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Resumen. En la Faja Petrolifera del Orinoco (FPO) es practica comun el uso de los
pozos horizontales para incrementar el area de contacto con el yacimiento y, por
ende, un incremento en la productividad del mismo. En el presente Trabajo Especial
de Grado (TEG) se determind y cotejo la productividad real de los pozos horizontales
evaluados en las macollas 2, 3 y 4 del Campo Cerro Negro |, con seis ecuaciones
disponibles en la literatura tanto para el calculo de tasa de produccién de petréleo e
indices de productividad para pozos horizontales. La ecuacién que mejor se ajusto a
los valores reales medidos fue la ecuacion de Cho y Shah (2001). Con el propdsito de
aumentar la productividad de los pozos en estudio, se evalud la aplicacion de
tecnologias de reduccién de dafio (tratamiento con surfactante) y reducciéon de
viscosidad (calentamiento con cable eléctrico e inyeccion de diluente en el fondo de
la seccidn horizontal del pozo), por analogia con experiencias realizadas en campos
vecinos como Petrocedefio, Petropiar y cercanas como Sinovensa, en las cuales se
obtuvieron incrementos de productividad hasta de 50%, 30% vy 100%
respectivamente. Se desarrolld una herramienta computacional en Microsoft Excel,
capaz de determinar la tasa de produccidn, indice de productividad, dafio presente en
el pozo, dafio a remover por la estimulacion con surfactante, viscosidades aparente
producto de las tecnologias de reduccién de viscosidad y, adicionalmente calcula la
tasa de diluente a inyectar, tasa de la mezcla y la viscosidad de la mezcla. Finalmente,
se evalud la rentabilidad econdmica de las tecnologias seleccionadas para aumentar la
productividad de los pozos horizontales ya perforados en el yacimiento la tecnologia
que dio mayor rentabilidad fue la inyeccion de diluente en el fondo de la seccidn
horizontal con un TIR mayor al 15% y duplica el VPN con respecto a la segunda méas
rentable (surfactante).
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INTRODUCCION

El uso de la tecnologia de perforacion con pozos horizontales ha alcanzado altos
niveles de aceptacion en el ambito nacional y mundial debido a los beneficios y
ventajas que la misma presenta en comparacion con la perforacién convencional
(vertical y direccional), representando una de estas ventajas el incremento del area del

contacto con el yacimiento y por ende un incremento en la productividad del mismo.

Sin embargo, las predicciones y posteriores evaluacion del desempefio de la
productividad de los pozos horizontales son frecuentemente imprecisas, debido
presumiblemente a una representacion inadecuada de varios parametros en el disefio
de los pozos horizontales y/o del mismo yacimiento, en los modelos mas simples

usados a menudo para estimar su desempefio.

Los pozos a evaluar tienen mas de diez afios de produccion, por bombeo mecéanico,
mediante bombas de cavidad progresiva. A la fecha, los pozos han declinado
alrededor de 15% anual. Es, por esto, que la realizacion de este trabajo tiene como
finalidad evaluar : a) la tecnologia de reduccion de dafio y b) las tecnologias para
reducir la viscosidad del crudo, con la finalidad de optimizar la productividad actual
de los pozos horizontales de las macollas 2, 3 y 4 perforados en el yacimiento
Morichal del Campo Cerro Negro 1.

Para llevar a cabo este trabajo, se aplicaran modelos matematicos existentes para
determinar la productividad de los pozos horizontales y luego, mediante simulacién,
se analizaran las tecnologias propuestas para optimizar la productividad de los

mismos, incluyendo la rentabilidad econdmica de la tecnologias seleccionadas.

Posteriormente, se procedera a la discusién de los resultados obtenidos con miras a
mejorar el andlisis que se realizara y finalmente, se construirdn las conclusiones y

recomendaciones que surjan de la investigacion.
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1.1 .-El Problema

El uso de pozos horizontales es ahora practica comin en la industria petrolera. En las
arenas no consolidadas de la Faja Petrolifera del Orinoco se ha masificado la
perforacion de pozos horizontales desde el afio 1998, habiéndose perforados casi tres
mil pozos hasta la fecha. Segun informes técnicos de la empresa Petromonagas, una
de las primeras empresas que perforé pozos horizontales en el area es Petromonagas
(antigua OCN), la cual cuenta con 220 pozos distribuidos en 12 macollas. De éstas,
las macollas 2, 3 y 4 agrupan 59 pozos y tienen mas de diez afios de produccion, por
bombeo mecanico, mediante bombas de cavidad progresiva. A la fecha, los pozos han
declinado alrededor de 15% anual y se desea evaluar tecnologias que mejoren la
productividad de dichos pozos horizontales, atn en sus etapas iniciales. Para resolver
el problema planteado se formulan las siguientes interrogantes: Como evaluar la
productividad de los pozos horizontales? ¢ Cual tecnologia de reduccion de dafio y de
reduccion de viscosidad genera mayor productividad en los pozos horizontales de las
macollas 2,3 y 4 perforados en el yacimiento Morichal del Campo Cerro Negro 1?,
¢Se puede optimizar la productividad de los pozos?

1.2 .-Objetivo General:

Optimizar la productividad de los pozos horizontales de las macollas 2, 3 y 4

perforados en el yacimiento Morichal del campo Cerro Negro .
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1.3.-Objetivos Especificos:

1. Generar una base de datos con la informacion necesaria de los pozos de las
macollas y del yacimiento.

2. Determinar vy cotejar la productividad real de los pozos horizontales con un
minimo margen de incertidumbre.

3. Evaluar la aplicacion de tecnologias de reduccion de dafio y reduccion de
viscosidad para maximizar la productividad de los pozos horizontales.

4. Evaluar la rentabilidad econémica de las tecnologias seleccionadas para
aumentar la productividad de los pozos horizontales ya perforados en el

yacimiento.

1.4.- Alcance

Este proyecto tiene como alcance optimizar la productividad de los pozos
horizontales de las macollas 2, 3 y 4 perforados en el yacimiento Morichal del Campo
Cerro Negro |I. Este estudio se basa en la aplicacion de los modelos matematicos
existentes para estudiar la productividad de los pozos horizontales y estimar la
aplicacion de las tecnologias seleccionadas por medio de simulacion que permitan
maximizar la productividad de los pozos y por tanto la del campo. Finalmente evaluar

la rentabilidad econdmica en el area.

1.5 .-Justificacion Del Trabajo De Investigacion

El presente trabajo busca determinar el (los) modelo(s) matematico(s) que
representen los parametros mas sensibles del pozo y/o del yacimiento para evaluar el
desempefio de su productividad con un minimo margen de incertidumbre y, acorde al
yacimiento en estudio, originar un esquema de optimizacion de la productividad de

los pozos existentes en el yacimiento Morichal del campo Cerro
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2.1 .-Pozos Horizontales

Los pozos horizontales son perforados idealmente paralelos a los planos horizontales
de un yacimiento de determinado espesor. Esta técnica se utiliza para aumentar el
area de contacto del pozo con el yacimiento, lo cual conlleva a la optimizacion de la
productividad y del recobro de reservas, tienen amplia aplicacion en yacimientos que
muestran alta permeabilidad vertical, o exhiben problemas de conificacion de agua
y/o gas. La figura 2.1 muestra un diagrama de un pozo horizontal. La longitud de la
seccion horizontal dependera de la extension del yacimiento, del area que se estime
drenar y las condiciones tanto de perforacion como de produccion. Generalmente esta

seccion no esta cementada, ™

Los pozos horizontales pueden acelerar el proceso de recobro por segregacion
gravitacional, esto debe ser considerado cuando se planifica el desarrollo de un

campo.

Los pozos horizontales son utilizados para proyectos que requieren la inyeccién de
fluidos, en donde existe una amplia area de drenaje y como consecuencia un aumento

en la inyectividad, lo cual se traduce en un aumento en el recobro de las reservas.

El término ‘’pozo horizontal’’ se refiere a pozos de 90 grados de inclinacion con
respecto a la vertical, pero también se denominan pozos horizontales aquellos con un
angulo de desviacion no menor de 86 grados. Este presenta una fractura de
conductividad infinita donde la altura de la fractura es igual al diametro de la seccién

horizontal del pozo.
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[Seccion
horizomtal

Figura 2.1. Diagrama de un Pozo Horizontal. [1]

2.2 .- Aplicabilidad De Los Pozos Horizontales P! ¥

e En yacimientos de Crudos Pesados, ya que en la produccién mediante un
pozo horizontal las caidas de presion son mas bajas y permiten retardar la
conificacion del agua y el gas, al presentar éstos una mayor movilidad que
el crudo por tener menor viscosidad que el petroleo.

e En Yacimientos de Espesor Delgado, ya que el pozo se comporta como una
fractura de conductividad infinita con la longitud de la fractura igual a la del
pozo horizontal.

e En la Recuperaciéon Mejorada de Petroleo, en procesos tales como: la
inyeccion de agua, fluidos miscibles y recuperacion de petréleo por
métodos térmicos, ya que este tipo de pozo puede ser empleado como
productor o inyector.

e Para Reducir el Numero de Localizaciones, para reducir costos en zonas
donde se requiere minimizar el nUmero de pozos para drenar un volumen

dado del yacimiento.
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e En Yacimientos Naturalmente Fracturados, puede lograrse el contacto con
las fracturas de una manera mas facil que con los pozos verticales, si es
perforado con un &ngulo adecuado, mejorando la productividad del pozo al
interceptar mayor nimero de fracturas.

e En Yacimientos con Empuje de Agua o de Gas, el pozo horizontal tiene
mayor contacto con la formacion, por lo que la caida de presion para la
misma tasa de produccion es menor comparado con un pozo vertical. Esto
reduce la tendencia del agua a conificarse.

e En Localizaciones de dificil acceso, zonas urbanas, industriales o areas para

las cuales las actividades de perforacion representan un riesgo ambiental.
2.3 .- Ventajas Y Desventajas De Los Pozos Horizontales 2 415

2.3.1 Ventajas

e Incrementa el area de drenaje por pozos en el yacimiento.

e Aumenta el indice de productividad de tres a cinco veces para una misma
caida de presion.

e Reduce la conificacion de agua y/o gas en formaciones con problemas de
interface de fluidos, los problemas de produccién de arena.

e Mejora la eficiencia de barrido en proyectos de recuperacién de petroleo.

e Factibilidad de producir un yacimiento en los que otros tipos de pozos no
resulta econdmico su desarrollo.

e Se obtiene mayor petréleo producido por pozo al final de su vida, y permite
la reduccion de ndmeros de pozos requeridos para desarrollar un
yacimiento.

e Permiten hacer perforaciones horizontales perpendiculares a las fracturas,
en yacimientos naturalmente fracturados para aumentar la productividad.

e Aceleran el recobro debido a las altas tasas de produccion.
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e Aumentan la inyectividad, en casos de inyeccion de fluidos.

2.3.2 Desventajas

e Las barrenas de permeabilidad vertical limitan la eficiencia de barrido
vertical.

e Las opciones de recompletacion son limitadas, sobre todo cuando se trata de
alto corte de agua o alta relacion gas-petroleo.

e Se requieren fluidos especiales y libres de solidos para prevenir el dafio a la
formacion.

e Los costos de perforacion dependen del método de perforaciéon y de la
técnica de terminacion empleada, sin embargo generalmente el costo de los
pozos horizontales son mayores a los pozos verticales.

e Se requiere mayor tiempo de perforacion que un pozo vertical, y debido a la
mayor complejidad de las operaciones hay un incremento del riesgo a
presentarse problemas operacionales.

e El dafio a la formacion, la excesiva ondulacién de la trayectoria del pozo y
los bajos gradientes de presion podrian dificultar la limpieza del mismo. En
formaciones donde la produccién de arena es un problema, las secciones

onduladas pueden ser taponadas, por deposiciones de arena.

2.4.- Técnicas De Perforacion Y Terminacion De Pozos Horizontales B!

Los pozos horizontales pueden ser perforados, bien a partir de un pozo vertical ya
existente, pozos laterales o re-entradas, o bien pueden ser perforados desde la
superficie como un pozo horizontal.

Los pozos laterales o re-entradas generalmente poseen una longitud de seccion
horizontal que puede variar entre los 100 y 700 pies de longitud, mientras que la

longitud de los pozos horizontales varia entre los 1000 y varios miles de pies.
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Las técnicas de perforacion para los pozos horizontales y laterales o re-entradas, estan
divididas en cuatro categorias, dependiendo del radio de curvatura, que viene siendo
el radio requerido para cambiar la direccion vertical a la direccion horizontal, las

cuatro categorl’as son:

e Radio Ultracorto

Son pozos cuyo radio de curvatura es de 1 a 2 pies, con angulos entre 45 y 60 grados

por pie, la longitud de la seccién horizontal varia entre 100 y 200 pies.

e Radio Corto

El radio de curvatura para esta categoria varia entre 20 y 40 pies con &ngulos entre 2
y 5 grados por pie, la longitud de la seccion horizontal se encuentra en el rango de
100 a 800 pies.

e Radio Medio

Cuyos radios de curvatura estan entre 300 y 800 pies, con angulos entre 6 y 20 grados

por cada 100 pies, su seccidn horizontal mide entre 1000 y 4000 pies.

e Radio Largo

Con radios de curvatura entre 1000 y 3000 pies, cuyos angulos estan entre 2 y 6
grados por cada 100 pies y longitudes que van desde los 1000 pies en adelante.

Las dos primeras categorias son generalmente usadas para la perforacion de re-
entradas o pozos laterales, pozos con secciones horizontales perforadas a partir de
pozos verticales, las dos ultimas categorias se usan preferencialmente para la

perforacion de pozos horizontales.
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La figura 2.2 muestra los distintos pozos horizontales segun la tasa de construccion

de angulo.

70 - 150°100pie
radio: 82 - 40 pie

articulados)

300 - 1000 pic S

6° - 40° I00pie
radio: 1000 - 140 pie

1500 - 4000 pie

2° - 6° [100pie
rad - 1000

Figura 2.2. Tipos de pozos horizontales. [51

Tipos De Terminacion De Pozos Horizontales @

El comportamiento y rendimiento efectivo de los pozos (vida util) dependen en forma
directa no solo de las caracteristicas geoldgicas y petrofisicas del yacimiento, sino

también del esquema de terminacion planificada.

Entre las opciones de terminacién figuran: Terminacion a hoyo abierto o desnudo,
con camisa ranurada (liner ranurado) con o0 sin empaque de grava; con camisa
ranurada y empacadura externa, cementacion y cafioneo del hoyo horizontal
revestido. La seleccion de la terminacién dependera de las necesidades, y experiencia

que se tenga sobre el yacimiento o campo.
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Para la seleccion del método de terminacion a usar en un determinado pozo

horizontal, es de suma importancia la consideracion de factores tales como:

e Tipo de formacion perforada.

e Método de perforacion usado.

e Tipo de fluido de perforacion usado.

e Requerimiento de estimulacion.

e Requerimientos de mecanismos de produccion.
e Condiciones del yacimiento.

e Condiciones de abandono.

v' Terminacion A Hoyo Abierto O Desnudo

La terminacion a hoyo abierto o desnudo, al igual que en pozos verticales, representa
la opcion méas econdmica. Sin embargo, su aplicacién esta condicionada al tipo de
formacion perforada. Los pozos completados a hoyo abierto son dificiles de estimular
y controlar, tanto para la inyeccién como la produccién a lo largo del hoyo horizontal.
(Figura 2.3).

[2]

Figura 2.3.Completacion a hoyo abierto o desnudo.

10
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v" Terminacién Con Camisa Ranurada Y Empaque De Grava

Este tipo de terminacion generalmente es empleado en formaciones donde se prevé la
posibilidad de colapso del pozo horizontal. (Figura 2.4). La camisa o liner ranurado
proporciona un control limitado en la produccion de arena, y ademas, es susceptible
al taponamiento. Actualmente existen tres tipos, utilizados en la terminacion de pozos

horizontales:

 Camisas perforadas.
e Camisas ranuradas.

 Camisa pre-empacada.

En formaciones no consolidadas, se ha empleado exitosamente el revestidor ranurado
para el control del arenamiento. EIl uso de empaques con grava, de igual manera, ha
arrojado resultados satisfactorios. Esta técnica de terminacion proporciona, ademas
una trayectoria conveniente para la inclusion de herramientas de subsuelo, con la

tuberia continua flexible (Coiled Tubing), en trabajos de limpieza, etc.

[2]

Figura 2.4 Terminacion con Camisa Ranurada.

11
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v" Terminacién Con Camisa Ranurada Y Empacaduras Externas

En esta modalidad a la camisa ranurada se le instalan una serie de empacaduras
externas, localizadas a lo largo de la seccion horizontal del pozo. Estas empacaduras
tienen la finalidad de facilitar la aplicacion de tratamientos quimicos selectivos
proporcionando también un mejor control sobre la produccién del pozo. (Figura 2.5).
La desventaja mas representativa ofrecida por este tipo de terminacion, se debe a que
normalmente la direccion e inclinacion de los pozos no es totalmente horizontal, lo
que dificulta la bajada a fondo de tuberias ranuradas con empacaduras externas.

Ademas, no hay garantia de que estas encajen totalmente en la zona de interés.

. S . 2
Figura 2.5. Terminacion con camisa ranurada y empacaduras externas. [2]

v Terminacion Con Revestidor Cementado Y Cafioneado

Esta técnica de terminacion se usa fundamentalmente en pozos de radio medio y
largo, no obstante es una técnica que amerita de ciertas consideraciones respecto al

tipo de cemento usado. Para esta terminacion, la clase de cemento a emplear debe

12
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poseer bajo contenido en agua libre y filtrado, en comparacién con la utilizada para la
perforacion de pozos convencionales. Esto es con el objetivo de evitar la creacion de
canales de comunicacion a través del cemento, en la seccion horizontal del pozo.
Adicionalmente, la mezcla de cemento debe estar libre de particulas sélidas, para

garantizar una buena homogeneidad alrededor del revestidor. (Figura 2.6).

Figura 2.6. Terminacion con revestidor cementado y perforado. [2]

El método de terminacion juega entonces un papel muy importante en el éxito del
desarrollo de proyectos de pozos horizontales.

2.5 .- Macolla

En tierra y costa afuera, se ha aplicado la estrategia de perforar varios pozos desde un
solo sitio lo cual se conoce con el nombre de macolla. La macolla de pozos permite
reducir el area requerida para las localizaciones ya que desde un solo sitio se pueden
perforar varios pozos. Ademas, se logran economias en construccion de caminos,
instalaciones, en utilizacion de transporte de carga y personal y posteriormente se

economiza en vigilancia e inspeccion de pozos por estar éstos en un solo punto.

13
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2.6 .- Flujo En Pozos Horizontales !

El flujo de petréleo en un pozo horizontal no puede ser modelado por las mismas
ecuaciones que el flujo en pozos verticales, ya que esta regido por otras condiciones e
incluso genera un area de drenaje distinta, por ello distintos autores (Borisov, Giger,
Giger-Reiss-Jourdan, Renard-Dupuy, Joshi entre otros) han desarrollado diferentes
ecuaciones que buscan modelar mateméaticamente el comportamiento del flujo en

pozos horizontales.

Una de dichas ecuaciones es la ecuacion desarrollada por Joshi (1991), en la cual se
asume que un pozo horizontal puede verse como varios pozos verticales perforados

uno junto al otro en un mismo yacimiento.

En la figura 2.7 se muestra un pozo con una secciéon horizontal de longitud L
perforado en un yacimiento con un espesor h, en el cual cada uno de los extremos se
va a comportar como un pozo vertical, drenando un é&rea igual a la de una

semicircunferencia de radio b.

14
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FAPROEIIREEEREIPE

VISTA DE PLANTA

Figura 2.7. Area de drenaje un pozo horizontal. ™

Basandose en lo antes mencionado Joshi (1991) determiné dos métodos para calcular
el area de drenaje de un pozo horizontal. Para el primer caso propuso que dicha area
seria igual a la de un rectangulo, con dimensiones L y 2b, mas el area de dos
semicircunferencias con radio b en los extremos del pozo. La ecuacion 2.1 muestra la

expresion matematica para dicho calculo.

Ad, = ——— Ecuacion 2.1

Donde:
Ad,: Area de drenaje del pozo horizontal, [acres].
L : Longitud de la seccion horizontal del pozo, [pies].

b : radio de la media circunferencia, [pies].

15
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Para el segundo caso consideré que el area de drenaje seria la de una elipse (ver
figura 2.8).

Figura 2.8. Area de drenaje eliptica segtin Joshi.

Las ecuaciones 2.2 y 2.3 muestran las expresiones matematicas para el calculo del

area de drenaje de eliptica.

Ad, = Ecuacién 2.2
Donde a es el eje menor de la elipse y viene dado por:

a= g +b Ecuacion 2.3

Con:
Ad,, : Area de drenaje del pozo horizontal, [acres].

b : Mitad del eje menor de una elipse, [pies].

Joshi concluyé que ambos métodos para el calculo del area de drenaje generaban
valores diferentes, por lo que sugiere calcular el promedio entre ambas areas y asumir
dicho valor como el apropiado, lo antes mencionado se muestra en la ecuacion 2.4
(figura 2.9).

16
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_ Ad1+Ad2
o 2

Ad Ecuacion 2.4

Donde:
Ad : Area de drenaje horizontal promedio, [acres].

VISTA DE PLANTA

_ Ad1+ Ad2

Ad = >

Figura 2.9. Promedio de &reas de drenaje para un pozo horizontal. [5]

2.7 .- Productividad De Los Pozos Horizontales !

Los procesos analiticos de estado continuo son las mas simples para obtener
soluciones de pozos horizontales. Estas ecuaciones asumen estado estable (continuo),
es decir, la presion en cualquier punto en el yacimiento no cambia con respecto al

tiempo o sea la derivada de la presidn con respecto al tiempo es cero. (Ecuacion 2.5)

ok _ 0 Ecuacion 2.5
at

Esta condicion de estado estable ocurre cuando en los yacimientos existe un acuifero,

capa de gas o algun mecanismo asociado que mantiene la presion del mismo.
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Son muy pocos los yacimientos que operan bajo condiciones de estado continuo. De
hecho la gran mayoria exhiben cambios de presion con el tiempo, es decir;

L f(t) Ecuacion 2.6

at
Sin embargo, aplicar la ecuacion de estado continuo son soluciones muy usadas por

lo siguiente:

e Son faciles de derivar analiticamente.

e Es facil convertir soluciones de estado continuo a estado Transiente o
Pseudo- Continuo usando los conceptos de frontera (Boundary) de drenaje
expandiéndose en el tiempo, el radio del pozo efectivo y un factor de forma
(shape factor).

e Los resultados matematicos del estado estable pueden ser verificados

experimentalmente por los modelos fisicos construidos en el laboratorio.

2.7.1 Productividad De Los Pozos Horizontales En Estado Estable P! /1]

Para el célculo de la tasa de petréleo en un pozo horizontal considerando la

anisotropia del yacimiento, Joshi desarrollé las ecuaciones 2.7, 2.8, 2.9 y 2.10.

0,00708kphAP/ pioBo

Q, = — Ecuacion 2.7
Ln —L/Z + T Ln E +Sm
Donde:
kn .,
= =k Ecuacion 2.8
ky
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0.5

L 2ren X .,
z= 7 0,5+ 0,25+ — Ecuacion 2.9
43560Ad .,
Tep = - Ecuacion 2.10

Con:

L: Longitud de la seccién horizontal del pozo, [pies].
AP: Diferencia de presiones, [lpc].

Sm: Factor de dafio mecanico, [adimensional].

B: Relacion de permeabilidades, [adimensional].

k;,: Permeabilidad horizontal del yacimiento, [mD].
k,: Permeabilidad vertical del yacimiento, [mD].
B, Factor volumétrico de formacion, [BY/BN].

U, Viscosidad del petréleo a condiciones de yacimiento, [cP].
1, Radio del pozo, [pies].

Ad: Area de drenaje horizontal promedio, [acres].
7,.p: Radio de drenaje del pozo horizontal, [pies].

Q,: Tasa de flujo de petréleo, [BND].

Varios autores como Borisov (1984), Giger-Reiss y Jourdan (1984), Frick vy
Economides (1993) y Cho y Shah (2001) desarrollaron ecuaciones para el calculo del
flujo en pozos horizontales, considerando la anisotropia del yacimiento y con un area
de drenaje calculada de manera similar a la utilizada segun Joshi (1991). Las
ecuaciones 2.11, 2.12, 2.13, 2.14, 2.15, 2.16 ,2.17, 2.18, 2.19, 2.20 y 2.21 muestran el

calculo de flujo para pozos horizontales respectivamente.
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e Borisov:

0,00708kp hAp

Qo = —tf— Ecuacion 2.11
Ln —= -~ Ln
L L 2Ty

La ecuacion 2.11 introduce el término 7., radio de drenaje del pozo horizontal

correspondiente a la ecuacion 2.10.

e Giger- Reiss y Jourdan

0,00708LkpAp

Qo =

7 Ecuacion 2.12

L
HoBo n Inw +Ln Zrw

En la ecuacion 2.12 se incluye el término w, en el cual se incorpora el radio de

drenaje del pozo horizontal perteneciente a la ecuacion 2.10. (Ecuacién 2.13).

w=——"F— Ecuacion 2.13

e Frick y Economides

khh(Pe_ow)

2

Ecuacién 2.14

a+ az—% N B
141.2Bpuo(In ——— +E% m —BR_

L Tw ﬁ+1 +Sm

N

La ecuacion 2.14 incluye el radio de drenaje del pozo horizontal (r,;) en el término
Ilamado “a”. Para calcular “a” se requiere hacer varios calculos previos, los cuales se

describen a continuacion:
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e Calculo del radio del area vertical, (7;,,).

A,43560 g
Vop = —— Ecuacion 2.15
s

e Célculo del area de drenaje horizontal, (4;).

Ap=T Z+Ty Ty /43560 Ecuacion 2.16
e Calculo del radio de drenaje del pozo horizontal, (7,p).

Ap+43.560 y
Ten = S Ecuacion 2.17
T

Finalmente, se calcula el eje medio del area de drenaje de la elipse, (a)

0,5

L 2ren X .
- 054+ 025+ — Ecuacion 2.18

a =
Donde:

A,: Area de drenaje vertical, [acres].

1., . Radio del area vertical, [pies].

7,y - Radio de drenaje del pozo horizontal, [pies].

e Choy Shah

0,00708KphAP /(1o Bo)

1 e, BR R
cosh™1(X)+ T LN(Zm,We

Ecuacion 2.19

)

La ecuacion 2.19 de Cho y Shah no toma en cuenta directamente el radio de drenaje

del pozo horizontal (r,;), el mismo es utilizado para calcular otros parametros que,
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posteriormente, se introducen en la ecuacion Q. A continuacion se presentan los

parametros introducidos en la ecuacién 2.19.

, _ 1+ﬂ —Sm

T we 2ep e Ecuacion 2.20

En la ecuacién 2.20 se agrega el dafio (S,,,) y la anisotropia (8) para calcular el radio
efectivo del hoyo con anisotropia. r",,, Asi mismo, se calcula el cosh™ X con la
ecuacion 2.21, (el término X depende de las dimensiones del area de drenaje
elipsoidal usando la ecuacién 2.22), en el cual se introduce el término “a” (Ecuacion

2.18), siendo éste el pardmetro que contiene el (1.;).

cosh™ X = Ln(ZTa + (ZTa)Z -1) Ecuacion 2.21
2a .,

X = 7 Ecuacion 2.22

Donde:

r’ve . Radio efectivo del hoyo con anisotropia, [pies].

Ademas de los autores ya mencionados, Dikken (1990) desarroll6 las ecuaciones
2.23, 2.24, 2.25 y 2.26 para el céalculo de la tasa de produccion de petréleo

considerando la resistencia al flujo.

