el SLA que mejor se ajustaba a los
datos presentados. Los resultados se presentan de la siguiente manera: si cumple
con los rangos mostrados en las tablas, se le asignara el color verde y si no se
ajusta, se asignara color rojo. Ademas, se usara el color amarillo sino existen
datos de rango Optimo de aplicacién. En la Tabla 6 se proyecta la seleccion a la
gue se llego.
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Tabla 6. Consolidado del ajuste de los datos de los clusters de un campo de la
Cuenca de Campos a los rangos propuestos.

Variable B.E.S. G.L.C.

Tasa de produccion

Profundidad de pozo

Arena corrosiva

Tamarfio del revestimiento

Perforacion direccional

Tipo de completamiento

Tipo de recobro

Temperatura

Pwf

Gravedad API

Fuente de energia

Localizacion

Fuente: Elaboracion propia.

Bl Nocumple

]  Cumple satisfactoriamente

ANALISIS DE RESULTADOS

Gas Lift Intermitente: Este sistema estd limitado a pozos que produzcan un
volumen de fluido bajo y poco profundos, también presenta problemas cuando
estd sometido a una produccion alta de sélidos. Por ende, es el que menos se
adecua a la informacion del campo, ya que de las 13 variables evaluadas no
cumple con 8, entre ellas la tasa de produccién consideradas una de las mas
importantes junto con la profundidad del pozo. Por lo anterior se puede descartar
inmediatamente.

Bombeo por Cavidades Progresivas: Este SLA tiene una capacidad baja de
desplazamiento del fluido producido, ademas se limita a profundidades bajas. No
es tolerante a producciones altas de sélidos y el rango tamafio de revestimiento
Optimo es menor que el promedio del campo. En ese sentido, no cumple con 7 de
las 13 variables presentadas, se diferencia del gas lift intermitente, en que cumple
con el tipo de completamiento. Su implementacién es casi nula, por ende, se
descarta.

Bombeo Hidraulico Tipo Jet: Si bien cumple con 6 de los 13 criterios valorados,
su tasa de produccion estd muy por debajo del promedio del campo, ademas el
diametro del revestimiento genera problemas para su aplicacion. En
consecuencia, es muy poco probable que pueda ser implementado, ya que hay
otros dos sistemas de levantamiento que estan mas cercanos a los datos optimos,
ademas que no cumple con una de las variables mas importantes como lo es la
tasa de produccién, por lo tanto, no es viable su aplicacion.
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Bombeo Electro Sumergible: Este sistema no cumple con el criterio del
contenido de arena corrosiva porque tolera solamente porcentajes minimos de
produccion de solidos, especificamente el rango 6ptimo es de 0-0.01ppm; ademas
de este criterio, el tipo de recobro tampoco es valido porque este SLA acepta el
recobro primario solamente. A pesar de que no cumple con estos dos criterios, su
implementacion puede ser valida porque los demas son cumplidos de manera
integral.

Gas Lift Continuo: Este sistema cumple casi cabalmente con los criterios
aportados por los datos promedio del campo. Se ajusta a la produccion, a la
profundidad, al diametro del revestimiento, a la produccion de solidos (que es una
gran limitante), etc; solamente no cumple con el criterio del tipo de recobro que
existe en el campo, ya que éste esta sometido a un recobro terciario, pero el gas
lift continuo como los demas SLA trabaja en condiciones Optimas con recobros
primarios.

Como se pudo observar, ninguno de los cinco SLA cumple en su totalidad con los
datos del campo de la Cuenca de Campos, Brasil. No obstante, los que mas se
ajustan son el Bombeo Electro Sumergible y el Gas Lift Continuo. En este sentido,
el SLA que debe ser implementado es el Gas Lift Continuo. Teniendo en cuenta
gue solamente presenta desajuste en el tipo de recobro.
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ANALISIS NODAL

Segun Beggs (1991) el analisis nodal es un método utilizado para analizar, evaluar
y optimizar el rendimiento de los elementos que componen los sistemas de
produccion. El uso de esta metodologia en el presente trabajo permitié evaluar los
efectos de implementar el SLA de gas continuo sobre la capacidad de flujo en el
pozo estudiado.

Para desarrollar el andlisis nodal fue utilizada una herramienta computacional
desarrollada por la Universidad Federal de Rio de Janeiro. Esta herramienta
estima la produccion de un determinado pozo, teniendo en cuenta variables del
yacimiento, caracteristicas petrofisicas, historico de produccion y estado mecanico
del pozo. A continuacion, se presentan sus caracteristicas mas importantes:

- Cinco correlaciones hidraulicas de tubing (Correlaciones de flujo multifasico
en tuberias verticales):
1. Poettmanny Carpenter (1952)
2. Dunsy Ros (1963)
3. Hagedorn y Brown (1965)
4. Orkiszewski (1967)
5. Beggsy Brill (1973)
- Perforacion y completamiento totalmente editable.
- Ubicacion del nodo en el yacimiento, tubing y separador.
- Disefio y analisis del pozo.
- Prediccion y precipitacion de sdlidos.
- Analisis de sistemas BCP, levantamiento por gas y BES.

Los escenarios evaluados en la simulacién fueron:

- El pozo sujeto a estudio, que sirve como proyecto piloto de recuperacién
terciaria, sin SLA.

- ElI mismo pozo descrito anteriormente, con un aporte de energia externa
proveniente del SLA elegido a través de la metodologia propuesta: el
levantamiento por gas continuo, con mandriles bolsillo interior.

Para la simulacién se utilizaron las condiciones medias de los rangos de las
diferentes propiedades y caracteristicas anteriormente suministradas del pozo de
estudio; se tom6 como presidbn de yacimiento 7850 psi. El resultado de la
simulacién se muestra en la figura 3.
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Analisis Nodal
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6000 : e
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Presion (psi)
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1000 .

1400 2400 3400 4400 5400 6400 7400 2400 9400
Caudal de liquido (STBPD)

-|PR Curva de demanda Curva de demanda (gas hit)

Figura 3. Andlisis nodal

Fuente: Elaboracion propia.

En la figura se observa que, en el escenario que no involucra al sistema de
levantamiento, la curva de oferta (IPR) y la curva de demanda se intersectan entre
si, es decir el pozo tiene la capacidad de fluir naturalmente. Sin embargo, al
implementar el sistema de levantamiento por gas continuo se puede evidenciar
que la nueva curva de demanda, es desplazada hacia abajo y la interseccion entre
esta y la IPR es desplazada hacia la derecha. Dicho de otro modo, con el SLA se
disminuyé la presion hidrostética, en aproximadamente 1000 psi, provocando un
efecto positivo en la capacidad de produccion, que se traduce en un aumento
aproximado de 3000 barriles de liquido estandar diarios.

La afirmaciéon hecha anteriormente responde a que el incremento de recuperacion
de liquido no supone un aumento considerable del corte de agua, de esta manera,
segun datos de produccién se conocid que una vez instalado el sistema de
levantamiento artificial el corte de agua se acrecentd en 1 punto porcentual,
pasando de 28% a 29%.

Por otra parte, se establece que las fuerzas viscosas no sobrepasan las fuerzas
gravitacionales, excluyendo algun inconveniente relacionado con conificacién o
digitacion de agua. En conclusion, la caida de presion que causa el flujo de agua
es menor que la fuerza gravitacional, asi la ecuacién 2 no se satisface en ninguna
fase de produccion.

Pyoc-Pwy > 0.433 (v — Vo)H (Ec. 2)

Donde,
Py oc = Presién en el contacto de agua y petréleo, psia.
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P, ¢ = Presion de fondo fluyente, psia.

yw = Gravedad especifica del agua
¥,= Gravedad especifica del aceite
H= Distancia del fondo del pozo al contacto agua petroleo, ft

El efecto positivo en la produccion y en el mantenimiento de presion, es importante
en proyectos costa afuera, donde la produccién debe ser alta y constante para
brindar viabilidad a este tipo de proyectos, que requieren inversiones y costos
elevados.

Entre tanto, los datos ingresados en el simulador para la obtencién del analisis
nodal anteriormente enunciado se encuentran especificados en la figura 4, el
caudal de inyeccion estipulado y recomendado fue de 71450 ft3 de gas. Por otra
parte, el estado mecanico del pozo una vez instalado el sistema de levantamiento
artificial es (Figura 5)

Propiedades PVT

Temperatura de yacimiento: 160F
Gravedad especificade gas: 1.230
GOR: 750 (scf/stb)
Gravedad API; 21,7
Gravedad especifica del agua: 1.07

INFLOW

Presién de yacimiento: 7850 psia
Presion de fondo fluyente: 7230 psia
Profundidad del pozo: 12580
Corte de agua inicial: 28%
Permeabilidad: 10 (md)

Dano a la formacion (S): 0.2

Correlaciones usadas

Razoén de solubilidad: Standing
Factor volumétrico de formacion:
Standing
IPR modelado: Voguel
Flujo: Beggs y Brill (1973)

Figura 4. Datos ingresados en el simulador para el analisis nodal

Fuente: Elaboracion propia.
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Mandril de gas lift =Pl [~""""""""""TTemmTsessssesssese R — 12580 ft

Packer hidraulico

— 19460 ft

Figura 5. Estado mecéanico del pozo sometido a Levantamiento por Gas Continuo

Fuente: Elaboracion propia.
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ANALISIS FINANCIERO

Un analisis financiero comprende el estudio econdmico de una empresa o
proyecto concreto a desarrollar, con el fin de valorar la dindmica y comportamiento
de los distintos indicadores, ademas de mejorar las situaciones adversas que se
presenten en la compafiia, o en el caso de un proyecto, tomar la decision de
llevarlo a cabo o, por el contrario, abandonar esa aspiracion.

En el caso concreto del presente trabajo, se realizara el analisis financiero con el
fin de estudiar todos los factores que influyen en la viabilidad de la implementacién
del sistema de levantamiento artificial que, se seleccion6 en la evaluacion técnica
hecha anteriormente, es decir el levantamiento por gas continuo.

Para ello, en la industria del petréleo existen dos términos relevantes: el CAPEX
gue son los costos del capital y OPEX que son los costos operativos. El primero
esta relacionado con los servicios que presta la empresa petrolera a saber
exploracién, perforacion, completamiento, SLA, facilidades, instalaciones
adicionales para manejo de los residuos de produccién, equipos y pozos de
inyeccion; el segundo se refiere a los costos de energia, quimicos, servicios de
reacondicionamiento de pozos productores e inyectores, personal de
mantenimiento, y ambientales, entre otros (Amado, 2012).

Los indicadores econdémicos son indispensables para determinar la viabilidad
financiera del proyecto. Se tendran en cuenta los siguientes:

CAPEX: Son los costos del capital empleado al momento de la implementacion
del SLA, en otras palabras, son las inversiones que se hacen a lo largo del
proyecto. Esta relacionado con los servicios que presta la empresa petrolera a
saber exploracion, perforacion, completamiento, SLA, facilidades, instalaciones
adicionales para manejo de los residuos de produccién, equipos y pozos de
inyeccion. (Amado, 2012)

OPEX: Son los costos operativos del proyecto. Se refiere concretamente en la
industria del petréleo a los costos de energia, quimicos, servicios de
reacondicionamiento de pozos productores e inyectores, personal de
mantenimiento, y ambientales, entre otros (Amado, 2012).

Flujo de efectivo: Es la diferencia entre el total de efectivo que se percibe
(ingresos) y el total de gastos (egresos) en un periodo de tiempo dado. Para
estimarlo se deben tener en cuenta los egresos de manera diferenciada (gastos
generados por la inversion, los costos de operacién, la depreciacién y los
impuestos) (Amado, 2012).

Valor Presente Neto (VPN): Consiste en encontrar la diferencia entre el valor
actualizado de los ingresos y de los egresos e inversiones. La tasa que se utiliza
para descontar los flujos es el rendimiento minimo aceptable de la empresa, por
debajo de la cual los proyectos no deben ser aceptados (Jiménez, 2007). El VPN
se puede calcular asi:
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VPN = —|FEo| + X1, FE;(P/p.i%,j)  (Ec. 3)
Donde:
FE,= Flujo de efectivo inicial (desembolso de capital).
FE;= Flujo de efectivo restante (ingresos).
(P/F,i%,j): Factor del valor presente de un pago tnico = (1 + i)~/
i%= Tasa de interés (fraccion).
n= periodo de tiempo en afos.
En la ejecucidn del proyecto se debe tener en cuenta:
Si VPN>O0 el proyecto es viable
Si VPN=0 el proyecto solamente recuperara la inversion
Si VPN<O el proyecto es inviable

Tasa Interna de Retorno (TIR): Es la tasa de descuento (i) que hace que el valor
presente de los ingresos sea igual al valor presente de los egresos. Es decir, la
TIR es la tasa en la cual el VPN se hace cero (Jiménez, 2007). Para hallarla se
grafica el VPN como una funcién de i, usando la anterior ecuacion y la tasa i sera
el punto en el que la curva intersecta al eje i de las tasas de interés. Ademas, se
puede encontrar por ensayo Yy error, interpolando o mediante proceso iterativo
(Amado, 2012).

En el proyecto se debe tener en cuenta que hay una tasa minima o tasa de corte
(r), con la que se debe comparar la TIR.

Si TIR>r el proyecto es rentable
Si TIR=r el proyecto no tendra ni ganancias ni pérdidas
Si TIR<r el proyecto no es rentable

Periodo de recuperacion: También Illamado Payback, es el tiempo
correspondiente entre la primera inversion y el momento en el que se recupera
todo el dinero invertido. Se puede calcular a través del flujo de caja acumulado
teniendo en cuenta que serd igual al dia, mes o afio en que este se vuelve
positivo. También se puede calcular con la siguiente formula:

|FEo|
Ingreso anual

(Ec. 4)
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APLICACION A LA CUENCA DE CAMPOS:

Para el analisis econdmico aplicado a un pozo de la Cuenca de Campos se
tomaran en cuenta tres escenarios posibles: pesimista, conservador y optimista,
con un precio por barril de 35, 50 y 65 ddlares respectivamente.

Ingresos:

Los ingresos resultan de la venta de crudo producido, por ende, serdn iguales a la
cantidad de barriles incrementales mensuales producidos por el precio de barril
asignado.

Sin embargo, la produccion no es constante, es decir, declina con el tiempo. Para
este caso, se considerara la tasa mensual 1,82% asumida para los pozos en
Brasil.

Egresos:

Los egresos estan compuestos por la inversion inicial que incluyen las unidades
de fondo y superficie, instalacion y adecuacion del sistema, ademas de los gastos
operacionales.

» CAPEX
Tabla 7. Costos de inversion para el sistema de levantamiento por gas continuo
CAPEX
Periodo (Mes) Descripcién Cantidad| Costo (USD) Total (USD)
0 Compresor 1 $ 100.000 | $ 100.000
0 Mandril 2 $ 4520 $ 9.040
0 Valvula de presion 2 $ 870 | $ 1.740
0 Valvula de orificio 1 $ 580 | $ 580
0 Empaque 1 $ 7230 | $ 7.230
0 Niple 1 $ 1290 | $ 1.290
0 Tuberia 600 $ 210 | $ 126.000
Total inversion $ 245.880

Fuente: GRAN TIERRA ENERGY, citado en Solano y Varén (2018)
» OPEX

Los costos de operacion se basan en el costo de levantamiento para cada barril
del fluido incremental que se considera en Brasil, teniendo en cuenta todo el ciclo
de levantamiento como la extraccion, recoleccion, tratamiento, entre otros. El valor
es de 8,54 USD/BBL.

Es necesario tener en cuenta que, la produccién incremental es la diferencia entre
la produccion que resultara de la implementacion del levantamiento por gas en el
campo, basada en los resultados del analisis nodal, y la produccién basica
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estimada. En este caso, la produccion basica estimada es 4500 BBL y la
produccion después del workover es 7500 BBL.

