TRABAJO ESPECIAL DE GRADO

DESARROLLO DE YACIMIENTOS
MARGINALES MEDIANTE PRODUCCION EN
CONJUNTO.

CASO: AREA OESTE, CAMPO DACION

Presentado ante la llustre
Universidad Central de Venezuela
Para optar al Titulo

De Ingeniero de Petrdleo

Por el Br.

Andrés Sowiesky Galavis Borden.

Caracas, Noviembre 2002



TRABAJO ESPECIAL DE GRADO

DESARROLLO DE YACIMIENTOS
MARGINALES MEDIANTE PRODUCCION EN

CONJUNTO.

CASO: AREA OESTE, CAMPO DACION

Tutor académico:
Tutor industrial:

Prof. Leopoldo Farias
Ing. José Gregorio Araujo

Presentado ante la llustre
Universidad Central de Venezuela
Para optar al Titulo

De Ingeniero de Petréleo

Por el Br.

Andrés Sowiesky Galavis Borden.

Caracas, Noviembre 2002



Esta tesis es tuya Dani:

Gracias por tu apoyo y por estar alli para mi todo el tiempo, sin ti
mi trabajo no hubiese sido ni la mitad de lo que es. Te quiero y te
mereces todos los masajitos mas ricos del mundo!.

Gracias a mis tutores, Leopoldo y José, quienes sin tener que
hacerlo y a pesar de sus obligaciones, aceptaron un trabajo tan
pesado.

Quiero también agradecer a la gente del piso 13, quienes hicieron
mi primera experiencia laboral mas facil y agradable de lo que
pensé que seria. Especialmente a Angel Molina, por brindarme la
oportunidad de trabajar en su equipo.

A mis amigos por aguantar mi “hoy tengo que escribir” y ayudarme
a soltar el vapor cuando lo necesité.

Por ultimo, pero no menos importante, gracias a mi familia. Espero
que se sientan tan orgullosos de mi como yo de ustedes. Gracias
por su apoyo y carifio.



Galavis B., Andrés S.

DESARROLLO DE YACIMIENTOS MARGINALES MEDIANTE
PRODUCCION EN CONJUNTO.
CASO: AREA OESTE, CAMPO DACION

Tutor Académico: Prof. Leopoldo Farias. Tutor Industrial: Ing. José Araujo.
Tesis. Caracas, U.C.V. Facultad de Ingenieria. Escuela de Ingenieria de
Petréleo. Aio 2002, 105 p.

Palabras Claves: Produccién conjunta de yacimientos, Yacimientos marginales,

Campo Dacion, Comportamiento de influjo, Aceleracién de produccion.

Resumen. En las préximas paginas se presentara un estudio sobre la produccion
conjunta de yacimientos. El objeto de este estudio es establecer una metodologia
que permita generar proyectos de explotacién de yacimientos bajo este esquema

de produccion.

Inicialmente se presenta una revision teodrica sobre este esquema de produccion.
Basandose en la bibliografia consultada se propone una metodologia aplicable a
la generacion de proyectos de producciéon conjunta. Dicha metodologia hace uso
de curvas de comportamiento de influjo (IPR) compuesto como elemento comun
para relacionar la produccion de los yacimientos involucrados. Adicionalmente,
hace uso de las curvas de aporte relativo de fluidos para examinar la contribucién

futura de los yacimientos al conjunto.

Se determinaron parametros de discriminacién para la seleccién de yacimientos
que puedan ser incluidos en un programa piloto de produccion conjunta. Una
revision de los yacimientos pertenecientes al campo Dacidn bajo estos parametros
dio como resultado un listado de candidatos a ser producidos segun este

esquema.

Se determinaron los pozos disponibles para el desarrollo de los yacimientos

candidatos y se seleccion6 uno de éstos para la prueba piloto del esquema



propuesto en el campo Dacion. En este pozo se aplicd la metodologia propuesta

para la prediccion del comportamiento del conjunto.

La evaluacion econdmica del proyecto de produccidén conjunta al ser comparado
con un proyecto de produccion secuencial mostré un incremento del valor
presente neto (VPN) que sobrepasan el 44 por ciento. Esto se debe a dos
factores principales. El primer factor es el recobro acelerado de fluidos, el cual se
refleja en un menor del tiempo de pago, hasta nueve meses menos para recuperar
la inversién. El segundo factor responsable del incremento del VPN fue el

aumento de la produccion acumulada, hasta un 55% por ciento extra.
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Introduccion

Cada vez se hace mas evidente que el petréleo de facil obtencidon se esta
agotando. Con el incremento constante de los costos de produccion surge la
necesidad de encontrar maneras mas eficientes de explotar nuestras reservas e
incluso hacerlas mayores. El campo Dacion, ubicado en el estado Anzoategui a
20 kilometros al este de la poblacion de El Tigre, posee un volumen considerable
de fluidos que no son recuperables debido a razones econdémicas, actualmente se
enfocan esfuerzos a la busqueda de soluciones que permitan el aprovechamiento
de estos recursos. En este marco surge la inquietud de estudiar la posibilidad de
producir bajo esquemas no convencionales yacimientos que no serian comerciales

de otra forma.

La produccion conjunta se define como la practica de producir varios intervalos
simultaneamente mediante una unica tuberia. Tradicionalmente se cree que esta
practica deteriora la producciéon, pero mediante el estudio de la bibliografico se
examind la veracidad de esta creencia. Se encontr6 que la produccién en
conjunto ha probado a nivel mundial ser capaz de aumentar los indicadores
econdmicos del proyecto, al permitir que los pozos fluyan a tasas econdmicas a
pesar que cada yacimiento sea incapaz de brindar el fluido necesario por si sélo y
acelerar la recuperacion de los hidrocarburos. Adicionalmente, este esquema de
produccion permite obtener las ventajas del aumento de las presiones de fondo
fluyente (p.e. retardo de los tiempos de irrupcion, disminucion de problemas de

arenamiento) sin disminuir la tasa total del pozo.

Este esquema de produccion es bastante sensible a las caracteristicas de los
yacimientos y los fluidos a producir. Dos de los problemas que mas pueden afectar
un sistema de produccion conjunta son las diferencias de presion entre los
yacimientos y la incompatibilidad quimica de los fluidos a producir. La primera
condicion puede provocar un fenémeno denominado flujo cruzado, responsable de
pérdida de reservas. La segunda situacion puede dar origen a la deposicion de

sélidos que pueden obstruir los canales de flujo (dentro o fuera del yacimiento).



Los problemas que se puedan presentar en un proyecto de produccion conjunta
pueden tener (en la mayoria de los casos son) solucion técnica, pero el
incremento en costos que ésta genera tiende a eliminar el atractivo econémico del

proyecto.

Conociendo los beneficios y las situaciones adversas que se pueden presentar, se
programo una metodologia que permita detectar oportunidades de desarrollo bajo
este esquema y generar proyectos de produccidén conjunta. Se pretende probar

esta técnica en el Campo Dacion para desarrollar reservas marginales.

Dacién se compone de 371 yacimientos, de los cuales 238 se ubican en el area
oeste de la falla que divide al campo. Segun el libro de reservas oficial del 2002 el

petroleo en sitio de ésta area representa el 51,8 por ciento del total del campo.

Estas reservas han sido bastante desarrolladas, un 63,6 por ciento de las reservas
recuperables totales ha sido drenado. Debido a esta actividad, yacimientos que
inicialmente contenian niveles atractivos de reservas se encuentran actualmente

agotados y abandonados.

Ademas del estado de agotamiento de los yacimientos, debido al caracter
lenticular de las arenas medias de Dacion, existe gran cantidad de yacimientos

con pocas reservas recuperables iniciales.

Muchos de los yacimientos que entran en la clasificacidn anterior no seran
explotados por razones econdmicas bajo esquemas convencionales. En estos
casos surge la produccién conjunta como una posible opcion valida para su

desarrollo.

Como se ha mencionado anteriormente, mediante la produccion conjunta de
yacimientos no sélo se hace atractiva econdmicamente la posibilidad de explotar
yacimientos con pocas reservas, también existe la posibilidad de incrementar los

factores de recobro de los mismos.



Capitulo 1: Comportamiento de Produccién de Yacimientos.

1.1 Indice de Productividad .

La cantidad de fluidos que un yacimiento puede producir esta sujeta al diferencial
de presion existente entre la formacion y el pozo. Para cada caida de presion el
yacimiento sera capaz de aportar una determinada cantidad de fluidos dada por su

indice de productividad.

El indice de productividad (Pl por Productivity Index, también denotado como J)
fue mencionado por primera vez por Moore en 1930, y es definido como el
volumen de petréleo muerto producido por cada unidad de diferencial de presion
entre el pozo a la cara del horizonte productor y la presion estatica del

yacimiento'. Esto se puede escribir de la siguiente forma:

pr=2L___1
rp o (p. - Doy )
Ecuacion 1

donde q es la tasa de flujo, p significa presion y los subindices e y wf indican que
la presion es estatica y de fondo fluyente respectivamente. Esta definicion es
cierta para un sistema que contenga un solo fluido bajo condiciones de flujo

estable o semiestable.

El Pl se puede obtener efectuando pruebas a los pozos en las cuales se mida la
presion de fondo fluyente para una determinada tasa de produccién estable.
Estas pruebas proporcionan un indice de productividad real que refleja las
limitaciones al flujo que puedan ocurrir en el pozo, como puede ser el dafio
ocasionado a la formacion por los fluidos de perforacion, la restriccidn ocasionada
por un empaque de grava o por el arenamiento del pozo. Sin embargo, no todos
los pozos son probados para obtener su indice de productividad, razén por la cual

se deben utilizar métodos alternos.



Una manera de obtener el Pl sin la medicién directa de la presion de fondo
fluyente pozo, consiste en utilizar las pruebas mensuales de produccién en las
cuales se determina la tasa del pozo y se registra la presidon de cabezal. Mediante
el uso de correlaciones para el calculo de caidas de presidon para tuberias
verticales, se puede estimar un valor del diferencial de presién que ocurre en el
pozo, que sumado a la presién de cabezal proporciona la presidon de fondo
fluyente que se requiere para el calculo del Pl. La informacion requerida para
trabajar con estas correlaciones varia dependiendo de las correlaciones a utilizar,
pero usualmente incluyen informacién de la tuberia de produccion (didametro,
longitud) informacion del pozo (angulo de inclinacién), de los fluidos (viscosidad de
los fluidos, relacién gas petrdleo, corte de agua) y las tasas de flujo. Antes de
hacerse popular el uso de computadoras para hacer los calculos, las caidas de

presion eran calculadas mediante gréficas.

Otra manera de determinar el Pl es mediante el uso de ecuaciones de flujo a
través de medios porosos. Estas relacionan la tasa de produccién con el
diferencial de presion que la ocasiona, incorporando parametros del medio en el
cual se desarrolla el flujo. La ecuaciones mas sencillas para describir el flujo a
través de un medio poroso son las del tipo Darcy, (aplicables para el régimen

estable). La ecuacion de Darcy para flujo radial es:

koh( e _pw/)

9, =
up, ln(r"j +s
r,

Ecuacion 2

Donde h es el espesor productor, k, es la permeabilidad al petrdleo, u, es la
viscosidad del petroleo, B, es el factor volumétrico del petroleo, r. es el radio de

drenaje del pozo, r, es el radio del pozo y s es el dafo a la formacién.



De la Ecuacion 2 en la Ecuacion 1, se obtiene:

. kb

up, {ln(’/"J + s}

Ecuacion 3

con la cual se puede obtener el Pl a partir de parametros de los fluidos y de las

rocas yacimiento.

Un objetivo del ingeniero de produccion es obtener en todo momento indices de
productividad mas altos. Algunos usos practicos del Pl incluyen el calculo del
potencial de flujo maximo, que es utilizado por algunos organismos de regulacién
para determinar las tasas de produccion permitidas para cada pozo, para
comparar las capacidades de flujo de los diferentes horizontes que atraviesa un
pozo y para la evaluacion de trabajos efectuados mediante la comparacion de los

indices pre y post-trabajo.

1.2 Curvas de Comportamiento de Influjo.

En 1954, Gilbert propuso métodos de analisis que utilizan toda la curva
proveniente de graficar la tasa de produccién contra las presiones de fondo a la
entrada del fluido en tuberia. A esta curva la llamé “curva de comportamiento de
influjo” o IPR (inflow performance relationship), la cual se ha convertido en una
herramienta de uso comun para el analisis y optimizacion del los sistemas de

produccion.

Si se manipula la ecuacion 1 de manera de escribir Pwf en funcion de q se obtiene
la ecuacion de una recta con pendiente igual al inverso negativo del Pl y punto de
corte igual a la presion estatica del yacimiento (linea azul de la Figura 1.1). Esta

es la forma mas simple de comportamiento de influjo.
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Figura 1.1 Comportamientos de Influjo.

Cuando fluyen dos fases al mismo tiempo (p.e. por desprendimiento de gas y/o
conificacion de agua), se produce una curvatura debido a efectos de
permeabilidades relativas. Las tasas obtenidas por un diferencial de presion dado
seran menores a las pronosticadas por el Pl (seccién roja de la Figura 1.1). Este
efecto se observa cuando la presién de fondo toma valores inferiores a la presion

de burbujeo del fluido.

Evinger y Muskat? fueron los que sefialaron esta curvatura y llegaron a una
ecuacion para estado estable en la cual J depende directamente de la integral de
kro/LoPo €ntre las presiones estatica y de fondo. Su estudio mostré que para una
presion estatica fija el Pl disminuye a medida que aumenta la caida de presion.
Este método encontré poca aplicacion en el campo debido a lo engorroso de la
técnica y a la cantidad de informacidn requerida (curvas de permeabilidades
relativas y estudios PVT). Este método constituye un analisis mecanistico del

comportamiento del Pl y es tan confiable como lo sea la informacion utilizada.

En enero de 1968 Vogel® publicé los resultados de su estudio de simulacion, en el
cual analizé un amplio rango de yacimientos productores por gas en solucion.
Construyé curvas de influjo para cada yacimiento a distintos estados de
agotamiento y luego normalizé las curvas dividiendo la tasa de petroleo entre la

tasa maxima observada para cada caso y las presiones de fondo fluyente entre la



presion estatica del yacimiento. Sobrepuso las curvas resultantes y observo que
eran bastante concordantes, por lo que construyé una curva de referencia que
fuese facil de reproducir y aplicable a la mayoria de los yacimientos que

produzcan por gas en solucion.

La ecuacion de la curva de Vogel es:

2
9o _y_gp0f _ o,so(pwf j
(7, ) p. .

Ecuacion 4

y se puede utilizar para un yacimiento especifico al sustituir los valores de tasa

maxima y presion estatica correspondientes al yacimiento de interés.

Para la construccion de una IPR mediante el método de Vogel solo es necesario
conocer la presion estatica del yacimiento y tener un valor de presion de fondo
fluyente con su respectiva tasa. Sustituyendo los valores en la ecuacién de
referencia se obtiene la tasa de flujo maxima y una vez conocida ésta se puede

escribir la ecuacion de la curva que satisface a cualquier punto.

Otra conclusién del trabajo de Vogel fue que el efecto del dafio en las curvas de
influjo es la disminucidn de su curvatura. Esto es explicado mejor por Standing®,
quien incluyd el concepto de la eficiencia de flujo y presentd un grafico para

correcciones debido a el factor de dafo (Figura 1.2)
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Figura 1.2 Curvas IPR para Pozos Daiados.

Se puede observar que a medida que disminuye la eficiencia de flujo (aumenta el
dano a la formacién) la curva correspondiente se hace cada vez mas recta, lo que

comprueba la observacion de Vogel.

Posteriormente, Fetkovitch® traté de verificar los resultados de Vogel mediante el
analisis de datos de campo obtenidos en yacimientos con un amplio rango de
condiciones mediante pruebas de tasa multiple. Sus resultados difieren de los de

Vogel. Basado en sus observaciones, establecio el Pl como:

T e
(pe _pwf)
Ecuacion 5
donde J’ es el Pl estable. En esta ecuacion existen dos variables desconocidas,

“J”y “n”. Al conocer dos presiones de fondo y las tasas estables a las que éstas
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se producen, se puede determinar el valor de las dos variables planteando un
sistema de ecuaciones. El exponente n es indicativo de la existencia de flujo que
no responde a la ley de Darcy (p.e. flujo turbulento). Si n es igual a la unidad se

considera que la ley de Darcy describe el flujo presente.

Los resultados obtenidos mediante el método de Fetkovitch cuando n es igual a
uno, son un poco mas conservadores que aquellos obtenidos mediante la
ecuacion de Vogel. Si se dispone de las pruebas multipunto y se puede
determinar el exponente n, entonces la prediccion puede ajustarse de mejor

manera a la data del campo.

En un ejemplo encontrado en la literatura’ se utilizaron los métodos de Vogel, y
Fetkovitch para determinar las tasas maximas de flujo. Mediante la correlacion de
Vogel se obtuvo una tasa maxima de 665 barriles diarios, mientras que con la de
Fetkovitch (al considerar n igual a uno) se obtuvo la tasa de 640 barriles. La

diferencia entre ambos métodos es menor al cinco por ciento.

En el caso del ejemplo citado se disponia de la informacion requerida para
determinar el exponente n, el cual tenia un valor de 0,65. Utilizando este valor en
la ecuacion de Fetkovitch se obtuvo una de tasa maxima de 295 bbl/d. La tasa
maxima real de este pozo era de 340 barriles (13 por ciento de error). Este
ejemplo ilustra el error resultante de aplicar estas correlaciones a pozos que fluyen
a muy altas tasas o con altas relaciones gas-petroleo. Sin embargo, debido a las
pruebas requeridas para poder calcular el IPR mediante la formula de Fetkovitch,
la metodologia de Vogel sigue siendo aun muy utilizada en pozos donde se espera

que ocurra flujo tipo Darcy.

1.3 Analisis de Curvas de Declinacion.

Una técnica utilizada para estimar reservas remanentes o la vida productiva de un
pozo es el andlisis grafico de tendencias de algunas variables durante la
produccion. Independientemente de la variable estudiada (p.e. cortes de agua o

tasa de petrdleo), el procedimiento es similar. Se selecciona una variable

7



independiente (usualmente la produccion acumulada o el tiempo) que se asigna al
eje de las abscisas. Luego se selecciona una variable dependiente para producir

una tendencia extrapolable. Esta ultima debe cumplir con tres condiciones:

e Que pueda ser presentada como una funcion mas o menos continua de la

variable independiente.
¢ Varie monotonamente
e Tenga un limite establecido.

La extrapolacion de la tendencia hasta el limite establecido permite determinar el

recobro final de un pozo o yacimiento y/o su vida productiva.

La tasa de produccion de petroleo es una de las variables mas frecuentemente
utilizada para esta labor. En el caso de la tasa contra el tiempo se han establecido
curvas tipo que se ajustan a la historia de produccién para luego ser extrapoladas.
Estas curvas tipo se basan en que el indice de declinacion (variaciéon porcentual
de la tasa en el tiempo) es directamente proporcional a una potencia n (no

relacionado con el exponente de Fetkovitch) de la tasa. Esto se expresa como:

dq
dt a n
q q
Ecuacion 6

Existen dos tipos de indices de declinacion. El indice nominal , a, el cual se define

como la pendiente negativa del logaritmo natural de la tasa contra el tiempo, esto

es.
dgq
B dlng _E
dt q
Ecuacion 7

El segundo tipo de indice es el efectivo, b, el cual se define como la diferencia en

la tasa de produccién en un periodo de tiempo especifico entre la tasa inicial de
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ese periodo. Usualmente se refiere a un ano o a un mes. Este indice se puede

escribir asi:

q; _Qf
q

Ecuacion 8

d =

Este tipo de declinacion, por ser una funcidn escalonada, tiende a ajustarse mejor

con la historia de produccion.

Los indices de declinacion se utilizan para derivar polinomios tipo que son
ajustados a la historia de produccidon y posteriormente utilizados para realizar
pronosticos de comportamiento. El primer polinomio tipo se deriva de asumir que

la tasa declina con un indice constante, es decir que n es igual a cero, es decir:

dq
_dt —_
q
Ecuacion 9

Que luego de derivar respecto al tiempo da la relacion:

q= qie_at

Ecuacion 10

La segunda derivada resulta en:

Ecuacién 11

Donde q; es la tasa inicial de produccion y N, es representa la produccion

acumulada.