Q =% Ecuacion 2.23
Bo
AP(L—X g
Qx = Js x APG5) Ecuacion 2.24

cosh(L Js x Rs)
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La ecuacion 2.24 introduce el valor de x calculado por la ecuacion 2.22 y los
parametros contenidos en las ecuaciones 2.25 y 2.26.

Rs = 2.921 « 10‘15L1'86(%)“# Ecuacion 2.25
Js x = mei" Ecuacion 2.26
Donde:

Rs : Resistencia al flujo en el pozo, [adimensional].

Js x :Indice de productividad por unidad de longitud, [BY/(Ipc*pie)].
D : Diametro del hoyo, [pies].

p : Densidad del crudo, [Ilom/pie3].

a: Coeficiente empirico de resistencia al flujo, [adimensional].
2.7.2 indice De Productividad (J) ®'**!

Es una relacion entre el drawdown vy la tasa de flujo y es el punto de partida en el
analisis de comportamiento del pozo. El concepto de indice de productividad (J), fue
desarrollado como un indicador o pardmetro clave en la determinacion de la
capacidad de produccién de un pozo, es decir, es el potencial o habilidad que tiene un
pozo para producir fluido relacionado con un diferencial de presion entre la presion
estatica y la presion de fondo fluyente o “Drawdown”. En la ecuacion 2.27 se muestra

como determinar el valor de J.

J=1IP = % Ecuacion 2.27
AP
AP = P, — Pyy Ecuacion 2.28
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Donde:
Pe: Presion estatica, [Ipc].
Pwf Presion de fondo, [lpc].
AP: Drawdown, [Ipc].
Q, : Tasade petroleo, [BND].
J: Indice de productividad, [BND/Ipc].

El valor de J calculado para diferentes pozos pertenecientes al mismo yacimiento
(operando bajo las mismas condiciones de tasa de produccion y presion de fondo
fluyente) puede constituir una herramienta muy poderosa para determinar si existe

dafio en los pozos en cuestion, ya que dichos valores deberian coincidir.

La ecuacion 2.29 muestra una manipulacion algebraica de la ecuacion 2.27, la cual

permite determinar que al graficar la presion de fondo fluyente (P, ) contra la tasa de

petroleo (Q,) se obtiene una linea recta de pendiente igual al inverso del indice de

productividad (figura 2.10). La representacion grafica de la relacion existente entre la

tasa de crudo y la presion de fondo fluyente es conocida como “Inflow Performance
Relationship” (IPR).

Py = Pe — % Q, Ecuacién 2.29
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PENDIENTE = -1/)

.

PRESION Ipc

™

Qo MAXIMA

Qo BN/DIA

Figura 2.10. Gréafica de presion de fondo fluyente contra tasa de produccion. &

2.7.3 Indice De Productividad En Pozos Horizontales

De acuerdo a los principios utilizados para desarrollar las ecuaciones de flujo para
pozos horizontales, Borisov (1984), Giger-Reiss-Jourdan (1984), Joshi (1991), Frick
y Economides (1993) y Cho y Shah (2001) desarrollaron las ecuaciones 2.30, 2.31,
2.32, 2.33 y 2.34 respectivamente para determinar la productividad de los pozos

horizontales.

e Borisov

0,00708kph y
J= TR — Ecuacion 2.30

UoBo LN -t Ln

2Trw

La ecuacion 2.30 introduce el término r,;, correspondiente a la ecuacion 2.10.
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e Giger-Reiss y Jourdan

0,00708LKk g
] = h Ecuacion 2.31

L h
HoBo R Inw +Ln Trw

En la ecuacion 2.31 se incluye el termino w (Ecuacion 2.13), en el cual se incorpora
el radio de drenaje del pozo horizontal perteneciente a la ecuacion 2.10.

e Joshi

0,00708kph L
J = _0,00708knh/ Hobo Ecuacion 2.32

2_ 2
oo LET Bh, . BR
L/2 L 2T

Ln +Sm

Donde “z” es el valor calculado por la ecuacién 2.9.

e Frick y Economides

] = Ecuacion 2.33

2 Bh Bh
1412Bopo(In. ———— +- In =
z

+Sm

El pardmetro* a ” introducido en la ecuaciéon 2.33 de Frick y Economides J', es la

ecuacion 2.18, dicho pardmetro tiene incluido el término R,,.

e Choy Shah

0,00708Kph -
) Zh /(MOBZ) Ecuacion 2.34
cosh™ (X)+=-LN(

)

2nr'we

En la ecuacion 2.34 de Cho y Shah J” se introduce el parametro r’,,. (Ecuacion 2.20)

y cosh™ X que viene de la ecuacion 2.21.
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Ademas de los autores ya mencionados, Dikken (1990) desarrolld las ecuaciones
2.35, 2.36, 2.37, 2.38, 2.39, y 2.40 para determinar el valor de J en pozos horizontales

considerando la resistencia al flujo y pérdidas de presion por friccion.

Js x AP(L—-X)
cosh(L Js x Rs)Bo(AP+APfx)

]III

Ecuacién 2.35

Para calcular los parametros introducidos en la ecuacion 2.35, es necesario primero

calcular V,, y Ng,

4 >
V, = %o Ecuacion 2.36
D2
VyD .
Ng, = 222 Ecuacion 2.37
Ho

Luego de calcular los valores de V, y Ng, se procede a introducirlos en las ecuaciones

2.38'y 2.39 como lo indican las respectivas ecuaciones.
f =0,25(1,14 — 2log §+ 21,25Ng2° )72 Ecuacion 2.38

dPw  2fpV3 .,
abw _ 27pVx Ecuacion 2.39

dx Dg.
dPW*L
AP _, =& Ecuacion2.40
fxx=L ™ 144
Donde:

L : Longitud de la seccion horizontal del pozo, [pies].
Sm: Factor de dafio mecanico, [adimensional].

/3 :Relacion de permeabilidades, [adimensional].
k,, : Permeabilidad horizontal del yacimiento, [mD].
k, :Permeabilidad vertical del yacimiento, [mD].
B, . Factor volumétrico de formacion, [BY/BN].
M, Viscosidad, [cP].

r,, : Radio del pozo, [pies].
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V. : Velocidad superficial del petroleo, [pie/seq].

N, : Numero de Reynolds, [adimensional].

D : Diametro del hoyo, [pies].

p : Densidad del crudo, [Ilom/pie3].

f : Factor de friccion Fanning, [adimensional].

¢ : Rugosidad absoluta, [pies].
dc%: Distribucion de presion en el pozo [ Ipc/pies?].
AP , x—,: Pérdidas de presion por friccion [Ipc].

] : indice de productividad, [BND/ Ipc].

2.7.4 Factor De Dafio (Skin Factor)"'s” [

Cuando se esta perforando un pozo, un diferencial de presion (AP) positivo (+)
siempre se mantiene dentro del pozo para prevenir influjo de los fluidos del
yacimiento. Debido a esto, los fluidos de perforacién invadiran parcialmente la
formacion y generaran una zona dafiada en la vecindad del pozo. El concepto de
factor de dafio fue introducido por Van Everdingen al notar que a una cierta tasa de
flujo, la presiéon de fondo fluyente medida era menor que la calculada, la cual es
atribuida a la reduccion de la permeabilidad del yacimiento en una pequefia zona

alrededor del pozo.

Este factor de dafio (S) se define matematicamente como un valor adimensional

segun Van Everdingen y Hurt, como:

APgin = S;ii’:; *Sm Ecuacion2.41

Donde:

APskin: caida de presién debido al dafio, [Ipc].
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Qo  :tasade petréleo, [BND].

Bo : factor volumétrico de petréleo, [BY/BN].

Mo :viscosidad del petréleo, [cP].

Sm  :factor dafo, [adimensional].

Ko :permeabilidad efectiva del petréleo, [mD].
h :espesor de la arena, [pies].

Los valores de factor de dafio pueden variar entre 1 y 10 aun cuando puedan llegar a
ser mayores a este rango también pueden ser negativos, esto indica una estimulacion
al pozo. Para valores positivos del factor dafio, la caida de presion en la zona dafiada
es bastante menor para un pozo horizontal que para uno vertical, esto demuestra que
la aplicacion de métodos de estimulacion para mejorar la permeabilidad de la zona
dafada, tiene un mayor efecto sobre la productividad de pozos verticales que sobre
pozos horizontales.

Por lo tanto, antes de decidir estimular un pozo horizontal es importante estimar la
caida de presion debido a la zona dafiada y compararla con la caida total de presion el
yacimiento hasta el pozo. Esta comparacion se ha podido comprobar por pruebas de
pozos Y registros de produccion que confirman que la longitud productiva es menor
que la longitud perforada debido en parte al dafio a la formacion que puede impedir
que parte de la longitud del hoyo esté comunicado con la formacion. Esto se
evidencia en formaciones con baja permeabilidad perforadas con un lodo no

compatible o con mucho peso y completadas a hoyo abierto o con liner ranurado.

2.8 .- Viscosidad De Mezclas De Hidrocarburos

Diversos autores han desarrollado correlaciones para determinar la viscosidad de una

mezcla entre diluyente y crudo (W.R. Shu, Manuel Salazar, A.K. Mehrotra, C.F.

29



CAPITULO II

MARCO TEORICO
Alcocer, R.P. Sutton-D.F: Bergman entre otros), entre dichas correlaciones destacan
las desarrolladas por W.R. Shu (1984) y Manuel Salazar (2011) debido a su
simplicidad. Las ecuaciones 2.42-2.46 muestran las expresiones matematicas
desarrolladas por W.R. Shu (1984) para el célculo de viscosidad de mezclas. En las
ecuaciones 2.47-2.50 se pueden observar las expresiones desarrolladas por Manuel
Salazar (2011) para determinar la viscosidad de una mezcla crudo-diluyente.

Ay =vy4— Vs Ecuacién 2.42

. 17,04AY0’5237)/,43’2745)/131'6316

Ecuacién 2.43

Ln EA
UB
14 -
Xq = 7oA Ecuacion 2.44
aV,p+Vp
xXp=1—1x4 Ecuacion 2.45
In p =x4ln puy + xgln ug Ecuacion 2.46
Donde:

y . Gravedad especifica.
w1 : Viscosidad del fluido, [cP].

X : Pardmetro composicional.
V : Fraccion volumen.
A Componente mas viscoso.

B : Componente menos Viscoso0.

SG(°API) = 0,1888 %dil + 8,7132 Ecuacion 2.47
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A = 5,60392E10%¢ SG 30605 Ecuacion 2.48
B = —4,9559Ln SG + 17,373 Ecuacién 2.49
Umezcia = AT B Ecuacion 2.50
Donde:

SG (°API): Gravedad especifica relativa al porcentaje de dilucion.
T: Temperatura a la que se encuentra la mezcla, [°F].

Hoeaa - Viscosidad de mezcla, [cP].

Es preciso mencionar que la correlacion desarrollada por W.R. Shu (1984), es
utilizada mayormente para el célculo de viscosidad de mezclas puesto que puede ser
aplicada para un rango muy amplio de temperaturas, especificamente de 75 °F a 180

°F, y fue desarrollada tomando en cuenta el uso de una gran cantidad de diluyentes.

2.9 .- Crudo Espumoso

En los crudos extrapesados cuando la presion en el yacimiento es menor a la presion
en el punto de burbujeo, el petréleo se produce como una mezcla de espuma espesa
formada por crudo y micro burbujas de gas, esta condicion ha sido denominada como

crudo espumante o espumoso (foamy oil) .

El crudo espumante contiene burbujas de gas dispersas que son incapaces de formar
una fase contintia dentro del petrdleo, dichas burbujas se liberan una vez que el crudo
se encuentra en superficie 6 cuando la segregacion gravitacional incrementa, por lo
general este tipo de crudo estad asociado a los yacimientos de crudo extrapesado con
gas en solucion. Debido a la alta viscosidad del petrdleo, las burbujas de gas no
pueden unirse inmediatamente para formar una pelicula lo suficientemente grande
como para separarse del crudo por la accion de fuerzas gravitacionales. Por esta razén

la fase liquida del crudo se comporta como una emulsién de gas-petréleo donde va a
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existir una concentracion de burbujas, que va a ir incrementandose a medida que

disminuya la presion.

Uno de los efectos de este fendmeno es que mantiene la viscosidad efectiva del
petroleo y le provee méas energia debido a la expansion del gas, lo que facilita la
produccion. El punto de presion en el cual las burbujas de gas libre son, finalmente
liberadas, se denomina pseudo punto de burbuja y por lo general es alcanzado una vez
que el crudo se encuentra en superficie. El petroleo de la Faja Petrolifera del Orinoco

(FPO) es considerado por varios autores como un crudo espumoso.

El crudo espumante, o el flujo espumante de crudo, estd acompafiado de propiedades
muy importantes y muy positivas para la economia de la explotacion del yacimiento,
tales como son:

e Alta productividad de los pozos, que en algunos casos llegan a ser 10 veces
mayor que la productividad esperada sin flujo espumante.

e Altos factores de recuperacion de petroleo del yacimiento por flujo primario
(antes de la recuperacion primaria), que pueden llegar al 15-20% del
petréleo in situ, en lugar del 3 al 5% esperado.

e La relaciéon gas/crudo de la produccion acumulada es, durante un periodo
largo (pueden ser varios afios) notablemente baja, lo que contribuye al
incremento de la produccion.

e La disminucion de la presion original en el yacimiento es mucho més lenta

de lo esperado.

2.10 .- Mecanismo De Produccion
Los mecanismos de produccion son los responsables de aportar la energia necesaria

(presion) para mover los fluidos a través del medio poroso hacia el fondo del pozo del

pozo productor. En la mayoria de los yacimientos, los mecanismos intervienen
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simultaneamente, pero en general uno o dos predominan durante la vida atil del
yacimiento. Los mecanismos de produccion se clasifican en: expansion de los fluidos
(o roca) y por empuje: por gas en solucion, por capa de gas, hidraulico, por gravedad

y por compactacion.

Produccion por empuje de gas en solucion es el mecanismo principal en los
yacimientos de Venezuela y Canada. Debido a la existencia de gas en solucion, el
crudo espumante aparecera con la declinacion de la presion del yacimiento. El efecto
de crudo espumante es un importante mecanismo de recobro en yacimientos de

petréleo pesado como los de la Faja del Orinoco.
2.11 .- Levantamiento Artificial Durante La Produccién Primaria [

El bombeo mediante el uso de Bombas de Cavidad Progresiva (BCP) y Electro
sumergibles (BES) con inyeccion de diluente, ha sido el sistema de levantamiento
artificial utilizado con éxito en la Faja Petrolifera del Orinoco para la extraccion del
crudo extrapesado. EI Bombeo Hidraulico surge como una alternativa; no obstante,
este no se considera dada la cantidad de equipos que se requieren en superficie, para
el fluido motriz, y a la alta sensibilidad ambiental del area. Debido a que todos los
pozos bajo estudio estan completados con BCP, solo se explicara este tipo de
bombas.

2.12 .- Bombeo De Cavidad Progresiva (B.C.P.)
Las BCP son un mecanismo de levantamiento artificial que esta conformado, por lo
general, por 2 partes: un aparejo de superficie y unos equipos de subsuelo.

2.12.1 Aparejo De Superficie Esta Constituido A Su Vez Por:

e Cabezal giratorio
e Motor

e Barrapuliday grapa
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e Prensa estopa

e Cabezal Giratorio

Tiene como funcion principal aguantar el peso de la sarta de cabillas y rotar la
misma, esta ajustado a una caja de velocidad variable con su respectiva caja de
engranajes.

e Motor

Se encarga de accionar el cabezal giratorio a través de un conjunto de poleas y

cadenas. Este puede ser eléctrico, hidraulico o de combustion interna (figura 2.11).

Figura 2.11. Motor y cabezal giratorio. [5]

2.12.2 Los Equipos De Subsuelo

e Tuberia de produccién
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e Sarta de cabillas
e Bomba de cavidad progresiva
e Elastomero
e Niple de paro
e Ancla de torque

e Anclade gas

Tuberia De Produccién

Es una tuberia de acero que comunica la bomba de subsuelo con el cabezal y la linea
de flujo (figura 2.12).

[5]

Figura 2.12. Tuberias de produccién.
e Sarta De Cabillas

Es un conjunto de cabillas que se introducen en el pozo, es recomendable que las
mismas sean del mismo didmetro. Tienen la funcion de transmitir la potencia desde el
accionamiento de superficie hasta la bomba. Se encargan de transmitir al rotor el

movimiento giratorio que es originado por el motor de superficie.
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e Bomba De Cavidad Progresiva

Est& conformada por una parte movil Ilamada rotor y una estatica denominada estator.
El rotor es un tornillo, cominmente, de acero revestido de cromo, con forma
helicoidal que va encajado en el estator el cual tiene la misma forma del rotor pero
con una longitud de paso de dos veces la longitud de este, generalmente, esta
compuesto de un elastdbmero sintético, en algunos casos es de metal. El estator va
ensamblado al fondo de la tuberia de produccién y, en la mayoria de los casos, el
rotor es acoplado a una cabilla del aparejo de superficie lo que permite la rotacion del

mismo (figura 2.13).

Figura 2.13. Rotor y estator de la BCP . 5]

El principio de funcionamiento de este mecanismo, basicamente, es que el rotor gire
dentro del estator dejando en cada giro cavidades vacias las cuales van a ser ocupadas

por el fluido que se esta produciendo (figura 2.14).
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Figura 2.14. Funcionamiento del rotor y estator de la BCP I,
e Elastomero

Es un polimero de alto peso molecular en forma de espiral que estd adherido a un
tubo de acero para asi conformar el estator. Es un material elastico ya que puede
estirarse varias veces su longitud original y recobrar sus dimensiones iniciales, una
vez que la fuerza es removida. Las propiedades que son tomadas en consideracion al
momento de seleccionar un elastomero son: la dureza, rigidez, elasticidad, resistencia
a la abrasion, resistencia a la rotura, resistencia a la fatiga, resistencia al calor,
resistencia al hinchamiento y resistencia a la penetracion de gas. La mayoria de los
fabricantes de BCP, tienen estatores disponibles con diferentes tipos de elastomeros,

clasificados segun sus propiedades.
En la actualidad existen diversas empresas proveedoras de BCP que han desarrollado
sistemas con estatores completamente de metal, estas bombas son conocidas

comunmente como “BCP metal-metal”.

En la figura 2.15 se muestran los equipos de subsuelo que, generalmente, conforman
la BCP.
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§—— TUBERIA DE PRODUCCION

SARTA DE CABILLAS

ELASTOMERD

NIFLE DE PARD

ANCLA ANTI-TORQUE

ANCLA DE GAS

Figura 2.15. Equipos de subsuelo que generalmente conforman la BCP. 1!

Las BCP pueden ser utilizadas para la produccion de crudos con alto contenido de
arena y bitimenes, asi como también pueden usarse en pozos con alto corte de agua
sin importar que estos sean verticales, horizontales o desviados, inclusive pueden ser

utilizadas en plataformas costa afuera.

2.12.3 Ventajas Del Bombeo De Cavidades Progresivas

e Puede manejar hasta un 80% de gas libre a condiciones de entrada de la
bomba.

e Pueden bombear fluidos altamente viscosos sin deteriorar el producto
incluso cargados de sélidos, agua y contenidos.

e Se puede aplicar en pozos inclinados, desviados y horizontales.

e Son de disefio sencillo, resistente y ofrecen bajos costos de levantamiento.

e Ocupan poco espacio en superficie.
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e Puede bombear diferentes tasas de produccion segun las exigencias del
pozo, el rango de aplicacion para este método de levantamiento se encuentra
entre 50 BNPD y 3000 BNPD para una diversidad de condiciones de
operacion que van desde crudos pesados, 8,5° API hasta 30° API, con
viscosidades desde 48.000 Cp.

e Mantiene torque constante reduciendo en 50% el consumo de energia
comparado con otros métodos.

e Mantiene caudal constante aunque se varie la presion de descarga.

¢ No tiene vélvulas o partes reciprocantes que obstruyan el flujo.

e Buena resistencia a la abrasion.

2.12.4 Desventajas Del Bombeo De Cavidades Progresivas

e Tasa de produccion limitada (méximo 3.000 BND).

e Resistencia a la temperatura limitada (méaximo 330 © F con elastdmeros
especiales).

e Sensible al ambiente del fluido (el elastomero se puede hinchar o deteriorar
en exposicion a ciertos fluidos, tales como crudos livianos o con alto
contenido de aromaticos).

e Tendencia del estator de sufrir dafio permanente si la bomba trabaja sin
fluidos, aln por periodos cortos de tiempo.

e Necesita de experiencia en el disefio de sistemas, instalacion y operacion.

e No se emplea en crudos livianos.

e Requiere de taladro para cambios de equipos de subsuelo.

e Si la produccién de arena y finos es alta se corre el riesgo de taponamiento
de la succion de la bomba.

e Gas en la Succion de la BCP (Penetra en la pared del Estator).

e Es aplicado hasta profundidades de 8000 pies.
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Tomando en cuenta las limitaciones y ventajas de las BCP se puede sugerir que la
ventana de aplicacion 6ptima para las bombas.

e Utilizarlas para crudos con una gravedad APl comprendida entre 6 y 21.

e Utilizar las mismas en pozos con crudos con bajo contenido de aromaticos.
e Pozos con un temperatura < 300 °F, a nivel de la bomba.

e Tasa maxima de produccion de 2.400 BND.

e Completar con ancla de gas para minimizar la entrada de gas a la bomba.

2.13 .- Mecanismos De Reduccion De Daiio P11t

2.13.1 Estimulacion De Pozos

Existe un nimero infinito de surfactantes y mezclas de los mismos para estimular
pozos productores de gas o de petrdleo, o inyectores de agua. El que se desee utilizar
para una aplicacion particular debe ser seleccionado cuidadosamente por medio de
pruebas de laboratorio, para verificar su comportamiento y garantizar que no se

produzcan efectos no deseados.

Los surfactantes en estimulacién de pozos se utilizan generalmente para reducir el
dafo causado en la formacion durante las actividades de perforacion y/o terminacion
por los fluidos utilizados en estas actividades, restaurando la permeabilidad y
productividad del pozo.

Con la inyeccidn de surfactantes, se busca cambiar la mojabilidad del yacimiento de
tal manera que el contacto con la roca porosa lo tenga el agua y el petroleo se
desplace por encima de ella reduciendo los esfuerzos de friccion y mejorando la
movilidad y la productividad del petréleo con respecto al agua, para romper
emulsiones indeseadas, reducir la tensiéon interfacial y superficial, acelerar la

limpieza, dispersar aditivos y prevenir la formacion de lodos en el yacimiento.
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2.13.2 Surfactante

Quimicamente un surfactante tiene afinidad tanto por el agua como por el aceite, lo
cual promueve su migracion hacia la interface entre dos liquidos, entre un liquido y
un gas y entre un liquido y un sélido. Los surfactantes son capaces de actuar asi por
su estructura molecular (figura 2.16), ya que estdn compuestos de un grupo apolar y

un grupo polar.

La parte polar se denomina generalmente hidrofilica, por ser afin a los solventes
polares particularmente al agua. Contiene heterodtomos tales como: oxigeno, azufre,
nitrégeno y fosforo, los cuales aparecen en grupos funcionales como alcohol, tiol,

éster, éter, sulfato, sulfanato, fosfato, amina, amida, etc.

La parte apolar se denomina lipofilica o hidrofébica, por tener afinidad por los
solventes organicos como hidrocarburos, aceites y grasa. Estd compuesta en general

por un hidrocarburo parafinico, cicloparafinico o aromatico.

Debido a esta doble afinidad se les denomina también anfifilos, y esto les hace migrar

hacia una interface, por no sentirse comodos ni en el solvente ni con el organico.

Grupo Hidrofilico Grupo lipofilice
(soluble en agua) (soluble en peirdleo)

Figura 2.16 Composicién bipolar de un surfactante.
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La figura 2.17 muestra un pozo para tratamiento con inyeccion de surfactante. El
tratamiento se aplica bajando un jet hasta el final de la seccion horizontal del pozo, al
estar posicionada la herramienta al final de la seccion horizontal, se comienza a
generar la inyeccion del surfactante desde el final de la seccion hasta el inicio de la
misma, a este proceso se le denomina “corrida”. El tratamiento con mayor éxito ha
sido realizando dos corridas, ya que en la primera corrida se inyecta diesel para

limpiar las ranuras del liner y en la segunda corrida se inyecta el surfactante.
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Figura 2.17.Pozo con tratamiento de surfactante

2.13.3 Tipos De Surfactantes Segun Su Carga l6nica
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De acuerdo a su carga ionica, los surfactantes han sido clasificados en:

e Surfactantes Anidnicos

Estos surfactantes acarrean una carga negativa cuando son ionizados en una solucion

acuosa y son los méas usados en el tratamiento de pozos. Estos surfactantes tienen una
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adsorcion minima ya que la mayoria de los minerales de la formacion exhiben cargas
negativas a altos valores de pH o cercanos a neutros, entre los surfactantes anidnicos

se tienen:

Sulfatos R-O-S03

Sulfonatos R- SO
Fosfatos R-O-PO3
Fosfonatos R-PO3

De los cuales los mas comunes son los sulfatos y sulfonatos; estos surfactantes son
sensibles a iones multivalentes como Ca?* y Mg?* y tienden a precipitar surfactantes
anionicos, aunque esta tendencia puede ser controlada con la adicién de mas

surfactantes, en otras palabras con un aumento de su concentracion.

e Surfactantes Catiénicos

Los surfactantes catidnicos por su parte acarrean cargas positivas cuando son
ionizados en soluciones acuosas, este tipo de surfactantes han sido clasificados en dos
categorias, la primera categoria estd constituida por largas cadenas de aminas
primarias, secundarias y terciarias. La otra categoria son compuestos de amonios
cuaternarios, estos se ionizan para formar largas cadenas catidénicas con amplios
rangos de pH de solubilidad. Esta segunda categoria de surfactantes cationicos
presenta también problemas de sensibilidad con iones multivalentes, al igual que los
surfactantes anidnicos se soluciona aumentando la concentracion. Por otra parte cabe
destacar que los surfactantes cationicos y anionicos no son compatibles, pues cuando

son mezclados forman precipitados en soluciones acuosas.
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e Surfactantes No l6nicos

Principalmente estos agentes surfactantes son usados como desemulsificantes o0 como
agentes espumantes y son surfactantes que no tienen cargas a lo largo de su grupo
hidrofilico ni a lo largo de su grupo lipofilico. EI grupo que es soluble en agua esta

compuesto por oxido de xileno u oxido de propileno.

e Surfactantes Anfotéricos.

Este grupo de aminas es caracterizado por cambiar su naturaleza de catiénico a no
ionico y a aniénicos, mientras el valor de pH aumenta; es decir si la solucién en la
cual se encuentra el surfactante es acida, entonces el surfactante anfotérico se
comportard como un surfactante catidnico, si la solucion es neutral se comportara
como un surfactante no iénico; y si la solucién es basica, entonces se comportara
como un surfactante aniénico. Los principales representantes de este grupo son los

sulfonatos de amina y los fosfatos de amina.

e Surfactantes Fluorocarbonatos
Estos surfactantes son capaces de reducir la tension superficial de la solucién, con
estos surfactantes se han logrado tensiones superficiales tan bajas como 17 dinas/cm
y estan disponibles en forma cationica, no ionica y anionica.
2.13.4 Propiedades Afectadas Por Surfactantes
Como se ha mencionado anteriormente, los surfactantes son agentes tensioactivos,

por lo que afectan la tension superficial e interfacial, la tendencia a emulsionar,

mojabilidad, formacion de miscelaneos y la dispersibilidad.
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e Tensidn Superficial E Interfacial

Cuando dos liquidos de diferentes naturalezas entran en contacto, se crea una
interface entre ambos, en la figura 2.18 se representa esa interface y las fuerzas
involucradas en el contacto de ambos liquidos, donde se puede apreciar que Eaa es la
energia de interaccion entre las moléculas del liquido “a”, Ebb es la energia de
interaccion entre las moléculas del liquido “b” y Eab es la energia de interaccion
entre las moléculas de ambos liquidos que llevado a términos de tensién, ayuda a

expresar la tension interfacial como:
Yi=Yat+Vp— 2V Ecuacion 2.51
Por lo que para reducir la tension interfacial es necesario aumentar la energia de

interaccion entre ambos liquidos, de manera similar ocurre en los contactos liquido-

gas, se crea una interface como se aprecia en la figura 2.19.