Para la declinacién se usé especificamente la declinacion armoénica, ya que los
pozos perforados en la Cuenca de Campos son relativamente recientes, no tienen
un elevado corte de agua ni problemas asociados a finos, parafinas o asfaltenos,
ademas el yacimiento produce principalmente por segregacion gravitacional. La
declinacion armonica refleja que la declinacion en el tiempo es proporcional con la
produccion. La ecuacion esta descrita en Paris de Ferrer (2001) con la siguiente

formula:
4=1p; (Ec.5)
Tabla 8. Costos operacionales del proyecto
OPEX
Produccion
Produccion | después de | Tasa de Costo de Costo de
Periodo| bésica workover | produccion | levantamiento | produccion
(Mes) (BBL) (BBL) (BBL) (USD) (USD)
1 4500 7500 3000,00000| $ 8,54 | $ 25.620,00
2 4419,5639 | 7365,9399 |2946,37596 | $ 8,54 | $ 25.162,05
3 4340,5656 | 7234,2761 |2893,71043| $ 8,54 | $ 24.712,29
4 4262,9794 | 7104,9657 |2841,98628 | $ 8,54 | $ 24.270,56
5 4186,78 | 6977,9667 |2791,18668 | $ 8,54 | $ 23.836,73
6 4111,9427 | 6853,2378 |2741,29511 | $ 8,54 | $ 23.410,66
7 4038,443 | 6730,7383 |2692,29533 | $ 8,54 | $ 22.992,20
8 3966,2571 | 6610,4285 |2644,17141| $ 8,54 | $ 22.581,22
9 3895,3615 | 6492,2692 |2596,90769 | $ 854 |$ 22.177,59
10 3825,7332 | 6376,222 |2550,48880| $ 854 |$ 21.781,17
11 3757,3494 | 6262,2491 |2504,89962 | $ 854 | $ 21.391,84
12 3690,188 | 6150,3134 |2460,12534| $ 8,54 | $ 21.009,47
13 3624,2271 | 6040,3785 |2416,15139| $ 8,54|$ 20.633,93
14 3559,4452 | 5932,4086 |2372,96345| $ 8,54 | $ 20.265,11
15 3495,8212 | 5826,3687 |2330,54749| $ 8,54 | $ 19.902,88
16 3433,3345 | 5722,2242 |2288,88970| $ 8,54 | $ 19.547,12
17 3371,9648 | 5619,4867 |2247,97652| $ 854 |$ 19.197,72
18 3311,692 | 5519,4867 |2207,79466 | $ 8,54 | $ 18.854,57
19 3252,4966 | 5420,8276 |2168,33104| $ 854 | $ 18.517,55
20 3194,3592 | 5323,932 [2129,57281| $ 8,54 | $ 18.186,55
21 3137,2611 | 5228,7684 |2091,50738| $ 854 | $ 17.861,47
22 3081,1835 | 5135,3059 |2054,12235| $ 8,54 | $ 17.542,20
23 3026,1084 | 5043,5139 |2017,40557 | $ 854 | $ 17.228,64
24 2972,0176 |4953,36227|1981,34509| $ 8,54 | $ 16.920,69
Fuente: Elaboracion propia.
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» INGRESOS

Los ingresos del proyecto son obtenidos mediante la venta del crudo producido
medido en barriles. Son generados en cada escenario planteado. Para hallar el
precio de venta se debe tener en cuenta el valor de ajuste, que en este caso sera
el considerado para el crudo en Brasil que es de 5,5%.

El calculo de ingresos se hara de la siguiente manera:
Ingresos (USD) = Produccion incremental(Bbl) X Precio de venta (%) (Ec.6)

Tabla 9. Precio de venta del crudo para el escenario 1

Escenario 1
Crudo Brent $ 35| USD/Bbl
Valor de ajuste 55| %
Total $ 33,075 | USD/Bbl

Fuente: Elaboracién propia
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Tabla 10. Ingresos del Escenario 1

Periodo Produccion Precio de
(Mes) |incremental (BBL) venta Total (USD)
(USD/Bbl)
1 3000 $ 33,075| $ 99.225,00
2 2946,37596 $ 33,075| $ 97.451,38
3 2893,71043 $ 33,075| $ 95.709,47
4 2841,98628 $ 33,075| $ 93.998,70
5 2791,18668 $ 33,075| $ 92.318,50
6 2741,29511 $ 33,075| $ 90.668,34
7 2692,29533 $ 33,075| $ 89.047,67
8 2644,17141 $ 33,075| $ 87.455,97
9 2596,90769 $ 33,075| $ 85.892,72
10 2550,48880 $ 33,075| $ 84.357,42
11 2504,89962 $ 33,075| $ 82.849,56
12 2460,12534 $ 33,075| $ 81.368,65
13 2416,15139 $ 33,075 $ 79.914,21
14 2372,96345 $ 33,075| $ 78.485,77
15 2330,54749 $ 33,075| $ 77.082,86
16 2288,88970 $ 33,075| $ 75.705,03
17 2247,97652 $ 33,075| $ 74.351,82
18 2207,79466 $ 33,075| $ 73.022,81
19 2168,33104 $ 33,075| % 71.717,55
20 2129,57281 $ 33,075| $ 70.435,62
21 2091,50738 $ 33,075| $ 69.176,61
22 2054,12235 $ 33,075| $ 67.940,10
23 2017,40557 $ 33,075| $ 66.725,69
24 1981,34509 $ 33,075| $ 65.532,99

Tabla 11. Precio de venta del crudo para el escenario 2

Fuente: Elaboracién propia

Escenario 2
Crudo Brent $ 50 | USD/Bbl
Valor de ajuste 55(%
Total $ 47,25|USD/Bbl

Fuente: Elaboracién Propia
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Tabla 12. Ingresos del Escenario 2

Periodo Produccion Precio de
(Mes) |incremental (BBL) venta Total (USD)
(USD/Bbl)
1 3000,00 $ 47,25| $ 141.750,00
2 2946,38 $ 47,25| $ 139.216,26
3 2893,71 $ 47,25| $ 136.727,82
4 2841,99 $ 47,25| $ 134.283,85
5 2791,19 $ 47,25| $131.883,57
6 2741,30 $ 47,25| $ 129.526,19
7 2692,30 $ 47,25| $ 127.210,95
8 2644,17 $ 47,25| $ 124.937,10
9 2596,91 $ 47,25| $ 122.703,89
10 2550,49 $ 47,25| $ 120.510,60
11 2504,90 $ 47,25| $118.356,51
12 2460,13 $ 47,25| $ 116.240,92
13 2416,15 $ 47,25| $114.163,15
14 2372,96 $ 47,25| $112.122,52
15 2330,55 $ 47,25| $110.118,37
16 2288,89 $ 47,25| $ 108.150,04
17 2247,98 $ 47,25| $ 106.216,89
18 2207,79 $ 47,25| $104.318,30
19 2168,33 $ 47,25| $ 102.453,64
20 2129,57 $ 47,25| $ 100.622,32
21 2091,51 $ 47,25 $ 98.823,72
22 2054,12 $ 47,25| $ 97.057,28
23 2017,41 $ 47,25| $ 95.322,41
24 1981,35 $ 47,25 $ 93.618,56

Fuente: Elaboracién propia

Tabla 13. Precio de venta del crudo para el escenario 3

Escenario 3
Crudo Brent $ 65 | USD/Bbl
Valor de ajuste 55(%
Total $ 61,425 | USD/Bbl

Fuente: Elaboracién propia
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Tabla 14. Ingresos del Escenario 3

Periodo Produccion Precio de
(Mes) |incremental (BBL) venta Total (USD)
(USD/Bbl)
1 3000,00 $ 61,43 | $184.275,00
2 2946,38 $ 61,43 | $180.981,14
3 2893,71 $ 61,43 | $177.746,16
4 2841,99 $ 61,43 | $ 174.569,01
5 2791,19 $ 61,43 | $171.448,64
6 2741,30 $ 61,43 | $168.384,05
7 2692,30 $ 61,43 | $165.374,24
8 2644,17 $ 61,43 | $162.418,23
9 2596,91 $ 61,43 | $ 159.515,06
10 2550,49 $ 61,43 | $ 156.663,77
11 2504,90 $ 61,43 | $153.863,46
12 2460,13 $ 61,43 | $151.113,20
13 2416,15 $ 61,43 | $148.412,10
14 2372,96 $ 61,43 | $ 145.759,28
15 2330,55 $ 61,43 | $143.153,88
16 2288,89 $ 61,43 | $ 140.595,05
17 2247,98 $ 61,43 | $138.081,96
18 2207,79 $ 61,43 | $135.613,79
19 2168,33 $ 61,43 | $133.189,73
20 2129,57 $ 61,43 | $130.809,01
21 2091,51 $ 61,43 | $128.470,84
22 2054,12 $ 61,43 | $126.174,47
23 2017,41 $ 61,43 | $123.919,14
24 1981,35 $ 61,43 | $121.704,12

Fuente: Elaboracion propia

EVALUACION FINANCIERA

La evaluacion financiera se hace con el propésito de determinar la viabilidad
econdémica del proyecto. Asi, que se presentara en una misma tabla, el flujo de
caja y el VPN para cada uno de los escenarios de manera detallada, ademas de
anexar una representacion gréafica de la misma. Alli, se podra visualizar cémo es el
comportamiento financiero y constatar que hasta en el peor de los escenarios (1)
es viable el proyecto financieramente hablando.

Para hallar el VPN, se usé la Tasa Interna de Oportunidad (TIO) adoptada en
Brasil que es del 15%, ademas de recordar que la evaluacion se esta haciendo a
veinticuatro (24) meses teniendo en cuenta que en el mes 0 se hace la inversion.
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Tabla 15. Flujo de caja y VPN para el escenario 1

Escenario 1
P(?\;'ggo 'Q%rgéc;s Egresos (USD) F'”J(Ou‘é%;aja VPN (USD)
0 $ - $ 245.880,00 |-8 245.880,00 |-3  245.880,00
1 $ 99.22500| $ 25620,00 | $  73.60500 | $  64.004,35
2 $ 97.45138|$ 2516205 | $ 72.28933 | $  54.661,12
3 $ 95709,47|$ 2471229 | $ 7099719 | $  46.681,80
4 $ 9399870|$ 2427056 | $ 69.72813 | $  39.867,29
5 $ 9231850| $ 23.836,73 | $ 6848177 | $  34.04754
6 $ 0066834| $ 2341066 | $ 67.257.68 | $  29.077,35
7 $ 80.047,67|$ 2299220 | $ 66.05547 | $  24.832,70
8 $ 8745597 | % 2258122 | $ 6487475 | $  21.207,67
9 $ 8589272|$ 2217759 | $ 63.71513 | $  18.111,82
10 | $ 8435742 |$% 2178117 |$ 6257624 | $  15.467,89
11 | $ 8284956 $ 21.391,84 | $ 6145771 | $  13.209,92
12 | $ 81.36865| $ 21.00947 | $ 6035918 | $  11.281,56
13 | $ 7991421|$ 20.633.93 | $ 59.280.27 | $ 9.634,70
14 | $ 7848577|$% 2026511 |$  58.220,66 | $ 8.228,25
15 | $ 77.082,86|$ 1990288 |$ 57.179.98 | $ 7.027,10
16 |$ 7570503|$% 1954712 |$ 56.157,91 | $ 6.001,30
17 | $ 74351,82|$% 1919772 |$  55.154,10 | $ 5.125.24
18 | $ 73.02281|$ 1885457 |$ 54.16824 | $ 4.377,07
19 | $ 7171755|$ 1851755 | $  53.200,00 | $ 3.738,12
20 | $ 7043562 | $ 1818655 | $  52.24907 | $ 3.192,43
21 | $ 69.17661| $ 17.861,47 | $ 51.31513 | $ 272641
22 | $ 67.940,10| $ 1754220 | $  50.397,89 | $ 232841
23 | $ 66.72560| $ 1722864 | $  49.497,05 | $ 1.988,52
24 | $ 6553299 $ 16.920,60 | $  48.612,30 | $ 1.698.24
Sumatoria |$1.080.343,37 | $ 524.825,80 | $ 555.517,57 | $  182.636,79

Fuente: Elaboracién propia
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Tabla 16. Flujo de caja y VPN para el escenario 2

Escenario 2
P(tla\;gnso;o Ingresos (USD) E(gljJrgEc;s Flujfug%():aja VPN (USD)
0 $ - $ 245.880,00 |-$ 245.880,00 |-$ 245.880,00
1 $ 141.750,00 | $ 25.620,00 | $ 116.130,00 | $ 100.982,61
2 $ 139.216,26 | $ 25.162,05 | $ 114.054,21 | $ 86.241,37
3 $ 136.727,82 | $ 24.712,29 | $ 112.01553 | $ 73.652,03
4 $ 134.283,85 | $ 24.270,56 | $ 110.013,29 | $ 62.900,45
5 $ 131.883,57 | $ 23.836,73 | $ 108.046,84 | $ 53.718,37
6 $ 129.526,19 | $ 23.410,66 | $ 106.115,53 | $ 45.876,67
7 $ 127.210,95 | $ 22.992,20 | $ 104.218,75 | $ 39.179,69
8 $ 124.937,10 | $ 22.581,22 | $ 102.355,88 | $ 33.460,32
9 $ 122.703,89 | $ 22.177,59 | $ 100.526,30 | $ 28.575,85
10 $ 120.510,60 | $ 21.781,17 | $ 98.729,42 $ 24.404,40
11 $ 118.356,51 | $ 21.391,84 | $ 96.964,66 $ 20.841,90
12 $ 116.240,92 | $ 21.009,47 | $ 95.231,45 $ 17.799,44
13 $ 114.163,15 | $ 20.633,93 | $ 93.529,22 $ 15.201,11
14 $ 112.122,52 | $ 20.265,11 | $ 91.857,42 $ 12.982,09
15 $ 110.118,37 | $ 19.902,88 | $ 90.215,49 $ 11.086,99
16 $ 108.150,04 | $ 19.547,12 | $ 88.602,92 $ 9.468,53
17 $ 106.216,89 | $ 19.197,72 | $ 87.019,17 $ 8.086,33
18 $ 104.318,30 | $ 18.854,57 | $ 85.463,73 $ 6.905,91
19 $ 102.453,64 $ 18.517,55 | $ 83.936,09 $ 5.897,80
20 $ 100.622,32 | $ 18.186,55 | $ 82.435,76 $ 5.036,85
21 $ 98.823,72 $ 17.861,47 | $ 80.962,25 $ 4.301,58
22 $ 97.057,28 $ 1754220 | $ 79.515,08 $ 3.673,64
23 $ 95.322,41 $ 17.228,64 | $ 78.093,77 $ 3.137,37
24 $ 93.618,56 $ 16.920,69 | $ 76.697,87 $ 2.679,39
Sumatoria | $ 1.543.347,67 | $ 524.825,80 | $1.018.521,87 | $ 341.753,11

Fuente: Elaboracién propia
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Tabla 17. Flujo de caja y VPN para el escenario 3

Escenario 3

P(?\;':Sd)o Ingresos (USD) E(gljJrgEc;s Flujfug%():aja VPN (USD)
0 $ - $ 245.880,00 |-$ 245.880,00 |-$ 245.880,00
1 $ 184.275,00 | $ 25.620,00 | $ 158.655,00 | $ 137.960,87
2 $ 180.981,14 | $ 25.162,05 | $ 155.819,09 | $ 117.821,62
3 $ 177.746,16 | $ 24.712,29 | $ 153.033,88 | $ 100.622,26
4 $ 17456901 | $ 24.27056 | $ 150.298,44 | $ 85.933,62
5 $ 171.448,64 | $ 23.836,73 | $ 147.611,91 | $ 73.389,21
6 $ 168.384,05 | $ 23.410,66 | $ 14497339 | $ 62.676,00
7 $ 165.374,24 | $ 22.99220 | $ 142.382,04 | $ 53.526,68
8 $ 162.418,23 | $ 22.581,22 | $ 139.837,01 | $ 45.712,97
9 $ 159.51506 |$ 22.17759 |$ 137.337,46 | $ 39.039,88
10 $ 156.663,77 | $ 21.781,17 | $ 134.882,60 | $ 33.340,92
11 $ 153.863,46 | $ 21.391,84 | $ 13247162 | $ 28.473,88
12 $ 151.113,20 | $ 21.009,47 | $ 130.103,73 | $ 24.317,32
13 $ 148.412,10 $ 20.63393 |$ 127.778,17 $ 20.767,52
14 $ 145.759,28 | $ 20.265,11 | $ 125.494,17 | $ 17.735,92
15 $ 143.153,88 | $ 19.902,88 | $ 123.251,00 | $ 15.146,87
16 $ 140.595,05 | $ 19.547,12 |$ 121.047,93 | $ 12.935,76
17 $ 138.081,96 | $ 19.197,72 | $ 118.884,24 | $ 11.047,42
18 $ 135.613,79 | $ 18.854,57 | $ 116.759,22 | $ 9.434,74
19 $ 133.189,73 | $ 1851755 |$ 114.672,19 | $ 8.057,48
20 $ 130.809,01 | $ 18.18655 |$ 112.622,46 | $ 6.881,26
21 $ 128.470,84 | $ 17.861,47 |$ 110.609,37 | $ 5.876,75
22 $ 126.174,47 $ 1754220 | $ 108.632,26 $ 5.018,87
23 $ 123.919,14 | $ 17.22864 |$ 106.690,49 | $ 4.286,23
24 $ 121.704,12 | $ 16.920,69 | $ 104.783,43 | $ 3.660,53

Sumatoria| $ 2.006.351,97 | $ 524.825,80 | $ 1.481.526,17 $ 556.935,21

Fuente: Elaboracién propia
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Figura 6. Representacion gréafica del flujo de caja para el escenario 1

Fuente: Elaboracion propia
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Figura 7. Representacion grafica del flujo de caja para el escenario 2

Fuente: Elaboracion propia

43



$100.000,00

$50.000,00

1 2 3 45 6 7 8 9 10111213 141516 17 18 19 20 21 22 23 24

-$50.000,00 -

-$100.000,00 -

-$150.000,00 -

-$200.000,00 -

Figura 8. Representacion gréafica del flujo de caja para el escenario 3

Fuente: Elaboracion propia

En manera de resumen se presenta la siguiente tabla que ilustra los diferentes
VPN para los 3 escenarios.