El segundo polinomio tipo se deriva de la denominada declinacién hiperbdlica. En
este caso se asume que n se encuentra en un intervalo abierto entre cero y uno, lo

que da la relacién:

dq
_ 1 b n
a7
Ecuacion 12

donde b es una constante dependiente de las condiciones iniciales, y se define

como:

p=
q;

Ecuacion 13

en esta relacion a; representa el indice de declinacion inicial. Luego de integrar

con respecto al tiempo se obtiene:

q9=4q,; (1 + na)ii

Ecuacion 14
Derivando por segunda vez se obtiene que la produccién acumulada es:

_ qil—n _ql—n
! (1 - n)ai

Ecuacion 15

N

El tercer polinomio tipo se obtiene de asumir la tasa de declinacion es

directamente proporcional a la tasa de produccion (declinacion armonica), esto es:

dq
_dt - b
q q
Ecuacién 16
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En este caso se obtiene derivando la primera vez para obtener la tasa de

produccion y la segunda para obtener la produccién acumulada:

_ 4
1 I+at

Ecuacién 17

Ecuacion 18

Cutler (citado en la referencia 1) realizé un estudio sobre la aplicacién de los
diversos polinomios tipo. Observdé que la mayoria de las curvas era del tipo
hiperbdlico, con n variando entre cero y 0,7. Tomando mayormente valores entre
cero y 0,4. Segun Forest y Gerry en su articulo del manual de ingenieria de

petréleo, la ocurrencia de curvas armoénicas es aparentemente escasa’.

Otra grafica utilizada usualmente para este tipo de estudios (aunque su tendencia
no sea de declinacion) es la del corte de agua contra la produccién acumulada.
Es tipo de estudio de tendencia se realiza por lo general en pozos de yacimientos
que producen por empuje de agua o se someten a inyeccién de agua. En este
caso se extrapola la tendencia de incremento de corte de agua hasta llegar al
limite establecido (éste se fija usualmente por consideraciones operativas de

manejo de fluidos).

También se pueden estimar reservas recuperables de yacimientos que produzcan
por gas en solucion mediante una grafica de gas acumulado contra petroleo
acumulado. La limitacion de este método radica en el deficiente control que se
lleva sobre la produccién de gas. Para este método se requiere estimar mediante
métodos volumétricos el recobro de gas hasta la presion de abandono, lo que va a

constituir el punto final de la curva de Gp contra Np.
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Capitulo 2: Produccion Conjunta de Yacimientos.

2.1 Definicion.

El-Banbi y Wattenbarger® en su trabajo sobre produccion conjunta de yacimientos
definen yacimientos en produccién conjunta como yacimientos conectados sélo
por el pozo que no exhiben flujo cruzado a través de sus bordes. Basandose en
esta definicion se puede decir entonces que la produccion en conjunto
(commingled production) es la practica de producir simultaneamente diferentes
horizontes mediante una misma tuberia, resultando en la mezcla de los distintos
fluidos dentro del eductor. Segun esta definicidn, los intervalos abiertos pueden
pertenecer a yacimientos completamente distintos, con presiones, fluidos, y

mecanismos de produccién diferentes y sin ningun tipo de conexion hidraulica.

La produccién conjunta proporciona una forma de aumentar la vida util de los
pozos, manteniendo la tasa de produccién sobre los niveles minimos aceptables
aun cuando los yacimientos por separado sean incapaces de proporcionar dicha
tasa. Adicionalmente, debido a que la tasa de abandono de cada yacimiento
disminuye, se incrementa su factor de recobro y las reservas aumentan. El
porcentaje de incremento de reservas depende directamente de la relacion entre
las tasas de produccién de cada yacimiento y el limite econdmico fijado. Si los
yacimientos por separado producirian a tasas muy cercanas al limite econdémico,
el incremento de reservas sera mayor. Para dar un ejemplo de esto en un caso
extremo, si se tiene un conjunto de yacimientos que por separado no puede
producir a tasas superiores a la tasa econdmica, no existen reservas. Al
producirse en conjunto se obtendra una tasa econdmicamente viable que permita
la recuperaciéon. Por lo tanto el nivel de reservas paso de ser nulo a situarse en un

valor, lo que representa un incremento porcentual infinito.

Si bien los fluidos pueden ser bastante distintos, es altamente deseable que sean
compatibles. Algunas combinaciones de fluidos pueden resultar en la

precipitacion de escamas o asfaltenos que ocasionan en la mayoria de los casos

12



obstrucciones en las tuberias y las formaciones productoras, con la consiguiente
disminucién de produccién (la seccion 2.5 trata y define este problema). Esto
puede llevar a la muerte del pozo y a costosos trabajos de reacondicionamiento.
Es necesario entonces el estudio de cada uno de los fluidos que van a estar
involucrados para asegurar el buen desenvolvimiento del pozo sin tener que
recurrir a tratamientos quimicos, pues sin las pruebas directas no es posible

determinar a priori cuales crudos y mezclas presentaran problemas.

En lo relativo a las presiones es aceptable que sean distintas siempre y cuando se
pueda garantizar que la presion de fondo sea en todo momento (tanto en
condiciones de flujo como en condiciones estaticas) menor o igual a la presion
estatica del yacimiento a esa profundidad. Esta condicion es necesaria para evitar
el riesgo de que se presente flujo cruzado. Una manera de evitar el flujo cruzado
es estar en la capacidad de aislar el horizonte problema mientras el desbalance de

presiones persista.

Es deseable que los mecanismos de produccién de los yacimiento sean iguales.
La migracion de fluidos “indeseables” al hoyo (producto de la conificacion o de la
irrupciéon del frente de agua) puede ocasionar que disminuya la produccion de
petréleo debido a un flujo preferencial del otro fluido. Sin embargo, se deben
realizar estudios de sensibilidad al corte de agua en cada intervalo, pues como se
observo durante este trabajo, es posible que la mencionada invasién no resulte
realmente perjudicial. En un estudio de sensibilidad al aumento del corte de agua
se observd que mientras el incremento de la produccion de agua del yacimiento
superior disminuia la produccion, el mismo incremento en la zona inferior causaba
un incremento de la tasa de produccién, esto atribuible a la disminucion de la

viscosidad promedio de los fluidos en la tuberia.

2.2 Estudios Previos Sobre la Producciéon Conjunta.

La produccion simultanea se ha probado ideal para yacimientos econdmicamente

marginales que son interceptados por un mismo pozo (Figura 2.1). En muchas

partes alrededor del mundo se estudia como una opcidn valida a ser utilizada en
13



casos donde la produccion de los yacimientos por separado no provee una tasa de

produccion que asegure el éxito econdomico de la operacion.
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Figura 2.1 Cuerpos de Arena Interceptados por un Pozo (vista lateral).

La produccion conjunta comenz6 a estudiarse en yacimientos estratificados,
donde cada estrato presenta productividades y/o presiones distintas. Nind’ trata
este aspecto diciendo que la productividad del conjunto sera la sumatoria de las
productividades individuales de cada estrato, y plantea que la IPR compuesta se
puede lograr sumando punto a punto las tasas para cada caida de presion (Figura
2.2).
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Figura 2.2 IPR Compuesta segun Nind.

En ningin momento considera Nind en este trabajo la posibilidad de flujo cruzado.
Adicionalmente, por referirse solo a un yacimiento, supone que la distancia entre
las zonas productoras no genera una caida de presion en la tuberia de produccion
apreciable. Debido a esto, con esta curva de influjo se puede trabajar de igual
manera que se trabaja con la IPR de un yacimiento no estratificado.
Posteriormente, en 1994, Ferrer®®. propuso una metodologia para construir una
curva de IPR compuesta que tomase en cuenta las caidas de presion en la

tuberia. Este método se explica con mayor detalle en el capitulo 4

Prabowo y Rinadi'® presentan un método que permite aproximar la relacion de las
tasas de flujo y los acumulados para yacimientos de gas en produccién conjunta.
La metodologia propuesta consiste en el modelaje del comportamiento de cada
estrato, mediante el calculo de tasas de flujo utilizando ecuaciones de tipo Darcy y
de producciones acumuladas por balance de materiales. Para la relacion de tasa

de produccién (Rg) establecen la siguiente ecuacion:
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[Ckh(pj -p )}

14 .
88 = Tomy? -p2)
X j

Ecuacion 19

Con las variables expresadas en unidades de campo. C representa una constante
(especifica para cada horizonte) dependiente del tamafio de la capa, su
temperatura y el dafo a la formacién. Esta constante se calcula mediante la

formula:

0,703

T{Ln[n] —05+ s}
rM’

Ecuacion 20

C=

La Ecuacion 19 indica que el aporte de cada horizonte es igual a su tasa entre la

sumatoria de las tasas de todos los intervalos.

Para establecer la relacion de producciones acumuladas (RQ;) utilizaron la
ecuacion de balance de materiales para yacimientos de gas; la produccidn
acumulada obtenida para cada yacimiento la dividen entre la sumatoria de las

producciones acumuladas de cada yacimiento. La ecuacidn se presenta a

Ao

RO, =
Qj V pi pr
et

Ecuacién 21

continuacion:

Las relaciones obtenidas dan una idea del aporte de cada intervalo a la produccion
total del conjunto, permitiendo una distribucion correcta de la producciéon. En su

trabajo compararon los resultados obtenidos con aquellos interpretados de
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registros de produccion. Concluyen que existe peligro al asignar la produccién
basandose solo en los registros, pues estos estimados no toman en cuenta los
cambios en las condiciones de los yacimientos debido al agotamiento. A medida
que avanza la produccion de los intervalos, los niveles de presion y la saturacion
de fluidos cambia. Este cambio no es uniforme en todos los intervalos, por lo que
una arena que inicialmente aportaba tasas altas puede en luego de un tiempo
disminuir su aporte relativo. Este método si toma en cuenta estos cambios, y las
graficas de aporte relativo se constituyen en una buena herramienta de analisis de

comportamiento del conjunto.

Para el caso practico ilustrado en este trabajo se construyeron las curvas de
aporte relativo basandose en los comportamientos pronosticados de produccion.

Estas se presentan en el capitulo 5.

El-Banbi y Wattenburger* construyeron otro modelo que utilizaba la ecuacion de
balance de materia, la ecuacidén de indice de productividad y la relacion existente
entre la tasa de flujo y la produccion acumulada. El modelo fue construido para
trabajar con cada capa por separado y finalmente se sumaban las tasas obtenidas
de todos los intervalos para determinar la tasa total del sistema. Ambos modelos
se basan en las mismas ecuaciones y relaciones. Lo que diferencia a este modelo
del anterior es que mientras el modelo de Prabowo y Rinadi utiliza valores fijos de
para las propiedades de los yacimientos, el modelo de El-Banbi y Wattenberger
incorpora una rutina de optimizacién que permite un mejor cotejo de la historia de
produccion y consecuentemente, un mayor poder de proyeccion. El proceso se
inicia asumiendo valores de GOES y Jq para cada estrato. Acto seguido de calcula
el perfil de produccion (tasa Vs tiempo) del conjunto y se calcula el error mediante

las ecuaciones 22 y 23.

qdata — qmodelo
€

1 N
NG

q data

Ecuacién 22

17



N 2
62 — % Z[Qdam B qmodelo ]

i=1 Qdata

Ecuacién 23

Donde N representa el numero de puntos de la data que intervienen en el cotejo.
Este error se convierte en el objeto de la mencionada rutina de optimizacién. Es
posible integrar ambos métodos para obtener una prediccién del aporte de cada
horizonte en cada momento de la vida futura de los yacimientos. Una falla de

estos métodos es que no toman en cuenta la evolucién del Pl en el tiempo,

Numerosos investigadores han estudiado el problema del analisis y disefio de las
pruebas de pozos en sistemas de produccidn conjunta, en la referencia 11 se

presenta una corta historia de los trabajos realizados en este tema.

2.3 Casos a Nivel Mundial.

La produccién conjunta de yacimientos se practica en muchas partes del mundo
como medio para incrementar la productividad de los pozos o acelerar e
incrementar la recuperacion. Este esquema se utiliza con frecuencia en la
explotacion de campos costa afuera, donde los costos de mantener un pozo
exigen altas productividades y los espacios para perforar son limitados. En la
literatura se pueden encontrar numerosos ejemplos de produccion conjunta en el
Mar del Norte. Algunos de éstos son los campos Oseberg' y Gullfaks', donde
aplicaron la tecnologia de completaciones inteligentes (este tipo de completacién
se tratara en la seccién 2.10) para poder producir simultdneamente intervalos

pertenecientes a formaciones distintas.

En el caso del campo Oseberg, la aplicacién de esta tecnologia permitié el control
de las zonas que producian con alto corte de agua o alta relacidon gas-petroleo,
mientras que en el campo Gullfaks el sistema instalado hizo posible la produccién
simultanea de zonas con gran diferencia de presiones, a la vez que ahorro el

espacio de un pozo nuevo.
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También se encontraron ejemplos documentados de produccion conjunta en el
Golfo de Suez'®, donde en al menos un pozo se produjeron conjuntamente las

formaciones Nukhul y Rudeis cuando la primera mostré baja prospectividad.

La produccion conjunta ha sido adoptada ampliamente en los campos costa afuera
de Indonesia, ejemplo de esto es la afirmacién Prabowo y Rinady al decir que para
1995 mas del 60 por ciento de los pozos productores existentes trabajaban bajo
este esquema de produccién.

En 1988 se presentd un sistema que se habia desarrollado en los campos del
noroeste del mar de Java'®. Este permitio la produccion conjunta de varias zonas
mientras conservo la capacidad para controlar selectivamente cada una. Este tipo
de completacion fue utilizado profusamente en varios campos del area, siendo el
método seleccionado para 48 pozos del campo Bima, todos los pozos de los
campos AAB y AVSA, ademas de numerosos pozos en otros campos de la zona.

Mas adelante se describira este tipo de completacion.

En el mar de China también utilizan la produccion conjunta, donde han
desarrollado sistemas de completacion ajustados a las necesidades del area. Tal
es el caso de las técnicas de empaque con grava para zonas multiples del area de
Xijiang™®, donde lograron el aislamiento mecanico de las areas a la vez que
minimizaron el numero de viajes necesarios para la colocacién del empaque. Su
filosofia de completacion se basa en la necesidad de producir varios yacimientos
por un mismo pozo para lograr tasas de flujo que sean econémicamente viables.
Los yacimientos poseen acuiferos distintos y producen con cortes de agua
igualmente disimiles. Por esta razon se requeria control individual de las arenas
permitiendo la mezcla de fluidos sélo en la tuberia, lo cual lograron mediante
empacaduras y camisas deslizantes. Este tipo de completacién también sera

explicado con mayor detalle en otra seccion.

Otro caso de China es presentado por Huaquing y colaboradores'’. En este
trabajo se expone el primer intento de producir en conjunto los yacimientos

Putouhua y Fuyu. La experiencia fue exitosa a pesar de las grandes diferencias
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en los yacimientos, los cuales estan separados por mas de 1300 pies de
profundidad y presentan permeabilidades absolutas de 118 milidarcys (md) para el
yacimiento Putouhua y 1,16 md para el yacimiento Fuyu. Las viscosidades de los
fluidos también eran bastante distintas -11,9 y 4 centipoises (cp) respectivamente.
Las mencionadas diferencias se evidencian en los indices de productividad
especificos calculados para cada uno de los yacimientos. A condiciones estables
de produccion el indice del yacimiento Fuyu es tan solo un 16,3 por ciento del
indice del yacimiento Putouhua. En este trabajo los prondsticos de produccion se
hicieron por separado para cada arena, seleccionando una presion de fondo de
operacion y basandose en curvas IPR para obtener asi la tasa de flujo
correspondiente. El método de levantamiento seleccionado fue el bombeo
mecanico. Este se disefid para que la presion de fondo a la profundidad del
yacimiento superior fuese igual a cero y asi maximizar el diferencial de presion
entre el pozo y los yacimientos, a manera de obtener la mayor tasa posible del
pozo. Los resultados obtenidos fueron satisfactorios ya que los pozos produjeron
de acuerdo a lo esperado, es decir, que cada yacimiento produjo de forma similar
a como lo hubiese hecho en un esquema de produccién convencional, incluso en

algunos casos las tasas totales del pozo fueron mayores a las esperadas.

En Venezuela también existen casos documentados de produccion conjunta en
yacimientos estratificados'® y al menos una vez se ha dado el caso intencional de
produccién simultdnea de yacimientos independientes®®. Este ultimo es un
proyecto piloto llevado a cabo en el campo Ceuta del occidente del pais. En este
trabajo se seleccionaron cinco pozos para la ejecucion del plan, de los cuales dos
fueron suspendidos antes del finalizar la prueba, uno por alto corte de agua de uno
de los intervalos y el otro por problemas de deposicion de escamas. Las pruebas
llevadas a cabo en los pozos restantes indican que la produccion conjunta se
corresponde con la suma de las producciones de cada arena por separado.
También se ensayd la adjudicacion de la produccidon mediante métodos
geoquimicos. Estos mostraron buen acuerdo con las pruebas de produccion

(PLT) en los casos donde pudieron ser aplicadas.
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En el oriente del pais los esfuerzos se han enfocado hacia la busqueda de
pruebas de la existencia de unidades de flujo que incluyan distintos horizontes
para conformar yacimientos estratificados. La referencia 18 describe un trabajo
realizado por PDVSA para seleccionar campos a los que se les pudiese aplicar la
produccion conjunta de arenas pertenecientes a una misma unidad de flujo. El
resultado de ese estudio fue la eleccion del campo Acema Casma, para el cual
realizaron una simulacién que indic6 que la produccidn conjunta de tres horizontes
podia incrementar el valor presente neto del proyecto hasta cuatro veces y media.
Para el momento de realizarse ese estudio, ya la empresa operadora de los
campos Oritupano-Leona, Pérez-Companc, habia realizado un estudio integrado

que le permitié cuadruplicar su recobro.

Actualmente la empresa LASMO VENEZUELA B.V. ha realizado también estudios
que le han permitido establecer varias unidades de flujo las cuales se encuentran
actualmente en produccion. De las experiencias obtenidas en estos casos se ha
extraido que la produccion en exceso de agua de uno de los intervalos perjudica
de manera importante el comportamiento general del conjunto, llegando inclusive
a disminuir el aporte de todos los otros horizontes, la razon de este fendmeno se

explicara en una seccion posterior.

2.4 Ventajas de la Produccién Conjunta.

Las ventajas de la produccion en conjunto nacen de la capacidad de producir
tasas economicas con diferenciales de presion mas bajos, ademas de permitir una
vida mas larga del pozo en cada horizonte al disminuir la tasa de abandono.
Algunas ventajas de esto se pueden explicar mediante el uso de un caso sintético
de la produccién de tres yacimientos (Figura 2.3). El caso base representa la
produccion secuencial de los yacimientos. La curva amarilla representa el perfil de
tasa contra tiempo y la curva verde representa el perfil de produccién acumulada.
El caso de produccién secuencial es representado por las curvas azul y marrén
(tasa y acumulado respectivamente). La recta roja representa la tasa minima

econdmica, fija en 50 barriles diarios.
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Figura 2.3 Comparacion entre Esquemas de Producciéon Secuencial y Conjunta.

Se puede apreciar que mediante la produccién conjunta:

Aumenta la productividad del pozo, como se evidencia por unas mayores

tasas iniciales.

Se incrementa el valor presente neto del proyecto al disminuir el tiempo de
retorno de la inversion inicial y/o incrementar el recobro total del mismo.
Mientras que en un esquema de produccion secuencial se producirian 850 mil
barriles en 15 afios, al producir en conjunto se podria recuperar 950 mil barriles
(12 por ciento extra) en tan solo 8 afios, lo que se traduce en el incremento del
VPN del proyecto. Otro ejemplo de esto se puede observar en el ya
mencionado caso del campo Acema-Casma, donde se estimé un incremento
del VPN del 450 por ciento.

Aumenta reservas al permitir producir los yacimientos hasta menores tasas de
abandono, permitiendo inclusive la explotacion de yacimientos maduros o
marginales que no se pueden producir de otra manera. En este trabajo se

observé que el incremento porcentual en las reservas tiende a infinito a
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medida que las tasas iniciales de los yacimientos se acerquen a su tasa

minima econdmica.