Figura 2.18 Interface entre dos liquidos.

45



CAPITULO II

MARCO TEORICO

QO 600

Ehh

Figura 2.19 Interface entre un liquido y un gas. !

Entonces por lo visto en la figura 2.19, se sabe que la tension interfacial liquido-gas,
es la tensiéon superficial del liquido, al solo interactuar Ebb. A continuacion se

presentan las tensiones superficiales de algunos liquidos (Tabla 2.1).

Tabla 2.1. Tension superficial de algunos liquidos [

Liquido Tensidn superficial (dinas/ cm)
Agua 72,0
15% HCI 72,0
15% HCl gastado 76,9
Octano 21,8

Para explicar de manera breve el funcionamiento de los surfactantes, estos cuando
son agregados a dos fases inmiscibles son adsorbidos en la interface; y en el caso de
que uno de los liquidos sea agua y el otro petréleo, pues el grupo hidrofilico del

surfactante se une al agua y el grupo lipofilico se une al petroleo, convirtiendo asi la
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interaccion entre ambos liquidos mas fuerte lo cual incrementara la energia de

interaccion entre los dos liquidos y por ende reducira la tensién interfacial.

e Tendencia A Emulsionar

Una emulsion consiste en la union de dos liquidos inmiscibles, en la cual uno de los
dos liquidos se encuentra disperso dentro del otro, los casos mas comunes de
emulsiones dentro de la formacién son las emulsiones agua-aceite y/o aceite-agua,
naturalmente el crudo de la formacién puede contener agentes surfactantes que
originan emulsiones, asi como también las emulsiones pueden ser causadas por
fluidos de tratamientos con surfactantes. Pero si se logra seleccionar el surfactante
adecuado, en lugar de formar emulsiones se pueden romper las emulsiones, esto
dependera en gran medida de la composicién del crudo y el agua que se emulsionen;
y puede ser determinado el surfactante correcto a través de pruebas de laboratorios

simulando las condiciones de la emulsidn presente en la formacion.

e Mojabilidad.

Normalmente los yacimientos son mojados por agua, aungque esa tendencia puede
cambiar si se expone la roca a surfactantes especificos, este mecanismo a traves del
cual la roca puede variar su mojabilidad puede ser explicado de manera sencilla con
la ayuda de un método electroquimico. Las areniscas por lo general presentan cargas
negativas en su superficie, cuando un surfactante cationico es presentado y a su vez el
pH esta por encima del punto cero de carga, el grupo positivo soluble de agua es
adsorbido por las cargas negativas de las particulas de silice. Dejando asi al grupo
soluble de petroleo para influenciar la mojabilidad, por lo tanto los surfactantes
catiénicos pueden por lo general crear yacimientos mojados por petrdleo. Por otra
parte si un surfactante aniénico es usado, la arenisca y minerales de silice por lo
general vuelven a su estado natural de mojabilidad. Tanto este comportamiento como

el anterior para surfactantes cationicos se pueden apreciar en la figura 2.20.
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PARTICULA DC SILICATO
\

MOJADD POR PCTROLED \
! MOJADD POR AGUA

SURFACTANTE CATIONICO SURFACTANTE ANIONICO

Figura 2.20. Caracteristicas de mojabilidad de las particulas de silicato.

e Formacion De Miscelaneos

Los surfactantes también pueden formar miscelaneos en liquidos cuando presentan
ciertas concentraciones para cada molécula, temperatura y solvente; a esta
concentracion se le conoce como concentracion critica de miscelaneo, por debajo de
esta concentracion critica muchas propiedades dependen de la concentracion del

sistema. En la figura 2.21 se puede apreciar ejemplos de miscelaneos de surfactantes.
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AGUA

LAMAINA FAISCCLANCO

Figura 2.21. Miscelaneos de surfactantes.
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e Dispersibilidad

El objeto de la dispersibilidad es separar estructuras asociadas que taponen la
formacion, como por ejemplo los lodos, pero para dispersar los lodos es necesaria
mucha energia y si no esta en intimo contacto la fase dispersa con la fase liquida
continua, la transferencia de energia no se realizara de manera efectiva, por esto es
necesario agregar un surfactante mojante, que haga que la fase dispersa sea bien
mojada por la fase continua para mejorar su dispersibilidad. Finalmente cuando ha
sido dispersada la mayoria, se procede a agregar un surfactante diferente que podria
ser requerido para prevenir que las particulas que fueron dispersadas vuelvan a

formar “sludges .

2.13.5 Aplicacién Y Tipos De Surfactantes

Anteriormente fueron mencionadas las propiedades que se ven afectadas por los
surfactantes, pero es necesario considerar de manera mas detallada el uso que puede
darsele a los agentes surfactantes en funcion de las propiedades que estos afectan. Los

surfactantes pueden ser clasificados segun su funcién como:

e Desemulsificadores

Como se describié anteriormente los surfactantes tienen la capacidad de afectar la
tension superficial e interfacial, por lo que pueden actuar como desemulsificadores,
para romper emulsiones agua-petréleo que ocurren comunmente en la formacion.
Estos surfactantes pueden actuar rapidamente o no, dependiendo de qué tan rapido el

surfactante pueda concentrarse en la interface petrdleo-agua.
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e No emulsificadores

El objeto de los no emulsificadores es prevenir la formacién de emulsiones, estos no
emulsificadores son preparados como una mezcla de surfactantes y otros solventes,
estos por lo general son preparados para yacimientos mojados por agua y pueden ser

usados para evitar la formacién de emulsiones con el agua de formacion inclusive.

e Emulsificadores

Muchos fluidos de tratamientos requieren ser emulsiones y en estos casos se usan
surfactantes para darle estabilidad a estos fluidos emulsionados. Aunque la
estabilidad de estas emulsiones no debe ser muy grande para evitar que causen dafios
a la formacion, por lo que se les debe dar una estabilidad que dure un tiempo
determinado mientras se esta realizando el tratamiento. Asi mismo se destaca que
estas emulsiones presentan viscosidades bajas y la mayoria de los emulsificadores

son no iénicos.

e Agentes De Suspension De Limo

Otra gran utilidad de los surfactantes es que ayudan a remover los limos y arcillas que
no son solubles en acidos, un surfactante es adsorbido sobre la superficie de los
silicatos y arcillas, haciendo que estos se mantengan en suspension por medio de una
repulsion electrostatica, de esta manera las particulas insolubles pueden ser removidas
por el acido gastado. En caso de no ser removidas pueden quedarse dentro de la
formacion taponando las gargantas de poros o también pueden estabilizar emulsiones

que causen dafio a la formacion.
Este fendmeno de suspension también puede ser visto desde el punto de vista

electroquimico, ya que si los finos de la formacion en presencia del fluido de

tratamiento se encuentran por encima del punto cero de carga, entonces estos tendran
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una carga negativa, mientras que los surfactantes de suspension de finos son
surfactantes cationicos y estan cargados positivamente, entonces estas moléculas son
adsorbidas sobre la superficie de los finos, dando una tendencia a su vez de que estos
minerales sean mojados por petroleo, actuando asi como una fase dispersa en el

petréleo, permitiendo desplazar estos finos sin que sedimenten.

e Agentes Anti Sludge

El sludge al que se hace referencia en esta ocasion se forma por el contacto de acidos
con el petréleo y estos pueden tener origen en la interface acido-petroleo, este lodo es
muy dificil de remover y tapona la formacion, reduciendo asi su permeabilidad. Estos
lodos pueden ser tratados a través de surfactantes catidnicos y anidnicos, que

adsorben y proveen capas continuas de proteccion en la interface acido-acei

e Reductores De Tension Superficial

Uno de los usos mas comunes de estos surfactantes es en yacimientos de gas con
problemas de escamas, bajando la tension superficial e interfacial del fluido de
tratamiento. Estos reducen la presion capilar, 1o que hace mas facil el recobro del
fluido del medio poroso y previene la formacion de peliculas de petroleo mojante; asi
mismo esta reduccién de la presion capilar ayuda a la limpieza del pozo ya que se
necesita menos diferencial de presién para mover el fluido a través de los canales
capilares. Si no se puede limpiar el pozo con el maximo drawdown disponible,
entonces la formacion esta taponada y necesita un surfactante que reduzca ain mas la

tension superficial.

e Inhibidores De Corrosién

También hay surfactantes que pueden actuar como inhibidores de corrosion, estos

incluyen aminas cuaternarias acetileno no iénico; también en la mayoria de los casos
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contienen algunas especies cationicas. Su funcionamiento es igual al de los inhibidores
de corrosién estudiados anteriormente, forman una capa sobre la superficie del metal que

impide que éste entre en contacto con el acido.

e Bactericidas

En muchas ocasiones se tiene el conocimiento de que durante la inyeccion de un fluido
de tratamiento se inyectaron bacterias no deseables o incluso las bacterias pueden ser
locales, para estos casos existen surfactantes catidnicos que tienen propiedades

bactericidas y pueden ser usados junto con otros agentes surfactantes.

e Tratantes De Arcillas

Muchos pozos son perforados con bentonita, y durante la perforacion o terminacion esta
bentonita puede invadir la formacion, en si la bentonita puede presentar problemas de
hinchamiento con agua. La bentonita es esmectita de sodio; y la esmectita de sodio
presenta gran tendencia a hincharse, pero en presencia de acido la esmectita puede
intercambiar iones de sodio por hidrégeno y se sabe que las arcillas de hidrégeno se
hinchan menos que las de sodio, esto porque las capas donde puede entrar el agua para
hinchar son més delgadas con el hidrogeno que con el sodio, esto esta relacionado con los

iones presentes en cada caso.

Si bien es cierto que el intercambio catidnico entre el sodio y el hidrégeno disminuye
el hinchamiento de la esmectita, se debe tener en consideracion que el acido puede
causar la floculacion de las arcillas, causando taponamientos en la formacion que son
mas dificiles de remover que los causados por hinchamiento. Para esto han sido
desarrollados surfactantes que inhiben la floculacion de las arcillas, estos surfactantes
dispersan las arcillas y minimizan la agregacion de estas dentro de la formacion,

luego estas particulas son mas faciles de suspender y ser removidas de la formacion.
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e Agentes Espumantes

Los surfactantes también son usados para generar espumas estables, los surfactantes
no iénicos son usados para darle estabilidad a las espumas aunque no pueden ser
usados en rangos de temperaturas de 200 a 250 °F, los anionicos Yy cationicos pueden
ser usados a temperaturas tan altas como 300 °F, los anfotéricos pueden ser usados a

temperaturas tan altas como 350 °F.

2.14 .-Tecnologias Aplicadas Para La Reduccion De Viscosidad De Crudo

2.14.1. Estimulacién Térmica

Los procesos de estimulacion térmica disminuyen la resistencia al flujo y, por ende,
permiten que las fuerzas expulsoras presentes en el yacimiento aumenten la
produccién de crudo. En la estimulacion térmica, la reduccion de la resistencia al
flujo, se logra mediante el calentamiento del hoyo y del yacimiento a su alrededor.
Un mecanismo que esta siempre presente en la estimulacion es la reduccién de la
viscosidad del crudo; la reduccién de la viscosidad tiende a reducir la resistencia al

flujo.

Un segundo mecanismo presente es la limpieza del hoyo, mediante el cual podria
ocurrir lo siguiente: los solidos organicos cercanos al hoyo pueden ser disueltos, las
arcillas podrian ser estabilizadas, o las particulas finas que pudieran reducir el flujo a
través del empaque de grava pueden ser desalojadas. Generalmente, la limpieza del
hoyo tiene un efecto relativamente leve luego de la primera estimulacion, A
diferencia de los procesos térmicos de desplazamiento, que aceleran la produccion

pero no incrementan el factor de recobro.
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2.14.1.1 Sistema Cable Calentador

El sistema cable calentador se ubica entre los procesos de recuperacion térmica,
basado en el suministro de calor en fondo. El cable calentador es un cable fabricado
con una tecnologia analoga aplicada en cables de potencia usados en sistemas de
Bombeo Electrosumergibles BES. Es fabricado con la finalidad de generar calor en
fondo y transferido a los fluidos producidos.

Los objetivos de la aplicacion en pozos horizontales de petroleo pesado y extrapesado
son:

e Reducir la viscosidad del petrdleo.

e Mejorar la movilidad.

e Mejorar la distribucién de caida de presion en pozos horizontales.

e Aumentar produccion.

Principales aplicaciones:

e Control de parafinas.
e Reduccion de viscosidad en crudos pesados.

e Calentamiento de fluidos en procesos de superficie.

2.14.1.2. Alternativas De Calentamiento Eléctrico En Fondo

2.14.1.2.1. Cable Calentador ( Petro Trace)

Es una herramienta que se instala en la parte externa de una tuberia, usada como cola
por debajo de la bomba y posicionada dentro del revestidor o tuberia de produccion al

frente de la zona productora. Consiste en un cable, de diferentes caracteristicas que
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varian dependiendo del rango de temperatura deseada. En la figura 2.22, se observan
los diferentes disefios de cables calentadores PetroTrace.

Los cables disefiados para el calentamiento en fondo son los siguientes:
e PetroTrace DHSX.
e PetroTrace MI.
e PetroTrace STS.

P ~ 4 g7
P So¥ £
P Galvanized amor
~ Auoropolymer outer jacket "
Tin-plated copper braid = NS¢
~ Spacer < AL ™ Alloy 825 sheath &_) = J ™ Heattube
Fluoropolymer jackets ~ Insulation {magnesium oxide) & Insulation
Tin-plated copper conductors ™ Heating conductors ~ Conductor
PetroTrace DHSX PetroTrace M/ PetroTrace STS

Figura 2.22. Cables PetroTrace para el calentamiento en Fondo. [11]

e Cable PetroTrace-DHSX™

Para aplicaciones hasta 122°F/50°C. Es un cable flexible de polimero blindado de
facil instalacién que suministra hasta 41 Watts/mt (13 Watts/pie). Se utiliza para
fabricar herramientas de calentamiento eléctrico de fondo de pozo, para pozos
productores de crudo parafinoso. Se instala en la parte externa de la tuberia, por
encima de la bomba del pozo, para calentarlo y evitar la precipitacion de las parafinas

dentro de la tuberia.
e Cable PetroTrace-MI (Mineral Insulated)

Para aplicaciones hasta 900°F/482°C. Los calentadores eléctricos de fondo de pozo
generalmente llevan tres hilos de cable MI que suministran hasta 656 Watts/mt (200
Watts/pie) los cuales se utilizan en pozos productores de crudo pesado y extrapesado.
La herramienta calefactora se instala por debajo de la bomba del pozo y se coloca al
frente de la arena productora para calentar el crudo producido, reducir su viscosidad y

facilitar su flujo, con lo cual se aumenta la produccion diaria del pozo. Estos cables
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ofrecen una resistencia superior a los quimicos, no se agrietan ni se parten como
resultado de la fatiga del material y pueden generar temperaturas tan alta como los
482°C. Los cables Ml existen en diferentes tamafios y niveles de potencia que ofrecen
la flexibilidad de utilizarlos en el aseguramiento de flujo y suministro de temperaturas

de fondo de pozo en longitudes de hasta 3937 pies (1200 mts).

e Cable PetroTrace-STS (Skin Effect)

Para aplicaciones hasta 300°F/149°C, con un suministro de potencia de hasta 150
Watts/mt (46 Watss/pie). Este cable calentador, para pozos productores de crudos
parafinosos, consiste en un coiled tubing que se instala dentro de la tuberia sin la

necesidad de una unidad de servicio o work-over.

A continuacién, se muestra en la figura 2.23 un pozo ejemplo de un disefio de
calentador con cuatro secciones fabricado por Tyco para un pozo horizontal de
PetroPiar en la Faja Petrolifera del Orinoco. Estudios realizados en pozos
horizontales de la Faja, han demostrado que debido a las altas viscosidades de estos
crudos, el drawdown se reduce en la medida que se distancia de la bomba. En otras
palabras, cerca de la bomba hay mayor drawdown y al extremo de la horizontal hay

menor drawdown.
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Example of a Three Phase Heater to heat 3000 feet of horizontal leg
DHH Splitted in 4 Different Power Sections

_
1

o CAS NG Cable Calentador con sensores

12" Tailpipe Bottom Liner ranurade de 2-22" Stinger Bottom

/ Liner Botton

Liner Pac

[coLp LEAD S Section# 4 Section# 3 Section# 2 Sedtpn# 1 |
|

Longitud en pies de la Secsién | 500 =] 560 055 | 40

Longitud &n pies delD HH 2885

i atei S e coién [ 512 | 578 | 11,84 20329 2702

Total Kiwats 65,05

Figura 2.23. Disefio de calentador con cuatro secciones de Tyco. !

La herramienta cable calentador disefiada para el pozo horizontal estd compuesta de
cuatro secciones calientes y dos secciones frias. En cada seccion caliente se genera
una potencia diferente, siendo la de mayor potencia la seccion mas lejana a la seccion
horizontal, y la seccién de menor potencia la seccion mas cercana a la bomba. Este
disefio tiene por objeto generar las mas altas temperaturas hacia el final de la seccién
horizontal del pozo con la cual se crea un gradiente de temperatura a lo largo del

brazo horizontal que disminuye en la medida que se acerca a la bomba.

El propésito del este tipo de disefio es disminuir significativamente la viscosidad del
crudo dentro del liner ranurado y sus alrededores en la formacion, lo que facilita la
movilizacion del crudo de la formacién hacia el liner, facilita la movilizacion del

crudo dentro y a lo largo de la seccion horizontal del pozo, y se logra asi una presién
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de flujo en la seccidn lo suficientemente baja (aumento del drawdown) lo que genera

un aumento en la produccion de crudo.
2.14.1.2.2. Cable Calentador (Centrilift)
Es un dispositivo disefiado para mejorar el desempefio del pozo reduciendo la

viscosidad del crudo, produciendo una mejor distribucion de las diferencias de

presion y asi una mejor contribucién de flujo. (Figura 2.24)

Conductor de
Cobre

Pelicula
Poliamida

Armadura

Chaqueta de
Plomo
Aislamiento -
FLUOROBARRIER™

Figura 2.24 Cable calentador.

La figura 2.25, ilustra la terminacion de un pozo horizontal, sometido al
calentamiento eléctrico en fondo. A continuacion, se especifican las caracteristicas de
esta terminacion:

e Cola de tuberia de 2-3/8 pulgadas instalada en la seccién horizontal.

e Cable calentador instalado a ambos lados de la tuberia de 2-3/8 pulgadas.

e Cuatro sensores de presion / temperatura a lo largo de la tuberia de 2-3/8
pulgadas.

e Protectores de cable con 3 canales, aplicados sobre los cuellos de la tuberia.
Un cable calentador que recorre de ida y vuelta la tuberia en 120° y uno
para el sensor instalado a 120° de los canales del cable calentador. La
herramienta de giro y centralizador.
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4— (abezal de BCP

L\ Penetrador de cable BES VD) con IX elevador

L

Tuberia de Produccion de 5" 6 Sensores P/T alo largo de Ia completacion.

('able de Potencia 24 AWG

Cable Calentador =8 AWG  Herramienta de “giro”

T-

Empalme 4 az§ AWG ~ Centralizadores

Casing § 5%
BCP

Figura 2.25 Diagrama de ilustracién del cable calentador.

2.14.2. Inyeccion De Diluente P!

Debido a la alta viscosidad y bajas gravedades API del crudo extrapesado existe
cierta dificultad para el transporte y produccion del mismo, por ello, en algunos casos
es necesario aplicar la dilucion, esta técnica consiste en la inyeccion de un fluido
menos viscoso y de mayor API (diluyente), por lo general Nafta, un crudo liviano o
un crudo mejorado, para asi disminuir la viscosidad del crudo que se desea producir
facilitando la movilidad del mismo y aminorar los efectos de pérdida de presion por
el roce de los fluidos con la tuberia de produccién para asi optimizar el desempefio de
los equipos de produccion . Este método es, comiunmente, utilizado en la FPO debido
a las altas viscosidades del crudo y a los buenos resultados que se han obtenido, en la

region, a partir de la aplicacion del mismo.
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2.14.2.1. Tipos De Diluyentes !

En la FPO existen principalmente 2 esquemas de produccién que se aplican segun se
posea 0 no un mejorador de crudo asociado al proyecto. El primero, se denomina
Produccién Temprana, durante esta etapa el crudo producido es diluido utilizando,
por lo general, un crudo liviano o mejorado, para llevarlo a condiciones de gravedad
API previamente establecidas segun las exigencias del mercado. El diluyente mas
utilizado en dicha etapa es una segregacion producida en el Norte de Monagas
denominada Mesa 30, que permite llevar un crudo entre 7,5°y 8° API a una mezcla
de crudo diluido de 15,5° a 16° API, que es la segregacion mas comercial de PDVSA,

conocida como Merey 16.

Una vez que el proyecto tiene un mejorador de crudo asociado, el diluyente pasa a ser
por lo general una Nafta pesada de entre 42° y 47° API, la cual permite también
llevar el crudo natural extrapesado hasta la segregacion comercial de 16° API. Cabe
destacar que durante la fase de Produccion Temprana, también, se ha utilizado como
diluyente el crudo Santa Béarbara de 36° API, aproximadamente, con resultados

favorables en cuanto a dilucion.

En la fase de produccion permanente se han llegado a utilizar como diluyente: Naftas
de 54° API, Gasoil, e incluso Diesel aunque los mejores resultados se han obtenido
con la Nafta de 47° API. Una vez que el esquema de produccién pasa a la fase de
Produccién Permanente la Nafta utilizada es reciclada y reinyectada, puesto que esta
se recupera en el proceso de mejoramiento del crudo.

Segun lo antes descrito se puede clasificar la dilucion del crudo segun el tipo de

diluyente utilizado en:
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e Dilucion con Mejorado (DCOM)

En este caso se utiliza un crudo mejorado o sintético para diluir el crudo producido,
actualmente en la FPO no sé ha puesto en préactica este tipo de dilucion.

e Dilucion con Nafta (DCON)

El diluyente utilizado es una Nafta, en la actualidad se utilizan mayormente Naftas
de 42°- 47° API para la dilucion en la FPO.

e Dilucion con Petroéleo (DCOP)

Se utiliza petroleo ligero para la dilucion, en la FPO, actualmente, se utiliza el crudo

Mesa 30 o similar como principal diluyente.
2.14.2.2 Tipos De Inyeccion De Diluyentes ™!

La inyeccion de diluyente se puede llevar a cabo en distintos puntos del pozo segun
se requiera, dependiendo, principalmente, de la viscosidad del crudo a producir y del

J del pozo en cuestién.

2.14.2.3 Inyeccién De Diluyente En El Cabezal Del Pozo

Este tipo de inyeccion es recomendada para pozos con un indice de Productividad (J)
menor a 4 BND/Ipc , se instala una BCP de baja capacidad de desplazamiento de
fluidos, que posee al fondo del pozo un ancla de torque para evitar que la tuberia gire
y se suelte, debido al sentido de giro de la BCP. Debido a que el diluyente no esta en
contacto directo con la bomba por BCP no existe posibilidad de que los aromaticos

que el mismo contiene dafien el elastomero de esta (figura 2.26).
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Ventajas

Desventajas

alta viscosidad del crudo.

Alto esfuerzo de la barra pulida.

Inyeccidn de diluente

Mejora las condiciones del transporte en superficie.

menos presion para llevar el fluido a superficie.

MARCO TEORICO

Disminuye los gastos en equipos y ensamblajes de fondo.

Existen pérdidas de energia por la tuberia de produccion.

Los aromaticos del diluyente no afectan el estator de la bomba.
Facilita la posterior deshidratacion de la mezcla y la separacion de gas.
Incrementa la movilidad del crudo en la linea de produccion, lo que

disminuye la presion en el cabezal haciendo que la bomba tenga que vencer

La sarta de cabillas de la bomba se ve sometida a un alto torque debido a la
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2.14.2.4 Inyeccion De Diluyente A Fondo A Través Del Anular Del Pozo

El diluyente se agrega a presion o por gravedad al pozo a través del espacio anular del
mismo. En algunos casos se emplea un dosificador, el cual va ubicado en la valvula
de la bomba para tratar de controlar la inyeccion y permitir que la mezcla crudo-

diluyente se genere uniformemente.

Ventajas

e Se reduce el torque de la sarta de cabillas.
e Se reducen las pérdidas de presion por friccion en la tuberia.
e Optimiza el desempefio del mecanismo de levantamiento artificial

implementado.

Desventajas

e No garantiza que se genere la mezcla crudo-diluyente en las proporciones
adecuadas.
e Enalgunas de sus variantes el gas debe ser manejado por la bomba.

e En algunos casos no se puede controlar la tasa de inyeccion de diluyente.

Este tipo de inyeccion se puede llevar a cabo, tanto en pozos verticales como en
pozos horizontales, de 2 maneras segun la terminacion que se tenga en el fondo del

pozo: Con empacadura de fondo o sin empacadura de fondo.

2.14.2.5 Inyeccion De Diluyente Al Nivel De La Bomba

El diluyente se introduce al pozo, por lo general, utilizando una tuberia de inyeccion
de 1,315 se puede llevar a cabo tanto a la descarga de la bomba como a la succion

de la misma, siendo la primera opcién la de mayor aplicacion en la FPO debido a que
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no hay contacto directo entre el diluyente y el elastbmero de la bomba por BCP, lo
que evita que el mismo se hinche y por ende dafie el pozo (figura 2.27). Este tipo de
inyeccidn es recomendada para pozos con un J comprendido entre 4 BND/Ipc y 7
BND/Ipc .

Ventajas

e Disminuye el torque de la sarta de cabillas.
e Disminuyen las pérdidas de presion por friccion en la tuberia.
¢ De inyectarse a la descarga de la bomba el diluyente no entra en contacto con

el elastomero, lo que evita el hinchamiento y posterior dafio del mismo.

La principal desventaja que presenta este método es el costo adicional que se requiere

para completar el pozo con la tuberia de inyeccion de diluyente.
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Surtace coordinates: St dtiling 01/00400 | Top 0:54
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Figura 2.27 Completacion tipo de pozo con inyeccion de diluyente a la descarga de la bomba. !

64



CAPITULO II

MARCO TEORICO
Otra manera de inyectar el diluyente en el pozo al nivel de la bomba es por dentro de
la tuberia de produccion, en este caso el diluyente se mezcla con el crudo a la
descarga de la bomba y la mezcla pasa al anular del pozo por medio de un niple

ranurado, por donde se produce.

2.14.2.6 Inyeccion De Diluyente En El Fondo En La Parte Horizontal Del Pozo

La inyeccion se lleva a cabo dentro del liner ranurado que se haya en el brazo
horizontal del pozo, se utiliza una tuberia de 1,315” con un crossover hacia un tail
pipe de 2 3/8” para introducir el diluyente. La mezcla crudo-diluyente se introduce a
la tuberia de produccién a través de una tuberia perforada (ver figura 2.28). Este tipo
de inyeccidn es recomendada para pozos con un J mayor a 7 BND/Ipc.

Ventajas

e Este tipo de inyeccion aumenta la productividad de los pozos hasta en un
20%, puesto que disminuye las pérdidas de friccion que se generan en el
liner 1,

e Disminuye la acumulacion de arena en el liner o arenamiento.
La principal desventaja de este método son los costos asociados a los equipos

necesarios para la colocacion de la tuberia de inyeccidn, asi como también la

experticia requerida para ello.
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Figura 2.28.Completacion de pozo tipo con inyeccion de diluyente al fondo del brazo .