Tabla 18. VPN para los 3 escenarios

Escenario VPN (USD)
1 $ 182.636,79
2 $ 341.753,11
3 $ 556.935,21

Fuente: Elaboracién propia

Como se pudo observar todos tienen un VPN mayor a cero, es decir que aun en el
peor de los escenarios, $ 35 USD como precio por barril de crudo, el proyecto es
viable para ese pozo.

En la siguiente tabla se expondran las Tasas Internas de Retorno para cada uno
de los escenarios:

Tabla 19. TIR para los 3 escenarios

Escenario TIR (%)
1 28
2 45
3 63

Fuente: Elaboracion propia
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La TIR debe ser mayor que la TIO que se asuma, en este caso es del 15%, asi
gue en todos los escenarios el proyecto es rentable.

Para terminar la evaluacién financiera, se debe hacer el Payback de los 3
escenarios, en la siguiente tabla se consolidan los resultados de los flujos de caja

acumulados:

Tabla 20. Flujos de caja acumulada para los 3 escenarios

Periodo . Escenario 2 Escenario 3

(Mes) Escenario 1 (USD) (USD) (USD)
0 -$ 245.880,00 -$ 245.880,00 |-$ 245.880,00
1 -$ 172.275,00 -$ 129.750,00 |-$ 87.225,00
2 -$ 99.985,67 -$ 15.695,79 $ 68.594,09
3 -$ 28.988,48 $ 96.319,74 $ 221.627,97
4 $ 40.739,65 $ 206.333,03 $ 371.926,41
5 $ 109.221,42 $ 314.379,87 $ 519.538,32
6 $ 176.479,09 $ 420.495,40 $ 664.511,71
7 $ 242.534,56 $ 524.714,16 $ 806.893,75
8 $ 307.409,31 $ 627.070,03 $ 946.730,76
9 $ 371.124,44 $ 727.596,33 $ 1.084.068,22
10 $ 433.700,68 $ 826.325,75 $ 1.218.950,82
11 $ 495.158,39 $ 923.290,41 $ 1.351.422,44
12 $ 555.517,57 $ 1.018.521,87 | $ 1.481.526,17
13 $ 614.797,84 $ 1.112.051,09 | $ 1.609.304,33
14 $ 673.018,50 $ 1.203.908,50 | $ 1.734.798,50
15 $ 730.198,48 $ 1.294.123,99 | $ 1.858.049,51
16 $ 786.356,39 $ 1.382.726,91 | $ 1.979.097,44
17 $ 841.510,49 $ 1.469.746,09 | $ 2.097.981,68
18 $ 895.678,74 $ 1.555.209,82 | $ 2.214.740,90
19 $ 948.878,74 $ 1.639.14591 | $ 2.329.413,09
20 $ 1.001.127,81 $ 1.721.581,67 | $ 2.442.035,54
21 $ 1.052.442,94 $ 1.802.543,93 | $ 2.552.644,91
22 $ 1.102.840,83 $ 1.882.059,00 | $ 2.661.277,17
23 $ 1.152.337,88 $ 1.960.152,77 | $ 2.767.967,66
24 | $ 1.200.950,18 | $ 2.036.850,64 | $ 2.872.751,10

Fuente: Elaboracién propia

El payback corresponde en este caso, al mes en el cual el flujo de caja acumulado
se hace igual a cero. Para el escenario 1 corresponde al mes 4, para el escenario
2 es el mes 3 y para el escenario 3 es el 2° mes. Es decir, el proyecto en el caso
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mas pesimista recuperara la inversion cuando apenas haya avanzado en una
sexta parte.

Como resultado del analisis econémico se concluye que, el VPN hecho en un
periodo de 24 meses es favorable para cualquiera de los 3 escenarios, es decir,
para dar via libre al proyecto. Para el escenario 1 que es el pesimista dio como
resultado 182.636,79 USD; para el escenario 2 un total de 341.753,11 USD; y para
el escenario 3 fue de 556.935,21 USD. Como se pudo corroborar el VPN en los 3
casos fue muy superior a 0, es decir que incluso en el peor de los escenarios, con
el precio del barril de crudo a 35 USD el proyecto seria viable. Esto se constatd
porque los flujos de caja fueron positivos antes del primer trimestre en todos los
casos.

La TIR para los tres casos también fue favorable, considerando que esta debia ser
mayor que la TIO (15% para este caso) para que el proyecto fuera rentable. En el
escenario 1 fue de 28%, en el escenario 2 de 45% y en el escenario 3 de 63%.

La produccion incremental, derivada del analisis nodal, arroj6 que en el primer
mes seria de 3000 barriles, esto quiere decir que, en un periodo corto,
exactamente de 2 meses (escenario 3), 3 meses (escenario 2) y 2 meses
(escenario 1) se recuperaria el total de la inversion (245.880 USD).

La evaluacion financiera en su totalidad es muy satisfactoria debido a dos factores
principales: la produccién incremental de petrdleo producto del workover realizado
al pozo y por supuesto el proceso de inyeccion de polimeros que esta siendo
aplicado con anterioridad; y como segundo factor se resalta la baja inversion que
se debe hacer para implementacion del Gas Lift Continuo en un pozo. Este SLA
resulta siendo uno de los mas econdmicos y eficientes que se puede implementar
en un campo con estas caracteristicas.
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CONCLUSIONES

Las metodologias TOPSIS y SE son métodos analiticos 6ptimos que permiten
seleccionar el SLA mas adecuado para cada pozo. De igual manera, se infiere que
las variables mas relevantes para la seleccion son: Profundidad del pozo, tasa de
produccion, relacion gas-petréleo (GOR), viscosidad del fluido producido, presion
de fondo fluyente, temperatura de fondo, tipo de completamiento, dog leg severity,
desviacién, localizacion del campo, fuente de energia, presencia de fluidos
corrosivos, contenido de arena, manejo de erosion, grado de afectacion de los
contaminantes, manejo de gas, diametro de la tuberia de revestimiento, tipo de
recobro, BSW, tratamientos aplicados y eficiencia del sistema.

El resultado de la aplicacion de la metodologia propuesta fue el levantamiento de
gas continuo, puesto que los datos del campo de estudio se ajustaban en un 95%
a los rangos presentados para las variables.

El andlisis financiero demostré que la aplicacion del sistema de levantamiento de
gas continuo es viable y rentable econémicamente. Las utilidades derivadas de la
implementacion de este SLA son principalmente por el incremento en la
produccion y los altos ingresos que se generan, incluso con un escenario
pesimista en cuanto al precio del barril de crudo a nivel mundial.
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RECOMENDACIONES

Darle continuacion a este trabajo de grado, suministrando datos del pozo o en su
defecto datos promedio del campo, relacionados con la roca-fluido, ya que, con
ellos es posible hacer un andlisis detallado acerca de los beneficios de aplicar un
proyecto de inyeccion de polimeros.

Hacer una aplicacién con los rangos 6ptimos establecidos en esta tesis a la
Cuenca de Campos, ademas de la aplicacion del Levantamiento por Gas continuo
en el pozo descrito.

Hacer la evaluacion financiera para los otros sistemas de levantamiento que
fueron sujeto de estudio en este proyecto, ya que es posible que alguno de ellos,
resulte mas viable financieramente si se tienen en cuenta ciertas
recomendaciones y limites operativos propios del sistema.

Realizar estudios con los diferentes rangos de aplicacion, a saber: inviable, viable,
viable con recomendaciones y Optimos para poder realizar analogias a otros
campos.
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ANEXOS

ANEXO 1. FUNDAMENTACION CONCEPTUAL DE LA RECUPERACION
MEJORADA- INYECCION DE POLIMEROS

1.1. GENERALIDADES DE LA RECUPERACION MEJORADA DE
PETROLEO (EOR)

Segun Pancharoen (2009), dependiendo la vida de produccién del yacimiento, sus
etapas de recobro pueden clasificarse en:

- La etapa primaria, se refiere al recobro mediante mecanismo de
accionamiento natural.

- La etapa secundaria, incluye la inyeccion de fluidos externos al yacimiento
(agua y gas) como mecanismo de sostenimiento de presion, generalmente
después de la inyeccion de estos fluidos, aproximadamente el 70% del petréleo
gueda en el yacimiento.

La inyeccion de agua se limita a aceites ligeros, es decir con una viscosidad in situ
relativamente baja. No obstante, existe un gran nimero de campos petroleros con
un crudo altamente viscoso, que tienen factores de recobro relativamente bajos a
causa de las relaciones de movilidad desfavorables. En la inyeccion de agua de
este tipo de campos la movilidad del aceite es menor, lo que conduce a un
desplazamiento inestable (Aktas, Clemens, Castanier y Kovscek, 2008).

- La etapa terciaria, también llamada recobro mejorado o EOR, involucra la
inyeccion de fluidos diferentes a los que estan presentes en el yacimiento, estos
procesos fueron desarrollados para incrementar el factor de recobro después de
gue el yacimiento haya sido depletado por recuperacion primaria o recuperacion
secundaria (Donaldson, 1989) (Pancharoen, 2009). Los fluidos inyectados
complementan la energia natural del yacimiento haciendo que el petréleo se
desplace hacia un pozo productor, logrando con la interaccion roca-fluido en el
yacimiento, condiciones favorables para la recuperacion adicional de aceite como
la disminucion de la tension interfacial, la reduccion de la viscosidad del aceite, el
aumento de la viscosidad del fluido desplazante, la modificacion de la
humectabilidad y la alteracién de las permeabilidades efectivas. (Paris de Ferrer,
2001). Los métodos EOR se clasifican en forma general en: Procesos térmicos,
procesos quimicos, procesos de inyeccién de gases miscibles o solventes, entre
otros.
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Rosa et al. (2006), clasifican los métodos EOR como se muestra en la Figura 9:

Figura 9. Clasificacion de los métodos de recuperacion mejorada de petroleo.

Fuente: Adaptado de Rosa, de Souza Carvalho y Xavier (2006). Engenharia de
reservatorios de petroleo. Interciéncia.

Los métodos quimicos se caracterizan por presentar variaciones en los fluidos
inyectados con el fin de mejorar la recuperacion de petrdleo. Lo anterior se hace
mediante la inyeccion de productos quimicos como polimeros, alcalis, surfactantes
0 una mezcla de ellos.

Existen otros procesos que incluyen métodos EOR con otras practicas como
inyeccién de agua, mantenimiento de presion, perforacion inter-espaciada (infill) y
pozos horizontales, entre otros métodos de produccion, lo anterior se ha
denominado IOR (Improved Oil Recovery) (Alzate, 2016).

1.1.1. FACTORES QUE INCIDEN EN LA RECUPERACION DE ACEITE

El aceite recuperado esta en funcién de los siguientes factores:

e Aceite original in situ (N): El aceite original in situ (oil-in-place) al tiempo
inicial de la inyeccion de agua u otro fluido, depende del volumen poroso
inundable y la saturacién de aceite. El volumen poroso inundable esta
condicionado por el espesor neto, determinado a partir de la permeabilidad
y la porosidad (Alzate, 2016).

N =800 (e, 7)

Dénde:

Vp: es el volumen bruto de la roca yacimiento (es el producto del area
transversal por el espesor). BY.
®: es la fraccion del volumen de la roca que es porosa
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Swe: €s la saturacion de agua irreducible o connata expresada como una
fraccion del volumen poroso.

Boi: es el factor volumétrico en la formaciébn en condiciones iniciales.
BY/BN.

Es importante que haya una cantidad considerable de aceite para que
pueda ser desplazado por el fluido inyectado.

Eficiencia de barrido volumétrico (E,): Se refiere a la efectividad del
fluido de desplazamiento para contactar el yacimiento en un sentido
volumétrico (Romero-Zerdn, 2012). La eficiencia de barrido volumétrico
también conocida como conformidad indica la eficacia con que el fluido
desplaza el petréleo hacia los pozos de produccién (Willhite, Green y Paul,
1998). Esta depende de las propiedades de flujo relativas del aceite, el
agua Yy/o fluido de inyeccion, del patrén de inyeccién, la distribucién de
presidn entre los pozos productores e inyectores, y la permeabilidad
direccional (Alzate, 2016).

Eficiencia de barrido horizontal: Es la fraccion del area de una malla de
inyeccion que es barrida o invadida por el agua; es funcion de la razon de
movilidades entre el fluido inyectado y el fluido desplazado (Rosa et al.,
2006).

Eficiencia de desplazamiento (ED): Es la fraccion de la saturacion de
aceite original que ha sido desplazada de los poros por el agua (Rosa et
al., 2006).

Saturacion de aceite al inicio de la inyeccion—Saturacioén de aceite residual

Saturacion de aceite inicial

Ep = Saturacion de aceite inicial — Saturacion del aceite residual (Ec. 9)

Si la inyeccion de agua se realiza cuando el yacimiento esta subsaturado la
eficiencia se calcula:

Saturacion de aceite incial—Saturacion de aceite residual

Saturacion de aceite inicial

El aceite recuperado por cualquier método de recobro mejorado (ND),
puede ser calculado con la siguiente ecuacion:

ND:NXEAXEVXED (EC 11)
Eficiencia de desplazamiento vertical (E,): Es una medida de la

uniformidad bidimensional del yacimiento. Se refiere al area de seccion
transversal que hace contacté con el fluido desplazante (Craig, 1982).
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Factor de contacto: Es la fraccion del volumen barrido que fue alcanzado
o contactado por el fluido inyectado (Rosa et al., 2006). La ecuacion que lo
define es:

Volumen del yacimiento contactado por el agua
Factor de contacto = g

(Ec. 12)

Volumen barrido total del yacimiento

Normalmente, la region barrida en su totalidad no es contactada por el
agua, por la presencia de fallas y de lentes y la heterogeneidad del
yacimiento. El factor de contacto se aproxima al 100% en un yacimiento de
arena limpia y homogénea, los valores entre el 75% y el 90% se consideran
comunes en los yacimientos tipicos. El factor de contacto se relaciona con
M, en el hecho de que, si un yacimiento disminuye el M, el factor de
contacto incrementara (Rosa et al., 2006).

Heterogeneidad vertical: Los yacimientos en la mayoria de las ocasiones
exhiben diferentes capas en su seccion vertical con grandes contrastes en
sus propiedades. Esto puede ser consecuencia del cambio en el ambiente y
la fuente de depositacion o en la segregacion de particulas. La inyeccion de
agua en un sistema estratificado fluird de manera preferencial en las capas
mas permeables y su movimiento sera mas rapido (Alzate, 2016).

Heterogeneidad areal: Incluye la variacion areal de las propiedades de la
formacion (h, k, ¢, Swc), también factores geométricos como la
conductividad de fracturas, la posicion o condiciones limites debido a la
presencia de una capa de gas o agua. (Alzate, 2016).

Numero capilar: El namero capilar se define como la relacion entre las
fuerzas viscosas y la fuerza de tension interfacial (Alzate, 2016). Las
ecuaciones son:

Ne=2  (Ec.13)

Nc = ("—) (ATP) (Ec. 14)

o

Donde:

p= viscosidad del fluido desplazante

9= velocidad de los fluidos en los poros

o= tension interfacial (TIF)

@= Porosidad

Ko= Permeabilidad efectiva del fluido desplazado
AP/L= Gradiente de presién

La experiencia ha demostrado que al final de un proceso de inyeccién de
agua si se presentan bajos numeros capilares queda una cantidad
importante de petréleo en el yacimiento atrapado por fuerzas capilares en la
escala de poros (Romero-Zeron, 2012). La saturacion de aceite residual se
disminuye aumentando el numero capilar. Lo anterior se puede lograr
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aumentando el gradiente de presion y la viscosidad del fluido desplazante, y
disminuyendo la tension interfacial. (Alzate, 2016).

1.2. GENERALIDADES DE LA INYECCION DE POLIMEROS

Segun Lake (1989) los polimeros han sido utilizados en la produccion de petréleo
en tres formas:

1. Como tratamientos de pozo cercanos para mejorar el rendimiento de los
inyectores de agua o los productores de agua mediante el bloqueo de las
zonas de alta conductividad.

2. Como agentes que pueden estar entrecruzados in situ para tapar zonas de
alta conductividad a profundidad en el yacimiento. Estos procesos requieren
que el polimero se inyecte con un catién de metal inorganico que reticulara
posteriormente las moléculas de polimero inyectadas con las que ya estan
unidas a las superficies sélidas.

3. Como agentes para reducir la movilidad del agua o la relacion de movilidad
agua-aceite.

La inyeccion de polimeros es un método quimico de recuperacion mejorada,
utilizado en el mundo desde hace aproximadamente 40 afos. Al mejorar la
relacion de movilidad, este método aumenta la recuperacién del petréleo no
barrido en un 5- 30% del petréleo in-situ, sin cambiar la saturacion de aceite
residual Sor (Paris de Ferrer, 2001). Ademas del aumento de la produccién de
petréleo, la inyeccién de polimeros provoca una disminucion de la produccién de
agua.