Reduce los riesgos de pérdidas de reservas debido a fallas mecanicas gracias
a un recobro acelerado. Si ocurriese algun problema que obligase a
abandonar el pozo a los ocho afios, mediante la produccion secuencial solo se
hubiesen recuperado 575 mil barriles (pérdidas del 32,4 por ciento de las
reservas del caso base), mientras que mediante la producciéon conjunta ya se
habrian recuperado las reservas contempladas en el caso base mas el

excedente.

Adicionalmente:

Aumenta el tiempo de irrupcion del gas y agua ya que al producir a tasas mas
bajas, los frentes de avance de agua o gas tienen la posibilidad de
estabilizarse y asi se evita que se rompa el frente y se creen “dedos” que

puedan llegar al pozo de forma prematura.

Reduce los riesgos de produccidén de arena debido a un diferencial de presion

reducido.

Se puede disminuir la presion de fondo fluyente mediante la produccion de
intervalos que contengan fluidos mas livianos. Un ejemplo de esta aplicacion
se presenta en el trabajo de Betancourt y colaboradores'® el cual trata sobre la
produccion conjunta de zonas de gas y de petrdleo para simular el

levantamiento artificial por gas.

2.5 Precipitacion Quimica y Compatibilidad de fluidos.

Los cambios de composicion que ocurren en los fluidos de los yacimientos pueden

producir la precipitaciéon de solidos. Estos precipitados pueden ser de caracter

organico (parafinas o asfaltenos) o inorganico (escamas). La composicion de los

fluidos de formacion puede cambiar debido a variaciones en la temperatura, en la

presion o a la mezcla con fluidos distintos.
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En el caso de la produccion conjunta de yacimientos la precipitacion quimica
debido a la mezcla de fluidos es un factor que debe ser tomado en cuenta para
prevenir posibles disminuciones de productividad debido a taponamiento de
tuberias o a dafio en las zonas cercanas a las perforaciones. Se debe procurar
que los fluidos a producir no sean incompatibles, definiéndose como fluidos

incompatibles aquellos que al mezclarse produzcan precipitados.

La mezcla de aguas puede producir la formacién de depdsitos de precipitados
organicos, a estas acumulaciones se les conoce con el nombre de escamas.
Usualmente se forman por la combinacion de cationes bivalentes como el calcio o
el bario con iones sulfatos o carbonatos. A condiciones iniciales de yacimiento el
agua de formacidn se encuentra en equilibrio i6nico, al incorporarse nuevas
particulas cargadas ocurre un desbalance que ocasiona la precipitacion. Para dar

un ejemplo se presenta la ecuacion de equilibrio entre el calcio y el bicarbonato.
Ca’* + 2HCO3 « CaCoss) + H20 + COgyy)

Ecuacion 24

Si el agua de formacion se encuentra inicialmente saturada con respecto al
bicarbonato y debido a la mezcla con otras aguas (en nuestro caso de interés
provenientes de otra formacién) aumenta la concentracion del idon calcio, se
precipitara carbonato de calcio. En este caso, producir este horizonte en conjunto
con otro cuya agua de formaciéon sea muy rica en calcio acarreara problemas

formacién de escamas.

Como se mencioné anteriormente, el cambio en la composicidon del crudo también
da origen al la formacion de precipitados, esta vez de origen organico. Producir
crudos composicionalmente distintos en una linea de flujo (o dentro del pozo)
puede producir la solubilidad de asfaltenos y/o parafinas de alto peso molecular,
resultando en la precipitacion de estos componentes en la linea. EIl problema se
acentua cuando un crudo rico en asfaltenos proveniente de carbonatos se mezcla

con crudos mucho mas livianos®. Las parafinas de alto peso molecular son
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hidrocarburos de cadenas largas que se precipitan también cuando la temperatura
se reduce o cuando, debido a la disminucion de presidn, se libera gas en soluciéon

del crudo.

Los asfaltenos se definen operacionalmente como la fracciéon no volatil y polar del
crudo que es insoluble en n-alcanos (usualmente se toma el n-pentano como
referencia). Es de general aceptacion que los asfaltenos forman miscelas que se
mantienen en equilibrio estable con las resinas (fraccion no volatil y polar soluble
en n-alcanos). Gracias a la adsorcion de las resinas, las miscelas de asfaltenos
se mantienen en solucion. Cuando disminuye la relacién de resinas por asfaltenos
las miscelas se floculan y forman agregados que se precipitan. Diallo y
colaboradores?’ presentan una revisién de los estudios que se han llevado a cabo
en relacion al fendmeno de agregacion de asfaltenos y su solubilidad en el crudo.
También resaltan que existe la necesidad de herramientas que permitan predecir
de manera cuantitativa estos factores en funcién de la composicion de los fluidos y

de las condiciones de presion y temperatura.

2.6 Flujo Cruzado.

Si la presion en la cara de la formacién es mayor que la presion estatica en la
misma, ocurre flujo desde el pozo a la formacion. Cuando este flujo ocurre, se
considera que se inyecta fluido. Si esta inyeccion ocurre de forma espontanea, se

le llama contraflujo.

Cuando existen varios yacimientos en comunicacion con el pozo, puede ocurrir
que la presién de uno de los horizontes productores cause un aumento en la
presion de fondo y se produzca contraflujo a uno de los yacimientos que poseen

menor presion. A esta situacion se le denominara flujo cruzado.

El flujo cruzado puede ocurrir también cuando ambos yacimientos se conectan
mediante fallas permeables o pozos mal cementados que permiten el paso de

fluidos entre la pared del hoyo y el cemento.
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La magnitud del contraflujo se debe obtener como el producto del diferencial de
presion que lo causa por el indice de inyectividad (i ) de la formacidén que toma el
fluido. Este indice se puede definir de manera analoga al Pl como la cantidad de
fluido que puede ser introducida en una formacién por cada unidad de presion
aplicada por encima de la presidon del yacimiento. Debido a que la cantidad de
fluido que pasa a través de un medio poroso es dependiente de su viscosidad,
este indice se mide al inyectar el fluido de interés en la formacion. Este indice
también puede ser estimado de manera tedrica mediante el uso de ecuaciones de
flujo en medios porosos como la de Darcy. En el caso de la produccion conjunta
de yacimientos, el indice de inyectividad deberia ser estimado utilizando los fluidos
que provienen de la otra formacion (de la cual se espera que provengan los fluidos
a inyectar). Como un proyecto de produccion conjunta se debe evitar el flujo
cruzado, la determinacién empirica de este factor no es una posibilidad en nuestro
caso. No existe tampoco una relacibn que permita determinar el indice de
inyectividad de una formacion a través de su indice de su Pl debido a que i

depende del fluido a inyectar.

Por lo antes expuesto, para determinar la magnitud del flujo cruzado se propone la
utilizacion métodos analiticos para la determinacién del indice de inyectividad, es
decir, utilizar una ecuacion de flujo que combine las caracteristicas de la roca
yacimiento que va a tomar el fluido, con las caracteristicas del fluido provenientes

del yacimiento productor.

La ocurrencia de este fendmeno induce a tasas mas bajas debido a que una
porcion del fluido no llega a la superficie por entrar a la zona de baja presion.
También se producen errores en la contabilidad de los fluidos de cada uno de los
yacimientos, pues en superficie se mediran tasas errébneas. Del mismo modo
puede ocurrir la pérdida de reservas si el yacimiento al que entran los fluidos no es
capaz de producirlos nuevamente. Por ejemplo, si el yacimiento se encuentra tan

agotado como para ser cerrado, los fluidos que recibié no se produciran luego.

Por las razones antes mencionadas el flujo cruzado es una condicién indeseable

en un sistema de produccion conjunta y se constituye en uno de los problemas
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que se deben prevenir, usualmente mediante técnicas de completacion que seran

mencionadas posteriormente.

2.7 Situaciones Adversas a la Produccion Conjunta.

Hay situaciones en las cuales la produccién conjunta de yacimientos no es la
mejor opcidn. Técnicamente cada una de las situaciones descritas a continuacion
tiene solucion, pero los gastos inherentes elevan los costos de completacion y
operacion hasta niveles que pueden poner en peligro la viabilidad econémica del

proyecto. Estas situaciones son:

2.7.1 Sistemas compuestos por yacimientos de fluidos quimicamente

incompatibles.

Como se mencioné en la seccidn 2.5, la mezcla de fluidos de diversas
composiciones puede dar lugar a la precipitacion de sélidos. Aunque se han
publicado trabajos que tratan la estabilidad de los sélidos en crudos y se apunta
hacia la simulacién del comportamiento de deposicidn, los modelos de simulacion
aun no son de uso difundido y parecen aun mas destinados al uso investigativo
que al comercial. La compatibilidad de fluidos sélo se puede conocer de manera
cierta mediante pruebas de laboratorio que indiquen el comportamiento de la
mezcla en cuanto a la precipitacion. Sin estas pruebas soélo se puede suponer que
crudos con caracteristicas similares seran compatibles. Esto se enfoca a través
de la comparacién de las gravedades especificas de los crudos a mezclar;
gravedades similares sugieren menos problemas de deposicién al ocurrir la
mezcla. Aunque este criterio se utilice para hacer un filtrado inicial, se reconoce
que no es realmente concluyente. El comportamiento de los solidos (parafinas,
asfaltenos, escamas) durante una mezcla no es un fendmeno del cual se haya
encontrado material publicado durante la revisién bibliografica, por lo cual la

respuesta final sobre este aspecto debe provenir de un laboratorio.

La precipitacion de solidos puede producir dafos en la formacién si los fluidos

incompatibles se mezclan justo a la salida de las perforaciones y la velocidad del
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flujo es menor a la velocidad con la que se depositan las particulas soélidas. Una
manera de estudiar este fendbmeno es tomando en cuenta la capacidad de
suspension solidos de los fluidos (viscosidad y propiedades tixotrépicas) mediante
pruebas similares a las que se hacen para evaluar la capacidad de limpieza de un

fluido de perforacion.

El problema se puede agravar si al momento de cierre del pozo o al producir a
altas presiones de fondo (por ejemplo al producir a bajas tasas) ocurre flujo
cruzado. En esta situacion las particulas solidas se depositan dentro de la
formacion, tapando los espacios porosos y disminuyendo la permeabilidad del
horizonte afectado. Ademas de la reduccién de la productividad del horizonte, se
pueden producir cambios en la humectabilidad de la roca. También se ha
observado que la adsorcion de miscelas de asfaltenos en la interfase con el agua

puede producir una estabilizacion de las emulsiones agua-petroleo.

Aun si no ocurre dafo en la formacion, pueden ocurrir obstrucciones en la tuberia
por la acumulacion de precipitado si las condiciones dinamicas del pozo son como
las descritas anteriormente (velocidad de flujo menor que velocidad de
precipitacion). Para tratar estos problemas se dispone de tratamientos quimicos
mediante solventes e inhibidores. Estos son costosos, y de no ser aplicados
mediante un capilar especialmente disefiado para la inyeccién de fluidos al pozo,
requieren detener la produccion. También existen medios mecanicos como
raspadores, los cuales soélo funcionan si la obstruccion ocurre en la tuberia y
siempre requieren detener la produccidén (en este punto puede ocurrir flujo

cruzado y agravarse el problema).

2.7.2 Produccioén conjunta de zonas que presenten diferencias de potencial.

Las diferencias de presion entre las formaciones deben ser estudiadas mediante el

uso de curvas de gradiente fluyente y estatico, para asegurar que la presion en la

formacion sea siempre mayor o al menos igual a la presion de la tuberia en ese

nivel y asi evitar la posibilidad de flujo cruzado. En la practica es permisible una

tasa de inyeccion que pueda ser considerada despreciable. Esto ocurre en
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formaciones bien consolidadas que no tomen fluido facilmente, pero en zonas
fracturadas el flujo cruzado puede ser importante. El manejo de este problema se
logra de dos maneras. La primera es evitar el flujo hacia la formacion mediante
barreras mecanicas (valvulas de un solo sentido); la segunda es garantizar que las
presiones de fondo fluyente sean siempre menores que las presiones de
formacion (levantamiento artificial), lo cual sélo funciona en condiciones de flujo y

no cuando se detiene la produccion.

2.7.3 Zonas que producen con grandes diferencias en cortes de agua, RGP o
°API.

El comportamiento de estos parametros debe ser analizado no sélo en la situacién
presente de produccion, sino también evaluando escenarios futuros para cada
yacimiento. En esta situacion lo mas recomendable es procurar hacer un
prondstico de la vida del yacimiento lo mas acertado posible y realizar las
completaciones de manera que retarden la llegada de fluidos invasores al pozo, de
otra manera es necesario recurrir a tratamientos que aumentan el costo del

proyecto y/o disminuyen la productividad de los intervalos.

Una manera en la cual esta condiciéon puede afectar la vida del proyecto es
mediante el aumento del peso de la columna de fluido debido a la incorporacion de
fluidos mas pesados (crudos con mayores °APIl, mayor cantidad de agua en el
flujo, produccién de zonas con menor RGP) pudiendo esto evitar la produccion
eficiente de otras zonas. En este caso se puede recurrir también al levantamiento

artificial para disminuir los gradientes de presién del pozo.

La produccién de zonas de alta RGP por supuesto no aumenta el peso de la
columna de fluidos, pero la diferencia de velocidades entre las fases liquida y
gaseosa puede incrementar las perdidas de presion debido a la friccion vy
ocasionar un aumento de la presiéon de fondo fluyente. Otro fendmeno que se
presenta en pozos que producen a bajas tasas y altas relaciones gas-petréleo es
la acumulacion de fluidos en el fondo. En ciertos casos el petréleo se “escurre” y
se almacena en el fondo, produciéndose solo gas.
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Adicionalmente, el incremento en los cortes de agua o de la RGP hace inferir que
la saturacion de petrdleo, al menos en la cercania a las perforaciones, ha
disminuido, ocasionando una caida en su permeabilidad efectiva vy

consecuentemente disminucién de la productividad.

2.7.4 Zonas productoras muy distantes.

Las caidas de presion en la tuberia son proporcionales a la distancia que recorre
el fluido. Debido a los efectos gravitacionales o de turbulencia, las pérdidas de
energia pueden hacer que las presiones de fondo en las zonas inferiores deban
ser demasiado altas para permitir que estos intervalos aporten fluidos suficientes

como para justificar la aplicacién de un esquema de produccién conjunta.

Esta situacion puede llegar a complicar en gran manera el disefio de los métodos
de levantamiento a utilizar. Por ejemplo, si se disefa el método para que la zona
superior produzca eficientemente, el diferencial de presion en el yacimiento inferior
podria ser despreciable. En el caso contrario, para que el intervalo inferior pueda
ser beneficiado por el sistema de levantamiento, la presion de fondo fluyente en el
horizonte superior debera ser demasiado baja, lo que podria ocasionar problemas
de produccién de arena o de un avance apresurado de agua o gas. En el mejor
de los casos se puede esperar disefar un sistema balanceado, aunque no sea

Optimo para ninguno de los dos yacimientos.

La solucidn de este problema se puede lograr disminuyendo la viscosidad para
disminuir las caidas por friccion (inyeccion de diluentes o vapor), o controlar la

tasa para evitar las caidas por turbulencia.

Para determinar la distancia maxima aceptable, es necesario analizar la capacidad
de levantamiento disponible en cada proyecto, por ejemplo, en el caso citado
sobre la produccion conjunta de yacimientos en Daqing fue posible producir dos
yacimientos separados por 1300 pies y en uno de los casos del campo Ceuta se

consideré un caso de yacimientos separados por 2000 pies.
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Se debe considerar también que los problemas que puedan presentar algunos de

los yacimientos o niveles productivos influira sobre todo el sistema. Asi, el dafio

mecanico que pueda causarse dentro del pozo en un nivel mas profundo afectara

el desempeno de todos los otros niveles.

2.8 Clasificacion de los Sistemas para Produccion Simultanea.

A efectos de esta tesis se define un sistema como el conjunto de zonas a ser

producido y el pozo que los conecta.

2.8.1 Clasificacion segun los componentes del sistema.

Actualmente la empresa Lasmo-Eni identifica cuatro esquemas de produccion

conjunta, segun esta clasificacion los sistemas pueden ser compuestos por:

Zonas de la misma unidad hidraulica, es decir, con fluidos (agua, petrdleo y
gas), mecanismos de produccion y presiones similares, ademas de
argumentos geoldgicos (conexion vertical sea por coalescencia o erosion)
(Tipo 1). En esta situacion se deben unificar los horizontes como un solo
yacimiento, en este trabajo esto no se considera produccién conjunta. Existen
varios casos en el bloque Daciéon que han sido aprobados por el MEM y se
encuentran actualmente en produccion. (por ejemplo las arenas A6M,L; A7U;
A7L; A8). Sin embargo el comportamiento de produccién puede ser diferente
entre cada uno de los estratos en las zonas lejanas a la region donde ocurre la
conexion y puede inclusive haber cortes de agua diferentes para cada cuerpo
de arena separados en esa localidad especifica. En estos casos puede ser
necesario el control selectivo de cada intervalo, es por eso que las
completaciones contemplan aislamiento de cada horizonte mediante
empacaduras. Las arenas se producen en conjunto hasta que una de presente
un corte de agua que cause una caida en la produccion o una produccion de
agua superior a la manejable, cuando es aislada del conjunto (usualmente

mediante el cierre de la manga respectiva).
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Zonas independientes mezcladas en la cara de la formacion con diferentes
presiones, permitiendo flujo cruzado (Tipo 2). En este caso se puede
presentar, segun las propiedades de cada formacion, flujo cruzado durante el
tiempo de cierre o durante la produccion a ciertas presiones de fondo. Este
flujo cruzado puede ser considerado despreciable o reversible al cambiar las
condiciones del pozo (abrir a produccion o disminuir la presion de fondo si el

pozo ya esta fluyendo).

Zonas independientes con mezcla de fluidos en el pozo sin permitir flujo
cruzado (Tipo 3). EI control se hace necesario debido a una tasa de flujo
cruzado no despreciable o incompatibilidad de fluidos que podria causar dafio
en la formacion debido a la precipitacion de escamas o asfaltenos si los fluidos
se mezclasen dentro de la formacién. En este sistema se puede requerir
ademas la utilizacién de tratamientos quimicos inhibidores para tratar las

obstrucciones que se formen en la tuberia.

Zonas independientes simultaneamente con mezcla de fluidos en la superficie
(Tipo 4). Este tipo incluye las completaciones con varias sartas de tuberia, asi
como las completaciones dobles que producen por el anular y la tuberia. El
MEM acepta este tipo de produccion. Esta categoria entra dentro de la
produccion conjunta en su definicion mas amplia, pues aunque los yacimientos
son producidos simultaneamente por un solo pozo, la utilizacién de dos sartas
de tuberias podria hacer pensar que se trata de la produccion de dos pozos

que comparten la linea de produccion.

Los sistemas a tratar en esta tesis son de tipo 2 y 3. Debido a la justificacion

geoldgica requerida en los casos de tipo 1 y a los costos de las completaciones

duales en los casos de tipo 4, estos no seran planteados.

2.8.2 Clasificacion del sistema segun su objetivo.

Existe una segunda forma de clasificacién segun lo que se espera lograr con el

proyecto. Asi, el sistema puede buscar:
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Aceleracion de la produccién: Bajo este esquema se busca producir en un
tiempo menor las reservas que estan programadas para ese pozo en cada
yacimiento. Este tipo de proyectos es aplicable a yacimientos que podrian
producir individualmente, pero el tiempo de retorno de la inversion para el
trabajo hace que éste no resulte atractivo. Los sistemas de tipo 4 (zonas
independientes, mezcla en superficie) son un perfecto ejemplo de esta

categoria.

Incremento de reservas: Estos sistemas se constituyen usualmente de
yacimientos maduros o marginales que poseen un volumen de hidrocarburos
no recuperable debido a razones econdmicas, por ejemplo tasas muy bajas
como para mantener el pozo. Como se mencioné anteriormente el incremento
de reservas se logra mediante el aumento del factor de recobro gracias a una
disminucién de la tasa de abandono especifica de cada yacimiento. Los
sistemas de este tipo son aquellos en los cuales la mezcla ocurre frente a la
formacion. Otra forma en la que se incrementan reservas es mediante el
retardo del tiempo de irrupcion de agua o gas. Al ser capaz de producir a
menores tasas, el proceso de barrido se hace mas eficiente evitandose la

conificacion.