Una manera sencilla para determinar el volumen de diluyente a inyectar en un pozo,

es por medio de un balance de masa como se muestra en la ecuacion 2.52.

my,, =my+m, Ecuacion 2.52

Donde:

m_, :Masa de mezcla.
m, : Masa de diluyente.

m, : Masa de crudo.

2.15 .- Evaluacion Econdmica En La Industria Petrolera

El ente financiero de las empresas, comprende una de las areas funcionales de gran
interés, para alcanzar una gestion eficaz de ellas mismas, por ende, el analisis
econdémico para determinar la rentabilidad de los proyectos segun la inversion es de

suma importancia para producir los mayores beneficios.
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A continuacién se describen los diversos métodos o modelos dinamicos de valoracion

de inversiones o proyectos.

2.15.1 Valor Presente Neto (VPN)

También Ilamado flujo acumulado de caja descontado, valor capital de la inversion,
valor actual neto. Se define como la suma de los valores actualizados de todos los

flujos netos de caja esperados del proyecto, deducido el valor de la inversion inicial.

VNP = Valor presente de los ingresos — Valor presente de los egresos Ecuacion 2.53

Si un proyecto de inversion tiene un VPN positivo, el proyecto es rentable. Entre dos
0 mas proyectos, el méas rentable es el que tenga un VPN mayor. Un VPN nulo
significa que la rentabilidad del proyecto es la misma que colocar los fondos en él
invertidos en el mercado con un interés equivalente a la tasa de descuento utilizada.
Si el VPN de un proyecto es negativo, realizar el proyecto representa una pérdida
patrimonial, en este caso debe rechazarse el proyecto desde el punto de vista
economico-financiero.

La unica dificultad para hallar el VPN consiste en fijar el valor para la tasa de interés,

existiendo diferentes alternativas.

La principal ventaja de este método es que al homogeneizar los flujos netos de caja a
un mismo momento de tiempo, reduce a una unidad de medida comun cantidades de
dinero generadas en momentos de tiempo diferentes. Ademas, admite introducir en
los calculos flujos de signo positivos y negativos en los diferentes momentos del
horizonte temporal de la inversion, sin que por ello se distorsione el significado del

resultado final, como puede suceder con la tasa interna de retorno.
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2.15.2 Tasa Interna De Retorno (TIR)

Es un indicador referencial de la rapidez de recuperacion de la inversion, mientras
mayor es, mas acelerada seré la recuperacion del capital y por ende sera mayor la
rentabilidad del proyecto. Se utiliza cuando se desea obtener una indicacion
porcentual del rendimiento del proyecto para compararlo con el rendimiento de otros
proyectos, por tanto constituye una tasa de rendimiento ajustada en el tiempo. Este
método considera que una inversion es aconsejable si la T.I.R. resultante es igual o
superior a la tasa exigida por el inversor, y entre varias alternativas, la mas

conveniente serd aquella que ofrezca una T.I.R. mayor.

Como criterio de decision, la cartera de inversiones de la empresa PDVSA, resume
que si:

TIR > 15%. Se acepta la realizacion del proyecto.

10% < TIR < 15%. Se analizarad la propuesta para determinar su inclusion en el
presupuesto de inversiones. Debe justificarse, ya sea por razones estratégicas o
soberania tecnoldgica, entre otras.

TIR < 10%. Se rechaza la realizacién del proyecto.
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DESCRIPCION DEL AREA

3.1 .- Faja Petrolifera del Orinoco ¥ 141 11°]

La faja Petrolifera del Orinoco tiene unos 700 kilémetros de largo y se extiende desde
Tucupita, Delta Amacuro y atraviesa los estados Monagas, Anzoategui y cubre parte
del estado Guarico. Tiene un ancho de 32 a 100 kilometros y su area abarca unos

55.314 kilébmetros cuadrados.

Geologicamente es la parte sur de la cuenca de Maturin o de Oriente, y
geogréficamente se le ha dado el nombre de Orinoco ya que limita con este rio. El
delineamiento de su parte norte se fue construyendo desde mediados de los afios
treinta, a medida que el taladro exploraba la cuenca de Maturin y se avanzaba en

direccidn este- oeste y viceversa hacia al sur.

Una de las caracteristicas de las formaciones que conforman los yacimientos de
crudos extrapesados y pesados es que las arenas son no consolidadas, es decir, que los
granos de arenas tienen poca adhesién entre si por lo tanto son bastante sueltos. Esta
condicion de poca consolidacion hace que el yacimiento en su estado virgen muestre
alta porosidad y alta permeabilidad pero al ser perforado, la pared del hoyo es
bastante inestable y de requerirse tomar nlcleos mediante métodos convencionales la

operacion es muy dificil de ejecutar.

El petroleo contenido en la Faja Petrolifera del Orinoco es principalmente
considerado como extrapesado, es decir, con valores de gravedad APl menores a 10°.
Las propiedades petrofisicas y geoldgicas de las diferentes zonas difieren entre ellas,
pero aun asi es posible afirmar que la porosidad se encuentra en el rango del 30%
mientras que las permeabilidades varian entre 10 y 20 Darcies. Los espesores de
arena se encuentran entre 50 y 200 pies y dichas arenas se encuentras a profundidades

someras.
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La Faja Petrolifera del Orinoco estd dividida en cuatro zonas de exploracion y
produccion: Boyacé (antiguamente conocida como Machete), Junin (antes Zuata),
Ayacucho (antiguo Hamaca) y Carabobo (antes Cerro Negro). El area actual en
explotacion es de 11.593 kilometros cuadrados. En la figura 3.1 se muestra la

ubicacion de la Faja Petrolifera del Orinoco y su division.

Mochima
N Pork .2

Caracas © CL 0

Carabobo /

Boyaca | Junin | Ayacucho |

Figura 3.1 Localizacion y division de la Faja Petrolifera del Orinoco. (5]

3.2 .-Caracteristicas Geoldgicas De La Faja Petrolifera Del Orinoco ™

Los sedimentos de los horizontes productores de petréleo de la Faja Petrolifera del
Orinoco (FPO) se caracterizan por ser en parte de un sistema deltaico que,
mayormente, tuvo su origen en los sedimentos precAmbricos del sur de Venezuela.
No presenta plegamientos importantes, sino deformaciones de poca magnitud que han
dado origen a declives menores y que tienen su expresion en un homoclinal fallado
con buzamiento suave, de 2 a 3 grados, hacia el Norte. Posee un potencial petrolifero

de edad Cretacica y Terciario Superior, con ambientes de sedimentacion poco
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profundos formados, principalmente, por procesos de transgresion y regresion. La
secuencia de rocas sedimentarias reposa sobre un Basamento de origen igneo-

metamorfico de edad Precambrica.

Las formaciones a traves del Basamento hacia la superficie, en forma generalizada,
en la FPO son: Hato Viejo del Cambrico Temprano y Carrizal del CAmbrico Tardio,
el Grupo Temblador del Cretaceo y las formaciones Merecure, Oficina, Mesa, Freites,
y las Piedras del Terciario; las cuales se diferencian en el subsuelo por cuatro

depocentros que se encuentran separados por altos estructurales (figura 3.2).

‘BI Provincia Occiderntal BN Pravincia Orental ﬂ..
o - BOYACA [ JUNIN el AVATTCH - CARABOED £
= :m_l:'"«_h___ o m::u__-q.:pﬁ'.‘r--._____ OGN — l'—
-~ _.:- '_d nmuru:_—r:___u o

Figura 3.2. Seccion esquematica estructural regional de la FPO. ©!

La columna sedimentaria esta representada por tres ciclos; el primero se depositd
discordantemente sobre el Macizo Guayanés y contiene arenas de granos gruesos
pertenecientes al Paleozoico Superior, el siguiente corresponde a una transgresion
marina ocurrida en el Cretdceo y se caracteriza por areniscas delgadas con
intercalaciones de lutitas en ambientes marinos de poca profundidad. El altimo ciclo
se formd después de retirarse el mar dando origen a formaciones transgresivas del
Terciario.

En la figura 3.3 se muestra en sentido estratigrafico decreciente las formaciones que

conforman la FPO en correlacion con las edades depositacionales de las mismas.
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Figura3.3. Columna estratigrafica de la FPO. &

3.3 .-Area Carabobo ( Cerro Negro)

Esta area comprende 4 bloques, Carabobo 1, Carabobo 2, Carabobo 3 y Carabobo 4.
Los pozos pertenecientes a estos bloques estan distribuidos en los campos CERRO
NEGRO, MAMO, MAMOB, CERRO NEGB y SAN FELIX.
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3.3.1 Ubicacion

3.3.1.1 Politico — Administrativo Y Operacional

Desde el punto de vista politico- administrativo, el Area de Carabobo se ubica en la
jurisdiccion de los municipios Independencia en el Estado Anzoategui y Libertador y

Uracoa en el Estado Monagas.
3.3.1.2 Geografica

El Area de Carabobo se encuentra en el flanco Sur de la Cuenca Oriental de
Venezuela, en la parte Sur de los estados Monagas y Anzoategui. Esta situada en la
parte Oriental de la Faja Petrolifera del Orinoco y tiene una superficie aproximada de
2.311 Km? .

Se ubica al norte de la ciudad Puerto Ordaz y del rio Orinoco. Esté limitada al Norte
por el area tradicional del Distrito Social de Morichal, al Este por el estado Delta

Amacuro, y al Oeste por el Area de Ayacucho.

3.4 .-Bloque Carabobo 1 ( Cerro Negro 1)

3.4.1 Ubicacién Geogréfica

El Bloque Carabobo 1 tiene una superficie total de 763 Km?, se encuentra ubicado en
el Oriente de Venezuela a unos 70 kilébmetros al NE de Ciudad Bolivar y 80
kilometros al NO de la ciudad de Puerto Ordaz. Se ubica en su totalidad dentro de la

jurisdiccion de Barcelona en el Estado Anzoategui (figura 3.4).
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Figura 3.4 Mapa ubicacion del Bloque Carabobo I

3.4.2 Caracteristicas De Los Yacimientos Y De Los Hidrocarburos ¢!

La seccion productora esta representada por la Formacion Oficina de edad Mioceno
Inferior, del Terciario Medio, la cual forma parte de la columna geoldgica regional de
la Cuenca Oriental de Venezuela. La profundidad de los yacimientos oscila entre
1.000 y 3.540 Pbnm. Los yacimientos del area, contienen un crudo extrapesado, con
gravedad API° 7,5 —8,5°; viscosidades entre 1500-5000cps Y solubilidad inicial de
70-120 PCN/BN

El intervalo productor en el area de estudio se asocia a La Formacion Oficina de edad
Mioceno Temprano. La misma estd dividida en cuatro miembros principales los
cuales de mas viejo a mas joven se definen como: Morichal, Yabo, Jobo y Pilon. El
Miembro Morichal ubicado en la seccion basal de dicha formacion, representa el
intervalo de roca mas prospectivo econdmicamente desde el punto de vista de

hidrocarburos, representando aproximadamente el 70% del P.O.E.S.

74



CAPITULO IlI

DESCRIPCION DEL AREA

3.4.3 Estratigrafia Regional 17

El campo Cerro Negro es una cuenca asimetrica con su eje mayor en direccion este —
oeste, cuyo origen puede remontarse al periodo Paleozoico y que, en los periodos
subsiguientes, fue adquiriendo su configuracion actual, completdndose desde el

Terciario hasta el Reciente.

La columna estratigrafica de Cerro Negro comienza (de mas viejo a mas joven) con
un conjunto igneo — metamorfico de edad Pre — Cambrico que constituye el
Basamento. Le sigue discordante el Grupo Temblador de edad Cretécica (presente en
algunas areas); luego en contacto discordante la Formacion Oficina de edad Mioceno
Inferior a Medio con sus cuatro miembros; Morichal, Yabo, Jobo y Pildn; sigue la
Formacion Freites de edad Mioceno Superior y, por ultimo, las formaciones Las
Piedras- Mesa, correspondiente al Plioceno — Pleistoceno. Estas dos formaciones, no
se diferencian en el sector de la Faja, la columna estratigrafica existente en la Cuenca
Oriental a nivel del Bloque Carabobo estd representada de base a tope por las
siguientes unidades:

v' Basamento
El basamento presente en el Area Carabobo 1 esta representado por rocas igneas y
metamorficas de edad Pre-Cambrico, donde la litologia predominante esta definida

por granitos, gneisses, anfibolitas y esquistos.

Constituye una superficie erosionada irregularmente, fallada y con una geomorfologia

muy accidentada de altos y bajos estructurales.

75



CAPITULO IlI

DESCRIPCION DEL AREA

e Paleozoico

En el Area Carabobo 1 no se ha reconocido la existencia de sedimentos de esta edad,
los cuales estan representados por la Formacion Carrizal en otras areas de la Faja

Petrolifera del Orinoco.

e Cretaceo

En el Area Carabobo 1 existen depdsitos Cretacicos representados por areniscas
arcillosas lenticulares, las cuales se presentan como remanentes depositados
discordantemente sobre el basamento igneo metamorfico preexistentes. Estos
depdsitos no son prospectivos desde el punto de vista de hidrocarburos y estan
asociados al Grupo Temblador, enmarcado dentro del ciclo Aptiense—Coniacience de
edad Cretaceo. Su caracteristica principal en registros de pozo viene dada por un
acentuado incremento de la radioactividad en el valor de la curva Gamma Ray (GR) y
el paso abrupto de arenas masivas fluviales ubicadas en la base del Miembro
Morichal de la Formacion Oficina a sedimentos arenosos arcillosos de carécter

lenticular.

El contacto entre los sedimentos cretacicos del Grupo Temblador y la Formacion
Oficina suprayacente es de caracter discordante. Se divide en dos formaciones: Canoa
(continental) y Tigre (marino). Dentro del Area Carabobo 1 se identifican en muy
pocos pozos con espesores muy bajos. Constituye una superficie erosionada que se
trunca hacia el sur contra el basamento igneo-metamorfico, mientras que hacia el

norte se espesa la seccion cretacica.

v" Terciario

La Formacién Oficina esta dividida en cuatro miembros, figura 3.5
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e Morichal.

Alternancia de lutitas grises, intercaladas e interestratificadas con areniscas y
limolitas de color claro y grano fino a grueso, capas delgadas de lignito y lutitas
ligniticas, arcillas verdes y gris claro con esferulas de siderita, areniscas sideritico-
glauconiticas y capas delgadas de caliza.

e Yabo.

Secuencia lutitica transgresiva gris verdosa con intercalaciones limolitas y areniscas

de grano fino, calcéreas y fosiliferas.
e Jobo.

Espesor de unos 222 pies, en los que se localiza principalmente arcilla limosa y
paquetes de arena longitudinales hacia el tope. La arena es limpia y estd compuesta
por granos de cuarzo subredondeados de fino a medio.

e Pilon.

Acrcillas limosas de color gris claro a medio; esta secuencia es irregular debido a los
lentes (mayores de 10 pies de espesor) de arena fina limosa y a los cuerpos de arcilla

interestratificados.
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Figura 3.5 Columna Estratigréfica.
e Formacion Oficina

De edad Mioceno Inferior-Medio, descansa discordantemente bien sea sobre el
basamento igneo metamdrfico o sobre el Cretacico remanente. En el area de estudio
referida al Area Carabobo 1 prevalece la subdivision estratigrafica utilizada en los
campos petroleros ubicados al norte, donde la Formacién Oficina esta subdividida en
cuatro miembros principales que de base a tope se denominan Morichal, Yabo, Jobo y
Pilén. Dentro de esta Formacion, el Miembro Morichal representa el intervalo de

roca mas importante desde el punto de vista petrolifero en el area.

Se sedimento en un inmenso complejo fluvio-deltaico, caracterizada por arenas
lenticulares de poca extension, apiladas y coalescentes, rellenando canales de rios y
zonas bajas presentes en las irregulares superficies de erosion del Cretaceo y del

Basamento.
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e Miembro Morichal

Este intervalo de roca estad representado por una secuencia de arenas transgresivas
cuarzosas de color marron, de grano medio subangular, con escogimiento pobre, poco
consolidadas, intercaladas con lutitas y limolitas con presencia de intervalos de
carbon. Hacia la base del intervalo existen arenas masivas poco consolidadas
asociadas a un ambiente fluvial donde se definen espesores importantes, mientras que
en la seccion media y superior se observan arenas intercaladas con lutitas y limolitas
con presencia de carbones depositadas en un ambiente deltaico donde los espesores

de las arenas son menores.

Esta unidad se asocia a un ambiente fluvio-deltaico donde la facies deltaica
predominante se asocia a deltas dominados por procesos de marea. En ocasiones se
reportan sedimentos depositados en ambientes deltaicos dominados por procesos de
rios. Este intervalo posee el mayor potencial de acumulacién de hidrocarburos de la
Formacion Oficina. Hacia el este del Area Carabobo 1, el espesor del miembro
Morichal se va reduciendo hasta desaparecer al acufiarse contra el alto de Uverito, lo
mismo sucede hacia el sur donde dichas unidades sedimentarias se acufian contra el

Basamento igneo metamorfico.

La zona mas prospectiva del Miembro Morichal se localiza hacia el sector central-

este, donde se observan espesores promedios de 225° de ANP.

En el area de este estudio el Miembro Morichal fue subdividido en 3 paquetes o

yacimientos principales: Superior, Medio e Inferior.

e Divisiones Internas Del Miembro Morichal

El ambiente de sedimentacién es de tipo fluvial en la seccion inferior y deltaico-
marino en las secciones media y superior con la influencia de pulsos continuos de
subida del nivel del mar como respuesta a eventos de subsidencia de la cuenca. Para

la interpretacion estratigrafica el Miembro Morichal es subdividido en 12 unidades
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denominadas de base a tope MO-1, MO-2, MO-3, MO-4, MO-5, MO-6, MO-7, MO-
8, MO-9, MO-10, MO-11 y MO-12. Las mismas estdn relacionadas con una
subdivision mas general realizada dentro de dicho Miembro con la finalidad de
elaborar los mapas de yacimiento a ser presentados a la certificadora de reservas para
su discusion. A continuacion se presenta la relacion existente entre las unidades
definidas a nivel de detalle y las unidades mayores dentro del Miembro Morichal de
la Formacion Oficina, las cuales se definieron de acuerdo a los analisis de nucleos,
ubicandose el Miembro Morichal dentro de una facie fluvial caracterizada por

apilamiento de canales asociados a sistemas de alta energia:

Morichal Inferior:  Involucra de base a tope MO-1, MO-2, MO-3 y MO-4
Morichal Medio: Involucra de base a tope MO-5, MO-6, MO-7 y MO-8
Morichal Superior:  Involucra de base a tope MO-9, MO-10, MO-11 y MO-12

El evento retrogradacional avanzd desde el noroeste al sureste generando para cada
unidad un limite de sedimentacion tipo onlap contra el intervalo discordante
infrayacente. En la figura 3.6 se muestran los limites de depositacion para cada una
de las unidades definidas en el modelo.
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Figura 3.6. Limites de sedimentacion para cada unidad definida dentro del Miembro Morichal. [16]

e Miembro Yabo

Representa la seccion lutitica que separa los miembros Morichal y Jobo. Es una lutita
transgresiva de color gris verdoso con intercalaciones de areniscas de grano fino,
calcareas y fosiliferas. Este miembro esta definido claramente en los campos
ubicados al norte del Bloque, pero hacia el sur y especialmente en el Area Carabobo 1
su correlacion es dudosa ya que pierde en parte su caracter lutitico y aumenta su
caracter arenoso, donde en ocasiones la arena asociada a dicho Miembro presenta
saturacion de petroleo, sin embargo, por el poco espesor (5 pies) no se considera

como prospecto econémico para la produccion de hidrocarburos. Hacia el Este del
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Area Carabobo 1, ésta unidad sedimentaria tiende a acufiarse y desaparece contra el
Alto de Uverito.

e Miembro Jobo

Esta representada por una alternancia de arenas, lutitas y limolitas. En el Area
Carabobo 1 dicho intervalo de roca se hace més arenoso hacia el tope mostrando
buenas saturaciones de petroleo. Este Miembro es el segundo en importancia
petrolifera dentro de la Formacion Oficina después del Miembro Morichal con
calidad de petroleo de 14° API. Por lo general los cortes de agua asociados, estan
entre el 4% y el 85%. Por esta razon, la decision de producir dicho intervalo de roca
(espesor promedio de 75°) debe estar enmarcada dentro de un estudio de yacimiento

especifico para este Miembro.

Al igual que el miembro suprayacente se acufia contra el Basamento al sur y hacia el

este contra el Alto de Uverito.
e Miembro Pilon

Representa el Miembro mas joven de la Formacion Oficina. En los campos ubicados
al norte del Area Carabobo 1, dicha unidad sedimentaria esta representada por una
seccidn arcillosa transgresiva con escasos lentes arenosos. Hacia el sur y dentro del
Area Carabobo 1 dicha unidad incrementa su caracter arenoso mostrando en

ocasiones dentro de los cuerpos de arena resistividades de petrdleo.

Los mayores espesores de ANP se encuentran hacia el este donde alcanzan un
maximo de 104’. Las pruebas hechas confirman la presencia de petroleo y alto

contenido de agua.

e Formacion Freites (Mioceno Superior)

Sobre la Formacion Oficina y de manera concordante se depositd la Formacion
Freites de edad Mioceno superior. El contacto entre las Formaciones Freites y Oficina
se distinguen facilmente, en los campo ubicados al norte del Area Carabobo 1, esta
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unidad esta definida como un intervalo lutitico el cual a medida que se va hacia el sur
presenta un incremento importante del porcentaje de arenas que se ubican
estratigraficamente en la seccién basal. Estas arenas hacia el sur tienden a confundirse
con las arenas ubicadas en el tope del Miembro Pilon de la Formacion Oficina
complicando su anélisis estratigrafico. Es importante mencionar que las arenas
presentes al sur del &rea para esta Formacion, representan la facies mas proximal de la
Formacion Freites donde la presencia de paquetes arenosos es normal. Dichas arenas
pueden ser el resultado de la variacion lateral de facies de ambientes de aguas
profundas al norte a ambientes transicionales mas someros hacia el sur cercanos a la

linea de costa.

v' Cuaternario

e Formacion Las Piedras Y Mesa

Representan el tope de la columna sedimentaria presente en la Faja Petrolifera del
Orinoco y dentro del Area Carabobo 1. Su edad esta definida como Plioceno-
Pleistoceno y las mismas no se han podido diferenciar entre si por lo complejo de su
correlacion interna. Es por esta razon que dichos intervalos de roca se han manejado
como una sola unidad sedimentaria. Su litologia es bastante homogénea, consistiendo
principalmente en gruesos paquetes de arenas de grano grueso y gravas con cemento
ferruginoso intercaladas con limolitas carbonosas y lutitas. No contiene hidrocarburos
asociados pero su real importancia radica en la presencia de importantes y cuantiosas
reservas de agua dulce (acuiferos) almacenados dentro de los intervalos

conglomeraticos y arenosos que conforman la roca.

En resumen, la columna estratigrafica tipo para el Area Carabobo 1 es la misma
existente dentro del Area Carabobo, pero incluyendo un grado de detalle mas alto
desde el punto de vista de correlaciones geoldgicas dentro del Miembro Morichal de
la Formacion Oficina. Como se puede ver en la figura 3.7, dentro del Miembro
Morichal se definieron 12 unidades estratigraficas que van desde MO-1 hasta MO-12
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con la finalidad de mejorar el detalle de las interpretaciones y por ser este intervalo de
roca el objetivo principal de este estudio desde el punto de vista de yacimientos.

Las gravedades API para toda la seccién de roca saturada con petroleo en el Area
Carabobo 1 varian entre 7 y 8 grados API.

El principal mecanismo de drenaje es por expansion de gas disuelto y compactacion

de la roca. El blogue no posee actualmente produccion comercial asociada.

En la Tabla 3.1 se pueden ver las propiedades mas resaltantes del Miembro Morichal
en el Area Carabobo 1:

Tabla 3.1. Propiedades Geoldgicas del Miembro Morichal ™"

Mecanismo de drenaje |Gas Disuelto / Compactacién de la roca

Entrampamiento Estructural / Estratigrafico
Areniscas
Roca reservorio
Espesor total (promedio) 723 pies
Espesor neto (promedio) 235 pies
Porosidad promedio 31 %
Permeabilidad promedio 10D
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3.5 Ambiente De Sedimentacion

3.5.1 Sedimentologia

A finales del Cretacico, el mar se retir6 a la parte central de la Cuenca Oriental de
Venezuela y aunque la acumulacién de sedimentos parece haber continuado en varios
lugares durante el Paleoceno, Eoceno y Oligoceno, la zona plataformal ubicada en lo
que hoy constituye el area Cerro Negro estuvo sujeta a un prolongado periodo de
erosion sub-aérea. El tiempo exacto cuando el mar comenzé a transgredir hacia el sur
se desconoce, el hecho es que, el mismo, alcanzé el area de estudio durante el
Mioceno.

Durante el Mioceno, los rios que transportaban sedimentos hacia el Norte y Noroeste
rellenando los valles y cafiones, en su recorrido hacia la Cuenca se encontraron con
los mares pocos profundos que avanzaban hacia el sur, lo que trajo como
consecuencia la disminucion de velocidades de los transportes de los rios,
descargando estos sus sedimentos en un ambiente tipo deltaico en el area de Cerro
Negro. Hacia el sur, cercano al Craton de Guayana, debido a los procesos que
ocurrian, el gradiente de las corrientes disminuyo originandose una sedimentacion de

tipo de depdsito de rios entrelazados.

Debido al descenso del nivel del mar o al levantamiento del Escudo de Guayana, el
gradiente de las corrientes con un patron de drenaje en direccion N-NW, aumentd,
cargando grandes cantidades de sedimentos clasticos hacia la parte central de la

Cuenca, donde se depositaron en un ambiente deltaico la Formacion Oficina.

La secuencia Terciaria en el area, forma una cufia sedimentaria que se adelgaza hacia
el Sur y Este. Hacia el Norte la sucesién de facies varia de fluvial a barra de
desembocadura, con abanicos de rotura y sedimentos de granos fino del frente
deltaico, a arcillas de prodelta. Los mapas paleogeograficos muestran que estas facies

estan en direccion norte.

86



CAPITULO IlI

DESCRIPCION DEL AREA

La presencia de sedimentos de granos méas finos en la Formacion Oficina, sugiere
periodos esporadicos de transgresion.

En resumen, se puede decir que muchas de las facies de la Formacion Oficina, son el
resultado de I6bulos deltaicos o lenguas regresivas que se mueven, lateralmente,

rellenando un marco estratigrafico de tipo recubrimiento.

Los sedimentos de la Formacion Freites, indican un marcado desplazamiento hacia el
Escudo, del ambiente deposicional deltaico, prevaleciente durante el tiempo de la
Formacién Oficina, dando lugar a una sedimentacion de caracter mas marino en el
area de Cerro Negro que podria considerarse como un evento transgresivo. Durante la
mayor parte del tiempo de la Formacién Freites, la tasa de sedimentacion es igual al
Este y Oeste, lo que indica una subsidencia uniforme de la plataforma en ambas

regiones.

Desde la parte superior de la Formacion Freites a las formaciones Las Piedras-Mesas,
la columna estratigrafica del area de estudio muestra una transicion deposicional de
unidades deltaicas a unidades de caracter mas fluvial y continental. Los depoésitos

fluviales alcanzan espesores de hasta 100°.

El espesor de los sedimentos de las unidades suprayacentes al intervalo
correspondiente a la parte media de la Formacion Freites (intervalo 25), indica que
hacia el Este del area, se produjo un marcado basculamiento y/o la regién Oeste fue

levantada, figura 3.8.