El objetivo de este proceso es viscosificar el agua inyectada mediante el uso de
soluciones poliméricas, con el fin de aumentar la eficiencia de barrido
disminuyendo la movilidad hasta un valor de 1, evitando asi la falta de uniformidad
en el frente de desplazamiento.

De acuerdo a Pizzinelli et al. (2015) la reduccién de movilidad es posible por estos
procesos:

e El polimero al hincharse y expandirse atrapa en su red moléculas de agua,
provocando el aumento de la viscosidad de la solucién.

e El polimero es adsorbido por la roca, lo que provoca una reduccion en la
permeabilidad relativa del agua.

Durante el proceso se desplaza una solucién de agua con un tapén de polimeros
de 200 a 1000 ppm, de alto peso molecular (2 a 5 MM). Esta mezcla es altamente
viscosa incluso si esta disuelta (Paris de Ferrer, 2001). La eficiencia del proceso
esta en el rango de 0,7 a 1,75 Ib de polimero por barril de produccién de petrdleo
incremental (Abidin, Puspasari y Nugroho, 2012).

Debido a que el agua de formacion afecta de manera desfavorable las
propiedades de los polimeros, el bache de inyeccion en la mayoria de ocasiones,
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es antecedido por una solucion de baja salinidad (preflush). Posterior a la
inyeccion de la pildora de polimero, es inyectada otra solucion de baja salinidad,
por ultimo, se inyecta agua para desplazar la solucion (Lake, 1989).

En las aplicaciones de campo, comunmente el polimero no es inyectado a una
concentracion constante, sino en una secuencia que va disminuyendo
paulatinamente su concentracion. Lo anterior se hace con el objetivo de reducir la
cantidad de polimero utilizado, ademas de evitar o disminuir la digitacion viscosa
de fluido de baja concentracion dentro de regiones de concentraciones mas altas.
(Rosa et al., 2006)
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Figura 10. Diagrama esquematico de la secuencia de la inyeccion de polimeros.
Fuente: Adaptado de Lake, L. W. (1989). Enhanced oil recovery.
1.2.1. CARACTERISTICAS DE LOS POLIMEROS

Segun Donaldson, Chilingarian y Yen (1989), los polimeros son compuestos
guimicos formados por moléculas asociadas en un patrén que se repite a lo largo
de estos. Las moléculas asociadas, conocidas como mondmeros, se combinan a
partir de la reaccion de polimerizacion.

Estos quimicos organicos son solubles en agua debido a los enlaces de hidrégeno
entre las moléculas de agua y sus cadenas laterales polares; son de alto peso
molecular, cuya inyeccibn a bajas concentraciones aumenta de manera
considerable la viscosidad de la solucién acuosa (Donaldson et al., 1989 y Willhite
et al., 1998).

Los polimeros pueden ser homopolimeros (un monémero), dimeros (dos
mondmeros), entre otros. Otro término comunmente usado para representar la
unién de dos o mas mondémeros diferentes es co-polimero o co-mondémero
(Donaldson et al., 1989).
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Segun su origen, se clasifican en naturales y sintéticos. Generalmente los
polimeros sintéticos contienen entre uno y tres tipos diferentes de unidades que se
repiten, mientras que los naturales o biopolimeros tienen estructuras mas
complejas (Rico y Gomis, 2012).

Los polimeros frecuentemente usados en los procesos de inyeccién de polimeros
son:

POLIACRILAMIDAS (PAM)

Son polimeros sintéticos y son los que con mayor frecuencia se utilizan en los
procesos de inyeccion de polimeros. (Abidin et al., 2012). Se producen por la
combinacion de carbono, hidrogeno, oxigeno y nitrégeno en una unidad basica,
llamada mondomero de amida (Rosa et al., 2006). Estas unidades bésicas se
polimerizan y crean moléculas de polimero de cadena larga, Unicas en sus fuertes
enlaces de hidrégeno, linealidad, alto peso molecular y alto grado de viscosidad no
newtoniana que mejora la recuperacion de petréleo (Donaldson et al., 1989).
Ademas de su efecto en la viscosidad, las poliacrilamidas modifican la
permeabilidad de la roca-reservorio, en consecuencia, disminuyen la movilidad del
fluido inyectado y mejoran la eficiencia de barrido (Paris de Ferrer, 2001).
Asimismo, numerosas pruebas de laboratorio han reportado que este tipo de
polimeros conservan su estabilidad térmica a temperaturas de hasta 248 °F por
periodos relativamente extensos de tiempo y que son resistentes a ataques
bioldgicos (Rojas, 2013).

Sin embargo, si su peso molecular es demasiado alto, tienden a taponar las
gargantas de poro de diametros reducidos en la cara de la formacién (Jiménez,
2015). Ademas, responden negativamente a los esfuerzos mecanicos, por esta
razén es necesario reducir las condiciones en las facilidades de superficie que
puedan afectarlas, como el uso innecesario de bombas, véalvulas, restricciones de
flujo, entre otras. Por otra parte, segun Rosa et al. (2006), el alto contenido de
oxigeno, la salinidad y la dureza en el agua de mezcla (y de formacion), reducen la
viscosidad de la solucion. De manera que para evitar la desestabilizacion del
polimero se debe considerar preparar las soluciones con agua fresca (solidos
totales disueltos menores de 10 000 ppm) (Chang, 1978).

Las formas de suministro son variadas, en muchos proyectos de campo son
adicionadas como polvo solido, actualmente en forma de emulsion liquida por
conveniencia (Donaldson et al., 1989).

La molécula de poliacrilamida puede modificarse por co-polimerizacion con
sustituyentes idénicos o por hidrdlisis parcial (Lake, 1989). Las poliacrilamidas
parcialmente hidrolizadas (HPAM), son polimeros de cadena lineal que surgen a
partir de la hidrolisis parcial de la poliacrilamida, al producirse un cambio
solamente en los grupos amidas por grupos carboxilatos (Rosa et al., 2006).

Segun Willhite et al. (1998), el grado de hidrdlisis es la fraccion de grupos amida
gue se convierten por hidrélisis. La importancia de esta variable quimica es
significativa, normalmente los grados varian entre 30-35%, estos determinan la
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optimizaciéon de las propiedades del polimero tales como la viscosidad, la
solubilidad en el agua y la retencién de la molécula en la superficie de la roca
(Lake, 1989). Por ejemplo, a medida que aumenta el grado de hidrdlisis, la
solubilidad en el agua aumenta y la viscosidad de la solucién de polimero a una
concentracion determinada disminuye (Donaldson et al., 1989), sin embargo, si el
grado es demasiado alto, el polimero sera sensible a la salinidad y a la dureza o si
la hidrélisis es demasiado baja, el polimero se convierte insoluble en agua
(Pancharoen, 2009).

El aumento de la viscosidad de las soluciones al agregar este polimero, radica en
el grado de la hidrolisis, en su peso molecular que varia entre 2- 30 millones y en
la repulsién anidnica entre las moléculas del polimero y entre segmentos en la
misma molécula, que provocan que se alarguen y adhieran entre ellas
(Lake,1989).

Las HPAM son generalmente empleadas en proyectos de campo, dado que su
precio las hace competitivas para ser usados en procesos de produccién a gran
escala, también porque exhiben una viscoelasticidad significativamente mayor que
las soluciones de xantano (Sheng, Leonhardt, Azri, 2015). Por otra parte, son
relativamente resistentes a ataques bacterianos, a la degradacion térmica, a
exposiciones por largo tiempo en el yacimiento y estables en ambientes basicos,
cualidades que son necesarias en el quimico al momento de ser aplicado (Rosa et
al., 2006).

Sin embargo, son sensibles a la salinidad, a la presencia de aceites o surfactantes
u otras sustancias quimicas y en presencia de Ca2 + o Mg2 + en el agua tienden a
precipitarse (Abidin et al., 2012 y Rosa et al., 2006)

Se produce generalmente como polvos que fluyen libremente o como emulsiones
autoinversivas (Abidin et al., 2012).

CH: ClH
C=0

NH:z

Figura 11. Diagrama esquematico de la estructura de la poliacrilamida.

Fuente: Adaptado de Willhite, G. P., Green, D. W., y Paul, G. (1998). Enhanced
Oil Recovery. SPE Dallas, TX.
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CH: CH CH: CH

(i =0 {:l =0
NH:2 .y O-
B - K*o Na*

Y

Figura 12. Diagrama esquematico de la estructura de la poliacrilamida
parcialmente hidrolizada.

Fuente: Adaptado de Willhite, G. P., Green, D. W., y Paul, G. (1998). Enhanced
Oil Recovery. SPE Dallas, TX.

POLISACARIDOS

Son polimeros naturales o biopolimeros. El polisacarido es un carbohidrato
natural, constituido basicamente por tres monémeros sacaridos que son la
manosa, la glucosa y un acido (Rosa et al., 2006).

La goma xantano es un limo extracelular, formado por el resto de las superficies
de las capas desarrolladas por el microorganismo, que lo protegen de la
deshidratacion y del ataque de otras bacterias durante la fermentacion bacteriana
de la glucosa. Los microorganismos son convertidos en polisacaridos por el
tratamiento del cultivo con alcohol isopropilico, lavado y secado (Rosa et al.,
2006). Normalmente las cepas bacterianas utilizadas para la elaboracién del
polimero son elegidas segun su “rendimiento (cantidad de producto producido
durante la fermentacién) y la funcionalidad del polimero (inyectividad y alta
viscosidad no newtoniana)” (Donaldson et al., 1989).

En cuanto a las caracteristicas de flujo, los polisacaridos tienen un peso molecular
aproximado de 2 millones, lo que los hace comparativamente mas limitados que
las poliacrilamidas -en términos de viscosidad- al momento de considerarse su uso
en procesos de recuperacion mejorada a condiciones de yacimientos no
convencionales, tales como el petréleo viscoso (Pancharoen, 2009); la reduccion
de la permeabilidad asociada a este polimero es considerablemente menor que la
de las poliacrilamidas (Rojas, 2013).

Los manipulacion de los polisacaridos no requiere de mayor complejidad, ya que
toleran los efectos de cizallamiento, de hecho demandan un alto grado de cizalla
para solubilizar el polimero y para su manipulacion en bombas de inyeccion y
equipos relacionados (Rosa et al., 2006 y Chang, 1978); son menos sensibles a la
degradacion de la viscosidad al mezclarse con aguas que tienen altos contenidos
de iones divalentes y de salinidad que las poliacrilamidas. Gracias a su compleja
estructura con cadenas laterales que cubren la columna vertebral de la molécula
del polimero, cuentan con proteccion contra el ataque enzimatico y la escision de
la cadena principal; son relativamente compatibles con la mayoria de los agentes
tensoactivos y otros aditivos utilizados como fluidos de inyeccion en las
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formulaciones de recuperacién terciaria de aceite (Abidin et al., 2012) y son
resistente a temperaturas cercanas a 200 °F (Rojas, 2013).

Las desventajas de las soluciones de goma xantano son, en primer lugar, que
tienen menos habilidades viscosificantes que las poliacrilamidas en agua fresca,
son sensibles al ataque bacteriano tanto en la superficie como en el yacimiento
(Jiménez, 2015), y pueden ocasionar problemas de obstruccion de poros y de
inyectividad causados por residuos celulares, la reticulacion de polimeros o la
formacion de geles. Con la finalidad de solucionar estos problemas es necesario
filtrar o realizar un procesamiento adicional y tratar con biocidas a la solucion
polimérica, medidas que conllevan a un incremento del costo del proceso (Chang,
1978).

Los problemas anteriormente mencionados como la obstruccibn de poros,
sumados al alto costo de la goma xantano y a los costosos tratamientos
adicionales requeridos durante la inyeccion como la filtracion y la aplicacion de
biocidas han conducido a que las pruebas de campo realizadas a gran escala
sean escasas (Chang, 1978).

Los polisacaridos generalmente se producen como broths y formas de
concentrados que se pueden diluir facilmente en el campo sin un equipo de
mezcla sofisticado. (Abidin et al., 2012).

E CH:0H CH:0OH CH:OH CH.OH
0

Figura 13. Diagrama esquematico de la estructura de la goma xantano.

Fuente: Adaptado de Donaldson, E. C., Chilingarian, G. V., y Yen, T. F.
(1989). Enhanced oil recovery, Il: Processes and operations. Elsevier.
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FORMAS DE APLICACION DE LOS POLIMEROS

Lake (1989) expresa que existen tres formas fisicas que presentan los polimeros:
polvos, broths y emulsiones. Los polvos son los méas antiguos, pueden
transportarse y almacenarse facilmente a un costo reducido. Al mezclarlos con
agua tienden a formar capas de hidratacion viscosa alrededor de las particulas lo
que conlleva a entorpecer la solucion.

Los broths son suspensiones acuosas de aproximadamente 10% en peso de
polimero en agua. Son mas faciles de mezclar que los polvos, pero tienen costo
superior debido a los grandes volumenes de agua que se deben almacenar y
transportar. Son bastante viscosos por lo que requieren de instalaciones
especiales para mezclarlos que limita la concentracion del polimero en los broths.

Las emulsiones contienen hasta el 35% en peso, estan suspendidas en la fase de
aceite mediante el uso de un agente tensoactivo. Cuando la emulsion se invierte,
es decir, queda aceite en agua, la concentracion deseada de polimero se puede
mezclar con agua.

Normalmente, los equipos necesarios para la aplicaciéon de polimeros coinciden
con los equipos ya instalados para la inyeccion de agua convencional, solo difieren
en los equipos de mezclado y filtracion.

1.2.2. CRITERIOS DE SELECCION Y DISENO

La evaluacion de los yacimientos candidatos para la implementacion de un
proyecto de inyeccién de polimeros, debe considerar algunos factores como las
propiedades del fluido del yacimiento y la roca. Por lo tanto, los criterios de
seleccion y disefio sirven como guia para descartar los prospectos menos
favorables identificando los candidatos mejores potencialmente.

Paris de Ferrer (2001) afirma que las caracteristicas que debe tener el crudo para
la inyeccion de polimeros son: gravedad API mayor a 25°, viscosidad menor a 150
cp y composicion no critica. Las caracteristicas Optimas del yacimiento son:
saturacion del petroleo menor a 10% del volumen poroso (VP) del petréleo movil,
el espesor neto no critico, profundidad menor a 9000 pies, razon de movilidad
entre 2 y 40, permeabilidad mayor a 20 md, yacimiento moderadamente
heterogéneo con un factor de heterogeneidad de 0,5 a 0,85 y una temperatura
menor a 175°F. El proceso de inyeccidbn se debe ajustar a los siguientes
pardmetros: condiciones apropiadas de inyectividad, baja salinidad del agua, los
yacimientos deben ser preferiblemente de areniscas, aunque pueden ser
carbonatos y se deben evitar las calizas con alta porosidad, las fracturas
extensivas, altos contrastes de permeabilidad, alta saturacion de petroleo movil, el
alto contenido de arcilla y calcio y yacimientos con empuje fuerte de agua y con
capa de gas.

Sheng et al. (2015) se basaron en datos de proyectos de campo y conocimientos
técnicos de la inyeccidon de polimeros para seleccionar los parametros y sus
valores éptimos para llevar a cabo el proceso. Las variables mas criticas segun los
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autores para ser tenidas en cuenta son: la temperatura del yacimiento, la salinidad
del agua de formacién, el contenido de arcilla, la viscosidad del aceite, los
contenidos divalentes y la permeabilidad de la formacion. Para empezar, se afirma
que los depdsitos de arenisca son los mejores candidatos y que los yacimientos
carbonatados presentan algunos problemas con los polimeros aniénicos (HPAM),
ya que los anteriores tienen una alta adsorcidbn en carbonatos, ademas los
depositos heterogéneos de carbonato presentan una matriz de baja permeabilidad
por ende las moléculas grandes de polimeros serian incapaces de entrar. Otro
aporte de los autores mencionados es el hecho de asegurar que la salinidad y los
divalentes del agua del yacimiento debe ser tenidos en cuenta al momento del
screening en vez de los del agua de formacion como se ha hecho antes.
Adicionalmente proponen que la salinidad y los divalentes en el agua de formacion
antes de la inyeccion de polimero sean menores a 50000ppm y 100ppm
respectivamente.

En la temperatura del yacimiento concuerdan con otros autores como Taber,
Martin y Seright (1997) en un valor maximo de 93,3°C. Para la permeabilidad de la
formacion proponen el valor de 50md. La viscosidad API la establecen en un valor
de 150cp, pero no es un criterio necesario de evaluar. Al valorar la saturacion del
aceite sugieren que se debe hacer una relaciéon de diferencia entre la saturacion
de aceite antes de iniciar la inyeccion de polimeros y la saturacion de aceite
residual luego del proyecto y esta debe ser mayor a 5%. En consecuencia (So-
Sor)>0,05. Para terminar, el mantenimiento de presion es también un mecanismo
importante en la inyeccion de polimeros, por lo tanto, si hay un acuifero fuerte se
necesita menos mantenimiento de presion asi que un acuifero haréa que el proceso
sea menos beneficioso.