Disminucion de presiones de fondo: Un uso menos comun pero posible es
la produccién en conjunto de yacimientos de gas y petroleo, de manera que
un flujo controlado de gas reduzca el peso de la columna de fluido y por

consiguiente disminuya el gradiente del pozo.

2.9 Regulaciones Legales.

Motivado a que la produccion conjunta no es un esquema de produccidn

tradicional, es necesario conocer las regulaciones de tipo legal que permiten o que

pueden impedir la aplicacion de un proyecto de esta clase.

La ley vigente que regula la actividad petrolera en Venezuela es el Decreto con

fuerza de Ley Organica de Hidrocarburos promulgada en noviembre de 2001%
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Esta expresa en su articulo 19 que las personas que operen los campos deben

hacerlo “...conforme a las mejores practicas cientificas y técnicas disponibles
sobre seguridad e higiene, proteccion ambiental, aprovechamiento y uso racional
de los hidrocarburos, la conservacion de la energia de los mismos y el maximo
recobro final de los yacimientos”. De acuerdo con esto se debe buscar la mejor

opcion para explotar la mayor cantidad de fluidos de los yacimientos.

La ley también indica que el organismo regulador de lo referente a la industria
petrolera es el Ministerio de Energia y Minas, por lo cual el reglamento vigente
1967 se aplica. Segun el Gltimo?%., en su articulo séptimo, el operador debe

equipar el pozo de forma tal que sea posible:
e “Controlar en forma apropiada la produccion e inyeccion de fluidos;

e Permitir que las presiones de fondo, tanto en el entubado como en el

revestimiento, puedan medirse facilmente;
e Evitar la mezcla de fluidos provenientes de diferentes estratos”.

Esto directamente indica que se debe evitar el flujo cruzado, convirtiéndose en uno
de los aspectos mas importantes de disefno del sistema de produccion conjunta.
En realidad, es posible que el Ministerio acepte que esto ocurra en ocasiones en
las cuales los fluidos puedan ser catalogados como produccion diferida o la
cantidad sea despreciable. Aun asi, se establece la necesidad de llevar a cabo un

monitoreo del comportamiento de las zonas para poder controlar la produccion.

Otro articulo de importancia es el onceavo, que obliga a medir la produccién
mensualmente. El articulo se refiere solamente a la produccion del pozo, pero en
realidad la obligacion (inclusive por razones técnicas) es de medir la contribucion
de los yacimientos. Es por esta razéon que el segundo aspecto relevante que
encontramos en el disefio de un sistema conjunto es la capacidad para la

distribucion correcta de la produccion.
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2.10 Métodos de Completacion.

Segun la clasificacién del sistema los requerimientos de completacién varian, por
ejemplo, los sistemas que no permiten la mezcla de fluidos en el fondo del pozo
(tipo cuatro) deben ser completados de manera que los fluidos viajen sin contacto
entre si hasta la superficie. Eso requiere dos sistemas de tuberias, sean
concéntricas o paralelas, mientras que para los sistemas de tipo 1 no hay
necesidad de completaciones no convencionales pues se produce de un solo
yacimiento, aunque es aconsejable prever el futuro cierre de algun intervalo al cual

irrumpa agua o gas.

Las opciones de completacion para produccién conjunta varian en complejidad
técnica y costo, dependiendo de los problemas que de desean manejar. El
método menos complejo y mas econdmico inicialmente es la completacion simple,
compuesta por una empacadura y un eductor (Figura 2.4). Este método puede
funcionar bien en sistemas de tipo 2, en los cuales no se presentan problemas de
flujo cruzado. Su principal desventaja radica en que no brinda ningun tipo de
posibilidad de control para los horizontes que puedan presentar problemas como,

por ejemplo, invasion de fluidos indeseables.

Figura 2.4 Completacion Simple.

Una variante de este método se ilustra en la Figura 2.5. En esta configuracion los

yacimientos producen separadamente: el inferior por dentro de la tuberia y el

segundo por el espacio anular entre la tuberia y el revestidor. Este tipo fue

propuesto como una alternativa de bajo costo para la completaciéon dual de pozos

en la cuenca norte de los Apalaches. La principal desventaja de esta

completacion que la arena superior debe ser capaz de producir mediante flujo
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natural. Adicionalmente el cabezal del queda mas expuesto a la accién abrasiva
de la produccién de arena y a los agentes corrosivos, esto ocasiona una posible la
falta de control durante un trabajo. Los riesgos de perder el pozo (y mas
importante aun, vidas) hacen de este tipo de completacion una opcién no viable

actualmente.

Figura 2.5 Completacion Simple (Variante).

El segundo método es el uso de completaciones selectivas operadas por mangas
deslizantes (Figura 2.6). En su forma mas basica, estas completaciones se
componen de un juego de empacaduras que aislan el espacio anular en cada
horizonte y una manga deslizante también para cada horizonte que permite aislar
la tuberia en caso de presentarse la necesidad de cerrar el intervalo. El
yacimiento mas bajo puede ser aislado mediante una combinacion de niple y
tapén. Este tipo de completacion no impide el flujo cruzado cuando las zonas
estan abiertas y soélo permite cerrar o abrir completamente los horizontes
individuales, por lo cual no brinda control del flujo de cada estrato. Este esquema
permite el paso de herramientas, aunque en algunos casos el peso de los fluidos
puede causar que las herramientas floten y no sea posible efectuar un trabajo (p.e.
cerrar una manga). Los sistemas presentados en las referencias 15 y 16 son de

este tipo.
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Wanga deslizante

ZJ Empacadura hidraulica

Manga deslizante

=] Empacadura hidraulica

Wanga deslizante

Miple y tapdn
=] Empacadura hidraulica

111

Figura 2.6 Completacion Simple Selectiva (Mangas Deslizables)

El tercer tipo de completaciones son las inteligentes. En realidad, este es un
término general aplicado a las completaciones equipadas con mecanismos de
control y monitoreo permanentes que son controlados a distancia. Usualmente se
instalan medidores de flujo y presion que operan todo el tiempo, permitiendo al
operador conocer la cantidad de fluidos que se producen y como se comporta el

yacimiento.

También se instalan distintos elementos de control de flujo, que van desde
camisas deslizantes que soélo trabajan en dos posiciones (totalmente cerradas o
totalmente abiertas), hasta estranguladores que pueden controlar la cantidad de
fluido producido. Aunque la mayoria de estos instrumentos operan

hidraulicamente, existen algunos que operan eléctricamente.

El pozo se equipa con cables y tuberias que transmiten la energia necesaria a los
equipos y permiten accionar desde la superficie cada uno de los elementos del
pozo, lo que implica que todos los equipos de aislamiento del pozo deben ser

disefiados especialmente para permitir el paso de estas lineas.

La tecnologia de completaciones inteligentes es aun extremadamente cara; los
equipos para completar un pozo superan los 100 mil dolares. Por esta razén estas
completaciones usualmente se aplican sélo en zonas donde el costo de perforar y
trabajar en un pozo es demasiado alto. En este caso se requiere que los
yacimientos produzcan de la manera mas controlada posible y se minimice la

necesidad de realizar servicios y reacondicionamientos para disminuir los riesgos
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de danar el pozo accidentalmente. A pesar de su elevado costo las virtudes de las
completaciones inteligentes se hacen evidentes en casos como los citados del mar
del norte. En concreto, el ahorro que significa eliminar la necesidad de un pozo

justifica en sobremanera la inversion extra.

2.11 Monitoreo y Control de Produccion.

La adjudicacién correcta de produccion, ademas de ser un requerimiento del
MEM, es absolutamente necesaria para poder estudiar el comportamiento de los
yacimientos, afinar prondésticos de producciéon y detectar problemas en los pozos.
Existen diversas maneras de distribucion de produccidén en un sistema conjunto,

cada una con distintos niveles de certidumbre y con costos igualmente variables.

La forma mas sencilla de distribuir la produccion consiste en asignar un porcentaje
del total a cada arena basado en la relacién de capacidad de flujo del intervalo
contra la capacidad de flujo total. Este método asume: flujo incompresible, fluidos
de igual composicion y en condiciones de presion y temperatura iguales, pozo
drenando un mismo radio en cada yacimiento, que las pérdidas de presion en la

tuberia son despreciables y que el pozo no tiene dafo.

Segun ley de Darcy (ecuacion 2) la tasa de flujo se escribe:

knh( e _pu/)

9, =
up, ln(rej +s
rM’

La proporcién de aporte de cada yacimiento sera igual a la tasa de ese yacimiento

dividido entre la tasa total del sistema tomado como la sumatoria de todas las

tasas (verdadero si el flujo es incompresible).
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Ecuacion 25

%deAporte = 9 _
4,

Al extraer y anular los factores comunes, queda sélo la capacidad de flujo de la

arena entre la sumatoria de las capacidades de cada yacimiento.

%deAporte = Kn_

> Kh

Ecuacion 26

Al multiplicar la tasa total por la fraccion resultante de la operacién anterior se
obtiene la tasa de cada yacimiento. Este método no genera costos adicionales y
no se necesita el uso de herramientas que puedan quedarse en el pozo causando
obstrucciones. Sin embargo, es en extremo inexacto y por ende utilizado sélo en
aquellos casos en que se produce conjuntamente por error y es necesario
distribuir la produccion acumulada sin tener mas datos. La certidumbre de este
método aumenta si para cada yacimiento se conoce la composicion de los fluidos,
se toman en cuenta los radios de drenaje en cada yacimiento, y se trabaja en

funcién de los flujos masicos de cada componente.

El segundo método de distribucion de la produccion es basado en los registros de
produccion (PLT por su nombre en inglés Production Logging Test). Estos
registros tienen dos objetivos fundamentales, diagndstico de problemas en los

pozos y monitoreo de yacimientos.

Al igual que la mayoria de los registros utilizados en la industria, los registros de

produccion constan de un conjunto de herramientas que realizan mediciones
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indirectas que deben se interpretadas mediante correlaciones. En la referencia #*
se dividen estas herramientas en cuatro categorias. La primera categoria la
componen las herramientas que miden tasa de flujo. En esta categoria entran los
medidores de flujo de que trabajan mediante hélices (flowmeters) y los trazadores
radioactivos (RA tracers). Los flowmeters miden la velocidad de giro de las aspas
generado por el paso del fluido a través de ellas, mientras que los RA tracers
miden la velocidad a la que viaja un fluido marcador a través de una distancia

conocida.

En la segunda categoria de instrumentos se encuentran aquellos utilizados para
determinar que fluidos y que en que relaciébn se encuentran presentes en un
determinado punto de la tuberia (determinacion de holdups). El primero de estos
instrumentos es el gradiomandmetro, el cual mide la diferencia de presion que hay
entre una distancia corta definida (dos pies). En un pozo vertical sin pérdidas por
friccion significativas esta diferencia es directamente proporcional a la densidad de

los fluidos.

El segundo de los instrumentos de esta categoria es un medidor de absorcion de
rayos gamma. En la base de este instrumento se situa una fuente radioactiva, y en
el tope se encuentran unos detectores que mide la radioactividad no absorbida a
la salida del instrumento. En este caso el logaritmo de la actividad detectada es

inversamente proporcional a la densidad de los fluidos.

El dltimo instrumento de esta categoria es la hydro tool que realiza mediciones de
la resistividad de los fluidos en el pozo. Esto permite distinguir el porcentaje de
agua presente. En el caso de crudos pesados donde no se observa mucha
diferencia de densidad entre el crudo y el agua se recomienda el uso de esta
herramienta. Si a demas hay gas presente se deben correr al mismo tiempo un

instrumento que determine la densidad vy la hidro tool.

La tercera clase de instrumentos la constituyen aquellos que permiten determinar
las caracteristicas PVT de los fluidos en el pozo. En esta categoria se presentan

las herramientas de presién y las de temperatura. El registro de temperatura
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adicionalmente es utilizado para detectar puntos de entrada de fluido al pozo

mediante las anomalias que se presentan durante la entrada de fluidos al hoyo.

El cuarto tipo de registros es un compendio de herramientas auxiliares como
camaras de video, detectores de ruido y registros C/O (carbono oxigeno) que
sirven para detectar las condiciones de los tubulares (video, ruido), detectar
movimiento detras de los revestidores (ruido) y generar perfiles de saturacion de

fluidos en las formaciones (C/O)

Estos registros son corridos en conjunto cada cierto tiempo y luego segun los
resultados, se distribuye la produccion para cada yacimiento. La principal
desventaja de estos registros es su costo (depende de los registres corridos, pero
ronda los 30.000 ddlares), lo que obliga a correrlos muy esporadicamente,
disminuyendo la precisién de la distribucion. La Tabla 2.1 resume la clasificacion
de las herramientas antes mencionadas y menciona ejemplos de las herramientas

que comprenden cada categoria.

Tabla 2.1 Clasificacion de las Herramientas PLT

Tipo Uso Herramientas
I Miden tasa de flujo total. Flowmeters, trazadores
radioactivos.

[l Determinan porcentaje de Gradiomanometro,
fluidos en un segmento Medidores de absorcion

de tuberia (holdups). de rayos gamma,

Hydrotool.

[l Determinan parametros Manometros de fondo,
PVT. Determina puntos termoémetros de fondo.

de entrada (o salida) de
fluido a la tuberia (solo

temperatura)

\Y Detecta movimiento Registros de ruido
detras de los tubulares
Generar perfiles de Registros C/O
saturacion detras del
revestidor

Inspeccionar condicion de Camaras de video,
los tubulares registros de ruido
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Otra forma de adjudicar la produccién es mediante métodos geoquimicos
(cromatografias). Estos se basan en que crudos de diferentes yacimientos tienen

diferentes composiciones. Esto puede ser, dependiendo del area, debido a:

e Los procesos que afectan la composicion una vez que el fluido entra al
yacimiento (p.e. biodegradacion o fraccionamiento evaporativo) no actuan de

igual manera en cada yacimiento.

e Diferentes tipos de roca madre, unos de origen continental, deltaico y otros de

origen marino.

e El crudo generado en un momento dado por una determinada roca madre
difiere sutilmente del petr6leo generado en tiempos anteriores y posteriores,
debido a cambios en la madurez de la roca y al estar ésta situada en distintos
sitios de la ventana del petréleo. Asi, el crudo difiere aunque sea generado en

una misma roca.
¢ Puede haber mas de una roca que contribuya al llenado del yacimiento.

Las diferencias composicionales pueden ser utilizadas para distinguir la proporcion
de fluido aportado por cada yacimiento. El procedimiento consiste en la toma
preliminar de muestras separadas de cada fluido a ser producido, estas muestras
se denominan end members. Las muestras se analizan para determinar la
composicion de cada fluido. Debido a que la composicion de las mezclas sera una
combinacion lineal de las de los end members, se pueden trazar “curvas de
mezcla” para cada componente sobre las cuales se debe ubicar el resultado del
analisis de composicion realizado a las mezclas. Para corroborar la aplicabilidad
de las curvas se mezclan diversas proporciones de cada fluido puro, se realiza el
analisis composicional de cada una de las mezclas y se comparan los porcentajes
obtenidos mediante la utilizacién de las curvas con las proporciones en las que se
realizé la mezcla. Con los resultados de una prueba posterior que se realice al
fluido del sistema se podra identificar en que relacion se encuentra presente cada

crudo en la mezcla al utilizar las curvas de mezcla.
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Las ventajas del método geoquimico son:

e Menor costo que los registros de produccién (aproximadamente en una
relacion de 1:40), lo que permite una mayor frecuencia de pruebas y una

distribucion basada en datos menos espaciados en el tiempo.
¢ No interrumpe la produccion.
o Puede ser usado en cualquier tipo de pozo, con cualquier método de bombeo.

e Es un proceso rapido en todos sus elementos (muestreo, analisis de

resultados).

¢ No requiere el uso de herramientas en el fondo del pozo, evitando el riesgo de

la pérdida de alguna de estas.
Desventajas:

e No toma en cuenta los cambios de composicidon que ocurren en el yacimiento
durante la produccién, para aminorar el efecto de este problema, usualmente

se trabaja con las fracciones mas pesadas del crudo.

e Requiere el analisis del gas de inyeccidn para ser utilizado en pozos con
levantamiento por gas y es sensible a los cambios en la composicion del gas

utilizado.

e Ciertos crudos pueden no presentar suficientes diferencias como para poder
ser identificados por este método al ser mezclados.
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Capitulo 3: Fundamentos Para la Evaluacion Econémica de un
Proyecto.

La toma de decisiones sobre un proyecto consta de dos partes: una parte técnica,
en la que se determinan las opciones fisicas posibles para llevar a cabo el
proyecto y un parte economica, en la cual se decide cual es la opcion que se va a

implementar o incluso rechazar el proyecto.

Para esta toma de decisiones se cuenta con varias herramientas de analisis que a

continuacion se explican.

3.1 Valor Presente Neto (VPN).

El valor presente neto es las suma de todos los flujos de caja utilizando el
concepto del valor del dinero en el tiempo. Cada uno de los flujos de caja es
llevado a un tiempo de referencia mediante la aplicacion de una tasa de descuento
compuesto por afio sobre el capital. ElI VPN se puede escribir de la siguiente

manera:

FC
VPN =
;(lﬂ‘)"

Ecuacién 27

Donde FC es el flujo de caja esperado en un periodo de tiempo n. La tasa de

interés i se utiliza de forma fraccional.

Utilizando varias tasas de descuento, se puede construir una grafica cuyas
abscisas representen las tasas y las ordenadas representen los VPN obtenidos
para cada tasa. Este perfil de VPN constituye una excelente herramienta para la
comparacién de dos proyectos mutuamente excluyentes o para el estudio de

proyectos que presentan multiples tasas de retorno.
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3.2 Tasa Interna de Retorno (TIR).

Es la tasa que hace que el valor presente neto del proyecto sea igual a cero. La
TIR representa la tasa de retorno que un inversionista recibe sobre su capital no
amortizado al final de cada afio, no la tasa a la que la inversion total trabaja. Esto
se puede entender mejor si se ve la tasa interna de retorno como el interés que

cobra un inversionista por prestar su dinero

Como herramienta de toma de decisiones, se dice que un proyecto es viable si su
TIR es mayor que la tasa corporativa de corte. Esto implica que el valor presente
neto del proyecto a la tasa de corte corporativa, normalmente, sera un valor

positivo.

Debe tenerse cuidado al utilizar la TIR como parametro de comparacion entre dos
proyectos, por que aun si ésta es mayor para un proyecto dado, su rentabilidad
puede resultar menor a la del proyecto con el cual de compara. Aun asi, es un
buen indicador de la solidez de la inversién, para lo cual este parametro si es

comparable.

3.3 Tiempo de Retorno (TR).

Es el tiempo que tarda un inversionista en recobrar su dinero. Tiempos menores
de retorno son deseables. Cuando se utiliza para comparar proyectos presenta la
desventaja de no tomar en cuenta las ganancias globales de cada una de las
inversiones, de esta manera, una seleccion basada unicamente en este parametro
ayudara a disminuir el riesgo de pérdidas por imprevistos, mas no a maximizar las

ganancias.

Se calcula dividiendo los costos entre los beneficios anuales considerando el valor

del dinero en el tiempo y el poder adquisitivo del mismo.

3.4 Relacion Beneficio-costo (B/C).

La relacion de beneficio-costo representa la ganancia real, en unidades recibidas
por cada unidad invertida. Se calcula dividiendo la sumatoria de todos los
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beneficios a recibir durante el proyecto en valor presente entre todos los costos

que componen la inversién. Indica la eficiencia de la inversion.

3.5 Evaluacion de Proyectos de Aceleracion.

En la industria es de ocurrencia habitual que se presenten dos proyectos
mutuamente excluyentes. Por ejemplo la produccién secuencial de un grupo de
yacimientos mediante un pozo o la produccién conjunta de los mismos. Cada una

de las opciones presenta un esquema distinto de flujos de caja y de inversiones.