A medida que el margen oriental del area de estudio se hunde, grandes cantidades de
clasticos fluviales o fluvio-deltaicos fueron descargados en esta region; posiblemente,
por un precursor del Delta del Orinoco, el cual, posteriormente, depositdé sedimentos

en las cercanias a medida que tomaba su curso actual.

Finalmente, la regresion y progradacion de las facies fluviales rellend la cuenca,

desplazando la posicion de los mares Miocénicos de Venezuela-Oriental.

La historia deposicional de la Cuenca Oriental de Venezuela, en el area de Cerro

Negro culmind con la sedimentacién de las unidades fluviales de las formaciones Las
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Piedras-Mesa, que vienen a representar un nuevo evento de caracter regresivo en la

region.

A0 km
—

Arena Meta

Figura 3.8 Sedimentologia ™!
3.6 .- Petrofisica

En la tabla 3.2 se incluyen los valores petrofisicos y parametros calculados que
caracterizan al Miembro Morichal de la formacion Oficina, Campo Cerro Negro.

Por su parte, los datos de mediciones directas como por ejemplo Resistividad del
Agua de formacion (Rw) y la Salinidad, fueron recopilados y analizados a partir de
pozos estratigraficos y de desarrollo; para lo cual se recolect6 muestras de agua para

dichos anélisis.

88



CAPITULO IlI

DESCRIPCION DEL AREA

Tabla 3.2 Valores petrofisicos y parametros que caracterizan al Miembro Morichal

Informacién Petrofisica
Propiedad Minimo Maximo Unidad
Salinidad del Agua 5500 22000 ppm
Resistividad del Agua 0.23 1.34 Ohmio*m
Densidad de la roca 2.65 grm/cc
Factor de Cementacion 1.70 | 1.80
Porosidad efectiva 29 %
Saturacion de Agua 9 20 %
Resistividad 51 =400 Ohmio*m
Permeabilidad 7.0 Darcy
Volumen poroso saturado de
petréleo 23 26 %

3.7 .-Propiedades de los fluidos

Los yacimientos del area, contienen un crudo extrapesado,

generalmente

subsaturados a condiciones iniciales de P y T; con gravedades entre 7,5 — 8,5°.

Las caracteristicas iniciales promedio de los fluidos de los yacimientos del area,

estimadas de acuerdo a los resultados de los analisis de fluidos y comportamiento de

produccion, se muestran a continuacion(Tabla 3.3); asi como también el estimado de

condiciones actuales.
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Tabla 3.3. Caracteristicas iniciales promedio de los fluidos de los yacimientos del

area.
Pi (Ipc) 1000-1600
Ty promedio (°F) 120-140
Rsi (PCN/BND) 100-120
Boi promedio (BY/BN) 1,06-1,08
Koi (CP) 1500-5000
°API 7,5-8,5
Pactual, Ipc 850-1250
RGP promedio actual, (PCN/BND) 650
Corte de agua, (%) 3-5
Produccién promedio por pozo,(PCN/BND) 750
Produccion de arena <20
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4.1 .-Tipo De Investigacion

El desarrollo de este Trabajo Especial de Grado se basé en una investigacion de tipo

descriptiva dentro de un proyecto factible, segun lo expuesto a continuacion:

Tamayo y Tamayo (2004), la investigacion trabaja sobre realidades, de
hechos, su caracteristica fundamental es la de presentarnos una interpretacion
correcta. Esta comprende la descripcion del registro y analisis e
interpretacion de la naturaleza actual de la composicién o procesos de los
fenémenos estudiados. (Pag. 46). 118!

Segun la Universidad Pedagdgica Experimental Libertador (UPEL, 2001) los
proyectos factibles “consisten en la investigacion, elaboracion y desarrollo de
una propuesta de un modelo operativo variable para solucionar problemas,

requerimientos o necesidades de organizacion o grupos sociales”. [19]

La metodologia aplicada para el logro de los objetivos trazados al inicio de la

investigacion se describe a continuacién en la Figura 4.1 de tal forma que permitira

establecer las técnicas, fases del desarrollo de la investigacion y procedimientos

utilizados para la: Optimizacién de la productividad de los pozos horizontales de las

macollas 2, 3 y 4 perforados en el yacimiento Morichal del Campo Cerro Negro I.
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_ Seleccion de pozos a
>

evaluar l

Disefio y
elaboracion de
base de datos

Revision
bibliogréfica y
recopilacion de

informacion

Seleccion de ecuaciones
para determinar la P
l productividad

Estimacion de la
aplicacion de
tecnologias para
maximizar la
productividad

| Programacion y desarrollo
de la herramienta
computacional 1
Validacion de la

herramienta

) ) computacional
Evaluacion econémica

de las tecnologias
seleccionadas

Analisis de
resultados

v

Figura 4.1. Esquema metodoldgico para el desarrollo del proyecto.
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4.2 .-Revision Bibliogréafica Y Recopilacion De Informacion

En esta primera etapa de la investigacion se establecieron las bases teoricas que
sustentan todo el trabajo realizado. Se revisaron libros, articulos técnicos,
publicaciones de la Sociedad de Ingenieros de Petroleo (SPE), historicos de
produccién de las macollas 2,3 y 4, diagramas de pozos, memoria descriptiva de
Petromonagas, pruebas de produccion de OCN, informes petrofisicos de
Petromonagas, y diversas fuentes bibliograficas asociadas con el tema de esta
investigacion. Esto permitié conocer aspectos concernientes a la estimacion de la
productividad de los pozos horizontales con ecuaciones disponibles, tecnologias de
reduccion de dafio y reduccion de viscosidad del crudo para el incremento de la

produccion de los pozos y evaluacion econdmica de las tecnologias seleccionadas.

También, la revision bibliogréfica abarcd, entre otras cosas, la busqueda de la
descripcion del area de estudio, caracteristicas geoldgicas de la FPO, ubicacion del

bloque Carabobo |, caracteristicas de los yacimientos y estratigrafia regional.

Adicionalmente esta etapa incluyo entrevistas con ingenieros de produccién de
PDVSA.

4.3 .-Definicion De Premisas Para La Selecciéon De Los Pozos A Evaluar De Las
Macollas 2, 3Y 4 De Cerro Negro I.

La seleccion de los pozos a evaluar estuvo sujeta a la disposicion de datos de cada
pozo. De 59 pozos que conforman las macollas 2, 3 y 4 de Cerro Negro | solo se
seleccionaron 14 pozos para la realizacion del estudio, esto se debio a tres razones;
primero a la informacion disponible de estos pozos (histéricos de produccion, pruebas
de presion, diagramas de pozo e informacidn petrofisica) , segundo porque se decidid
que todos los pozos estén en la arena productora del yacimiento Morichal BM y
tercero se tomo como criterio seleccionar dos pozos por cada miembro del yacimiento
morichal, lo que significa que hay dos pozos por el miembro inferior, dos por el

miembro medio y dos por el miembro superior.
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Cabe destacar que solo la macolla 2 tiene 2 pozos en los 3 miembros (MIl, MM, MS),
mientras que la macolla 3 y 4 solo tienen pozos en los miembros inferior y medio (Ml
y MM). Ademas es importante sefialar que todos los pozos tienen como sistema de
levantamiento artificial, las bombas de cavidad progresiva BCP y que el corte de agua

es menor al 5%.

A continuacidén se presentan en la tabla 4.1, 4.2 y 4.3 los pozos seleccionados que
fueron sujetos a la evaluacion en este proyecto. En las tablas se pueden apreciar las
caracteristicas de yacimiento para cada uno de los pozos como lo son, arena
productora, presion inicial, presion de fondo fluyente, temperatura, relacion gas
petréleo en solucion, °API, factor volumétrico del petrdleo, viscosidad del crudo,
permeabilidad horizontal, permeabilidad vertical, espesor de la arena ,longitud de la

seccion horizontal del pozo y radio del pozo.
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Tabla 4.1. Caracteristicas de yacimiento de los pozos seleccionados de la macolla

2
Propiedades KV01 | KV02 | KV03 [ KV04 | KV05 [ KV06
Arena productora MI MI | MM | MM | MS | MS
Presion inicial (Ipc) 1.302 | 1.237 [ 1.094 | 1.147 | 1.026 | 1.027
Presion de fondo fluyente (Ipc) 855 | 611 | 603 | 952 | 868 | 756
Temperatura °F 130 | 127 | 122 | 124 | 119 | 119

Relacion gas petroleo en solucién (PCN/BN) | 92 87 77 81 72 72

°API 8,4 8,4 8,4 8,4 8,4 8,4

Factor volumétrico del petréleo (BY/BN) 1,052 | 1,05 [ 1,046 | 1,047 | 1,043 | 1,043

Viscosidad del petréleo (cP) 2.072 | 2.481 | 3.524 | 3.061 | 4.356 | 4.353
Permeabilidad horizontal (mD) 9.000 | 9.000 | 8.500 | 8.500 | 8.000 | 8.000
Permeabilidad vertical (mD) 5.880 | 5.880 | 5.880 | 5.880 | 5.880 | 5.880

Espesor de arena (pies) 110 70 120 95 74 88

Longitud de la seccion horizontal (pies) 3.405 | 3.960 | 4.278 | 3.629 | 3.094 | 1.486

Radio del pozo (pies) 0,354 1 0,354 | 0,354 | 0,354 | 0,354 | 0,354
Porosidad (Adim) 0,33 (033]033]|0,33](033]0,34
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Tabla 4.2. Caracteristicas de yacimiento de los pozos seleccionados de la macolla 3

POZOS DE LA MACOLLA 3

Propiedades PDO1 | PD02 | PD0O3 | PD04
Arena productora MI Mi MM MM
Presion inicial (Ipc) 1.318 | 1.267 | 1.200 | 1.124
Presion de fondo fluyente (Ipc) 801 776 663 972
Temperatura °F 131 131 126 123
Relacion gas petrdleo en solucion (PCN/BN) 93 90 85 79
°AP| 8,4 8,4 8,4 8,4
Factor volumétrico del petréleo (BY/BN) 1,053 | 1,052 | 1,049 | 1,046
Viscosidad del petréleo (cP) 1.964 | 2.049 | 2.674 | 3.274
Permeabilidad horizontal (mD) 9.000 | 9.000 | 8.500 | 8.500
Permeabilidad vertical (mD) 5.880 | 5.880 | 5.880 | 5.880
Espesor de arena (ft) 98 90 120 50
Longitud de la seccion horizontal (pies) 3.185 | 3.600 | 3.411 | 3.505
Radio del pozo (pies) 0,354 | 0,354 | 0,354 | 0,354
Porosidad (Adim) 0,33 0,33 0,33 0,31
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Tabla 4.3. Caracteristicas de yacimiento de los pozos seleccionados de la macolla 4

POZOS DE LA MACOLLA 4

Propiedades LMO1 | LMO2 [ LMO3 | LMO04
Arena productora MI MI MM MM
Presion inicial (Ipc) 1.341 1.304 | 1.237 1.290
Presion de fondo fluyente (Ipc) 1.013 1.075 681 961
Temperatura °F 132 130 128 130
Relacion gas petrdleo en solucion (PCN/BN) 95 92 87 91
°API 8,4 8,4 8,4 8,4
Factor volumétrico del petréleo (BY/BN) 1,054 | 1,052 1,05 1,052
Viscosidad del petréleo (cP) 1.853 [ 2.068 | 2.376 | 2.093
Permeabilidad horizontal (mD) 9.000 9.000 8.500 8.500
Permeabilidad vertical (mD) 5.880 | 5.880 [ 5.880 | 5.880
Espesor de arena (pies) 60 74 45 66
Longitud de la seccién horizontal (pies) 4305 | 4579 | 4.229 | 3.537
Radio del pozo (pies) 0,354 0,354 0,354 0,354
Porosidad (Adim) 0,33 0,33 0,33 0,31

En las tablas 4.1, 4.2 y 4.3 se observa claramente que solo la macolla 2 tiene 2 pozos
por miembro, esto se debe a que las macollas 3 y 4 no tienen por lo menos dos pozos

en esos miembros del yacimiento BM.

En virtud de las politicas de privacidad de la empresa que prestd apoyo para el
desarrollo de este Trabajo Especial de Grado, tanto el nombre del yacimiento como el

de cada uno de los pozos fueron cambiados.
4.4 .-Disefio Y Elaboracion De La Base De Datos

La etapa de revision y recopilacion de datos permitié establecer cual informacion era
la necesaria para el desarrollo del TEG. La informacion de interés se agrupo en un

formato unico que hace sencillo su almacenamiento. Este formato fue creado en una
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hoja de célculo de Excel, parte de la informacion de la base de datos generada se

muestra en la figura 4.2. (ver apéndice A)

La base de datos generada permitio utilizar de una manera mas facil y rapida los datos

necesarios para la realizacion del proyecto y de forma organizada.

Inicio Insertar Disefio de pagina Férmulas Datos Revisar  Vista Programadar

= 7 T
=||®-| | Siaustarteto General ij ﬂ:" gﬂ ==
[ ar forma i

be p H- A ===
egar -\ @ A ===
Sl ) IN & § -] || || E ==

5 * Calibri -8 ~|A A=

Portapapeles = Fuente d
‘ A3 > F3 ‘ HISTORY MATCH DE LA MACOLLA 2

Viscosidad | Viscosidad
AP h LSH Bo ,
s Porosidad So LSH APl 8o &g de crudo |de Petrdlea| API MEZCLA ¢

LpC PIES EFEC (BY/BN)
6 muerto P
7 KVvo1 447 110 0 0,33 0,86 3892 3405 84 1,0114 0,5770 1,052 8396 2072 16 0,¢
8 KVo2 626 70 0 0,33 0,94 4000 3960 84 1,0114 0,5798 1,050 9641 2431 16 0,¢
9 KVvo3 491 120 0 0,33 0,94 4362 4278 84 1,0114 0,5866 1,046 12200 3524 16 0.8
10 KVvoa 195 95 0 0,33 0,94 3832 3629 84 1,0114 0,5840 1,047 11096 3061 16 0,¢
11 KVOs 158 74 0 0,33 0,88 4000 3094 84 1,0114 0,5902 1,043 14091 4356 16 0,¢
12 KVO06 271 28 0 0,34 0,83 1517 1436 384 1,0114 0,5901 1,043 14091 4353 16 0,¢

CRUDO ORIGINAL

48 o s Porosidad so LSH API &g ViE=mEtE] VISCOS'qad API MEZCLA| 14
18 LPC PIES PIES EFEC (6Y/8N) | decrudo |de Petrélec
19| PDOL 517 98 0 0,33 0,92 4000 3185 24 1,0114 0,5763 1,053 2021 1964 16 0,
20| PDO2 491 0 0,33 0,93 4032 3600 84 1,0114 0,5785 1,051 8790 2049 16 0,
21| pDO3 537 120 0 0,33 0,92 4001 3411 84 1,0114 0,5815 1,043 10101 2674 16 0,
22|  PDM4 152 0 0,31 0,91 4330 3505 8,4 1,0114 0,5851 1,046 11633 3274 16 0,

4 4 ¥ »| BASE DATOS MACOLLAS 2, 3Y 4 <~ MACOLLA 2 MACOLLA 3 MACOLLA 4 %1

Figura 4.2. Base de datos macollas 2, 3y 4 de Cerro Negro |

45 -Seleccion De Las Ecuaciones Para Determinar La Productividad De Los

Pozos Horizontales

4.5.1 Seleccion de las Ecuaciones Para El Célculo De Tasa Para Cada Pozo

En el capitulo Il en el punto 2.7.1 se mostraron las ecuaciones disponibles para el
calculo de tasa de crudo en los pozos horizontales en estado estable, bajo ese marco
de ideas presentado en ese punto, los pozos en estudio cumplen con las condiciones

para aplicar dichas ecuaciones .

A continuacion en la tabla 4.4, 4.5 y 4.6 se presentan los datos reales de tasa medidos

en los pozos .
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Tabla 4.4. Datos reales medidos de los pozos de la macolla 2

MACOLLA 2

Qo J
Pozos (ﬁ)i) medida Real
(BND) (BND/Ipc)
Kv0o1 447 2270 51
KV02 626 2224 3,6
KVv03 491 1876 3,8
KVvV04 195 624 3,2
KV05 158 236 1,5
KV06 271 242 0,9

Tabla 4.5. Datos reales medidos de los pozos de la macolla 3

MACOLLA 3

(o] J
Pozos (IAch) mgjida Real
(BND) (BND/Ipc)
PDO1 517 2394 4,6
PD02 491 2341 4,8
PD03 537 2160 4,0
PD04 152 263 1,7

Tabla 4.6. Datos reales medidos de los pozos de la macolla 4

MACOLLA 4

Qo J
Pozos (ﬁ::) medida Real
(BND) (BND/Ipc)
LMO1 328 1490 4,5
LMO2 229 1189 5,2
LMO3 556 1442 2,6
LMO4 329 1130 3,4
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En base a los datos presentados en las tablas 4.4, 4.5y 4.6 se logro validar las
ecuaciones de Joshi, Borisov, Giger- Reiss y Jourdan, Frick Economides Q', Cho y

Shah Q" y Dikken Q.
Premisas para usar las ecuaciones :

e Se asume que el flujo de fluidos en el pozo es monofasico, debido a que el
petréleo producido es considerado espumoso, por lo tanto la liberacion del
gas disuelto ocurre a nivel de la bomba.

e El flujo dentro de la tuberia, en la seccién horizontal del pozo, se considera
como flujo laminar.

e El flujo se asume en estado estable.
Validacion de las ecuaciones :

e Se calculd la tasa de crudo con cada una de las seis ecuaciones. Para ello se
elabor6 una herramienta computacional con la finalidad de agilizar los
procesos de célculo.

e Los resultados de las tasas calculadas se compararon con las tasas reales
medidas, calculando el error relativo para cada una de las ecuaciones con

respecto a las tasas reales. Utilizando la ecuacidon de error relativo.

Qcal—Qmedida

. * 100 Ecuacion 4.1
Qmedida

Error relativo % =

e Para cada pozo se realizaron los calculos anteriores, lo que permitio que se
seleccionara la ecuacion gue se ajustaba mas al valor real de la tasa para
cada pozo.

e El valor de la tasa calculada que se ajustaba mas al valor real de la tasa, fue

el que se uso para calculos posteriores.
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4.5.2 Seleccion De Las Ecuaciones Para El Célculo De Indice De Productividad
Para Cada Pozo

El enfoque anterior aplicado para calcular las tasas de crudo para cada pozo, se utiliz6
para calcular el indice de productividad de los pozos en estudio. Se recurrio a los
resultados presentados en las tablas 4.4, 4.5 y 4.6 para comparar los valores de J
obtenidos mediante la aplicacién de cada una de las ecuaciones para el calculo de
indice de productividad, presentadas en el capitulo Il topico 2.7.3 con los valores

reales.

Se calcularon los errores relativos para cada ecuacion utilizando la ecuacién 4.1, la
ecuacion que mas se adapto al valor de J real fue la que se ultiz6 para los calculos

siguientes.

4.6 .-Estimacion De La Aplicacion De La Tecnologia De Reduccion De Dafio

Para Maximizar La Productividad De Los Pozos

Con el proposito de aumentar la productividad de los pozos de la macolla 2 ,3 y 4, se
evaluaron las experiencias realizadas con tratamiento con surfactante en campos
vecinos al Campo Cerro Negro |, y asi estimar el incremento de la produccion de
crudo por analogia. Al analizar la informacion obtenida de datos reales de
experiencias realizadas en Petrocedefio, las cuales generaron un aumento promedio
del 130% en la produccion de los pozos estimulados, se tomd como criterio estimar el
dafio que habia que remover en los pozos en estudio para aumentar la produccién, al

menos en un 50% .

El criterio de aumentar sélo el 50% de produccidn esta directamente relacionado con
el dafio maximo que puede estar presente en el pozo, de acuerdo a lo requerido por la
ecuacion 4.2 publicada en el paper SPE 94644" | utilizada para los calculos, lo cual
es factor determinante en la limitacion del incremento de la produccion. Debido a que
no se puede esperar remover un dafio que no existe, no se generaria un incremento

real en la produccion .
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S=—ILN = L

o S —— Ecuacion 4.2
A (Bro(B+1)PM/L

Al obterner el dafio maximo posible se procedio a calcular la tasa méxima que se
podia obtener con la estimulacion, lo que se traduce en calcular el dafio a remover
para obtener un incremento “K” en la tasa de produccion. El dafio se calculd
despejando el dafio de la ecuacion que arrojo mejor ajuste de tasa con respecto a la
medida, como se menciono en el punto 4.5.2 del presente capitulo IV.

La ecuacion 4.3 representa el dafio a remover para obtener un incremento “K”

utilizando la ecuacion de Cho y Shah Q.

S =—-LN h Ecuacion 4.3

0,007078+kp, *h+AP
h —cosh=1 x #k

1+ N+Q” h
zli’B Ty * € *Qto*Bo B

21

Al obtener el dafio por la ecuacion 4.3, se compard este dafio con el dafio maximo
posible en el pozo, si el dafio obtenido es menor al dafio maximo se estima alcanzar el
aumento N en la produccién, mientras que si el dafio obtenido es mayor al dafio
méaximo, no se puede obtener el aumento representado por N, por lo tanto se itero
variando N hasta que el dafio dio menor que el dafio maximo. Con el nuevo N

obtenido se estimo el incremento de la produccion en N veces.

Luego de obtener el dafio de remocion para aumentar la produccion en N veces, se
procedio a calcular las tasas respectivas con el dafio obtenido, logrando asi

representar la nueva tasa de produccién de crudo como resultado de la estimulacion.

Es preciso sefialar que al estimular el pozo con surfactante se remueve dafio presente
y se elimina o se reduce la tensién interfacial del agua, permitiendo que el crudo fluya

con mayor facilidad sobre el agua, como resultado del aumento en la produccién.
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Finalmente, se procedié a calcular el indice de productividad para la nueva tasa
producto de la inyeccidn de surfactante. Todas las ecuaciones necesarias para los
calculos realizados, se incluyeron en la herramienta computacional, permitiendo

facilitar los célculos para todos los pozos.

4.7 .-Estimacion De La Aplicacion De La Tecnologia De Cable De Calentamiento
En El Fondo

Algunas experiencias realizadas en campo vecino como Petropiar y cernano como
Sinovensa, utilizando la tecnologia del cable de calentamiento en fondo para
maximizar la produccion de los pozos, ha permitido ambicionar la aplicacién de esta

tecnologia en otros campos vecinos, debido al impacto positivo en la produccion.

Por las razones expresadas anteriormente, se evaluaron y analizaron los resultados
reales de las experiencias en Petropiar y Sinovensa, en pro de estimar la aplicacion de
esta tecnologia en los pozos de este proyecto. Los resultados obtenidos en dichas
experiencias reflejan un aumento en la produccion que oscila entre el 20 y 50%. Para
efecto de la realizacion de este trabajo, se fijo como parametro incrementar la tasa en

un 30% con la aplicacion de la tecnologia en los pozos sujetos a evaluacion.

De las experiencias analizadas se puede concluir, que la aplicacién del cable de
calentamiento en el fondo, permite aumentar la temperatura de manera controlada en
el pozo en un 23%, lo que influye directamente en la reduccion de la viscosidad
dentro del pozo y en sus cercanias en un 77%, esta reduccion de viscosidad como
efecto del aumento de temperatura, genera un aporte importante en el incremento de
la produccioén. Es importante destacar que la reduccion de viscosidad es en el fluido
dentro del pozo y tiene algun efecto en el fluido en las cercanias del mismo, pero en
menor proporcion. Este fendmeno exigio de una evaluacion en el comportamiendo

del cambio de viscosidad necesario para alcanzar un aumento de produccion del 30%.
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La evaluacién del cambio de viscosidad que se requiere para asumir un aumento de
produccion, se llevo a cabo despejando la viscosidad de la ecuacién que mejor se

adapto a la tasa real de cada pozo.

En la ecuacion 4.4 se despeja la viscosidad de la ecuacion de Cho y Shah Q’, en la

cual se introduce el término “K”, que representa el aumento de la produccion.

_ 1 0,007078kphAP
Hoap = %

Ecuacién 4.4
Q" Bo cosh‘l(x)+%LN h

2T e

La evaluacion permitio observar el cambio de viscosidad que debe asumir el
yacimiento para un aumento de produccion del 30%, esto significa que la viscosidad
que se obtiene en estos calculos la llamamos “ viscosidad aparente”, debido a que no
es la viscosidad real que tiene el fluido en el yacimiento. Recordemos que la
viscosidad que representa la viscosidad en la ecuacion de tasa de produccidn, es la
viscosidad del fluido en el yacimiento, y el cambio de viscosidad producido por el
cable de calentamiento se genera en el fluido dentro del pozo y en sus cercanias. Es
por tal razén que la viscosidad aparente representa la viscosidad efectiva del fluido

para producir un efecto de aumentar la produccion.

Al obtener la viscosidad aparente se incorpora en la ecuacion de tasa y se calcula la
nueva tasa como resultado de la aplicacion de la tecnologia. Por ultimo se calcula el

indice de productividad como resultado de la nueva tasa de produccion.

Finalmente todas las ecuaciones aplicadas para obtener los resultados se agregaron en
la herramienta computacional, para lograr realizar de una manera facil y rapida los

calculos y comparaciones en todos los pozos.
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4.8 .-Estimacion De La Aplicacion De La Inyeccion De Diluente En EI Fondo

Para Maximizar La Productividad De Los Pozos

Petropiar ha realizado experiencias positivas en las que ha implementado la inyeccion
de diluente en el fondo sin relacionarlo con el indice de productividad, como se
presentd en el capitulo Il tépico 2.13.2. Estas experiencias permitieron alcanzar un
incremento en la produccion de hasta 100% en los pozos. Los resultados obtenidos en
dicho campo, dieron lugar al planteamiento de la estimacion del incremento en la
produccion de crudo siguiendo el esquema de Petropiar por analogia en los pozos en

evaluacion en este TEG.

Por consiguiente, se analizd y evalud todos los datos reales disponibles acerca de los
resultados obtenidos de las experiencias con inyeccion de diluente en el fondo de los
pozos en PetroPiar, lo que permitié establecer como criterio un aumento de
produccion de un 100% para los pozos de las macollas 2, 3 y 4 del Campo Cerro

Negro I.

Para alcanzar el aumento establecido en la produccion, se tomd en cuenta la
reduccion de la viscosidad del crudo mediante la inyeccion de diluente del tipo Nafta
de 47°API. El diluente es el que genera la reduccion de viscosidad pero es muy
importante hacer la aclaratoria que la viscosidad del crudo so6lo se reduce dentro del
pozo. Cuando el crudo estd mezclado con el diluente, la mezcla alcanza una
viscosidad més baja, la cual no es la que se asume en la ecuacion de célculo de tasa
de flujo, ya que como se menciond anteriormente en el tdpico 4.7 del presente
capitulo, la viscosidad que se ultiliza en la ecuacion para célculo de flujo es la

viscosidad del crudo en el yacimiento.

Para cuantificar la viscosidad que el yacimiento asume por el aumento de produccién
que genera la inyeccion de diluente en el fondo, fue necesario despejar la viscosidad
de la ecuacion de Cho y Shah Q" (Ecuacion 2.19)
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1 0,007078kphAP _,
Hoap1 = 7~ Ecuacion 4.5

K
! Q" Bo cosh‘l(x)+—ﬁhLN h
L 2MTye

El término “K;” es incluido en la ecuacion para calcular la viscosidad aparente

necesaria para alcanzar un aumento en la produccion de K veces.

Al obtener la viscosidad del fluido que asume el yacimiento para producir el aumento
deseado por inyeccion de diluente, se calcularon las tasas respectivas para cada pozo,

con la ecuacién de Cho y Shah Q" que fue la que mejor se ajusto a la tasa medida.