DISENO DE UN PROCESO DE INYECCION DE POLIMEROS

Sorbie (1991) analiz6 el proceso de identificacion de yacimientos candidatos para
la inyeccion de polimeros mediante criterios de seleccion. Al evaluar los detalles
de la inyeccion en un yacimiento especifico se enfatiza en:

1. Estudios de campo: Consisten en una buena descripcion del yacimiento, esto
juega un papel mas importante para los procesos EOR e IOR que para la
inyeccion de agua por la complejidad de los mecanismos involucrados. Es
importante en este punto reexaminar el historial de produccién del yacimiento, ya
que puede servir para mejorar la prediccion de la inyeccion; también se incluye la
inyeccion de un trazador que es una de las mejores pruebas auxiliares para
mejorar la descripcion del yacimiento. Alli se inyectan trazadores utilizando un
rango de posibles sustancias quimicas entre ellas NO5, SO4,%, SCN o trazadores
radioactivos. A través de estas pruebas se puede acceder a saber los tiempos de
comunicacién y transito de pozo a pozo, datos sobre estratificacion a gran escala,
una estimacion del area de barrido y una de dispersion en capa, ademas de
acuerdo a Pizzinelli et al. (2015) sirve para comprender la conectividad de pozo y
para confirmar el tiempo de avance del polimero después de la puesta en marcha
del proceso EOR.
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Ademas, el estudio de los equipos necesarios para llevar a cabo la inyeccién de
polimeros tales como los equipos de almacenamiento, filtracion, mezclado, y
bombeo. Para terminar, se encuentra una prueba de inyectividad de polimero que
se realiza para establecer si la capacidad de inyeccion del polimero es suficiente o
satisfactoria o si por el contrario se experimenta una acumulacion de presion
durante la inyeccion y una caida después del cierre, lo que significa que analiza de
manera detallada el comportamiento in situ del polimero en el yacimiento.

2. Pruebas de laboratorio: Basicamente hay tres tipos de experimentos que se
llevan a cabo para la seleccionar la soluciéon de polimero adecuada. Las pruebas
de compatibilidad/seleccion son las primeras para la seleccion de la solucion e
implican compatibilidad de polimero/salmuera, filtracion, sensibilidad a otros
aditivos, etc. Si un polimero falla en dichas pruebas debe ser descartado de los
polimeros candidatos, a menos de que haya una solucion que repare el problema.
Antes de llegar a estas pruebas hay que hacer las siguientes: Disolucion del
polimero, que trata basicamente de la disolucion satisfactoria del polimero en la
salmuera de inyeccion y su dispersion a nivel molecular, esta es clave para indicar
en qué forma seria suministrado el polimero; la habilidad de viscosificacién, en
donde el objetivo es que la solucidn polimérica exhiba un “poder de
viscosificacion” (Sorbie, 1991) satisfactorio en la solucion salina de inyeccién a
condiciones de yacimiento; el envejecimiento a corto plazo, esta prueba debe
hacerse a una temperatura ambiente durante unos pocos dias y la solucién de
polimero debe estar acompafiada de otro aditivo principal; también se encuentran
las pruebas de filtrabilidad del nucleo, las pruebas de estabilidad quimica son muy
importantes ya que con ellas se puede determinar la eficiencia del proceso de
inyeccién, ademas de garantizar que el polimero tenga una vida util larga; y por
altimo esta la prueba de estabilidad mecéanica, en donde el objetivo principal el
seleccionar el polimero que en condiciones de flujo severo sea mas estable, es
decir que la macromolécula no se degrade.

Siguiendo con las pruebas de laboratorio principales, se encuentran los datos del
flujo de polimero a través del nucleo en donde se miden las cantidades que
pueden usarse en la simulacion numérica. Las principales mediciones que se
hacen aqui son, en orden decreciente de importancia las areas de
adsorcion/retencion y la reduccion de la permeabilidad, la reologia de polimero in
situ y la medicion de los pardmetros de transporte, aqui la principal medida es la
del Volumen de Poro Inaccesible (IPV) del polimero con respecto al trazador. La
ultima prueba de laboratorio es la de los datos de rendimiento del polimero
(desplazamiento del aceite), su principal objetivo es revisar como cambia la
relacion de movilidad y si es favorable o no.

3. Simulacién de yacimientos: El fin de la simulacion es hacer predicciones
confiables de los escenarios que se pueden presentar en la inyeccion. La
simulacion en la inyeccion de polimeros tendria cuatro pasos: simulaciones
preliminares de evaluacién 2D, ajuste histdrico de la inyeccion de agua, simulacién
de inyeccién de trazador en 2D y 3D y mas simulaciones de polimero en 3D.
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Para llevar a cabo de la manera més adecuada el proceso de inyeccion de
polimeros, adicional a los parametros del yacimiento anteriormente mencionados
se deben tener en cuenta algunas caracteristicas que involucran directamente a
los polimeros. Segun Wang, Seright, Shao y Wang (2008) las mas relevantes son:

VISCOSIDAD DE LA SOLUCION POLIMERICA

La viscosidad de la solucion polimérica es un criterio clave para mejorar la relacion
de movilidad. Esta se puede ver afectada por varios factores, el primero es el peso
molecular del polimero que tiene una relacion directa con ella; el segundo es la
concentracion que mientras aumenta la viscosidad y la eficiencia de barrido
también aumenta; el tercero es el grado de hidrdlisis en este caso el de HPAM que
aumenta con el incremento de la viscosidad; el cuarto es la temperatura, esta es
inversa a esta caracteristica y el ultimo es la salinidad y la dureza del agua del
yacimiento que aumentan mientras la viscosidad disminuye para los polimeros
anionicos.

PESO MOLECULAR DEL POLIMERO

Como ya se menciono anteriormente el peso molecular tiene una relacion directa
de proporcionalidad con la viscosidad. Los autores también hacen mencion de la
ventaja de tener un polimero con un alto peso molecular en el sentido de que
puede ayudar a una recuperacion de petréleo mas alta. En consecuencia, para
recuperar un volumen de aceite, se necesita menos polimero si cuenta con un alto
peso molecular. Pero, al momento de la eleccién del polimero con el peso
molecular mas alto se debe examinar que no presente entrampamiento mecanico
significativo en las zonas de menor permeabilidad, por esa razén existe un umbral
de peso molecular por encima del cual ya se presentan obstruccion de las
gargantas de los poros.

CONCENTRACION DE LA SOLUCION POLIMERICA

Bons, como se cité en Jiménez (2015), describe que cuanto mas anticipado en la
vida de una inyeccion de agua se inicia una inyecciéon de polimero, es mas eficaz
éste segundo proceso.

Dos factores tienden a afectar las ventajas de la aplicacién de una inyeccion de
polimero prematuro en la vida de un proyecto de inyeccion de agua; en primer
lugar, el inyectar polimeros en la vida temprana ocasiona que sea mas dificil
evaluar la recuperacion final de petréleo por cada uno de los dos procesos y la
eficiencia econdmica por causa del polimero, mas alld de lo que hubiera sido
recuperar Unicamente por la inyeccion de agua. En segundo lugar, la descripciéon y
dinamica del yacimiento asociado a problemas operacionales durante la inyeccion
de agua.
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1.2.3. FLUJO DE SOLUCIONES POLIMERICAS A TRAVES DEL MEDIO
POROSO

Jiménez (2015) manifiesta que el flujo de soluciones poliméricas a través de
medios porosos es un proceso complejo debido a los efectos de los cambios de
viscosidad del fluido y a la reduccion de la permeabilidad de la roca al paso del
agua, como consecuencia de la creacion de zonas de bloqueo al flujo de la propia
solucion y de la adsorcidn del polimero a la roca reservorio (Rosa et al., 2006).

Existen formas de medir la efectividad de la inyeccion de polimeros, a
continuacion, se describen detalladamente.

FACTOR DE RESISTENCIA

El factor de resistencia permite conocer cuantitativamente la reduccion de las
movilidades (Rosa et al., 2006). Se define como el cociente de la movilidad del
agua y la movilidad de la soluciéon polimérica, ambas medidas a la misma
saturacion residual de petréleo cuando se desplaza a través de un ndcleo.

Aw

Rzlp

(Ec. 15)

La anterior ecuacion también se puede expresar como:

k
W/ Hw

kp /
Hp

R =

(Ec. 16)

Dénde:

k,: es la permeabilidad efectiva de la solucion polimérica en el nucleo.
Up: €s la viscosidad aparente de la solucion polimérica.

Como la movilidad del agua siempre va a ser mayor que la del polimero, entonces
R sera mayor que 1. Los valores frecuentes de R se encuentran entre el rango de
4y 8.

FACTOR DE RESISTENCIA RESIDUAL

La resistencia residual caracteriza la modificacion en la resistencia al flujo del
agua, como en ultima instancia determina la efectividad del tratamiento. (Escobar,
Sanchez, Restrepo y Lopera, 2004). Esta es de gran importancia econémica
debido a que no se necesitaria inyectar polimero durante todo el proyecto, ya que
su efecto permanecera por mucho tiempo después de que haya cesado inyeccién
del volumen de polimero, segun afirma Pérez (1996). En conclusion, es de gran
importancia porque describe el efecto de la reduccién de la permeabilidad (Chang,
1978). El factor de resistencia residual se define como el cociente de la movilidad
del agua antes y después del paso de la solucion de polimero.
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Aw(antes del paso de la sol.de polimero)

R, =

- Ay (después del paso de la sol.de polimero)

(Ec. 17)

Doénde:
R,: factor de resistencia residual
Ay movilidad del agua

1.2.3.1. PROPIEDADES DEL FLUJO DE POLIMEROS A TRAVES DEL
MEDIO POROSO

REDUCCION DE LA MOVILIDAD

Al inyectar agua convencionalmente en un yacimiento esta busca los caminos
menos resistentes al flujo, es decir los de mayor permeabilidad. Si el aceite tiene
una viscosidad mayor que el agua inyectada, esta tiende a desplazarse mas
rapido causando digitacion y una baja eficiencia de desplazamiento. Para que
haya un desplazamiento 6ptimo, la relacion de movilidades debe ser menor a 1. La
inyeccion de polimeros se presenta como una alternativa para disminuir la relacion
de movilidad al aumentar la viscosidad del agua inyectada y reducir la
permeabilidad al agua del yacimiento. Lo anterior se debe a la retencion, la
adsorcién y el entrampamiento del polimero (Paris de Ferrer, 2001 y Sorbie,
1991).

La razén de movilidad generalmente se define como:

1, ()

M=—=

Ao (M kw)

RETENCION DEL POLIMERO

Sorbie (1991) afirma que puede haber interacciones significativas entre las
moléculas de polimero transportadas y el medio poroso. Tales interacciones
provocaran que el medio poroso retenga al polimero y conducira a la formacion de
un banco de fluido de inyeccion total o parcialmente carente de polimero. En
consecuencia, el banco de fluido tiende a reducir la viscosidad del fluido inyectado,
conduciendo a una disminucién de la eficacia de la inyeccién de polimero. La
retencion puede provocar reduccion de la permeabilidad, sin embargo, disminuira
la recuperacion de petréleo. La retencion es una de las caracteristicas a tener en
cuenta en el momento de examinar la viabilidad econémica del proyecto.

Sorbie (1991) propone tres mecanismos principales de retencion:

e Adsorcion de polimeros: Se refiere a la interaccion entre las
macromoléculas de polimeros y la superficie rocosa, debido a la fuerza de
atraccion de los atomos o de la molécula sobre la superficie rocosa. Esta
interaccién se debe principalmente a la adsorcién fisica —la unién de Van
der Waal y de hidrogeno-. El grado de adsorcion de las moléculas depende
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de dos elementos fundamentales, el primero es la naturaleza quimica de las
moléculas y de la superficie rocosa y el segundo es la proximidad de las
moléculas a la superficie (Rojas, 2013). Se ha concluido que el carbonato
de calcio presenta una mayor afinidad por el polimero que la silice
(areniscas). En general, la adsorcion aumenta al incrementarse la
concentracion del polimero y por la salinidad del agua de formaciéon. Es
menor bajo condiciones dindmicas que estaticas, porque existen ciertas
restricciones al flujo de la solucion polimérica en algunas regiones del
medio poroso (Jiménez, 2015).

e Entrampamiento mecanico de polimero: Este mecanismo ocurre debido
a que existen rutas de gargantas estrechas dentro de la gran red de poros,
en donde quedan atrapadas algunas moléculas de la solucion polimérica. A
partir de ello, estos poros se bloquean ocasionando una disminucion en el
flujo de fluidos. Debido a la naturaleza hidrofilica de la molécula y a que aun
existe cierto espacio libre dentro del canal para el flujo, existira una
restriccion al flujo de agua, pero el petréleo podra fluir en dicho canal.
(Stright, como se cit6 en Jiménez, 2015).

e Retencion hidrodindmica de polimero: Es el mecanismo menos
estudiado. Su definicibn surge de las observaciones en experimentos de
retencién en nucleos hechos en 1973 por Maerker, en donde después que
se alcanzé un estado estable, el nivel total de retencion cambiaba cuando la
tasa de flujo de fluido era ajustada a otro valor. Por esta razén se concluy6
que a bajas permeabilidades, las retenciones eran irreversibles y son
resultado principalmente de los mecanismos de adsorcién (Donaldson et
al., 1989).

VOLUMEN POROSO INACCESIBLE (VPI)

Las caracteristicas de propagacién de las soluciones poliméricas difieren de las
del agua en la adsorcién y el volumen poroso inaccesible (Chang, 1978).

Segun Dawson y Lantz (1972) debido a la adsorcion, una reduccion del polimero
disuelto tiene lugar en el borde frontal del banco polimérico, provocando el
empobrecimiento en concentracion y tamafio del banco y el retraso del
afloramiento del borde frontal.

Por otra parte, la fraccion del volumen poroso interconectado que no permite el
flujo de la solucién polimérica conocida como volumen poroso inaccesible (VPI),
afecta la propagacion del polimero dado que, segun estudios de laboratorio por
Dawson y Lantz (1972) este es aproximadamente un 30% del volumen poroso
total conectado, por lo tanto, el avance del banco de polimero sera mayor al
calculado tomando como base el volumen poroso total conectado. Este fenbmeno
ocurre en medios porosos inyectados con poliacrilamidas y biopolimeros ya que
los radios de entrada de los poros son menores a los de la molécula de alto peso
molecular.
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La union de los efectos anteriormente explicados genera un banco que es tanto
mas pequefio como desplazado hacia adelante (Dawson y Lantz, 1972).

1.2.3.2. FACTORES QUE AFECTAN EL COMPORTAMIENTO DEL FLUJO
DE POLIMEROS A TRAVES DEL MEDIO POROSO

TEMPERATURA DE YACIMIENTO

Las elevadas temperaturas comunes en el fondo de pozo y en el yacimiento,
promueven en los polimeros la modificacion de su composicién y la degradacion
de sus propiedades. Lo anterior influye en la disminucién de la viscosidad de las
soluciones poliméricas y en consecuencia en la reduccion de la eficiencia de
barrido. De tal manera que los analisis de laboratorio previos a la implementacion
de la inyeccion son indispensables para establecer factores determinantes como la
temperatura a la que se someterd el polimero, el tiempo en el que se mantendra la
condicion anterior y para estimar sus efectos sobre la disolucion y las posibles
dificultades en el yacimiento (Jiménez, 2015).

SALINIDAD DEL AGUA DE FORMACION Y CONTENIDO DE IONES DE ALTA
VALENCIA

Altos contenidos de sales presentes en el agua de formacion y en el agua usada
para la preparacion del bache de inyeccién alteran considerablemente las
propiedades de las macromoléculas de polimero (Chang, 1978) vy, por
consiguiente, a las propiedades del flujo del polimero a través del medio poroso
como la reduccion movilidad, la adsorcion del polimero y la reduccién de la
permeabilidad. Este factor tiene efectos perjudiciales principalmente en las
soluciones que contienen poliacrilamidas, mientras que las de goma Xantano son
menos sensibles (Rojas, 2013).

Segun Chang (1978) la adicién de tan solo cantidades reducidas de cloruro de
sodio en las soluciones poliméricas puede reducir bruscamente la viscosidad e
inducir a la desestabilizacion severa por esfuerzos de corte en soluciones con
poliacrilamidas. A pesar de que la viscosidad y la extension del polimero adsorbido
en la roca dependen de la salinidad, este factor tiene un efecto reducido en la
permeabilidad.