Los proyectos de aceleracion tienen la caracteristica de no estar destinados a
aumentar los ingresos totales sino a disminuir el tiempo en el cual se recuperan
las ganancias. Asi, al compararlos con otro proyecto, sélo presenta un incremento
en los valores presentes netos de ambas opciones. Usualmente un proyecto de
aceleracion se presenta cuando ya existe un proyecto activo, y el nuevo proyecto
es una manera de optimizar las ganancias a cambio de una inversion extra. En
este caso se evalua un pseudo-proyecto cuyos flujos de caja son la diferencia de
ambos proyectos, dando como resultado un perfil de flujos de caja que presenta
valores negativos al inicio y al final de la vida del proyecto. Este tipo de perfil
puede presentar multiples TIR, en este caso se hace uso del perfil del VPN del
proyecto para identificar entre qué tasas de descuento se produciran ganancias.
La Tabla 3.1 muestra los flujos de caja de dos proyectos ideales utilizados para
ejemplificar el expuesto anteriormente. El caso base contempla una inversion
menor y un horizonte econdmico mas largo que la alternativa de aceleracion,

ambos proyectos generan el mismo recobro de unidades monetarias (300 u.m).

46



Tabla 3.1 Flujos de Caja para un Proyecto de Aceleracion

Flujo de Caja (U.M)

Afio Base Aceleracion Diferencial

0 -300 -400 -100
1 100 300 200
2 100 200 100
3 100 100 0

4 100 0 -100
5 100 0 -100
6 100 0 -100

La Figura 3.1 muestra el perfil de VPN para cada uno de los proyectos y para el
proyecto diferencial. Valores negativos del perfil del proyecto diferencial indican
que el VPN del proyecto de aceleracion es menor que e4l VPN del proyecto
basico. Se puede observar que en este caso la inversion adicional vale la pena

solamente si la tasa de interés se situa entre 15.17 por ciento y 130,15 por ciento.

300.0
200.0 \
100.0

0.0 \ \ \
0% 50% 100% 150% 200%

NPV

-100.0

-200.0

-300.0
IRR

\ —Base — Aceleracion  Diferencial \

Figura 3.1 VPN Contra Tasa de Interés
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3.4 Modelo Econémico Lasmo.

Las principales variables (definidas en ddlares) que conforman el flujo de caja en

el modelo econdmico de evaluacion de pozos se describe a continuacion:

3.4.1 Ingreso:

Lasmo presta un servicio a PDVSA que consiste en extraer, tratar y enviar crudo
de al menos 20° API al sistema de recoleccion de la petrolera venezolana en San
Tomé. En cambio, Lasmo recibe un estipendio por servicio o pago, cuyo maximo
monto es el valor neto de los hidrocarburos liquidos producidos (VNH). El
estipendio se calcula con una formula financiera que persigue primero la
recuperacion de parte de Lasmo de todo el dinero invertido y gastado en el

proyecto, y luego la distribucion del beneficio econdmico entre Lasmo y PDVSA.

El VNH se obtiene multiplicando la cantidad de petréleo producido por el precio del
hidrocarburo en cada momento de la produccidén. Es importante resaltar, que la
produccion de gas no representa ningun ingreso para Lasmo, debido a términos
contractuales que so6lo establecen el pago de PDVSA por hidrocarburos liquidos.
Por el contrario, el gas usado en actividades operacionales es cobrado por PDVSA

considerando una tarifa industrial.

El precio del crudo Dacion establecido en el Convenio es funcion del crudo Maya,
y éste a su vez, es funcion de 4 crudos marcadores internacionales: West Texas
Sour (WTS), Residual Fuel Maximum 3% Sulfur (RES), Light Louisiana Sweet
(LLS) y Brent del Mar del Norte (DB). En razdn de esto, se utilizé el método de
regresion lineal de datos diarios de los ultimos cinco anos entre el Brent y los
crudos marcadores para obtener los precios de Dacién como funcion lineal del
Brent. El resultado muestra que el comportamiento del Brent explica en al menos
85% o mas al comportamiento del precio de los crudos que componen la férmula

de Dacion.

48



3.4.2 Inversiones de Capital:

Las inversiones de capital se dividen en inversiones de perforacion y costos de
personal de gerencias técnicas (Yacimientos y Perforacion). Las inversiones de
perforacion incluyen lo que cuesta perforar, completar e instalar el sistema de
levantamiento del pozo, y si es necesario la linea de flujo. El costo de personal es
una asignacion por pozo como resultado del costo total de las gerencias técnicas
dividido entre el numero de pozos planificados por Lasmo para desarrollar las

reservas del Bloque Dacion.

3.4.3 Costos operativos:

Costos operativos es un término que abarca los costos desde el pozo hasta el
multiple de produccién y el costo de operar de la estacion de flujo. Se compone

por:

e Produccién del pozo: Costos de mantenimiento de la completacion (cambio de

mangas de produccion, reemplazo de empaque con grava, etc.)

e Sistema de levantamiento: Gastos de mantenimiento recurrentes del sistema

de levantamiento, consumo de gas, consumo de energia, quimicos, etc.

e Separaciéon y tratamiento de fluidos: Costo del manejo de desperdicios y

mantenimiento fijo, consumo de gas, electricidad, quimicos.

e Tratamiento de agua e inyeccion: Mantenimiento en bombas de inyeccion,

electricidad, quimicos.

e Tratamiento del crudo y exportacion: Mantenimiento de bomba de exportacién,

electricidad requerida para exportacion.

Una vez que se definen los componentes del flujo de caja del proyecto / pozo, se
descuentan al 7 % en términos reales (costo de capital de Lasmo) y se obtiene el
valor presente de cada uno de ellos, lo que permite calcular los indicadores

econdmicos del proyecto.
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Capitulo 4: Procedimiento Propuesto para el Diseio de un
Proyecto de Produccion en Conjunto.

Para el disefio de proyectos de produccion conjunta es conveniente partir de la
seleccion de los yacimientos susceptibles a ser desarrollados bajo el esquema
propuesto. Asi, se ahorra trabajo al delimitar las zonas en las cuales éstos se

ubican y una vez identificadas, es posible centrarse en los pozos de esas zonas.

Para llevar a cabo la seleccion de candidatos es necesario como paso preliminar
establecer los criterios de discriminacion que van a ser aplicados. Se deben
establecer los objetivos del proyecto, pues dependiendo de esto los yacimientos
objetivo deberan reunir ciertas caracteristicas. Por ejemplo, si el objetivo es la
recuperacién de reservas marginales econdmicamente, se deben incluir
yacimientos que se encuentren muy agotados, o que produzcan cerca de los
limites econdmicos del operador, lo que enfoca la busqueda a yacimientos que

contengan pocas reservas o que produzcan a bajas tasas.

Otro elemento que debe ser tomado en cuenta es el marco legal en el cual se va
a desarrollar el proyecto, cada organismo regulador posee diversos reglamentos
que pueden o no permitir la actividad y puede incluir restricciones adicionales a las

puramente técnicas.

También se debe decidir que métodos se van a utilizar para pronosticar la
produccion y obtener los indices de productividad. Estos elementos son de
caracter técnico y se refieren a la informacion que debe ser conocida para poder
estudiar el yacimiento. Los yacimientos que luego de pasar por los filtros
anteriores (cumplen los objetivos y no violan las regulaciones legales) y no poseen
la informacion requerida, aun pueden ser tomados en cuenta como candidatos
potenciales para ser desarrollados una ves que se obtenga la data. La Figura 4.1
esquematiza el proceso de criterios de seleccion. Una vez que se han tomado las
decisiones concernientes a los objetivos del proyecto, a los métodos de estimacion

y de construccion de IPR y se conocen las regulaciones legales, se obtiene para
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cada opcidn un conjunto de criterios que debe ser tomado en cuenta para la

seleccién de yacimientos.

Nivel de reservas
Produccién de zonas Rermeabilidad
Corte de agua

marginales GOR

Objetivos Presiones
Recuperacion acelerada Tiempo de recobro de reservas

Ahorro de pozos Zonas geogréficas

Incremento de productividad Pl (Seleccion mediante pozos)

Regulaciones Condiciones del contrato

. Variadas segun pais o campo
legales Regulaciones Estatales s P

Historia de produccion
- Analisis de Declinacion Historia de pozos
Establecimiento % de recobro
de criterios de Historia de presién
. g ; Historia de produccion
seleccion Balance de materiales Propiedades PVT
Metodos de % de recobro > 5

estimacion Modelo geolégico
Historia de presion
Simulacion numérica Historia de produccién
Propiedades PVT
Propiedades Roca-Fluido

Analogia Yacimientos cercanos conocidos
Ley de darcy Data: Pe, T, k, h, S, re, rw

Construccion IP P
de IPR Vogel Pwf, Q@ Pwf
Fetkovitch Prueba a tasas multiples

Figura 4.1 Establecimiento de Criterios de Seleccion

Una vez realizada la seleccion de yacimientos candidatos se debe proceder a
ubicar éstos en el espacio para identificar conjuntos de yacimientos que se
sobreponen. Cada uno de estos conjuntos representa un potencial sistema de
produccion conjunta y debe ser examinado para determinar si realmente es una
opcion factible. EIl procedimiento que se presenta a continuacion representa la
metodologia a seguir una vez que se han identificado los posibles yacimientos del

sistema.

4.1 Analisis Individual de Comportamiento de Yacimientos.

Este estudio se realiza para cada yacimiento con el objeto de predecir como sera
su comportamiento por el resto de la vida productiva del pozo y asi poder estimar

si es posible afadir un determinado yacimiento al conjunto sin que impacte de
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manera negativa al sistema (ver la seccién 2.7 en relacion a las situaciones

adversas a la produccion conjunta).

La simulacién de yacimientos es una herramienta ideal en aquellos casos en los
cuales los yacimientos involucrados poseen suficiente informacion (usualmente
yacimientos grandes pero muy agotados), pero debido a que los yacimientos en
estudio poseen un bajo nivel de reservas no suelen ser modelados por
considerarse de baja prioridad, reservandose los trabajos de simulacion a los
yacimientos que presentan mayor potencial. Por esta razon, el analisis de
comportamiento individual se realiza mediante el analisis de declinacion de los
pozos de cada yacimiento en cuestion. También se debe tomar en cuenta el perfil
de corte de agua contra produccion, pues es éste el que indica cuando esperar

una intrusion de agua.

El analisis de declinacién debe estar acompafado siempre que sea posible por un
estudio de balance de materiales para estimar el proceso de agotamiento de
presion a medida que se drenan los yacimientos. Asi se podra predecir la posible
produccion de gas al llegar a presiones menores al punto de burbujeo, o estar
preparado para la ocurrencia de flujo cruzado al cambiar los niveles de presion
relativos entre cada yacimiento mediante la estimacidén de las presiones luego de

producirse un determinado volumen.

4.2 Construccion de las Curvas de Comportamiento de Influjo Individuales.

Cada uno de los yacimientos debe poseer una curva de comportamiento de influjo
que permita establecer la capacidad que posee el yacimiento para proporcionar

una tasa determinada en ese momento de su vida y para un pozo especifico.

Para la construccion de las curvas de comportamiento de influjo se debe usar el
método que mas se ajuste a la regidon en estudio y a la informacion disponible. En
el capitulo 1 se presentaron diversas formas de obtener la IPR de un yacimiento y

se deja a juicio del lector la eleccion del método mas apropiado.

52



4.3 Construccién de la Curva de IPR del Conjunto.

Una vez que se tienen las curvas IPR individuales se procede a construir una
curva para el conjunto. Anteriormente se sefialdé que Nind’ indica que para
yacimientos estratificados el comportamiento de influo toma la forma
correspondiente a la suma de los comportamientos de cada uno de las capas
productoras. Partiendo de ese principio, pero tomando en cuenta las caidas de
presion, Ferrer®® disefio una metodologia que consiste en llevar las presiones de
fondo requeridas para producir una tasa arbitraria al nivel del yacimiento inmediato
superior, utilizando éste como datum para poder sumar las curvas. Las presiones
al datum son determinadas mediante el uso de curvas de gradiente para las

condiciones del pozo.

El procedimiento de Ferrer (con una leve modificacion que sera explicada mas
adelante) se puede ilustrar mediante la utilizacion de la Figura 4.2. En ésta
aparecen dos graficos, el primero (lado izquierdo del eje de las ordenadas) es un
grafico de presion de fondo fluyente contra profundidad, mientras que el segundo
(area a la derecha del eje de las ordenadas) muestra la presion de fondo fluyente

contra la tasa de produccion (grafico de IPR convencional)

ya

Figura 4.2 Construccion de la IPR Compuesta

En el primer grafico aparece la linea 1 que representa la profundidad del

yacimiento mas bajo, en el ejemplo, éste se encuentra a 5400 pies bajo el nivel del
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mar (pbnm), y la linea 2 que representa la presion estatica de yacimiento. Se
puede observar que la tasa de produccion del yacimiento a esta presion es cero,
hecho légico pues en ese punto no existe un diferencial de presion que provoque

flujo.

La linea 3 indica la profundidad del yacimiento superior, en este caso a 5200

pbnm, y la linea 4 indica su presion estatica.

En el segundo grafico se observan las IPR para los yacimientos inferior y superior,

estas son las curvas 5 y 6 respectivamente. .

En el método de Ferrer se comienza el proceso seleccionando una tasa de flujo
para el yacimiento inferior y mediante su IPR se determina la presion de fondo
requerida para producir dicha tasa. En la modificacidn que aqui se propone el
proceso se realiza de forma inversa. Se selecciona la presion de fondo en el nivel
inferior, y a partir de ésta se obtiene la tasa que proporciona el yacimiento. Las
presiones de fondo que se utilizan se sitian en un rango que va desde cero hasta
niveles mayores a la presion estatica del yacimiento inferior; el rango es bastante
amplio para poder asegurar que luego de calcular las caidas de presion en la
tuberia, aun se cubran los niveles de presion estatica de los yacimientos
superiores. Esta modificacién se realiz6 para poder detectar los casos en los
cuales las presiones estaticas de los yacimientos superiores sean mayores que la
presion del yacimiento inferior, y asi poder identificar la posibilidad de flujo cruzado

hacia la zona mas baja.

Una vez que se ha escogido la presion a la que se va a hacer el calculo (punto A)
y se determind la tasa a la que va a producir ese yacimiento (punto A’), se calculan
las perdidas de presion en la tuberia mediante curvas de gradiente fluyente (curva
7). De esta manera se determina la presion de fondo fluyente en el nivel del
yacimiento inmediato superior (punto B). Con esa presion de fondo se obtiene la
tasa que producira el yacimiento (punto B’). Al sumar las tasas de los dos
yacimientos se obtiene la tasa total que produce el conjunto a esa presion de

fondo fluyente (punto C).
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El proceso se repite para todas las presiones en el rango escogido, de manera
que se obtienen varios puntos de tasa-presion con los cuales se traza la curva de

influjo del conjunto (curva 8).

Este proceso fue adaptado para simplificar su uso en hojas de calculo. Para esto,
las IPR se trabajan en forma de una funciéon (en este caso hechas con la
correlacion de Vogel), las cuales calculan las tasas de flujo para un rango de
presiones dado. Inicialmente se calcula la tasa que produce el yacimiento mas
profundo (yacimiento 1) para cada presién del rango, luego cada presion es
llevada al nivel del yacimiento inmediato superior (yacimiento 2) mediante el uso
de gradientes fluyentes. Con la presion resultante se calcula la tasa que produce
el yacimiento 2 mediante el uso de su funcién de IPR. Las dos tasas obtenidas
para cada presion son sumadas (tasa del conjunto) y se puede obtener una IPR
compuesta al graficar las tasas del conjunto con las presiones en cualquiera de los

dos niveles.

4.4 Determinacion de la Tasa Total y Analisis de Comportamiento del

Conjunto.

La determinacion de la tasa de produccion del conjunto se logra mediante analisis
nodal. Este andlisis sélo toma en cuenta las condiciones del pozo y los
yacimientos, sin incluir las condiciones reales de las lineas de flujo y el sistema de
levantamiento, pues el diseio de las condiciones de produccion definitivos no
entra en el alcance de esta tesis. Con esto se determina la presion de fondo
fluyente aproximada a la cual fluira el conjunto y también la tasa con la cual

contribuira cada yacimiento.

Partiendo de la idea de que los yacimientos no crearan interferencia entre si, se
asume que declinaran de igual manera que si fluyesen por separado'’. Asi, el
perfil de produccion esperado sera la suma de los perfiles pronosticados para
cada yacimiento por separado. Para la declinacion de los yacimientos en esta
etapa, se tomara como tasa inicial la respectiva a cada horizonte obtenida al
finalizar el analisis nodal.
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Se debe recalcar que las tasas de produccion obtenidas luego de este paso y los
perfiles de produccion resultantes no son los iguales a los obtenidos para la

produccion secuencial.

Las tasas en este caso se encuentran relacionadas mediante la IPR compuesta
del sistema y presentan la desventaja de ser dependientes de una sola presion de
fondo. En el caso de la produccion secuencial, las tasas de produccion son
optimizables, por lo que deberian ser mas altas y los perfiles de produccion mas
optimistas. Esto quiere decir que se deben construir perfiles de produccion

individuales para cada arena y para cada caso.

4.5 Analisis Econémico.

El andlisis econdmico de la propuesta se lleva a cabo mediante la suma algebraica
de las variables descritas en el capitulo 3. Se realiza el analisis para dos
proyectos. EIl primero, que sirve como referencia, es un proyecto de produccion
secuencial, que toma como entrada para generar los ingresos los prondsticos de
produccion estimados para cada arena por separado. En este caso se asume que
la primera arena produce hasta que alcance su limite econdmico o el limite de
corte de agua, lo que ocurra primero, momento en el cual la proxima arena se abre
a produccién para ser cerrada cuando se cumplan las mismas condiciones. Las
arenas se abren consecutivamente hasta que todas se hayan agotado, momento
que marca el horizonte econémico del proyecto. Para la evaluacion del proyecto
de produccién secuencial se asume que se va a reacondicionar el pozo con una

completacion sencilla selectiva.

Paralelamente se realiza el analisis para el sistema conjunto, asumiendo que los
yacimientos producen al mismo tiempo y que se cierra el sistema cuando la tasa
del conjunto cae por debajo de la tasa econdmica o se cierra selectivamente una
arena cuando su corte de agua alcanza el limite estipulado. En esta evaluacion se
deben utilizar los costos de reacondicionamiento estimados para el tipo de
completacion escogido. También deben incluirse en los costos operativos las
pruebas adicionales requeridas para el monitoreo del sistema.
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Para cada uno de los proyectos analizados se deben plantear escenarios
optimistas, pesimistas y probables. Se debe cubrir el rango de situaciones
posibles para poder estimar los riesgos de ganancia o pérdida asociados con cada
uno de los esquemas de produccion. De cada proyecto se presentaran los
siguientes indicadores econdmicos, previamente explicados en el marco teodrico:
Valor Presente Neto (VPN), Tasa Interna de Retorno (TIR), La relacion de
Beneficio-Costo (B/C) y tiempo de pago, mediante la comparacion de los cuales se

podra seleccionar la mejor manera de desarrollar los yacimientos.

4.6 Resumen de la Metodologia Propuesta

El procedimiento general propuesto en este trabajo se presenta en la Figura 4.3.
Segun este esquema los pozos a utilizar se escogen luego de generados los
pronosticos de produccion, eso permite que de no existir ningun pozo disponible
para el proyecto se pueda considerar la propuesta de una nueva localizacion. En
general la decision de utilizar o perforar un pozo es de caracter puramente

econdmico por lo que es dejado al final del proceso.

El dejar la seleccion de pozos como paso final fue decidido basandose en la
experiencia recogida durante la realizacion de este trabajo. Se observo que si se
plantean los proyectos de manera genérica para un conjunto de yacimientos y se
determina posteriormente el pozo se va a utilizar, el trabajo se reduce en tiempo,
haciéndose mas eficiente. Esto es debido a que los prondsticos obtenidos para
yacimientos de poca extensidon areal en sus pozos son bastante similares y las
diferencias pueden ser tomadas en cuenta al realizar sensibilidades sobre un

mismo caso.
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Figura 4.3 Procedimiento para el Disefio de Proyectos de Produccién Conjunta.
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Capitulo 5: Desarrollo de un Proyecto Piloto de Produccion en

Conjunto. Experiencia Practica.