Finalmente se calculé el valor de J ,para cada pozo con las tasas nuevas obtenidas por
la aplicacion de la inyeccion de diluente en el fondo. En este caso también se hizo uso
de la herramienta computacional y se agregaron todas las ecuaciones utilizadas para
realizar todos los célculos necesarios para determinar la productividad de los pozos

en respuesta de la aplicacion de la tecnologia.
4.9 .-Programacion y Desarrollo de la Herramienta Computacional

Debido a la gran cantidad de célculos necesarios para calcular la productividad de
cada pozo, incluyendo los calculos asociados a la aplicacion de las tecnologias
seleccionadas para maximizar la produccion, surgié la necesidad de desarrollar una
herramienta computacional de facil programacion y manejo, capaz de realizar todos
los célculos de tasas de produccion e indices de productividad de los pozos. En vista
de esta necesidad, se contemplé la metodologia planteada en el Paper SPE 67237

Prediccion del indice de Productividad Especifico para Pozos Horizontales.

La metodologia desarrollada en el paper se evallo y se adapto a las necesidades del
presente TEG, permitiendo la construccion de una herramienta computacional en

Microsoft Excel.
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La metodologia desarrollada en la herramienta es la siguiente:

1. Primer paso: Célculo de area de drenaje horizontal.

Para las ecuaciones de Frick y Economides Q (Ecuacion 2.14), Cho y Shah Q°

(Ecuacion 2.19) y Dikken Q ~ (Ecuacion 2.23), se calculan los siguientes parametros:

e Calculo del radio del area vertical r,,, para lo cual se aplico la ecuacion 2.15
del capitulo 11 del presente trabajo.

e Calculado el radio del area vertical r,, se procede a calcular el &rea de
drenaje horizontal, Ay, haciendo uso de la ecuacion 2.16.

e Una vez calculada el area de drenaje horizontal, Ay, se aplica la ecuacion
2.17, mediante la cual se obtiene el valor del radio de drenaje del pozo
horizontal, r,p,.

e Aplicada la ecuacion 2.17 se calcula entonces el parametro “a” por medio de

la ecuacion 2.18.

Para calcular el area de drenaje horizontal segin Joshi se aplican las siguientes
ecuaciones 2.1, 2.2 y 2.4 respectivamente:

e La ecuacion 2.1 calcula el area de drenaje del pozo horizontal, tomando el
area igual a la de un rectangulo, con dimensiones L y 2b, més el area de dos
semicircunferencias con radio b en los extremos del pozo. Mientras que la
ecuacién 2.2 calcula el area de drenaje eliptica y finalmente la ecuacion 2.4
calcula el promedio entre ambas area.

e Para calcular el radio de drenaje horizontal r,,;, utilizado en las ecuaciones de
Joshi (Ecuacion 2.7), Borisov (Ecuacion 2.11) y de Giger-Reiss y Jourdan
(Ecuacion 2.12) se aplica la ecuacion 2.10. La Unica ecuacion de tasa de
flujo que incluye directamente el radio de drenaje horizontal r., es la
ecuacion de Borisov, mientras que Joshi y Giger-Reiss y Jourdan incluyen el

1., €n los parametros z y w respectivamente.
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e Seguidamente se aplica la ecuacién 2.9 con la cual se calcula el parametro
“z” introducido en la ecuacion de tasa de flujo de Joshi 2.7.
e Se agrega a la herramienta computacional la ecuacion 2.13, esta ecuacion
calcula el pardmetro w, el cual forma parte de la ecuacion de tasa de flujo de
Giger-Reiss y Jourdan.

2. Segundo Paso: Célculo de pardmetros

e Caélculo de la anisotropia 8 (Ecuacion 2.8), utilizada en las ecuaciones de,
Joshi (Ecuacion 2.7) Frick y Economides Q (Ecuacion 2.14), Cho y Shah
Q" (Ecuacion 2.19) y Dikken Q" (Ecuacion 2.23).

e Para la ecuacion de Cho y Shah Q" (Ecuacion 2.19) se calcula el cosh™* x
aplicando la ecuacion 2.21.

e Se agregb a la herramienta el calculo del siguiente coeficiente (Ecuacion
4.6), utilizado para el célculo del radio efectivo del hoyo con anisotropia
T we -
g+
2%

e En esta etapa se incluy6 como ultimo calculo la ecuacion 2.20, que permite

Ecuacién 4.6

calcular el radio efectivo del hoyo con anisotropia r,., utilizado en la

ecuacion Q  (Ecuacion 2.19).

3. Tercer Paso: Calculo de las tasas de flujo usando, Joshi (Ecuacién 2.7), Borisov
(Ecuacion 2.11), Giger-Reiss y Jourdan (Ecuacion 2.12), Frick y Economides Q
(Ecuacion 2.14), Cho y Shah Q" (Ecuacion 2.19).

Hasta este paso la herramienta realiza el calculo de tasa de produccién para cinco de

las expresiones matematicas que se agregaron:

e Ecuacién 2.7 de tasa de flujo de Joshi.
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Borisov (Ecuacion 2.11).

Ecuacion 2.12 (tasa de flujo de Giger-Reiss y Jourdan).

Tasa de flujo de Frick y Economides Q  (Ecuacion 2.14).
Ecuacion 2.19 de Cho y Shah Q™.

4. Cuarto Paso: Calculo de la resistencia al flujo en el pozo.

Mediante la ecuacion de Dikken @ (Ecuacion 2.23) se introduce el célculo de la

resistencia al flujo Rs ,( Ecuacion 2.25).

5. Quinto Paso: Calculo de tasa aplicando la ecuacion de Dikken Q@ (Ecuacion
2.23).

e Se aplica la ecuacion 2.26 de indice de productividad por unidad de longitud,
Js.

e Se calcula X con la ecuacion 2.22.

¢ Se agrega la ecuacion 2.24 con la que se calcula la tasa con friccion, Q,.

e Finalmente se introduce a la herramienta la ecuacion 2.23 para calcular la tasa

de flujo con efecto de friccion en superficie Q.

Con los resultados obtenidos de las ecuaciones implementadas en esta fase, se
procedié a calcular el error relativo con la ecuacion 4.1 entre el valor medido (real) de
la tasa de produccion y el valor obtenido de cada ecuacion. Se utilizo la funcién Sl de
Excel para que la herramienta calcule cual es la ecuacion que menor error arroja con
respecto a la tasa real. La tasa que mejor se ajusta a la tasa medida, es la que arrojara
el programa como resultado, y éste resultado serd el que se utilizara para célculos
posteriores. Sin embargo, cabe mencionar que el usuario podra ver todos los

resultados generados por el programa.
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6. Sexto Paso: Célculo de pardmetros para el célculo del indice de productividad de
Dikken (Ecuacion 2.35).

e Se aplica la ecuacion 2.36 para hallar el valor de velocidad superficial del
petroleo, V, .

e Se calcula el nimero de Reynolds Ny con la ecuacion 2.37.
7. Séptimo Paso: Célculo de pérdidas de presion por friccion.

En este paso se adicionan las ecuaciones para calcular las pérdidas presion por
friccion.
e EIl factor de friccién Fanning f ,se calcula mediante la aplicacion de la

ecuacion 2.38.
L ., ., dPw .
e Para calcular la distribucion de presion en el pozo, S introduce la
X

ecuacion 2.38.
e Finalmente se calculan las pérdidas de presion por friccion APf , -y,

ejecutando la ecuacion 2.40.
8. Octavo Paso: Calculo de los indices de productividad.

Con la finalidad de calcular el indice de productividad con la aplicacién de las
expresiones matematicas descritas en el capitulo Il, tépico 2.7.3, se procedié a
incorporar en la herramienta computacional las ecuaciones de Joshi (Ecuacion 2.32),
Borisov (Ecuacion 2.30), Giger-Reiss y Jourdan (Ecuacion 2.31), Frick y Economides
(2.33), Cho y Shah (Ecuacién 2.34) y Dikken (2.35),utilizadas en el desarrollo de este

proyecto.

Con los resultados obtenidos de las ecuaciones aplicadas en este paso, se procedio a

realizar el calculo de error para cada una de las expresiones planteadas con respecto a
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valor real medido. Haciendo uso de la funcion Sl ofrecida por Microsoft Excel, se
program6 que la herramienta computacional tome como valor respuesta de J, la
ecuacion que mejor se ajuste al valor real medido de J, el cual se utilizara para

calculos posteriores.

9. Noveno Paso: Calculo de tasas de produccion utilizando inyeccion de surfactante

en el fondo de la seccion horizontal del pozo.

La finalidad de esta etapa de de la herramienta es realizar todos los célculos para
estimar la aplicacion de inyeccion de surfactante como tecnologia de reduccion de

dafo. Para ello, se llevan a cabo los siguientes célculos:

Se aplica la ecuacién 4.3 por medio de la cual se calcula el dafio a remover

para obtener un ganancial de K veces en la produccion.

e Con el dafo estimado a remover “S” se calcula de nuevo con la ecuacion
2.20 el radio efectivo del hoyo con anisotropia, r° ..

e Se aplica la ecuacion de Cho y Shah Q" (Ecuacion 2.19) obteniendo asi la
nueva tasa de produccion como resultado del tratamiento con surfactante.

e Se calcula el indice de productividad con el tratamiento con la ecuacion

2.34.

10. Décimo Paso: Calculo de la tasa de produccion utilizando cable calentador en el

fondo de la seccidn horizontal del pozo.

e Se calcula I viscosidad aparente u,q, con la ecuacion 4.4 del presente
capitulo 1V.
e Una vez obtenida la viscosidad aparente p,,, ,Se sustituye en la viscosidad

de la ecuacion de tasa de flujo de Cho y Shah Q"' (Ecuacion 2.19), para asi

calcular la nueva tasa de produccion por efecto del calentamiento con cable.
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¢ Finalmente, con la ecuacion 2.34 se calcula el indice de productividad por
efecto del tratamiento.
11. Décimo Primer Paso: Célculo de la tasa de produccion aplicando inyeccion de
diluente en el fondo de la seccion horizontal del pozo.

e Se calcula la viscosidad aparente 4,1 (Ecuacion 4.5).

e Al calcular la viscosidad aparente w4, S€ sustituye esta viscosidad en la
ecuacion de tasa de flujo de Cho y Shah Q (Ecuacion 2.19), y se calcula la
nueva tasa como producto de la inyeccién de diluente en el fondo de la
seccion horizontal del pozo.

¢ Aplicando la ecuacién 2.34 de indice de productividad de Cho y Shah con la

tasa de produccidn calculada en el punto 11b , se obtiene el nuevo valor de J

12 Décimo Segundo Paso: Con el propdsito de conocer el comportamiento de la
mezcla de diluente con el crudo dentro del pozo, se procedio a incluir en el programa
desarrollado en el presente TEG, las ecuaciones utilizadas en el programa
desarrollado por los ingenieros Cabrales Sergio y Jarohueh Jorge en su TEGE!, para

calcular la tasa de diluente a inyectar y la viscosidad de la mezcla.

Para obtener la tasa de diluente a inyectar y la tasa de la mezcla, se realizaron los
siguientes calculos, utilizando las ecuaciones correspondientes, presentadas en el
Apéndice B:

e Calculo de coeficiente de composicion, C (Ecuacion B.3), utilizado para el
calculo de tasa de diluente Q.

e Una vez calculado el coeficiente de composicion C, se procede a calcular la
tasa de diluente Q, (Ecuacion B.1).

e Calculada la tasa de diluente Q, se aplica la ecuacion B.20 para obtener la

relacion de dilucion, diluente- crudo, Q; Q,.
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Finalmente se aplica la ecuacion B.21, para obtener la tasa de la mezcla Q,,,.

Con la finalidad de calcular la viscosidad de la mezcla en el pozo, se procedio a

realizar los siguientes calculos:

Se calcula el volumen del componente menos viscoso Vg (Ecuacion B.22).
Se aplica la ecuacion B.23 para obtener el volumen del componente mas
Viscoso V.

Se calcula la gravedad especifica de la mezcla Ay, utilizando la ecuacion
2.42.

Con la gravedad especifica de los dos componentes, se procede a calcular el
coeficiente ¢ con la ecuacion 2.43, que es necesario para calcular el

pardmetro composicional del componente mas viscoso X 4.

El pardmetro composicional del componente mas viscoso X4, se calcula con
la ecuacion 2.44.

Mientras que el pardmetro composicional del componente menos Vviscoso
Xg, se calcula aplicando la ecuacion 2.45.

Una vez obtenido los valores de los parametros composicionales ambos dos
componentes y con las viscosidades de los mismos, se procede a aplicar la
ecuacion 2.46, para obtener el logaritmo neperiano de la viscosidad de la
mezcla Ln u

Finalmente se aplica el exponencial al logaritmo neperiano de la viscosidad

de la mezcla y se obtiene la viscosidad de la mezcla. (Ecuacion A.24).
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4.10 .- Validacién de la herramienta

Con la finalidad de determinar si los valores calculados por la herramienta, de tasas
de produccion de petroleo e indices de productividad son validos, se compararon
dichos valores con las tasas de produccién de crudo medidos y se determiné tanto el

error relativo de cada pozo como el error promedio por macolla .

4.11 .-Evaluaciéon De La Rentabilidad Econdmica De Las Tecnologias Para La

Maximizacion De La Productividad De Los Pozos

Con la finalidad de cumplir con el Gltimo objetivo especifico del Trabajo Especial De
Grado, se realizd la evaluacién de la rentabilidad econdmica de las tecnologias
aplicadas para la maximizacion de la productividad de los pozos evaluadas en este

proyecto.

Para llevar a cabo la evaluacion se utilizé un programa adaptado con el régimen fiscal
petrolero venezolano, para calcular el valor presente neto, tasa interna de retorno y

tiempo de pago.

Al programa se le introdujeron los siguientes datos necesarios para los célculos
correspondientes al valor presente neto VPN, la tasa de retorno interna TIR y el

tiempo de pago:

e Fecha actual: Septiembre 2012.

Las regalias del petroleo en 33,33% y el gas en 0%.

Los costos de operacion 12%/Bbl.

Impuesto sobre la Renta (1.S.L.R) 50%.

Impuestos municipales 0%.

La declinacion segun la tecnologia aplicada; para el surfactante 25%, para el
cable de calentamiento 15% y para la inyeccion de surfactante 12%.

El precio de venta del petroleo utilizado fue de 70$/ Bbl

Sélo se considero el ganancial de produccidn segun la tecnologia aplicada.
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e Tasa de abandono en 50 BD.
e Tiempo de proyeccidn de la produccién con cada tecnologia 25 afios.
e El costo de inversion por pozo asociado a la produccion, segln la tecnologia
aplicada: con surfactante 1.000.000$ , con cable calentador en fondo
2.500.000% y para la inyeccion de diluente en el fondo 1.500.0003.

4.12.- Analisis de resultados

Se analizaron los resultados obtenidos mediante las ecuaciones seleccionadas para el
calculo de tasas de produccion Q y de los indices de productividad J para cada pozo
de las macollas 2, 3 y 4 del Campo Cerro Negro I. También se realizé un analisis de
la estimacion de la aplicacion de las tecnologias seleccionadas a los pozos en estudio,
para el aumento de la productividad. Finalmente, se analizaron los resultados

obtenidos de la evaluacion economica de cada una de las tecnologias aplicadas.
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CAPITULO V

ANALISIS DE RESULTADOS

5.1.- Evaluacion de las Ecuaciones para el Calculo de Tasas de Produccion de
Petrdleo con respecto a la Tasa Medida

Las ecuaciones seleccionadas para el desarrollo de este estudio se evaluaron para
cada pozo elegido de las macollas 2, 3 y 4 del Campo Cerro Negro I, mediante la
herramienta computacional desarrollada. La evaluacién permitio determinar cuél de
las ecuaciones se adapta mejor a la tasa medida de petroleo en dichos pozos. En la
tabla 5.1 y en el grafico 5.1 se pueden observar las tasas calculadas mediante las
ecuaciones y la tasa medida para cada uno de los pozos.

Tabla 5.1 Tasas calculadas y tasa medida para cada uno de los pozos de la

macolla 2
Arena Qo Qo Qo Qo Q Q" Q™

POZOS Medida Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken

Productora | - g\ | @ND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND)

Kvol | Miembro | 5579 | 1747 | 2073 | 1500 | 2123 | 2276 | 2252

Inferior

Kvo2 | Miembro | 5504 1.696 2.049 1.325 2.116 2.225 2.198
Inferior

Kvoz | Miembro |y eze | 1445 | 1846 | 1146 | 1754 | 1885 | 1853
Medio

Kvo4 | Miembro | g5y 473 560 389 581 618 612
Medio

Kvos | Miembro | 53 181 203 153 224 236 235
Superior

Kvoe | Miembro | 545 193 211 101 228 242 242
Superior
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Gréfico 5.1.Tasas de produccion calculadas versus las medidas en la macolla 2

Con el objeto de calcular el error del célculo de tasas de produccion, a traves del uso
de las ecuaciones con respecto al valor real, se hizo uso de los resultados obtenidos en

la tabla 5.1. y se obtuvieron los resultados que se presentan en la tabla 5.2.

117



CAPITULO V

ANALISIS DE RESULTADOS

Tabla 5.2. % Error promedio relativo de las tasas calculadas con respecto a la
tasa medida de los pozos de la macolla 2

MACOLLA 2

Arena Q | Q | Q | @ | Q | Q7
POZ0OS Productora Joshi Borisov | G-R-J F-E CH-S Dikken
(BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND)

Miembro | 2303 | 866 | 3393 | 647 | 025 | 081

KV01 Inferior

Miembro | 2373 | 785 | 4041 | 485 | 003 | 1,5
KV02 Inferior

Miembro |, g¢ 1,61 38,89 | 6,51 0,50 1,21
KV03 Medio

Miembro | 9419 | 1021 | 37,67 | 691 | 101 | 185
KV04 Medio

Miemk_)ro 23,24 14,10 35,14 4,96 0,11 0,42
KV05 Superior

Miembro | 5093 | 1288 | 2121 | 5094 0,05 0,07
KV06 Superior

Error Relativo Promedio
%

22,90 9,22 34,54 5,94 0,33 0,92

La tabla 5.2 permitié concluir que la tasa que mejor se ajusté a la tasa de produccion
real fue la tasa de flujo calculada por la ecuacion de Cho y Shah Q'(Ecuacion 2.19
del capitulo Il del presente TEG) con un error de 0,33%, mientras que la ecuacion que
representd el mayor error en sus resultados fue la ecuacion de tasa de flujo de Giger-
Reiss y Jourdan (Ecuacién 2.12) con 34,54%.
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En latabla 5.3 y en el gréafico 5.2 se presenta el indice de productividad para cada uno

de los pozos aplicando las ecuaciones seleccionadas.

Tabla 5.3 indices de productividad calculados y medidos para cada pozo de la

macolla 2
MACOLLA 2
Jo J J J J i I
P070S Arena Medida Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
Productora | (BND/ | (BND/ | (BND/Ipc | (BND/Ip | (BND/Ipc | (BND/Ipc | (BND/Ipc
Ipc) Ipc) c)
KVO0 Miembro 51 3,9 46 3,4 47 51 4,7
il Inferior
KVO0 Miembro 3.6 2.7 3,3 2.1 34 3,6 3,0
2 Inferior
KV0 | Miembro
3 Medio 3,8 29 3,8 2,3 3,6 3,8 2,9
KVO0 Miempro 3,2 24 2,9 2,0 3,0 3,2 3,1
4 Medio
KVO Miembro 15 11 1,3 1,0 1,4 15 15
5 Superior
KVO0 Miembro 0.9 07 0,8 0,7 0,8 0,9 0,9
6 Superior
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Graéfico 5.2. indices de productividad calculados y medidos en pozos de la macolla 2

Con los resultados obtenidos de la aplicacion de las ecuaciones para calcular el indice
de productividad en pozos horizontales se procedio a calcular el error que genera cada

ecuacion con respecto al valor medido como lo muestra la tabla 5.4.
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Tabla 5.4. % Error promedio relativo de los indices de productividad calculados con
respecto a los medidos de los pozos de la macolla 2

MACOLLA 2

Arena J J J v N N
POZ0OS Productora Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
(BND/Ipc) | (BND/Ipc) | (BND/Ipc) | (BND/Ipc) | (BND/Ipc) | (BND/Ipc)
KVO01 Miembro | 5303 8,66 33,93 6,47 0,25 775
Inferior
K\V02 Miembro | 5373 7.85 40,41 485 0,03 15,01
Inferior
Kvoz | Miembro | o, g0 1,61 38,39 6,51 0,50 25,09
Medio
KV04 Miembro | 5419 10,21 37,67 6,01 1,01 2,05
Medio
K\V05 Miembro | 9394 14,10 35,14 4,96 0,11 0,43
Superior
KV06 Miembro | 59 >3 12,88 21,21 5,94 0,05 0,07
Superior
Eitrar Re'at:;;o Promedio. [ 9.22 34.46 5,94 0,33 8.40

La tabla 5.4 refleja claramente que la ecuacion para calcular el indice de
productividad de Cho y Shah J~, arroja el menor error (0,33%) con respecto al J
inicial, el J obtenido con la ecuacion de Frick y Economides ', genera un error de
5,94%, mientras que el calculado por la ecuacion de J de Dikken J™ representa un
error de 8,40%, seguidamente se obtiene un error de 9,22% usando la ecuacion de
Borisov, aplicando la ecuacion de Joshi se obtiene un error de 22,90% y finalmente la
expresion utilizada que refleja el mayor error (34,46%) con respecto a la tasa inicial

es la de Giger-Reiss y Jourdan.
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La aplicacion de las seis ecuaciones para calcular las tasas de produccion de petroleo
en los pozos de la macolla 3 con respecto a la tasa medida en dichos pozos permitié

obtener los resultados que se muestran en la tabla 5.5 y el grafico 5.3.

Tabla 5.5 Tasas calculadas y tasas medidas para los pozos de la macolla 3

MACOLLA 3

Arena Qo Qo Qo Qo Q Q" Q™
POZOS Productora Medida Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
(BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND)
ppo1 | Miembro | 5394 1.841 2.137 1.596 2.247 2.396 2.376
Inferior
pDo2 | Miembro | 52349 1.774 2.105 1.466 2.183 2.319 2.292
Inferior
ppog | Miembro {5060 | 1654 | 1958 | 1418 | 2000 | 2150 | 2131
Medio
ppo4 | Miembro | 543 199 226 158 251 260 259
Medio
3000,0
2 2500,0
@ =—— Qo Medida (BND)
‘,n°_= 1500,0 42— \ ——Qo Borisov (BND)
w
o
W 1000,0 —’\ ==>¢=Q0 G-R-J (BND)
< —%=Q’ (BND)
2 500,0
= e=o==(Q" (BND)
0 Q" (BND)
PDO1 PDO2 PDO3 PD0O4
POZOS DE LA MACOLLA 3

Gréfico 5.3. Tasas de produccion calculadas versus las tasas medidas en la macolla 3
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El gréfico 5.3 representa graficamente los resultados obtenidos de las ecuaciones de
calculo de tasas de produccion de petrleo con respecto a la tasa de produccion
medida para cada pozo permitiendo observar que ecuaciones se ajustan mas a la tasa

real.

Los errores relativos arrojados para cada una de las ecuaciones de calculo de tasas de

produccion se muestran en la tabla 5.6.

Tabla 5.6 % Error promedios relativos de las tasas calculadas con respecto a la tasas
medidas de los pozos de la macolla 3

MACOLLA 3

nem | @ | @ | @ | @ [ o [ o7
POZOS Productora Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
@ND) | (BND) | BND) | (BND) | (BND) | (BND)
PDO1 Miembro | 5395 | 1075 | 3334 6,15 0,07 0,73
Inferior
ppoz | Miembro | o) 05 | 1008 | 3736 | 676 0,95 2,09
Inferior
ppog | Miembro | on 0 | 935 | 3434 | 739 0,47 1,36
Medio
ppog | Miembro |, 0 1413 | 3975 | 462 1,03 1,46
Medio

Error Relativo Promedio

% 23,80 11,08 36,20 6,23 0,63 1,41

La tabla 5.6 muestra que la ecuacion que mejor se adapté a las tasas reales de crudo
fue la ecuacion de Cho y Shah Q  ,representando un error de 0,63% en las tasas de
produccion calculadas en los pozos evaluados con respecto a la tasa de produccion
real, también se puede concluir de la tabla 5.6 que la ecuacion de Giger- Reiss y
Jourdan, es la que arrojo el mayor error (36,20% )en el calculo de la tasa de
produccion de los pozos de la macolla 3 ,con respecto a las tasas de produccion

reales.

En virtud de evaluar la capacidad de produccién de los pozos de la macolla 3, se

utilizaron las ecuaciones para determinar el valor de J. La tabla 5.7 y el gréfico 5.4
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indican el potencial que tienen los pozos para los indices de productividad medidos y

calculados.

Tabla 5.7 indices de productividad calculados y el medido para cada pozo de la

macolla 3
MACOLLA 3
A Jo J J J Y N e
rena . . . N
p0z0s | Productor Medida Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
" (BND/Ip | (BND/Ip | (BND/Ip | (BND/Ip | (BND/Ip | (BND/Ip | (BND/Ip
c) c) c) c) c) c) c)
ppo1 | Miembro | 4 ¢ 36 41 3.1 43 46 44
Inferior
PDO2 | Miembro |48 3,6 43 3,0 4,4 47 44
Inferior
ppog | Miembro |, 3.1 36 26 37 40 2.9
Medio ) il il ] ) ] )
pDo4 | Miembro |4 7 13 15 1,0 17 17 17
Medio
06

== Jo Medida (BND/Ipc)

== ] Joshi (BND/Ipc)

=] Borisov (BND/Ipc)
=34=] G-R-J (BND/Ipc)

o
N

=3ie=]" (BND/Ipc)

iNDICE DE PRODUCTIVIDAD
(BND/lpc)
o
w

==o==]"" (BND/Ipc)
1 (BND/Ipc)

00
PDO1 PDO2 PDO3 PDO4

POZOS DE LA MACOLLA 3

Gréfico 5.4. Indices de productividad calculados y medidos en pozos de la macolla 3

Al aplicar las ecuaciones de productividad en los pozos, es evidente que estas

presentan diferencias con respecto a la capacidad real que tienen de producir los
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pozos, por tanto es importante realizar los calculos de error para asi hacer los célculos

posteriores en base a las expresiones matematicas que aporten menor error con

respecto al valor real.

Para la macolla 3, la tabla 5.8 muestra la productividad de los pozos calculada para

cada una de las ecuaciones evaluadas y arroja sus errores correspondientes.

Tabla 5.8. % Error promedio relativo de los indices de productividad calculados con
respecto a los medidos de los pozos de la macolla 3

MACOLLA 3

. J Y N e

POZOS Prﬁ;ﬁggra (éNJSﬁh::) Borisov (éNG[;/Ff'i) FE CH-S | Dikken

PC) | (BND/Ipc) PC) | (BND/Ipc) | (BND/Ipc) | (BND/Ipc)

PDO1 Miembro | 9312 10,75 33,34 6,15 0,07 5,14
Inferior

PDO2 Miembro | 94 25 10,08 37,36 6,76 0,95 8,26
Inferior

ppog | Miembro | ., 9,35 34.34 7.39 0,47 2741
Medio

PDO4 Miembro | 94 40 14,13 39,75 4,62 1,03 1,47
Medio

i Re'at:)‘/go Promedio R 11,08 36,20 523 0,63 10,57

La capacidad de produccion calculada por la ecuacion de Cho y Shah ]~ refleja el
menor error (0,63%) comparada con la habilidad inicial del pozo, mientras que la

calculada Giger-Reiss y Jourdan representa el mayor error 36,20%.
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En la tabla 5.9 y el gréfico 5.5, se presentan los resultados arrojados por las
ecuaciones que calculan la tasa de produccion de crudo en los pozos de la macolla 4.