Jiménez (2015), Willhite et al. (1998), Sheng et al. (2015) coinciden en que el agua
de formacion habitualmente contiene altas concentraciones de iones divalentes y
monovalentes, especificamente de Ca++, Mg++ y Na+. En gran medida estas
altas concentraciones también provocan alteraciones en las propiedades del
polimero en el medio poroso y su floculacion. Siendo el calcio el que causa mayor
reduccion de la eficacia de la solucidon de polimeros. De igual forma la presencia
del ion férrico (Fe+) también resulta problematica en las salmueras de yacimiento
al gelificar a las poliacrilamidas (Willhite et al., 1998).
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La salinidad, la composicion iénica y la dureza en las soluciones no deben exceder
los niveles de tolerancia de los polimeros, para evitar modificar sus propiedades
(Donaldson et al., 1989) y el uso de mayores cantidades para alcanzar resultados
equivalentes (Chang, 1978). Si estas llegan a excederlos, se deben utilizar
sistemas de ablandamiento del agua de intercambio de iones acidos débiles o
realizar pre-lavados en formaciones con aguas salinas (Donaldson et al., 1989 y
Rojas, 2013).

MECANISMO DE PRODUCCION DEL YACIMIENTO

Ademas de mejorar el desplazamiento de los fluidos en el yacimiento, uno de los
propdsitos de los métodos de recuperacion mejorada es restaurar y mantener la
presion de formacion. Si el yacimiento que va a ser sometido a la inyeccion de
polimeros recibe aporte de energia de un acuifero activo o de una capa de gas, la
presién aportada por este método de recuperacion puede resultar innecesaria y
los costos injustificables. Ademés, al colindar el yacimiento con un acuifero, el
polimero puede presentar desviaciones hacia este reduciendo la eficiencia del
proceso (Sheng et al., 2015). Frente a la presencia de una capa de gas la
inyeccion tampoco seria favorable, pues el aceite movilizado podria llenar la capa
de gas (Jiménez, 2009).

HIDRATABILIDAD

En aplicaciones de campo, dependiendo la forma de suministro del polimero,
surgen diferentes problemas con su manejo. Frecuentemente los polvos secos son
dificiles de mezclar y pueden formar “ojos de pez’ (polvos secos rodeados de
polimero himedo) o microgeles. Para evitar lo anterior es necesario humedecer el
polvo lenta y completamente.

Para solucionar los problemas de dispersion de los polvos secos se utilizan
agentes tensoactivos y agentes de revestimiento que permiten una mejor
hidratacion de cada particula de polimero individual. Sin embargo, se debe tener
cuidado de asegurar que el tratamiento elegido no perjudique la funcionalidad del
polimero (Donaldson et al., 1989).

TIPO DE FORMACION

La mayoria de los proyectos de inyeccion de polimeros se realizan en formaciones
de arenisca. En yacimientos carbonatados, los polimeros aniénicos como las
HPAM, tienden a adherirse, ademas en los carbonatados heterogéneos de baja
permeabilidad las macromoléculas pueden tener problemas de circulacion. Otro
factor de estos yacimientos es su alto contenido de carbonato de calcio y
magnesio. Sin embargo, ya se han llevado a cabo proyectos de inyeccion en este
tipo de yacimientos que han arrojado resultados alentadores. Se debe tener en
cuenta que los yacimientos vugulares y altamente fracturados constituyen
yacimientos poco favorables para la aplicacion (Chang, 1978 y Sheng et al., 2015).
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PERMEABILIDAD DE LA FORMACION

Las bajas permeabilidades del yacimiento pueden constituirse como un problema
en la inyeccion de polimeros debido en primer lugar a que reduce la velocidad de
la inyeccion haciendo mas demorada la llegada del frente de inyeccion al pozo
productor, aumentando los costos y en segundo lugar a que las poliacrilamidas se
verian sometidas a degradaciéon mecanica alrededor de los pozos de inyeccion.
Las heterogeneidades en la permeabilidad de las capas estratificadas traen
consigo el avance prematuro del agua, es decir poco rendimiento en la inyeccion
de la misma incluso si la viscosidad del aceite no es alta. (Chang, 1978).

SATURACION DE PETROLEO RESIDUAL (SOR)

Con el propoésito de que el proceso de inyeccién de polimeros sea eficaz, la
saturacion de aceite residual (Sor) comparada con la saturacion de petroleo antes
de la inundacion debe ser menor en un orden similar al valor de 6,7%, que
representa de manera aproximada la recuperacion incremental lograda con este
método de inyeccién. (Sheng et al., 2015).

PROFUNDIDAD DEL ESPESOR NETO

Se deben evitar los yacimientos someros y profundos. Los espesores profundos
debido a que generalmente estan asociados a altas temperaturas y altas
salinidades y los someros a que combinados con bajas permeabilidades requieren
de pruebas de inyectividad para determinar la presion de inyeccién éptima.

1.2.4. PROBLEMAS DE LA INYECCION DE POLIMEROS
DEGRADACION

La degradacion en un material, se refiere a las transformaciones en su
composiciéon original y en sus propiedades. En polimeros, la degradacion puede
ser de tipo fisico (decoloracién, erosion superficial, formacién de grietas, etc.) o
quimico (escision de cadenas, cambios en sustituyentes laterales, reacciones de
entrecruzamiento, etc.) (San Andrés, Chércoles, De la Roja, y Gomez, 2010). Esta
toma lugar debido a la sensibilidad de los polimeros ante efectos de cizalla, altas
temperaturas, presencia de sustancias quimicas y microbios.

Parte del éxito del proceso de inyeccion de polimeros consiste en mantener la
estabilidad del polimero escogido a condiciones de yacimiento durante el tiempo
de residencia requerido y de las técnicas especiales y equipos utilizados para
prevenir o minimizar la degradacién de este (Willhite et al., 1998).
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DEGRADACION QUIMICA

La degradacion quimica ocurre al exponer al polimero a condiciones de oxidacion
(oxigeno y agentes oxidantes) en ambientes que contienen iones de metales de
transicion (especialmente iones férricos). Esta actla tanto en biopolimeros como
en polimeros sintéticos, produciendo rupturas en la estructura quimica de las
moléculas que componen al polimero (Sydansk, como se cito en Jiménez, 2015) y
puede empeorarse por la temperatura, el envejecimiento y la exposicion a ciertos
rangos de espectro de luz (Chang, 1978).

Normalmente tiene lugar en presencia de inhibidores de corrosion, biocidas,
sélidos suspendidos y como resultado de la hidrolisis en condiciones acidas y
bésicas (Chang, 1978).

Para proteger al polimero de los efectos de la degradacion se utilizan
minimizadores y eliminadores de oxigeno como el metanol y la tiourea (Sheng et
al, 2015).

DEGRADACION MECANICA

La degradacién mecanica se produce cuando la solucion polimérica se somete a
altas velocidades de cizallamiento y a tensiones de alargamiento que provocan la
ruptura de las moléculas que constituyen el polimero (Sheng et al, 2015).
Generalmente toma lugar de manera instantdnea en las regiones de alto flujo
como la zona préxima a la cara del pozo y en equipos de manejo de polimeros.

Mientras que las soluciones de goma xantano son estable al cizallamiento, las
soluciones de poliacrilamidas son degradables (Donaldson et al., 1989). Estudios
de Maerker indican que si bien la degradacion de la viscosidad por cizallamiento a
bajas concentraciones de policrilamidas es moderada (5% de pérdida), el efecto
en el screen factor es critico (90% de pérdida) (Chang, 1978). Sin embargo, a
concentraciones considerablemente altas esta degradacién reduce severamente la
viscosidad de la solucion. En condiciones de altas salinidades, alto contenido de
iones de calcio y bajas permeabilidades la degradacion puede ser ain mas dafiina
(Sheng et al., 2015).

Para prevenir los efectos de la degradacion, se utilizan screw pumps para
transportar la solucién de polimero, plunger pump para inyectar la solucion a altas
presiones, y fluometros electromagnéticos para medir caudales (Sheng et al.,
2015).

DEGRADACION BIOLOGICA

La degradacion biologica o microbiana (por levaduras, hongos, bacterias) es un
problema que afecta potencialmente a los biopolimeros. Esta degradacion se
produce principalmente en yacimientos someros y en tanques y tuberias, ya que
los sistemas tipicos de inyeccibn no estan disefiados para prevenirlo vy
generalmente el agua residual en puntos muertos favorece la proliferacion de
colonias bacterianas. En las poliacrilamidas este es un problema de menor
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proporcion, incluso si se usa este polimero de forma soélida, es inexistente
(Jiménez, 2009 y Donaldson et al., 1989).

Las bacterias crecen favorablemente en ambientes con pH neutro, a temperaturas
moderadamente elevadas, en presencia de nutrientes y dependiendo de la
especie, con O2 disponible. En los yacimientos, las bacterias anaerdbicas causan
cambios en la composicién del crudo, obstruyen los poros de la formacion y
degradan al biopolimero provocando el deterioro de su viscosidad (Willhite et al.,
1998). Las bacterias aerdbicas, ademas de degradar el polimero, causan
problemas de inyectividad (Donaldson et al., 1989).

Para controlar el crecimiento bacteriano tanto en laboratorio como en campo se
utilizan bactericidas mezclados con la solucion polimérica. Generalmente se usan
aminas, policlorofenol, amonio cuaternario y formaldehido (Donaldson et al., 1989
y Willhite et al., 1998).

DEGRADACION TERMICA

Las temperaturas elevadas a las que se expone el polimero promueven la
modificacién de su composicion y la degradacién de sus propiedades.

La degradacion térmica depende de la composicion quimica del agua de
yacimiento y del agua de mezcla, del pH, de la quimica del polimero y de su
fabricante (Donaldson et al., 1989 y Chang, 1978). Por ejemplo, segun Donaldson
et al. (1989) si las soluciones de poliacrilamidas y de goma xantano estan
protegidas contra la degradacion catalitica por oxigeno, pueden conservar su
estabilidad a temperaturas mayores a 200 °F.

Aunque a diferencia de las soluciones de goma xantano, las soluciones de
poliacrilamidas conservan su estabilidad a temperaturas superiores a 225 °F,
ninguna de las dos sigue siendo estable después exponerse prolongadamente a
temperaturas por encima de 250 °F. Con el propdsito de estabilizar las soluciones
de polimeros a temperaturas de yacimiento, durante todo el proceso de inyeccion,
comunmente se adicionan quimicos protectores como la tiourea, el alcohol
isopropilico, purgas de nitrégeno, sulfatos, propilenglicol, formaldehido y acetona
(Donaldson et al., 1989).

1.2.5. COMPORTAMIENTO REOLOGICO DE LOS POLIMEROS

La reologia estudia el flujo y la deformacion de los fluidos, su objetivo principal es
establecer la relacion que existe entre el esfuerzo de corte y el gradiente de
velocidad. Segun Sorbie (1991), la viscosidad de un fluido es, en términos
generales, su resistencia al corte.

La rata de corte (shear rate) se define como la relacién a la cual una particula de
fluido se desliza respecto a la otra, lo anterior dividido entre la distancia que las
separa. En otras palabras, es el gradiente de velocidad del fluido. Su ecuacion
seria la siguiente:
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v
Y =— (Ec. 18)
El esfuerzo de corte es la fuerza requerida para mantener el flujo de un fluido. Lo
que quiere decir que es una fuerza por unidad de area como también un momento

de flujo a través de un area dada. La ecuacion que lo representa es:
F
t=- (Ec.19)

Debido a su naturaleza y a los altos pesos moleculares que poseen, los polimeros
en solucion tienen un flujo No-Newtoniano. Donaldson et al. (1989) asegura que
los polimeros sufren adelgazamiento por cizallamiento, esto quiere decir que a
medida que aumenta la rata de corte la viscosidad relativa disminuye. Ademas
afirma que la viscosidad de las soluciones de polimeros disminuye con el aumento
de la temperatura.

Teniendo en cuenta los flujos a través de la formacion desde el pozo, los caudales
en los pozos inyectores y productores son relativamente bajos y disminuyen a
medida que aumenta la distancia del pozo. Lejos del pozo, la solucién polimérica
se propaga con una rata de corte muy baja, por lo tanto, es posible que se logren
relaciones de movilidad muy favorables. (Pancharoen, 2009).

El modelo de la Ley de Potencia describe la relacion entre la viscosidad y la rata
de corte. La ecuacion es la siguiente:

u=Ky()"  (Ec.20)
Dénde:
K, =coeficiente de la ley de la potencia

ny=exponente de la ley de la potencia (es menor que 1 en los fluidos no-
Newtonianos)

Los anteriores coeficientes dependen del peso molecular y de la concentracion del
polimero.
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ANEXO 2. GENERALIDADES DE LOS SISTEMAS DE LEVANTAMIENTO
ARTIFICIAL

La fuerza de empuje que desplaza al petréleo del yacimiento hasta la superficie
proviene de la energia natural de los fluidos que se encuentran comprimidos en el
yacimiento. Si la diferencia entre la presion de fondo y la de las instalaciones de
superficie es grande (siendo mayor la presion de fondo), el pozo fluird
naturalmente (Liu, 2007). El declive de presion del yacimiento durante la
produccion puede provocar la interrupcién del flujo por energia natural o la
disminucién de la tasa de produccion. Para transportar los fluidos desde el pozo
hasta las facilidades de superficie a una tasa deseada, se hace necesaria la
implementacion de los sistemas de levantamiento artificial (Aliyev, 2013).

Los sistemas de levantamiento artificial aportan energia externa a la formacion,
con el propésito de mantener la presion hidrostatica de fondo de pozo reducida y
por consiguiente aumentar el drawdown, de tal forma que se provoque el inicio o la
mejora de la produccion del pozo (Brown, 1980, Aliyev, 2013 y Alemi et al., 2010).

Segun Aliyev (2013), estos sistemas se pueden clasificar en dos grupos
dependiendo la forma en la que operan:

- Métodos que transfieren energia al sistema con bombas de fondo de pozo,
como: bombeo hidraulico, bombeo mecanico, bombeo por cavidades
progresivas, bombeo electro sumergible.

- Métodos que modifican las propiedades del fluido (disminuyen la densidad
de la columna de fluido) como: el plunger lift, levantamiento por gas y sus
variaciones.

A pesar de lo que ya se mencion0, el mantenimiento de flujo 6ptimo no solamente
se aplica en los campos que ingresan a la fase de declive de la produccién
petrolera, sino que los beneficios que conlleva esto como mayor productividad y
mantenimiento de la produccion en niveles altos, desde los sistemas de flujo
natural a partir de los primeros afos juegan un papel importante para la
acumulacion de reservas. (Cline y Garford, 1978).

Los sistemas de levantamiento artificial se utilizan alrededor de todo el mundo en
un 85% de los pozos, por esto su impacto tanto en la eficiencia en general como la
rentabilidad de las operaciones de produccibn no puede menospreciarse. La
seleccion de un método de levantamiento en especifico esta a cargo, en la
mayoria de las veces, de los ingenieros de produccion que escogen el que esta
disponible, tanto en términos de sus experiencias pasadas como de conocimientos
actuales y la tecnologia. (Espin et al., 1994).

Cada sistema de levantamiento tiene un principio de funcionamiento diferente, por
lo tanto, una serie de caracteristicas como, las propiedades del yacimiento y de los
fluidos, la configuracion de los pozos, las restricciones de las instalaciones de
superficie y los rangos de operacion propios, deben ser debidamente identificados
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para tenerlos en cuenta en la seleccion del sistema de levantamiento mas
adecuado (Boyun, Xinghui y Xuehao, 2017).

2.1. BOMBEO DE CAVIDADES PROGRESIVAS

El principio de las bombas de cavidades progresivas (BCP), fue desarrollado en la
década de 1930 por René Moineau. Durante los afios 50, el principio de las BCP
fue aplicado en la perforacién petrolifera en el accionamiento de brocas mediante
la presion del fluido de perforacion. A partir de los afios 70, este tipo de bombeo
comenz6 a ser utilizado para levantar crudos pesados desde el fondo de pozo
(Cholet, 1998).

Hacia el afio 2001, habia aproximadamente 60.000 aplicaciones de BCP como
método de levantamiento artificial en campos petroliferos de todo el mundo (ABB,
como se citdo en Lea, Nickens y Wells, 2003). Su aplicacién es principalmente
prolifica en paises como Canada, Venezuela, Rusia y China (Chacin, 2003).

Gracias a las modificaciones en el disefio y en los materiales, las BCP se
constituyen en una alternativa eficiente para una amplia gama de aplicaciones:
crudos pesados (<18 °API) con altos cortes de arena; crudos medianos (18-30
°API) con restriccion por altos % de H2S; crudos livianos (>30 °API) con restriccion
por contenidos aromaticos; crudos con alto contenido de agua; fluidos abrasivos y
tasas de fluidos relativamente altas asociadas a recuperacion secundaria
(Hirschfeldt, 2008).

PRINCIPIO DE FUNCIONAMIENTO

Las bombas de cavidades progresivas son bombas de desplazamiento positivo.
Estan constituidas por un rotor individual de acero grueso de forma helicoidal que
gira excéntricamente dentro de un estator revestido internamente por un material
elastomérico de doble linea moldeado en forma de hélice (Hirschfeldt, 2008).