5.1 Establecimiento de la Necesidad.

En la actualidad el campo Dacion se compone de 371 yacimientos, de los cuales
238 se ubican en el area oeste de la falla que divide al campo. Segun el libro de
reservas oficial del 2001 el petréleo en sitio de esta area representa el 51,8 por
ciento del total del campo, con unas reservas que representan el 51,2 por ciento
del las reservas recuperables totales. La Figura 5.1 presenta que porcentaje de las
reservas iniciales de todo el campo se ha producido (areas oscuras) y que
porcentaje aun esta en sitio (areas claras) para cada una de las areas que
componen el campo (las zonas verdes representan el area este del campo y las

zonas azules representan el area oeste).

Reservas
Remanentes (Oeste)
16,4%

Produccién
Acumulada (Oeste)
34,8%

Reservas
Remanentes (Este)
20,0%

Produccion
Acumulada (Este)
28,8%

Figura 5.1 Distribucién de las Reservas Recuperables del Campo Dacién

La produccién acumulada de todo el campo hasta el 2002 representaba un 63,6
por ciento de las reservas recuperables totales, de esta produccion, el 54,7 por
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ciento se produjo del area oeste, lo que implica el que para ese momento se habia
producido un 67,9 por ciento de las reservas recuperables del area. Debido a esta
actividad, 56 yacimientos que inicialmente contenian reservas mayores a 300 Mbbl

se encuentran ahora por debajo de ese nivel.

Ademas del estado de agotamiento de los yacimientos, el caracter lenticular de las
arenas medias de Dacion origina gran cantidad de yacimientos con pocas
reservas recuperables iniciales, 128 yacimientos del area oeste contienen
reservas menores a 300 Mbbl. En total, los 184 yacimientos (77,3 por ciento de los
yacimientos de Dacion oeste) con reservas bajas contienen un 21,1 por ciento de

las reservas recuperables del area.

Muchos de los yacimientos que entran en la clasificacidn anterior no seran
explotados por razones economicas bajo esquemas convencionales, es por esta
razon que se hace necesaria la busqueda de otras opciones para el desarrollo de
estas reservas y surge la produccidn conjunta como una opcion valida para esta

labor.

Como se ha mencionado anteriormente, mediante la produccion conjunta de
yacimientos no sélo se hace atractiva econdmicamente la posibilidad de explotar
yacimientos con pocas reservas, también existe la posibilidad de incrementar los

factores de recobro de los mismos.

Por lo antes expuesto se tomé la decision de ensayar el esquema de produccion
conjunta mediante un plan piloto que permita evaluar la propuesta antes de una
aplicacion a gran escala. Los objetivos de este plan son recabar informacion
sobre el comportamiento de los yacimientos sometidos a la produccion conjunta,
que sirva para corregir y/o los problemas que puedan presentarse debido a la
aplicacién de este tipo de proyectos y sustentar ante los organismos reguladores
la viabilidad del esquema de produccion conjunta. Las secciones siguientes
describen la planificaciéon del proyecto de produccion conjunta para el pozo
LG-264 , el cual se propone como pozo piloto para el ensayo de esta técnica. Se

espera obtener un comportamiento de produccion que compruebe el incremento
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de productividad proyectado. También se desea validar el método geoquimico de

distribucion de produccion para su uso posterior a gran escala.

5.2 Seleccién de Yacimientos Candidatos.

El primer paso para la proposicion de candidatos fue la discriminacion de los
yacimientos factibles a ser incluidos en un proyecto piloto de produccién conjunta.
Los posibles candidatos debian cumplir inicialmente tres requerimientos: presentar
reservas remanentes entre los 50 y 400 Mbbl, poseer fluidos con gravedades
mayores a 17 grados en la escala de la APl y tener un recobro actual superior al

cuatro por ciento, para poder realizar un pronostico de comportamiento confiable.

Se decidi6 que los yacimientos deben poseer reservas menores a 400 Mbbl
debido a que en muchos de los casos para estos yacimientos no se han
planificado actividades de recobro debido a la baja rentabilidad de los posibles
proyectos. Adicionalmente los pozos completados en estos yacimientos pequefios
suelen presentar indices de productividad bajos debido en parte al espesor del
horizonte productor, arenas delgadas presentan indices de productividad mas
bajos (aunque su PI especifico pueda ser mayor que el de otra arena de mayor
espesor). Por otro lado, la inclusion de yacimientos con reservas menores a 50
Mbbl puede resultar en problemas para el sistema completo, pues estos
yacimientos pueden encontrarse en un estado de agotamiento muy avanzado y
su presion en niveles tan bajos que exista peligro de flujo cruzado, o porque todos
los pozos hayan sido alcanzados por el frente de agua y su puesta en produccion
implica altos cortes, o porque simplemente el de aporte de dicho yacimiento al
recobro total del proyecto seria tan poco que su inclusién podria inclusive resultar

en pérdidas.

La gravedad API de los fluidos en los yacimientos fue escogido como un

parametro de discriminacion debido al compromiso de la empresa con PDVSA de

entregar una produccién con una promedio de al menos 20 grados API. Debido a

este compromiso se lleva a cabo constantemente un programa de control de

gravedades, mediante el cual se cierran sistematicamente los pozos que producen
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con bajas gravedades. Una consulta con el personal del campo arrojé que la
gravedad minima para asegurar que el proyecto no seria cerrado debia ser de 17
grados API.

El dltimo parametro de discriminacion utilizado en esta etapa de filtrado fue que los
yacimientos tuviesen un recobro actual de al menos un cuatro por ciento. Debido
a la necesidad de obtener prondsticos de produccion que permitan proyectar de el
comportamiento del pozo en el tiempo, es necesario contar con una historia de
produccion representativa de la vida del yacimiento. Los métodos de prediccion
utilizados (analisis de declinacion y balance de materiales) se basan en la
existencia de informacion de produccion y su eficacia aumenta de manera

proporcional a la cantidad de historia de produccion existente.

En esta etapa se incluyeron algunos yacimientos con historias de produccién no
representativas. Para yacimientos con POES menores a un millén el cuatro por
ciento de recobro representa menos de cuarenta mil barriles, si ese volumen se
produjo a una tasa superior a los cien barriles diarios, la historia de produccién no
excedia de un afo. Adicionalmente las historias de estos yacimientos suelen ser
bastante discontinuas, lo que dificulta el analisis de declinacion. En estos casos la
prediccion de se realizd por analogia con yacimientos similares, y la existencia de

al menos una corta historia, permitio ajustar de mejor manera los pronosticos.

De los 238 yacimientos probados del area oeste de Dacion solamente 54 de ellos
entraban dentro de los parametros de corte. La informacién con la cual se trabajo
en el primer filtrado fue obtenida del libro de reservas del area para el ano 2001 y
corroborado con la informacion de la base de datos corporativa mas reciente

disponible.

La Tabla 5.1 muestra la distribucion de yacimientos, reservas y produccion
acumulada segun grupos de arenas. Se puede apreciar claramente como el
intervalo de mayor interés para este proyecto comprende las arenas medias (B -
P), pues contiene mas de la mitad de las reservas por drenar. Adicionalmente esta

area contiene la mayor cantidad de arenas por lo que la probabilidad de encontrar
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yacimientos verticalmente apilados es mucho mayor. Se puede apreciar también
que la produccion acumulada de las arenas profundas es substancialmente mayor
a la de los otros grupos arenas, lo que resulta de que la actividad de desarrollo se
ha orientado histéricamente a la explotacion de estas acumulaciones. De este
grupo las arenas con mas probabilidades de ser incorporadas a un proyecto son
las arenas R, debido a que las restantes presentan un espesor que hace que sus
indices de productividad sean mayores y por consiguiente rentables para ser
exploradas bajo esquemas convencionales. En el area oeste del campo Dacion se
produce en conjunto de las arenas profundas, pero mediante la unificacién de

yacimientos pertenecientes a una misma unidad hidraulica.

Tabla 5.1 Distribuciéon de Yacimientos y Reservas por Arenas

| | | e

% de % de Reservas % de Reservas .
INGUE o Produccion
Yacimientos  Recuperables Remanentes ‘ Acumulada
A 16,4 15,5 20,2 14,4
B-P 54 5 422 55,7 39,0
S-U 29,1 42 .4 24 1 46,6

Concluido la primera etapa de la seleccién se revisdé cuantos y cuales de los
yacimientos identificados como posibles candidatos poseian informacién actual de
presion. Esta informacion es vital para determinar la posibilidad de ocurrencia de
flujo cruzado, asi como para la construccion de las IPR de los yacimientos. De los
54 yacimientos 28 poseian mediciones de presion, pero de éstos solo la mitad
tenian informacion actual. Finalmente se llegd a un total de 14 yacimientos

candidatos.

Es importante recalcar que la lista de yacimientos obtenida en este proceso no
constituye la lista definitiva de candidatos, pues al seleccionar los pozos vy
yacimientos que se van a integrar un proyecto, se debe examinar el
comportamiento de produccién de todos los yacimientos en la trayectoria del pozo

de interés. Asi es posible que se detecten oportunidades que hayan sido pasados
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por alto en esta etapa. La Tabla 5.2 muestra todos los candidatos obtenidos en

esta etapa de la seleccion.

Tabla 5.2 Yacimientos Candidatos a Producciéon Conjunta

Yacimiento Reservas | °APl| Recobro Fecha dltima  Fecha ultima

Remanentes Actual presion produccion
(Mbbl) (%)
A13U:GS95 75 21 15% 30/9/98 octu-98
FOL:GS97 256 25,3 21% 28/4/51 juni-84
F7L:LG201 249 22,2 18% 31/10/01 novi-74
F7U:GS100 172 22 21% 18/12/99 novi-83
H3L,4:LG201 87 22,8 35% 22/1/00 novi-97
J3U:GS125 116 24 15% 30/1/87 mayo-87
J3U:LG207 337 28 4% 22/1/00 novi-72
L2U,M:LG202 126 23,2 16% 22/1/00 juni-87
N2L:L G264 128 20 9% 31/10/01 juli-88
P1,3:LG203 363 20,4 9% 22/1/00 juni-99
P1L:GS100 320 18,3 9% 14/6/85 mayo-85
R4L:GS137 215 19,6 14% 17/11/99 agos-90
S5:GG201 103 19,8 16% 20/2/00 sept-93
U2M,L:GS139 119 18,2 22% 27/5/99 juni-88

En resumen se puede decir que se identificaron catorce (14) yacimientos como
candidatos a ser producidos en conjunto como mejor opcidn. Se identificé también
un potencial de cuarenta (40) yacimientos en espera de medicion de presion.
Adicionalmente se confirmo que la zona de las arenas medias es la mas

prospectiva para este tipo de proyectos.

5.3 Ubicacién Espacial de Yacimientos e Identificacion de Pozos Candidatos.

Antes de iniciar el filtrado de los pozos se realizé un inventario de cuales pozos
encuentran en su trayectoria los yacimientos previamente escogidos y de estos
cuales intercepta cada pozo, es decir se realizd el proceso de ubicacion espacial
de yacimientos. Para cada yacimiento se realiz6 un listado de todos los pozos que
contiene, esto se hizo basandose en los mapas actuales de los yacimientos de

interés.
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Construido este listado para todos y cada uno de los yacimientos se utilizd una
rutina programada por el autor en el programa Excel, de Microsoft, que organiza la
lista de yacimientos interceptados por cada pozo a partir de los listados creados

en el paso anterior.

Al terminar el mencionado proceso se conoce el numero de yacimientos de interés
que intercepta cada pozo y en este punto comenzé la discriminacion de pozos de
posible utilizaciéon. La Figura 5.2 presenta de manera esquematica la ubicacion
vertical de los yacimientos candidatos. En esta se puede identificar de manera
sencilla cuales yacimientos pueden ser considerados como posible proyecto de
produccion conjunta. Por ejemplo, se puede ver que el yacimiento GS97 en la
arena FOL se sobrepone con los yacimientos A13U:GS95, F7U:GS100 vy
P1L:GS100, sin embargo, los yacimientos de las arenas F7U y P1L no coinciden

con el de la arena A13U.

Arena Yacimiento
A13U cso5 N N
FOL GS97
F7L L LG201 I G201
F7U GS100 I N
H3L,4 LG201
J3u GS125 LG207
L2U,M LG202
N2L LG264 I G264
P1,3 LG203 I G203
piL N
R4L GS137
S5 GG201
U2Mm,L cs139 N
2 2

YACIMIENTOS 2 2 3 2

2 3 4 4 3 2 2
Figura 5.2 Ubicacién Vertical de los Yacimientos Candidatos.

Luego de identificar las combinaciones posibles, se procedié a identificar los pozos

disponibles en cada conjunto de yacimientos. Este proceso se llevd a cabo antes

de la refinacién del procedimiento propuesto, razdn por la cual en esta ocasion la

seleccidén de pozos fue realizada como una decision técnica y no econdmica (de

hecho, luego de este proceso se identifico la posibilidad de mejorar la

metodologia).

El primer criterio utilizado fue que el pozo interceptase al menos dos yacimientos

de interés. Ya que la produccion conjunta implica la puesta en produccién de dos
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yacimientos simultaneamente, es imperativo que al menos dos yacimientos entren

dentro del grupo de los candidatos a ser desarrollados bajo este esquema.

El segundo criterio de selecciéon fue la actividad actual y/o planificada para cada
pozo. La bases de datos para esta parte de la discriminacién se constituyé por los
reportes semanales de estado de pozos, la base de datos de trabajos de
reacondicionamiento aprobados y la base de datos de la utilizacion que esperaba
darle LASMO VENEZUELA B.V. a los pozos recibidos de PDVSA. La idea tras
este proceso fue excluir los pozos que producen actualmente dentro del rango
aceptable para el campo (gravedad de la produccion mayor a 16.5 °API, tasa de
crudo superior a 50 BPD, corte de agua menor a 95% y RGP menor a 11MPC/BF),
aquellos que tienen planes concretos para ser abiertos a produccién, los que estan
abandonados y los que son inyectores. Segun la metodologia propuesta, se
deberia llevar a cabo la evaluacion econdmica del prospecto sin tomar en cuenta

este criterio para luego comparar los cual de los proyectos es mas rentable.

El tercer criterio para el filtrado de los pozos fue el estado mecanico. Debido a lo
“fragil”, econdmicamente hablando, que se espera que sean los proyectos de
produccion conjunta, los costos de un trabajo de rehabilitacion deben ser bajos.
Por esta razén aquellos pozos que puedan presentar problemas durante los
trabajos, deben ser evitados. Se revisé el diagrama mecanico de cada pozo, y
aquellos que requerian trabajos de pesca o estaban equipados con varios tapones
de hierro fueron dejados afuera. La historia de cada pozo también se estudié para
dejar afuera aquellos que hubiesen presentado problemas mecanicos en los
ultimos intentos de reacondicionamiento que resultasen en la frustracion de los
planes. Este criterio tampoco se utiliza en el procedimiento tal como se propone
actualmente, debido a que los riesgos (econdmicamente hablando) de un trabajo
de rehabilitacion pueden ser tomados en cuenta en una evaluacion econdémica y
ahorrar el tiempo y esfuerzo que representa la revision de las historias y
diagramas de todos los pozos del area, permitiendo reservar este trabajo a los

pozos que de verdad presentan potencial.
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También se realizé una revision somera de los horizontes que atravesaba el pozo.
Esto para determinar si existian oportunidades de reactivacion bajo esquemas
tradicionales de produccion. Esta revisidon se hizo necesaria para evitar un posible
rechazo de las propuestas. La motivacion de este trabajo es eminentemente
econdmica. Por esta razon, la existencia de horizontes en los cuales la actividad
tradicional sea rentable puede eliminar la posibilidad de obtener aprobacién del
proyecto de reactivacion.

Para el momento en el cual fue realizada esta discriminacién, habia 172 pozos en
el area oeste del campo Dacién. De este numero solamente 30 pozos cumplieron
el primer criterio. Este numero de pozos se redujo luego de la aplicacidon de los
otros tres criterios a un total de 14 pozos. Es importante recalcar que este numero
de pozos puede ser alterado si durante un proceso posterior se demuestra que es
rentable la adicion de un nuevo pozo. Si por el contrario (caso mas probable) se
demuestra que los yacimientos interceptados por el pozo no presentan una buena
oportunidad de ser producidos en conjunto (por cualquiera de las situaciones

mencionadas en capitulos anteriores), el numero de pozos puede reducirse.

En este punto se hizo una division de los posibles casos de acuerdo a la estacién
de flujo a la cual producen los pozos. La Tabla 5.3 muestra los resultados de esta

clasificacion.

Tabla 5.3 Pozos Filtrado de Pozos por Estacion

Numero de

Estacién de flujo Numero de p0zOs Yacimientos de Numero det PO_ZOS
luego del 1*" filtro o luego del 4 Filtro
interés
DED-01 2 2 1
DED-03 10 7 7
DED-05 9 8 4
DEF-02 9 2 2
* Un yacimiento puede contarse en mas de una estacion de flujo.
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Las areas con mayor potencial para ser incluidas en un proyecto de produccion
conjunta son las correspondientes a las estaciones DED-03 y DED-05. Estas
estaciones se situan en los extremos oriental y occidental del area. La zona de
DED-03 ha sido la mas explotada del oeste del campo, razén por la cual posee la

mayor cantidad de pozos que interceptan yacimientos con bajas reservas.

En cuanto al area de la estacion DED-03 (solamente la parte correspondiente al
oeste del campo), se puede decir que presenta un buen potencial, pues la mayoria
de los yacimientos son pequefios, situados en una reducida area limitada por
fallas a los lados. En esta zona es posible encontrar un buen numero de
yacimientos pequefos apilados, lo que incrementa también la posibilidad de
inclusion de uno de los pozos en un proyecto de produccion conjunta. La Tabla 5.4
muestra los pozos que fueron seleccionados como posibles candidatos a ser

utilizados para un proyecto de produccién conjunta.

Tabla 5.4 Listado de Pozos Prospecto.

.. Numero de
Estacionde — . . —
. Yacimientos de
flujo .
interes
LG204 DED-03 4
LG203 DED-03 4
LG205 DED-03 3
GS100 DED-05 3
LG264 DED-03 2
LG287 DED-03 2
LG210 DED-01 2
LG207 DED-03 2
LG201 DED-03 2
GS97 DED-05 2
GS270 DEF-02 2
GS118 DED-05 2
GS107 DEF-02 2
GS105 DED-05 2

68



5.4 Seleccion de Pozos y Yacimientos.

Para la seleccion de los sistemas pozo-yacimientos se examind cada uno de los
pozos seleccionados. La revisidon incluyd la recopilacion de la profundidad, el
espesor, porosidad, permeabilidad, saturacion de agua en los alrededores del
pozo, las reservas remanentes y la produccidn acumulada para cada uno de los
yacimientos que intercepta el pozo. La informacion fue recopilada de los sumarios

petrofisicos y del libro de reservas

Una vez que se obtuvo la informacion relativa a los horizontes del pozo, se
confirmd que no fuese factible econdmicamente producir el pozo de forma

tradicional.

Debido a que no todos los yacimientos tienen estudios de PVT, se decidio realizar
la seleccidn sin tomar en cuenta los mismos. La utilizacion de correlaciones para
la determinacion de estos parametros hubiese resultado en un gasto de tiempo
injustificado. Resulté preferible la comparacion de los datos de entrada para las
correlaciones. Por ejemplo, las gravedades API de los crudos y sus relaciones gas
petréleo se considerd6 mas confiable que la obtencion de la viscosidad por medio

de correlaciones para comparar un valor indirecto.

Los yacimientos escogidos para dar ejemplo de la metodologia propuesta fueron
el N2L:LG264 y el P1,3:LG203. Estos fueron seleccionados debido a que sus
comportamientos de produccién son bastante similares, existen estudios de fluidos
de esas arenas que pueden ser utilizados para estos yacimientos con bastante
confianza y ninguno de los dos se encuentra en un estado de agotamiento que
haga sospechar problemas de flujo cruzado. Debido a que no se dispone de un
criterio que permita concluir de manera cierta en lo referente a la compatibilidad de
fluidos, se asume que estos crudos seran compatibles dada su similitud en
gravedad (0,4 grados API de diferencia). En relacion a la compatibilidad de aguas
no hay ningun elemento que permita tomar una decision por lo que se recomienda
llevar a cabo un andlisis a la brevedad posible (ambos analisis, de crudos y

aguas).
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El pozo seleccionado fue el LG264. Este pozo se situa en la parte mas alta de la
estructura en ambos yacimientos, se encuentra en buenas condiciones mecanicas
y debido a que actualmente estd completado en las mismas arenas, los trabajos
de reacondicionamieto son mas sencillos. La Tabla 5.5 muestra las propiedades

de los horizontes para este pozo.