Tabla 5.9. Tasas calculadas y tasas medidas para los pozos de la macolla 4

MACOLLA 4

Arena | Q0 Qo Qo Qo Q | o. | o~
POZOS Productora Medida Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
(BND) (BND) (BND) (BND) (BND) (BND) (BND)

Lmo1 | Miembro |4 499 1.140 1.424 851 1.432 1.497 1.471
Inferior

Lmo2 | Miembro 4 189 902 1.180 667 1.123 1.183 1.155

Inferior
Lmog | Miembro |y o | 1901 | 1343 811 1.398 | 1.447 | 1432
Medio
Lmos | Miembro |4 439 853 983 688 1.065 1.116 1.107
Medio
1600,0
1400,0
=)
& 1200,0 1 —o— Qo Medida (BND)
2 1000,0 - —=—Qo Joshi (BND)
O
'n_: 800,0 —% ==fe=Q0 BOFiSOV(BND)
w
g 600,0 Qo G-R-J (BND)
§ 400,0 =#=Q" (BND)
|— ,r
200,0 ==Q"(BND)
o —t=Q""" (BND)
LMO1 LMO02 LMO3 LMO04
POZOS DE LA MACOLLA 4

Gréfico 5.5. Tasas de produccidn calculadas versus las medidas en la macolla 4

En la tabla 5.10 se compararon los resultados obtenidos por las ecuaciones para

calcular tasas de produccion con respecto a los valores medidos v, se llevd a cabo el
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calculo de error que representa cada una de las expresiones matematicas aplicadas en
la determinacién de productividad de los pozos elegidos en este estudio, permitiendo
asi concluir que para los pozos de la macolla 4 la ecuacion que mejor se ajusto a los
valores de las tasas de produccion medida fue la de Cho y Shah,Q " ,representando un
error tan solo del 0,64% con respecto a las tasas de produccion reales, mientras que la
ecuacion de Giger- Reiss y Jourdan arroj6 el mayor error (42,42%) con respecto a las
tasas reales.

Tabla 5.10. % Error promedios relativos de las tasas calculadas con respecto a la tasas
medidas de los pozos de la macolla 4

MACOLLA 4

aea | Q@ | @ | @ [ o | o | @7
POZOS Productora Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
(BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND) | (BND)
LMO1 Miembro |3 5y 4,45 42,89 3,89 0,47 131
Inferior
Lmoz | Miembro 1 o 06 | 075 | 4380 | 558 | o04s | 290
Inferior
LMO3 Miembro |3 oq 6,87 43,79 3,02 0,33 0,71
Medio
Lmoa | Miembro 1 5 o0 1 1300 | 3900 | 575 | 126 | 205
Medio
i Re'at:,‘/go Promedio SRS 6.27 42,42 4,56 0,64 1,74

A fin de estimar la productividad de los pozos de la macolla 4 se evaluaron las
ecuaciones que calculan la capacidad de produccion de los pozos horizontales, en la
tabla 5.11 y grafico 5.6 se pueden ver los resultados que se obtuvieron de las

diferentes expresiones matematicas aplicadas en este trabajo.
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Tabla 5.11. indices de productividad calculados y el medido para cada pozo de la

macolla 4
MACOLLA 4
Arena Jo J J J g N N
P0z0S | Productor Medida Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
a (BND/lIpc | (BND/Ipc | (BND/Ipc | (BND/Ipc | (BND/lpc | (BND/Ipc | (BND/Ipc
) ) ) ) ) ) )
Lmo1 | Miembro | 45 35 4,3 26 4.4 46 3,3
Inferior
Lmo2 | Miembro | 55 3.9 52 29 49 5,2 33
Inferior
Lmog | Miembro |5 ¢ 2,0 2.4 15 25 2,6 11
Medio
LMo4 | Miembro | 3,4 2,6 3,0 21 3,2 3.4 2.9
Medio
__06
[8)
é— =¢=Jo Medida (BND/Ipc)
8 05
3
Py =il Joshi (BND/lpc)
2 o4
=]
E 03 - =] Borisov (BND/Ipc)
S
[a]
Q02 | G-R-J
- (BND/lpc)
80
O ==)"  (BND/Ipc)
=)
Z 00 ., |
LMO1 LMO2 LMO3 LMO4 =" (BND/Ipc)
POZOS DE LA MACOLLA 4

Gréfico 5.6. Indices de productividad calculados y medidos en pozos de la macolla 4

Baséandose en los resultados obtenidos en la tabla 5.11 se genero el célculo de error

para cada una de las ecuaciones utilizadas en la estimacion de la productividad de los
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pozos horizontales de la macolla 4 con respecto al valor real. Los errores se muestran
en la tabla 5.12.

Tabla 5.12. % Error promedio relativo de los indices de productividad calculados con
respecto a los medidos de los pozos de la macolla 4

MACOLLA 4

Arena J J J g N N
POZOS Productora Joshi Borisov G-R-J F-E CH-S Dikken
(BND/lpc) | (BND/lpc) | (BND/Ipc) [ (BND/Ipc) [ (BND/Ipc) | (BND/Ipc)
LMO1 Miembro 23,51 4,45 42,89 3,89 0,47 27,99
Inferior
LMO2 Miembro 24,16 0,75 43,89 5,58 0,48 37,37
Inferior
LMO3 Miembro 23,63 6,87 43,79 3,02 0,33 55,94
Medio
LMoa | Miembro | 5453 13,00 33,09 5,75 1,26 14,79
Medio
i Re'at:,‘/go Promedio e 6.27 40,92 456 0,64 34,02

La macolla 4 fue sometida a la evaluacion de las ecuaciones seleccionadas en este
trabajo, y la tabla 5.12 permite conocer los errores estimados. EI minimo error
estimado fue el de la ecuacion de productividad de Cho y Shah J(0,64%). El mayor
margen de error es de 40,92% es representado por los resultados de la expresion

matematica de Giger-Reiss y Jourdan.

Es de resaltar que la Unica expresion matematica para calcular la tasa de produccion,
que incluye el radio de drenaje del pozo horizontal es la de Borisov, mientras que las
demas lo incluyen en variables como lo son a, X y z. No obstante Borisov es la Unica
gue no incluye el dafio. Vale recordar que el area de drenaje que adoptan todas las
ecuaciones es basada en la que usa Joshi. También es muy importante sefialar que la
unica ecuacion que incluye la resistencia de flujo, en el céalculo de tasa de produccién

de crudo, es la ecuacion de Dikken Q.
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A tal efecto, los resultados obtenidos son afectados por las diferencias involucradas
en cada una de las ecuaciones para calcular la tasa de produccién de petréleo.

Por otra parte es de destacar que la Unica ecuacién que incluye el numero de
Reynolds, para el calculo de indice de productividad de los pozos horizontales, es la
ecuacion de indice de productividad de Dikken Q. Todas las ecuaciones para el
calculo de error relativo de tasa y de indice de productividad generan el mismo % de
error, mientras que para la ecuacion Dikken Q" no ocurre lo mismo, esto se debe a

que ésta es la unica que incluye las pérdidas de friccion.

El aumento en el indice de productividad, con la ecuacion de Dikken Q esta

directamente relacionado con el nimero de Reynolds.

5.2. Estimacién De La Aplicacion De Tecnologias De Reduccion De Dario Para
Maximizar La Productividad De Los Pozos

La evaluacién del uso de surfactante como mecanismo de reduccion de dafio y
reduccion o eliminacion de la tension interfacial del crudo, que pudiera estar
impidiendo el flujo del crudo para maximizar la productividad de los pozos de las
macollas 2, 3 y 4 se llevo a cabo, en base a experiencias analogas realizadas en
campos vecinos, las cuales reflejan resultados muy positivos en la aplicacion de
surfactante para aumentar la produccién. En la tabla 5.13 se puede observar la tasa
ganancial e indice de productividad obtenida después de aplicar el tratamiento de

surfactante en los pozos de Petrocedefio.
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Tabla 5.13. Resultados de tratamiento de surfactante en Petrocedefio

RESULTADOS DE TRATAMIENTO DE SURFACTANTE EN PETROCEDENO

ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO
SEO01 0,5
VD20 0,5 297 107
IC10 1,4 343 26
1D02 0,2 409 346
1F09 0,5 274 104
SEO03 0,3 362 213
YAL6 0,9 19
YAL7 0,8 . 781
VCO05 1 259
KAO03 1,1 343
YA20 0,8 . 981
YC04 1
JB10 1 134
TOTAL 403

De la tabla 5.13 se concluye que la tasa de produccion con el tratamiento de
surfactante, aumenté en promedio 2,3 veces, implicando que el tratamiento
efectivamente asocia una remocién de dafio. En consecuencia, permite que el petroleo
pueda fluir con mayor facilidad. El tratamiento tuvo mejores resultados en los pozos
que fueron tratados con surfactante importado y en los que se les realizaron dos
corridas de tratamiento, la primera es para limpieza de las ranuras del liner y se
realiza con diesel (genera un incremento de tasa debido a la limpieza) y, la segunda

corrida, genera la reduccién de dafio y cambio en la mojabilidad.

Partiendo de los resultados obtenidos en los campos vecinos con tratamiento de
surfactante, se realiz6 una evaluacion analoga del uso de esta tecnologia en los pozos

en estudio. Tomando como criterio que el dafio removido permitiera un aumento
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promedio de produccion de solo el 50%, se observa en la tabla 5.14 los resultados

obtenidos.

Tabla 5.14. Tasas de produccion de petroleo e indice de productividad y dafio para los
pozos de la macolla 2 con tratamiento de surfactante

MACOLLA 2

TRATAMIENTO CON SURFACTANTE

ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO
Pozo Arena Q ] S
(BND) (BND/lpc) Max.
KV01 Ml 51 -7,51
KV02 Ml 3,6 -7.8
KV03| MM 3,8 -7,78
KV04| MM 3,2 7.64
KV05 MS 15 -7,51
KVvo6| MS 0,9 -6,51
3500,0 -
S 3000,0 -
2
£ 2500,0 -
o)
w
O 2000,0 -
o
g mQ* (BND
W 1500,0 - Q* (BND)
a = Q (BND)
< 1000,0 -
2
= 500,0
,0

Kv01

KvV02 KV03 KV04 KVO5 KVO6

POZOS DE LA MACOLLA 2

Gréfico 5.7. Tasas de petréleo con tratamiento de surfactante de los pozos de la macolla 2
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En la tabla 5.14 y en el gréfico 5.7 en efecto se refleja un aumento de la tasa de
produccion de petrdleo considerando la escalacion del 50% con el tratamiento de
surfactante. Es evidente de los resultados que el dafio que puede ser removido con el
tratamiento es independiente del miembro productor. Es de resaltar que las tasas
fueron calculadas para cada pozo en base a la tasa que generd menor error para cada
uno, segun el miembro al que pertenece la arena productora. Un punto muy
importante en estos pozos de la macolla 2, es que al calcular el dafio tomando como
criterio un aumento de tasa del 50%, todos los pozos pueden aceptar este aumento

comparandolo con el dafio méximo que pueden presentar los pozos.

En la macolla 3, considerando el criterio de aumentar la produccion en un 50% con el
tratamiento, no todos los pozos mostraron capacidad para generar ese aumento ya que
la estimulacién requerida para producir ese aumento, es mayor que el dafio maximo
posible en el pozo que contempla la ecuacion, por tal razén esos pozos dan una tasa

ganancial menor que los demas. La tabla 5.15 muestra los resultados del estudio.

Tabla 5.15. Tasas de produccion de petrdleo e indice de productividad y dafio para los
pozos de la macolla 3 con tratamiento de surfactante

MACOLLA 3
TRATAMIENTO CON SURFACTANTE
ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO
Pozo | Arena J S J
S*
(BND) (BND/lpc) Max. (BND/Ipc)
PDO1 Ml 4,6 -7,47 6,9
PD02 Ml 4,7 -7,64 7,0
PDO3| MM 4,0 -7,5 6,0
PD04| MM 1,7 -7,71 2,2
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Gréfico 5.8. Tasas de petréleo con tratamiento de surfactante de los pozos de la macolla 3

El aumento de la tasa de produccion de los pozos de la macolla 3 se puede apreciar en
la tabla 5.15 y en el Grafico 5.8. Todos los pozos, excepto el PD04, aportaron el
ganancial de produccion esperado del 50%, pero el pozo PD04 sélo aporta un
ganancial de 30%, esto se debe a que el dafio maximo posible presente en el pozo es
de -7,71 y para poder generar un incremento del 50% en la tasa, el dafio que se tiene
que remover con el tratamiento es de -9,88 y esto no es factible con la limitacion
estipulada en las ecuaciones. Por tanto la maxima tasa de produccion del pozo PD04
con el tratamiento es de 337 BND.

De la misma manera, la estimacion del incremento de produccién de los pozos de la
macolla 4 se realizé bajo la premisa de generar un aumento de tasa de al menos 50%.
La tabla 5.16 refleja los resultados de la evaluacion de la tecnologia de reduccién de

dafo y reduccion de tension interfacial del agua con el tratamiento de surfactante.
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Tabla 5.16. Tasas de produccion de petroleo e indice de productividad y dafio para los
pozos de la macolla 4 con tratamiento de surfactante

MACOLLA 4

TRATAMIENTO CON SURFACTANTE
ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO

Pozo | Arena J S

Q .
(BND) (BND/lpc) Max.

J
(BND/lpc)

LMO1 Ml 4,6 -7,91 6,4
LM02| Ml 52 -7,95 7.7
LMO3| MM 2,6 -7,93 34
LM04| MM 34 -7,68 45
2500,0 -

S 2000,0 -

Q

2

% 1500,0 -

o)

E = Q* (BND)

o 1000,0 7 mQ (BND)

[a]

b

2 5000 -

-

,0
LMO1 LM02 LMO3 LMO04
POZOS DE LA MACOLLA 4

Grafico 5.9. Tasas de petrdleo con tratamiento de surfactante de los pozos de la macolla 4
Debe sefialarse que en la tabla 5.16 y el grafico 5.9 se muestra que los pozos no

aportaron un incremento del 50%, como se esperaba con la aplicacién del tratamiento
con surfactante en dichos pozos.
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El Gnico pozo capaz de generar un incremento de produccion del 50% es el LMO02
con una estimulacion de 6,89 con el tratamiento, logrando una tasa de produccion de
petréleo de 1762 BND. EI LMOL1 refleja un aumento del 40% de la tasa con un dafio
removido de -7,01 dando como resultado una tasa de 2084 BND, de igual manera el
LMO4 tiene capacidad de aumentar su tasa en 40% obteniéndose una tasa de 1554
BND como méximo incremento con el tratamiento de surfactante con un dafio
removido de -6.68 y finalmente el LMO3 tiene un ganancial maximo de 30% lo que

se traduce en 1874 BND con resultado de la remocion de un dafio de -7.43 en el pozo.

Como resultado de la evaluacion de la tecnologia de tratamiento con surfactante en
los pozos de las macollas 2, 3 y 4 para incrementar la produccion de petroleo, se
concluye que seria beneficioso el uso de la tecnologia para dichos pozos, ya que el
dafio a remover asociado al ganancial es posible. También cabe sefialar que por
analogia con Petrocedefio el surfactante a aplicar es el importado y realizando dos
corridas, la primera con diesel para limpieza de liner y la segunda con la mezcla de
diesel y surfactante para la remocion de dafio y la reduccién o eliminacion de la
tension interfacial del agua para permitir que el crudo fluya con més facilidad, lo que

se traduce en incremento de productividad del pozo.

5.3. Estimacién De La Aplicacion De Tecnologias De Reduccion De Viscosidad
Para Maximizar La Produccion De Los Pozos

5.3.1 Estimacion De La Aplicacion De Cable De Calentamiento En EI Fondo

De Los Pozos Horizontales

En virtud de las experiencias exitosas realizadas en campo vecino como Petropiar y
cercano como Sinovensa, se decidio realizar la evaluacion de la tecnologia de cable
calentador en pozos horizontales, para la reduccién de la viscosidad del crudo con el
aumento de temperatura controlada. En las experiencias ya realizadas el aumento de
produccién fue entre 20 y 50%, para nuestro caso se considerd una meta de al menos
30% de aumento en las tasas de los pozos, por las mismas consideraciones ya

explicadas anteriormente.
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Los resultados obtenidos, por la empresa mixta Sinovensa, de la experiencia realizada
con calentamiento con cable en el fondo, se pueden apreciar en la tabla 5.17.

Tabla 5.17. Tasas de produccidon de petroleo por calentamiento con cable eléctrico en
Sinovensa

RESULTADOS DE CALENTAMIENTO CON CABLE EN FONDO

EN SINOVENSA

ANTES DESPUES
Pozo
Q (BND) Q* (BND)
CJS14 1.267 1.812 545
CJS19 1.219 1.882 663
CJS02 1.047 1.422 375
CJS05 861 1.153 292
CIS07 969 1.223 254
CIS14 914 1.394 480
ClC24 1.041 1.442 401
CIS25 1.014 1.388 374
CIS26 954 1.271 317
CIS22 991 1.178 187
C1S48 800 1.171 371
791 1.089 298
380

Es importante aclarar que la viscosidad se reduce en el fluido dentro de la seccién
horizontal del pozo, este aumento tiene poco impacto en el fluido en el area de
drenaje del pozo. Lo que implica que la viscosidad efectiva que se calcula en el
estudio es una viscosidad aparente, con el resultado de un aumento de produccion de
al menos un 30%, siendo la reduccién de viscosidad en la seccién horizontal del pozo

de aproximadamente 77%, producto del calentamiento.

En este sentido la tabla 5.18 y el grafico 5.10 reflejan los resultados generados de la

estimacion del aumento de produccién de petréleo, en los pozos seleccionados de la
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macolla 2 con la aplicacion de la tecnologia de calentamiento con cable electro
resistivo en fondo. Se observa claramente la reduccion de viscosidad que se simula en
el yacimiento para una reduccion generada por el aumento de temperatura en el pozo
para alcanzar una ganancia de alrededor de 30% en la produccion, esto se debe
también a la mejor distribucion de caida de presion en el lateral del pozo por la

reduccion de pérdidas de presion por friccidn con el calentamiento.

Tabla 5.18. Tasas de produccion utilizando cable eléctrico en pozos de la macolla 2

MACOLLA 2

CALENTAMIENTO CON CABLE ELECTRICO

ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO
Pozo | Arena J J
Q BND/Ipc W HOap-- | BND/Ipe
(BND) ( pc) ( pc)

Kvol| Ml 51 2.072 6,6
KV02| Ml 3,6 2.481 4,6
KV03| MM 3.8 3.524 5,0
KV04| MM 3.2 3.061 4,1
KV05| MS 15 4.356 1,9
KV06| MS 0,9 4.353 1,2

2 3000,0 -

e

{_,'2 2000,0 -

2 mQ* (BND)

= 1000,0

a mQ (BND)

w

a 0

< 7

2 KVO1l KV02 KVO3 KV04 KVO5 KVO06

-

POZOS DE LA MACOLLA 2

Gréfico 5.10. Tasas de produccion utilizando cable eléctrico en pozos de la macolla 2
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Como se muestra en la tabla 5.19 y el grafico 5.11 la tasa de produccion de los pozos
alcanz6 un 30% de incremento, como resultado de la aplicacion del cable de
calentamiento en el fondo de los pozos, esto se debe que al aumentar la temperatura
en el pozo la viscosidad disminuye porgue se da una mejor distribucion de presion a
lo largo de la seccion horizontal debido a que se reducen las pérdidas de presion por
friccion, por efecto de la menor viscosidad lo que permite que circule con mas
facilidad por el pozo. En los resultados este impacto se ve directamente relacionado
en la viscosidad aparente que es la que se asume en las ecuaciones de calculo de tasas

que hay en el yacimiento debido a la produccion por el calentamiento.

Tabla 5.19. Tasas de produccion utilizando cable eléctrico en pozos de la macolla 3

MACOLLA 3

CALENTAMIENTO CON CABLE ELECTRICO
ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO

J

Pozo | Arena Q J
Hoap- 1 BND/Ipc)

(BND) | (BND/Ipc) W

PDOL| MI 4,6 1.964 6,0
PDO2[ MI 47 2.049 6,1
PDO3| MM 4,0 2,674 5,2
PDO4| MM 1,7 3.274 2.2
S 4000,0 -
(=)
g 3000,0 -
‘g 2000,0 - mQ* (BND)
w
2 1000,0 - =Q (BND)
[a]
& 0
< PDO1 PDO2 PDO3 PDO4
POZOS DE LA MACOLLA 3

Gréfico 5.11. Tasas de produccion utilizando cable eléctrico en pozos de la macolla 3
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De la misma manera, en la macolla 4 los pozos sometidos a la evaluacion de la
tecnologia de calentamiento por cable en el fondo, aportaron 30% de ganancia en la
produccion como consecuencia del aumento de temperatura en los pozos, generado
por el cable de calentamiento, lo que logra una reduccién de aproximadamente del
77% en la viscosidad dentro del pozo, y permite que la distribucion de la presion a lo
largo de la seccion horizontal del pozo disminuya y, por tanto, el “drawdown ”
aumente lo que se traduce en un aumento en la productividad del pozo. Los resultados

obtenidos en la macolla 4 se pueden apreciar en la tabla 5.20 y en el grafico 5.12.

Tabla 5.20. Tasas de produccién utilizando cable eléctrico en pozos de la macolla 4

MACOLLA 4

CALENTAMIENTO CON CABLE ELECTRICO
ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO

Pozo | Arena J
(BND/Ipc) W

J
(BND/lpc)

Q
(BND)

LMO1| Ml 4,6 1.853 5,9
LM02| Ml 52 2.068 6,7
LM03| MM 2,6 2.376 3,4
LM04| MM 34 2.093 4.4

S 2000,0 -

a

€ 1500,0 -

‘O

o

E 1000,0 - mQ* (BND)

w

2 500,0 - mQ (BND)

wv)

<

- ’0

LMO1  LMO2  LMO3  LMO4
POZOS DE LA MACOLLA 4

Gréfico 5.12. Tasas de produccion utilizando cable eléctrico en pozos de la macolla 4
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5.3.2 .-Estimacion De La Aplicacion De Inyeccion De Diluente En EI Fondo De
Los Pozos Horizontales

A fin de evaluar el incremento en la produccién de crudo, que puede generar la
inyeccion de diluente en fondo en los pozos horizontales pertenecientes a las macollas
2, 3y 4 de Cerro Negro I, se evaluaron varias experiencias realizadas en campos

Vecinos.

La tabla 5.21 permite conocer el impacto efectivo que tiene la inyeccion de diluente
en el fondo en los pozos de Petropiar, en la cual se refleja un aumento promedio del
100% de la produccion del crudo para los pozos de ese campo.

Tabla 5.21. Resultados de la inyeccion de diluente en fondo en Petropiar

RESULTADOS DE LA INYECCION DE DILUENTE EN FONDO
EN PETROPIAR

cors ANTES DESPUES
Q (BND) Q* (BND)
E5-P04 675 1.796 1.121
E5-P05 611 1.736 1.125
E5-P06 613 1.722 1.109
E5-P0O7 561 1.871 1.310
F4-P04 1.739 2.174 435
F4-P05 1.067 1.867 800
F4-P06 1.625 3.018 1.393
F4-P09 1.799 3.149 1.350
F4-P13 1.014 2.637 1.623
F5-P02 729 2.006 1.277
F5-P03 624 1.351 728
F5-P05 1.452 2.420 968
F5-P08 724 1.575 850
1.033 2.493 1.460
1.111
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El incremento en la tasa de produccion esté asociado a la reduccién de viscosidad que
el diluente genera en la seccion horizontal del pozo. De aqui la importancia del
estudio del cambio de viscosidad en el yacimiento para que la tasa alcance el

ganancial obtenido.

Dentro de esta misma idea, se aplicé la tecnologia en la macolla 2 con la propuesta de
un incremento del 100% en la produccion, en analogia a la experiencia en los pozos
de Petropiar. Los resultados obtenidos de la aplicacion de inyeccién de diluente en

fondo en estos pozos se pueden apreciar en la tabla 5.22.

Tabla 5.22. Tasas de produccidn con inyeccion de diluente en el fondo de los pozos
de la macolla 2

MACOLLA 2

INYECCION DE DILUENTE EN EL FONDO
ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO

Pozo | Arena J J
(BND) | (BND/Ipc) H (BND/Ipc)

KVol| Ml 51 2.072 10,2
Kvo2| Ml 36 2.481 71
KV03| MM 38 3.524 77
KV04| MM 3,2 3.061 6,3
KVO5| MS 15 4.356 3,0
KV06| MS 0,9 4.353 18
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POZOS DE LA MACOLLA 2

Gréfico 5.13.Tasas de produccion con inyeccion de diluente en el fondo de los pozos de la macolla 2

De la tabla 5.22 y grafico 5.13 se puede concluir que el incremento de la tasa de
crudo estéa relacionado con la reduccion de la viscosidad generada por el diluente que

se inyecta.

Asi mismo, por analogia se evalu6 la inyeccion de diluente en el fondo para los pozos
de la macolla 3, estimando un incremento del 100% de la productividad de los pozos,
lo que genera grandes cambios en la viscosidad asociados a la mezcla con el diluente.
Cabe sefialar que en la tabla 5.23 la viscosidad que se muestra, es la viscosidad
aparente que el fluido del yacimiento debe tener para producir esa cantidad de

petréleo.

Los resultados de la tabla 5.23 y grafico 5.14 representan el incremento de la tasa de

produccidn por la inyeccion de diluente en el fondo.
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Tabla 5.23. Tasas de produccidn con inyeccion de diluente en el fondo de los pozos
de la macolla 3

MACOLLA 3

INYECCION DE DILUENTE EN EL FONDO

ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO
Pozo | Arena J J
(BND) | (BND/Ipc) W (BND/Ipc)
PDOL| MI 46 1.964 9,3
PD0O2| MI 47 2.049 9,4
PDO3| MM 4,0 2.674 8,0
PDO4| MM 1,7 3.274 3,4
5000,0 -

__4500,0 -

S 4000,0 -

a |

o 3500,0

3 30000 -

£ 2500,0 = Q* (BND)

o 20000 7 =Q (BND)

2 1500,0

;g_g 1000,0

500,0 -
,0
PDO1 PDO2 PDO3 PDO4
POZOS DE LA MACOLLA 3

Gréfico 5.14.Tasas de produccion con inyeccion de diluente en el fondo de los pozos de la macolla 3

Para concluir la evaluacion de las tecnologias para maximizar la produccion de
petréleo, se procedi6 a realizar la aplicacion de la inyeccion de diluente en los pozos
de la macolla 4, bajo el criterio de alcanzar un incremento del 100% de la produccion
inicial. En la tabla 5.24 y el grafico 5.15 se presentan los resultados obtenidos por la

aplicacion de la tecnologia.
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Tabla 5.24. Tasas de produccion con inyeccion de diluente en el fondo de los pozos
de la macolla 4

MACOLLA 4

INYECCION DE DILUENTE EN EL FONDO
ANTES DEL TRATAMIENTO DESPUES DEL TRATAMIENTO

Pozo | Arena J

(BND/Ipc)

J
(BND) | (BND/Ipe) | H

LMOL1| MI 4,6 1.853 9,1
LM02| MI 5,2 2.068 10,3
LM03| MM 2,6 2.376 5,2
LM04| MM 3.4 2.093 6,8
3000,0 -

S 2500,0 -

Q

© 2000,0 -

4

‘O

£ 1500,0 | = Q* (BND)

o

W 1000,0 - =Q (BND)

<

2

< 500,0 -

,0
LMO1 LMO2 LMO3 LMO4
POZOS DE LA MACOLLA 4

Gréfico 5.15.Tasas de produccion con inyeccion de diluente en el fondo de los pozos de la macolla 4

Los resultados de la tabla 5.24 y grafico 5.15 expresan la reduccion de viscosidad
requerida para alcanzar un incremento en la produccion, por efecto de la inyeccién de

diluente en el fondo de los pozos horizontales evaluados en la macolla 4.
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5.4. Evaluar la rentabilidad econdmica de las tecnologias seleccionadas para
aumentar la productividad de los pozos horizontales ya perforados en el

yacimiento

A continuacién se presentan los resultados obtenidos de las evaluaciones economicas
que se realizaron en las macollas 2, 3 y 4 en base a las experiencias realizadas en

campos Vvecinos.