El movimiento rotativo y el ajuste compresivo entre el rotor y el estator, forman una
serie de cavidades selladas hidraulicamente, idénticas en forma y volumen que se
abren y cierran de manera progresiva y se desplazan desde el extremo de succion
(fondo del estator) hasta el extremo de descarga del estator permitiendo el
bombeo permanente del fluido (Saveth y Klein, 1989, Lea et al., 2003 y Hirschfeldt,
2008). Entre mayor sea el numero de veces que se repitan las lineas de sellado
que separan las cavidades en etapas, asi mismo se incrementara la presion de
manera lineal (Saveth y Klein, 1989).

COMPONENTES

Los componentes de superficie se encargan de proveer y transmitir la energia
necesaria para el funcionamiento del sistema por medio de motores eléctricos o
hidraulicos a las varillas para que estas activen la bomba de subsuelo; soporta el
peso del equipo de fondo y la carga axial del equipo de fondo y sirve de barrera
para evitar la fuga de fluidos en superficie (Lea et al., 2003 y Castillo, 2018).
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Cabezal de rotacion: Es un equipo de accionamiento mecanico que recibe
energia del motor. Consiste en un sistema de rodamientos o cojinetes que
soporta: las cargas axiales del sistema (peso de la sarta de- varillas y la
producida por el diferencial de presion que levanta la bomba), el sistema de
freno, la caja reductora y el sistema de empaques que provee sello en el
cabezal para evitar derrames conocido como “stuffing box” (Chacin, 2003,
Castillo, 2018).

Sistema de transmision: Se encarga de transferir la energia del motor al
cabezal de rotacion (que es transferida a su vez en forma de torque y
velocidad a la sarta de varillas) (Lea et al., 2003). Ademas, soporta al motor
cuando es obligado a trabajar a bajas revoluciones, para evitar dafos por
disipacion de calor. Los tres tipos de sistemas mas usados constan de
correas y poleas; transmisibn a engranajes y transmision hidraulica
(Hirschfeldt, 2008).

Tee de produccion: Este dispositivo dirige el fluido producido proveniente
de la tuberia de produccion a la linea de flujo de superficie.

Motor: Provee la potencia necesaria para accionar la bomba de fondo de
pozo. Generalmente son instalados motores eléctricos, motores hidraulicos,
a gas, a gasolina o motores diésel, siendo los motores eléctricos los mas
utiizados debido a su eficiencia de operacibn y capacidad de
automatizacion (Lea et al., 2003).

Barra pulida: Es un tubo de acero inoxidable, que conecta a la sarta de
varillas con el cabezal giratorio mediante una grapa ubicada en la parte
superior del cabezal (Castillo, 2018).

Los componentes del subsuelo son la parte principal de este sistema de
levantamiento, contienen a la bomba de fondo de pozo (rotor-estator).

Varillas: Es el conjunto de varillas conectadas mediante juntas, que se
ubican dentro de la tuberia de produccién. Se encargan transmitir la
potencia en forma de torque desde la superficie (barra lisa) hasta el equipo
de fondo (rotor). Estan sometidas a esfuerzos de torsion (torque hidraulico,
torque por friccion de la bomba, torque resistivo) y cargas axiales (peso
aparente de la sarta y el peso de columna hidraulica) (Castillo, 2018).

Rotor: Es la Unica pieza movil de la bomba, recibe el movimiento rotativo
generado por el cabezal, transmitido por su conexion a la sarta de varillas
(Hirschfeldt, 2008). Es una varilla individual disefiada en forma helicoidal,
generalmente fabricada en materiales de alta resistencia, como en acero
aleado o en metal. Dependiendo el material elegido para la fabricacion de la
varilla, el porcentaje de solidos y su naturaleza abrasiva y los costos, la
varilla se reviste por sustancias como cromo endurecido, carburo de
tungsteno, boro, niquel y ceramica, que la protegen contra la abrasion de
los so6lidos y reducen la abrasion entre el rotor/estator. (Lea et al., 2003).
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e Estator: Externamente esta integrado por una camisa de acero que forma
parte del extremo inferior de la tuberia de produccion y protege al
revestimiento interno conformado por un elastomero sintético moldeado en
un perfil de doble hélice.

Los elastomeros son la base de este sistema de levantamiento ya que son
los elementos méas delicados de la instalacion y los que proveen la
interferencia entre el rotor y el estator. En su fabricacion se utiliza una
amplia variedad de materiales elastoméricos que tienen resistencia quimica
a una amplia gama de fluidos, resistencia térmica, capacidad elastica y
resistencia a la fatiga mecanica. La mayoria de elastomeros son fabricados
en base nitrilica, hidrogenacion catalitica o fluorocarbono (Chancin, 2003).
A pesar de los avances en la fabricacion de los elastdbmeros, existen
limitaciones que incluyen la gravedad del petrdleo (<40 API), la temperatura
(<350 ° F), la concentracién de CO2 (<2% en solucion), la concentracion de
H2S (<15% en solucion) y la compatibilidad sustancias utilizadas en
tratamientos y algunos quimicos EOR (Lea et al., 2003).

e Tubing: Es el conjunto de tuberia que dirigen los fluidos de produccion
desde el fondo de pozo hasta superficie. Sirve como guia a la sarta de
varillas.

e Ancla anti-torgue: Debido al movimiento de rotacion de la sarta de varillas
(hacia la derecha) y a las vibraciones generadas por la friccion rotor-estator,
la tuberia tiende a girar en su sentido de desenroscamiento (hacia la
derecha). Este dispositivo mecénico, evita el desenrosque de la tuberia y
del estator. Se instala en la parte inferior del niple de paro y se fija al
revestidor mediante cufias (Chacin, 2003).

e Niple de paro: Es un componente de la bomba y va roscado al extremo
inferior del estator. Sirve como punto tope al rotor, para espaciar el rotor
respecto al estator (destina un espacio libre que permite la elongacién del
rotor y de la sarta de varillas); en caso de rotura o desconexion de los
componentes moviles, no permite que los elementos desconectados
lleguen a fondo de pozo, ademas permite conectar accesorios como: ancla
de gas, filtro de arena, ancla antitorque, etc (Chacin, 2003).

Segun Chacin (2003), Heinze, Winckler y Lea (1995), Lea y Nickens (1999),
Hirschfeldt (2008) y Lea et al. (2003), las ventajas y desventajas de este sistema
de levantamiento son:

VENTAJAS

- Econbmicamente requiere una inversion inicial relativamente baja; es de
bajos costos de instalacion, operacion y mantenimiento.

- Su impacto auditivo y visual es reducido. No requiere espacios amplios para
su instalacion.

- Buen manejo de sélidos y parafina.
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- Buen manejo de crudos medianos y pesados.

- Producen de bajas a medianas tasas.

- Puede instalarse en pozos relativamente profundos, verticales, inclinados,
altamente desviados, horizontales y con alto contenido de agua.

- Buena eficiencia energética (el requerimiento de energia disminuye a
medida que aumenta la produccion).

- Debido a las bajas velocidades de operacion, la bomba puede mantenerse
durante largos periodos de operacion en el fondo del pozo, salvo que esté
Sujeta a ataque quimico, desgaste excesivo 0 se instale a profundidades
superiores a 4000 o 6000 pie.

- Tolera altos porcentajes de gas libre, la bomba no se bloquea con el gas.
Sin embargo, el elastémero del estator puede recalentarse.

- Buen manejo de fluidos arenosos y abrasivos. No suele obstruirse por
sélidos, parafinas, yeso o scale.

- Instalacién sencilla y operacién silenciosa.

- Bajo mantenimiento.

DESVENTAJAS

- Su capacidad de desplazamiento real varia entre 2000 bls/dia y 4000
bls/dia.

- Su aplicacion se limita a profundidades entre 6000-15000 pies; a
temperaturas de fondo de pozo menores a 350 °F.

- Tasa de produccién limitada por la profundidad.

- Los compuestos de caucho en el fondo de pozo pueden hincharse o
deteriorarse al someterse a altas temperaturas o en presencia prolongada
de gases como el H2S o de los fluidos de produccion.

- Debido a que es una tecnologia relativamente nueva, la experiencia en el
disefio, instalacién y operacion del sistema es limitado.

- Los componentes de la bomba (rotor-estator) no son intercambiables y son
incompatibles entre diferentes modelos y marcas.

- El estator tiende a dafiarse cuando la bomba trabaja en seco.

- En pozos desviados, el contacto entre la sarta de varillas y el tubing de
produccién causa desgaste.

- La presencia de gas libre disminuye la eficiencia de la bomba.

- Se requiere de una unidad de workover para el mantenimiento del equipo
de subsuelo

- Dificil deteccidén de fallas en subsuelo.
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Figura 14. Elementos del bombeo de cavidades progresivas.

Fuente: Adaptado de Hirschfeldt, 2008. Manual de Bombeo de Cavidades
Progresivas.

2.2. BOMBEO ELECTRO SUMERGIBLE

Las bombas sumergibles eléctricas (BES) han sido reconocidas durante los
altimos aflos como un sistema de levantamiento artificial de gran velocidad y su
uso ha venido incrementandose. Si las condiciones son las adecuadas puede
producir hasta 80.000 barriles de fluido por dia. El capital inicial a menudo es
atractivo y mucho mas bajo que otros SLA. Las BES ayudan a las empresas
operadoras a maximizar las tasas de flujo de produccion a la vez que reducen la
inversion. Ademas, es comun para la produccibn de crudos pesados Yy
extrapesados. La flexibilidad de esta tecnologia lleva a producir bajo muchas
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condiciones entre ellas: abrasivas, alto GOR, altas temperaturas, viscosidad y
profundidades mayores. (Clegg, 1988 y Liu, 2007)

Los primeros ESP se introdujeron en Rusia. El uso de los mismos se dio en los
Estados Unidos en el aio de 1926.

PRINCIPIO DE FUNCIONAMIENTO

El principio de funcionamiento de la bomba centrifuga ubicada en el subsuelo es la
rotacion, ésta permite que los fluidos asciendan desde el fondo hasta la superficie
del pozo. Desde la superficie se alimenta a través de un cable eléctrico que
transmite energia a un motor ubicado en el fondo del pozo, que a su vez
proporciona la potencia para que la bomba opere. Por lo anterior, este sistema de
levantamiento requiere alto suministro de energia, potencia y control en
comparacién con otros métodos (Figueroa y Tibaduisa, 2016).

Las bombas sumergibles eléctricas se dividen en dos partes: Componentes de
superficie y de fondo.

Segun Ramirez (2004) las descripciones de los equipos de fondo son las
siguientes:

Sensor: Es un dispositivo electrénico capaz de soportar altas presiones y enviar
sefales a superficie a través de un cable eléctrico. Este se conecta al motor a
través de un cable de alimentacién y un cable de sefal. Ademas de detectar las
presiones de succion también interpreta temperaturas del aceite dieléctrico del
motor y de la succién, vibracion, corriente de fuga y flujo.

Motor: La funcion del motor como ya se mencion6 anteriormente es la de impulsar
la bomba para que lleve los fluidos hasta superficie. El motor es eléctrico y trifasico
(se encuentra lleno de aceite para enfriamiento y lubricacién). Sus componentes
son: rotor, estator, cojinetes del motor, eje, zapata del motor, blogue aislante,
aceite dieléctrico, carcaza y bujes.

Seccidn sellante: Conecta la flecha del motor con la de las bombas. Entre sus
funciones estan el evitar la migracién de fluidos dentro de los motores, ecualizar la
presion del anular con el aceite dieléctrico y aislar el fluido del pozo a través de
una serie camaras.

Separador de gas: Es necesario en pozos donde el volumen de gas libre sea muy
alto. Existen dos tipos, el primero es el estatico en donde el gas que es absorbido
por el separador continda su elevacion por el anular, mientras a los demas fluidos
se le empuja hacia una camara inferior para que luego logren ser expulsados de
forma ascendente, y el segundo es el centrifugo que a través de un proceso de
centrifugacion separa al gas haciéndolo que se pegue a la flecha para que sea
direccionado por el anular.
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Bomba: Es de tipo centrifugo de multiples etapas, cada una consta de un impulsor
y un difusor. EI nUmero de etapas determina la carga total generada y la potencia
gue se requiere.

De acuerdo a Jaramillo (2011) los equipos de superficie son:

Transformador: Se usa para convertir el voltaje de la red de distribucion al
requerido por los equipos de superficie y para alimentar al motor del fondo. El
transformador es necesario para regular el voltaje tanto de los tableros de control
como del variador de frecuencia. Se puede utilizar un solo transformador trifasico o
un conjunto de transformadores monofasicos.

Tablero de control: Suministra la potencia eléctrica que demanda el motor. Es
desde donde se controlan la operacion de todos los equipos de fondo y monitorea
todo el sistema de produccion. Hay tres tipos de tableros: el arrancador director
(switchboard), el arrancador suave (soft starter) y el variador de frecuencia o
controlador de velocidad variable (VSD).

Caja de venteo: Se instala por seguridad entre el cabezal del pozo y el tablero de
control. Las tareas de esta son: proporcionar un punto para conectar el cable
proveniente del controlador al cable del pozo, dar el paso a la atmésfera del gas
gue viene desde el fondo del pozo por el cable de potencia y facilitar puntos de
prueba accesibles para la revision eléctrica de los equipos de fondo.

Cabezal de pozo: Su disefio estd dado para que soporte el peso de todo el
equipo de subsuelo y para mantener el control del pozo en el anular y el tubing.
Desde alli se instala el cable de potencia con un sello. Incluye estranguladores
ajustables, colgadores de la tuberia de produccion y valvulas de alivio.

Este SLA cuenta con algunas ventajas sobre otros, pero a pesar ampliamente
usado, tiene algunas limitaciones que se mencionaran a continuacion:

VENTAJAS

- Puede producir volimenes altos de fluido.

- Necesita poco espacio para su instalacion.

- Es aplicable en off-shore

- Facilidad para llevar a cabo el tratamiento de corrosion y de incrustaciones.
- Tiene buena capacidad para tratar crudos livianos y pesados.

- Cuenta con una eficiencia alta.

- Su operacion es simple.

- Es aplicable en pozos desviados.

DESVENTAJAS

- Solamente es aplicable si cuenta con energia eléctrica.
- Tiene baja capacidad para manejar gas libre.
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- Esinfructuoso en pozos con baja produccién y poca profundidad.

- La necesidad del cable hace que la profundidad sea muy limitada debido a
los costos y a la insuficiencia de potencia que podria llegar a tener el fondo
del pozo.

- La produccion de gas y soélidos genera problemas.

- Presenta limitaciones en el tamafio del revestimiento.

- Es un equipo costoso lo que conlleva a una inversioén inicial muy alta.

- Con crudos muy viscosos baja su eficiencia.

TransforMmador >

Cabezal de pozo y
mandril eléctrico Tablero de

conmutadores —
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L Cable redondo
Empaque
Cable plano

—

Revestimsento Bomba

Separador
Protector

Motor

»

—::*i > 4 TrieA duw vy -'.A o2 -.'Ari'n_o a =

Figura 15. Elementos del Bombeo Electro-sumergible.
Adaptado de: Amao, 2014. Artificial lift methods and surface operations.
2.3. LEVANTAMIENTO POR GAS

Este sistema de levantamiento comenz6 a ser usado desde la década de 1920.
Actualmente, es el segundo sistema mas utilizado en el mundo, principalmente en
pozos costa afuera (Aliyev, 2013 y Clegg et al., 1993).

En el Levantamiento por Gas se complementa el flujo natural mediante la
inyeccion de un volumen de gas comprimido a alta presion en la columna de
fluidos de produccion. Dicha inyeccion tiene dos impactos que provocan el
levantamiento de los fluidos de fondo de pozo a superficie: La expansion de la
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fase liquida (por propiedades PVT) y la disminucion de la densidad del petréleo
crudo, que reduce la presion hidrostatica y la resistencia al flujo de los fluidos
(Aliyev, 2013).

Una instalacion de levantamiento por gas, como la de los demas sistemas, se
compone del equipo de superficie y de subsuelo, cuyos componentes dependen
del tipo de levantamiento por gas implementado en el campo (Schlumberger Well
Completions and Productivity, 1999, Carrillo, 2002 y Mufioz y Torres, 2007).

El equipo de superficie consta de:

Ensamblaje de cabeza de pozo.

Choque (para flujo continuo).

Choque de control de tiempo en los ciclos (para flujo intermitente).
Compresores de gas o fuente de gas de alta presion.

Lineas de distribucién de gas.

Separadores (gas/aceite/agua).

Equipos de medicidn y control (registradores de presion y medidores de
gas).

Al equipo de subsuelo lo conforman:

e Mandriles: Son secciones de piezas tubulares ensambladas a la tuberia de
produccion que funcionan como medio para insertar y proteger las valvulas
de inyeccidn.

e Valvulas: Permiten el paso en una sola direccién del gas que se encuentra
en el anular a la tuberia de produccién (o viceversa en el gas continuo
anular), a la presion y el volumen requerido a condiciones de pozo. Su
funcionamiento es regulado por la presién del gas en el anular y por la
presion del fluido en la tuberia, a medida que cambian las condiciones en el
pozo, las valvulas se abren o cierran.

e Sarta de produccion y tuberia de revestimiento.

e Empaque de subsuelo: Aislan el anular de la tuberia.