Tabla 5.5 Propiedades de los Horizontes para el Pozo LG264

Reser- Produc

., Perme
. vas -cion . Satura-
Yaci- Porosi- a- o s
. re rema- acumu- . APl cion de
miento dad bilidad
nentes lada (mD) agua
(Mbbl) (Mbbl)

LG264:U2M Uz2m 6694 11,0 219,0 0,0 23,7% 1104,28 11,0 15,7%
LG264:U1 U1uU 6599 28,0 0,6 157,0 26,6% 2509,23 14,8 8,5%
LG202:T TU 6539 23,5 0,0 2335,0 27,1% 2710,13 19,5 7.1%
LG202:T TL 6569 55 0,0 2335,0 26,4% 2433,10 19,5 18,2%
LG205:S5 S5 6508 45 556,0 249,0 20,9% 185,43 234 35,5%
LG203:S2 S2 #N/A #N/A 209,0 2238,0 24,0% 1704,51 19,2 #N/A
LG203:R4L R4L 6408 0,0 227,0 71,0 22,1% 288,68 19,9 100,0%
LG205:R4U R4U 6380 0,0 111,0 285,0 0,0% 0,00 20,8 100,0%
LG203:P1,3 P3 6274 2,5 363,0 284,0 21,7% 349,08 20,4 33,6%
LG203:P1,3 P1 6254 15,0 363,0 284,0 22,7% 460,20 20,4 15,1%
LG264:N2L N2 6176 5,0 128,0 148,0 21,9% 368,15 20,0 20,2%
LG205:M4 M4 6141 5,0 100,0 0,0 23,1% 463,49 20,0 31,9%
LG201:H3L,4 H3L 5784 0,5 935,0 408,0 19,9% 128,23 25,1 47, 7%

Se puede apreciar que el unico yacimiento que podria ser reactivado fuera de los
dos seleccionados es el S5:LG205, pero ese yacimiento no puede ser drenado por

este pozo debido a que el espaciamiento no lo permite.
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5.5 Descripcion del Yacimiento P1,3:LG203
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Figura 5.3 Mapa Isopaco-Estructural de P1,3:LG203

Este yacimiento esta limitado lateralmente y buzamiento arriba por fallas normales
que varian desde 30 pies (falla al oeste) hasta 160 pies (fallas al sur y al este) de
salto vertical lo cual produce el sello necesario para el entrampamiento de los
hidrocarburos en esta area. Buzamiento abajo esta limitado por un contacto agua
— petroleo estimado a 5630 pbnm. dado por el pozo LG274 (agua hasta 5630°).
La estructura es un homoclinal con buzamiento suave de 3 a 4 grados al norte. El
ambiente sedimentario ha sido interpretado con los registros y con informacion de
nucleos del area este. Se presenta como canales fluviales y barras de
desembocaduras producidas en sus respectivos deltas con una marcada
influencia de mareas. Basado en los registros de los pozos presentados en la
figura 5.3 se interpreta que este yacimiento particular se encuentra en una zona de
canal. Los espesores varian entre 3 y 20 pies. El espesor total de esta unidad

alcanza los 50 pies.

Este yacimiento entré a produccion en Septiembre de 1978. Segun el libro de

reservas presenta un petréleo original en sitio de 3,2 MMbbl de 20,4 °API. Se
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estima un factor de recobro de 20 por ciento, para unas reservas primarias de 647
Mbbl, de las cuales ha sido producido 276 Mbbl.

La produccion proviene de los pozos LG203, con 51,5 Mbbl, y del LG264, con
224.5 Mbbl. La produccion total de gas es de 297 MMPCN y la de agua se
remonta a 670 Mbbl. La presién original del yacimiento se estim6 en 2450 LPC
(nivel de referencia a 5610 pbnm), la cual ha descendido hasta 2350 LPC para el
momento de la ultima medicidn. Para este momento llevaba ya mas de afo y
medio sin producir. Este yacimiento se encuentra abandonado desde Junio de
1999.

5.6 Descripcion del yacimiento N2L:L G264

Este yacimiento esta definido por las mismas fallas que limitan al yacimiento
P1,3:LG203. Su contacto agua petréleo se estima a 5545 pbnm. La estructura es
un homoclinal con buzamiento suave hacia el norte. El estrato presenta espesores

aproximados de 15 pies y arenas netas de hasta diez pies.
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Figura 5.4 Mapa Isopaco-Estructural de N2L:LG264
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Este yacimiento produce desde Agosto de 1979, cuando se abri6é a produccion el
pozo LG203. Se calcula que tiene un petréleo en sitio de 1,6 MMbbl y se estima
que el recobro primario sera de 17,5 por ciento, lo que arroja un nivel de reservas
de 276 Mbbl. El crudo de este yacimiento es de 20 °API.

Sélo dos pozos han producido de este yacimiento, el LG203 y el LG264, los cuales
presentan acumulados de 16,3 Mbbl y 131,4 Mbbl respectivamente. En total se
han producido casi 148 Mbbl de petroleo, 77 Mbbl de agua y 160 MMPCN de gas.

La ultima medicion de presion se realizé también en enero de 2001 indicando
2300 LPC (nivel de referencia a 5510 pbnm), una caida de 130 libras respecto a la

presion inicial. La ultima produccién de este yacimiento fue en Julio de 1988.

5.7 Comportamiento de Produccion.

5.7.1 Yacimiento P1,3:LG:203

Los perfiles de produccion de este yacimiento se presentan como la Figura 5.5. El
yacimiento fue drenado a través de dos pozos, pero estos estuvieron activos en
momentos distintos y nunca produjeron simultaneamente. El primer pozo en
producir este yacimiento fue el LG203. En la Tabla 5.6 se presenta la prueba

inicial de completacion de este pozo en las arenas P.

Tabla 5.6 Puebas Iniciales de Completacién en P1,3:LG203

CORTE
PETROLEO AGUA  DE RGP
POZO ARENA FECHA (bb) bb)  AGUA (PCNBN) AP
(%)
LG203 | P1,3 |30-Sep-78| 8,96 |19,04| 68 1597 | 20,1
LG264 | P13 | 5-May-89 | 405 495 | 55 1767 | 18,6

Produjo en dos etapas facilmente identificables en los perfiles. La primera etapa

comprende el periodo desde Septiembre de 1975 hasta Julio de 1979. La segunda
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etapa empezd en Noviembre de 1982 y terminé en Noviembre de 1985. Para el

momento del cierre habia acumulado un total de 51465 barriles.

Las tasas de produccion durante la primera parte de la vida del pozo se situaron
en un promedio cercano a los 120 barriles diarios de liquido. Sin embargo las
tasas de petréleo nunca pasaron de 50 barriles por dia. La segunda vez que el
pozo se puso en produccidén se obtuvieron tasas de petréleo similares, pero con
cortes de agua bastante superiores. Ya hacia el final, a partir de marzo del 85, se
obtuvieron tasas de 80 barriles, pero el corte de agua también se incremento6 hasta

llegas a los niveles de cierre.

Durante toda su vida en este yacimiento, el LG203 produjo con cortes de agua
altos, iniciando con un corte del 68 por ciento, hasta llegar a producir cien por
ciento de agua. En este punto fue cerrado. En la Figura 5.3 se puede apreciar que
este pozo fue completado muy cercano al contacto agua-petréleo, por lo cual era

de esperarse semejante comportamiento.

En 1989 se abre a produccion el pozo LG264. La Tabla 5.6 también muestra la
prueba inicial de este pozo. En este pozo falta la informacién de produccién para
este yacimiento desde el inicio hasta mayo del 89. Esta perdida de informacién
representa la produccién de 14341 barriles, los cuales fueron afadidos a la
produccion de este mes para cuadrar los acumulados. A partir de Junio de ese
afno la historia de produccién se reporta de forma normal. Se puede observar que
en este pozo la produccion tampoco sobrepasa la barrera de los 100 barriles salvo
en contadas ocasiones, donde pueden observarse tasas puntuales de casi 160
barriles por dia. El corte de agua también fue alto durante toda la produccion de
este pozo, llegando hasta 100 por ciento al final de la vida del pozo. En la Figura
5.3 se puede observar que el pozo LG264 también se cafioned casi hasta la zona

de agua, lo que explica el elevado corte de agua.

Segun el comportamiento de la relacion gas-petroleo y se asume que la presion

actual del yacimiento no ha bajado aun del punto de burbujeo, asuncién razonable
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tomando en cuenta cuanto ha caido la presién debido a la produccién (solo 130

LPC).

RESERVOR: LG203P1 3
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Figura 5.5 Produccion del Yacimiento P1,3:LG203 Relativa al Tiempo

En la primera grafica los valores en el eje izquierdo (Qo) varian entre cero y 160
barriles diarios, las divisiones representan 40 bbl/d. En el eje derecho (Np) varian

entre cero y trescientos mil, con cada division representando 60 mil barriles.

En la segunda grafica (Fw) los valores van entre cero y uno. En la tercera grafica

(RGP) se situan entre cero y cuatro mil pies cubicos normales por barril normal.
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En el eje de las abscisas cada divisidon representa un afno, abarcando desde 1978
hasta 1999.

5.7.2 Yacimiento N2L:L G264

La produccién de este yacimiento también fue iniciada por el pozo LG203. Este
produjo el de la arena N2L entre1979 y 1981, lo que corresponde al tiempo que
paso cerrado en la arena P1,3. En su primera prueba produjo 20,3 barriles por dia
de petréleo de 19 grados APl y 17,5 barriles diarios de agua (aproximadamente 46
por ciento de corte de agua) a una relacion de gas-petroleo de 4792. Las tasas de
produccion fueron siempre bajas, variando entre los 10 y 80 barriles por dia, con
un promedio que ronda los 30 bbl/d. El corte de agua también fue alto, variando
entre 46 y 75 por ciento. Este pozo acumul6 16251 barriles de este yacimiento. En
la Figura 5.6 se presentan los perfiles de produccion de este yacimiento, en estos
se puede observar el comportamiento del pozo LG203 (la seccién que abarca
desde 1979 hasta 1981). Este horizonte fue cerrado debido a la baja productividad

mostrada. En ningun momento produjo mas de un pozo a la vez.

Casi un afio después del cierre del LG203 entra en produccion el pozo LG264.
Este pozo fue abierto en enero, pero la informacién de produccién no se encuentra
disponible si no a partir de abril. Para entonces solo se habian producido 3226
barriles. Este pozo mostrd tasa mas altas, pero aun asi la tasa mas alta calculada
del histérico de produccion fue de 164 barriles diarios. No se dispone de la prueba

inicial de completacion.

Inicialmente comenzé la produccion con un corte del 2 por ciento (calculada del
histérico de produccién). Este fue aumentando gradualmente hasta agosto de
1985, cuando se incrementd hasta llegar a 58 por ciento. Desde ese momento del
corte continud incrementandose a un ritmo mucho menor hasta llegar a registrar
niveles del 76 por ciento hacia finales de 1987. Esta irrupcidon de agua se atribuye

a una posible comunicacion mecanica en el pozo.
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Hacia el final de la vida del pozo se observa un incremento en la RGP del pozo, lo
que puede ser atribuido a problemas en la medicion del gas de levantamiento o a
disminucién local de la presién. Se asume que el yacimiento aun se encuentra

subsaturado. Ambos yacimientos producen por empuje de agua.
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Figura 5.6 Produccion del Yacimiento N2L:LG264 Relativa al Tiempo

En la primera grafica los valores en el eje izquierdo (Qo) varian entre cero y 160
barriles diarios, las divisiones representan 40 bbl/d. En el eje derecho (Np) varian

entre cero y trescientos mil, con cada division representando 60 mil barriles.
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En la segunda grafica (Fw) los valores van entre cero y uno. En la tercera grafica

(RGP) se situan entre cero y cuatro mil pies cubicos normales por barril normal.

En el eje de las abscisas cada division representa un afio, abarcando desde 1978
hasta 1999.

5.8 Analisis de Declinacion

El analisis de declinacion se realizd con el propdsito de determinar las reservas
remanentes primarias del pozo LG254, y a la vez obtener una prediccion de
produccion para los dos yacimientos en cuestion. La declinacion de la tasa de
produccion se analizé con respecto al tiempo de produccion y con respecto a la

produccion acumulada.

Debido a que la mayoria de los yacimientos en este campo estan asociados a un
acuifero, muchos de los pozos deben cerrarse debido a la produccion de agua.
Por esta razén, es sumamente importante tratar de predecir como sera el
comportamiento de agua de cada yacimiento. Para esta tarea se analizaron las
tendencias de incremento de corte de agua al aumentar la produccion acumulada.

A continuacion se presentan los resultados de estos analisis.

5.8.1 Yacimiento P1,3:LG203

Para el estudio de este yacimiento se decidid utilizar la porcion de la historia de
produccion comprendida entre mediados de 1989 y fines de 1992. La decision de
tomar este periodo se basa en la clara declinacién de la tasa de produccién. En
este intervalo no se observan incrementos subitos de producciéon que puedan
indicar cambios importantes en las condiciones operativas del pozo. La Figura 5.7
muestra la curva de tasa de petréleo contra tiempo. En esta grafica la linea roja
representa la tendencia asumida y la recta verde representa el prondstico de

produccion.
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Se puede apreciar como luego de aumentos de produccioén, la tasa vuelve a
declinar con una tendencia bastante similar a la apreciada en el intervalo

seleccionado (rectas azules).

Basandose en esta tendencia y asumiendo una tasa inicial de 120 barriles se
obtienen 73 Mbbl de reservas. La produccion se detiene la alcanzar el limite
econdmico de produccion (50 bbl/d), lo que ocurre en abril de 2004 (inicio de
produccion Junio de 2002). Este estimado asume que no se realizan

modificaciones en las condiciones operativas del pozo.

Se asumidé que la tasa inicial de produccion sea de 120 bbl/d debido a la
incorporacion de nuevas técnicas de cafioneo. Debido a estas, en algunos pozos
se ha logrado tasas de produccién mas altas que las obtenidas por PDVSA en

épocas anteriores.
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Figura 5.7 Tasa de Petréleo Contra Tiempo en P1,3
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Para confirmar el valor obtenido se realizé el analisis de la declinacién de la tasa
de petréleo al aumentar la produccion acumulada (Figura 5.8). En este caso se
obtuvo un estimado de reservas de 77 Mbbls, obtenidos para abril de 2005, fecha
en la cual se alcanzé el limite econdmico. Se hicieron las mismas suposiciones

que en el caso anterior.
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Figura 5.8 Tasa de Petréleo Contra Produccion Acumulada en P1,3

Se realizd un analisis del comportamiento del corte de agua contra produccion
acumulada. Esto para verificar que el pozo pudiese producir las reservas
estimadas antes de alcanzar el limite de produccién de agua (95 por ciento). Se
asumio un corte de agua inicial de 60 por ciento y se estimo la tendencia utilizando
aproximadamente el mismo periodo de produccion utilizado en los analisis

anteriores.

En este caso se obtuvo reservas de 78 Mbbl, lo que indica altas probabilidades de

poder producir las reservas estimadas antes de tener que cerrar el pozo. Se debe
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hacer notar que el corte de agua inicial constituye un estimado pesimista, pues se
espera reducir el corte de agua con los trabajos realizados durante el
reacondicionamiento. En la Figura 5.9 se muestra la tendencia del corte de agua

asumida, asi como el pronostico realizado.
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Figura 5.9 Corte de Agua Contra Produccién Acumulada en P1,3

5.8.2 Yacimiento N2L:L G264

En este pozo se pueden identificar dos etapas en la produccion. La primera etapa
transcurre antes de la irrupcion de agua (Agosto de 1986). La segunda etapa

abarca desde el momento de la irrupcién hasta el final de la vida del pozo.

Para observar el efecto de la llegada del agua en las tasas de fluidos se grafico la
tasa total de liquidos y la tasa de petr6leo contra el tiempo. Esta grafica se
observa en la Figura 5.10. Facilmente se puede apreciar un solo comportamiento
de declinacién para ambas tasas durante la primera etapa. Sin embargo, durante

la segunda etapa se pueden observar dos tendencias. La tasa de liquido tiende a
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mantenerse estable y la tasa de crudo continua declinando. La declinacion de la
tasa de petroleo coincide con la declinacion de la tasa inicial, por lo cual para la
prediccion de produccion se asumié que la tasa declina de manera constante

durante toda su vida.
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Figura 5.10 Tasa Liquida y de Petréleo Contra Tiempo en N2L

Mediante el analisis de estas curvas (Figura 5.11) se estimaron reservas en el
orden de 36 Mbbl, producidos hasta Noviembre de 2003. La tasa inicial estimada
para este pozo fue de 90 bbl/d. Si bien el pozo ha llegado a producir a tasas
cercanas a los 120 bbl/d durante varios meses, estas tasas fueron obtenidas antes
de la irrupcién de agua, a partir de la cual no se han vuelto a obtener niveles
semejantes. Luego del trabajo de reacondicionamiento se espera que disminuya el
corte de agua. Pero, aunque se suba el nivel de las perforaciones, la tasa debera
ser controlada para prolongar el tiempo de una nueva irrupcién. Por esta razén el

estimado inicial es un tanto conservador.
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Figura 5.11 Tasa de Petréleo Contra Tiempo en N2L

Para este horizonte también se realizé el analisis de la curva de tasa de petroleo
contra produccion acumulada. El resultado fue similar, las reservas se situaron en
el orden de los 36 Mbbl y el limite econdmico se alcanzd en Enero de 2004. La
Figura 5.12 muestra esta curva, la tendencia adoptada y la prediccion de la

produccion.

Se observé que el corte se agua luego de la irrupcion continué aumentando de
manera estable, similar al comportamiento que presentaba inicialmente. Debido a
lo erratico de los valores obtenidos en la segunda etapa, y asumiendo que luego
de la reparacion el corte de agua habra disminuido nuevamente, se decidié utilizar
la tendencia inicial para realizar la estimacién de reservas. El corte de agua inicial
para la proyeccion se estimé en 65 por ciento. Las reservas obtenidas por este
método fueron de 74 Mbb, lo que indica que los 36 Mbbl estimados segun los
otros métodos podran ser producidos antes de alcanzar el limite de agua

establecido.
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5.9 Construccion de Curvas de Comportamiento de Influjo Individuales.

En el pozo LG264 no existe registro de toma de gradientes fluyentes para ninguno
de los yacimientos en cuestion. Consecuentemente no se conoce el indice de
productividad de ninguna de las dos arenas. Por esto, la construccion de las
curvas de comportamiento de influjo se llevd a cabo utilizando la ecuacion de

Darcy para obtener los indices de productividad.

Una vez estimado el Pl de la arena, se realizé una correccion para las presiones
de fondo fluyente inferiores al punto de burbujeo del fluido de ese yacimiento.

Para hacer la correccion se utilizé la correlacion de Vogel.

Los parametros utilizados en los célculos de los Pl para cada yacimiento se

presentan en la Tabla 5.7

Tabla 5.7 Parametros para la Estimacién del Pl

\ - -
Yac- PO b Py | ko u po  ESP®
. didad . . S
miento . (psi) | (psi) | (mD) (cp) (viv)
. (pie)
P1,3
LG203 6270 | 2345 | 1720 | 300 2,9 1,17 5 176 6
N2L
L G264 6195 | 2320 | 1500 | 250 3,2 1,16 5 128 6

Los PI obtenidos son 0,362 bbl/d*psi para la arena P1,3 y 0,281 bbl/d*psi para la
arena N2L. Con estos valores se obtuvo la tasa de flujo cuando la presion de
fondo fluyente es igual a la presion de burbujeo. La correccién de Vogel fue
ajustada utilizando como punto de la IPR la tasa obtenida para la presion de

burbujeo y esa misma presion.