Tabla 5.25. Valor presente neto para las tecnologias seleccionadas en la macolla 2

MACOLLA 2
EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE

(BAN%) VPN ($US) (BAN%) VPN ($US) (BAN%) VPN ($US)
KvOo1 1.105 14.972.606 682 11.721.063 2.275 49.590.872
KV02 1.089 14.744.447 667 11.448.506 2.224 48.450.287
Kv03 919 12.421.625 566 9.247.912 1.886 40.136.061
Kv0o4 304 3.758.208 185 2.109.123 617 12.883.159
KV05 116 1.266.548 70 318.268 235 4.299.276
KV06 119 1.201.864 73 400.246 242 4.459.198

Como se muestra en la tabla 5.25 el valor presente neto asociado a las tres tecnologias
es positivo, lo que significa que las tres tecnologias evaluadas son rentables, pero el
valor presente neto obtenido con la aplicacion de la inyeccion de diluente en el fondo
de la seccion horizontal del pozo, generd una mayor rentabilidad con un VPN mayor
a 223% con respecto a la segunda opcién mas rentable como lo es el tratamiento con

surfactante.
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Tabla 5.26. Tasa interna de retorno de las tecnologias seleccionadas en la macolla 2

MACOLLA 2
EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE
(BAN%) TIR (%/Afio) (BAN%) TIR (%/Afio) (BAI\?D) TIR (%/Afio)

Kvol [ 1.105 603,15 682 153,86 2.275 906,04
Kv02 | 1.089 594,21 667 150,3 2.224 885,56
KvO3 919 501,3 566 123,86 1.886 736,16
Kv04 304 157,85 185 38,44 617 244,5
KVO5 116 70,66 70 20,65 235 88,31
KV06 119 62,85 73 22,06 242 91,08

La tabla 5.26 permite conocer el valor de la tasa interna de retorno (TIR), para cada
una de las tecnologias evaluadas en el presente TEG, debido a que todas las
tecnologias tienen un TIR> 15%, se puede concluir que las tres son rentables. No

obstante, la inyeccion de diluente es la tecnologia de mayor rentabilidad, con un 25%

mayor con respecto al tratamiento con surfactante.

Tabla 5.27. Tiempo de pago de las tecnologias seleccionadas en la macolla 2

MACOLLA 2
EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE
AQ TP AQ TP AQ TP

(BND) (dias) (BND) (dias) (BND) (dias)
Kv01 1.105 65,70 682 24820 2.275 47,45
Kv02 1.089 69,35 667 255,50 2.224 47,45
Kv03 919 80,30 566 302,95 1.886 54,75
Kv04 304 229,95 185 1.051,20 617 164,25
KV05 116 638,75 70 1.036,60 235 434,35
KV06 119 620,50 73 1.022,00 242 419,75
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De la tabla 5.27 se puede concluir que el tiempo de pago aplicando la tecnologia de
inyeccion de diluente en el fondo de la seccion horizontal es mayor al 27% con
respecto a la segunda opcion mas rentable, representada por el tratamiento de

surfactante.

Tabla 5.28. Valor presente neto de las tecnologias seleccionadas en la macolla 3

MACOLLA 3
EVALUACION ECONOMICA

SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE

AQ VPN AQ VPN AQ VPN

(BND) (SUS) (BND) (SUS) (BND) ($US)
PDO1 1.166 16.316.461 718 12.498.734 2.395 52.442.768
PD02 1.130 15.629.443 695 11.904.310 2.318 50.212.528
PDO3 1.047 14.149.921 645 11.009.834 2.150 46.804.829
PD04 77 748.871 78 536.875 261 4.900.298

De la misma manera, en la macolla 3 se realizo la evaluacion econdmica para los
pozos en estudio en el presente proyecto. Como se muestra en la tabla 5.28, las tres
tecnologias evaluadas son rentables ya que el VPN en todos los pozos es positivo en
todas las tecnologias aplicadas, pero el valor presente neto obtenido con la aplicacion
de la inyeccion de diluente en el fondo de la seccidn horizontal del pozo, gener6 una
mayor rentabilidad con un VPN mayor a 221% con respecto a la segunda opcion mas

rentable como lo es el tratamiento con surfactante.
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Tabla 5.29. Tasa interna de retorno de las tecnologias en la macolla 3

MACOLLA 3
EVALUACION ECONOMICA

SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE

AQ TIR AQ TIR AQ TIR
(BND) (%/Afi0) (BND) (%/Af0) (BND) (%/Afi0)
PDO1 | 1.166 657,20 718 163,09 2.395 957,29
PDO2 | 1.130 628,87 695 156,03 2.318 917,22
PDO3 | 1.047 570,83 645 145,11 2.150 855,98
PD0O4 77 59,43 78 24,36 261 98,68

De la tabla 5.29 se concluye que el valor de la tasa interna de retorno (TIR), para cada

una de las tecnologias evaluadas en el presente trabajo es mayor al 15%, lo cual hace

a las tres tecnologias rentables para la maximizacion de la productividad de los pozos

horizontales de la macolla 3. Sin embargo, la inyeccion de diluente es la tecnologia

de mayor rentabilidad con una capacidad de recuperacién de capital del 45% mas

rapido con respecto a la segunda opcion de rentabilidad como lo es el tratamiento con

surfactante.

Tabla 5.30. Tiempo de pago de las tecnologias en la macolla 3

MACOLLA 3
EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE
AQ TP AQ TP AQ TP

(BND) (Dias) (BND) (Dias) (BND) (Dias)

PDO1 1.166 62,05 718 237,25 2.395 43,80
PD02 1.130 65,70 695 244,55 2.318 43,80
PDO3 1.047 69,35 645 262,80 2.150 47,45
PDO4 77 518,30 78 1.000,10 261 383,25
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Como se muestra en la tabla 5.30 el tiempo de pago aplicando la tecnologia de
inyeccion de diluente en el fondo de la seccion horizontal de pozo es mayor al 26%
con respecto a la segunda opcion mas rentable representada por el tratamiento de

surfactante.

Tabla 5.31.Valor presente neto de las tecnologias seleccionadas en la macolla 4

MACOLLA 4
EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE
AQ VPN AQ VPN AQ VPN
(BND) (SUS) (BND) (SUS) (BND) (SUS)
LMO1 587 7.692.427 449 7.155.712 1.497 32.238.903
LMO2 579 7.581.052 355 5.309.874 1.184 25.255.792
LMO3 427 5.556.063 434 6.859.485 1.446 31.142.220
LMO04 438 5.955.532 335 5.175.258 1.116 24.612.185

La tabla 5.31 refleja que el VPN es mayor a cero, lo que permite concluir que las tres
tecnologias evaluadas en los pozos de la macolla 4 son realmente rentables
econdmicamente. No obstante la tecnologia que da mayor rentabilidad es la de
inyeccion de diluente en el fondo de la seccidon horizontal con un VPN mayor a

233%con respecto a la segunda tecnologia mas rentable.

Tabla 5.32. Tasa interna de retorno de las tecnologias seleccionadas en la macolla 4

MACOLLA 4
EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE
AQ TIR AQ TIR AQ TIR

(BND) (%/Af0) (BND) (%/Af0) (BND) (%/Af0)
LMO1 587 314,64 449 98,76 1.497 594,28
LMO02 579 310,24 355 76,61 1.184 468,83
LMO03 427 229,54 434 95,26 1.446 574,60
LMO04 438 245,07 335 74,49 1.116 457,25
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La tabla 5.29 refleja que el valor de la tasa interna de retorno (TIR), es mayor al 15%
como lo estipula PDVSA para que los proyectos sean rentables, por lo tanto
cualquiera de las tres tecnologias aplicadas hace factible el proyecto. Sin embargo la
inyeccion de diluente en el fondo de la seccion horizontal, se acredita a la primera
opcion por tener la recuperacion de capital mas acelerada, con hasta un 51% de
diferencia con respecto a la inyeccién de surfactante que representa la segunda opcion
de rentabilidad.

Tabla 5.33 Evaluacion econdmica con Inyeccion de diluente en fondo

MACOLLA 4

EVALUACION ECONOMICA
SURFACTANTE CALENTAMIENTO DILUENTE

POZO AQ TP AQ TP AQ TP

(BND) (Dias) (BND) (Dias) (BND) (Dias)
LMO1 587 124,1 449 372,3 1.497 69,35
LMO2 579 124,1 355 492,75 1.184 87,6
LMO03 427 164,25 434 386,9 1.446 73
LMO4 438 156,95 335 507,35 1.116 91,25

El tiempo de pago de las tecnologias evaluadas en los pozos de la macolla 4, se puede
observar en la tabla 5.33, reflejando como la tecnologia de mayor rentabilidad la
inyeccién de diluente ya que tiene el menor tiempo de pago con respecto a las dos

opciones restantes.

En las tablas presentadas de la evaluacion econdmica se puede observar que las tres
tecnologias aplicadas son altamente rentables y cumplen con los requerimientos
econdmicos de la empresa, Petromonagas S.A (proyecto rentable si tiene TIR>15%).
No obstante, la tecnologia que da mayor rentabilidad es la de inyeccion de diluente en
fondo con un VPN mayor a 200% con respecto a la segunda opcion mas rentable. Asi

mismo, el tiempo de pago aplicando la tecnologia de inyeccion de diluente en fondo
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es mayor al 25% con respecto a la segunda opcion méas rentable como lo es el

tratamiento con surfactante.

La tecnologia de cable calentador presenta la menor rentabilidad, aun cuando cumple
con todos los requerimientos econdémicos, por su mayor costo. Esto representa una
oportunidad de buscar opciones para reducir los costos de la tecnologia y hacerla ain

mas rentable.
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CONCLUSIONES

1. Es posible optimizar la productividad de los pozos de las macollas 2, 3 y 4 de
Petromonagas en un 50%, 30% y 100%, utilizando tecnologias de inyeccion de
surfactante, cable calentador e inyeccién de diluente en la seccion horizontal del
pozo, de acuerdo a las estimaciones efectuadas con los resultados obtenidos en
campos Vecinos.

2. Se utilizaron las 6 ecuaciones para calcular tasas de produccion de crudos en
pozos horizontales, con la finalidad de cotejar las producciones reales de los 14
pozos seleccionados de las macollas 2, 3 y 4 de la Empresa Mixta Petromonagas.
La ecuacion que reflejé la mejor aproximacion consistente fue la de Cho y Shah
0

3. Se desarroll6 una herramienta computacional, para manejar la vasta cantidad de
datos existentes, que permite cotejar las tasas de produccion reales de los pozos
horizontales de la division Carabobo Campo Cerro Negro |, de la FPO, utilizando
ecuaciones publicadas por especialistas y tomando aquella que arroje el menor
margen de error. Esta herramienta se utilizé para predecir las tasas de produccion
cuando los pozos son sometidos a cualquiera de las tres tecnologias aplicadas.

4. Las tasas de produccion de crudos extrapesados de alta viscosidad, de los pozos
horizontales de la Division Carabobo, Campo Cerro Negro I, son altamente
sensibles a los mecanismos de reduccion de la viscosidad del fluido, como lo
demuestran la dilucion con crudo liviano y el aumento de la temperatura del pozo
con el cable calentador.

5. Las tres tecnologias consideradas a aplicar como métodos para la optimizacion de
la productividad de los pozos, en las tres macollas, son altamente rentables con
tasas internas de retorno mucho mayores a la minima requerida por Petromonagas
(> 15%) vy, con tiempos de pago méximo <2,88 afios. La tecnologia que resultd
mas rentable fue la de la inyeccion de diluente en el fondo del pozo, utilizando una
proporcion de 25% de nafta de 47° API, con un VPN de hasta 52 MMUS$ y un
tiempo de pago de 43,8 dias.
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. La ecuacion de Cho Shah fue la que mejor cotejo con las tasas de produccién e
indice de productividad reales de los pozos. En la macolla 2 con un error promedio
de 0,33%; en la macolla 3 con 0,63% y, en la macolla 4, con 0,64%.

. S6lo los pozos de la macolla 2 mostraron la capacidad de generar un ganancial
esperado del 50% de aumento de la tasa de produccion, con el tratamiento de
surfactante.

. En la macolla 3, el pozo PD04, sélo gener6 un ganancial del 30%, en el
tratamiento con surfactante, comparado con el 50% generado por los tres pozos
restantes.

. Enla macolla 4 el Gnico pozo capaz de generar un ganancial incremental del 50%,
con el tratamiento de surfactante, es el LMO02, EI LMO1 y el LMO04 solo

alcanzaron un 40%, mientras que el LMO3 alcanzo sélo un ganancial del 30%.
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RECOMENDACIONES

. Corroborar los resultados de las tasas de produccién, obtenidas con la simulacién
efectuada con la herramienta computacional, con pruebas piloto de campo, en cada
una de las tecnologias consideradas.

. Utilizar la herramienta computacional desarrollada para predecir la tasa de
produccidén de crudos extra pesados en los pozos horizontales de la Faja.

. Utilizar la herramienta computacional para determinar cual de las 6 ecuaciones
utilizadas para calcular las tasas de produccién de crudo coteja mejor, en cada uno
de los miembros productores del Campo Carabobo de la Faja Petrolifera del
Orinoco.

. Considerar la seleccion de un area de la Faja, entre todas las 12 Empresas Mixtas
operadoras existentes, para la formacion de un centro piloto experimental donde se
prueben diferentes tecnologias, que persigan la mejora de los procesos productivos
y la mayor recuperacion de reservas de los crudos extra pesados.

. Introducir la incertidumbre de las variables, para predecir el estudio probabilistico
de las tasas de produccion de crudos.

. Evaluar la declinacion y produccion inicial de forma consistente para escenarios
acelerados.

. Estimar dafio con pruebas de presion y comparar el dafio con las correlaciones
utilizadas.

. Evaluar los casos donde se encuentran los fluidos en estado bifasico para aplicar

las ecuaciones correspondientes.
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APENDICE

APENDICE A

A.1l.- Disefio Y Elaboracion De La Base De Datos

El formato de almacenamiento de datos creado en un libro Excel llamado “Base de
datos macollas 2, 3 y 4, conformado por cuatro hojas; base de datos macollas 2, 3y
4, macolla 2, macolla 3 y macolla 4, utilizado para manejar mas facil y rapido los
datos necesarios para la realizacion del proyecto, también permiti6 que la
informacion estuviera organizada.

A continuacion se presenta el formato de la base de datos disefiada en este proyecto.

CARACTERISTICAS DEL YACIMIENTO Y DFL POZ0

Arena . Qo(BPD) | NTG | Profundidad | Profundidad |Presion lnic.| Temp. Rs Kh kh
Pozo Yacimiento |  Fecha ,
productora INIC. % VD SGSSTVD (Lrg) F PCN/BN | usada Md

b
7 K1 M| Morichal BM | 28-sep-00 | 2270 87,49 31675 861,18 1302 130 92 9000 7000 !
8
9

Kva2 M | Morichal BM | 11-nov-00 | 2204 9 3028 2714 1237 17 87 9000 7000 !
Kva3 MM | Morichal BM | 29-sep-00 | 1876 98,07 05 28 109 1 17 8500 7000 !
10 Kvos MM | Morichal BM | 0%-0ct00 | 624 947 1826 2510 1147 14 81 8500 7000 !
1 ks MS | Morichal BM| 15:n00-00 | 236 113 45,5 2235 1026 119 n 8000 7000 !
12 Vo6 MS | Morichal BM | 10-n0v-00 | 242 97,9 03 237 07 119 n 8000 7000 !

Figura A.1. Base de datos de la macolla 2.
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HISTORY MATCH DE LA MACOLLA 2

)Y DEL POZO

p f . . P " 5| Poosidad | S s | S 5 5
0rosial 0 0

N | M M| e | PEs EFEC :

0,33 0,86 3892 3405 84 1,014 [ 05770
0,3 0,3 4000 3960 84 1014 | 05798
0,33 0,9 4361 4278 84 1,014 | 05866
0,3 0,3 B2 3629 84 L0114 | 05840
0,33 0,88 4000 30% 84 10114 | 05902
0,34 0,88 1517 1486 84 L0114 | 05901

Kva2 5000 7000 3880 626 70
Kv03 8500 7000 5880 91 120
10 Kvod 8500 7000 3880 195 9
1 K 8000 7000 5880 158 7
12 Kvoe 8000 7000 3880 mn 88

b
T 9000 7000 5880 47 10
8
9

= E=N E=1 F=1 K= F=)

Figura A.2. Base de datos macolla 2.

CRUDO ORIGINAL DILUENTE
Viscosidad | Viscosidad densidad o
p w8 § B 1 ecnio |de Peen Ve 8 T I L Y
0 e Crudo & Fetroleo mezcia
o0 51 pyen) " DIUETE | o

b muerto oM (Iofft3)
7 Kol 84 10114 05770 1,052 839 072 16 09593 | 59,8905 &7 094 07927
8
9

Kvo2 84 1,014 | 05798 1,050 9041 281 16 09593 | 59,8905 47 054 0,927
Kv03 84 10114 | 05866 1,046 12200 U 16 09593 | 59,890 7 0,94 0,797
10 Kvod 84 1,014 | 05840 1,047 1109 3061 16 09593 | 59,8905 47 054 0,927
1 K0S 84 L0114 | 05902 1,083 14091 14356 16 09593 | 59,890 7 0,94 0,797
12 Kv06 84 10114 | 05901 1,043 14091 4353 16 09593 | 59,8905 47 054 0,927

Figura A.3. Base de datos macolla 2.

CARACTERISTICAS DEL YACIMIENTO Y DEL POZO

Arena » Qo(BPD) | NTG | Profuncidad | Profundidad |Presionnic.| Temp. Rs Kh kn
Poro Yacimiento | Fecha .
productora INIC. % o SESTVD | (LRC) Foo| PCN/BN | usada | mD

P02 M ||‘v‘|oricha| 2 [ 0Boctd0 | 24 | 878 309 1781 1267 1 50 oo oo |
P03 MM |M0richa| O (Ve | U0 | BB 29195 200 1200 126 8 B0 [ 700 | ¢
0 oy | M |Moricha| 9 | Boctll | 263 80,95 N 36 11U 1 [Ei B00 [ To00 |

b
7. po0t M |Moricha|29 Bsepll | 29 | 7883 3 289 1318 kil 9 w00 [ 700 |
§
§

Figura A.4. Base de datos macolla 3.
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HISTORY MATCH DE LA MACOLLA 3

CRUDO ORIGINAL
Kh kn kv it h LSH LSH fo
§ | Porosidad | 5o APl fo g
Usada mD Md [P PIES PIES EFEC (BY/BN)

03 0% 0 | 38 84 1014 | o573 | 1083
033 09 409 | %0 84 | 1014 | o057 | 104
03 09 ot | 4 1014 | osets | 1049
031 03 810 | B0 84 1014 | osst | 104

%000 | 7000 | 3880 91 50
B00 | oo | S8R0 a7 10
0 800 | 700 | 5880 152 0

b
70900 | 700 | 5880 a7 %
§
g

0
0
0
0

Figura A.5. Base de datos macolla 3.

CRUDO ORIGINAL DILUENTE
Viscasidad | Viscosidad densidad
Bo , APl | Viscosidad
Apl fo 5 decrudo [dePetroleo |APIMEZCLA|  Gm | mexcla §
[BY/eN) DLUENTE | ¢p

6 muerto o (Ib/f3)
7 84 1014 | 0573 | 1083 8021 1964 16 09593 | 59,8905 i 094 07927
§
y

84 104 | o57es | 1081 §7%0 2049 16 09593 | 28905 | & 0% oM
84 1014 | 0585 | L049 | w101 | 2604 16 09593 | 2805 | & 09 | 0
n B8 1014 | osest | 1046 | 1633 | M 16 09593 | 598905 | & 0% | 01

Figura A.6. Base de datos macolla 3.

Areng | Qo(B?0) | NTG | Profundidad | Profundided | Presion | Temp. | s h h kv it

Poro Yacimiento|  Fecha ;
. productors NC | % M| SB[ mie(Ro) [ [ PONBN | wads | mD | mD | LAC
IRt M ‘Morichal i Mdic—01| W0 | W3R [ S 0 131 i) 105 00| M0 | w0 n
8 Mo M ‘Morichal i 12-]u|-01| g | %4 11 256 kI k] 103 00| M0 | 0 I
9 M3 MM ‘Morichal?ﬂ 12-mav—01| JLV R TN m m 1 13 9 B0 | 0 | 0 346
0 v [ W ‘Morichal i 19-dic-01| 1m0 | B% [ W05 3 180 k] 9 B0 | 0 | 0 b

Figura A.7. Base de datos macolla 4.
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CRUDO ORIGINAL
Viscosida
" I U % | 5 TR R
§ | Poosidad | %o APl fo g de crudo
()} mD [P PIES FIES EFEC (BY/BN) :
mierto

0.3 0% | 13% | 4305 84| 1004 | 0538 | L0 | 7™
0.3 0% s [ &7 84| 1004 | 05E3 | L | B
0.3 09 au [ B4 | 1004 | 0530 | L2 | W0
031 08 e | BT B4 | 1004 | 0539 | L0 | 87

| 5880 L H
| 5880 5% 4
10 7000 | 5880 b1 b6

b
7700 | 5880 8 il
§
§

= | = = | =

Figura A.8.Base de datos macolla 4.

CRUDO ORIGINAL DILUENTE
Viscosidad | Viscosidad densidad o
Bo , APl | Viscosidad
APl bo bg decrudo | de Petroleo | APIMEZCLA]  6m mezcla i
(BY/eN) DLUENTE | o

b muerto 0 (Ib/f3]
1 B84 10104 ] 053 | 1055 1% 167 16 09593 | 59,8905 4 0% | 0nR
8
9

84 | LOU4 | 0533 | 104 8336 187 16 09593 | 598505 | & 0% | 01
84| L0 | 050 | 10R 40 R 16 0939 | W80 | 4 0% | 07
0 84 | L0 | 0538 | 1093 857 132 16 09393 | W85 | & 0% | 07y

Figura A.9. Base de datos macolla 4.
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APENDICE B

B.1.- Calculo Del Factor C Para La Ecuacién De Tasa De Diluyente !

Al analizar la ecuacion que define el comportamiento de Q,; con respecto a Q,
(Ecuacion B.1), se puede concluir que el valor de Q4 a inyectar sera menor que el
valor de Q, siempre y cuando la constante C sea menor a la unidad, lo que se muestra
en la ecuacion B.2, es decir, para que la inyeccion de diluyente sea considerada como
Optima, no obtener mas diluyente que crudo, se debe garantizar que el valor de C para
cada dilucion a realizar sea menor a uno, de lo contrario se estaria obteniendo una
mezcla con mayor cantidad de diluyente que de petroleo, lo que no es beneficioso
desde el punto de vista técnico como econdmico. El punto extremo en la ecuacion B.1
se alcanza cuando C = 1, puesto que la cantidad de diluyente a inyectar va a ser igual

a la cantidad de crudo a producir.

Qa =CQ, Ecuacion B.1
Q4 < Q,,Siempreque C <1 Ecuacion B.2
141,5 141,5
API;p+1315 APIo+131,5 .
C = —it= TITE Ecuacién B.3

API;+131,5 APIpm+131,5

Donde:
Qg4: Tasa de diluente a inyectar, [BND].
Q,: Tasa de produccion del crudo de formacion, [BND].

C: Constante dependiente del API.
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B.2.- Calculo de la viscosidad de la mezcla

Las expresiones empleadas para determinar x, fueron las desarrolladas por los

siguientes autores: W.R. Shu (1984) y Manuel Salazar (2011). Dichas expresiones
también pueden ser revisadas en el capitulo I, Marco Teorico, del presente TEG,

especificamente desde la ecuacion 2.42 hasta 2.50.

B.3.- Calculo de tasa de diluente

Con respecto a la tasa de diluyente que debe inyectarse en el pozo, fue necesario
deducir una ecuacion que modelara dicho proceso, ésta parte de un balance de masas

entre: la masa de crudo (m_), masa de diluyente (m,) y la masa de mezcla a obtener

(m,), dicha deduccion se muestra en las ecuaciones B.4- B.18.

My, = Mg+ M,

Ecuacion B.4
VenPm = Vapa + Vope Ecuacion B.5
Sabiendo que:
Px
¥Ye="T"7
Pogue dules Ecuacion B.6
Y con:
1kg
Pagua dulcs = "7 i
Ggua cuice L Ecuacion B.7
Por lo tanto:
Ye = P Ecuacién B.8
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Sustituyendo en la ecuacion B.5, se tiene:
Vm?’m = Vd?d + Fc]"c

Ademas, sabiendo que:

APl = 14
* ¥x

— 1315

Despejando de la expresion B.10, se obtiene:

141.5

Y= = Apr_+1315

Sustituyendo la ecuacion B.11 en la ecuacion B.9, se tiene:

v ( 141.5 ) v ( 141.5 )
mAAPL, + 1315 F\VAPI + 1315

Vg = ( 1415 )
APl + 1315

Partiendo de:

Vi =Va +1;

Sustituyendo la expresién B.13 en la ecuacion B.12, se obtiene:

1415 1415
(Ve + m(amm T 131.5) G (APIC n 131.5)

( 141.5 )
API;+ 1315

Vd:
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Reacomodando la ecuacion B.14, se tiene:

v, ( 141.5 ) V}(A 141.5 ) V( 141.5 )
API;+ 1315 Pl,+ 1315 API +131.5/ Ecyacion B.15
Ordenando la ecuacién B.15 y sustituyendo en esta la expresion B.11:
_ I"F'p (Ym - Fc}
(Ya—¥Ym) Ecuacion B.16

Reescribiendo la ecuacion B.16, se obtiene:

v { 141.5 . 141.5 J
“lAFIL, +1315 AFI_+1315

Vd:( 1415 )_( 1415 )
API;+1315) ~ \APIL, + 1315

Ecuacién B.17

Finalmente dividiendo la ecuacion B.17 entre el tiempo en dias:

{ 141.5 141.5 J
Qe API,,+131.5 API_+1315

Qa = ( 1415 )_( 1415 )
API; +1315)  \API, + 1315

Ecuacién B.18

La ecuacion B.18 puede escribirse de manera simplificada como se muestra en la

ecuacion B.19.

Q:=0CQ, Ecuacion B.19

Es preciso mencionar gque la ecuacion B.18 también fue incorporada a la herramienta

computacional, para a traves de la misma determinar el valor de Q,, asi mismo la

relacion de dilucion diluente- crudo Q; @, (Ecuacion B.20)y finalmente la tasa de la

mezcla Q,,(Ecuacion B.21).
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Qa Qo Ecuacion B.20
Qm =0Qo+ Qq Ecuacion B.21
Vg =Qq Qm Ecuacion B.22
Va=0Q, Qm Ecuacion B.23
Uy, = elN Hm Ecuacion B.24
Donde:

API , : Gravedad API del diluyente a utilizar, [° API].
API . : Gravedad API del crudo de formacion. [° API].
API ., : Gravedad API de la mezcla crudo-diluyente que se desea obtener, [ API].

vq. Gravedad especifica del diluyente.

.. Gravedad especifica del crudo de formacion.

¥m: Gravedad especifica de la mezcla crudo-diluyente.
Q,: Tasa de diluente a inyectar, [BND].

Q.: Tasa de produccién del crudo de formacion, [BND].

V, : Volumen de diluyente, [BN].
V. : Volumen de crudo de formacion, [BN].

Vg : Volumen del componente menos viscoso, [BN].
V4 : Volumen del componente mas viscoso, [BN].
C: Constante dependiente del API.

Q,,, : Tasa de la mezcla, [BND].

Um - Viscosidad de la mezcla, [cP].
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