Existen dos tipos basicos de levantamiento por gas utilizados en la industria: el
levantamiento por gas continuo y el intermitente.

La mayoria de los pozos con levantamiento por gas son producidos por
Levantamiento por gas continuo, este método es una prolongacién del flujo natural
del pozo. Funciona mediante la inyeccion continua de una corriente controlada de
gas en la columna de fluidos, para producirla bajo condiciones de flujo continuo. El
gas es inyectado en un punto inferior al nivel estatico del fluido mediante valvula
de operacién, el fluido que se encuentra por encima de la valvula abierta, es
mezclado con la columna de gas inyectada, lo que provoca la reduccion de su
densidad y su levantamiento hacia la superficie. A medida que el pozo es
descargado, las valvulas estan disefiadas para cerrarse cuando la relacion entre la
extraccion del pozo y la presion de inyeccién disponible permiten que se inyecte el
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gas necesario por medio de la valvula inferior (hasta llegar a la vélvula de mayor
profundidad posible). En este tipo de levantamiento, la inyeccién de un volumen
continuo de gas inyectado conlleva a una produccién estable y fija de grandes
volimenes de liquido (Schlumberger Well Completions and Productivity, 1999,
Heinze et al., 1995 y Maggiolo, 2004).

Es utilizado principalmente en pozos con alto indice de productividad y de alta
presion estatica; para la produccion de grandes voliumenes, entre 100 y 30000
bopd. El levantamiento por gas continuo es la mejor opcidn para formaciones con
presencia de acuifero, yacimientos sometidos a inyeccién de agua o con altos
indices de GOR (Clegg et al., 1993).

VENTAJAS

- Las altas tasas de GOR son Utiles.

- Permite producir altos volumenes de fluido.

- Excelente manejo de arena y solidos.

- El equipo puede ser centralizado.

- Las véalvulas pueden ser recuperadas por el cable o la tuberia.

- Puede ser implementado en pozos desviados con minimos problemas y en
ambientes offshore.

DESVENTAJAS

- El suministro de gas debe mantenerse durante toda la vida util del pozo (el
suministro deficiente de gas puede detener la produccién).

- Se requiere una gran cantidad de gas a alta presion para lograr alcanzar la
profundidad deseada.

- Frecuentemente requiere alta inversién capital, el costo de operacion de
energia es grande. Igualmente, el costo de los compresores es
considerable y el manejo de altas cantidades de gas contribuye al uso de
un mayor numero de separadores.

- Ineficiente en sistemas con bajo volumen.

- Baja eficiencia energética.

- Problemas de congelacion y formacién de hidratos (en manifold) en las
lineas de superficie en climas extremadamente frios.

En el levantamiento por gas intermitente, la inyeccion de gas dentro de la columna
de fluidos ocurre en forma ciclica. En este sistema el flujo es interrumpido durante
un tiempo determinado, para permitir la acumulacion de liquido dentro de la
tuberia que sera levantada de manera intermitente. Al mismo tiempo, el gas se
acumula dentro del anular, hasta que la presion en el anular supera a la presion de
apertura de la valvula de operacion (casi siempre la valvula ubicada a mayor
profundidad). La apertura de la valvula, permite que, el volumen de gas
acumulado, entre a la tuberia y desplace al slug de fluido. A medida que el slug
sube por la tuberia, las valvulas superiores a la valvula de operacién pueden
abrirse para aportar energia. Cuando ya se ha inyectado suficiente gas para
transportar hasta superficie el slug, el controlador de superficie se cierra, la
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inyeccién se detiene y las valvulas de inyeccion también se cierran, para dar lugar
nuevamente a la acumulacion de fluidos (Schlumberger Well Completions and
Productivity, 1999 y Maggiolo, 2004).

El levantamiento intermitente de gas generalmente es recomendado en: pozos con
bajos indices de productividad y alta presion hidrostatica de fondo (BHP); en
pozos con altos indices de productividad y baja presion hidrostatica de fondo;
cuando la presion del yacimiento se ha reducido y por lo tanto también se ha
reducido la tasa de produccion (aproximadamente menor a 200 bopd); donde ya
esta instalado un sistema de levantamiento por gas y donde hay un suministro de
gas a alta presion a bajo costo (Clegg, J. D. et al., 1993).

VENTAJAS

- Se puede usar en pozos offshore.

- El equipo puede ser centralizado.

- Las vélvulas pueden ser recuperadas por el cable o la tuberia.

- Buen manejo en pozos de alto GOR.

- Buena opcion para pozos con un mal dogleg, que producen algo de arena.

DESVENTAJAS

- Debe tener una fuente de gas permanente.

- Esta limitado a pozos de bajo volumen

- Necesidad de "encendido / apagado" de gas a alta presion, que presenta un
problema de manejo de gas en la superficie y provoca un aumento en la
presion del fondo de pozo que no puede tolerarse en muchos pozos que
producen arena.

- No es capaz de producir a una velocidad tan alta como la elevacién de gas
de flujo continuo.

- Laelevacién intermitente de gas requiere ajustes frecuentes.
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Figura 16. Tipos de levantamiento por gas.
Fuente: Adaptado de Maggiolo (2004). Gas Lift Basico. Maracaibo: ESP OIL.
2.4, BOMBEO HIDRAULICO TIPO JET

El bombeo hidraulico tipo jet consiste en la produccion de aceite a partir de la
mezcla del fluido de yacimiento con un fluido a alta presion bombeado desde la
superficie hasta el fondo del pozo. Este método se ha utilizado por mas de 20
afios en todo el mundo. Pero, a pesar de su simplicidad, no es ampliamente
difundido, especialmente en aceites pesados. (De Ghetto y Riva, 1994). Este
método no tiene ninguna bomba en movimiento, por lo tanto, el gas y la arena
libres no crean problemas para la bomba de subsuelo. Su eficiencia esta entre
20% y 30%, es decir es baja. En este sistema se inyecta fluido de energia a través
de la tuberia a la bomba. La velocidad del fluido de potencia aumenta en la
boquilla y se mezcla con el fluido producido en la garganta de la bomba. Por lo
anterior, la presion del fluido de potencia se transfiere al fluido producido
aumentando su energia cinética (Aliyev, 2013).

PRINCIPIO DE FUNCIONAMIENTO

Brown (1984) afirma que su funcionamiento se da de la siguiente manera: el fluido
de potencia ingresa a la parte superior de la bomba desde la tuberia y pasa a
través de la boquilla, donde practicamente toda la presion total del fluido de
potencia se convierte en un cabezal de velocidad. El jet de la boquilla se descarga
en la camara de entrada de produccién, que estad conectada a la entrada de la
bomba para fluidos de formacion. El fluido de potencia arrastra el fluido de
produccion y esta combinacién entra a la garganta de la bomba. Alli se hace una
mezcla completa en donde el fluido de potencia le transfiere energia e impulso al
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fluido de produccion. Lo anterior conlleva a que el fluido resultante sea capaz de
vencer el gradiente del retorno de produccion.

El bombeo hidraulico tipo jet tiene equipo superficial y subsuperficial
Solipet (2009) describe los siguientes componentes:
EQUIPO DE SUPERFICIE:

Tanque de almacenamiento de fluido motriz: en este tanque esta contenido el
fluido motriz que se inyecta al pozo. El fluido motriz debe garantizar que la bomba
sea eficiente, que se eleve la presion de descarga de la bomba de fondo y que se
mejore la productividad. El fluido motriz puede ser petréleo crudo o agua tratada.

Bombas booster: este tipo de bombas proporciona la energia necesaria para
succionar y transportar el fluido motriz desde el tanque hasta la bomba de alta
potencia enviando el fluido con la presién suficiente para que funcione de manera
correcta.

Bombas de alta potencia: es la que proporciona la potencia requerida para la
inyeccion del fluido motriz hasta la bomba hidraulica del subsuelo. También son
llamadas bombas triplex vertical o una bomba HPS. Son accionadas por un motor
eléctrico o de combustion interna.

Tuberias: se necesitan dos tipos de tuberias para el recorrido del fluido, ya que no
siempre estd en el mismo caudal, estas son: la tuberia de alta presién que se
utiliza para transportar el fluido de inyeccion desde la planta hasta el cabezal de
pozo; y la tuberia de baja presion que se instala desde la salida de produccién del
pozo hasta la instalacion de almacenamiento.

Cabezal de pozo: en el bombeo hidraulico se usan los cabezales de cuatro vias y
el tipo arbol de navidad. El cabezal de pozo tiene una véalvula maestra que esta
conectada con el tubing y el casing a través de lineas de inyeccion y produccion.

EQUIPO SUBSUPERFICIAL:

Bombas jet: en estas bombas lo que méas se resalta es que no poseen partes
moviles, el bombeo se da por la transferencia de energia entre las dos corrientes
de fluido, el fluido motriz pasa a través de la boquilla de la bomba, luego debido a
la reduccion de la presion por la alta velocidad del fluido motriz, el fluido producido
se introduce en la garganta y se mezcle con el fluido mencionado anteriormente,
por ultimo en el difusor se convierte la energia potencial en cinética y luego en alta
presiéon haciendo que el fluido producido llegue hasta la superficie. La gran ventaja
de que no haya partes moviles es que soportan los fluidos abrasivos y la corrosion
de los fluidos. Las bombas jets pueden ser de circulacion estandar y circulaciéon
inversa. En la de circulacion estandar el fluido motriz es inyectado por la tuberia de
produccion y se produce por el anular (tuberia de produccion-tuberia de
revestimiento), en cambio en la circulacion inversa la inyeccion se da por el anular
y la produccion por el tubing.
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Castro y Rodriguez (2017) mencionan las siguientes ventajas y desventajas en el
sistema de bombeo hidraulico tipo jet:

VENTAJAS

- Flexibilidad en la tasa de produccion.

- Calculo de la Pwf en condiciones fluyentes.

- La bomba jet, por no tener partes moviles, tiene larga duracion y menor
tiempo en mantenimiento.

- Se puede instalar en pozos desviados.

- Bombea todo tipo de crudos.

- Las bombas de subsuelo pueden ser circuladas o recuperadas
hidraulicamente.

- Se puede optimizar facilmente cambiando el tamafio de la boquilla y la
garganta.

- Puede manejar fluidos corrosivos y abrasivos.

DESVENTAJAS

- Las bombas jet requieren de una alta potencia.

- Tienen una eficiencia menor a 33%.

- Requieren tener un nivel de sumergencia del 20% para desempefiarse
adecuadamente.

Tanque de
almacenamiento

Separador

il Eductor

Revestmiento / L

Bomba
o / hidrbulica

Figura 17. Elementos del bombeo hidraulico tipo jet.

Fuente: Adaptado de Perfoblogger, 2014. Métodos de produccién de petréleo.
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ANEXO 3. GENERALIDADES DEL ANALISIS NODAL

Los fluidos de interés en la industria petrolera son transportados desde el
yacimiento (medio poroso), a través de las terminaciones, la tuberia de produccion
y sus restricciones, las valvulas de presion superficiales, la estrangulacion de
superficie, las lineas de flujo, hasta los separadores en lo que se conoce como
sistema de produccion (Zhou, Banerjee y Proano, 2016 y Beggs, 1991).

S
e
5 = I
) .
L1~ NODO POSICION
L] 1 Separador
2 Estrangulador
3 Cabezade pozo
]LEJ 4 Valvula de seguridad
5  Restriccion
6 Pwf
— 7 Pwfs
&8 Pr
1A  Gasoducto
1B Tangue de almacenamiento

Figura 18. Localizacion de nodos en el sistema de produccion.
Fuente: Adaptado de Beggs, 1991. Production Optimization Using Nodal Analysis.

El movimiento y levantamiento de los fluidos requiere energia para superar las
pérdidas de presion por friccidbn que ocurren a lo largo del sistema de produccion.
Estas pérdidas o caidas de presion varian en funcién de la complejidad del
sistema de producciéon (de la restriccion al flujo), de las caracteristicas y la
composicién de los fluidos y del caudal de flujo transportado. De manera que, la
cantidad de fluidos que fluyen desde el yacimiento, depende de las caidas de
presién en la tuberia y viceversa, por lo tanto, en el disefio final de un sistema de
produccion, debe analizarse como una unidad el comportamiento del yacimiento y
el de las tuberias (Beggs, 1991).

La pérdida total de energia del sistema puede expresarse como la sumatoria de
las pérdidas en cada uno de los componentes, o como la diferencia entre las
presiones fijas del sistema que no son funcion del caudal, es decir entre la presion
inicial en el yacimiento (Pyto) y la presién final de salida del sistema, que suele
ser la del separador (Psep). La Figura 16 ilustra los componentes donde ocurren
las pérdidas de presion a través del sistema de produccién anteriormente descrito
(Beggs, 1991).

El analisis nodal es una técnica que evalla el rendimiento de sistemas de
produccion integrados, a partir de la division de los mismos en segmentos que
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permiten analizar las caidas de presion en el pozo y el yacimiento, detectar los
puntos de restriccion al flujo y cuantificar su impacto sobre la capacidad de
produccion, con el fin de optimizar al sistema (Zhou, Banerjee y Proano, 2016,
Beggs, 1991 y Brown y Lea, 1985)

El proceso del andlisis nodal inicia con la seleccion de un nodo o punto especifico
del sistema de produccién, donde ocurren cambios de presion. Como
consecuencia de la seleccion del nodo, el sistema se segmenta en dos partes, los
componentes aguas arriba del nodo (upstream) o que lo anteceden comprenden la
secciéon de entrada (Inflow), mientras que la seccién de salida (Outflow) se
conforma por los componentes aguas abajo del nodo (downstream). La presion del
nodo puede ser calculada en ambas direcciones mediante las expresiones
mostradas a continuacion, las cuales toman como punto de referencia las
presiones fijas nombradas anteriormente (Beggs, 1991).

Inflow: Pyto — YA P (Componentes aguas abajo) = P nodo
Outflow: Psep + YA P (Componentes aguas arriba) = P nodo
Donde:

Pyto es la presion del yacimiento.

Psep es la presion del separador.

Para cada uno de los posibles nodos, existe una relacion entre el caudal que
circula por este y la caida de presién que debe satisfacer los siguientes requisitos:

1. El caudal que entra al nodo es equivalente al flujo que sale del nodo.
2. Solo existe una presion en el nodo para un determinado caudal.

Debido a dicha relacién, la presion del nodo vs. Caudal puede ser graficado,
mediante dos curvas que representan las capacidades de entrada y de salida
(Inflow y Outflow, respectivamente), cuya interseccién satisface los requisitos
expuestos previamente y representa el punto de operacién para el sistema
propuesto (Beggs, 1991).
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Figura 19. Representacion grafica de las curvas Inflow y Outflow
Fuente: Adaptado de Beggs, 1991. Production Optimization Using Nodal Analysis.

El efecto de cualquier cambio en alguno de los componentes o en una de las
presiones fijas, como resultado de la deplecién del yacimiento o del cambio de las
condiciones del separador, en la capacidad de produccion, puede ser evaluado
recalculando la relacion entre la presion del nodo y el caudal y graficando las
modificaciones. Dependiendo la ubicacion del componente cuyas caracteristicas
cambian, asimismo se desplazaran las curvas, es decir, si el cambio ocurre en un
componente que antecede al nodo, solo la curva de entrada se desplazara, sin
embargo, el desplazamiento de cualquiera de las curvas, modifica el punto de
interseccion entre ellas (Beggs, 1991).

Cuando el nodo es ubicado en el fondo de pozo, es decir, que la presiéon
corresponde a la Pwf, la representacion grafica de la presién vs caudal, tiene dos
curvas: Oferta y Demanda. La primera corresponde a la presion con la cual un
caudal especifico entra al nodo, y la segunda a la energia que necesita el pozo
para transportar los fluidos desde el nodo hasta la superficie (Figueroa y
Tibaduisa, 2016).

La curva de Demanda también se denomina Inflow Performance Relationships
(IPR) y la Curva de Oferta, Vertical Lift Performance (VLP). La figura 17 ilustra la
interseccion de las dos curvas mencionadas anteriormente, dicho punto de
encuentro representa la capacidad de produccion del pozo a una presiéon de fondo
dada. Cuando no existe un punto de interseccién entre las curvas, se puede
concluir que, el pozo no fluye naturalmente y requiere por ende un sistema de
levantamiento artificial (Figueroa y Tibaduisa, 2016) (Platas, 2016).

95



Beggs (1991) destaca las siguientes aplicaciones del analisis nodal:

Predecir el comportamiento de flujo a condiciones actuales y al variar condiciones

en algunos de los nodos del sistema.

Dimensionamiento de la tuberia de produccion y de las lineas de superficie.

Dimensionamiento de choques, valvulas y equipos en general.
Disefio y seleccion de los equipos del sistema de levantamiento artificial.

Predecir el impacto de la deplecion en la capacidad de produccion.

Evaluar el efecto de la estimulacién de la formacion sobre la capacidad de

produccién.
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