Inicialmente puede parecer contradictorio que la arena N2L presente un indice de
productividad menor, dado que histéricamente ha producido tasas mas altas. Se
debe notar que estas tasas se obtuvieron mientras el pozo producia con bajo corte
de agua. Al aumentar la saturacion de agua en los alrededores del pozo la

permeabilidad relativa al petréleo disminuye. Al comparar las tasas que produjo la
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arena N2L al presentar los niveles de corte de agua de la arena P1,3, se observa
que efectivamente son menores. Esta observacion concuerda con los PI
obtenidos. También se obtuvo valores de Pl para toda la fase liquida y el valor
para la arena N2L continto siendo inferior. Los valores de Pl de liquido fueron

0,906 bbl/d*psi para la arena P1,3 y 0,803 para la arena N2L.

La curva obtenida para el yacimiento P1,3:LG264 se presenta como la Figura
5.14. En esta se puede comprobar que el yacimiento es capaz de producir una
tasa de 120 bbl/d al aplicar un diferencial de presién de 335 libras por pulgada
cuadrada. Esto corrobora que la tasa inicial asumida para el analisis de

declinacion es facilmente lograda y por lo tanto factible.
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Figura 5.14 IPR para la Arena P1,3

La Figura 5.15 muestra la curva de comportamiento de influjo para el yacimiento
N2L:LG264. Se comprueba que la tasa asumida (90 barriles diarios) en la seccion

previa es igualmente factible.

86



2500

2000

1500

Pwf (Psig)

1000

500

0 50 100 150 200 250 300 350 400 450 500
Qo (Bls/d)

Figura 5.15 IPR para la Arena N2L

5.10 Construccion de la IPR Conjunta.

La IPR compuesta se construyd mediante el uso de una hoja de calculo construida
para tal fin segun la metodologia expuesta en el capitulo 4. La curva obtenida se
presenta en la Figura 5.16. Adicionalmente en esta figura se presentan las curvas
de comportamiento de influjo de cada arena por separado. En este caso las IPR
se presentan referenciadas a una profundidad de 6195 pies (profundidad de la
arena N2L).

La presentacion de las tres curvas en la misma grafica permite detectar
rapidamente que porcidn de la tasa total es aportada por cada yacimiento. Al
trazar una linea horizontal al nivel de la presiéon de fondo deseada, se obtienen
tres cortes, cada uno de los cuales representa los puntos operativos de el conjunto
y de cada yacimiento. De existir posibilidad de ocurrencia de flujo cruzado deberia
aparecer una recta roja vertical que indica la magnitud del contraflujo. La no
aparicion de dicha recta confirma la suposicion inicial de que no ocurrira este

problema
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Figura 5.16 IPR Compuesta para el Pozo LG264

5.11 Determinacion de la Tasa Total y Analisis del Comportamiento del

Conjunto.

Inicialmente se realizé un analisis nodal del sistema para determinar si el pozo era
capaz de producir mediante flujo natural. El analisis se realizé utilizando el
programa Well PERFORMance Analisis, de PSG/HIS Energy Group. El resultado
de este analisis fue que el pozo produciria por flujo natural una tasa total de 44
barriles diarios. Un analisis de sensibilidades indicd que el aumento del corte de

agua afecta de manera negativa todo el sistema, tal y como se esperaba.

Debido a la baja tasa del sistema al producir mediante flujo natural, se decidio
utilizar levantamiento artificial. El disefio del método de levantamiento no es objeto
de este trabajo. En este respecto solo se determiné que el sistema debia ser
capaz de proporcionar un diferencial de presion de 300 libras por pulgada
cuadrada a nivel de la arena N2L. Con esta caida de presién el sistema producira
189 barriles diarios, de los cuales 106 corresponderan a la arena P1,3 y 83 a la

arena N2L.
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Estos valores fueron utilizados como tasas iniciales para realizar los prondésticos
de produccién. Se utilizaron las tendencias obtenidas en los analisis de
declinacion previos. En esta ocasion no se fijo un limite minimo de produccién
diaria, ya que en este caso el pozo se cerrara cuando la tasa total llegue a los 50
barriles diarios. La Figura 5.17 muestra el comportamiento de las tasas en el
tiempo. Se puede apreciar que el pozo puede ser producido aun cuando cada
yacimiento produce a tasas menores que la tasa econdmica y que la vida del
proyecto en produccion conjunta es mas larga que si se produjesen ambos
yacimientos secuencialmente (asumiendo que las condiciones operacionales sean

iguales).

Las curvas superiores representan el corte de agua proyectado. Se espera que
para el final de la vida productiva del pozo el corte de agua promedio se situe en
78 por ciento, La arena P1,3 produzca con 81 por ciento y la N2L con 77 por
ciento. No se espera que ninguno de los intervalos presente problemas por

produccion de agua.
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Figura 5.17 Tasas de Petréleo y Cortes de Agua.
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La Figura 5.18 muestra los aportes relativos de cada yacimiento a la tasa de
produccion y al acumulado del sistema. Se espera que inicialmente el aporte a la
tasa del horizonte P1,3 sea cercano al 57 por ciento, aumentando hacia el final de
la vida productiva del pozo hasta situarse en un 64 por ciento. La produccién
acumulada, provendra de los dos intervalos de manera similar, al término del
proyecto 41 por ciento se habra producido de N2L y 59 por ciento de la P1,3. La
produccion total del sistema se estima en 155 Mbbl de petréleo.
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Figura 5.18 Aportes Relativos de Petroleo

5.12 Estudio de Factibilidad Econémica.

Mediante el estudio econdmico se evalud la viabilidad de llevar a cabo este
proyecto. Se plantearon dos planes, la produccion secuencial como plan base y la
produccion conjunta como proyecto alternativo. Para cada uno de los planes se
plantearon tres escenarios que tomaron en cuenta la incertidumbre generada por
la utilizacion de valores promedio para las propiedades (especificamente la

permeabilidad) de los yacimientos.

Para esta labor se tomaron los valores de permeabilidad disponibles en las arenas
de interés (N, P1, P2, y P3) en todos los pozos del campo. Se construyeron

histogramas (uno para el grupo de las arenas N y otro para el grupo de las P) para
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determinar la frecuencia de ocurrencia de cada una de las permeabilidades y con
esto se determiné la variacién estadistica de la permeabilidad. En cada uno de los
histogramas se encontraron dos rangos de permeabilidad que marcaban
tendencias distintas, razon por la cual se dividieron los grupos en dos subgrupos,
uno donde se agruparon los valores bajos de permeabilidad (entre cero y 600 md
aproximadamente) y otro donde se agruparon los altos (de 600 md en adelante).
Para verificar si la diferencia en los valores correspondian a diferencias en la
localizacion geogréfica de los pozos se ubicaron éstos en un mapa. Se encontro
que los pozos que constituian cada una de las categorias estaban dispersos por
todo el campo, por lo cual se concluyé que las diferencias observadas se debian a
las facies en la cual estaban completados los pozos (canales o barras). Para cada
uno de los subgrupos se construyeron histogramas de frecuencia. La Figura 5.19
muestra uno de los histogramas mencionados. En el se puede observar que cada
valor de permeabilidad tiene un porcentaje de ocurrencia, el cual se puede tomar
como la probabilidad estadistica de que un pozo que se encuentre en esa facie
presente una determinada permeabilidad. Por ejemplo, estadisticamente (segun el
histograma de la figura) existe un 70 por ciento de probabilidades de que un pozo
completado en una zona de barra de una arena P del campo Dacion, tenga una

permeabilidad menor a 300 md
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Figura 5.19 Variacién Estadistica de Permeabilidades (Arenas P, Rango Bajo)
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Los valores promedio de permeabilidad de los yacimientos N2L:LG264 vy
P1,3:LG203 (250 y 300 md respectivamente) caen dentro de la categoria de

permeabilidades bajas.

Para plantear los escenarios alto y bajo en la evaluacion econdmica se
determinaron las probabilidades de ocurrencia de las permeabilidades promedio
de los yacimientos. Luego se asumidé que dentro del yacimiento las
permeabilidades podian variar en un rango del quince por ciento de esas
probabilidades y se determinaron los valores maximo y minimo de permeabilidad
esperados. Para ilustrar este punto vea la Figura 5.19, en este caso se determind
que la probabilidad de ocurrencia del valor promedio de del yacimiento en la arena
P es del 70 por ciento. En tomando una variacion en el rango del quince por
ciento se obtiene que los valores de permeabilidad en el yacimiento deberian
encontrarse en el area sombreada , entre un minimo de 200 md y un maximo de

390 md (55 y 85 por ciento de probabilidad de ocurrencia respectivamente).

Con los valores maximo y minimo estimados para cada arena se determinaron
nuevos indices de productividad, a partir de los cuales se construy6 otro juego de

curvas de IPR.

En este punto se planteé la diferencia entre el caso base (producciéon secuencial) y
el caso de produccidon conjunta. Debido a que en un esquema de produccidn
tradicional es posible disefar los sistemas de levantamiento de manera 6ptima, se
asumioé que s diferencial de presion aplicado a cada una de las arenas en el caso
base debia ser mayor. Por esta razén se asumid que en este caso el diferencial
de presion seria de 350 libras por pulgada cuadrada. En el caso de produccion
conjunta la presién de fondo aplicada continué siendo de 300 LPC. Con estos
diferenciales de presion y las nuevas curvas de IPR se obtuvieron tasas iniciales
que fueron utilizadas para generar los perfiles de produccion. La Tabla 5.8
presenta los valores de permeabilidad obtenidos, asi como las tasas iniciales

utilizadas en la creacion de los perfiles.
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Tabla 5.8 Permeabilidades y Tasas Iniciales Utilizadas en la Evaluacién Econémica.

Permeabilidad Qoi Secuencial Qoi Conjunta
() (BBL/d) (BBL/d)
N2L P1,3 N2L P1,3 N2L P1,3
MEDIO 250 300 97 125 83 107
BAJO 164 200 64 83 55 71

En la Figura 5.20 (gréfica izquierda) se pueden apreciar los perfiles de tasa contra
tiempo para cada uno de los casos. Las curvas azules representan el esquema de
produccion conjunta, mientras que los colores calidos representan el caso base.
Los casos altos se identifican por las curvas de colores oscuros y los escenarios
bajos son representados por los colores mas claros. En la grafica de la derecha
se comparan las producciones acumuladas. Se puede observar que mediante el
caso base solo se producen mas fluidos (que en el caso propuesto) en el
escenario alto, pero este incremento es de s6lo mil barriles al costo de tener que

producir por mas de un afio adicional.
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Figura 5.20 Comparacion entre Esquemas

Para llevar a cabo la evaluacion, seccion se utilizé la hoja de calculo desarrollada
en Lasmo. Las variables que toma en cuenta la mencionada hoja fueron

explicados en el capitulo tres.
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En la evaluacién del proyecto de produccion conjunta se incluyeron los costos de
realizar una prueba geoquimica mensual con un valor estimado en 700 ddlares
americanos por ensayo. También se programé correr registros de produccion una
vez al mes durante cuatro meses. El costo de cada prueba fue estimado en 30 mil
dodlares americanos. El objetivo de estas pruebas es comparar este método con el

resultado de las pruebas geoquimicas de distribucion de produccion.

En la Figura 5.21 se presentan los indicadores economicos de cada uno de los
casos para cada escenario. El cédigo de colores es el mismo que para la figura
anterior, colores calidos caso base y colores azules esquema de produccién

conjunta.
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Figura 5.21 Resultados de la Evaluacion Econémica.

Se puede apreciar que todos los indicadores son favorables al esquema de

produccion conjunta.

También se realizé la evaluacion del diferencial de los flujos de caja. En este caso
el valor presente neto del diferencial sera siempre positivo. Esto indica que el
proyecto de aceleracion sera preferible al de produccidn secuencial para cualquier
tasa de descuento. La razén de este resultado es que en este caso no hace falta

una mayor inversion para la aplicacién del esquema y los costos operacionales

94



extra no representan un incremento significativo. La Figura 5.22 da un ejemplo de
las graficas obtenidas en este estudio. Este caso representa la evaluacién de los

escenarios medios de cada esquema.

VPN Vs Tasa de Descuento

1000.0
800.0
600.0

400.0

VPN (MUSD)

200.0

0.0

0.0 00%

-200.0

-400.0

Tasa de Descuento (%)

‘— Conjunta —— Secuencial Diferencial ‘

Figura 5.22 Evaluacion del Proyecto Diferencial
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Conclusiones

Como resultado de la investigacion llevada a cabo en este trabajo se presenta una
metodologia en el capitulo cuatro para el disefio de proyectos de produccion

conjunta. Esta metodologia fue aplicada a un caso real del campo Dacion.

De la revision bibliografica se concluyé que el método de distribucion geoquimico
representa la opcion optima para distribuir la produccidon en proyectos destinados
a producir zonas marginales, debido a relacién costo-beneficio en comparacién

con los otros métodos estudiados.

14 yacimientos han sido identificados como candidatos a ser incluidos en
proyectos de produccion conjunta y 40 yacimientos potenciales en espera de toma
de presion. También se identificaron 14 pozos disponibles para planes de este

tipo.

La mejor opcion detectada para un proyecto piloto de produccién conjunta es el
pozo LG264 en los yacimientos N2L:LG246 y P1,3:LG203.

El estudio de este sistema para el esquema de produccion conjunta permite
concluir que no se presentaran problemas de flujo cruzado en ninguno de los

yacimientos.

Adicionalmente se proyecta que la produccion conjunta permitira el incremento de
la produccién de hasta el 55 por ciento. La vida util del pozo bajo este esquema se

espera que se encuentre entre los 3,75y 4,75 afos.

La observacién de las curvas de aporte relativo indica que el yacimiento
P1,-3:LG203 aportara el 59 por ciento de los fluidos para el final de la vida del

proyecto.

Ninguno de los yacimientos involucrados en este proyecto llegara al limite de corte
de agua. Las presiones de los yacimientos no alcanzaran los puntos de burbujeo,

por lo que no se espera irrupcion de gas.
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Dadas las facilidades actuales existentes para realizar la evaluacion econémica de
proyectos, es mas eficiente realizar el analisis econémico de los proyectos por

separado que realizar un estudio del proyecto diferencial.

El proyecto de produccion conjunta permitira obtener un incremento del VPN de al
menos 44 por ciento. Adicionalmente la evaluacion del proyecto de produccidn
secuencial (caso base) presenta la no viabilidad de la opcidn. Por esta razon la
produccion conjunta no solo se presenta como una mejor opcion si no como la

Unica viable.

La aplicacion de este esquema de produccion en el area oeste del campo Dacién
permitira drenar yacimientos cuyas reservas actuales suman 2,7 millones de

barriles. Las reservas mencionadas aumentarian al ser explotadas de este modo.

Tomar presiones en los 40 yacimientos potenciales dara acceso a yacimientos con
reservas actuales de 6,4 millones de barriles. En caso de aplicarse este esquema
a yacimientos sin historia de produccion se tendra acceso a bajo costo a 19,1

millones de barriles con una gravedad API promedio de 21,8 grados.
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Recomendaciones

Como resultado de este trabajo se propone:

Llevar a cabo estudios de cromatografia de gas (“firgerprints”) en todo el campo
para identificar las zonas en las cuales es posible la aplicacién de esta técnica

para distribuir la produccién de las arenas desarrolladas en conjunto.

Realizar un estudio de comportamiento de deposicion de sélidos resultante de la
mezcla de fluidos. Es necesario una herramienta que permita predecir problemas

relacionados con este fenémeno.

Planificar proyectos de produccion conjunta en otras areas del campo para

incrementar la representatividad de la prueba piloto.

Realizar pruebas, inicialmente mediante simulacion, que permitan caracterizar el

resultado de producir en conjunto yacimientos con caracteristicas distintas.

Prolongar la prueba piloto durante al menos seis meses con la intencion de

obtener resultados representativos.

De resultar positivo el resultado de la prueba, se deben ampliar los criterios de
seleccidon de yacimientos y de pozos para aprovechar al maximo las bondades de

este esquema de produccion.
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Nomenclatura

Nota: presentado por orden de aparicion.

IPR

VPN

Pl

Curva de comportamiento de influjo

Relationship).

Valor Presente Neto (también NPV).

indice de productividad (Productivity Index).

Tasa de flujo.

Presion.

Permeabilidad.

Espesor.

Viscosidad.

Factor

Dafio de formacion

Radio externo de drenaje.
Radio de drenaje.

Eficiencia de flujo (Flow Eficiency).

indice de productividad estable (Fetkovitch).

Exponente del IPR de Fetkovitch.
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Bbl

Np

Gp

md
cp
PLT
RGP
°API

MEM

Barriles.

Dia.

Tiempo.

indice de declinacion nominal

indice de declinacion efectivo

Produccion acumulada de petréleo.

Producciéon acumulada de gas.

Relacion de tasa de produccion de gas (Prabowo y Rinadi).
Factor de compresibilidad de gas.

Temperatura.

Relacion de producciones acumuladas (Prabowo y Rinadi).
Volumen del yacimiento.

Funcion de error (El-banbi y Wattenburger)

Milidarcy.

Centipoise.

Registros de produccion (Production Logging Tool).
Relacion gas-petroleo.

Gravedad API (American Petroleum Institute).

Ministerio de Energia y Minas.
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FC

TIR

TR

B/C

u.m.

MM

PVT

PCN

LPC

BN

Fw

Flujo de caja.

Tasa Interna de Retorno.
Tiempo de Retorno.
Relacion Beneficio-Costo
Unidades monetarias.

Mil.

Millon.
Presion-Volumen-Temperatura.
Pie cubico normal.

Libra por pulgada cuadrada.
Barril normal.

Fraccion de agua.
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Apéndice A: Historia del Pozo LG264

La completacion original se llevd a cabo en Octubre de 1962. En este trabajo se
probaron las arenas U2M, U1U y TU, de las cuales se completaron solo las dos

ultimas. Se equip6 el pozo con equipo de levantamiento por gas.

Hasta Enero de 1974 produjeron las dos arenas de forma alternada. En ese afio
se llevo a cabo el primer reacondicionamiento. En este se abandoné la arena T

por producir con alto corte de agua y se completaron las arenas P1,3 y U1U.

En 1975 se realizd el segundo reacondicionamiento permanente. En este se
abandoné la arena U1U por producir con alto corte de agua. En esta ocasion se

completaron las arenas S2, P1,3 y N2L. Quedd en produccion la arena S2.
En Enero de 1982 se abrio la arena N2L.

En diciembre de 1987 se programd toma de presion en la arena P1,3, la cual fue
suspendida por posible obstruccion de asfaltenos. Hubo un cambio de zona que

fue realizado luego de Julio de 1988 del cual no se tienen registros.

En Abril de 1989 se traté de bajar con camarita hasta el tapon que cierra la arena
S2. No paso de 6345’, saco impresidn de escamas y arena sobre el tapdn, la que
fue confirmada luego con un toma muestras. Se suspendio el trabajo en el cual se

iba a realizar cambio de zona de la arena P1,3 a la arena S2.

En Mayo de 1995 se bombed Gas-Oil caliente y se corrid cortador, bajando
lentamente hasta 1550’ debido a encontrarse fluido pesado, motivo por el cual no

se pudo realizar el cambio de zona propuesto de la arena P1,3 a la arena S2.

En Agosto de 1996 se corrié cortador de 1-27/32” para chequear el tubing,
encontrandose fluido pesado desde 180’ hasta 1800’ donde no bajaron mas las

herramientas; se bombed kerosene al pozo y se bajé nuevamente hasta 6330’.
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En Diciembre de 1998 se realizd un servicio en el cual se cambid la tuberia desde

6125 pies y el equipo de levantamiento por gas. En la figura A.1 se muestra el
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diagrama actual de completacion del pozo.

Figura A.1 Diagrama de Completaciéon Actual del Pozo LG264
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Apéndice B: Columna Estratigrafica Tipo para el Campo Dacién

(figura).
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En esta figura se presenta la columna estratigrafica tipica de la formacién oficina

en el area del campo Dacidn, de la cual se produce en este campo.
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Apendice C: Ubicacion del Campo Dacion (F

igura)
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El Campo Dacidn se ubica en el estado Anzoategui, en el distrito San Tomé, a 20

kilometros al este de El Tigre.
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